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Einleitung 1

1 Einleitung

Dieser Arbeitsbericht ist aus Projekten tber die zukunftige Entwicklung des nationalen, eu-
ropaischen und weltweiten Energiesystems entstanden, an denen das Institut fir Energiewirt-
schaft und Rationelle Energieanwendung (IER) der Universitdt Stuttgart beteiligt war
/IER, RWI, ZEW 2010/, /IEA 2010/. Analysen zur zukinftigen Entwicklung des Energiesys-
tems bauen in der Regel auf einer technisch-6konomischen Analyse gegenwartiger oder in
naher Zukunft zur Verfugung stehender Energieumwandlungstechnologien auf.

Als Zielsetzung flr den vorliegenden Arbeitsbericht stand im Wesentlichen der 6konomische
Vergleich mittels der gesamten Lebenszykluskosten von Optionen zur Elektrizitatserzeugung
fiir den Inbetriebnahmezeitpunkt mit der Ermittlung der spezifischen Stromgestehungskosten
im Vordergrund. Um zahlreiche Aspekte, die Einfluss auf die Stromgestehungskosten haben,
zu erfassen, wird eine systematische, vergleichende Analyse der Wirkungen alternativer kos-
tenbestimmender Faktoren technologiespezifisch und technologietbergreifend gegentiber den
Referenzannahmen vorgenommen. Daruber hinaus werden technische, 6konomische sowie
6kologische Konsequenzen und Vor- und Nachteile der Optionen diskutiert und aufgezeigt.
Dabei kann diese Kurzstudie als eine Erweiterung und Aktualisierung des IER-
Arbeitsberichts Nr. 4: ,Stromerzeugungskosten im Vergleich“ aus dem Jahre 2008
/Wissel et al. 2008/ angesehen werden.

Die Analyse ist in funf Kapiteln gegliedert. Auf die in der Einleitung festgehaltene Zielset-
zung folgt im zweiten Kapitel eine ausfihrliche technisch-6konomische Charakterisierung
von Kraftwerksoptionen, die heute und zukinftig zur Verfligung stehen kdnnten. Im dritten
Kapitel werden die spezifischen Stromgestehungskosten unter den Basisannahmen ermittelt.
Der Fokus liegt hierbei auf einem Kostenvergleich von Kraftwerksoptionen auf der Basis fos-
siler und nuklearer Energietrager sowie von Technologien zur Nutzung erneuerbarer Energie-
trager. Das dritte Kapitel wird ergédnzt um Kostenvergleiche bei Variation unterschiedlicher
Rahmenannahmen, wie Brennstoffpreise, Diskontierungsfaktor und Auslastung. Das vierte
Kapitel erweitert den 6konomischen Vergleich mit Sensitivitatsanalysen, um aufzuzeigen wie
stabil die im vierten Kapitel ermittelten Ergebnisse bei Parameterveranderungen sind. Die
Studie schlieBt im flinften Kapitel mit der Zusammenfassung der Ergebnisse und der Ablei-
tung von Schlussfolgerungen aus dem umfassenden Vergleich.

Mit diesem Bericht werden Daten und Analysen vorgelegt, die eine Aussage zu den direkten
(oder privaten) Lebenszykluskosten verschiedener Stromerzeugungsoptionen unter Beriick-
sichtigung langfristiger Unsicherheiten ermdglichen. Dabei folgt die Untersuchung einer all-
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gemein Ubergeordneten Sichtweise. Die Evaluation und Wirkungsanalyse kann aus Sicht ein-
zelner Unternehmen von diesem Kostenvergleich abweichend sein.
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2 Technisch-okonomische Charakterisierung neuer Kraftwerksoptionen

Der Ausbau des Kraftwerksparks unterliegt langfristigen Uberlegungen, in denen der jeweils
optimale Kraftwerkstyp unter Beriicksichtigung von technischen, 6konomischen und 6kolo-
gischen Anforderungen standortbezogen ausgewahlt wird. Dabei ist zundchst abzuwégen,
welche Optionen fur den erwarteten Ersatz- und Zuwachsbedarf tberhaupt zur Verfligung
stehen. Diese werden im Folgenden durch ihre wichtigsten technischen und ékonomischen
Parameter zusammenfassend charakterisiert.

Zu den relevanten technisch-6konomischen Parametern zur Charakterisierung der Stromer-
zeugungstechnologien im Hinblick auf die Stromgestehungskosten gehdren: die elektrische
Netto-Leistung, der elektrische Nutzungsgrad, die spezifischen Investitionskosten sowie die
fixen und variablen Kosten des Anlagenbetriebs.

Die elektrische Netto-Leistung ist die von einem Kraftwerksblock oder einer Erzeu-
gungseinheit an das Versorgungssystem abgegebene Leistung. Sie berechnet sich als Diffe-
renz aus Brutto-Leistung (Leistung an Generatorklemmen) und elektrischer Eigenbe-
darfsleistung. Unter der Eigenbedarfsleistung ist diejenige elektrische Leistung zu verstehen,
die fur den Betrieb erforderlicher Neben- und Hilfsanlagen (z. B. Speisewasserpumpen,
Kihlwasserpumpen, Ventilatoren, Fremderregungsanlagen etc.) ben6tigt wird.

Grundsatzlich ist der Nutzungsgrad eines Energieumwandlungsprozesses der Quotient aus
der Summe der nutzbar abgegebenen Energien und der zugefuhrten Energien. Er stellt das
Zeitintegral des Wirkungsgrades dar, der fir einen definierten stationaren Zustand die Kenn-
groRe ist. Flr Stromerzeugungseinheiten berechnet sich der Nutzungsgrad entsprechend als
Quotient aus der Stromerzeugung und der zeitgleich technisch zugefiihrten oder aus dem na-
tirlichen Dargebot entnommenen Energie. Er kann sowohl brutto als auch netto erfasst wer-
den. Letztgenannte Unterscheidung beriicksichtigt die elektrische Arbeit fir Neben- und
Hilfsanlagen der jeweiligen Erzeugungsanlage (auch: Kraftwerks-Eigenverbrauch).

Die spezifischen Investitionskosten' sind die fiir die Errichtung einer Stromerzeug-
ungsanlage aufzuwendenden Kapitalkosten, i. d. R. bezogen auf die installierte elektrische
Netto-Leistung. Sie beinhalten Kostenbestandteile, die direkt und indirekt der Errichtung und
Inbetriebnahme der Anlage zuzuordnen sind (hierzu gehoren etwa Kosten fir vorbereitende
Erdarbeiten ebenso wie Material- und Lohnkosten wahrend der Bauphase), oder Kostenbe-
standteile, die dem Anlagenbetreiber vor oder wahrend der Errichtung entstehen (z. B. Kos-
ten wahrend der Genehmigungsphase oder fur die Baustellenleitung). Die Zinsaufwendungen
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wéhrend der Bauzeit werden Uber den Kapitalwert (zum Inbetriebnahmezeitpunkt) beriick-
sichtigt, sind aber nicht in den angegebenen spezifischen Investitionskosten enthalten.

Die Kosten des Anlagenbetriebs beinhalten alle Kosten der Stromproduktion, die nicht auf
die eigentliche Investition (s. 0.) oder die Verwendung eines Energietragers (Brennstoffkos-
ten inkl. Transportkosten und ggf. Steuern) oder CO,-Zertifikatekosten zuriickzufihren sind.
Hierzu gehoren Kosten der Instandhaltung oder Aufwendungen fiir Hilfs- und Betriebsstoffe
sowie Personal, Verwaltung oder Versicherungen. Gewohnlich werden diese Betriebskosten
anteilig als variable und fixe Kostenbestandteile ausgewiesen. Gutschriften fiir die Verau-
Rerung von mit der Stromerzeugung verbundenen Kuppelprodukten sind ebenso in den vari-
ablen Betriebskosten beriicksichtigt wie féllige Aufwendungen fur die Abfallbeseitigung
(Schlamme, Aschen oder sonstige Rlckstande).

Die Brennstoffkosten sowie die CO,-Zertifikatekosten sind direkt vom Nutzungsgrad des
Energieumwandlungsprozesses und der unterstellten Preisentwicklung des Energietragers
bzw. der CO,-Zertifikate abhdngig. Bei Kraftwerken mit CO,-Abscheidung ist der Abschei-
degrad zu bertcksichtigen.

Nach der Betriebsphase fallen Stilllegungskosten an, die alle Kosten fur Stilllegung und
Rickbau bis zur grinen Wiese beinhalten. Die dafiir anfallenden Kosten und etwaige Mater-
ialgutschriften aus dem Rickbau sind aus heutiger Perspektive nur schwer abzuschatzen. Da-
her werden einheitlich fur alle Stromerzeugungsoptionen 5 %, und fur das Kernkraftwerk
15% der spezifischen Investitionskosten fur die Stilllegungskosten zugrunde gelegt
/IEA 2010/. Die Stilllegungskosten werden im Ergebnisteil den Kapitelkosten zugeordnet.

2.1 Marktentwicklung fiir Kraftwerke

Die Investitionskosten fiir neue Kraftwerke resultieren zu einem erheblichen Teil aus zykli-
schen Trends des Kraftwerksmarktes. Die Marktentwicklung fiir Kraftwerke wird einerseits
vom Bedarf, wie z. B. dem Wirtschaftswachstum und der Bevolkerung, getrieben. Mit dem
Anstieg des Strombedarfs wéchst auch der Bedarf fir neue Kraftwerke. Andererseits pragen
jedoch auch energiepolitische Faktoren, wie die Liberalisierung der Strommérkte, die Bewer-
tung 6kologischer Aspekte, die vielfaltige Verfligbarkeit unterschiedlicher Technologien, die
Marktstruktur bei den Anbietern und bei den Kraftwerksherstellern, die Preisentwicklung auf
den Rohstoffméarkten (z. B. Energietragerpreise, Stahlpreise) oder der Erneuerungsbedarf des
Kraftwerksparks die Investitionszyklen in den nationalen und internationalen Kraftwerks-

! Im Englischen werden die gesamten Investitionskosten ,,Overnight Investment Costs* bezeichnet.
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markten. Die Uberlagerung dieser zeitlich und regional unterschiedlichen Faktoren bestimmt
die Dynamik der Gesamtentwicklung und die Struktur des Kraftwerksmarktes.

Wegen der Komplexitat der Wirkungsmechanismen zwischen den vielschichtigen marktbe-
einflussenden Faktoren ist schon alleine von der Marktseite, unabhangig von der Technolo-
gieentwicklung, jede Annahme fur zukinftige Investitionskosten von Kraftwerken mit Unsi-

cherheiten verbunden.

Gerade in den vergangenen Jahren gab es einen erheblichen Anstieg der Investitionskosten
fir erdgas- und kohlenbefeuerte Warmekraftwerke /Carter 2010/. Anlagenhersteller haben
diesen Kostenanstieg mit gestiegenen Materialkosten begriindet. Abbildung 2.1 bestétigt,
dass es tatsachlich seit Beginn des Jahres 2004 einen stetigen Anstieg der Rohstoffpreise re-
levanter Baustoffe fur den Kraftwerksbau gegeben hat. So ist der Preis fur niedriglegierten
Stahl bis zum dritten Quartal 2008 auf etwa das zweieinhalbfache Niveau gegeniber 2004
angestiegen. Uberschlagige Berechnungen tiber den in Lebenszyklusanalysen erfassten Mate-
rialeinsatz /Mayer-Spohn et al. 2007/ fir Warmekraftwerke zeigen, dass der rein materialbe-
zogene Preis- und damit verursachte Kostenanstieg nur einen geringen Anteil an den gesam-

ten Investitionskosten ausmacht.
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Abbildung 2.1:  Rohstoffpreisindizes ausgewahlter Baustoffe /IDESTATIS 2009/
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In Abbildung 2.2 sind in Orientierung an die zuvor erwéhnten Lebenszyklusanalysen die an-
teilig gewichteten Rohstoffpreise als Kostenbestandteile fur ein Steinkohlenkraftwerk aufge-
tragen. Hierbei handelt es sich um eine grobe Bewertung des beim Kraftwerksbau erforderli-
chen Faktoreinsatzes, da nicht zwischen verschiedenen Fertigungsstufen (Halbzeugen) unter-
schieden wird. Auch wenn diese Untersuchung einen starken relativen Anstieg der Rohstoff-
kosten seit dem Jahr 2004 bestatigt, wird ebenfalls deutlich, dass mit dieser tberschlagigen
Rechnung lediglich ein Teil der Verédnderungen der gesamten spezifischen Investitionskosten
erklart werden kann. Dies legt die Vermutung nahe, dass sich die beobachteten Kostenanstie-
ge vielmehr auf die Marktsituation des Kraftwerkskomponentenbaus sowie schlisselfertiger
Kraftwerke (,turnkey plants®) zuriickfihren lassen. Die gegenwaértige Marktsituation ist
durch eine konsolidierte Anzahl an Herstellern und Anbietern bestimmt, bei gleichzeitig ho-
her Nachfrage. In Folge der Banken- und Finanzkrise sind jedoch schon einige geplante
Kraftwerksprojekte aufgrund fehlender gesicherter Finanzierungsmoglichkeiten zurlckge-
stellt worden. Es wird unter anderem deshalb von einer leichten Entspannung auf dem nord-
amerikanischen und européischen Markt fir Kraftwerkskomponenten ausgegangen, wahrend

auf dem asiatischen Markt mit erh6hten Fertigungskapazitaten der weiterhin erheblichen
Nachfrage begegnet wird.
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Abbildung 2.2:  Anteil der Rohstoffkosten an den Investitionskosten fiir Steinkohlekraftwerke
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2.2 Technisch-okonomische Kenngroflen der Referenzkraftwerke (2015)

Fur die im Rahmen dieser Untersuchung betrachteten Kraftwerkstechnologien sind die in
Tabelle 2.1 aufgefiihrten technischen und ékonomischen Daten fir typische Referenzanlagen
verwendet worden. Die Zusammenstellung der technischen und 6konomischen Daten erfolgte
anhand eines Literatur- und Studienvergleichs und der Auswertung von veroffentlichten, pro-
jektspezifischen Kostenangaben sowie durch Gesprache mit Kraftwerksherstellern und -
betreibern. Die technischen und 6konomischen Daten werden als reprasentativ fur Kraftwer-
ke mit einem Inbetriebnahmezeitpunkt um etwa 2015 eingeschétzt. Fur nahezu alle Techno-
logien haben sich die spezifischen Investitionskosten gegentber /Wissel et al. 2008/ erhéht.
Ausgenommen von dieser Entwicklung ist die Photovoltaiktechnologie, bei der sich insbe-
sondere die Ausweitung der Fertigungskapazitaten bis zum Jahre 2015 reduzierend auf die
Kosten der Anlagenhersteller auswirkt.

Tabelle 2.1: Technische und 6konomische Parameter der Referenzkraftwerke, Inbetriebnahme-
jahr 2015
Energie- Kraftwerks- Elektri- | Elektrischer Tech- Spezi. Betriebskosten | Vollbe-
tréger typ sche Netto- nische Inves- nutz-
Netto- Nutzungs- | Nutzungs- | titions- ungs-
Leistung grad dauer kosten? fix  variabel | Stunden
[MWel] [%] [a] [€/kW] | [E/kW] [E/MWh] | [h/a]
Erdgas Kombi-KW? 800 60 30 700 19 2,0 7500
Steinkohle Dampf-KW 800 46 40 1300 35 4,0 7500
Braunkohle | Dampf-KW 1050 45 40 1500 39 4,4 7500
Kernenergie [LWR 1600 36 60 2800 55 0,5 7500
Wind Onshore 3 20 1320 50 - 1850
Wind Offshore 5 20 3340 120 - 3800
Solar PV-Freiflache 0,5 25 2230 34 930
Solar PV-Dach 0,002 25 2580 39 930
Biomasse Holz-KW 20 30 30 2350 132 2,8 7500
Wirbelschicht

Fossilbefeuerte Wirmekraftwerke tragen sowohl in Deutschland als auch in Europa ent-
scheidend zur Bereitstellung elektrischer Energie bei. Flr den Zubau und Ersatz von fossilen
Kraftwerkskapazitaten stehen in der ausgewahlten Betrachtung Erdgas-Kombikraftwerke
sowie stein- und braunkohlenbefeuerte Dampfkraftwerke (Dampf-KW) zur Verfligung:

2 Anlagenabschlusskosten und Baunebenkosten (u. a. bei Wind onshore/offshore mit Netzanschluss-
kosten) ohne Zinsen wahrend der Bauzeit

® Kombikraftwerke (Kombi-KW) werden in den folgenden Abschnitten auch als Kraftwerke mit Gas-
und Dampfturbinenprozess (GuD) bezeichnet.
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e ein Erdgas-Kombikraftwerk mit Gas- und Dampfturbine mit 800 MWej netto Und €inem
elektrischen Netto-Nutzungsgrad von 60 %,

e ein Steinkohlendampfkraftwerk mit 800 MW, netto Mit Kohlenstaubfeuerung, tberkri-
tischen Frischdampfparametern sowie einem Netto-Nutzungsgrad von 46 %,

e ein Braunkohlendampfkraftwerk 1050 MWq nete Mit Kohlenstaubfeuerung und tber-
kritischen Frischdampfparametern sowie optimierter Anlagentechnik zur Kohletrock-
nung (elektrischer Netto-Nutzungsgrad 45 %).

Kernkraftwerke der dritten Generation werden seit den 1990er Jahren entwickelt und zeich-
nen sich durch ein hoheres Mal} an Sicherheit sowie eine hohere Verfligbarkeit gegentber
den Anlagen der zweiten Generation aus. Als Referenzanlage wird der aus dem franzésischen
N4- und dem deutschen Konvoi-Reaktortyp entwickelte Europaische Druckwasserreaktor
(LWR) betrachtet; ein Reaktor dieser Bauart ist gegenwartig in Finnland und ein weiterer in
Frankreich im Bau.

e Europdischer Druckwasserreaktor 1600 MW netto, ausgelegt fir eine Brennstoff-
anreicherung von bis zu 5,0 %, mit direkter Endlagerung oder Wiederaufarbeitung der
abgebrannten Brennelemente

Vor dem Hintergrund der politisch angestrebten Ausbauziele fir die Stromerzeugung aus er-
neuerbaren Energien konnten aus heutiger Perspektive folgende Technologien zu dieser
Entwicklung wesentlich beitragen:

e Ein Windenergiekonverter an Land (Onshore) mit einer Leistung von 3000 KWej netto
als typische Anlage eines Windparks und Volllaststunden von 1850 Stunden im Jahr.
Mit dieser durchschnittlichen Betrachtung ist eine Differenzierung nach Standortqua-
litdten entbehrlich. In den Sensitivitatsanalysen werden fiir Deutschland mdgliche
Auslastungen von 1360 bis 2360 Volllaststunden angenommen. Diese Windkraftanla-
gen sind ausgereift und dirften sowohl fur Repowering als auch fur Neuerrichtungen
zum Zuge kommen.

e Windenergiekonverter zur See (Offshore) mit einer Leistung von 5000 kWe| petto als
Anlage eines Windparks mit einer installierten Leistung von 300 MW In Abhangig-
keit der Kustenentfernung und der Wassertiefe ergeben sich unterschiedliche Investi-
tionskosten und Auslastungen, die in der Sensitivitatsanalyse berlcksichtigt sind. Flr
diese Untersuchung wird eine mittlere Entfernung des Windparks zur Kiste von
80 km und eine durchschnittliche Wassertiefe von 35 m angenommen. Im Gegensatz
zu anderen europdischen Offshore-Projekten haben die deutschen Standorte grofere
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Wassertiefen und weitere Entfernungen zum Festland. Der erste Windpark (,,alpha
ventus“) mit zwolf Anlagen ist seit Ende letzten Jahres im Probebetrieb.

e Photovoltaikanlagen (PV-Anlagen) mit 2 kWepeax (Dachanlage) und 500 KWey peak
(Freiflachenanlage) mit polykristallinem Silizium, ausgefiihrt zum einen als Dachan-
lage und zum anderen aufgesténdert als Freiflichenanlage. Die unterstellten mittleren
Einstrahlungsbedingungen erlauben eine durchschnittliche Auslastung bei Nennleis-
tung von 930 Stunden je Jahr, wobei davon ausgegangen wird, dass Photovoltaikan-
lagen eher an Standorten mit einer hoheren durchschnittlichen Globalstrahlung aufge-
baut werden. In der Sensitivitatsanalyse werden die Auswirkungen bei einer Reduzie-
rung der Globalstrahlung um 15 % und einer Erhéhung um 10 % untersucht

e Biomasse-Warmekraftwerk mit 20 MWy netto, Verbrennung von Holz in einer Wirbel-
schichtfeuerung. Anlagen dieser Art sind Stand der Technik und werden kommerziell
zur Elektrizitatserzeugung eingesetzt.

Als weitere der vielfaltigen Optionen zur Elektrizitatserzeugung aus regenerativen Energie-
systemen sind grundséatzlich die Geothermie und auch die Wasserkraft vorstellbar, allerdings
sind die Investitionskosten sehr von den geologischen Randbedingungen abhéngig und erlau-
ben nur unzureichend eine verallgemeinernde Betrachtung.

Alle Kraftwerkstypen haben Entwicklungspotenziale, die zum Teil erhebliche Auswirkungen
auf ihre Einsatzchancen in der Zukunft haben werden. Bei den Kernkraftwerken und den
Technologien zur Nutzung erneuerbarer Energietrédger zielen die Entwicklungen auf eine
weitere Senkung der Investitionskosten sowie bei den fossil befeuerten Kraftwerken auf eine
Verbesserung der Wirkungsgrade und eine wesentliche Reduzierung der Umwelt- und Kli-
magasemissionen.

2.3 Carbon Capture and Storage-Technologie

Unter dem Aspekt einer klimaschonenden Nutzung fossiler Energietrdger zur Stromerzeu-
gung ist der Einsatz von Kraftwerkstechnologien umunganglich, bei denen das CO, abge-
schieden und anschlieRend gespeichert wird.

Kraftwerke mit CO,-Abscheidung

Im Mittelpunkt der Entwicklung neuer Kohlekraftwerke stehen heutzutage Verfahren zur
CO,-Abtrennung. Wenn es gelingt, beim Verbrennungsprozess CO,-Abscheidungsraten von
bis zu 90 % zu erreichen, erdffnen sich weitgehend klimavertragliche Einsatzmdglichkeiten
fiir fossile Kraftwerksanlagen.
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In technischer Hinsicht kommen nach dem derzeitigen Stand der Forschung grundsétzlich
drei Optionen zur CO,-Abtrennung in Betracht:

Post-Combustion: nach diesem Verfahren wird das CO, aus den Rauchgasen kohlen-
und gasbefeuerter Kraftwerke ausgewaschen. Zum Auswaschen des CO, kdnnen eine
Vielzahl von Prozessfamilien* eingesetzt werden. Das Verfahren gilt auch als Option
fir die Nachrlstung, insbesondere wenn es gelingt, Uber neue Waschmittel oder
Membranverfahren den Energieaufwand zu verringern.

Oxyfuel-Verfahren: das CO, wird nach der Verbrennung abgetrennt. Die Kohle wird
im Verbrennungskessel in einem Gemisch aus reinem Sauerstoff und einem aus der
Rauchgaswasche zuriickgefihrtem CO,/H,O-Teilstrom verbrannt. Das durch dieses
Recyceln aufkonzentrierte CO, kann nach der Rauchgasreinigung auf einfachem We-
ge durch Abkilihlung auf Kondensationstemperaturen entfernt werden. Beim Oxyfuel-
Verfahren entfallen CO,-Abtrennprozesse; allerdings entsteht ein zusétzlicher Auf-
wand fir die Luftzerlegungsanlage.

Pre-Combustion-Verfahren: hierbei wird CO, vor der Verbrennung aus einem CO,-
reichen Stoffgemisch abgetrennt und in einem kombinierten Gas- und Dampfturbi-
nenprozess Strom erzeugt. Der Brennstoff wird in der Vergasungsanlage (Kohle)
bzw. Aufbereitungsanlage (Gas) in ein wasserstoffreiches Synthesegas, das haupt-
sdchlich aus H,, CO und CO, besteht, umgewandelt. Im Shift-Reaktor wird die Um-
wandlung von CO in CO, und damit die weitere Erzeugung von H; befordert. Durch
das Verfahren wird hochkonzentriertes CO, erzeugt, das durch Absorber physikalisch
einfach zu entfernen ist. Das wasserstoffreiche Synthesegas wird in einer Gasturbine
verbrannt. Die heiRen Abgase aus der Gasturbine werden anschliefend einem Dampf-
turbinenprozess zugefihrt. Vor Eintritt in die Gasturbine ist allerdings eine intensive
Gasreinigung des Synthesegases erforderlich.

Da bis heute kein eindeutiger Vorteil fiir eines der drei Verfahren erkennbar ist, werden alle
drei Technologien parallel weiterentwickelt und in Demonstrationsanlagen erprobt. Im Zent-
rum der weiteren Entwicklung steht vorwiegend aus 6kologischer und ékonomischer Sicht
die Reduzierung der Wirkungsgradeinbufen.

Auch wenn aus heutiger Sicht verschiedene verfahrenstechnische Einzelheiten der CCS-
Kraftwerke noch offen sind, so wird in dieser Studie von folgenden generellen Annahmen
ausgegangen:

4 Absorption, Gas-Feststoff-Reaktionen, Adsorption, Kyrogenverfahren, Membran und natirliche
Einbindung
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e In den Jahren 2020-2025 werden die ersten groflitechnischen CCS-Kraftwerke einge-
setzt;

e die Wirkungsgrade® der CCS-Kohlenkrafwerke werden unter 40 % liegen, wobei bei
den beiden CCS-Verfahren Oxyfuel und Pre-Combustion geringfligig héhere Wir-
kungsgrade zu erwarten sind als bei der Post-Combustion;

e Dbei den Investitionskosten der Kraftwerke mit CO,-Abscheidung kommt es zu einer
Kostenzunahme gegentiber herkdmmlichen Kraftwerken; die spezifischen Inves-
titionskosten werden fur Braunkohle etwa bei 2400 €,007/kW, fir Steinkohle etwa bei
2200 €2007/kW und flr Erdgas bei etwa 1400 €,00;/KW geschatzt ohne Berticksichti-
gung der Kosten fur Transport und Speicherung von Kohlendioxid.

Tabelle 2.2 fasst die technisch-6konomischen Parameter fur generische kohlen- und gasbe-
feuerten CCS-Kraftwerke mit den entsprechenden Abschatzungen zusammen.

Tabelle 2.2: Technische und 6konomische Parameter der CCS-Kraftwerke, Inbetriebnahme ca.
2020
Energie- Kraft- Elektrische | Elektrischer Tech- Spez. Betriebskosten | Auslast-
trager werkstyp Netto- Netto- nische Inves- ung
Leistung Nutzungs- | Nutzungs- | titions-
grad dauer | kosten® | . .
fix  variabel
[MWel] [%] [a] [€/kW] | [E/kW] [E/MWh] [%]
Steinkohle | CCS-KW 740 37,5 40 2200 65 5,0 85
Braunkohle | CCS-KW 970 37,0 40 2400 65 54 85
Erdgas CCS-KW 800 50,0 30 1400 55 3,4 85

CO;-Transport

Bei einem groRtechnischen Einsatz von CCS-Kraftwerken fallen groRe Mengen an abge-
trenntem CO, an. Fir ein Steinkohlekraftwerk von 740 MW, Nettoleistung mit
7500 Vollbenutzungsstunden und einer Abtrennung von 90 % sind dies ca. 6 Millionen t/a.
Daher kommen aus technischen und 6konomischen Griinden nur Transporte des abgetrennten
Kohlenstoffdioxids mit Pipelines oder groRen Schiffen in Frage /Mayer-Spohn et al. 2006/.
Fur beide Transportoptionen ist eine Gaskonditionierung erforderlich, um CO, in mdglichst
kompakter Form transportieren zu kénnen.

Die Gaskonditionierung ist in dem Kraftwerksprozess berlcksichtigt. Sie fuhrt zu zuséatzli-
chen Investitionskosten und WirkungsgradeinbuBen im Vergleich zu konventionellen Anla-

®> Im elektrischen Nettowirkungsgrad der CCS-Kraftwerke sind die WirkungsgradeinbuBen durch
CO,-Abtrennung und CO,-Kompression berlicksichtigt.

® Anlagenabschlusskosten und Baunebenkosten ohne Zinsen wahrend der Bauzeit
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gen. Fir die CO,-Verdichtung sind beim gegenwartigen Stand als Aquivalent rund 2,0 %-
Punkte (bei Gaskraftwerken) bis 3,5 %-Punkte (bei Kohlenkraftwerken) an Wirkungsgrad-
verlusten im Kraftwerk anzusetzen, die bereits in den elektrischen Netto-Wirkungsgraden
berucksichtigt sind (vgl. Tabelle 2.2).

CO;-Speicherung

Prinzipiell kann die Speicherung von CO; in geologischen Strukturen mittels vieler bereits in
der Ol- und Gasindustrie sowie bei der Deponierung flissiger Abfallstoffe angewandter Ver-
fahren und technologischer Prozessschritte erfolgen. Als Speicher innerhalb Deutschlands
kommen sowohl ausgeforderte Gas- und Olfelder, stillgelegte Kohlebergwerke als auch bis-
her ungenutzte tiefe Kohleflze, Salzkavernen und tiefe saline Aquifere in Frage. Das theore-
tische Potenzial dieser Speicher wird fir Deutschland auf etwa 52 Gt CO, geschatzt
/GeoCapacity 2009/ und fur Europa auf 360 Gt CO,. Einen groBen Anteil am theoretischen
Speicherpotenzial haben Speicherstétten in Kohleflézen und in salinen Aquiferen im Off-
shore-Bereich Norwegens. Hinsichtlich der technischen Nutzung dieser Optionen bestehen
erhebliche Unsicherheiten, von daher kann von einem realisierbaren Speicherpotenzial von
etwa 17 bis 18 Gt CO, in Deutschland und in Europa von 70 Gt CO, /GeoCapacity 2009/
ausgegangen werden.

Kosten fiir CO,-Transport und Speicherung

Im Vergleich zu den Transportkosten, die vor allem standortabhangig sind, sind die Kosten
fir die Speicherung von CO, mit weitaus grofReren Unsicherheiten verbunden. Hauptursa-
chen sind die unterschiedlichen geologischen Rahmenbedingungen (z. B. Einbringtiefe, Spei-
chermenge, Erschliefungkosten fir die Lagerstatte). Grundsatzlich gilt, dass die Speicherung
von CO, an Land glnstiger ist als die Lagerung in Meeresstandorten. Die Kosten fir die
Speicherung von CO; in salinen Aquiferen auf dem Festland weisen eine Bandbreite von
1,7 bis 4,7 €/t CO, auf. Fir die Nordsee betragen sie etwa 4,6 €/t CO,. Die Kosten fiur die
Speicherung in Kohlenwasserstoffspeichern sind geringer und betragen etwa 1 bis 1,9 €/t
CO,. Nach /Kober 2010/ kann in Abhéngigkeit von Kraftwerksstandort, Einlagerungsstatte
und Transportentfernung mit Kosten zwischen 4 €/t CO, an giinstigen Standorten bis 8 €/t
CO, an Standorten, wo die Emissionsquelle und —senke weiter voneinander liegen, gerechnet
werden.

2.4 Entwicklung der Energietrager- und CO,-Zertifikatspreise

Das Preisgeftige fiir Energie wird bis heute wesentlich von den Rohdlpreisentwicklungen ge-
pragt. Der Preis fur Rohol ist seit Ende der neunziger Jahre des vorigen Jahrhunderts bis in
die Jahresmitte 2008 stark angestiegen, um dann einen Einbruch zu erfahren. Derzeit liegt der
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OPEC-Korb-Preis, der stellvertretend fur die Preise der tbrigen Sorten wie Brent oder West
Texas Intermediate (WTI) steht, bei etwa 75 US-$/bbl. In der Basisprojektion wird fur die
zukunftige Entwicklung der Energietragerpreise nach dem Preiseinbruch 2009 ein Anstieg
des Rohdlpreises bis 2030 auf mehr als 100 US-$2007/bbl angenommen, von dem sich die
Entwicklung des Heizdl-, Erdgas- und Steinkohlepreises ableitet.

Die Erdgaspreise der Produzenten sind in der Regel durch eine Indexierung zeitversetzt an
die Entwicklung des Olpreises gekoppelt’. Weltweit gab und gibt es allerdings regionale Un-
terschiede bei den Erdgas-Preisnotierungen. In der Vergangenheit waren die fur Asien einge-
kauften Erdgasmengen etwa 20 bis 30 % teurer als die fir Europa, welche etwa 10 bis 20 %
uber den amerikanischem Markt lagen. Wegen des zunehmenden weltweiten Wetthewerbs
um Gasliefervertrdge und angesichts des verstarkten interkontinentalen Flussiggashandels
werden die regionalen Unterschiede an den weltweiten Handelsplatzen langerfristig weitge-
hend bedeutungslos, es kristallisiert sich immer mehr ein global geltender Preis heraus. Im
Falle einer weiteren Bindung an den angenommenen Olpreis steigt bei einer Inflation von
jahrlich 2,3 % /IEA 2008b/ der Erdgaspreis im Jahre 2030 nominal auf etwa 48 €/ MWh und
hétte sich dann in nominalen Geldwerten im Vergleich zum Jahr 2010 knapp verdreifacht.

Die Notierungen der Preise flr Steinkohle auf den Weltmérkten sind grundsatzlich frei von
jeder Olpreisbindung. Allerdings lasst sich auch fiir die Kohle eine Korrelation zwischen dem
Rohdlpreis und dem Steinkohlenpreis beobachten, wobei grundsétzlich auch hier eine welt-
weit anziehende Nachfrage zu einem Anstieg des Preises fiihren wird.

Im Gegensatz zu Ol, Gas und Steinkohle hangen die Braunkohlenpreise dagegen wesentlich
von der Struktur der Forderkosten an den Abbaustétten ab, ohne eine unmittelbare Kopplung
an den weltweiten Rohdlpreis. Da sich die heimische Forderstruktur fir die Braunkohle kaum
verandern wird, werden konstante Energietragerpreise fir die Braunkohle angenommen. Ne-
ben der Braunkohle ist auch die Biomasse (u. a. Holzhackschnitzel) weitgehend ein lokaler
Energietréger, der nicht einem internationalen Handel und den dort Ublichen Preisbildungs-
mechanismen unterliegt. Deshalb wird auch fir die Biomasse zukinftig (inflationsbereinigte)
Preiskonstanz angenommen.

Fur den Energietragerpreis der Kernenergie werden die Brennstoffkreislaufkosten zugrunde
gelegt, in denen die gesamten Kosten fur die Brennstoffversorgung (u. a. Uran, Konversion,

" Die Olpreisbindung hat historische Griinde: in der Anfangszeit des aufkommenden Erdgashandels
der 1960er Jahre wollte man mit dieser Bindung einen fairen Wettbewerb zwischen den fir die
Wérmeerzeugung eingesetzten voll substituierbaren Energietragern ermdglichen.
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Anreicherung) sowie die Kosten flr die Entsorgung der Brennelemente mitberiicksichtigt
werden (Zwischenlagerung und Endlagerung).

Zu den jeweiligen Welt-Primarenergiepreisen werden die entsprechenden Transportkosten
fur Steinkohle und Erdgas addiert, die den durchschnittlichen Entfernungen von Handels-
platzen am Weltmarkt zu deutschen Kraftwerksstandorten entsprechen.

In Tabelle 2.3 ist die angenommene Entwicklung der Energietragerpreise dargestellt.

Tabelle 2.3: Projektion der Energietragerpreise frei Kraftwerk in den Varianten ,,Basis“ und
SJAtlternative

[€2007/GJ] |Preispfad | 2005 | 2010 | 2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050

Basis 7,18 (833 (927 99 10,46 10,79 10,99 11,20 11,30 11,40

Erdgas | Alemat. |7.18 [8,02 |853 888 912 925 033 940 944 947

Basis 2,13 (245 (262 279 29 303 306 308 311 314

Steinkohle | Aternat. [2,13 2,28 |245 2,62 266 269 271 273 274 276

Braunkoh- |Basis  |0,96 [0,96 [096 096 096 096 096 09 096 096

le Alternat. (136 (1,36 |136 136 136 136 136 1,36 136 1,36
Kemener- |Basis 081 [082 [082 076 076 071 07L 071 071 0,71
gie Alternat. (1,05 [1,05 [105 099 099 094 094 094 09 0,94

Biomasse |Basis  |6,00 (600 (600 600 600 600 600 600 600 6,00

In der Energietragerpreisvariante ,,Alternativ** wird eine von der Basisvariante abweichende
Projektion der Energietragerpreise angenommen.

In anderen Projektionen des zukiinftigen Rohdlpreises werden hohere, jedoch auch unter Um-
stdnden niedrigere Preispfade fur vorstellbar gehalten /IEA 2008/, /Lindenberger et al. 2008/,
woraus sich dementsprechend andere Preise flr die Gbrigen Energietrager ableiten lieR3en.

Zur Abdeckung von Unsicherheiten beziglich der Entwicklung der Energietragerpreise wer-
den entsprechend einer alternativen (niedrigeren) Olpreisvariante die Energietragerpreise fiir
Erdgas und Steinkohle angepasst. Hierbei wird davon ausgegangen, dass der Olpreis bis zum
Jahre 2030 einen Wert von 75 US-$,007/bbl erreicht, was nominal bei einer unterstellten Infla-
tion von 2,3 % pro Jahr einem Preis von etwa 127 US-$/bbl entspricht.

Hinsichtlich der Kosten fir die Braunkohle werden in der alternativen Variante die Vollkos-
ten der Braunkohleférderung bericksichtigt, bei denen die Kosten fur den Aufschluss der
Gruben und die Rekultivierung vollstdndig mit einbezogen werden.
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Bei der Kernenergie wird alternativ das geschlossene Brennstoffkreislaufkonzept mit Wie-
deraufarbeitung beriicksichtigt, welches bei den heutigen Uranpreisen von unter 50 US-
$/b U30g nicht wettbewerbsfahig ist, aber dennoch in anderen européischen L&ndern (z. B.
Frankreich, Schweiz) angewandt wird.

Eine Aussage zu den zukunftigen CO,-Zertifikatspreisen kann nur sinnvoll in einem auf
ganz Europa ausgeweiteten energiewirtschaftlichen Modellinstrumentarium projiziert wer-
den. Im Weiteren ist der CO,-Zertifikatepreis unmittelbar abhéngig von der in Deutschland
derzeit diskutierten Frage einer Laufzeitverlangerung der im Betrieb befindlichen Kernkraft-
werke, denn die langfristigen Preiseffekte innerhalb des européischen Emissionshandelssys-
tems (European Emission Trading System, EU ETS) werden Uber die vereinbarten Emissi-
onsobergrenzen bestimmt. Bis 2012 geschieht dies Uber nationale Allokationspléane und da-
nach Uber eine europaweite Obergrenze.

Im Hinblick auf diese Unsicherheiten wird fur diese Untersuchung von einem konstanten Ni-
veau des CO,-Zertifikatepreises von 20 €,907/t CO, ausgegangen und zusétzlich im Rahmen
von Sensitivitatsanalysen ein Wert von 40 €,407/t CO, angenommen.
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3 Stromerzeugungskosten im Vergleich

Die Stromgestehungskosten setzen sich aus Kapital-, Betriebs- und Brennstoffkosten sowie
aus Kosten fur CO,-Zertifikate bei fossilen Kraftwerken wahrend des Anlagenbetriebs zu-
sammen. Die Kostenbestandteile werden Uber den gesamten Lebenszyklus der Anlage be-
trachtet und mit der Kapitalwertmethode zu einer einzigen Kennzahl, dem Gegenwartswert
(im Englischen: Net Present Value NPV), tUberfuhrt. Der methodische Ansatz zur Ermittlung
der Lebenszykluskosten (im Englischen: Average Lifetime Levelized Generation Costs,
ALLGC) ist im Anhang A-1 beschrieben.

Fur den Vergleich der Stromerzeugungskosten — tber die Lebenszykluskosten — der Refe-
renzkraftwerke (vgl. Tabelle 2.1) wird als einheitlicher Inbetriebnahmezeitpunkt das
Jahr 2015 gewaéhlt. Ferner wird den Kostenrechnungen zugrunde gelegt, dass der Zeitraum
fiir die Abschreibung der Anlagen deren technischen Nutzungsdauer entspricht. Dariber hin-
aus werden fur fossilbefeuerte Kraftwerke und das Kernkraftwerk eine Nutzung tber 7500
Vollbenutzungsstunden, d. h. eine durchschnittliche Auslastung von 85 % p. a., unterstellt®.
Fur die Kraftwerke mit erneuerbaren Energiequellen werden die in Tabelle 2.2 angegebenen
jahresdurchschnittlichen VVollbenutzungsstunden flr deutsche Standorte angenommen.

3.1 Stromerzeugungskosten

Mit einem angenommenen Diskontierungsfaktor von 7,5 % ergeben sich die in Abbildung
3.1 dargestellten spezifischen Lebenszykluskosten zur Erzeugung elektrischer Energie, ent-
sprechend der Brennstoffpreisentwicklung ,,Basis* (vgl. Tabelle 2.3), fir ausgewéhlte Kraft-
werke. Abgebildet ist die jeweilige Aufteilung der Brennstoff-, Betriebs- und Kapitalkosten
der Kraftwerke. Bei fossilbefeuerten Kraftwerken fallen neben diesen Kostenbestandteilen
zusétzlich die variablen Kosten fur die CO,-Zertifikate an. Bei Anlagen mit erneuerbaren
Energietrdgern, mit Ausnahme des Biomasse-Kraftwerkes, werden zusatzlich so genannte
Back-Up-Kosten ausgewiesen. Diese Kosten fallen aufgrund des stochastischen Dargebots
der Windleistung und der solaren Einstrahlung durch die Kosten der Vorhaltung von Reser-
veleistung in Form von so genannten Back-Up-Kraftwerken an. Als Back-Up-Kraftwerke
werden Steinkohle- oder Erdgas-Kraftwerke betrachtet, was aufgrund der jeweiligen Kosten-
struktur dieser beiden fossilen Kraftwerkstypen zu einer Bandbreite bei den Back-Up-Kosten
fihrt. In den Referenzannahmen wird das Steinkohlekraftwerk als Back-Up-Anlage verwen-

® Diese Annahme erfolgt in Anlehnung an die Arbeitsverfiigbarkeit, die nahezu gleich hoch bei den
fossilbefeuerten Kraftwerken und dem Kernkraftwerk ist /VGB 2010/. Die reale Arbeitsausnutzung
kann sich hiervon unterscheiden und wird vom Markt beeinflusst.
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det. Die methodische VVorgehensweise zur Ermittlung der Back-Up-Kosten wird im Anhang
A-2 beschrieben.

[€2007/MWh]
350

B Back-Up Kosten

[@ CO2-Zertifikate (20EUR/t)
300 [ Kapitalkosten
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Abbildung 3.1:  Kosten der Elektrizitdtsgewinnung ausgewéhlter Kraftwerke, Inbetriebnahmejahr
ab 2015 (Diskontrate 7,5 %, Energietragerpreisentwicklung: Basis)

Beim Diskontierungsfaktor von 7,5 % ergeben sich bei einer einheitlichen Auslastung von
7500 h/a die niedrigsten Stromgestehungskosten flir den Leichtwasserreaktor mit
51,6 €2007/MWHh, gefolgt von dem Braunkohlekraftwerk mit 54,3 €,007/MWh und dem Stein-
kohlekraftwerk mit 62,5 €,007/MWh. Mit einigem Abstand folgt die Erdgas-Kombianlage
(GuD) mit ca. 81,8 €500/ MWHh. Die Erzeugung elektrischer Energie aus dem solaren Strah-
lungsdargebot ist um mehr als den Faktor funf bis sechs teurer gegeniber der nuklearen und
kohlenbefeuerten Stromerzeugung. So betragen die Gewinnungskosten elektrischer Energie
uber den gesamten Lebenszyklus aus Photovoltaik fir eine Freiflichenanlage 277 €500/ MWh
und flr eine Dachanlage rund 318 €007/ MWHh.

Die weiteren Kraftwerke zur Bereitstellung elektrischer Energie aus erneuerbaren Energie-
quellen und Energietréger liegen im Vergleich der gesamten Gestehungskosten im mittleren
Bereich: Fir das Kraftwerk mit Biomasse ergeben sich 114 €,00;/MWh und fur das Wind-
kraftwerk an Land 118 €,007/MWh. Die Lebenszykluskosten fir Elektrizitat aus Windkraftan-
lagen zur See liegen aufgrund der hoheren Kapital- und Betriebskosten um mehr als 15 %
uber den Kosten an Land. Ohne Berticksichtigung der Back-Up-Kosten sind die Stromgeste-
hungskosten bei den Windkraftanlagen um etwa 20 €500/ MWHh kleiner.
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3.2 Variation der Diskontrate

Die Ausfuihrungen zu den Referenzannahmen beziehen sich auf einen Diskontierungsfaktor
von 7,5 %, der fur diese Untersuchung unterstellt wurde. Investoren neuer Kraftwerksprojek-
te legen unternehmensspezifisch eigene Renditeanforderungen an das jeweilige Kraftwerks-
projekt, was zur Folge hat, dass in der Praxis eine Bandbreite von 5 bis 10 % fur den Diskon-
tierungsfaktor Ublich ist /IEA 2010/.

Bei einem Diskontierungsfaktor von 5 % verschieben sich die Kostenrelationen zugunsten
kapitalintensiver Technologien, wie Abbildung 3.2 veranschaulicht: der Druckwasserreaktor
ist nun um rund 9 €,00//MWh gunstiger als das Braunkohle-Dampfkraftwerk, das mit
49,1 €,007/MWh um rund 5 €,007/MWh gunstiger elektrische Energie erzeugt als bei einer
Diskontrate von 7,5%. Das Steinkohle-Dampfkraftwerk erzeugt zu Kosten von
58,4 €,00/MWHh, die Erdgas-Kombianlage zu 80,4 €,007/MWh. Die Kostenreihenfolge bei den
regenerativen Energietragern bleibt bestehen.
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Abbildung 3.2:  Elektrizititserzeugungskosten ausgewéhlter Kraftwerke bei einer Diskontrate von
5 bzw. 10 %, Inbetriebnahmejahr 2015 (Energietragerpreisentwicklung: Basis)

Auf die Photovoltaik wird in Abbildung 3.2 zur lbersichtlicheren Darstellung verzichtet. Bei
der PV-Freiflachenanlage sind die Lebenszykluskosten 228 €007/ MWh (Diskontrate: 5 %)
und 331 €,007/MWh (Diskontrate: 10 %) und bei der PV-Dachanlage 261 €500;/MWh (Dis-
kontrate: 5 %) und 380 €,007/MWh (Diskontrate: 10 %).
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Mit steigender Diskontierungsrate néhern sich die Lebenszykluskosten kohlenbefeuerter
Kraftwerke und des Kernkraftwerks an und liegen zwischen 60,0 und 67,0 €200/MWHh. Die
geringsten Erzeugungskosten hat die braunkohlenbefeuerte Anlage, wobei der Abstand zur
steinkohlenbefeuerten Anlage sich im Vergleich zu einer Diskontrate von 5 % von ca. 9 auf
7 €2007/MWh reduziert. Bei den regenerativen Energiesystemen andert sich die relative Kos-
tenfolge bei einer angenommenen Erhéhung der Diskontrate nicht, allerdings reagieren auch
hier die relativ kapitalintensiven Anlagen, insbesondere Wind- und PV-Kraftwerke, deutlich
sensitiver als weniger kapitalintensive Technologien, wie das Biomassekraftwerk, durch ent-
sprechend groRe Zuwdchse in den spezifischen Kapitalkosten. Unterschiedliche Diskontraten
wirken sich auch auf die Back-Up-Kosten von Kraftwerken mit fluktuierender Stromerzeu-
gung aus, da fir die gesicherte Leistung héhere Zinsaufwendungen aufzubringen sind.

3.3 Variation der Energietrigerpreise

Bei den alternativen Energietragerpreisen (vgl. Tabelle 2.3) zeigen sich folgende Verande-
rungen gegenliber dem Referenzfall. Im Alternativpreisszenario sind nun die Kosten des
Steinkohlekraftwerks nahezu gleich hoch wie die des Braunkohlekraftwerks (Abbildung 3.3).
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Abbildung 3.3:  Erzeugungskosten ausgewahlter Kraftwerke bei den Energietragerpreisprojektio-
nen ,Basis“ und ,Alternativ‘ (Alt.), Inbetriecbnahmejahr ab 2015 (Diskontra-
te 7,5 %)

Die deutliche Kostenreduzierung bei der Erdgas-Kombianlage fiihrt zu einer Anndherung der
Kosten gegenuber der kohlenbefeuerten und der nuklearen Stromerzeugung.
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3.4 Variation der jihrlichen Vollbenutzungsstunden

Wiéhrend fiir den Technologievergleich eine mittlere Ausnutzungsdauer von 7500 Vollbenut-
zungsstunden pro Jahr, entsprechend der Arbeitsverfugbarkeit der Anlage, fur thermische
Kraftwerke angenommen wird, fihrt neben der Bedarfsstruktur vor allem die verstarkte Ein-
speisung von Elektrizitat aus erneuerbaren Energien sowie die Liberalisierung des Strom-
marktes dazu, dass die jahrlichen Vollbenutzungsstunden anlagenspezifisch ober- und unter-
halb dieses Wertes liegen. Auf dem Elektrizitatsmarkt werden die Kraftwerke in der Regel
nach dem Prinzip der sogenannten ,,Merit Order*, d. h. kostenoptimal nach der Reihenfolge
ihrer variablen Betriebskosten (inkl. Brennstoff) eingesetzt, womit die Anlagen marktbedingt
unterschiedliche Auslastungen haben. Im deutschen Kraftwerksbestand weisen Kernkraft-
werke die hochsten Vollbenutzungsstunden mit ca. 7700 Stunden pro Jahr auf /Atw 2010/.
Danach folgen braunkohlenbefeuerte Kraftwerke mit VVollbenutzungsstunden von etwa 6700
Stunden pro Jahr, gefolgt von steinkohlenbefeuerten thermischen Kraftwerken mit rund
4300 Stunden und gasbefeuerten Kraftwerken mit etwa 3400 Stunden pro Jahr /VGB 2010/.

Abbildung 3.4 zeigt den Zusammenhang von Erzeugungskosten zur durchschnittlich jahrli-
chen Kraftwerksauslastung. Es zeigt sich, dass das Kernkraftwerk bei hoher Auslastung die
kostengunstigste Option ist. Werden die CO,-Zertifikatekosten bei den beiden kohlenbefeuer-
ten Kraftwerken nicht mit einbezogen, so ware das Kernkraftwerk zwischen den kohlenbe-
feuerten Kraftwerken einzuordnen. Unter etwa 4000 bzw. 5000 Vollbenutzungsstunden pro
Jahr ergeben sich Kostenvorteile fiir das Erdgas-Kombikraftwerk bzw. das Steinkohlekraft-
werk gegenuber dem Kernkraftwerk. GrofRen Anteil an den Kosten fossil thermischer Kraft-
werke haben die Brennstoffkosten.

Der Bereich von 3700 bis 4500 Volllaststunden ist fur sehr gute Windkraftstandorte (Off-
shore) moglich. Es wird deutlich, dass auch bei der maximal dargebotsabhangigen jahrlichen
Windenergieeinspeisung die Kosten um etwa den Faktor zwei bis drei grofRer sind als im
durchschnittlichen Auslastungsbereich thermischer Kraftwerke.
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Abbildung 3.4:  Stromgestehungskosten ausgewéhlter thermischer Kraftwerke und der Windener-
gie (Offshore) in Abhangigkeit der Auslastung (Diskontrate 7,5 %)

3.5 Carbon-Capture and Storage-Technologie

Fossile Energietrager werden in Deutschland voraussichtlich auch in der Zukunft weiterhin
genutzt werden missen, da der Grundlastbedarf nicht alleine durch den Einsatz regenerativer
Energiesysteme gedeckt werden kann und trotz Verbesserungen bei der effizienten Energie-
nutzung Grundlastbedarf weiterhin bestehen bleiben wird.. Weitere Klimagasreduktionsziele
kénnen es erforderlich machen, dass die konventionellen kohlen- und gasbefeuerten thermi-
schen Kraftwerke in klimaschonende Anlagen umgeristet — oder vollstdndig neue Anlagen
errichtet (neue CCS-Kraftwerke) — werden massen. In diesem Zusammenhang werden in die-
sem Abschnitt die Lebenszykluskosten von neuen CCS-Technologien im Vergleich zu ihren
konventionellen Anlagenvarianten untersucht.

Zum gegenwartigen Zeitpunkt kénnen noch keine endgiltigen Einschatzungen zur Wirt-
schaftlichkeit der Anlagen unter Bericksichtigung der Anlagenkosten und der CO-
Zertifikatekosten vorgenommen werden, jedoch kdnnen erste Abschdtzungen einen Hinweis
darauf geben, unter welchen technisch-6konomischen Rahmenbedingungen CCS-Techno-
logien wirtschaftlich in Frage kommen.
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Im ersten Schritt wird die Sensitivitat der Stromgestehungskosten in Abhangigkeit des CO,-
Zertifikatepreises bei unterschiedlichen technologiespezifischen KenngréRen untersucht. Die
obere Hélfte der Tabelle 3.1 stellt die zus&tzlichen Stromgestehungskosten in Abhéngigkeit
des CO,-Zertifikatepreises bei unterschiedlichen Nutzungsgraden fiur konventionelle Warme-
kraftwerke dar. Die Kohlenstoffintensitat der Braun- und Steinkohle flihrt dazu, dass bei der
Verbrennung dieser energetischen Rohstoffe etwa das zwei- bis dreifache an CO, emittiert
wird als bei Erdgas. Bei der Verbrennung von Braunkohle in einem konventionellen Kraft-
werk steigern sich die Stromgestehungskosten um knapp 0,9 €/ MWh je Euro Zertifikate-
kosten pro Tonne CO..

Die untere Hélfte von Tabelle 3.1 zeigt den stark geddmpften Anstieg des CO,-abhangigen
Bestandteils an den Stromgestehungskosten fossilbefeuerter Anlagen mit CCS-Technologie
(Referenz vgl. Tabelle 2.2) in Abhéngigkeit des Abscheidegrades von 80 — 96 % der Anla-
gen, trotz Nutzungsgraden die um etwa 9 Prozentpunkte geringer sind.

Tabelle 3.1: Zusétzliche spezifische Stromgestehungskosten fossilbefeuerter Kraftwerke fir je-
den weiteren Euro pro Tonne CO,
Technologie - Kenngrofien CO,-Zertikatepreis [€/t CO,]
0 | 10 [ 20 [ 30 | 4 [ 50 [ 60
Nutzungs- | Abscheide- [ Anstieg der Stromgestehungskosten in Abhéngigkeit von Wirkungsgrad,
grad [%)] grad [%] Abscheidegrad und Zertifikatepreis in [E/MWh]
Erdeas Gub- 54 - 0,00 373 747 11,20 1493 18,67 22,40
Kriftwerk 60 - 0,00 3,36 6,72 10,08 13,44 16,80 20,16
64 - 0,00 3,15 6,30 945 12,60 1575 18,90
] 40 - 0,00 846 1692 2538 33,84 4230 50,76
Ste"l';‘r‘:zjv]::l?‘pf' 46 - 0,00 736 1471 22,07 2943 36,78 44,14
48 - 0,00 705 1410 2115 2820 3525 4230
Braunkohle Dambf- 40 - 0,00 979 1959 29,38 39,17 4896 58,76
Kraftwerk P 45 - 0,00 8,70 17,41 26,11 34,82 43,52 52,23
47 - 0,00 833 1667 2500 3334 4167 50,01
51 80 0,00 0,79 1,58 2,37 3,16 395 4,74
Egi?;if: 51 88 0,00 0,47 0,95 1,42 1,90 237 2,85
51 96 0,00 0,16 0,32 0,47 0,63 079 0,95
. 37 80 0,00 1,83 3,66 5,49 7,32 9,15 10,98
Ste;‘g";::;f s- 37 88 0,00 1,10 2,20 3,29 4,39 549 6,59
37 96 0,00 0,37 0,73 1,10 1,46 1,83 2,20
36 80 0,00 2,18 4,35 6,53 870 10,88 13,06
Braﬁt:;lxzrics' 36 88 0,00 1,31 2,61 3,92 522 653 7,83
36 96 0,00 0,44 0,87 1,31 1,74 218 2,61

Zur Einordnung der CO,-Zertifikatekosten in die Elektrizitatserzeugungskosten wird in
Abbildung 3.5 vereinfachend von konstanten Zertifikatepreisen von 20 und 40 €507/t CO,
ausgegangen. Mit Einbeziehung der CO,-Zertifikatekosten verteuert sich die Bereitstellung
elektrischer Energie aus fossilen Kraftwerken deutlich.

In Abbildung 3.5 werden konventionelle kohlen- und gashefeuerte Kraftwerke mit Inbetrieb-
nahme im Jahr 2015 und CCS-Kraftwerke mit Inbetriebnahme in 2020 gegeniibergestellt.
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Wegen des verringerten Wirkungsgrades der CCS-Anlagen erhéht sich der Anteil der Brenn-
stoffkosten an den gesamten Lebenszykluskosten. Dieser Kostenzuwachs in einer Bandbreite
von 36 bis 50 % fuhrt jedoch beim Vergleich der betrachteten fossilen Technologien zu kei-
ner energietragerspezifischen Anderung der Reihenfolge bei den elektrischen Erzeugungs-
kosten. Entscheidend fir die Gesamtkostenunterschiede (inkl. CO,-Emissionskosten) zwi-
schen CCS- und herkdmmlichen fossilen Kraftwerken sind die Zertifikatepreise sowie die
Kosten fur Transport und Speicherung von CO,. Unter der Pramisse eines Zertifikatepreises
von 20 €507/t CO, sowie CO,-Transport- und Speicherkosten von 8 €507/t CO, produzieren
in der Gruppe der CCS-Kraftwerke Braunkohle-Kraftwerke inkl. CO,-Abtrennung mit
64,9 €,007/MWh am kostengunstigsten, gefolgt von Steinkohle-Kraftwerken inkl. CO,-
Abtrennung mit 82,6 €2007/MWh und letztlich von Erdgas-CCS-Kombikraftwerken mit
106,3 €2007/MWHh.
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Abbildung 3.5:  Stromgestehungskosten fossiler Kraftwerke mit und ohne CO,-Abtrennung, Ener-
gietragerpreisentwicklung ,,Basis“ (Diskontrate: 7,5 %)

Abbildung 3.6 veranschaulicht, ab welchem CO,-Zertifikatepreis sich der Einsatz von alter-
nativen Kraftwerkstechnologien mit CO,-Abscheidung unter Beriucksichtigung von CO,-
Transport- und Speicherkosten von 4 €/t CO, lohnt. Die Gewinnung elektrischer Energie aus
Braunkohle verursacht durch die Rohstoffzusammensetzung bei weitem die groBRten energie-
tragerspezifischen CO,-Emissionen. Daraus léasst sich ableiten, dass bereits bei einem CO-
Zertifikatepreis von rund 25 €007/t CO; die Kraftwerkstechnologie fiir Braunkohle mit CO,-
Abscheidung die kostengunstigere Alternative auf Basis dieses Energietrdgers darstellt. Fir
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den Energietrager Steinkohle liegt der Break-Even-Punkt bei rund 43 €507/t CO,, wahrend
der Einsatz von Gaskraftwerken mit CO,-Abscheidung im brennstoffspezifischen Vergleich
erst ab einem Zertifikatepreis von weit Uber der dargestellten Skalierung bei rund
95 €,007/t CO5 in den Bereich der Wirtschaftlichkeit kommt. Generell stellen in der hier be-
trachteten Bandbreite der CO,-Zertifikatekosten die braunkohlenbefeuerten Kraftwerke die
gunstigste Alternative (ohne Berlcksichtigung des Kernkraftwerks, das bereits ab Zertifika-
tekosten von 17 €407/t CO, die 6konomisch vorteilhafteste Option ist) dar. Bis zu Zertifika-
tekosten von rund 25 €097/t CO; ist die Stromerzeugung auf der Basis von Braunkohle ohne
und danach mit CO,-Abscheidung am wirtschaftlichsten. Lasst man die Braunkohle auf3en
vor, so stellt die Steinkohle bis 43 €507/t CO, aus 6konomischer Sicht die vorteilhafteste Lo-
sung dar, anschlief3end folgt die Erdgas-Kombianlage.

[€200/MWh]
95

85

75 %

R e e B

55 pelyfe== =TT e T g
1
I

L s ——

I — — —

Kernenergie vs. I BK-CCS vs. I SK-CCS vs.

s ___ BK-Dampf-KW | BK.-Dampf-KW ____ SK-Dampf-KW

~>17 €/t CO, 1 ~>25 €/t CO, i ~>43 €/t CO,

I—» — —

25 ‘ ‘ ‘ ‘ I‘ ‘ ‘ ‘ I } [€2007/t CO,]

0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50
= Erdgas GuD (2015) BK_Dampf-KW (2015) tv==BK-CCS (2020)
SK_Dampf-KW (2015) e SK-CCS (2020) Kernkraftwerk (2015)

Abbildung 3.6:  Stromgestehungskosten der fossilen Kraftwerke ohne CO,-Abtrennung in Abhan-
gigkeit vom CO,-Zertifikatepreis und Ermittlung der zertifikatebedingten Break-
Even-Punkte flr Kraftwerke mit CO,-Abtrennung bei der Brennstoffpreisentwick-
lung ,,Basis* (Diskontrate 7,5 %)
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4 Sensitivitatsanalysen

Im Rahmen der Sensitivitdtsanalysen wird untersucht, wie stabil die Referenzergebnisse ge-
gentber ein- oder mehrfaktoriellen Parameterdnderungen reagieren. Hierzu werden einzelne
Bestimmungsfaktoren (Investitionskosten und Nutzungsgrad) entsprechend der Bandbreite,
die fir westliche thermische Kraftwerke in der IEA-Studie ,,Projected Costs of Generating
Electricity* /IEA 2010b/ angegeben werden, als oberes und unteres Band angenommen. Hier-
zu werden ausgewdhlte technisch-6konomischen Parameter: Wirkungsgrad, Nutzungsdauer
und Investitionskosten auf die Erzeugungskosten gegentiber den Basiswerten (vgl. auch
Tabelle 2.1) variiert. Ebenso wird die Abhangigkeit der Lebenszykluskosten vom Energietra-
gerpreis und der Auslastung (Vollbenutzungsstunden) untersucht. Die Sensitivitat der Refe-
renzergebnisse fur die Stromgestehungskosten von Technologien zur Nutzung regenerativer
Energiequellen wird u.a. aus Skalierungsgriinden in Abschnitt 4.2 separat betrachtet.

Exemplarisch werden nachfolgend die Ergebnisse der Sensitivitatsanalysen fiir das konven-
tionelle Steinkohlenkraftwerk, das Erdgas-Kombinationskraftwerk, die Offshore-Windkraft-
Anlage und die Photovoltaik-Freiflachenanlage dargestellt. Die fir alle anderen Technolo-
gien durchgefiihrten Parametervariationen zur Ermittlung der jeweiligen Lebenszykluskosten
mit der minimalen und maximalen Betrachtung werden summarisch in der Zusammenfassung
behandelt.

4.1 Sensitivititsanalyse fiir fossile/nukleare Kraftwerke

Wie Abbildung 4.1 zeigt, wirken sich im Falle des konventionellen Steinkohle-
Kondensationskraftwerkes Anderungen bei den Investitionskosten sowie den Brennstoffkos-
ten in derselben GréRendrdnung/Relation aus. Steigen die spezifischen Investitionskosten fir
ein Kohlekraftwerk auf 1850 €5007/kW (+42 % gegentiber dem Referenzkraftwerk) an, neh-
men die Elektrizitatserzeugungskosten des Kraftwerks um 7 €3007/MWh (+11 %) zu und
betragen fast 70 €500,/ MWh. Ein Anstieg des mittleren Preises fiir die Kohle frei Kraftwerk
um etwa 40 % auf ca. 125 €507/t SKE (,,Basis”: 87,62 €507/t SKE) erhoht die Gestehungs-
kosten um rund 15 % auf 72 €007/MWh. Ahnlich sensitiv verhalten sich die spezifischen
elektrischen Erzeugungskosten in Abhéngigkeit vom Nutzungsgrad. Technische Nutzungs-
dauer und Auslastung haben kaum Einfluss auf die Stromgestehungskosten des konventionel-
len Steinkohlekraftwerkes. Aufgrund der Bandbreite von 53 €,007/MWHh bis 78 €,007/MWHh ist
aus Abbildung 4.1 abzuleiten, dass auch eine Uberlagerung der Parameter nur zu moderaten
Anderungen der Lebenszykluskosten konventioneller Steinkohlekraftwerke fiihrt.
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Abbildung 4.1:  Sensitivitatsanalyse fiir das Steinkohle-Kondensationskraftwerk, Inbetriebnahme-
jahr ab 2015 (Diskontrate 7,5 %)

Die spezifischen elektrischen Erzeugungskosten des Erdgas-Kombikraftwerkes zeichnen sich
dadurch aus, dass sie empfindlich auf Anderungen des Brennstoffausnutzungsgrades bzw. der
Brennstoffpreisentwicklung reagieren, da der Anteil der Brennstoffkosten an den gesamten
Gestehungskosten etwa 80 % betrégt. Verglichen mit anderen Kraftwerkstechnologien ergibt
sich daher eine starke Sensitivitat bei Erhohung (bzw. Absenkung) des Wirkungsgrades, die
zu einer Kostendegression (bzw. Zunahme) fiihrt. Gegeniiber anderen Kraftwerkstypen sind
die Investitionskosten mit 700 €5007/kW um etwa den Faktor zwei kleiner. Abbildung 4.2
zeigt, dass bei Investitionskosten von 1000 €3007/kW (+43 % gegentiber der Referenz von
700 €,007/kW) sich die Elektrizitatserzeugungskosten um 3 €500/ MWh (+5 %) auf etwa
86 €,007/MWh erhdhen. Die Variation der technischen Nutzungsdauer hat auf die Erzeu-
gungskosten marginale Auswirkungen und fiihrt zu vernachlassigbaren Abweichungen in ei-
ner Bandbreite von weniger als 0,5 €007/ MWh.



Sensitivitatsanalysen 27

[€2007/MWhel]
115,0
140 %
1 __#t
105,0 i g
e
95,0 +-- - D
4500 h/a 55 % ~
81,8€/MWh , * 1000 €/kW
20 Jahre ~
85,0 4 \
40 Jahre
X 7890 h/a
550 €/kW
75,0 T --—"——"""""~""~""~""~""~""~""~>"~"~"~"~"“~" "~ "~ °/°7 ; ”’ / ””””””” 6757070 ”””””””””””””
/
- -
65,0 -
60 % - -
550 4+ ----—--—-—-—-————1 == Verfiigharkeit (7500 h/a) =+ Brennstoffkosten (61,35 €/MWh)
=== |nvestition (700 EUR/KW) ==/r==\\irkungsgrad (60 %)
Nutzungsdauer (30 Jahre)
45,0 T T T T T T T T T

50% 60% 70% 80% 90% 100% 110% 120% 130% 140% 150%
einfaktorielle Parameterinderung

Abbildung 4.2:  Sensitivitatsanalyse fir das Erdgas-Kombikraftwerk, Inbetriebnahmejahr ab 2015
(Diskontrate 7,5 %)

Vor dem Hintergrund eines Vergleichs der Stromerzeugungsoptionen erfolgt im folgenden
Abschnitt eine Gegenuberstellung der betrachteten thermischen Kraftwerke. Dabei wird das
Sensitivitatsverhalten unter Beriicksichtigung minimaler und maximaler Werte fur die fol-
genden vier Parameter untersucht:

e Nutzungsgrad,

e Technische Nutzungsdauer,

e Investitionskosten,

e Brennstoffkosten (Energietragerpreisentwicklung).

Aus der Sensitivitatsanalyse soll deutlich werden, wie sich die technologiespezifischen
Stromgestehungskosten in Abhdngigkeit betrachteter Bandbreiten unterscheiden. Energietra-
gerpreisentwicklungen lassen sich nicht einfach in Bandbreiten darstellen, da zeitliche Ent-
wicklungen berucksichtigt werden mussen. Vereinfachend wird deshalb der Mittelwert der
Energietragerpreisentwicklung uber die technische Nutzungsdauer um +/-40 % verandert und
als Brennstoffkosten bezeichnet.



28 Sensitivitatsanalysen

[€2007/MWhel]
110,0 -

100,0 4
90,0

80,0 ‘I‘ T 1 ——

70,0

60,0

50,0

.j_.

.+
E
-

40,0 1

30,0

20,0 -

1000 - 1850

10,0

Kernenergie | 2000 - 4000

Braunk.-KW | 50 - 25
Steink.-KW | 50 - 25
Erdgas GuD | 500 - 1000

Braunk.-KW (1100 - 2400

Braunk.-CCS [2200 - 4000

w
]
'
)
n
)
O
Q
X
=
S
<
o

Kernenergie |38,0- 30,0
Erdgas GuD | 65,0 - 55,0
Braunk.-KW 51,0-39,0
Steink.-KW 53,0 - 39,0
Braunk.-CCS | 44,0 - 30,0
Kernenergie | 80 - 40
Erdgas GuD |40 - 20

Steink.-KW
Kernenergie
Erdgas GuD
Braunk.-KW
Steink.-KW
Braunk.-CCS

Nutzungsgrad [%] Technische Nutzungsdauer [a] Invest.Kosten [€2007/kW] Brennstoffkosten [+/- 40 %]

Abbildung 4.3:  Sensitivitatsanalyse ausgewahlter fossiler Kraftwerke und der Kernenergie, bei
maximaler und minimaler Abweichung der Stromgestehungskosten gegeniber den
Referenzannahmen, Inbetriebnahmejahr 2015 bzw. 2020 (Diskontrate 7,5 %)

Das Braunkohle-Kondensationskraftwerk zeigt im Hinblick auf die Sensitivitaten in etwa die
gleiche Charakteristik wie das Steinkohle-Kraftwerk. Beim fortgeschrittenen braunkohlenbe-
feuerten Kohlekraftwerk mit CO,-Abtrennung unterscheidet sich die Kostencharakteristik nur
geringfugig im Hinblick auf die brennstoffrelevanten GroRen (Nutzungsgrad und Brennstoff-
kosten). Mit Ausnahme der Erdgas-Kombianlage sind die Investitionskosten der entschei-
dende Parameter fiir das Sensitivitatsverhalten der jeweiligen Kraftwerke. Aus dem direkten
Vergleich kann erkannt werden, dass die Elektrizitatserzeugungskosten von Erdgaskraftwer-
ken sehr energietragerpreissensitiv (Brennstoffpreis und Nutzungsgrad) sind. Bei der Kern-
energie sind die kapitalgebundenen Kosten (hier die Investitionskosten) ausschlaggebend,
wéhrend die anderen Parameter nur nachgeordnet Einfluss auf die Lebenszykluskosten ha-
ben.

4.2 Sensitivitiatsanalyse fiir Technologien zur Nutzung erneuerbarer Energiequellen

Im Rahmen der Sensitivitdtsanalyse fir die erneuerbaren Energietrager werden die Lebens-
zykluskosten in Abhangigkeit der Parameter Vollbenutzungsstunden, technische Nutzungs-
dauer, Investitionskosten, Betriebskosten und fiir die Biomasse zusétzlich in Abhangigkeit
der Brennstoffkosten analysiert. Die Bereitstellung elektrischer Energie aus fluktuierenden
erneuerbaren Energiequellen (Wind und Solar) unterliegt witterungsbedingten und raumli-
chen Schwankungen. Die Zahl der hier angenommenen jahrlichen Vollbenutzungsstunden
koénnen als langjahrige Mittelwerte angesehen werden.
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Zunachst werden in diesem Abschnitt ebenfalls zwei Beispiele (Wind-Onshore und Photovol-
taik-Freiflache) im Detail analysiert und anschlieRend ausgewahlte erneuerbare Stromerzeu-
gungsoptionen im Vergleich gegeniibergestellt.

Im ersten Beispiel werden die Lebenszykluskosten fiir Windkraftanlagen an Land untersucht.
Die Berechnungen der spezifischen Gestehungskosten der Windenergie an Land (Onshore) in
Abbildung 4.4 ergeben bei Vollbenutzungsstunden von 1850 h/a einen Referenzwert von
knapp 99,6 €2007/MWh. Das Leipziger Institut fiir Energie /IE 2009/ hat Meldungen der Uber-
tragungsnetzbetreiber fiir einzelne Ubertragungsnetzregionen fiir das Jahr 2008 ausgewertet
und regionale Unterschiede festgestellt. Wahrend im Siidwesten Deutschlands die Vollbenut-
zungsstunden bei 1360 Stunden lagen, konnten in anderen Regionen die Windkraftanlagen
bis zu 1900 Stunden unter Nennleistung betrieben werden. Dartiber hinaus kénnen auf Basis
historischer Daten flr Deutschland im langjahrigen Mittel, prozentuale Schwankungen von -
15 % bis +28 % gegeniber dem Referenzwert von 1850 Stunden angenommen werden. Fir
die Windkraftanlage an Land werden die Volllaststunden in einer Bandbreite von 1360 bis
2360 Stunden pro Jahr variiert.

Ferner geht aus Abbildung 4.4 hervor, dass die Investitionskosten fir die Windkraftanlagen
sowie die technische Nutzungsdauer eine etwa gleich hohe Sensitivitat gegentiber den Elekt-
rizitdtserzeugungskosten aufweisen. Wird im Beispiel kalkulatorisch mit einer technischen
Nutzungsdauer von 12 Jahren (-40 %) gerechnet, so erhéhen sich die Kosten um etwa 23 %
auf rund 123 €007/ MWh. Einen Anstieg der Investitionskosten auf 1700 €5007/KW (+30 %
gegenuber 1320 €,007/kW) wirkt sich direkt proportional zu den Stromgestehungskosten aus
(auch +30 %).
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Abbildung 4.4:  Sensitivitatsanalyse fur Wind-Onshore, Inbetriebnahmejahr ab 2015 (Diskont-
rate 7,5 %)

Im zweiten Beispiel wird wegen der hohen Lebenszykluskosten die Photovoltaik ausgewéhit,
um in einer Detailanalyse die Kostentreiber genauer zu bestimmen.

Fur die Betrachtung der Sensitivitditen in Abbildung 4.5 ist der Referenzwert von
257 €5007/MWh bei einer Diskontrate von 7,5 %/a fiir eine Betriebsdauer von 25 Jahren
zugrunde gelegt. Auch unter fur Deutschland sehr guten Einstrahlungsbedingungen, die zu
maximal 975 Volllaststunden im langjahrigen Mittel /IE 2009/ fiihren, sind die spezifischen
Elektrizitatserzeugungskosten fir die Photovoltaik in Héhe von 243 €007/ MWh noch hoch.
Viele Standorte in Deutschland haben jedoch Einstrahlungsvoraussetzungen, die zu Volllast-
stunden von weniger als der in der Referenz angenommenen 930 h/a fuhren. Die Lebenszyk-
luskosten werden weitgehend von den zu Beginn getétigten Investitionskosten gepragt. So
reduzieren sich die Kosten auf 169 €,00/MWh (-34 %) bei einer Verringerung der Investiti-
onskosten auf 1340 €/kW (-40 %) und erhdhen sich auf 368 €,00//MWh (+43 %) bei einem
Anstieg der Investitionskosten auf 3350 €/kW (+50 % gegenuber der Referenz). Die Be-
triebskosten sind fur Photovoltaikanlagen im Allgemeinen gering und haben wenig Einfluss
auf die elektrischen Gestehungskosten.
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Abbildung 4.5:  Sensitivitatsanalyse fir Photovoltaik-Freiflachenanlagen, Inbetriebnahmejahr ab
2015 (Diskontrate 7,5 %)

In Abbildung 4.6 wird fur die Stromerzeugungsoptionen auf Basis der erneuerbaren Energie-
trager Wind (Onshore/Offshore), Photovoltaik und Biomasse das Sensitivitatsverhalten hin-
sichtlich der Parameter Betriebskosten, Auslastung (natlrliches Angebot), technische Nut-
zungsdauer, Investitionskosten und Back-Up-Kosten gegenuibergestellt.

Fur die spezifischen Elektrizitatserzeugungskosten fluktuierender erneuerbarer Energiequel-
len stellt die Auslastung, hier in Volllaststunden je Jahr ausgedriickt, den wesentlichen Para-
meter dar. Betragen die Vollbenutzungsstunden von Offshore-Windkraftanlagen statt
3600 h/a nur 2200 h/a (-39 %), erhohen sich die elektrischen Erzeugungskosten auf
201 €5007/MWh und sind somit um 60 % hoher als bei der Referenzannahme. Auch bei Ons-
hore-Windkraftanlagen variieren die spezifischen Kosten in Abhédngigkeit von der Auslas-
tung sehr stark. Einen weiteren wichtigen Einflussfaktor stellen fur Windkraftanlagen, insbe-
sondere fir Offshore-Anlagen, die laufenden Betriebskosten dar. Hierzu liegen fir die Offs-
hore-Anlagen kaum Erfahrungswerte vor. Die Projektion der Minimalwerte der Betriebskos-
ten (-39 % gegenuber der Referenz von 120 €/kWa) fihrt fur die Elektrizitatserzeugungskos-
ten von Offshore-Anlagen zu 110 €5007/MWh statt 123 €5007/MWh, d. h., sie sind um 10 %
geringer, und von Onshore-Anlagen zu 86 €007/ MWh statt 100 €,007/MWh, d. h., sie sind um
14 % Kkleiner. Bei der Annahme der Maximalwerte (+50 %) erhtéhen sich die Stromgeste-
hungskosten um 11 % bei den Offshore-Anlagen.
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Der Einfluss der im Wesentlichen zu Beginn der Anlage notwendigen Investitionsausgaben
ist fir die gesamten Lebenszykluskosten in der Regel sehr hoch. Die spezifischen elektri-
schen Erzeugungskosten veréndern sich entscheidend bei Variation der Investitionskosten der
Windkraftanlagen. Fihrt man Investitionskosten von 4200 €,007/kW fur Offshore-
Windkraftanlagen in die Kalkulation ein (+33 %), so erhdhen sich die Stromgestehungskos-
ten um 24 % auf 155 €,00/MWh.
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Abbildung 4.6:  Sensitivitatsanalyse fur Stromerzeugungstechnologien auf der Basis von erneuer-
bare Energien bei maximaler und minimaler Abweichung vom Basiswert (Dis-
kontrate 7,5 %)

Fur die Biomasse wird in Abbildung 4.6 von einem Biomassepreis von 3,6 €2007/GJ (-40 %)
und von 8,4 €,007/GJ (+40 %) fir Holzhackschnitzel ausgegangen. Die Stromgestehungskos-
ten &ndern sich bei der Hochpreis- und Tiefpreisannahme um +/-25 €/ MWh (+/-22 %).

Zur weiteren Absicherung der Unsicherheiten bei den Ergebnissen wurde in einer Reihe von
Sensitivitatsanalysen Gberprift, wie empfindlich bzw. unempfindlich die Stromerzeugungs-
kosten der einzelnen Kraftwerkstypen auf Anderungen bei den technisch-6konomischen Pa-
rametern reagieren. Dabei zeigen die Sensitivitdtsanalysen deutlich, dass die Anlagen auf der
Basis fossiler und nuklearer Energietrager kostengiinstiger bleiben als die Anlagen, die rege-
nerative Energietrager nutzen. Dies umfasst die gesamte Bandbreite der moglichen Verwen-
dung erneuerbarer Energiequellen, sei es Biomasse, Wind- oder Solarenergie. Wahrend die
Warmekraftwerke Stromgestehungskosten von 37 bis 68 €,007/MWh aufweisen, liegen die
Kraftwerke mit erneuerbaren Energien zwischen 82 und 296 €007/ MWh.
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5 Zusammenfassung

Die Lebenszykluskosten gegenwartiger und in naher Zukunft zur Verfligung stehender Opti-
onen zur Elektrizitatserzeugung mit fossilen, nuklearen und regenerativen Energietragern
werden sich fur neue Anlagen weiterhin erheblich unterscheiden. Gleichwohl fiihren CO,-
Emissionszertifikate zu einem Anstieg der Gestehungskosten bei fossilen Kraftwerken, aber
immer noch zu keiner wesentlichen Annéherung zu den Kosten, die fur die Bereitstellung
elektrischer Energie aus regenerativen Energiequellen aufzuwenden sind.

Die Untersuchung stellt einen umfassenden Kostenvergleich neuer Stromerzeugungsoptionen
dar. Hierzu wurde flr die wichtigsten zukinftigen Kraftwerkstypen analysiert, wie sich die
spezifischen Stromerzeugungskosten bezogen auf die Erzeugungsmenge aus Kapital-, Brenn-
stoff- und Betriebskosten zusammensetzen. Berlicksichtigt wurden dabei aktuelle Erhebun-
gen von Herstellern, Betreibern und wissenschaftlichen Einrichtungen zu Investitions- und
Betriebskosten, Wirkungsgraden, technischer Verfligbarkeit und Nutzungsdauer der Anlagen.
Die analysierten technischen Optionen wurden flr den Inbetriebnahmezeitpunkt 2015 gegen-
Ubergestellt. Ein zunehmend gewichtiger Faktor fir die Stromerzeugungskosten aus fossilen
Energietrdgern sind die aus dem Instrumentarium des Emissionshandels stammenden CO,-
Zertifikatekosten. So flhrt die Annahme eines CO,-Zertifikatepreises von 20 €/t CO, fur
Braunkohlekraftwerke zu einem Anstieg der Stromgestehungskosten um 50 %, flr Steinkoh-
lekraftwerke um 40 % und fir Erdgas-Kombikraftwerke um 8 %. Im Hinblick auf weitere
Anstrengungen zur Reduzierung der Treibhausgasemissionen werden zusatzlich alternative
Kraftwerke mit CCS ab dem Jahre 2020 bewertet. Bei ausschlielicher Betrachtung der
Stromgestehungskosten (ohne CO,-Zertifikatekosten sowie keine Kosten flr Transport und
Speicherung) sind die zusétzlichen Kosten je nach Energietrédger erheblich und liegen zwi-
schen 35 und 52 %. VVon daher ist es entscheidend, wie hoch der CO,-Zertifikatepreis ist. Flr
CO,-Transport und inlédndische Speicherung werden 4 bzw. 8 €/t CO, angenommen. Die
Elektrizitatserzeugungskosten unter der Annahme einer Diskontrate von 7,5 % und einem
CO,-Zertifikatepreis von 20 €/t CO; sind flr ein braunkohlenbefeuertes Kraftwerk mit CCS-
Technologie bei Transport- und Speicherkosten von 4 €/t CO, um 3,5 €5007/MWh, bzw. bei
8 €/t CO, um etwa 7 €,007/MWHh teurer als ohne CO,-Abscheidung.

Gleichwonhl fihren héhere CO,-Zertifikatekosten zu einer Verdrangung fossiler Kraftwerke,
durch die Kernkraf, wenn es um die kostenginstigste Position im Benchmark zur Bereitstel-
lung elektrischer Energie geht. Bereits bei einem Zertifikatepreis von 1 €/tCO; stellt die
Kernenergie die Stromerzeugungsoption mit den geringsten Stromgestehungskosten
(51,6 €2007/MWh) dar.
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Tabelle 5.1 fasst die Ergebnisse aus den Referenzberechnungen und den Sensitivitatsanalysen
zusammen und zeigt die moglichen Bandbreiten der Stromgestehungskosten der betrachteten
Technologien.

Tabelle 5.1:  Tabellarischer Uberblick der Stromgestehungskosten (Diskontrate 7,5 %)

Energie- Kraftwerkstyp Kapital- | Brennstoff-| Betriebs- COZI) Summe Sensitivitat
tréger kosten kosten kosten (min. - max.)
Zert. | T&S
[€2007/MWh]

Braunkohle |Dampf-KW (2015) 19,7 7,6 9,6 17,4 - 54,3 45,8 - 64,81
Steinkohle [Dampf-KW (2015) 16,6 22,6 8,6 14,7 - 62,5 55,3 - 78,0
Erdgas Kombi (2015) 9,1 61,4 4,6 6,7 - 81,8 76,6 - 89,5
Kernenergie| DWR (2015) 36,2 7,5 7,9 - - 51,6 41,3-67,1
Biomasse |KWK (2015) 29,9 63,5 20,5 - - 114,0 88,6 - 139,4
wind Onshore (2015) 55,6 - 27,0 - - 82,6 71,6-141,7

Offshore (2015) 82,1 - 30,0 - - 112,1 91,1 -200,7
Solar Dach (2015) 256,7 - 41,7 - - 298,4 142,5 - 375,4

Freiflache (2015) 2219 - 36,0 - - 257,9 169,8 - 368,2
Steinkohle [CCS-KW (2020) 28,0 28,7 13,7 2,2 3,2 75,7 64,5-91,0
Braunkohle |CCS-KW (2020) 31,4 9,3 14,1 2,5 3,8 61,2 64,5-91,0
Erdgas CCS-KW (2020) 18,3 73,6 10,8 0,9 1,4 105,0 85,9 - 123,7
b CO,- Zertifikatekosten: 20 €/t und CO,-Transport und Speicherkosten (T&S): 4 €/t

Entscheidend fir die Stromgestehungskosten fossiler Kraftwerke sind in erster Linie die
Brennstoffkosten (Preise und Nutzungsgrad) sowie die CO,-Zertifikatekosten und fur die er-
neuerbaren Energietechnologien und die Kernenergie die Investitionskosten. Zugleich neh-
men bei fossilen Kraftwerken mit CO,-Abscheidung die Investitionskosten eine entscheiden-
de Rolle ein.
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6 Anhang

A-1 Methodik zur Ermittlung der mittleren spezifischen Stromgestehungskosten bzw.

der Lebenszykluskosten der Elektrizititszerzeugung

Grundlegend erfolgt die Berechnung der mittleren spezifischen Elektrizitatskosten (Lebens-
zykluskosten) tber die Kapitalwertmethode, bei der alle Finanzstrome einer Investition zu
einer einzigen Kennzahl, dem Gegenwartswert (im Englischen: Net Present Value NPV),
uberfiihrt werden. Dabei werden nur die mit der anstehenden Entscheidung zusammenhéan-
genden bzw. die davon beeinflussten Kosten und Erlése Uber den gesamten Lebenszyklus
betrachtet. Wéahrend der Betriebsphase spielen die zusatzlich anfallenden Ausgaben, wie
Brennstoffkosten, Betriebs- und Instandhaltungskosten (fixe und variable) und Kosten fur
Verschleil3, sowie fiir die Rickbauphase die Kosten fur Stilllegung und Riickbau eine Rolle.

Zu den kalkulatorischen Kosten sind nach der VDI-Richtlinie 2067 folgende Kosten zuzu-
ordnen:

e kapitalgebundene Kosten (Investitions- und InstandhaltungsmalRnahmen)

e Detriebsgebundene Kosten (Wartung und Bedienung)

e verbrauchsgebundene Kosten (Brennstoffe, Hilfsenergie und Betriebsstoffe)
e sonstige Kosten (Versicherung, Verwaltung und Overhead).

Entscheidend zu den kapitalgebundenen Kosten tragen die Investitionsausgaben (einschlieR3-

lich der Kosten fur die Finanzierung) bei. Somit sind bei den Investitionsausgaben die Zins-
zahlungen wéhrend der Bauzeit zu beriicksichtigen:

t

t=0
Invy =" Inv,, - (L+i) (A1)
t=m
wobei:
Inv, Investitionsausgaben zum Inbetriebnahmezeitpunkt [€]
Inv,, Investitionsausgabe zum Zeitpunkt t vor Inbetriebnahme [€]
m Baujahre vor Inbetriebnahme, beit =0 [a]

i Zinssatz fir die Bauzinsen [%]
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Die Zinszahlungen wahrend der Bauphasen werden wesentlich durch vier Parameter be-
stimmt: Hohe der Anlagenabschlusskosten, Bauzeit, Verteilung der Kosten wahrend der Bau-
zeit und Hohe der Bauzinsen. Zeitliche Verzdgerungen wahrend der Bauphase haben in der
Regel zur Folge, dass die gesamten Investitionskosten (Anlagenabschlusskosten und Zinszah-
lungen) ansteigen. Neben einer Vielzahl an Faktoren, die einen Einfluss auf die Bauzeit ha-
ben, kénnen Verzégerungen bei Genehmigungsverfahren einzelner Bauabschnitte (sogenann-
te Teilerrichtungsgenehmigungen) ebenfalls die Bauzeit stark beeinflussen, wobei in den An-
nahmen nur Verzégerungen wéhrend der gesamten Bauphase bertcksichtigt sind.

Alle weiteren spezifischen Kosten werden in der Variable oc zusammengefasst und als Be-
triebskosten (inkl. fixer und variabler Kosten sowie Brennstoffkosten) bezeichnet.

Auf der anderen Seite stehen den Kosten die spezifischen Umsatzerldse, die mit der Investiti-
on erzielt werden, gegentber. Diese hdngen ab von:

e dem Lastfaktor, der angibt wie viele Volllaststunden im Jahr die Anlage in Betrieb ist
und damit die erzeugte Nettoelektrizitdtsmenge bestimmt,
e dem kalkulatorischen Durchschnittserlds pro Energieeinheit in Periode t.

Bei der Wirtschaftlichkeitsberechnung betrachtet man die Folge der jahrlichen Einnahmen
abzlglich der Ausgaben. Zu Beginn sind diese negativ, da den Investitionsausgaben keine
Einnahmen gegenliberstehen. Der Zeithorizont endet mit der Nutzungsdauer T . Die Berech-
nungen werden auf den gemeinsamen Zeitpunkt der Inbetriebnahme t = 0 bezogen und somit
berechnet sich der Gegenwartswert (NPV) zum Zeitpunkt der Inbetriebnahme unter Beriick-
sichtigung der Diskontrate r wie folgt:

& (Pey —061)-
NPV =—Iny, + ) ~&L 22 A2
B0 T (A2)

wobei:
NPV Gegenwartswert bei Inbetriebnahme (Net Present Value) [€]
Pe . spezifischer Umsatzerlés [€/MWhg|]
oc, spezifische Betriebskosten (inkl. Brennstoffkosten) [€/MWhg|]
q, erzeugte Nettoelektrizitdtsmenge [MWhg(]
Inv,, Investitionausgaben zum Zeitpunkt der Inbetriebnahme [€]

r Diskontierungsfaktor [%]
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Mit der Diskontierung wird unter anderem der Umstand bericksichtigt, dass ein monetarer
Wert aus heutiger Sicht umso weniger wert ist, je spéter dieser als Einnahme eingeht.

Der Gegenwartswert ist nach Gleichung (A.2) eine Funktion des spezifischen Umsatzerlo-
ses pg;, der Nutzungsdauer T, der Ausgaben flr Investition Inv, und Betrieb oc; sowie der

Diskontrate r. Wird der Gegenwartswert NPV =0 gesetzt, so kann die Gleichung (A.2)
nach dem UmsatzerlGs p ; aufgelost werden um den Angebotspreis zu ermitteln, der gerade

noch lohnend ist. Der sich gerade noch lohnende Angebotspreis wird in der folgenden Be-
trachtung als mittlere spezifische Elektrizitatserzeugungskosten oder als Lebenszykluskosten
bezeichnet.

Dabei werden die mittleren Elektrizitatserzeugungskosten auf die Netto-Elektrizitatser-
zeugung bezogen.

Die folgende Gleichung zeigt, dass die Summe der Ausgaben gleich dem Gesamtertrag ist.

i pE| qt u OCi'qt
- —Inv, =0 A3
; (1+r ;(1+ r)t 0 (A3)

Daraus lassen sich die mittleren Elektrizitatskosten p wie folgt ableiten:

™ [Inv, +OC, ]
X ey
p= T [q ] (A.4)
t
Z;‘(l+ r)
wobei:
ocC, Betriebskosten (inkl. Brennstoffkosten) [€]

Nach Gleichung (A.3) kdnnen somit unterschiedliche Varianten der Elektrizitatserzeugung
mit verschiedenen Erzeugungsmengen und Nutzungsdauern tber deren gesamten Lebenszyk-
lus miteinander verglichen werden.
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A-2 Methodik zur Ermittlung der Back-Up-Kosten

Aufgrund des stochastischen Angebots der Windleistung und der solaren Einstrahlung sind
bei der Kostenermittlung entsprechende Kosten fiir Reserveleistung in Form von Back-Up-
Kraftwerken zu beriicksichtigen. Diese Back-Up-Kosten fir die nicht gesicherte Leistung der
Wind- und Solarkraftwerke lassen sich nach /Friedrich et al. 1989/ bzw. /Kruck et al. 2004/
wie folgt bestimmen:

A A -L 1 L
Ky, =X -2 E A (2o (A1)
h, hy h, hy
mit:
A Annuitat (incl. der jahrlichen Fixkosten) des Back-Up Kraftwerks pro kW
hv Vollbenutzungsstundenzahl der Versorgungsaufgabe
h Vollbenutzungsstundenzahl des Kraftwerks mit regenerativen Energietragern
v (WEA, PV-Anlage, etc.)
L Leistungskredit des Kraftwerks mit regenerativen Energietragern

Fur die Berechnung der Back-Up-Kosten werden somit die Kosten fur die Bereitstellung von
Back-Up-Leistung (erster Term der rechten Seite) um die Kosten der durch das Kraftwerk
mit regenerativen Energietragern auf Grund des Kapazitatseffekts eingesparten Kapazitét
(zweiter Term) vermindert.
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