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1 Einleitung

Eine moderne leistungsféahige Volkswirtschaft braucht ein Energiesystem, das Wérme, Licht,
Kraft sowie Kommunikations- und Informationsdienstleistungen zuverl&ssig, zu wirtschaft-
lich tragfahigen Bedingungen und umwelt- sowie Kklimapolitisch im Einklang mit den
natlrlichen Lebensgrundlagen bereitstellt. Ein wichtiges Stichwort in diesem Zusammenhang
lautet ,,Nachhaltigkeit®, d. h., die genannten Bedingungen mussen dauerhaft erfillt und das
System der Energieversorgung in okonomischer, oOkologischer und sozialer Hinsicht
zukunftsfahig sein /Vol3, A. et al., 1998/, /PSI, 2004/. Eine herausragende Bedeutung fiir die
Energieversorgung hat die Stromerzeugung, denn Strom ist ein besonders wertvoller
Sekundarenergietrager, physikalisch ausgedruickt besteht er aus reiner Arbeitsfahigkeit, er ist
in alle anderen Energiearten umwandelbar und somit universell einsatzfahig.

Aufgrund der vielfaltigen Moglichkeiten der Stromerzeugung werden technische,
6konomische sowie 6kologische Konsequenzen sowie Vor- und Nachteile der Optionen
intensiv diskutiert. Diese Diskussion betrifft alle gesellschaftlichen Ebenen: die Politik als
Gestalter von Rahmenbedingungen, die Versorgungsunternehmen als Investoren und
Betreiber von Anlagen und die Verbraucher als Nutzer des Systems. Auswirkungen von
Entscheidungen fir eine bestimmte Kraftwerks- und Netzinfrastruktur sind aufgrund der
technischen Nutzungsdauer der Anlagen langfristig zu spiiren.

Rationale Entscheidungen setzen eine angemessene Informationsgrundlage und geeignete
Bewertungsmethoden voraus. Die relevante MessgrofRe beim Vergleich von Optionen sind
gesamtgesellschaftliche Kosten, die mit der jeweiligen Alternative verbunden sind. Sie sind
ein MaR fir die Inanspruchnahme knapper volkswirtschaftlicher Ressourcen und somit
geeignet, die relative Nachhaltigkeit verschiedener Mdglichkeiten aufzuzeigen. Bei einem
Vergleich gesamtgesellschaftlicher Kosten von Kraftwerksanlagen sind grundsétzlich alle
Kostenbestandteile, die wahrend des gesamten Lebenszyklus, also der Bau-, Nutzungs- und
Abbauzeit, anfallen, zu erfassen. Man spricht daher von Lebenszykluskosten /IER, 2005/.

Mit diesem Bericht werden Daten und Analysen vorgelegt, die eine Aussage zu den direkten
(oder privaten) Lebenszykluskosten verschiedener Stromerzeugungsoptionen unter Beriick-
sichtigung der langfristigen Unsicherheiten ermoglichen.
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2 Charakterisierung der Stromerzeugungsoptionen

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

2.1 Heute verfugbare Kraftwerkstechnologien

Die Investitionskosten fiir neue Kraftwerke resultieren zu einem erheblichen Teil aus zyk-
lischen Trends des Kraftwerksmarktes. Die Marktentwicklung fur Kraftwerke wird einerseits
vom Bedarf, wie z. B. dem Wirtschaftswachstum und der Bevdlkerung, getrieben. Mit dem
Anstieg des Strombedarfs wachst auch der Bedarf fiir neue Kraftwerke. Andererseits pragen
jedoch auch energiepolitische Faktoren, wie die Liberalisierung der Strommérkte, die
Bewertung Okologischer Aspekte, die Verfugbarkeit unterschiedlicher Technologien, die
Marktstruktur bei den Anbietern und bei den Kraftwerksherstellern, die Preisentwicklung auf
den Rohstoffmérkten (z. B. Energietragerpreise, Stahlpreise) oder der Erneuerungsbedarf des
Kraftwerksparks die Investitionszyklen in nationalen und internationalen Kraftwerksmarkten.
Die Uberlagerung dieser zeitlich und regional unterschiedlichen Faktoren bestimmt die
Dynamik der Gesamtentwicklung und Struktur des Kraftwerksmarktes.

Wegen der Komplexitat der Wirkungsmechanismen zwischen den vielschichtigen markt-
beeinflussenden Faktoren ist schon alleine von der Marktseite, unabhéngig von der
Technologieentwicklung, jede Annahme fir zukinftige Investitionskosten von Kraftwerken
mit hohen Unsicherheiten verbunden.

Fur Inbetriebnahmezeitrdume ab dem Jahre 2010 stehen gemé&lR dem derzeitigen Stand der
Technik die in Tabelle 2-1 aufgefuhrten Kraftwerkstechniken als Referenzanlagen zur
Verfugung. Die zusammengestellten technischen und 6konomischen Daten beziehen sich auf
den Informationsstand Juli 2007 und sind Ergebnis eines informellen Austauschs mit
Betreibern, Investoren und Herstellern /EUSUSTEL, 2007/. Naturgemal} gibt es flr zukinftig
zu errichtende Anlagen eine Bandbreite der Abschéatzungen flr einzelne Parameter.
Ausgewahlt wurden die aus den verschiedenen Quellen abgeleiteten Mittelwerte.
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Tabelle 2-1: Technische und ©konomische Parameter der Referenzkraftwerke,
Inbetriebnahmejahr ab 2010
Energie- Kraftwerkstyp Elektrische | Elektrischer | Tech- | Spezifische | Auslast-
tréger Netto- Netto- nische Inves- ung
Leistung Wirkungs- | Nutzungs | titions-
grad -dauer | kosten?
[MWel] [%] [a] [€/kW] [%]
Erdgas GuD-KW 1000 60 30 480 85
Steinkohle Dampf-KW 1020 46 35 1000 85
Braunkohle Dampf-KW 1050 44 35 1150 85
Kernenergie | Druckwasserreaktor 1600 36 60 1850 85
Wasser Laufwasser-KW 3,1 60 4982 57
Wind Wind-KW onshore 2 20 1050 15-25
Wind Wind-KW offshore 5 20 1950 25-40
Solar PV-Anlage 0,5 25 4275 10
Freiflache
Solar PV-Anlage Dach 0,002 25 5200 10
Biomasse Holz-KW 20 35 20 2100 85
Wirbelschicht

Y Anlagenabschlusskosten und Baunebenkosten ohne Zinsen wahrend der Bauzeit

Aktuelle Entwicklungen auf dem konventionellen Kraftwerksmarkt fiilhren zu 30 bis 50 %
hoheren Investitionskosten, bedingt u. a. durch erhéhte Rohstoffpreise und einer zunehmen-
den Tendenz zum Verk&ufermarkt, was die Ricknahme von Baubeschliissen bei den
Stadtwerken Bremen und Bielefeld sowie der Rhein Energie AG zur Folge hatte /ZfK, 2007/.
Auch im Rahmen des Entwurfs fiir das neue Erneuerbare Energien-Gesetz wird ber eine
Erhéhung der Einspeisevergltung fir Windkraftanlagen diskutiert, da die Investitionskosten
um mehr als 10 % angestiegen sind /neue energie, 2007/. Uber einen langeren Zeitraum
betrachtet wird sich die Uberzeichnung des Kraftwerksmarktes entsprechend der Zyklen-
bildung jedoch wieder ,,normalisieren®.

Fossile Dampfkraftwerke

Erdgas-Gas- und -Dampfturbinenkraftwerke sowie Stein- und Braunkohle-gefeuerte Dampf-
kraftwerke sind in den letzten Jahren stdndig weiter entwickelt und in Bezug auf die
Brennstoffausnutzung optimiert worden. Referenzanlagen dieser im Grundlastbereich mit
hoher Verfligbarkeit eingesetzten Kraftwerke sind:

e Erdgas-Gas- und -Dampfturbinenkraftwerk (GuD-Kraftwerk) mit 2000 MWg netto Und
einem elektrischen Nettowirkungsgrad von 60 %,

e Steinkohledampfkraftwerk 1020 MWeg netv Mit Kohlenstaubfeuerung, Uberkritischen
Frischdampfparametern (285 bar/ 600 °C) sowie einem Nettowirkungsgrad von 46 %,
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e Braunkohledampfkraftwerk 1050 MWegneto Mit Kohlenstaubfeuerung und Uber-
kritischen Frischdampfparametern sowie optimierter Anlagentechnik zur Kohletrock-
nung (BoA+) (elektrischer Nettowirkungsgrad 44 %).

Kernkraftwerke

Anlagen der dritten Generation wurden in den 1990er Jahren entwickelt und zeichnen sich
durch ein hoheres Mall an Sicherheit sowie einer hoheren Verfligbarkeit gegenuber den
Anlagen der zweiten Generation aus.

Als Referenzanlage wird der Europaische Druckwasserreaktor betrachtet; ein Reaktor dieser
Bauart ist gegenwartig in Finnland und ein weiterer in Frankreich im Bau. Die fir die
Brennstoffausnutzung unterschiedlichen Wege der direkten Endlagerung und der
Wiederaufarbeitung abgebrannter Brennelemente finden in der Konzeption zukiinftiger
Energiesysteme grundsétzlich gleiche Berticksichtigung, da keine technisch sinnvolle Option
in der Planungsphase ausgeschlossen werden soll.

e Europdischer Druckwasserreaktor 1600 MW netto, ausgelegt fur eine Brennstoff-
anreicherung von 4,2 %, mit direkter Endlagerung oder Wiederaufarbeitung der
abgebrannten Brennelemente

Kraftwerke mit Erneuerbaren Energiequellen

Aus der Vielzahl der Kraftwerkstypen, die die natiirlichen Ressourcen Wasser, Wind, Solare
Strahlung und Biomassen unterschiedlicher Art und Herkunft nutzen, sind die folgenden
Referenzanlagen ausgewéhlt worden:

e Laufwasserkraftwerk 3100 kWeneto Mit einer durchschnittlichen Auslastung von
57 %; dies entspricht einer Volllaststundenzahl von 5000 h/a und wird in Deutschland
im langjahrigen Durchschnitt an hydrologisch geeigneten Standorten erreicht.
Allerdings gilt das hydrologische Potenzial in Deutschland als weitgehend
erschlossen.

e Onshore-Windkraftkonverter 2000 kWe netto als Anlage eines Windparks, betrieben an
einem Standort mit einer durchschnittlichen Windgeschwindigkeit in 50 m Uber
Grund von mindestens 5,5 m/s bzw. 6,5 m/s. Die Volllastbenutzungsstunden liegen
damit bei 1300 bis 2200 h/a. Diese Anlagen sind ausgereift und durften im
Allgemeinen im Zuge eines Windpark-Repowerings Altanlagen kleinerer Leistung
ersetzen.
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e Offshore-Windkraftkonverter 5000 KW netto 2ls Anlage eines Windparks, betrieben an
einem Standort mit Volllaststunden von 2200 h/a bis 3500 h/a. Offshore-
Windkraftanlagen bendtigen noch weitere Entwicklung und Erprobung, damit sie
auch in den vorgesehenen Gebieten mit Meerestiefen von 40 m installiert und instand
gehalten werden kénnen.

e Photovoltaikanlage 2 kW, netto, polykristallines Silizium, ausgefiihrt als Dachanlage,
mit einer durchschnittlichen Volllaststundenzahl von 900 h/a.

e Photovoltaikanlage 500 kWenetto, polykristallines Silizium, aufgestandert auf freier
Flache mit einer durchschnittlichen Volllaststundenzahl von 950 h/a.

e Biomasse-Heizkraftwerk 20 MW netto, Verbrennung von Holzhackschnitzeln in der
Wirbelschicht. Anlagen dieser Art sind Stand der Technik und werden kommerziell
eingesetzt.

Als weitere Stromerzeugungsoption mit erneuerbaren Energiequellen ist grundsatzlich auch
ein  Geothermie-Kraftwerk vorstellbar, allerdings sind dafir die geologischen
Randbedingungen in Deutschland nur an ganz wenigen ausgewahlten Standorten erfillt, wie
eingehende Untersuchungen belegen /Frick et al., 2007/. Wegen dieser die meisten Standorte
ausschlieBenden Besonderheit wird die Option Geothermie-Kraftwerk hier nicht
berucksichtigt.

Alle Kraftwerkstypen haben Entwicklungspotenziale, die zum Teil erhebliche Auswirkungen
auf ihre Einsatzchancen in den nachfolgenden Jahrzehnten haben werden. Bei den
Kernkraftwerken zielen die Entwicklungen auf eine weitere Senkung der Kapitalkosten, bei
den Kraftwerken mit Nutzung erneuerbarer Energiequellen auf eine Senkung der Investitions-
kosten sowie zusatzlich auf eine Verbesserung der Wirkungsgrade und bei den fossil
befeuerten Kraftwerken auf eine wesentliche Reduzierung der Umwelt- und Klimagas-
emissionen.

2.2 Zukunftige fossile Kraftwerke mit CO,-Abscheidung

Im Mittelpunkt der Entwicklung zukunftsfahiger Kohlekraftwerke stehen heutzutage Ver-
fahren zur CO,-Abtrennung. Wenn es gelingt, beim Verbrennungsprozess CO,-Abscheid-
ungsraten von bis zu 90 % zu erreichen, eréffnen sich weitgehend klimavertragliche Einsatz-
maoglichkeiten flr kohlebefeuerte Kraftwerksanlagen. Die technische Mdoglichkeit der CO,-
Abtrennung wird in anderen Bereichen seit langerem genutzt. So wird CO; z. B. bei der
Erdolforderung abgetrennt und im Rahmen des so genannten Enhanced Oil Recovery (EOR)
zur Steigerung der Ausbeute in die Bohrformationen zurtick gepresst; oder CO, wird bei der
Aufbereitung von Erdgas als unerwiinschtes Begleitgas abgetrennt. Im Zusammenhang mit
der groRtechnischen Abtrennung von CO, im Kraftwerk sind jedoch noch viele Einzelheiten
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zu klaren. Dies betrifft einerseits die Entwicklung der geeigneten Abtrenntechnik. Dies gilt
aber auch fur den Aufbau der erforderlichen Entsorgungsinfrastruktur fir das abgetrennte
CO,, die geeignete Transportsysteme und Speichereinrichtungen, in denen das Gas langfristig
stabil eingelagert werden kann, bereithalten muss.

Auch wenn in Demonstrationsanlagen (z. B. Vattenfall 30 MWg-Pilotanlage Schwarze
Pumpe auf Basis des Oxyfuel Prozesses: geplante Inbetriebnahme 2008) und ersten
halbkommerziellen Testanlagen (Planungen der RWE Power AG, bis zum Jahr 2014 ein
Kohlekraftwerk mit integrierter Vergasung, CO,-Abscheidung und Speicherung mit einer
Netto-Leistung von 360 MW, zu errichten) mafRgebliche Fortschritte bei der Weiter-
entwicklung der Technologie im KraftwerksmafRstab erreicht werden, durfte die grof3-
technische Einsatzfahigkeit der gesamten CCS-Technik kaum vor 2020 /WI, 2007/, bei
vorsichtiger Bewertung nicht vor 2025 gegeben sein.

CO,-Abscheidetechniken
In technischer Hinsicht kommen nach dem derzeitigen Stand der Forschung grundsatzlich die

drei in Abbildung 2-1 veranschaulichten Optionen zur CO,-Abtrennung in Betracht (vgl.
auch /FZJ STE, 2006/).

1. Post-Combustion

Kohle
- CO;
—1  Konventionelles R Rauchgas- R CO,-
L’ Dampfkraftwerk - reinigung "1 Abtrennung
2. Oxyfuel
Luft Luftzerlegung Kohle Kessel .| Rauchgas- .| Kondensation CO,
— —p - . ->
0,4 reinigung
CO,/H,0
3. Pre-Combustion
Luft | Luftzerlegung Brennstofi Vergasung | CO | Gasreinigung R CO;- R GuD
0, H07 CO-Shift 7] Abtrennung ] mit Hp-Turbine
2

§ CO,

Abbildung 2-1: Verfahren der CO,-Abtrennung
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Post-Combustion-Verfahren werden fur staubgefeuerte Kohle- oder Gaskraftwerke mit
uberkritischen Dampfparametern entwickelt. CO, wird aus den Rauchgasen ausgewaschen,
indem chemische Absorber zur Bindung des Gases eingesetzt werden. Bei der
anschlieBenden Erhitzung wird das CO, wieder ausgetrieben. Gegenwartig werden Amine als
Absorber verwendet, es gibt jedoch Zweifel an der chemischen Stabilitat des Losungsmittels
in oxidierender Atmosphare und in Gegenwart von Verunreinigungen durch SO,. Verbesserte
Losungsmittel mit hoherer SO,-Toleranz sind derzeit in der Entwicklung. Ein wesentlicher
Aspekt ist der hohe Energiebedarf fir die Regenerierung des Ldsungsmittels und die
Verdichtung des CO,: So sind Einbuflen von bis zu 8 bis 12 %-Punkten bei den
Kraftwerkswirkungsgraden zu erwarten. Neuere Trennverfahren, die allerdings noch am
Anfang ihrer Entwicklung stehen, zielen auf die Verwendung von Membranen statt
Absorbern ab /OECD, IEA, 2006/.

Das Verfahren gilt auch als Option fur die Nachrustung, insbesondere wenn es gelingt, tber
neue Waschmittel oder Membranverfahren den Energieaufwand zu verringern.

Auch beim Oxyfuel-Verfahren wird CO, nach der Verbrennung abgetrennt. 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 Wege durch
Abklhlung auf Kondensationstemperaturen entfernt werden. Beim Oxyfuel-Verfahren
entfallen kostspielige CO,-Abtrennprozesse; allerdings entsteht zusétzlicher Aufwand fiir die
Luftzerlegungsanlage. Schéatzungen zufolge duirfte der Wirkungsgradverlust zu herkémm-
lichen Kohlekraftwerken damit ahnlich wie bei den Post-Combustion-Verfahren sein /OECD,
IEA, 2006/.

Es gibt jedoch ein groRes Entwicklungspotenzial beim Oxyfuel-Verfahren. lonen leitende
Membranen fir die Rauchgaswésche und neue Sauerstofferzeugungs-Verfahren dirften in
den nédchsten 5 bis 10 Jahren verfligbar sein. Mit dem Oxyfuel-Verfahren konnten gleich-
zeitig auch die NOx-Emissionen in Abhangigkeit vom jeweiligen Verbrennungs-Temperatur-
niveau reduziert werden, ein Thema, das noch weiterer Gegenstand der Forschung ist. Auch
die Qualitat der CO,-Abtrennung ist noch weiter zu optimieren. Unter Berticksichtigung der
spezifischen Eigenschaften dieses Verfahrens wird eine WirkungsgradeinbufRe von 7 bis 8 %
erwartet /Hendriks, 2007/.

Beim Pre-Combustion-Verfahren wird CO, vor der Verbrennung aus einem CO,-reichen
Stoffgemisch abgetrennt und in einem kombinierten Gas- und Dampfturbinenprozess Strom
erzeugt. Als Brennstoffe kommen entweder Kohle im Verbund mit einer vorgeschalteten
Vergasungsanlage (Integrierte Kohlevergasung bzw. IGCC-Technik) oder Erdgas mit
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entsprechender Gasaufbereitung zum Einsatz. In der Vergasungs- bzw. Aufbereitungsanlage
wird der Brennstoff in ein wasserstoffreiches Synthesegas, das hauptsachlich aus H,, CO und
CO; bestenht, umgewandelt. Im Shift-Reaktor wird die Umwandlung von CO in CO; und
damit die weitere Erzeugung von H, befdrdert. Durch das Verfahren wird hochkonzentriertes
CO; erzeugt, das durch Absorber physikalisch einfach zu entfernen ist. Das wasserstoffreiche
Synthesegas wird in einer Gasturbine verbrannt. Die heiBen Abgase aus der Gasturbine
werden anschlielend einem Dampfturbinenprozess zugefuhrt. VVor Eintritt in die Gasturbine
ist allerdings eine intensive Gasreinigung des Synthesegases erforderlich, um die
Schadstofffracht zu mindern und zu verhindern, dass die Turbine Schaden durch Abtragung
und Korrosion nimmt. Die Wirkungsgradeinbuf3en von 5 bis 8 % und die Zusatzkosten des
Verfahrens sind vergleichsweise gering.

Vergleich der Verfahren

Die CO,-Abtrennung vor der Verbrennung in Kohle- oder Gaskraftwerken mit integrierter
Vergasung (Pre-Combustion) ist im Vergleich zur CO,-Rauchgasabscheidung aus heutiger
Sicht das gunstigere Verfahren. Prinzipieller Vorteil dieser Technologie ist - neben héheren
Wirkungsgraden - die Flexibilitdt sowohl auf der Brennstoffseite (Input von Kohle, Bio-
masse, Ersatzbrennstoffe) als auch auf der Produktseite (Output von Strom, Wasserstoff,
synthetischen Gase bzw. Kraftstoffen). Hier ist die grotechnische Demonstration der nachste
Schritt. Die IGCC-Technik ohne CO,-Abtrennung ist mittlerweile in einigen Anlagen erprobt
(z. B. Buggenum in den Niederlanden und Puertollano in Spanien). Zur Implementierung der
CO,-Abtrennung besteht noch weiterer Verbesserungs- und Entwicklungsbedarf. Im Falle
einer Nachrustung eines konventionellen Kohlekraftwerks zu einem ,,Oxyfuel“-Kraftwerk
sind eine Luftzerlegungseinheit und erhebliche Umbauten am Feuerungsraum notwendig.
Wesentlich einfacher erscheint nach heutigem Kenntnisstand das Post-Combustion-Verfahren
fur Nachristungen. In wie weit ein Kraftwerk fur eine Nachrlistung geeignet ist, muss im
Einzelfall geprift werden, da u. a. ein erheblicher Platzbedarf besteht.

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

e Im Jahre 2025 werden die ersten grofdtechnischen CCS-Kraftwerke kommerziell
eingesetzt;

e Als Referenzanlagen dienen 1GCC-Kraftwerke; die BlockgroRen sind aufgrund
des Ausmales der Vergasungsanlage fertigungsbedingt etwa 400 MW,

e Fir das Jahr 2025 wird der voraussichtliche Wirkungsgrad in konventionellen
Kohlekraftwerken etwa 50 % und fir CCS-Kraftwerke mit einem Wirkungsgrad
von 43 % um bis zu 7 % geringer sein (ohne CO,-Aufbereitung);
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Bei den Investitionskosten der Kraftwerke kommt es im Wesentlichen aufgrund
der zusétzlichen Prozesse fur Vergasung und Gasaufbereitung zu einer deutlichen
Kostenzunahme gegenuber herkdmmlichen Kraftwerken; die spezifischen Inves-
titionskosten werden fiir Braunkohle etwa bei 1610 €/kW und fir Erdgas etwa bei
870 €/kW ohne Berucksichtigung der Kosten fiir Transport und Speicherung von
Kohlendioxid geschatzt.

Tabelle 2-2 fasst die Mittelwerte der Schatzungen zusammen.

Tabelle 2-2: Technische und 6konomische Parameter der CCS-Kraftwerke, Inbetrieb-
nahmejahr 2025
. Elektrischer | Technische -
Energie- Elektrische Netto- Lebens- | Auslast- Speznjgche
.. Kraftwerkstyp Netto- . Investitions-
trager . Wirkungs- dauer ung 1)
Leistung kosten
grad
[MWel] [%] [a] [%] [€/kWel]
Erdgas CCS-KW 475 55 25 85 870
Steinkohle CCS-KW 425 45 30 85 1610
Braunkohle CCS-KW 425 43 30 85 1610

Y Anlagenabschlusskosten und Baunebenkosten ohne Zinsen wahrend der Bauzeit

CO,-Transport

Bei einem grofitechnischen Einsatz von CCS-Kraftwerken fallen grofle Mengen an
abgetrenntem CO, an. Fur ein Steinkohlekraftwerk von 425 MW Nettoleistung, das mit
einer Auslastung von 85 % betrieben wird und auf einen Abtrennanteil von 90 % kommt,
sind das z. B. 2,1 Millionen t/a. Daher kommen aus technischen und 6konomischen Griinden
nur Transporte des Kohlenstoffdioxids mit Pipelines oder grof3en Schiffen in Frage /Mayer-
Spohn et al., 2006/. Fir beide Transportoptionen ist eine Gaskonditionierung erforderlich, um
CO; in moglichst kompakter Form transportieren zu konnen. Bei Pipelines ist eine
Konditionierung auf hohen Druck (80 bis 120 bar), bei Tankern auf Tieftemperaturen bei
Umgebungsdruck erforderlich.

Sowohl Gaskonditonierung als auch CO,-Transport bendtigen einen erheblichen
Energieaufwand, in der Regel Strom als Kompressions- bzw. Kihlenergie. Fir die CO,-
Verdichtung sind beim gegenwartigen Stand als Aquivalent dafiir rund 2,0 %-Punkte (bei
Gaskraftwerken) bis 3,5 %-Punkte (bei Kohlekraftwerken) an Wirkungsgradverlusten im
Kraftwerk anzusetzen. Die Kostenabschéatzungen fiir den CO,-Transport per Pipeline oder
Schiff schwanken in erheblichen Bandbreiten. Bei einem Literaturvergleich (/Ecofys, 2004/,
[FZJ STE, 2006/, /IPCC, 2005/, VGB, 2004/) ist zu berlcksichtigen, dass neben den
technischen Daten z. B. Auslastung und Rohrleitungsdurchmesser auch landerspezifische
Charakteristika eine Rolle spielen. Fiir den CO,-Transport im fluiden Zustand schwanken die
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Kostenangaben in Abhéngigkeit von Transportentfernung und Transportkapazitat von 2 bis
7 €/t CO,.

CO,-Speicherung

Prinzipiell kann die Speicherung von CO, in geologischen Strukturen mittels vieler bereits in
der Ol- und Gasindustrie sowie bei der Deponierung fliissiger Abfallstoffe angewandter
Verfahren und technologischer Prozessschritte erfolgen. Als Speicher innerhalb Deutschlands
in Frage kommen sowohl ausgeforderte Gas- und Olfelder, stillgelegte Kohlebergwerke als
auch bisher ungenutzte tiefe Kohlefloze, Salzkavernen und tiefe saline Aquifere. Das
Potenzial dieser Speicher wird in Deutschland auf 19 bis 48 Gt CO, geschatzt /WI, 2007/.
Offene Fragen gibt es vor allem hinsichtlich der Langzeitstabilitdt. Im Vergleich zu den
Transportkosten sind die Kosten fir die Speicherung von CO, mit weitaus groferen
Unsicherheiten verbunden. Hauptursachen sind die unterschiedlichen geologischen
Rahmenbedingungen (z. B. Einbringtiefe, Speichermenge, technische Aspekte). Grund-
satzlich gilt, dass die Speicherung von CO, onshore gunstiger ist als die Offshore-Lagerung.
Ein Vergleich von Literaturangaben (/WI, 2007, /FZJ STE, 2006/, IPCC, 2005/) unter der
Berticksichtigung potentieller Standorte in Deutschland (vorwiegend saline Aquifere) flhrt
zu Speicherkosten von 1 bis 8 €/t CO,. Insgesamt lasst sich feststellen, dass die Speicher-
kosten sehr standortspezifisch sind und mitunter sogar noch héher ausfallen kénnen als die
fiir durchschnittliche Bedingungen angefuhrten Zahlenwerte dies anzeigen.

Die Gesamtkosten flr Transport und Speicherung des Kohlenstoffdioxids belaufen sich damit
auf 3 bis 15 €/t CO..

2.3 Entwicklung der Energietragerpreise

Mit der Entscheidung flr einen bestimmten Kraftwerkstyp ist i. d. R. auch die Festlegung auf
einen spezifischen Brennstoff verbunden. Daher kommt neben der Einschatzung der
Investitionskosten der zukinftigen Preisentwicklung auf den Primdrenergiemarkten eine
besondere Bedeutung im Rahmen der Entscheidungsfindung zu. Diese Abschatzungen sind
naturgemal mit groBen Unsicherheiten verbunden, da es keine gesicherte Methode gibt,
Preise, die sich aus Angebot und Nachfrage von Gltern auf Weltmarkten ergeben, Uber Jahre
oder Jahrzehnte vorherzusagen.

Wegen der Unsicherheiten in der Projektion werden zwei Brennstoffpreisentwicklungen
unterstellt: ein als Basis bezeichneter Referenzfall und eine Hochpreis-Variante mit einem
gegenuber der Basis hoheren Verlauf. Der Preisverlauf folgt in der Basisprojektion dem
Energiereport IV /EWI PROGNQOS, 2005/ mit einem Weltdlpreis von 48 US-$,006/bbl im
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Jahre 2030. Im Hochpreisszenario folgt die Preisentwicklung dem PRIMES-Szenario mit
hohen Energiepreisen /EU, 2004/ mit einem weltweiten Rohélpreis im Jahre 2030 von
68 US-$,006/bbl. Im aktuellen Annual Energy Outlook der US-amerikanischen EIA (Energy
Information Administration) werden vergleichbare Rohdlpreisentwicklungen bis 2030
zugrunde gelegt /EIA, 2008/. Mit Rohdlpreisen um die 100 US-S/bbl wird die gegenwartige
Situation als eine temporare Hochpreisphase angesehen

Die Erdgaspreise der Produzenten sind in der Regel durch eine Indexierung zeitversetzt an
die Entwicklung des Olpreises gekoppelt. Dies hat historische Griinde, in der Anfangszeit des
aufkommenden Erdgashandels der 60’er Jahre wollte man mit dieser Bindung einen fairen
Wettbewerb zwischen den fur die Warmeerzeugung eingesetzten voll substituierbaren
Energietrdgern ermdglichen. Es gab und gibt allerdings regionale Unterschiede bei den
Erdgas-Preisnotierungen. In der Vergangenheit waren die fur Asien eingekauften
Erdgasmengen etwa 20 bis 30 % teurer als die fiir Europa, welche etwa 10 bis 20 % teurer als
die fir den amerikanischen Markt waren. Wegen des zunehmenden weltweiten Wettbewerbs
um Gasliefervertrage und angesichts des verstarkten interkontinentalen LNG-Handels werden
die regionalen Unterschiede an den weltweiten Handelsplatzen langerfristig weitgehend
bedeutungslos werden, es kristallisiert sich immer mehr ein global geltender Preis heraus.

Die Notierungen der Preise fiir Steinkohle auf den Weltmarkten sind frei von jeder Olpreis-
bindung. Allerdings ist auch hier aufgrund der weltweit anziehenden Nachfrage mit einem
Anstieg der Preise zu rechnen. Die Projektionen der Preise fir Steinkohle sind fur das
Hochpreisszenario dem World Energy Outlook 2006 /WEQ, 2006/ entnommen.

Zu den jeweiligen Welt-Primarenergiepreisen wurden die jeweiligen Transportkosten flr
Steinkohle und Erdgas addiert, die den durchschnittlichen Transportentfernungen von
Handelsplatzen am Weltmarkt zu deutschen Kraftwerksstandorten entsprechen.

Braunkohle und Biomasse (Holzpellets) sind lokale Energietrager, die nicht einem
internationalen Handel und den dort Gblichen Preisbildungsmechanismen unterliegen. Fir
beide Energietrager wird (inflationsbereinigte) Preiskonstanz angenommen.

Bei der Kernenergie ist als Besonderheit zu beachten, dass die gesamten Brennstoff-
kreislaufkosten in die Bildung der Priméarenergiepreise eingehen, d. h. Kosten fiir Natururan,
Konversion, Anreicherung, Zwischen- und Endlagerung. Nur die Preisbildung fiir Natururan
héngt von der internationalen Marktentwicklung ab, die brigen Bestandteile der Brennstoff-
kreislaufkosten sind weitgehend von internationalen Entwicklungen entkoppelt. Trotz
weltweit geniigend gesicherten Uranreserven im Niedrigkostenbereich < 130 US-$/kg Uran
unterliegt dieser Markt seit 2000 starken Schwankungen /Kwasny 2007/. Begrundet werden
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kann diese erstmalige starke Volatilitdt im Uranmarkt vorrangig mit Betriebsproblemen beim
Betrieb und der Inbetriebnahme von Uranminen und Konversionsanlagen zur Uranauf-
bereitung, sowie einem womoglich bevorstehenden Anstieg des zukunftigen Uranbedarfs.
Zahlreiche nationale Ausbauprogramme im Bereich der friedlichen Nutzung der Kernenergie
(u. a. China, Russland, USA) flihren zu groRen Spekulationen am Uranmarkt, an denen sich
auch grofRe Finanzinvestoren beteiligen. Mit den Erlésen aus dem aktuellen Uranhandel
haben die Betreibergesellschaften jedoch wieder Kapital zur Verfligung, das sie zur weiteren
Exploration bekannter Lagerstatten sowie zur Auffindung neuer Lagerstatten nutzen. Die
Auswirkungen des Uranpreises auf die Brennstoffkreislaufkosten sind begrenzt. Zusétzlich
bietet sich mit der Technik der Wiederaufarbeitung grundsétzlich auch die Mdglichkeit,
dieselbe Strommenge mit weniger Natururaneinsatz zu erzeugen. Fur die langfristige
Projektion der nuklearen Brennstoffkreislaufkosten wird insgesamt daher ein konstanter
Preisverlauf angenommen. In Sensitivitdtsanalysen wird zusatzlich untersucht, wie sich die
Stromerzeugungskosten der Kernreaktoren bei einer angenommenen starken Verteuerung des
Uranpreises veradndern wirden. Ferner werden auch die Kostenauswirkungen bei Wieder-
aufnahme der Wiederaufarbeitung beleuchtet.

In Tabelle 2-3 sind die daraus abgeleiteten Primérenergiepreise frei Kraftwerk in €300s/GJ
aufgefunhrt.

Tabelle 2-3:  Projektion der Energietragerpreise frei Kraftwerk in den Varianten ,,Basis*
und ,,Hochpreis*

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

Braunkohle | Basis 097 (098 |098 09 098 09 098 098 098 0,98

Basis 222 (164 |1,75 175 1,75 1,79 183 187 191 1,95
Steinkohle
Hochpreis 2,22 (1,96 |199 203 208 213 219 224 229 235

Basis 6,11 |484 |518 541 561 591 6,16 642 6,70 6,99
Erdgas

Hochpreis 6,11 (7,27 |7,88 848 891 934 9,79 10,27 10,77 11,30
Kernenergie | Basis 062 |062 |062 062 062 062 062 062 062 0,62

Biomasse Basis 6,00 |6,00 |6,00 6,00 6,00 6,00 600 600 600 6,00
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3 Stromerzeugungskosten im Vergleich

Die Stromerzeugungskosten setzen sich aus Kapital-, Betriebs- und Brennstoffkosten
wahrend des Anlagenbetriebs zusammen. Die Kostenbestandteile werden ublicherweise tiber
die gesamte technische Nutzungsdauer kumuliert, auf den Gegenwartswert abdiskontiert und
auf die erzeugte Strommenge bezogen, um vergleichbare Werte in [€/MWh] zu erhalten. Die
Methodik zur Ermittlung dieser mittleren spezifischen Stromgestehungskosten (Average
Lifetime Levelized Generation Costs, abgekirzt: ALLGC) ist im Anhang beschrieben.

Fur den Kostenvergleich der Referenzkraftwerke - deren 6konomische und technische
Parameter in Tabelle 2-1 zusammengestellt sind - wird als einheitlicher Inbetriebnahme-
zeitpunkt das Jahr 2010 gewéhlt. Es wird ferner den Kostenrechnungen zugrunde gelegt,
dass der Zeitraum fir die Abschreibung der Anlagen deren technischer Nutzungsdauer
entspricht. Dartber hinaus werden fir fossil gefeuerte Kraftwerke und das Kernkraftwerk
eine Nutzung Uber 7500 Vollbenutzungsstunden, d. h. ein durchschnittlicher Lastfaktor von
rund 85 % pro Jahr, unterstellt. Fiir die Kraftwerke mit Erneuerbaren Energiequellen werden
die in Tabelle 2-1 angegebenen jahresdurchschnittlichen Mittelwerte der Auslastung fur
deutsche Standorte angenommen.

3.1 Kostenstruktur

Kapitalkosten enthalten neben den Kosten fir die Anlage, die beim Abschluss eines
Liefervertrages mit dem Hersteller vereinbart werden, eine Reihe weiterer Bestandteile. Zu
den Anlagenabschlusskosten (auf Englisch: Overnight Investment Cost - OIC) kommen vor
Baubeginn normalerweise die als Bauherreneigenleistungen bezeichneten Kosten fur Erwerb
des Grundstucks, Erschliefung, Gutachten u. &.; nach Betriebseinstellung fallen Kosten flr
Abbau und Uberwachung wéhrend der Demontage an.

Ein wesentlicher Bestandteil der Kosten wahrend der Bauzeit entfallt auf Zinszahlungen.
Dieser kann insbesondere bei Kohle- und Kernkraftwerken mit hohen Investitionskosten und
langen Bauzeiten beispielsweise bis zu 20 % der Herstellkosten ausmachen.

3.2 Stromerzeugungskosten

Mit einer angenommenen Diskontrate von 7,5 % ergeben sich die in Abbildung 3-1 dar-
gestellten spezifischen Stromgestehungskosten, entsprechend der Brennstoffpreisentwicklung
»Basis* (vgl. Tabelle 2-3), fiir die Referenzkraftwerke. Dargestellt ist auch die jeweilige
Aufteilung der Kapital-, Brennstoff- und Betriebskosten der Kraftwerke. Bei Kraftwerken mit
Erneuerbaren Energietrdgern mit Ausnahme des Biomasse-Kraftwerkes werden zusétzlich so
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genannte Back-up-Kosten ausgewiesen. Diese Kosten fallen aufgrund des stochastischen
Angebots der Windleistung, solaren Einstrahlung und des Wasserdargebots durch die Kosten
der Vorhaltung von Reserveleistung in Form von so genannten Back-up-Kraftwerken an. Als
Back-up-Kraftwerke werden hier Steinkohle- oder Erdgas-Kraftwerke betrachtet, was
aufgrund der jeweiligen Kostenstruktur dieser beiden fossilen Kraftwerkstypen zu einer
Bandbreite bei den Back-up-Kosten fiihrt. Die Methodik zur Berechnung der Back-up-Kosten
wird im Anhang beschrieben.

[E/MWh]
700

600 4 - - ——————— | B Kapitalkosten O Betriebskosten

B Brennstoffkosten E Min. Back-Up Kosten

O Mehrkosten, max. Back-Up Kosten

Braunkohle- Steinkohle- Erdgas GuD DWR Biomasse  Laufwasser Wind Wind Wind Wind PV PV Dach
Dampf-KW Dampf-KW onshore onshore offshore offshore  Freiflache
5,5m/s 6,5m/s 25% 40%

Abbildung 3-1: Stromerzeugungskosten der Referenzkraftwerke, Inbetriebnahmejahr ab
2010 (Diskontrate 7,5 %)

Bei einer Diskontrate von 7,5 % ergeben sich flr die Auslastung von 7500 h/a die niedrigsten
Stromgestehungskosten flr das Braunkohle-Dampfkraftwerk mit rund 29 €/MWh, gefolgt
vom Steinkohle-Dampfkraftwerk mit rund 33 €/ MWh, vom Druckwasserreaktor (EPR) mit
rund 35 €/MWh und mit einigem Abstand vom Erdgas-GuD-Kraftwerk mit rund 42 €/ MWh.
Stromgestehungskosten der Photovoltaikanlagen sind mit diesen Niveaus nicht zu ver-
gleichen; sie liegen um mehr als einen Faktor 10 hoher. So betragen die Stromgestehungs-
kosten fiir eine Freiflachenanlage 520 €/MWh und fur eine Dachanlage 620 €/ MWh.

Die ubrigen Kraftwerke mit Erneuerbaren Energiequellen liegen beim Vergleich der
Stromerzeugungskosten im mittleren Bereich: Fir das Wasserkraftwerk ergeben sich
102 €/MWh, fir das Windkraftwerk, onshore 96 bis 144 €/MWh und fur das Biomasse-
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Holzhackschnitzelkraftwerk 96 €/ MWh. Fur das Offshore-Windkraftwerk liegen die Stromer-
zeugungskosten mit 121 bis 180 €/ MWh aufgrund der hoheren Kapital- und Betriebskosten
deutlich Gber den vergleichbaren Werten fir die Binnenlandanlagen. Die groRe Bandbreite
bei den Stromerzeugungskosten der Windkraftanlagen, onshore und offshore, geht auf die
unterschiedlichen Einsatzkonfigurationen der Maschinen bei verschiedenen Windge-
schwindigkeiten und somit die unterschiedlichen Jahresertrage der Stromerzeugung zuriick.

3.3 Variation der Diskontrate

Bei einer angenommenen Diskontrate von 5 % verschieben sich die Kostenrelationen
zugunsten der kapitalintensiven Technologien, wie Abbildung 3-2 veranschaulicht: der EPR
nimmt nun mit Stromerzeugungskosten von 27 €/MWh den zweiten Platz hinter dem
Braunkohle-Dampfkraftwerk ein, das mit 24 €/ MWh um rund 5 €/MWh gunstiger produziert
als im Referenzfall (Diskontrate 7,5 %). Das Steinkohle-Dampfkraftwerk erzeugt Strom zu
Kosten von 30 €/ MWh, das Erdgas-GuD-Kraftwerk zu 41 €/ MWh. Bei den Kraftwerken mit
regenerativen Energien andert sich an der Kostenordnung nichts.

[€/MWh]
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004 - -p—— I

B Kapitalkosten [ Betriebskosten
180 +---| e e e e - SRR - - -
B Brennstoffkosten B Min. Back-Up Kosten
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O Mehrkosten, max. Back-Up Kosten
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Braunkohle- | Steinkohle- | Erdgas GuD DWR Biomasse | Laufwasser |Wind onshore/Wind onshore Wind Wind
Dampf-KW | Dampf-KW 5,5m/s 6,5m/s offshore 25% | offshore 40%

Abbildung 3-2:  Stromerzeugungskosten der Referenzkraftwerke (ohne PV) bei Variation
der Diskontrate, Inbetriebnahmejahr ab 2010

Bei einer Diskontrate von 10 % andert sich die Kostenordnung so, dass der vergleichsweise
kapitalintensive Druckwasserreaktor nun mit Erzeugungskosten von 44 €/ MWh auf gleicher
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Kostenhéhe mit dem Erdgas-GuD-Kraftwerk produziert. Auf Platz eins und zwei bei den
Stromerzeugungskosten sind das Braunkohle- (34 €/MWh) und Steinkohlekraftwerk
(38 €/MWh). Bei den Kraftwerken mit Erneuerbaren Energien &ndert sich die relative
Kostenfolge bei einer angenommenen Erhohung der Diskontrate nicht, allerdings reagieren
auch hier die relativ kapitalintensiven Anlagen, insbesondere Wasser-, Wind- und PV-
Kraftwerke, deutlich sensitiver als weniger kapitalintensive Technologien, wie das Biomasse-
kraftwerk, mit entsprechend groBen Zuwéchsen in den Stromerzeugungskosten (aus Skalier-
ungsgrunden sind die Stromerzeugungskosten fir PV nicht in Abbildung 3-2 eingetragen).

3.4 Variation der Brennstoffpreise

Bei hoheren Brennstoffpreisen, die den Annahmen zufolge lediglich Steinkohle und Erdgas
betreffen (vgl. Tabelle 2-3), zeigen sich folgende Veranderungen gegeniiber dem Ausgangs-
fall. Im Hochpreisszenario sind nun die Kosten des Steinkohlekraftwerks gleich mit
denjenigen vom Kernkraftwerk®. Weiterhin steigen die Stromerzeugungskosten fiir Erdgas
deutlich und entfernen sich somit von denen der Kohlekraftwerke und des Kernkraftwerks.

[€/MWh]
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180 1 - B Kapitalkosten B Betriebskosten |

B Brennstoffkosten B Min. Back-Up Kosten
G0 e e e H
O Mehrkosten, max. Back-Up Kosten
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20 1 |

Basis Basis Basis Basis

Braunkohle-Dampf- | Steinkohle-Dampf- Erdgas GuD Biomasse | Lauf- Wind Wind
wasser | onshore | onshore | offshore | offshore
5,5m/s 6,5m/s

Abbildung 3-3:  Stromerzeugungskosten der Referenzkraftwerke (ohne PV), Preis-
entwicklung ,,Basis* und ,,Hoch*, Inbetriebnahmejahr ab 2010

! Werden die sehr hohen Uranpreise, die im Juni 2007 bis auf 138 US-$/Ib U304 angestiegen waren /Kwasny,
2007/, zur Ermittlung der Brennstoffkreislaufkosten zugrunde gelegt, so fiihrt dies zu Stromgestehungskosten
ohne Wiederaufarbeitung von 39 €/MWh. Jedoch betrdgt das Handelsvolumen des Spotmarkts in Europa
lediglich zwei Prozent des Marktvolumes /ESA 2007/; von daher wurde in den vorhergehenden Annahmen,
sowie insbesondere in Abbildung 3-3 auf eine Variation der Brennstoffkreislaufkosten verzichtet.
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3.5 Veranderung der Auslastung

Aufgrund der zuvor erlduterten Kostenvorteile werden Braunkohle- und Steinkohle-
Dampfkraftwerke sowie Kernkraftwerke im Grundlastbereich eingesetzt, danach folgen im
Mittel- bis Spitzenlastbereich Erdgas-GuD-Anlagen. Wie der in Abbildung 3-4 dargestellte
Zusammenhang der Stromerzeugungskosten in Abhangigkeit von der Kraftwerks-Auslastung
zeigt, ist das Kernkraftwerk bei hohen Volllaststunden kostengleich mit einem Steinkohle-
kraftwerk. Die Brennstoffpreisentwicklung in Abbildung 3-4 folgt der Basisprojektion in
Tabelle 2-3. Unter 5500 Benutzungsstunden ergeben sich Kostenvorteile fir das Erdgas-
GuD-Kraftwerk gegenlber dem Kernkraftwerk.
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Abbildung 3-4: Stromgestehungskosten der Referenzkraftwerke in Abhdngigkeit von der
Auslastung, Inbetriebnahmejahr ab 2010 (Diskontrate 7,5 %)

3.6 CO,-Emissionskosten

Die Hohe der direkten und indirekten Folgekosten, die durch Emissionen von CO; in die
Atmosphére verursacht werden, ist aus heutiger Sicht mit wissenschaftlichen Analysen nicht
hinreichend zu bestimmen. Dies trifft genauso auch auf die Kosten der Vermeidung von CO,-
Emissionen zu. Um solche Kosten zu quantifizieren, bedarf es noch weitergehender
grundlegender Untersuchungen und Erkenntnisse ber die Ursache-Wirkungsmechanismen.
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In Deutschland wie in anderen L&ndern der Europaischen Union werden CO,-Emissions-
berechtigungen der Industrie und Energiewirtschaft durch den Handel von Zertifikaten mit
einem Preis versehen. Dieser Zertifikatspreis, der an der Energieborse in Leipzig z. B. am
18.12.2007 bei 0,01 €/EUA (EU Emission Allowances) notierte, zwei Jahre zuvor jedoch
noch rund 23 €/EUA ausmachte, dilrfte bei einem aus Klimaschutzgriinden angestrebten
knapperen Verteilungsmodus von Emissionsberechtigungen gegenuiber dem jetzigen Stand
deutlich zulegen. Fir die zweite Zertifikats-Handelsperiode, von 2008 bis 2012, werden zur
Zeit Emissionsberechtigungen zu einem Wert von rund 22 bis 25 €/t CO, gehandelt.
Allerdings ist eine genaue Vorhersage der Zertifikatspreisentwicklung unmoglich, da sehr
viele EinflussgrofRen diesen Preis beeinflussen, zu denen nicht zuletzt auch die politischen
Randbedingungen gehoéren. Dazu zéhlen z. B. die Anzahl der erfassten Anlagen, das
angestrebte Minderungsregime, die Ausstattung der Verbraucher mit Zertifikaten, der
Ausgabepreis, um nur einige Faktoren zu benennen.

Um MaRnahmen zur Minderung von CO,-Emissionen auf die Kosten der Stromerzeugung
der Referenzkraftwerke zu simulieren, werden in den Projektionen dieser Analyse zwei unter-
schiedliche Zertifikatspreise fur CO,-Emissionen angenommen: 8 €/t CO, und zusétzlich
38 €/t CO, /Zurn u. a. 2005/, /Ellersdorfer und Fahl 2006/.

Durch Einbeziehung von Zertifikatskosten verteuert sich die Stromerzeugung der fossilen
Kraftwerke deutlich, die eindeutige Kostenfuhrerschaft unter den Referenzkraftwerken fallt
nun dem Kernkraftwerk zu, wie Abbildung 3-5 veranschaulicht, wobei zu den Regenerativ-
kraftwerken weiterhin ein groRer Kostenabstand bestehen bleibt.

Die Kostenerhthung durch Zertifikatspreise von 8 bzw. 38 €/t CO, trifft die fossilen Kraft-
werke ungleich. Bei einem moderaten Zertifikatspreis von 8 €/t CO, bleibt die Reihenfolge
der Erzeugungskosten von Braunkohle-, Steinkohle- und Erdgaskraftwerken trotz unter-
schiedlicher Verteuerung um 7, 6 bzw. 3 €/ MWh gegeniiber dem Ausgangsfall unverandert.
Dagegen kehrt sich bei einem hohen zusatzlichen Zertifikatspreis von 38 €/t CO, das
Ranking vollstandig um: die Erzeugungskosten liegen nun bei 55, 61 und 63 €/ MWh fir das
Erdgas-, Steinkohle- und Braunkohlekraftwerk.
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Abbildung 3-5: Stromerzeugungskosten unter Bericksichtigung unterschiedlicher CO,-
Zertifikatskosten, Inbetriebnahmejahr ab 2010 (Diskontrate 7,5 %), ohne
PV

3.7 Einfuhrung von CCS-Kraftwerken im Jahr 2025

Die Entwicklung von CO,-armen fossilen Kraftwerkstechniken, also Anlagen auf Basis von
Steinkohle, Braunkohle und Erdgas, bei denen das im Betrieb entstehende Klimagas durch
geeignete Verfahren abgetrennt und anschlieBend sicher eingeschlossen werden kann, wird
noch einen langeren Zeitraum flr Systemtests und Demonstration der technischen
Funktionsfahigkeiten erfordern, wie in Abschnitt 2.2 erldutert wurde. Fir die Analyse der
Stromerzeugungsoptionen und —kosten wird nachfolgend die Annahme getroffen, dass die
Einfihrung kommerzieller CCS-Kraftwerke im Jahre 2025 erfolgen kann.

Verglichen werden kohlebefeuerte IGCC-Kraftwerke und das Erdgaskraftwerk mit
Gasaufbereitung, wobei die CO,-Abtrennung jeweils vor der Verbrennung erfolgt, d. h., diese
Anlagen zahlen verfahrenstechnisch zu den so genannten ,,Pre-Combustion-Power-Plants*
mit CCS-Technik. Aufgrund des fir Vergasung, Gasaufbereitung und Abtrennung
erforderlichen zusétzlichen Aufwands erhohen sich die Kapital- und Betriebskosten, wegen
des verringerten Wirkungsgrades vergréf3ern sich die Brennstoffkosten der CCS-Kraftwerke
gegenlber herkommlichen fossilen Kraftwerken. Dieser Kostenzuwachs ist fir alle
Kraftwerke mit 43 % bis 49 % je nach Energietréger in etwa gleich hoch und fiihrt bei einer
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einheitlichen Einfilhrung der CCS-Kraftwerke zu keiner Anderung der Reihenfolge im
Hinblick auf die Stromerzeugungskosten fossiler Kraftwerke. Entscheidend fir die
Kostenunterschiede zwischen CCS- und herkdmmlichen fossilen Kraftwerken fir 2010 sind
die Zertifikatspreise sowie die Kosten fir Transport und Speicherung von CO,. Zur
Speicherung und Transport von CO, werden entsprechend Abschnitt 2.2 minimal 3 €/t CO,
und maximal 15 €/t CO, angenommen. Die CCS-Technik ist bei niedrigen Zertifikatspreisen
von 8 €/t CO; nicht wettbewerbsfahig, wohl aber bei hoheren Zertifikatspreisen von 38 €/t
CO,. Unter der Pramisse eines hohen Zertifikatspreises produzieren Braunkohle-IGCC-
Kraftwerke inkl. CO,-Abtrennung mit 49 €/MWh am kostenglnstigsten, gefolgt von
Steinkohle-IGCC-Kraftwerken inkl. CO,-Abtrennung mit 53 €/MWh und am Ende den
Erdgaskraftwerken mit 58 €/ MWh. Die Kosten der herkdommlichen Kraftwerke ohne CO,-
Abscheidung stehen bei einem Zertifikatspreis von 38 €/t CO, diesen Ergebnissen mit
55 €/ MWh fiir Erdgas, 61 €/ MWh fir Steinkohle und 63 €/ MWh fur Braunkohle gegeniiber.
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Abbildung 3-6: Stromgestehungskosten der fossilen Referenzkraftwerke mit und ohne CO,-
Abtrennung (Diskontrate 7,5 %)

Abbildung 3-7 veranschaulicht, ab welchem CO,-Zertifikatspreis sich der Einsatz von
Kraftwerkstechnologien mit CO,-Abscheidung lohnt. Die Stromerzeugung auf Braunkohle-
basis verursacht bei weitem die grofiten CO,-Emissionen. Daraus lasst sich ableiten, dass
bereits bei einem CO,-Zertifikatspreis von rund 19 €/t CO, die Kraftwerkstechnologie fr
Braunkohle mit CO,-Abscheidung die kostenglinstigere Alternative auf Basis dieses
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Energietragers darstellt. Fur den Energietrdger Steinkohle liegt der Schnittpunkt bei
24 €/t CO,, wahrend der Einsatz von Gaskraftwerken mit CO,-Abscheidung im
brennstoffspezifischen Vergleich erst ab einem Zertifikatspreis von weit tber 40 €/t CO; in
den Bereich der Wirtschaftlichkeit kommt. Generell ist in der hier betrachteten Bandbreite
der CO,-Zertifikatskosten Braunkohle die ginstigste Alternative. Bis zu einem Zertifikats-
preis von 19 €/t CO, ist die Stromerzeugung auf der Basis von Braunkohle ohne und danach
mit CO,-Abscheidung am gunstigsten. Lasst man die Braunkohle auf3en vor, so stellt die
Steinkohle bis 22 €/t CO, die wirtschaftlich vorteilhafteste Ldsung dar, anschlieRend folgt
das Erdgas-GuD ohne CO,-Abscheidung bis 28 €/t CO,. Bei einem weiteren Anstieg der
Zertifikatskosten stellt dann wieder die Steinkohle mit CO,-Abscheidung die
kostengunstigste Stromerzeugungsoption dar.
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Abbildung 3-7: Stromgestehungskosten der fossilen Referenzkraftwerke mit und ohne CO,-
Abtrennung in Abhéangigkeit vom CO,-Zertifikatspreis (Diskontrate 7,5 %)
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4 Sensitivitatsanalysen

Zur Durchfiihrung von Sensitivitatsanalysen gegentiber den Basisparametern (vgl. auch
Tabelle 2-1) werden verschiedene Variationen fir die Stromgestehungskosten der jeweiligen
Anlagen durchgefiihrt.  Ausgehend wvon den Basisparametern wird mit den
Sensitivitatsanalysen untersucht, wie sich Abweichungen von den Basiswerten der wichtigen
Parameter technische Nutzungsdauer, Investitionskosten und Wirkungsgrad auswirken.
Bereits in Kapitel 3 wurden die Auswirkungen der Energietragerpreisvarianten ,,Basis* und
»-Hochpreis“ sowie der unterschiedlichen Auslastung (z.B. fur fossile/nukleare Kraftwerke
von 5000 bis 8500 h/a) und der Verénderung der Diskontrate auf die Stromgestehungskosten
untersucht. Die Erneuerbaren Energietrager werden aus Skalierungsgriinden und im Hinblick
auf ein differenziertes Sensitivitatsverhalten separat betrachtet.

Exemplarisch werden nachfolgend die Ergebnisse der Sensitivitdtsanalysen fur das Stein-
kohlekraftwerk, das Erdgas-GuD-Kraftwerk, die Onshore-Windkraft- und die PV-Frei-
flachenanlage dargestellt. Die fur alle anderen Stromerzeugungsoptionen ebenfalls durch-
geflihrten Parametervariationen werden summarisch behandelt.

4.1 Sensitivitatsanalyse fir fossile/nukleare Kraftwerke

Beim Steinkohle-Kondensationskraftwerk wirkt sich die Anderung der Investitionskosten,
wie Abbildung 4-1 illustriert, am starksten aus. Bei einer Steigerung der Investitionskosten
auf 1300 €/kw (Basis: 1000 €/kW) nehmen die Stromerzeugungskosten des Steinkohle-
Kondensationskraftwerks um 4 €/MWh zu und betragen 37 €/MWh. Die beiden ubrigen
Parameter, Wirkungsgrad und technische Nutzungsdauer, sind relativ unempfindlich gegen-
uber Verénderungen der Basiswerte. Aufgrund der geringen Bandbreite von 32 €/ MWh bis
37 €/MWh ist aus Abbildung 4-1 abzuleiten, dass auch die Uberlagerung der Parameter nur
zu sehr moderaten Anderungen der Stromgestehungskosten der  Steinkohle-
Kondensationskraftwerken fuhrt.
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Abbildung 4-1: Sensitivitatsanalyse fur das Steinkohle-Kondensationskraftwerk, Inbetrieb-
nahmejahr ab 2010 (Diskontrate 7,5 %)

Die Stromgestehungskosten des Erdgas-GuD-Kraftwerks zeichnen sich dadurch aus, dass sie
uberaus empfindlich auf Anderungen des Wirkungsgrads reagieren, weil eine unmittelbare
Korrelation zu den Brennstoffkosten vorhanden ist. Verglichen mit den anderen Kraftwerken
ergibt sich daher aus der Erhohung (bzw. Absenkung) des Wirkungsgrades eine relative
starke Kostendegression (-zunahme). Die spezifischen Investitionskosten sind geringer als flr
Dampfkraftwerke und fir Anlagen mit Erneuerbaren Energietrdgern und fihren somit zu
einem bedeutend schwdacheren Sensitivitatsverhalten. Abbildung 4-2 zeigt, dass bei
Investitionskosten von 650 €/kW (Basis: 480 €/kW) die Stromgestehungskosten sich um
2 €/MWh auf etwa 44 €/ MWh erhéhen. Die Variation der technischen Nutzungsdauer hat
auf die Stromgestehungskosten marginale Auswirkungen und fihrt zu vernachléssigbaren
Abweichungen in der Bandbreite von weniger als 0,5 €/ MWh.
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Abbildung 4-2: Sensitivitatsanalyse fur das Erdgas GuD-Anlage, Inbetriebnahmejahr ab
2010 (Diskontrate 7,5 %)

Aus Abbildung 4-3 ist ersichtlich, wie empfindlich weitere Kraftwerkstypen in Bezug auf
Parametervariationen im Vergleich zu ihrem Basiswert reagieren. Dabei wird das Sensiti-
vitdtsverhalten unter Berucksichtigung minimaler und maximaler Werte fur folgende drei
Parameter entsprechend den Bandbreiten aus einem Literaturvergleich untersucht:

e Wirkungsgrad heutiger und in naher Zukunft verfligbarer Kraftwerke nach einem
Literaturvergleich von /DTI, 2006/, /DTI, 2007a/, /DTI, 2007b/, EWI/EEFA, 2007/,
IVGB, RoE, 2006/, VGB ZEP, 2006/, /WEC, 2007/

e Technische Nutzungsdauer

e Investitionskosten, die Bandbreite fir die Investitionskosten wird aus einem
Literaturvergleich gewonnen: /DTI, 2006/, /DTI, 2007a/, /DTI, 2007b/, EWI/EEFA,
2007/, /Handelsblatt, 2007/, /VGB, RoE, 2006/, VGB ZEP, 2006/, /WEC, 2007/

So zeichnet sich das Kernkraftwerk dadurch aus, dass die Erzeugungskosten in Abhangigkeit
von Wirkungsgrad, technischer Nutzungsdauer und den Investitionskosten auf einem Niveau
von maximal 37 €/ MWh gehalten werden konnen.

Das Braunkohle-Kondensationskraftwerk zeigt ein nahezu gleiches Sensitivitatsverhalten wie
das zuvor exemplarisch erlduterte Steinkohle-Kondensationskraftwerk. Beim Braunkohle-
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kraftwerk mit CO,-Abtrennung haben genau wie beim herkémmlichen Braunkohle-Konden-
sationskraftwerk die Parameter Auslastung und Investitionskosten den groRRten Einfluss auf
die Stromerzeugungskosten. Mit Ausnahme des Erdgas-GuD-Kraftwerks sind die
Investitionskosten der entscheidende Parameter fiir das Sensitivitatsverhalten der jeweiligen
Kraftwerke: diese beeinflussen im Wesentlichen in welcher Kostenbandbreite die einzelnen
Stromerzeugungsoptionen Elektrizitat bereitstellen kénnen.
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Abbildung 4-3: Sensitivitatsanalysen fur finf Referenzkraftwerke bei maximaler und
minimaler Abweichung vom Basiswert, Inbetriebnahmejahr ab 2010
bzw. 2025 bei CO,-Abtrennung (Diskontrate 7,5 %)
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4.2 Sensitivitatsanalyse fur Erneuerbare Energietrager

Im Rahmen der Sensitivitatsanalyse flr die Erneuerbaren Energietrdger werden die Back-up-
Kosten, die im Bereich von etwa 10 bis 20 €/ MWh liegen, nicht berucksichtigt, sondern es
werden die reinen Stromgestehungskosten in Abhangigkeit der Parameter Vollbenutzungs-
stunden, technische Nutzungsdauer, Investition, Betriebskosten und flr die Biomasse zuséatz-
lich der Brennstoffkosten analysiert.

Die Berechnungen der Stromgestehungskosten der Windkraftanlage onshore, ergeben bei
Vollbenutzungsstunden von 1600 h/a einen Basiswert von 104 €/ MWh. Die Variation der
Vollbenutzungsstunden erfolgt fur die untere Grenze von 1000 h/a, entsprechend dem
Jahrbuch Erneuerbare Energien 2007 /Jahrbuch EE, 2007/ und fur die obere Grenze mit
2190 h/a gemal Tabelle 2-1, was in etwa den maximalen Werten des Windenergie Report
Deutschland 2006 /ISET, 2006/ fur kistennahe Standorte in Deutschland entspricht. Diese
Variationsbreite l&sst einzelne Anlagen, die stark von den Mittelwerten abweichen, aullen
vor, da es Anlagen mit VVollbenutzungsstunden von weniger als 500 h/a bzw. mehr als 3000
h/a gibt /ISET, 2006/. Geringe Vollbenutzungsstunden sind im Binnenland, hohe
Vollbenutzungsstunden an der Kiste zu erwarten. Anhand der Sensitivitatsanalyse ist zu
erkennen (vgl. Abbildung 4-4), dass die erreichbaren Vollbenutzungsstunden entscheidend
fiir die Stromgestehungskosten der Windenergie sind. Vollbenutzungsstunden von 1000 h/a
lassen die Stromgestehungskosten auf tber 165 €/MWh ansteigen, wéhrend fur deutsche
Verhéltnisse sehr hohe Vollbenutzungsstunden von 2190 h/a die Stromgestehungskosten auf
76 €/MWh sinken lassen.

Die beiden Parameter technische Nutzungsdauer und Investitionskosten reagieren ahnlich
sensitiv. Wird im Beispiel kalkulatorisch mit einer technischen Nutzungsdauer von 12 Jahren
/BMU, 2007/ gerechnet, so erh6hen sich die Kosten, vergleichbar wie bei Investitionskosten
von 1400 €/kWw, auf etwa 125 €/MWh. Bei den Betriebskosten ist fur Windkraftanlagen
ublich, dass diese in Abhangigkeit von den Investitionskosten angenommen werden. In der
Literatur wird fur sie eine Bandbreite von 3 % /BMU, 2007/ bis 6,5 % /BMWI, 2006/
genannt.
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Abbildung 4-4: Sensitivitatsanalyse fur die Onshore-Windkraftanlage, Inbetriebnahmejahr
ab 2010 (Diskontrate 7,5 %)

Die in Abbildung 4-5 dargestellte Sensitivitatsanalyse weist aus, dass die Stromgestehungs-
kosten fiur die Photovoltaik-Freiflachenanlage mit einer Leistung von 0,5 MW deutlich héher
liegen als fiir die anderen Erneuerbaren Energietrager. Auch unter fir Deutschland sehr guten
Einstrahlungsbedingungen, die zu maximalen 1100 Volllaststunden /BMW:i, 2006/ fiihren, ist
die Photovoltaik mit Stromgestehungskosten in Hohe von etwa 400 €/ MWh noch sehr weit
von der Wirtschaftlichkeit gegenuber allen anderen Technologien entfernt. Die Untergrenze
fir die Investitionskosten dirfte nach dem Jahrbuch Erneuerbare Energien 2007 /Jahrbuch
EE, 2007/ bei 4000 €/kW liegen, so dass sich daraus minimale Stromgestehungskosten von
436 €/MWh berechnen lassen. Die Betriebskosten fir Photovoltaikanlagen sind im
Allgemeinen gering und tragen zu den Stromgestehungskosten etwa 10 % bei. Signifikante
Veranderungen bei den Stromgestehungskosten ergeben sich erst bei einer vielfachen
Reduzierung oder Erhéhung der spezifischen Betriebskosten.
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Abbildung 4-5: Sensitivitatsanalyse fur die PV-Freiflachenanlage, Inbetriebnahmejahr ab
2010 (Diskontrate 7,5 %)

In Abbildung 4-6 wird fir die Stromerzeugungsoptionen auf der Basis der Erneuerbaren
Energietrager Wind (onshore/offshore), Wasser und Biomasse das Sensitivitatsverhalten
hinsichtlich der Parameter Auslastung (natirliches Angebot), technische Nutzungsdauer,
Investitionskosten und Brennstoffkosten gegentibergestellt.

Fur die Stromgestehungskosten fluktuierender erneuerbarer Energiequellen stellt die
Auslastung, hier in Volllaststunden je Jahr ausgedriickt, den wesentlichen Parameter bei der
wirtschaftlichen Sensitivitatsanalyse dar. Betragen die Vollbenutzungsstunden von Offshore-
Windkraftanlagen statt 3500 h/a nur 2200 h/a, so erhéhen sich die Stromgestehungskosten
auf 160 €/MWh und sind somit um 60 % hoher als bei der Referenzannahme. Auch bei
Onshore-Windkraftanlagen variieren die Stromgestehungskosten in Abhangigkeit von der
Auslastung sehr stark (siehe Abbildung 4-4). Einen weiteren wichtigen Einfluss stellen fur
Windkraftanlagen, insbesondere fur Offshore-Anlagen, die laufenden Betriebskosten dar.
Hierzu liegen fir die Offshore-Anlagen noch keine definitiven Erfahrungen vor. Daraus leitet
sich auch die groRRe Varianz der Werte von 4 %/a bis 10 %/a /BMWI 2006/ der Investitions-
kosten ab. Die Projektion der Minimalwerte der Betriebskosten fiihrt fir die Stromge-
stehungskosten von Offshore-Anlagen zu 81 €/ MWh statt 100 €/ MWh, d. h., sie sind um
19 % geringer, und von Onshore-Anlagen zu 65 €/MWh statt 76 €/ MWh, d. h., sie sind um
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14 % Kleiner. Bei der Annahme der Maximalwerte erhéhen sich die Stromgestehungskosten
um 14 % bei den Offshore-Anlagen und um 6 % bei den Onshore-Anlagen.

[€/MWhel]
170 -

150 -

130 4

110 4

}—
|
|
]
|
S

4

—

[ SR E——
4
—
(-4

90 -

r———

l
» bl sl =l 3 % % -
< (3] = =] = = =
704 S 3 § of ol o «© wilo |lo || © -
B 2 Sff ol x| < ollo|g || © o
L slsls|e sl el el s gIs |8 |8 ®
T ' w ' ' v 1 o~ o~ o [To) = v ] '
Ay S| o ol of o « gl =@ || = N K== o ~
N8 slgls|s Bl sl e SHEEE 5
o L2l = A N @ @ | = N = f] o= || < <~
(&) (&) e (<5 (<] [«5) S (] (<) (&) S [ (<] (] S (5] (&) (&) S [5]
s|s5|3|4 AR AR AR 5|58 4 AR AR 5|58 4
clc|g| S c|lc| g |3 clc| g8 clc|g| s clc| g8
%) 2} e %) 2} e %) 2} 1= %) ) e %) 2} =
S| &8 S5 & 8 S| &8 S5 & 8 S| &8
s|oc| 3|0 |5 |’ | @ oc|lo|’|®@ o |o|’|@ oc|lo|’|®@
Sleg |4 £lg |- gleg 4 = = S| |4
Betriebskosten nat. Angebot Nutzungsdauer Invest.-Kosten Brennstoffkosten

Abbildung 4-6: Sensitivitatsanalysen fiir Erneuerbare Energien bei maximaler und
minimaler Abweichung vom Basiswert, Inbetriebnahmejahr ab 2010
(Diskontrate 7,5 %)

Der Einfluss der Kapitalkosten ist fiir die Erneuerbaren Energietrager sehr hoch. Besonders
entscheidend veréndern sich bei Variation der Investitionskosten die Stromgestehungskosten
der Windkraftanlagen. Fiihrt man die im Erfahrungsbericht zum Erneuerbaren Energien-
Gesetz /BMU, 2007/ aufgefiihrten Investitionskosten von 3200 €/kW fur Offshore-
Windkraftanlagen in die Kalkulation ein, so erhéhen sich die Stromgestehungskosten um
38 % auf 138 €/ MWh.

Fur die Biomasse wird in Abbildung 4-6 von einem Biomassepreis von 4,5 €/GJ (minimal)
und von 7 €/GJ (maximal) fur die Holzhackschnitzel ausgegangen. In der Hochpreisannahme
fir die Biomasse erhohen sich die Stromgestehungskosten auf 106 €/MWh und fur die
Tiefpreisannahme reduzieren sich die Stromgestehungskosten um 15 €/ MWh auf 91 €/ MWh.
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5 Zusammenfassung und Schlussfolgerung

Fur die wichtigsten zukinftigen Kraftwerkstypen mit fossiler, nuklearer und regenerativer
Energienutzung wurden Stromerzeugungskosten analysiert, indem die aus Kapital-,
Brennstoff- und Betriebskosten wéhrend der technischen Nutzungsdauer dieser Anlagen
berechneten und auf die Erzeugungsmenge bezogenen mittleren spezifischen Kosten
(,Average Levelized Lifetime Cost*) verglichen wurden. Berlcksichtigt wurden dabei
aktuelle Erhebungen von Herstellern, Betreibern und wissenschaftlichen Einrichtungen zu
Investitions- und Betriebskosten, Wirkungsgraden, technischer Verfigbarkeit und Nutzungs-
dauer der Anlagen. Verglichen wurden die Verhaltnisse fur den Inbetriebnahmezeitpunkt
2010. Zusétzlich wurde fur das Jahr 2025 auch der Einsatz fossiler Kraftwerke mit CO,-
Abtrennung 6konomisch untersucht. Fur die Analysen wurden zwei verschiedene Kosten-
annahmen fir CO,-Transport und Speicherung (3 bzw. 15 €/t CO,) angenommen. Die reinen
Stromerzeugungskosten unter der Annahme einer Diskontrate von 7,5 % sind fir ein Braun-
kohlekraftwerk mit CCS-Technologie bei 3 €/t CO, um 14 €/ MWh, bzw. bei 15 €/t CO, um
15 €/MWh, teurer als ohne CO,-Abscheidung.

Fur die Kosten der CO,-Emissionen wurden Schatzungen der Entwicklung von CO,-
Zertifikatspreisen mit einer Bandbreite von 8 bis 38 €/t CO, vorgenommen. Zur weiteren Ab-
sicherung der Unsicherheiten bei den Ergebnissen wurde in einer Reihe von Sensitivitats-
analysen uberpraft, wie empfindlich bzw. unempfindlich die Stromerzeugungskosten der
einzelnen Kraftwerkstypen auf Anderungen bei den Inputwerten reagieren.

Als Ergebnis zeigt sich, dass die Stromerzeugung in neu errichteten, nach Jahre 2010 in
Betrieb gehenden, nuklearen und fossilen Kraftwerken deutlich kostenginstiger ist als in
Anlagen, die regenerative Energietrdger nutzen. Dies umfasst die gesamte Bandbreite der
maoglichen Verwendung erneuerbarer Energiequellen, sei es Biomasse, Laufwasser, Wind-
oder Solarenergie. Wahrend die Warmekraftwerke Stromgestehungskosten von 28 bis
42 €/MWh aufweisen, liegen die Kraftwerke mit erneuerbaren Energien zwischen 76 und
604 €/ MWh.

Die mit Berechtigungen zur CO,-Emission verknupften CO,-Emissionszertifikate haben eine
starke Kostenprogression fir die fossilen Kraftwerke zur Folge. Bereits bei einem
Zertifikatspreis von 8 €/tCO, stellt die Kernenergie die Stromerzeugungsoption mit den
geringsten Stromgestehungskosten (35 €/MWHh) dar. Ab einem CO,-Zertifikatspreise von
rund 22 €/t CO, ist die Stromerzeugung auf Basis von Erdgas kostengunstiger als Braunkohle
und Steinkohle.
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Die in Entwicklung befindlichen CCS-Kraftwerke werden Strom zu deutlich héheren Kosten
erzeugen. Aufgrund des flir Vergasung, Gasaufbereitung und Abtrennung erforderlichen
zusétzlichen Aufwands erhéhen sich die Kapital- und Betriebskosten sowie wegen des
geringeren Wirkungsgrades die Brennstoffkosten der CCS-Kraftwerke gegeniiber herkdmm-
lichen fossilen Kraftwerke. Dieser Kostenzuwachs ist mit 43 bis 49 % je nach Energietrager
erheblich. Entscheidend fiir die Kostenunterschiede zwischen CCS- und herkémmlichen
fossilen Kraftwerken sind die Zertifikatspreise. So ist die CCS-Technik bei niedrigen
Zertifikatspreisen von 8 €/t CO, nicht wettbewerbsfahig, wohl aber bei héheren Zertifikats-
preisen als 19 €/t CO, (Braunkohle) bzw. 28 €/t CO, (Steinkohle).

Weiterhin stellt die Sensitivitatsanalyse heraus, dass die Regenerativen Energien auch bei
wirtschaftlich giinstigen Parameterannahmen immer noch um den Faktor zwei bis drei hohere
Stromgestehungskosten als fossile/nukleare Kraftwerke aufweisen.
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7 Anhang

7.1 Methodik zur Ermittlung der mittleren spezifischen Stromgestehungskosten

Die Ermittlung der Stromgestehungskosten erfolgt auf der Grundlage eines dynamischen
Verfahrens, das die nivellierten mittleren Stromgestehungskosten Uber einen Betriebs-
zeitraum berechnet. Der Ausgangspunkt ist eine jéhrliche Kostenbetrachtung, in der die
Kosten jedes Betriebsjahres differenziert betrachtet werden.

Die Kostenbestandteile Kapital-, Betriebs- und Brennstoffkosten wahrend des Anlagen-
betriebs werden fir jedes Jahr aufsummiert. Dabei sinken Uber die Zeit die kapital-
gebundenen Kosten, und die Brennstoffpreise entwickeln sich entsprechend des gewdahlten
Energiepreistragerszenarios meist nach oben. Somit ergeben sich jedes Jahr unterschiedliche
Gesamtkosten.

Aus den jahrlichen Gesamtkosten wirden sich fir jedes Betriebsjahr unterschiedliche
Stromgestehungskosten ergeben. Fir den Vergleich verschiedener Kraftwerkstechnologien ist
dieser Ansatz jedoch nicht hilfreich, deshalb werden die Kostenbestandteile tiber die gesamte
technische Nutzungsdauer kumuliert, auf den Gegenwartswert abdiskontiert und auf die
Netto-Stromerzeugung bezogen. Dadurch werden finanzmathematisch durchschnittliche
jahrliche Kosten wahrend des Betriebs gebildet.

Der gewahlte Diskontsatz beeinflusst die Stromgestehungskosten erheblich. Ausgehend von
einem Referenzsatz von 7,5 % erfolgt auch eine Betrachtung der Stromgestehungskosten bei

5 und 10 %.

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

Daraus lassen sich die mittleren Stromgestehungskosten p wie folgt ableiten:
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I = Kapitalausgaben im Jahr t
i [h M+ Ft] M; = Betriebs- und Instandhaltungskosten im Jahr t
b i : @+r) Fi = Brennstoffpreisausgaben im Jahr t
> [Et]t E: = Netto-Stromerzeugung im Jahr t
T (L+r) r = Diskontsatz
P = mittlere Stromgestehungskosten

7.2 Methodik zur Ermittlung der Back-up Kosten

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

KBU :i—AK-LZA ! —L)

nh <,

mit  Ax  Annuitét (incl. der jahrlichen Fixkosten) des Back-up Kraftwerks pro kW
hy Vollbenutzungsstundenzahl der Versorgungsaufgabe
hw  Vollbenutzungsstundenzahl des Kraftwerks mit regenerativen Energietrdgern
(WEA, PV-Anlage, etc.)
L Leistungskredit des Kraftwerks mit regenerativen Energietragern

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