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1 Einleitung

Bereits seit Jahrzehnten werden aus Kreisen der Wissenschaft warnende Worte iiber den einge-
schlagenen Kollisionskurs mit der Natur laut. Trotz zahlreicher Pline, Ideen und Projekte ist das
Leitbild des dkologischen, 6konomischen und sozial nachhaltigen Handelns noch nicht zur Reali-
tat geworden. Nachhaltig meint eine Entwicklung, die den Bediirfnissen der heutigen Generation
entspricht, ohne die Moglichkeiten kiinftiger Generationen und deren Bediirfnisse zu gefahrden.
Hierbei ist es wichtig zu erkennen, dass ein solcher Ubergang zu einer 6konomischen, dkologi-
schen und sozialen Entwicklung nicht von heute auf morgen erfolgt, sondern viele Jahrzehnte in
Anspruch nimmt. Eine besonders wichtige Erkenntnis lautet, dass unser ressourcenschweres
westliches Wohlstandsmodell nicht auf die bis zum Jahr 2050 erreichten 8 Milliarden Menschen
iibertragbar ist (Wagner 2011, S. 11fY).

Der weltweite Energiebedarf wird nach wie vor zu einem tiberwiegenden Teil aus fossilen Ener-
gietrdgern gedeckt, dazu gehoren vor allem Erdodl, Erdgas und Kohle. Dariiber hinaus stellt die
Kernenergie einen gewichtigen Energielieferant dar (Kausch et al 2011, S. 26).

Obwohl die Kernenergie durch jlingste Ereignisse stark in Verruf geraten ist, wird sie in den
néchsten Jahren ein wichtiger Faktor fiir die Energieversorgung bleiben. Inwieweit das Risiko der
Kernenergie eine mogliche Reduktion zur Folge hat, wird sich noch zeigen. Allerdings ist die zu-
kiinftige Ausrichtung der Energieversorgung eine duflerst wichtige und langfristige gesellschafts-
politische Aufgabe (Knopfet al 2011, S. 14).

Vor dem Hintergrund der entscheidenden Zielsetzung der Wirtschaftlichkeit, der Umweltvertrag-
lichkeit und der Versorgungssicherheit gilt es verstérkt auf erneuerbare Energien zu setzen. Dabei
muss der Strompreis fiir die Industrie und den Verbraucher leistbar bleiben. Dieses Bestreben er-
folgt unter der von vielen Staaten unterstiitzten Reduktion der Atomenergie. Dies hat zur Folge,
dass sowohl erneuerbare als auch fossile Kraftwerke zur Energieversorgung herangezogen wer-
den miissen, sei es durch neue Kraftwerke oder durch dltere Anlagen, die ldnger als geplant am
Netz bleiben (Knopf et al 2011, S. 9).

Angesichts des langfristigen Anpassungsprozesses ist es daher wichtig, den Ubergang von einer
ressourcenschweren zu einer ressourcenleichten und 6kologischen Marktwirtschaft ziigig in An-
griff zu nehmen. Im Speziellen gilt es hier die Ressourcen- und Energieeffizienz zu steigern. Tag-

taglich sind wir mit Meldungen {iber die unsichere Energieversorgung und mit den steigenden



Energiepreisen konfrontiert. Dabei werden zahlreiche Energiesparvorschldge gemacht. Allerdings
stellt sich hier auch die Frage, wie alternative Energien einen wesentlichen Beitrag leisten knnen
und sich diese in Zukunft entwickeln werden (Wagner 2011, S. 17ff).

Dieser Fragestellung nachgehend soll diese Arbeit das mogliche Potential der erneuerbaren Ener-
gietrdger aufzeigen und einen wegweisenden Schritt in Richtung Nachhaltigkeit darstellen. Aus-
gehend vom weltweiten Energie- und Elektrizititsbedarf und deren Entwicklungen iiber die
nichsten Jahrzehnte hinweg, wird der Fokus auf den europdischen Raum gelegt. Nach einem
Blick auf die Energievorrdte der konventionellen Energietrager wird auf die Berechnungsmetho-
de der Stromgestehungskosten eingegangen. Die in den jeweiligen Kapiteln behandelten erneuer-
baren Energien werden anhand dieser Methode miteinander verglichen. AnschlieBend wird auf
die immer wichtiger werdende Thematik der Energiespeicherung und deren mdgliche Alternati-
ven eingegangen.

In den nachfolgenden Kapiteln wird die Wind-, Sonnen- und Wasserenergie néher beleuchtet.
Dabei werden in jedem Kapitel zundchst die unterschiedlichen Methoden zur Energiegewinnung
vorgestellt, auf deren Stromgestehungskosten eingegangen, mogliche Ausbauraten dargestellt
und die Entwicklung der Stromgestehungskosten fiir die ndchsten Jahrzehnte abgebildet.
Anschliefend wird auf die Herstellung des Wasserstoffs eingegangen. Ausgehend vom Elektrizi-
titsbedarf pro Normkubikmeter (Nm®) werden, durch die zuvor berechneten Stromgestehungs-
kosten der einzelnen Energieerzeugungsmethoden, die Energiekosten fiir die Wasserstoffproduk-
tion ermittelt. Schlussendlich werden unterschiedliche Szenarien zur Wasserstoffproduktion iiber
die nichsten Jahrzehnte hinweg dargstellt und die potentiellen Wasserstoffgestehungskosten pra-

sentiert.



1.1 Weltweiter Energiebedarf

In den letzten Jahrzehnten stieg der weltweite Energiebedarf merklich an. Aulerdem wird von
einem Anhalten dieses Trends ausgegangen. Im Jahr 2010 betrug der weltweite Energiebedarf
153 Trillionen Kilowattstunden (kWh), im Jahr 2020 wird mit 182 Trillionen kWh gerechnet und
bis zum Jahr 2035 soll der Bedarf um 53 % auf 226 Trillionen kWh steigen. Zur Veranschauli-
chung des Energiebedarfs wird in Abbildung 1 der weltweite Energieverbrauch nach Energietré-
gern dargestellt. Das hochste Wachstum mit 85 % wird dabei auBlerhalb der Organization for
Economic Cooperation and Development (OECD) stattfinden, wihrend in den OECD' Léndern
lediglich mit einem Anstieg von 18 % gerechnet wird. Allerdings wirken viele Unsicherheitsfak-
toren auf die Zukunftsprognosen ein, wie die globale Rezession, die Schuldenkrise in einzelnen
Lindern, wie Griechenland, Irland und Portugal, der kontinuierliche Anstieg des Olpreises durch
die enorme Nachfrage und ungeniigende Versorgung, aber auch durch soziale und politische Un-
ruhen im Mittleren Osten und Afrika. Die stdndige Gefahr der Atomkraftwerke und der Kernre-
aktorunfall in Fukushima Daiichi tragen zu weiteren globalen Diskussionen sowie politischen
und rechtlichen Konsequenzen bei. Langfristig wird allerdings ein Wachsen aller am Markt be-
findlichen Energiequellen erwartet (Conti et al 2011, S. 1ff).

Somit wird eine der groen Herausforderungen der Zukunft die nachhaltige Abdeckung des stei-
genden Energiebedarfs der wachsenden Weltbevolkerung sein. Dabei leisten erneuerbare Ener-
gien bereits heute einen wichtigen Beitrag, denn rund 17 % des globalen Energieverbrauchs sind
erneuerbaren Ursprungs. Des Weiteren stellen erneuerbare Energien auch eine Chance fiir Ent-
wicklungslinder dar, um die Armut zu bezwingen. Durch die sehr oft fehlenden Ubertragungs-
netze in diesen Ldndern ist eine konventionelle Energieversorgung nicht moglich. Allerdings
konnen erneuerbare Energien aufgrund ihres dezentralen Charakters die Basisversorgung iiber-
nehmen und damit die Lebensbedingungen und wirtschaftlichen Entwicklungschancen steigern

(Bohme et al 2011, S. 82).

" OECD Linder (18 % der Weltbevolkerung im Jahr 2011): OECD Amerika: Vereinigte Staaten,
Kanada, Chile und Mexiko; OECD Europa: Belgien, Ddnemark, Deutschland, Finnland, Frank-
reich, Griechenland, Ungarn, Island, Irland, Italien, Luxemburg, Niederlande, Norwegen, Polen,
Portugal, Slowakei, Slowenien, Spanien, Schweden, Schweiz, Tiirkei, GroBbritannien, Osterreich
und Tschechien; OECD Asien: Japan, Siidkorea, Australien und Neuseeland. (Conti et al 2011, S.

).



Abbildung 1: Weltweiter Energiebedarf nach Energietrégern (1990 — 2035)
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Conti et al 2011, S. 2.

1.2 Weltweiter Elektrizititsbedarf

Die globale wirtschaftliche Rezession von 2008 hatte zwar ein kurzfristiges Absinken des Elekt-
rizitdtsbedarfs zur Folge, das allerdings nicht lange anhielt. Bereits 2010 kehrte der Energiebedarf
auf seinen kontinuierlich ansteigenden Trend zuriick. Der Anstieg ist besonders in Nicht-OECD
Landern hoch, da hier ein enormer Teil der Nachfrage unbefriedigt vorliegt. Im Durchschnitt
wird in diesen Lidndern mit einem Anstieg von 3,3 % pro Jahr gerechnet, angefiihrt von asiati-
schen Landern wie China und Indien, deren Anstieg 4 % pro Jahr betrdgt. Im Vergleich dazu ver-
zeichnen OECD Linder lediglich einen Anstieg von 1,2 % pro Jahr (Conti et al 2011, S. 4fY).

In Abbildung 2 wird der Anstieg der jeweiligen Energietrdger in Trillionen kWh bis zum Jahr

2035 dargestellt.



Abbildung 2: Weltweiter Elektrizitidtsbedarf nach Energietragern (2008 — 2035)
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Conti et al 2011, S. 12.

Mit 3,1 % Wachstum pro Jahr wird das hochste Wachstum fiir erneuerbare Energiequellen vor-
ausgesagt, gefolgt von Erdgas mit 2,6 %. Auch Nuklearenergie wird ein wichtiger Bestandteil der
Energielieferung bleiben, allerdings stellt gegenwirtig Kohle den wichtigsten Elektrizitétsliefe-
rant dar. Dies soll sich auch bis zum Jahr 2035 nicht dndern. Uber 82 % des Anstieges der erneu-
erbaren Energie stammen aus Wasser- und Windenergieanlagen. Im Jahr 2008 wurden weltweit
2,5 Trillionen kWh (55 %) durch Wasserkraft und 1,3 Trillionen kWh (27 %) durch Windkraft
erzeugt und der Anstieg dieser Energiequellen steigt kontinuierlich. 85 % des Zuwachses der
Wasserkraftanlagen findet in Nicht-OECD Léndern statt, wihrend eine leichte Mehrheit des An-
stiegs an Windenergie (55 %) in OECD Léndern erfolgt (Conti et al 2011, S. 4f¥).



1.3 Elektrizititsbedarf in Europa

In der Europidischen Union (EU) wird ein Anstieg der Elektrizitdtserzeugung um durchschnittlich
1,2 % pro Jahr prognostiziert. Der grofite Anteil davon entfillt auf Lander mit stabilen und hohen
Bevolkerungsraten wie der Tiirkei oder Spanien, aber auch auf neuere OECD Mitgliedslédnder
wie Tschechien, Ungarn, Polen und Slowakei. Die erneuerbaren Energien sind im européischen
Raum die am schnellsten wachsende Quelle fiir Elektrizitit, mit einem durchschnittlichen An-
stieg von 2,5 % pro Jahr. Besonders Solar- und Windenergie werden forciert, speziell in der
Windkraft wird Europa die Fithrungsposition iiber Jahre hinweg einnehmen kdnnen. Erdgas wird
durch die gute Versorgung und den niedrigen Preis ein durchschnittlicher Anstieg von 1,8 %
prognostiziert. Des Weiteren haben viele europdische Staaten, wie Deutschland und die Schweiz,
ihren Riickzug aus der Atomenergie bekannt gegeben, jedoch gibt es andere Lénder, die einen
Ausbau der Nuklearenergie planen. Dariiber hinaus konnen Umfeldbedingungen und die Energie-
sicherheit zu einem erwarteten Anstieg der Nuklearkapazitét fiihren. Obwohl Kohle noch 25 %
des Elektrizititsbedarfs deckt, nimmt ihre Bedeutung immer weiter ab. Bis zum Jahr 2035 wird
vorhergesagt, dass der Bedarf an Kohle im Durchschnitt jedes Jahr um 0,5 % sinken wird, auch
wenn dies nicht in allen europdischen Léndern gleichermaflen vonstatten gehen wird (Conti et al
2011, S. 94f).

Die Wasserkraft stellt nach wie vor die bedeutsamste erneuerbare Energiequelle dar, jedoch nahm
ihr Anteil innerhalb der erneuerbaren Energietrdger von 90 % im Jahr 1990 auf unter 60 % ab.
Dies ist vor allem auf den groBen Anstieg der Windenergie sowie der Biomasse zuriickzufiihren
(Ruska und Kiviluoma 2011, S. 12ff).

Bereits 2004 schlug der Européische Dachverband fiir Erneuerbare Energien (EREC) das ambiti-
onierte Ziel vor, dass im Jahr 2020 wenigstens 20 % des europdischen Energiebedarfs aus erneu-
erbaren Energien stammen sollen. Allerdings kam es erst mit der Direktive 2009/28/EC zu einer
verbindlichen Zielvorgabe fiir die einzelnen Mitgliedsstaaten. Schlussendlich vollendeten die 27
EU-Lénder ihre nationalen erneuerbaren Energieaktionspline (NREAP) zu Beginn des Jahres
2011 (Zervos et al 2011, S. 5ff).

Demnach sollen 34 % (1.199 TWh) des Bedarfs an Elektrizitdt aus erneuerbaren Energietrigern
stammen (Wilkes et al 2011, S. 20). Die Zusammensetzung dieser 34 % wird in Tabelle 1 darge-
stellt.



Tabelle 1: Européische Zielsetzungen der erneuerbare Energien bis zum Jahr 2020

Wasserenergie 10,5 % (370,3 Terawattstunden
(TWh) aus 136 Gigawatt (GW))
Windenergie 14 % (494,7 TWh aus 213 GW)
Biomasse 6,7 % (232 TWh aus 43 GW)
Photovoltaik 2,4 % (83,3 TWh aus 84 GW)
Solarthermische Kraftwerke 0,5 % (20 TWh aus 7 GW)
Geothermie 0,3 % (10,7 TWh aus 1,6 GW)
Gezeiten- und Wellenenergie | 0,2 % (5,8 TWh aus 2 GW)

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Wilkes et al 2011, S. 20.

Speziell die Zielsetzungen in der Windenergie zeigen, dass die Ausbauraten bis 2020 ausreichend
sind, um fiir die Technologie selbst ohne Forderungsmafinahmen die Wettbewerbsféhigkeit zu
erreichen. Die Nutzung der Sonnenenergie steigt ebenfalls ab 2015. Deren Ausbauraten kdnnten
aufgrund der positiven Entwicklungen der letzten Jahre allerdings auch grofer ausfallen. Eine
eindeutige Reduktion der Elektrizititsgewinnung mittels Kohle zeichnet sich {iber den gesamten
Zeitraum ab, wobei diese teilweise durch den steigenden Bedarf an Erdgas gedeckt wird. In der
betrachteten Zeitperiode steigt der Bedarf an Elektrizitdt in Europa weiterhin an, dabei gibt es
eine betrachtliche Verschiebung hin zu den erneuerbaren Energietrigern (Decker et al 2011, S.
771Y).

Der aus dem Griechischen stammende Begriff Geothermie bedeutet Erdwéirme. Die geothermi-
sche Energie liegt dabei in Form von Wiérme, die unterhalb der festen Erdoberflédche gespeichert
ist, vor (Reuther 2012, S. 231). Aufgrund der thematischen Abgrenzung dieser Arbeit wird die
Geothermie nicht weiter behandelt.

In Abbildung 3 wird der Elektrizitdtsbedarf Europas in TWh bis zum Jahr 2050 présentiert und in
Abbildung 4 folgen die entsprechenden installierten Kapazititen in GW fiir den gleichen Zeit-

raum.



Abbildung 3: Elektrizititserzeugung in Europa (2000 — 2050)
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Decker et al 2011, S. 79.

Abbildung 4: Kapazititen zur Erzeugung von Elektrizitit in Europa (2000 — 2050)
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1.4 Energievorriite

So alt wie die Nutzung der Energietriger selbst ist die Frage nach deren Verfiigbarkeit. Bereits
seit nunmehr 40 Jahren wird das Ende der Olvorrite vorhergesagt und immer wieder nach hinten
korrigiert, allerdings miissen diese Prognosen etwas differenzierter betrachtet werden. Um dies zu
veranschaulichen ist es hilfreich zwischen zwei Begriffen, Reserven und Ressourcen, zu unter-
scheiden (Wagner 2011, S. 147fY).

Im so genannten McKelvey Diagramm (Abbildung 5) wird der Gesamtvorrat eines Energietra-
gers in Reserven und Ressourcenbasis unterteilt. Als Reserven gelten jene Vorrite, die nachge-
wiesen sind und bei den heutigen GroBenordnungen von Energiepreisen wirtschaftlich und tech-
nisch gewinnbringend gewonnen werden konnen. Dazu gehdren sowohl die fordernden Gebiete
als auch die durch Erforschung mehr oder weniger zuverléssig erkundeten, aber bisher noch nicht
fordernden Gebiete. Auf geologischen Schitzungen und Analogieschliissen beruht die Ressour-
cenbasis. Dabei wird der Grad an Gewissheit {iber die tatsdchliche Grofle eines Feldes ermittelt
und auch die entsprechenden Forderkosten werden vage abgeschitzt. Auch kann die Férderung
dieser Vorkommen zu aktuellen Preisen nicht in Frage kommen oder sie ist aus technischen

Griinden noch nicht moglich (Strobele et al 2012, S. 23ff).

Abbildung 5: Unterteilung der Gesamtvorréte eines Energietragers

Nachgewiesene Vorrdte Vermutete Vorrdte

Bei heutigen Preisen
wirtschaftlich

Reserven
gewinnbringend

Bei heutigen Preisen
nicht wirtschaftlich

gewinnbringend

Ressourcen

Zukiinftig technisch

gewinnbar

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Strobele et al 2012, S. 23ff.

Dadurch, dass immer wieder neue Moglichkeiten der Gewinnung und neue Felder erschlossen

werden, sind die zur Verfiigung stehenden Energievorrite keine statische Grofle, sondern eine

9



dynamische. Dennoch ist es hilfreich Vergleichszahlen zu bestimmen, dazu bedient man sich der
statistischen Reichweite. Diese ist das Verhiltnis der vorhandenen Energiereserven zum jahrli-
chen Verbrauch des betreffenden Energietrdgers. Somit sagt die statistische Reichweite aus, wie
lange Reserven ausreichen, solange sich nichts an der Reservensituation éndert. Zieht man zur
Berechnung die heute bekannten Reserven und den aktuellen Konsum heran, dann ergeben sich
grob die nachfolgenden Werte:

Steinkohle: 180 — 240 Jahre

Erdol: 40 — 50 Jahre

Erdgas: 50 — 60 Jahre

Uran: 70 — 90 Jahre
Dies bedeutet allerdings nicht, dass nach Ablauf dieser Jahre der Energietrdger nicht mehr zur
Verfiigung stehen wird, da sich aus den bekannten Ressourcen auch wieder Reserven entwickeln
und sich auch Einflussfaktoren dndern konnen (Wagner 2011, S. 147fY).
Inzwischen ist die ganze Welt mit bekannten Methoden und vorhandenen Mitteln nach Olvor-
kommen abgesucht. Somit ist eine Vorstellung vorhanden, wann das Maximum der Olférderung
iiberschritten sein konnte, der so genannte peak-oil-point. In Bezug auf die heutigen Reserven
wird mit einem Uberschreiten in etwa 15 — 20 Jahren zu rechnen sein. Zugegebenerweise sind
mehr fossile Energietriger und auch Uran vorhanden, als die statistische Reichweite und die
Peak-oil-Theorie zu erkennen geben. Allerdings werden sich die Forderungsmittel nahezu ver-
doppeln, daher lohnt es sich neue Energietréger, speziell erneuerbare Energie, voranzutreiben.
Natiirlich wére auch eine Entspannung der heutigen Situation durch die Herstellung von fliissi-
gem Kraftstoff aus Biomasse oder durch Wasserstoff, der idealerweise mit Hilfe von Elektrizitét
aus Photovoltaik (PV) oder Windkraft iiber Wasserspaltung erzeugt werden konnte, erstrebens-

wert (Wagner 2011, S. 151ff).
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1.5 Berechnung der Stromgestehungskosten

Zur Beurteilung und um die einzelnen Methoden der Energieerzeugung vergleichen zu konnen,
wird ein bewédhrtes Verfahren, die Kapitalwertmethode, herangezogen. Diese dynamische Inves-
titionsrechnung priift die Vorteilhaftigkeit von Investitionen. Der Kapitalwert ermittelt tiber eine
gewisse Laufzeit hinweg die Differenz der Barwerte von Ein- und Auszahlungen, die auf den Be-
ginn des Planungszeitraums mittels eines Zinssatzes diskontiert werden. Dabei kann der Kalkula-
tionszinssatz als eine Mindestverzinsungsanforderung des Investors an das Investitionsobjekt ge-
sehen werden (Schmeisser und Solte 2010, S. 92f).

In Bezug auf die Stromgestehungskosten werden die Investitionsausgaben und die Barwerte der
Betriebskosten durch die Barwerte des erzeugten Stroms geteilt. Fiir die Berechnung der Strom-

gestehungskosten dient (Konstantin et al 2009, S. 160fY):

a A
[+ ) ——
LOCE = = U+
e
<~ (1+1)
LOCE Levelized Cost of Electricity in €/kWh
(Stromgestehungskosten)
Io Investitionsausgaben Zu ty
Ay Gesamtkosten zum Zeitpunkt t
M; Produzierte Strommenge zum Zeitpunkt t
i kalkulatorischer Zinssatz in %
n Nutzungsdauer in Jahren
t Jahr der Nutzungsperiode 1,2,.n

Die Gesamtkosten pro Jahr setzen sich aus fixen und variablen Betriebskosten zusammen, diese
werden fiir die jeweilige Berechnung explizit im entsprechenden Kapitel ndher beleuchtet. Des
Weiteren flieit der Anteil von Fremd- und Eigenkapital sowie deren Kosten iiber den Diskontie-

rungsfaktor in die Analyse ein. Somit stellen die Stromgestehungskosten eine ausgesprochen ein-
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tragliche Vergleichsrechnung auf Kostenbasis dar. Diese Methode wird fiir die einzelnen Arten
der Elektrizititserzeugung, die in dieser Arbeit analysiert werden, herangezogen (Kost et al 2012,

S. 8).

1.6 Methoden zur Energiespeicherung

Einige der vielversprechendsten erneuerbaren Energietréger sind nicht permanent verfiigbar. Dies
stellt ein entscheidendes Problem fiir den weiteren Ausbau, die Stromsicherheit und nicht zuletzt
fiir die Kosten dar. Durch eine hohere Auslastung der jeweiligen Anlagen konnen die Stromge-
stehungskosten erheblich gesenkt werden, demzufolge gewinnen die verfiigbaren und zukiinfti-
gen Methoden zur Energiespeicherung an Bedeutung. Allgemein kann behauptet werden, dass
sich die Speicherung von Elektrizitét, besonders iiber einen ldngeren Zeitraum hinweg, schwierig
und kostspielig gestaltet (Wurster et al 2010, S. 20f).

Zurzeit wird die Abdeckung des hédufig nicht iibereinstimmenden Strombedarfs und der Stromlie-
ferung der erneuerbaren Energien durch andere Kraftwerke oder den Bau zusétzlicher Kraftwer-
ke, die im Bedarfsfall einspringen, nicht verzichtet. Ein weiterer Ausweg aus dieser Problematik
ist der Bau von Wérmespeichern direkt am Kraftwerk, wie es beispielsweise in Spanien bei solar-
thermischen Kraftwerken erprobt wird (Wagner 2011, S. 229).

Der wesentliche Vorteil der solarthermischen Energiegewinnung besteht darin, dass die absor-
bierte Sonnenenergie als Warme gespeichert werden kann, welche wesentlich einfacher und kos-
tenglinstiger ist als die Speicherung elektrischer Energie. Vereinfacht wird dabei iiber den Tag
hinweg ein Medium wie Beton, Ol oder geschmolzenes Mineralsalz durch den Wirmetriiger auf-
geheizt und nachts oder bei schlechten Wetterverhéltnissen zur Energieerzeugung genutzt. Dabei
liegt das Hauptaugenmerk auf Speichermedien, die ihren Zustand von fest zu fliissig &ndern kon-
nen, um noch effektivere und kostengiinstigere Ergebnisse zu erzielen (Diirrschmidt et al 2011, S.
93).

Dadurch kann eine gesicherte Leistung erbracht werden und auf den Bau von ,,Back-up-
Kraftwerken* verzichtet werden (Wagner 2011, S. 229).

Die Wichtigkeit der Energiespeicherung wird auch durch die zu geringe Leitungskapazitét in Eu-
ropa verschérft. Ohne diese ausreichenden Netzkapazititen wird der Strom aus erneuerbaren E-
nergien nicht von den Kiisten oder aus dem Voralpenland in die Ballungszentren transportiert

werden konnen. Bereits heute werden Uberschiisse bei erneuerbaren Energien erzielt, welche in
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kiinftigen Jahren immer stirker ansteigen werden. Um eine erfolgreiche Energiewende gewihr-
leisten zu kdnnen, sind speziell Langzeitspeicher erforderlich (Kiiftner 2012).

Verschiedene Mdglichkeiten typischer Anlagen mit unterschiedlichen Speicherkapazititen und
Lagerzeiten werden in Abbildung 6 dargestellt. Die Moglichkeiten zur Stromspeicherung werden
nach ihrem Einsatz in Kurzzeit- oder Langzeitspeicher und gemif ihrem physikalischen Prinzip
unterschieden. Dabei reichen die Speichermdglichkeiten von kleinen, dezentral einsetzbaren Bat-
terien iiber grofBle, zentrale Pumpspeicher oder Druckluftspeicher bis hin zu Infrastrukturen fiir
speicherbare Energietriger wie Methan oder Wasserstoff, die aus Strom erzeugt werden
(Diirrschmidt et al 2011, S. 65).

Abgesehen von diesen Speichermdglichkeiten taucht auch immer wieder die Uberlegung auf,
dass die Stromiiberschiisse aus erneuerbaren Energien stidrker zum Heizen und zur Warmwasser-
erzeugung eingesetzt werden konnten. Mittels groBer und gut isolierter Tanks wire es moglich,

eine betrichtliche Energiemenge zu speichern (Kiiffner 2012).

Abbildung 6: Kapazititen verschiedener Stromspeicher

Speichertyp/Einsatz Speicherart Maximale Speicherkapazitiit typi-
scher Anlagen und Technologien

Kurzzeitspeicher

(Sekunden - wenige Minuten)

Netzstabilisierung Spulen SMES 30 kWh

Netzaufrechterhaltung | Kondensatoren/Super Caps :— 50 kWh
Schwungmassespeicher |GG 5 MWh

Langzeitspeicher

Spitzenbedarfsdeckung Druckluftspeicher 580 MWh

(2 - 24 Stunden) Pumpspeicher I

Reservespeicher Lithium-Ionen-Akkus i 50 kWh

Elektromobilitdt Redox-Flow-Batterien — 5 MWh

(Stunden - mehrere Tage) | Blei-Siure-Akkus _ 40 MWh

Langzeitspeicher Erneuerbares Methan | —_—y

(Stunden - Monate) Wasserstoff | e
1I 10 100 1000 10 100 1000 10

kWh MWh GWh

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Diirrschmidt et al 2011, S. 65.
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Supraleitende magnetische Energiespeicher (SMES) speichern die elektrische Energie direkt im
Magnetfeld eines in einer supraleitenden Spule flieBenden Gleichstroms. Trotz der geringen
Selbstentladung wird der praktische Wirkungsgrad durch die notwendige Kiihlung auf supralei-
tende Temperaturen reduziert (Schwab 2012, S. 250).

Die entstehenden Emissionen bei der Herstellung und die kostspieligen Supraleiter haben dazu
beigetragen, dass nur kleine SMES-Systeme (1 bis 10 Megawatt (MW)) umgesetzt wurden (Tzi-
mas et al 2011, S. 141).

Super Capacitors oder Doppelschicht-Kondensatoren, so genannte Super Caps, speichern die e-
lektrostatische Energie im Feld der elektrochemischen Doppelschicht. Sie zeichnen sich durch
eine hohe Zyklen-Stabilitdt aus, allerdings ist die speicherbare Energiedichte deutlich geringer als
bei Akkus (Wosnitza und Hilgers 2012, S. 85).

Bei Schwungradspeicher wird die elektrische Energie in Form kinetischer Energie (Rotations-
energie) gespeichert. Die Speicherkapazitit hingt vom Tragheitsmoment des Rades ab. Obwohl
sich Schwungréider auch zur Speicherung groflerer Energiemengen eignen wiirden, besitzen sie
aber, mit Ausnahme ihres Einsatzes in der unterbrechungsfreien Stromversorgung und bei Pilot-
projekten der Bahnversorgung, eher exotischen Charakter (Schwab 2012, S. 249f).

Auch die Moglichkeit tiber Druckluftspeicher die Elektrizitdt zu speichern, wird seit geraumer
Zeit erprobt. Weltweit existieren davon zwei Anlagen, eine befindet sich in den Vereinigten Staa-
ten von Amerika (USA) und die andere in Deutschland. Die Druckluft wird dabei in unterirdische
Kavernen eingepresst. Im Bedarfsfall kann den Kavernen diese Druckluft entnommen und {iiber
eine Turbine zur Stromerzeugung genutzt werden (Wagner 2011, S. 240). Die groflen Vorteile
dieser Technik sind die grofle Speichermenge, die schnelle Anfahrtszeit der Anlage, nahezu keine
Selbstentladung und die lange Lebensdauer. Des Weiteren wird an neuen Methoden gearbeitet,
die den Wirkungsgrad der Druckluftspeicherung erhdhen (Tzimas et al 2011, S. 136).

Seit Anfang des 20. Jahrhunderts haben sich Pumpspeicherkraftwerke als lukrative Energiespei-
cher bewihrt. Auf die zuverldssige Methode, Wasser vom oberen in das untere Becken flieBen zu
lassen, um Spitzenzeiten abzudecken, wird im Abschnitt iiber die Wasserenergie ndher beleuch-
tet. Da aber der Platz fiir geeignete Standorte fiir diese Anlagen begrenzt ist, miissen auch alterna-
tive Speichermethoden weiterentwickelt werden (Biihrke und Wengenmayr 2012, S. 118).

Die zahlreichen Moglichkeiten der elektrochemischen Stromspeicher, Batterien und Akkumulato-
ren gibt es aufgrund der vielen Materialkombinationen in verschiedensten Ausfiihrungen. Uber

lange Zeit hinweg waren Bleibatterien und Nickel-Cadmium-Batterien am weitesten verbreitet.
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Letztere wurden aus Umweltschutzmafnahmen seit 2004 im Anwendungsgebiet beschrinkt oder
ganz verboten. Lithium-lonen-Batterien oder auch Nickelmetallhydrid- und Hochtemperaturbat-
terien werden als Alternative immer hdufiger und auch leistungsfahiger (Diirrschmidt et al 2011,
S. 68). Die Kosten der Lithium Batteriemodule sind nach wie vor relativ hoch. Fiir eine breitere
Unterstiitzung der erneuerbaren Energietrdger miissen die Kosten weiter reduziert werden, spe-
ziell das verwendete Metall und die Fertigungstechnik erlauben Reduktionen. Die Natrium-lonen
Technologie und auch die Lithium-Keramik Technologie stellen dabei interessante Alternativen
dar. Die grofite Lithium-Keramik Anlage mit 1 MW wurde in Deutschland errichtet, sie weist
einen Wirkungsgrad von 96 % und eine sehr niedrige Selbstentladungsrate auf (Tzimas et al
2011, S. 138). Der Fortschritt bei Batterien und Akkumulatoren resultiert natiirlich auch aus dem
Antrieb der Automobilindustrie, die neue und immer leistungsfahigere Speichermoglichkeiten fiir
Elektrofahrzeuge hervorbringt (Tzimas et al 2011, S. 143).

Der wachsende Bedarf an Energie sowie der Ausbau der erneuerbaren Energietrdger verlangen
speziell nach groBBen Speicherkapazititen. Redox-Flox-Batterien kdnnten hier einen wesentlichen
Beitrag leisten. Die Grofe der Tanks bestimmt dabei die gespeicherte Energiemenge, dabei sind
Energie und Leistung, im Gegensatz zu den bislang vorgestellten Batteriekonzepten, voneinander
entkoppelt. Dies stellt den groBBen Vorteil des Redox-Flow Prinzips fiir den groBtechnischen Ein-
satz dar (Schwab 2012, S. 245f).

Die beiden letzten Energiespeicher basieren hier auf der Erzeugung von Wasserstoff. Im Idealfall
wird regenerativ erzeugter Strom verwendet, um durch die bereits im 19. Jahrhundert entdeckte
Wasserelektrolyse Speichergase zu erzeugen. Die elektrische Energie ist nach der Spaltung der
Wassermolekiile in Wasserstoff und Sauerstoff chemisch im Wasserstoff gespeichert. Diese E-
nergie kann in einem Verbrennungsprozess in Kraft und Warme oder in einer Brennstoffzelle er-
neut in elektrische Energie umgewandelt werden. Daneben gibt es auch die Moglichkeit der so
genannten Methanisierung oder Erzeugung von Synthetic Natural Gas (SNG). Durch die Reakti-
on des Wasserstoffs mit Kohlenstoffmonoxid oder Kohlenstoffdioxid wird Methan, der Hauptbe-
standteil von Erdgas, erzeugt. Der Wirkungsgrad der Umwandlung von Strom — Wasserstoff —
SNG - Strom liegt aber mit 36 % deutlich unter dem Wirkungsgrad der Umwandlungskette
Strom — Wasserstoff — Strom, der bei 51 % liegt (Valentin und Bredow 2011, S. 99).

Das auf diese Art gewonnene erneuerbare Methan kann in der bestehenden Erdgasinfrastruktur
gespeichert, transportiert, im Verkehrs- und Wérmesektor eingesetzt oder in Gaskraftwerken zur

Stromerzeugung verwendet werden (Diirrschmidt et al 2011, S. 70).
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Wasserstoff reprasentiert eine kosteneffiziente Losung fiir die Energiespeicherung von erneuerba-
ren Energien und dies fiir sehr lange Speicherzeiten sowie fiir dullerst grofe Kapazititen (Wurster
et al 2010, S. 21).

Als Speichermdglichkeit fiir den Wasserstoff konnen grole Druckgasbehélter und unterirdische
Kavernen dienen. Des Weiteren besteht auch die Moglichkeit, dass der Wasserstoff in begrenzten
Mengen in das Erdgasnetz eingespeist wird (Diirrschmidt et al 2011, S. 68).

Obwohl die Wasserelektrolyse und die Methanisierung bereits erprobte Verfahren darstellen,
miissen diese auch flexibel auf ein wechselndes Stromangebot aus erneuerbaren Energietrigern
reagieren konnen. Ebenfalls ist ein sparsamer Umgang mit der bendtigten Energie notwendig, da
der Wandlungsprozess starken Verlustquellen unterworfen ist (Kiiffner 2012).

Die grofiten Vorteile sind die grof3e Speicherkapazitit, hohe Stromdichte und sehr geringe Selbst-
entladung. Somit stellen Wasserstoffspeicher eine ideale Kombination mit grolen Windfarmen
oder Photovoltaikanlagen dar. Speziell in isolierten Gebieten oder um teuere Stromnetzausbau-
ten zu vermeiden, kann diese Speichermethode herangezogen werden. Zukiinftige Verbesserun-
gen dieser Technologie beziehen sich auf die Reduktion der Kosten, die Erhohung der Effizienz,
den Ausbau der Elektrolyseanlagen sowie die Erhohung der Widerstandsfahigkeit und die Le-
bensdauer der Brennstoffzellen (Tzimas et al 2011, S. 137). Weitere Ausfiihrungen zu dieser
Speichermethode sind im Kapitel {iber Wasserstoff zu finden. Zunichst wird jedoch auf die er-

neuerbare Energie aus Wind, Sonne und Wasser im Detail eingegangen.
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2 Windenergie

Die Windenergie bedient sich der kinetischen Energie, der bewegten Luftmassen der Atmosphi-
re. Die Bewegungsenergie der Windstromung wirkt dabei auf die Rotorblitter einer Windkraftan-
lage ein und versetzt die Rotorblétter in Bewegung. Dabei wird die kinetische Energie durch ei-
nen Generator in elektrische Energie umgewandelt (Aichele 2012, S. 50).

Sowohl weltweit als auch in Europa wird die Windenergie eine entscheidende Rolle spielen, um
die ambitionierten Energie- und Umweltziele zu erreichen. Dabei ist es das Ziel der Européischen
Union bis 2020, rund 15 % der Elektrizitit aus Windkraft zu erzeugen und laut der Prognose des
Global Wind Energy Council sollen 16 % der weltweiten Elektrizitdt aus Windenergie bis zum
Jahr 2020 bezogen werden (Blanco 2009, S. 1373).

In Europa betrigt die Gesamtleistung der Windenergie 84,1 GW und liegt damit weltweit auf
dem 3. Platz. Dabei iibernahm China erstmals die Spitzenposition vor den USA. In Europa stie-
gen die Neuinstallationen von Offshore Anlagen stérker als die von Onshore Windenergieanla-
gen. Dementsprechend findet ein Viertel der globalen Zubauten der Windenergie in Europa statt
(Bohme et al 2011, S. 65fY).

Windenergieanlagen von 2 MW konnen selbst bei schlechten Binnenlandstandorten iibers Jahr
gesehen 2.000 kW mal 1.600 Stunden, also 3,2 Mio. kWh Elektrizitit erzeugen. Dies stellt eine
beeindruckende Zahl dar, besonders wenn bedacht wird, dass ein durchschnittlicher Haushalt in
Europa 4.000 kWh im Jahr verbraucht. Mit dieser Leistung von 3,2 Mio. kWh wire diese Wind-
energieanlage fahig 800 Haushalte zu versorgen. Allerdings ist diese Auswertung lediglich eine
statistische Zahl, da diese Haushalte ein enormes Versorgungsproblem hitten. Wobei in starken
Windzeiten ein Uberangebot vorhanden wire, an schwachen Windtagen hingegen wiirde keine
oder zu wenig Elektrizitit vorhanden sein. Obwohl die Windenergie nachweisbar Kohle, Ol und
Erdgas einspart, ist sie dennoch auf Back-up-Kraftwerke angewiesen. Aufgrund der sich schnell
dndernden Windverhiltnisse miissen diese Kraftwerke schnell hoch- und runtergefahren werden,
um das Angebot und die Nachfrage zu decken. In der Praxis geschieht dies oft dadurch, dass vie-
le Kraftwerke gleichzeitig nicht mit voller Leistung laufen und in ihrer Gesamtheit dann die not-
wendige Back-up-Leistung aufweisen. Zwischen den guten Kiistenstandorten und den eher
schlechteren Binnenstandorten kann die Windenergie um 25 % variieren, auch zwischen den ein-

zelnen Monaten und Tagen schwankt die Windstarke sehr stark und auch zwischen den einzelnen
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Jahren kann ein Unterschied von bis zu 20 % des Windenergieangebotes vorherrschen. Bendtigt
werden hier Speicher fiir die Elektrizitit, allerdings ist dies momentan nur iiber den Umweg mit-
tels Pumpspeicherkraftwerken in groBer Menge moglich, mehr dazu im Abschnitt iiber die Was-
serkraft. Des Weiteren werden Druckluftspeicher erforscht und die Moglichkeit, {iberschiissige
elektrische Energie aus Windenergieanlagen zur Wasserstofferzeugung einzusetzen, wird erprobt.
Der dadurch gewonnene Wasserstoff wire wieder speicherbar und konnte im Verkehrssektor als
Antriebsmittel verwendet werden, direkt verfeuert werden und Gebaude beheizen oder aber tiber
Brennstoffzellen wieder zu Strom umgewandelt werden. In manchen Féllen kommt es zu einem
erzwungenen Abschalten von Windenergieanlagen, da die gelieferte elektrische Energie die
Transportkapazitit des Netzes an bestimmten Stellen iibersteigt. Dadurch bedarf die weitere Ein-
bindung der Windenergie eines zusitzlichen Ausbaus des elektrischen Netzes und bringt damit
auch erhebliche Investitionen mit sich. Diese zusétzlich anfallenden Kosten miissen einer groB3-
technischen Nutzung der Windenergie ursidchlich mit angelastet werden (Wagner 2011, S. 236ff).
Als wichtige Kennzahl, um die Energietréger vergleichbar zu machen, dient die Anzahl der Voll-
laststunden. Dabei ergeben sich die jahrlich erbrachten Volllaststunden aus dem tatséchlichen
Jahresertrag an Energieproduktion dividiert durch die maximale Leistung, das heifit die Nennleis-
tung der Anlage. Unter Beriicksichtigung der Anzahl an Stunden eines Jahres, dies sind 8.760 h,
liegt somit ein MaB fiir den Ertrag und der Vergleich von Anlagen mit unterschiedlichen Standor-
ten und Gegebenheiten vor. Anhand einer Windenergieanlage wiirde dies folgendes Bild darstel-
len: Liegt eine Nennleistung von 2 MW vor und die jahrlich erbrachte Leistung liegt bei 4 Milli-
onen kWh Elektrizitit, so ergeben sich Volllaststunden von 4.000.000/2.000 = 2.000. Dies bedeu-
tet, dass eine Anlage, die 4 Millionen kWh produziert, genau diese Stundenanzahl in Betrieb wa-
re, wenn sie mit maximaler Leistung lduft. In der Praxis drehen sich die Windrdder natiirlich um

einige Stunden ldnger, dies aber mit geringerer Leistung (Synwoldt 2008, S. 102f).

2.1 Windenergieanlagen

Zunichst beschreiben die Begriffe, Onshore und Offshore, ob sich die Anlage auf dem Land oder
vor der Kiiste befindet. Allerdings weisen diese Bezeichnungen auch auf weitere grundsétzliche
Punkte hin, in denen sich diese zwei Arten der Windkraftanlagen unterscheiden. Speziell das
Fundament, der Aufbau, die Wartung, die Netzanbindung aber auch die Akzeptanz sind hier we-

sentliche Faktoren (Geitmann 2010, S. 104).
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Mittlerweile hat sich die Onshore Windenergie zu einer sehr ausgereiften Technologie entwickelt
und ein einheitliches, kosteneffektives und effizientes Design hat sich in den letzten Jahren her-
auskristallisiert. Hingegen haben Offshore Windanlagen noch viele Herausforderungen zu iiber-
winden, die vor allem durch die extremen Wetterbedingungen verursacht werden. Dariiber hinaus
gibt es auch eine dritte Sparte der Windanlagen, jene fiir Nischenanwendungen, also sehr kleine
Anlagen bis zu 10 kW, die sich fiir isolierte Hausanlagen eignen wiirden. Allerdings ist dieser
Bereich dermallen klein, so dass er keinen signifikanten Anteil der Elektrizitatsproduktion in Eu-
ropa ausmacht (Tzimas et al 2011, S. 7).

Bei modernen Windenergieanlagen wird das Auftriebsprinzip anstatt des Widerstandsprinzips
angewendet. Dabei erzeugt der Wind beim Vorbeistromen an den Fliigeln einen Auftrieb, &hnlich
wie bei Flugzeugen, und setzt die Fliigel in Rotation. Beim Widerstandsprinzip kann dem Wind
lediglich 12 % der Energie entzogen werden, hingegen betrigt die maximale Energie beim Auf-
triebsprinzip immerhin 59 %. Neue Windenergieanlagen erreichen heutzutage etwa 50 % und
kommen schon sehr nahe an die maximal mogliche Energieausbeute heran (Diirrschmidt et al

2011, S. 76).

Bild 1: Onshore und Offshore Windenergieanlagen

Quelle: Krohn et al 2009, S. 244f.

Zum groften Teil haben sich drei Rotorblétter durchgesetzt, da so die mechanische Belastung am
geringsten ausfillt. Die derzeit hochsten Tiirme sind 135 Meter (m) und erreichen gemeinsam mit
dem Rotor beinahe 200 m. Mit steigender Hohe reduzieren sich die Verwirbelungen des Windes
iiber dem Boden und dadurch erhoht sich die durchschnittliche Windgeschwindigkeit, welche
sehr wichtig fiir die Leistung des Windrades ist (Diirrschmidt et al 2011, S. 78).

Bislang liegt ein deutlicher Unterschied der Stromgestehungskosten zwischen Onshore und Offs-
hore Standorten vor. Im nachfolgenden Abschnitt werden diese zwei Optionen separat betrachtet

und deren Kosten pro kWh detailliert aufgeschliisselt.
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Dabei hingt die Energieproduktion besonders von der effizienten Auslastung der Turbine ab. Da-
her gilt es, windstarke Gegenden fiir die Errichtung profitabler Windparks zu gewinnen (Krohn et
al 2009, S. 56).

2.1.1 Onshore Windenergieanlagen

Mittelgrof3e Turbinen mit einer Leistung von 1,5 —2 MW werden iiberwiegend auf dem Festland
eingesetzt. Die Investitionskosten dafiir betragen 1.100 — 1.400 Euro/Kilowatt (€/kW). In der
nachfolgenden Tabelle wird eine typische Kostenstruktur einer 2 MW Anlage detailliert aufge-
schliisselt (Blanco 2009, S. 1374).

Tabelle 2: Kostenaufteilung bei Onshore Windenergieanlagen

(€1.000/MW) Prozent der Gesamtkosten
Windkraftanlage 928 75,6
Netzanbindung 109 8,9
Fundament 80 6,5
Baugrund 48 3,9
Elektrische Installation 18 1,5
Beratungskosten 15 1,2
Finanzierungskosten 15 1,2
Strallenkonstruktion 11 0,9
Kontrollsystem 4 0,3
Gesamtkosten 1.227 100

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Krohn et al 2009, S. 30.

Des Weiteren sind Betriebskosten mit 1,45 Cent/Kilowattstunde (c/kWh) fiir eine derartige Anla-
ge zu verzeichnen und laut technischen Daten ist die Lebensdauer mit 20 Jahren beziffert (Krohn
et al 2009, S. 56).

Eine andere Aufschliisselung der langfristigen Wartungs- und Instandhaltungskosten kann bei-
spielsweise bei Enercon oder Vestas Anlagen dargestellt werden. Die Konditionen des Vollwar-

tungsvertrags liegen ab dem 3 bis zum 12 Betriebsjahr bei 1,2 ¢/kWh. Nach diesen Jahren sollte
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der doppelte Wert angesetzt werden. Obwohl es noch keine Anlage der 2 MW Klasse gibt, die 10
Jahre, geschweige denn 20 Jahre alt ist, zeigt die bisherige Schadensstatistik, dass dieses Alter
nur mit hohem Aufwand zu erreichen sein wird (Hantsch et al 2009, S. 3).

Der angenommene Diskontierungszinssatz reicht von 5 % bis 10 %, generell wird mit 7,5 % ge-
rechnet. Steuern, Abschreibung und Risikopremium werden fiir die weiteren Ergebnisse aufler
Acht gelassen. Generell betragen die Investitionsausgaben, wie der Windkonverter, der Bau-
grund, die StraBenkonstruktion und die Netzanbindung, etwa 80 % der gesamten Kosten einer
Anlage iiber die gesamte Lebensdauer hinweg. Hingegen stellen die variablen Kosten nur noch
20 % der Kosten dar. Davon nehmen die Betriebskosten und Instandhaltungskosten den groften
Faktor ein, dieser alleine kann allerdings bei Offshore Anlagen bereits 30 % ausmachen. Weitere
Kostenbereiche sind die Landmiete, Versicherung, Steuern oder auch das Management und die
Administration (Blanco 2009, S. 1374ff).

Die dadurch entstehenden Kosten einer derartigen Anlage in den jeweiligen Volllaststunden, fiir
die Investitionssummen von 1.100 und 1.400 €/kW, werden in Tabelle 7 ersichtlich. Die wind-
stiarksten Gebiete Europas liegen an den Kiisten Englands, Irlands, Frankreichs, Ddnemarks und
Norwegens und erreichen Stromgestehungskosten von 5 — 6,5 ¢/kWh. Schwache bis mittelstarke
Windgebiete liegen im Zentrum Europas und im siidlichen Europa, hier konnen Kosten von 7 —

10 ¢/kWh erreicht werden (Krohn et al 2009, S. 56).

Abbildung 7: Stromgestehungskosten von Onshore Windenergieanlagen nach Volllaststunden
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Krohn et al 2009, S. 57.
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Im Schnitt liegen die Volllaststunden aller dsterreichischen Anlagen in den letzten Jahren bei et-
wa 2.070, allerdings kommt es aber auch hier zu unterschiedlichen Werten. Beispielsweise kom-
men Unternehmen wie die AWP, die zahlreiche Anlagen in Topregionen besitzt, auf nur 1.940
und die E-Control auf 2.100 Volllaststunden (Hantsch et al 2009, S. 3).

Im Jahr 2011 wurde die Windenergie sowohl im Burgenland (73,1 MW) als auch in Niederdster-
reich (60 MW) um insgesamt 133,1 MW erhoht. Somit waren Ende 2011 insgesamt 678 Windan-
lagen mit 1.143,7 MW Leistung in Osterreich in Betrieb (Winkelmeier 2011, S. 13). Laut dem
National Renewable Energy Action Plan (NREAP) wird mit 2.578 MW im Jahr 2020 gerechnet
(Wilkes et al 2011, S. 52).

Neuere nationale Zielsetzungen sehen einen Ausbau von 2.000 MW bis zum Jahr 2020 vor, damit
wiirde eine Gesamtleistung von iiber 3.000 MW erreicht werden. Dies wird durch entsprechende
Einspeisungstarife und den hochsten Anteil des Férdervolumens fiir den Okostromausbau 2012
vorangetrieben (Proidl et al 2011, S. 28ff).

Der Ausbau der Windenergie an Land bietet kurz- und mittelfristig das wirtschaftlichste Ausbau-
potential im Bereich der erneuerbaren Energietrager. Unter der Ausweisung neuer Windgebiete,
um neue Flachen fiir die Nutzung zu erhalten, bietet auch das Repowering, der Ersatz alter Anla-
gen durch effizientere neue Anlagen, gute Moglichkeiten fiir den Ausbau der Onshore Windener-

gieanlagen (Kiihn et al 2011, S. 40).

2.1.2 Offshore Windenergieanlagen

Die Kosten fiir Offshore Windkraftanlagen sind stark von Wetter- und Wellenbedingungen sowie
der Tiefe des Wassers und der Entfernung vom Festland abhidngig. Im Wesentlichen unterschei-
det sich die Kostenstruktur von Offshore zu Onshore Anlagen durch zwei Faktoren, das wesent-
lich teurere Fundament und die Transformator-Stationen samt den Kabeln zwischen den Windan-
lagen. Die prizisesten Aufzeichnungen sowie sehr hdufig zum Einsatz kommenden Windenergie-
anlagen reichen von 2 bis 3,6 MW starken Turbinen. Im Durchschnitt liegen die Investitionskos-
ten einer Windenergieanlage bei 2,0 bis 2,2 Mio. €/ MW. Allerdings reicht die Bandbreite dieser
Investitionen von 1,2 bis 2,7 Mio. €/ MW, dies macht es relativ schwierig, die genauen Kosten zu

bestimmen (Krohn et al 2009, S. 63ff).
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In manchen Landern ist der Betreiber des Windparks fiir den Ausgleich der Stromproduktion ver-
antwortlich. Vor allem bei der Windkraft kommt es zu Abweichungen zwischen prognostizierten
Werten und der tatsdchlichen Strommenge, da diese aber im Voraus eingeplant werden muss, ist
eine mogliche Differenz am Ausgleichsmarkt einzukaufen. Dies macht die Windprognosen zu
einem effektiven Kostensenkungsfaktor. In Osterreich konnten die Ausgleichsenergieaufwen-
dungen um 20 % im Jahr 2010 gegeniiber dem Vorjahr verringert werden (Proidl et al 2011, S.
16fY).

Nach dénischen Studien liegt dieser Betrag bei 0,3 ¢/kWh. Diese Zahlungen sind allerdings un-
gewiss und konnen in den einzelnen Landern unterschiedlich hoch ausfallen. Fiir die Berechnung
der Stromgestehungskosten werden abermals der durchschnittliche Zinssatz von 7,5 % und eine
Laufzeit von 20 Jahren herangezogen. Verteilt {iber die gesamte Laufzeit wird mit langfristigen

Betriebskosten zwischen 12 bis 16 €/ MWh gerechnet (Krohn et al 2009, S. 41ff).

Tabelle 3: Kostenaufteilung bei Offshore Windenergieanlagen

€1.000/MW Prozent der Gesamtkosten
Windkraftanlage, inklusive
' 815 49
Transport und Errichtung
Transformator-Station und
' 270 16
Kabelverbindung zur Kiiste
Internes Netz zwischen den An-
85 5
lagen
Fundament 350 21
Plan- und Projektmanagement 100 6
Umgebungsanalysen 50 3
Verschiedenes 10 <1
Gesamtkosten 1.680 100

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Krohn et al 2009, S. 65.
Besonders durch den vermehrten Einsatz der Windenergie und die dadurch erzielten Lerneffekte

wird mit einem Absinken der Investitionskosten von etwa 10 % zwischen 2011 bis 2015 gerech-

net. Unter der stindigen Weiterentwicklung der Technologie und der Entwicklungskapazitit wird
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die Windindustrie von der Reduktion der Kosten speziell bei Offshore Windanlagen profitieren
(Blanco 2009, S. 1279f).

Einen Kostenvorteil der Offshore Windenergieanlagen stellen die weniger hoch gebauten Tiirme
auf See dar, denn wegen den geringeren Verwirbelungen des Windes iiber der Meeresoberfldche
erreichen diese Anlagen schon einen wirtschaftlichen und gesicherten Betrieb bei geringerer Ho-
he. Fiir die Ausweitung der Offshore Windenergie werden heute auch schwimmende Tragekon-
struktionen fiir grole Wassertiefen entwickelt. Allerdings stellen die Entfernung von der Kiiste
und die dadurch entstehende Wassertiefe einen wesentlichen Einfluss auf die resultierenden Kos-
ten dar. Bei Entfernungen von mehr als 50 km ist allerdings eine Hochspannungsgleichstrom-
iibertragung eine technische und wirtschaftlich sinnvolle Alternative zur Wechselstromverbin-
dung. Damit sich die Mehrkosten der Netzanbindung auf eine hohere Leistung verteilen, fallen
Offshore Windparks sehr viel groBBer aus als deren Gegenstiick an Land (Diirrschmidt et al 2011,
S. 80f).

2.2 Stromgestehungskosten von Onshore und Offshore Windenergieanlagen

Ausgehend von den angefiihrten Kostenfaktoren wird ein Vergleich der Stromgestehungskosten
bei Anlagengréfen von 1,5 bis 3 MW im Onshore Betrieb und 3 bis 5 MW Anlagen im Offshore
Betrieb herangezogen (Kost et al 2012, S. 16ff).

Im kommerziellen Bereich sind 7 MW Anlagen bereits im Einsatz, allerdings werden groBere
Anlagen (10 — 20 MW) eher fiir den Offshore Bereich in Erwédgung gezogen (Tzimas et al 2011,
S. 8).

Da sich natiirlich die Kostenanteile bei grolen Anlagen erheblich reduzieren, wird eine moglichst
leistungsstarke Windenergieanlage angestrebt. Allerdings miissen zum wirtschaftlichen Einsatz
auch die Anlagekosten, der Bedarf und die Volllaststunden fiir die Energiegewinnung beriick-
sichtigt werden. Durch die hohen Volllaststunden bei Offshore Anlagen kann ein wirtschaftlicher
Einsatz von sehr groen Kapazititen erreicht werden. Die Kostenreduktion bei Onshore Anlagen
treibt auch den Einsatz von groflen Kapazititen weiterhin an. Jedoch hat sich dieser Trend ver-
langsamt und der momentane Fokus liegt im Bereich von 1,5 — 3 MW Anlagen (Krohn et al
2009, S. 39).

Bei mittlerer Investition von 1.400 €/kW erreichen kiistennahe Standorte mit 2.700 Volllaststun-

den Stromgestehungskosten von 0,059 €/kWh. In kiistenfernen Standorten werden zwischen
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0,090 €/kWh und 0,115 €/kWh, bei 1.300 Volllaststunden, erreicht. Durchschnittliche Standorte
mit 2.000 Volllaststunden liegen mit 0,065 bis 0,081 €/kWh nur gering iiber den der fossilen
Kraftwerke, deren Referenzstrompreis 0,06 €/kWh betréigt (Kost et al 2012, S. 16f).

Trotz der hoheren Volllaststunden bei Offshore Anlagen verzeichnen diese hohere Stromgeste-
hungskosten. Die Griinde dafiir haben sich bislang nicht verdndert und sind offensichtlich. Spe-
ziell die hohen Kosten fiir die Rohmaterialien, Komponenten und Turbinen aber auch die teure
Netzverbindung und der langsame Ausbau der Netziibertragungskapazitét stellen wesentliche
Faktoren dar. Des Weiteren sind durch die Meeresbedingungen widerstandsfdahigere Materialien,
ein wesentlich aufwindigeres Fundament, teurere Wartungskosten und schwierigere Logistikan-
forderungen notwendig. Allerdings konnten viele dieser anfallenden Kosten durch eine hohere
Verlasslichkeit der Anlagen kompensiert werden (Tzimas et al 2011, S. 8ff).

Dabei zeigen aktuelle Bauprojekte erneut hohere Kostenabschétzungen als bislang angenommen
wurde, dennoch wird aufgrund der Lerneffekte mit sinkenden Anlagenkosten gerechnet. Kiisten-
ferne Standorte zeigen dabei die besten Ergebnisse. Hier weisen Offshore Anlagen Stromgeste-
hungskosten von 0,105 €/kWh bis 0,150 €/kWh auf. Diese Standorte unterliegen jedoch aufwin-
digen und kostspieligen Netzanbindungen sowie enormen Kosten aufgrund der groBen Meerestie-
fe. Jedoch erfolgen aktuelle Installationen und Verkniipfungen von groBen Windparks mit
Gleichstromverbindungen, diese reduzieren die spezifischen Kosten und schaffen gleichzeitig die
Moglichkeit des verlustarmen Transportes. Bedauerlicherweise existieren hier regulatorische
Schwichen, wodurch die Netzanbindung deutlich verzogert wird. Aufgrund der technischen Ri-
siken, die mit den Offshore Anlagen verbunden sind, kommt es auch zu hoheren Kapitalkosten
sowie Sicherheitsforderungen durch die Fremdkapitalgeber, dadurch steigt der Weighted Average
Cost of Capital (WACC) fiir Offshore Projekte. Mit schwicheren Standorten werden Stromgeste-
hungskosten fiir Offshore Anlagen von 0,122 bis 0,182 €/kWh erzielt (Kost et al 2012, S. 16f).
Das Potential der enormen Windressourcen auf dem Meer, die fortschreitende Entwicklung der
Technologie, die geringere Lirmbelastung und die Akzeptanz in der Bevolkerung fordern die Er-
schlieBung immer neuerer Offshore Windparks. Neben dem Mehrertrag an Elektrizitit spricht
aber auch die verfiigbare Flache fiir den Ausbau der Offshore Anlagen (Biihrke und Wengenmayr
2012, S. 18).
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Abbildung 8: Stromgestehungskosten von Onshore und Offshore Windenergieanlagen
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Kost et al 2012, S. 17.

2.3 Ausbau der Windenergie

Seit 1995 findet ein kontinuierlicher Ausbau der Windenergie in der Europdischen Union statt.
Besonders in den letzten Jahren haben auch die Offshore Anlagen immer mehr an Bedeutung
gewonnen. Im Jahr 2010 betrugen die Neuinstallationen dieser bereits 9,5 % aller neuen Wind-
energieanlagen, in Bezug auf die MW Leistungen. Der Anstieg der jdhrlich installierten Wind-
energie in Europa wird in Grafik 9 dargestellt. Ende 2010 betrug die Kapazitit der Windenergie
insgesamt 84.074 MW, dies war ein Anstieg von 12,2 % im Vergleich zum Vorjahr. Durch die
verfligbare Kapazitit werden in einem durchschnittlichen Windjahr 181 TWh elektrische Energie
erzeugt, dies deckt 5,3 % des Gesamtbedarfs der EU. Waren im Jahr 2000 noch Danemark,
Deutschland und Spanien fiir 85 % des jéhrlichen Zuwachses verantwortlich, so konnte sich nun

die Windenergie auch in den anderen Landern etablieren (Wilkes und Moccia 2011, S. 9ff).
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Abbildung 9: Jahrlich installierte Kapazitidten der Onshore und Offshore Windenergie in Europa
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Wilkes und Moccia 2011, S. 10.

Auch der zukiinftige Ausbau der Windenergie sieht sehr vielversprechend aus. Selbstverstindlich
werden auch andere erneuerbare Energien, wie Wasser und Biomasse, einen Aufschwung erle-
ben, allerdings wird die Windenergie einen wesentlichen Faktor einnehmen und vom steigenden
Ausbau der Solarenergie begleitet werden (Rechsteiner 2008, S. 12).

Aufgrund der Daten der European Wind Energy Association (EWEA) und der European Com-
mission Peer review Meetings (EC PRIMES) 2010 Auswertung wird fiir die Entwicklungsanaly-
se eine jahrliche Steigungsrate des Energiekonsums in Europa von 0,71 % zwischen 2010 bis
2020 und von 0,94 % zwischen 2020 bis 2030 angenommen. Nachfolgend werden fiir die Wind-
energie drei Wachstumsszenarien in Abbildung 10 dargestellt. Dabei wird ein besonders starker
Anstieg bis zum Jahr 2020 erwartet.

Das mittlere Szenario zeigt ein Wachstum von 11,5 % bis zum Jahr 2020 und erreicht in diesem
Jahr einen Anteil am gesamten Elektrizitdtsbedarf, der bei 3690 TWh liegt, von 15,7 %, dies sind
581 TWh. Danach wird ein Abflachen des Wachstums auf 6,1 % bis zum Jahr 2030 erwartet. Der
gesamte Bedarf an Elektrizitit wird in diesem Jahr bei 4.052 TWh erwartet, davon werden 28,5
% durch die Windenergie abgedeckt, die erbrachten TWh liegen bei 1155 (Wilkes et al 2011, S.
191Y).

Im miiligen Szenario zeigt sich ebenfalls ein starker Anstieg, dieser betrdgt 10,35 % und er-

reicht 2020 einen Anteil am gesamten Elektrizitdtsbedarf von 14,2 % mit 524 TWh. Hingegen
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wird in den folgenden 10 Jahren mit einem geringen Wachstum von 1,8 % gerechnet. Dadurch
wird im Jahr 2030 ein Anteil von 17 % am Energiebedarf erreicht und 689 TWh erzielt (Wilkes
etal 2011, S. 191Y).

Das optimistischste Szenario présentiert sich ebenfalls mit einem enormen jdhrlichen Anstieg
von 13,25 % in den Jahren 2010 bis 2020. Dieses erreicht 18,4 % des Gesamtbedarfs an Elektrizi-
tat in Europa, das ergibt 680 TWh im Jahr 2020. Danach wird bis zum Jahr 2030 mit einem An-
stieg von 7 % gerechnet. Im Jahr 2030 wird dadurch ein Anteil von 36 % und 1.458 TWh durch
Windenergie erbracht (Wilkes et al 2011, S. 19fY).

Abbildung 10: Wachstumsszenarien der Windenergie in Europa
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Wilkes et al 2011, S. 19f.

In Osterreich betrug der Anteil der Windenergie am gesamten Elektrizititsbedarf des Landes 2 %
im Jahr 2005, dies konnte auf 3 % im Jahr 2010 gesteigert werden. Der nationale Ausbauplan bis
zum Jahr 2020 sieht eine Steigerung von 3,5 % vor, dadurch wiirde 4,8 TWh erreicht werden
(Wilkes et al 2011, S. 43ff).

Durch den Strategic Energy Technology Plan (Set-Plan) will die EU einerseits Losungen fiir die
Klimaprobleme und die Energiesicherheit vorantreiben, anderseits auch die Wettbewerbsfahig-
keit und die technologische Fiihrung in diesem Bereich erhalten. Teil dieses umfassenden Plans

ist auch die European Wind Initiative (EWI). Dies ist eine Art Roadmap, die durch gebiihrende
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Forschung und Entwicklung, Testeinrichtungen und geradlinige Produktionsprozesse die Kosten
der Windenergie reduzieren will. Die Ziele der EWI konzentrieren sich auf den technologischen
Ausbau, die Entwicklung der Onshore Windenergie zur wettbewerbsfdhigen Energiequelle bis
2020 und der Offshore Windenergie bis 2030. Dadurch soll die Windenergie bereits im Jahr 2020
etwa 20 % des Elektrizititsbedarfs Europas decken, 33 % bis zum Jahr 2030 und 2050 sollen be-
reits 50 % erreicht werden (Wilkes et al 2011, S. 191Y).

Mit dem Anstieg der Windrdder muss auch ihre Natur- und Umweltvertraglichkeit hinterfragt
werden. Durch aerodynamische Verbesserungen, Gerduschisolierung der Maschinengondel und
den Verzicht auf bestimmte Baugruppen konnte der Larmpegel in 50 m Entfernung auf 55 Dezi-
bel, dies entspricht der Zimmerlautstirke eines Radios, reduziert werden. Nach dem Mindestab-
stand von 500 m, den Windenergieanlagen im Allgemeinen von Wohngebieten einhalten miissen,
ist eine moderne Anlage praktisch nicht zu horen. Zahlreiche Beobachtungen zeigten, dass Vogel
zwar grofitenteils den Windenergieanlagen ausweichen konnen, dennoch prallen viele Vogel bei
Nacht und Nebel gegen Windenergieanlagen. Daher sollten Windenergieanlagen nicht in den
Hauptzugrouten oder in Vogelschutzgebieten aufgestellt werden. Des Weiteren wird der Einfluss
auf das Landschaftsbild sehr subjektiv wahrgenommen und spielt somit eine wesentliche Rolle
bei der Standortwahl. Manche sehen darin eine negative Verdnderung der Landschaft aber andere
eine positive Neuausrichtung der Energiepolitik und fiihlen sich dadurch nicht gestort. Natiirlich
miissen bei der Standortwahl der Offshore Windenergieanlagen sowohl die Belange der Schiff-
fahrt, der wirtschaftlichen und militdrischen Nutzung als auch der Einfluss auf die Tierwelt ab-

gewogen werden (Diirrschmidt et al 2011, S. 80ff).

2.4 Entwicklung der Stromgestehungskosten der Windenergie

Die Windenergie hat bereits in starken Windgebieten die Wettbewerbsfdahigkeit mit fossilen
Energietragern erreicht. Der erwartete Anstieg dieser Energiequellen und die Weiterentwicklung
sowie die Ausbauraten der Windenergie fiihren unweigerlich dazu, dass die Windenergie an im-
mer mehr Orten effizienter und lukrativer werden wird (Tzimas et al 2011, S. 12).

Die Stromgestehungskosten fiir Onshore Windanlagen betragen momentan weniger als 0,08
€/kWh bei 2.000 Volllaststunden im Jahr, allerdings werden sie im Betrachtungszeitraum bis
2030 nur langsam auf 0,069 €/kWh sinken. Jedoch wird der Strom aus Onshore Windanlagen be-

reits 2016 giinstiger zu beziehen sein als der konventionelle Strommix. Bei Offshore Windanla-
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gen wird eine Reduktion von 0,14 €/kWh auf 0,11 €/kWh erwartet, da hier eine hohere Lernrate
als bei Onshore Anlagen vorliegt (Kost et al 2012, S. 18).

Nachfolgend wird in Abbildung 11 die Prognose der Stromgestehungskosten fiir Onshore und
Offshore Windenergieanlagen dargestellt.

Abbildung 11: Zukiinftige Entwicklung der Stromgestehungskosten bis 2030
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Kost et al 2012, S. 18.

Die bereits langjdhrigen Erfahrungen im Onshore Bereich haben auch zur Optimierung des
Transportvorganges gefiihrt. Wurden noch vor kurzer Zeit die StraBen gesperrt, Polizeieskorten
benotigt und die Wege speziell préipariert, konnen jetzt enorme Kosten durch die geteilten Rotor-
blatter und kiirzeren Elemente, die fiir den Transport mittels Lastkraftwagen- geeignet sind, er-
zielt werden (Uphoff und Brand 2008, S. 7).

Diese positive Entwicklung wird auch aus den langfristigen Investitionsausgaben fiir Windener-
gieanlagen ersichtlich. Die prognostizierten Kosten werden in Tabelle 4 prisentiert (Blanco 2009,
S. 1378fY).
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Tabelle 4: Prognose der Investitionsausgaben fiir Windenergieanlagen

€/kWh in 2020 | €/kWh in 2030 | €/kWhin 2040 | €/kWh in 2050
Onshore 826 788 770 762
Offshore 1.274 1.206 1.175 1.161

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Blanco 2009, S. 1380.

In den letzten Jahren kam es allerdings zu einer Erhdhung der Kosten. Griinde dafiir waren der
Anstieg der Rohmaterialpreise und einer unerwartet starken Nachfrage an Windturbinen, wofiir
sich auch die zahlreichen staatlichen ForderungsmafBlnahmen verantwortlich zeigten. Durch das
wachsende Interesse und durch die effiziente Weiterentwicklungen wird jedoch langfristig mit
einem Absinken der Preise sowohl im Onshore als auch im Offshore Bereich gerechnet (Blanco

2009, S. 1378fY).
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3 Sonnenenergie

Die Energie der Sonne kann durch die Nutzung der solaren Strahlung durch einfache Absorber-
matten aus Kunststoff zur Erwédrmung des Wassers im Schwimmbad, zur Trinkwasserwarmung
und Heizungsunterstiitzung sowie zur Nutzung der Stromerzeugung herangezogen werden (Wes-
selak und Schabbach 2009, S. 173f).

Die solarthermischen Kraftwerke stellen in der Regel klassische Kraftwerke dar, die durch ihre
GroBe mit hohen Investitionen verbunden sind. Das Investitionsvolumina steigt dabei schnell auf
zwei- oder dreistellige Millionenbetrige. Dies ist auch ein Grund dafiir, dass Solarkraftwerke fast
immer von groflen Gesellschaften oder Industrieunternehmen errichtet und geplant werden
(Quaschning 2008, S. 176).

Nachfolgend werden die jeweiligen Methoden zu Stromerzeugung nédher beschrieben und im An-

schluss deren Stromgestehungskosten sowie deren Entwicklung dargestellt.

3.1 Solarthermische Kraftwerke

In solarthermischen Kraftwerken, auch Concentrated Solar Power (CSP) genannt, wird mit Hilfe
eines thermodynamischen Kreisprozesses mechanische Energie iiber einen nachgeschalteten Ge-
nerator elektrischer Strom gewonnen. Der Solarkollektor stellt die Hauptkomponente derartiger
Anlagen dar, dieser wandelt die elektromagnetische Strahlungsenergie (die Energie der Photo-
nen) in thermische Innere Energie um. Zumeist ist der Kollektor aufgrund des schwankenden So-
larenergieangebotes mit einer thermischen Energiespeicherung verbunden. Die steigenden Preise
fiir fossile Energien und des gewonnenen Stroms machen den Ausbau der solarthermischen
Kraftwerke wirtschaftlich zunehmend interessanter (Wesselak und Schabbach 2009, S. 173f).

Die unterschiedlichen Anlagearten werden unter dem Begriff CSP zusammengefasst. Im Gegen-
satz zu Photovoltaikanlagen wird die Sonnenstrahlung auf einen Punkt konzentriert, um die ent-
sprechende Hitze zu erzeugen. Des Weiteren findet bei solarthermischen Kraftwerken auch keine
direkte Umwandlung in Elektrizitdt, wie bei Photovoltaikanlagen, statt. Die verschiedenen CSP-
Anlagen werden durch die Art und Form der reflektierenden Spiegel charakterisiert und nachfol-

gend ndher beschrieben (Krewitt et al 2009, S. 85).
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3.1.1 Parabolrinnenkraftwerke

Bei dieser Art der solarthermischen Stromerzeugungstechnologie konzentriert die reflektierende
Oberfliche eines parabolisch gekriimmten Spiegels das Sonnenlicht auf ein entlang der Brennli-
nie einer Parabel angebrachtes Absorberrohr. Die dadurch erzielte Reflektion des direkten Son-
nenlichtes erhitzt das Receiverrohr. Das darin befindliche Warmetragermedium (Heat Transpor-
tation Fluid (HTF)) wird erhitzt und durch Rohre zum Dampferzeuger gepumpt, dort wird die
thermische Energie auf den Wasserdampf des Dampfturbinenprozesses iibertragen und mit einem
nachfolgenden Generator in elektrische Energie umgewandelt (Bottcher 2012, S. 138f).

Parabolrinnenkollektoren stellen die reifste Technologie der CSP-Anlagen dar, dagegen sind
Dish-Sterling Systeme noch in der Demonstrationsphase, allerdings sind diese fiir dezentrale
Stromversorgung gut geeignet. Die noch neuen Fresnelkollektoren waren noch vor kurzem in der
Entwicklungsphase und befinden sich jetzt schon in der kommerziellen Anwendung, mittlerweile

erzielen diese sehr gute Ergebnisse (Krewitt et al 2009, S. 140).

Bild 2: Parabolrinnenkraftwerk Bild 3: Parabolrinnenkraftwerk auf der ,,Plataforma

(Funktionsweise) Solar de Almeria® (Spanien)

Absorber

Quelle: Tzimas Quelle: Diirrschmidt et al 2011, S. 90.
etal 2011, S. 23.

3.1.2 Fresnelkollektoren

Dieses Verfahren dhnelt jenem der Parabolrinnensysteme, den Unterschied stellen die flachen,
der Sonne folgenden Spiegel dar. Diese parallel verlaufenden Spiegel konzentrieren das Sonne-
licht auf einen fixen Absorber in der Mitte (Tzimas et al 2011, S. 23f).

Diese Methode gilt als besonders kosteneffektiv, da es einem einfachen Aufbau fiir die Massen-

fertigung folgt und auch geringe Platzanforderungen aufweist. Die niedrigere Leistung dieses
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Verfahrens wird durch die geringeren Investitions- und Betriebskosten ausgeglichen. In Spanien
ging 2009 eine 1,4 MW Anlage ans Netz und in der Wiiste von Nevada ist eine 177 MW Anlage
in Planung (Richter et al 2009, S. 30).

Bild 4: Fresnelkollektoren Bild 5: Fresnelkollektoren 1,4 MW in Murcia (Spanien)

(Funktionsweise)

g:: i Absorber

il K?\\
i/

Reflektor Reflektor

Quelle: Tzimas Quelle: Gazza et al 2011, S. 31
etal 2011, S. 24.

3.1.3 Solarturmkraftwerke

Bei Solarturmanlagen handelt es sich um Dampfkraftwerke, die mittels Sonnenenergie Dampf
erzeugen. Dabei treffen die Sonnenstrahlen auf eine Vielzahl von Spiegeln, so genannten Heli-
ostate, die das Sonnenlicht auf den zentralen Absorber (Receiver) konzentrieren. Als Wérmetra-
germedium wird entweder fliissiges Nitratsalz, Wasserdampf fiir eine Dampfturbine oder Heil3-
luft fiir eine Gasturbine verwendet. Derzeitige Anlagen sind ,,Solar Two* mit 10 MW in Kalifor-
nien, Forschungsanlagen in Spanien und in Deutschland wurde 2006 in Jiilich ein solarthermi-
sches Demonstrations- und Versuchskraftwerk errichtet. Im Jahr 2007 ging das erste kommerziel-
le Solarturmkraftwerk in Portugal ans Netz und erzielt 11 MW. Derzeit errichtet der spanische
Konzern ABENGOA einen 302 MW starken Solarpark mit unterschiedlichen Technologien. Be-
reits 2007 brachte die Firma das Solarturmkraftwerk PS10 mit 11 MW und einem Jahresertrag
von 23 GWh ans Netz. Nach der Fertigstellung von zwei weiteren Anlagen PS20 und AZ20 sol-
len fiinf neue Parabolrinnenkraftwerke zusétzlich 50 MW erzielen (Watter 2011, S. 237f).
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Bild 6: Solarturm (Funktionsweise)
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Quelle: Tzimas Quelle: Gazzo et al 2011, S. 32.
etal 2011, S. 24.

3.1.4 Dish-Stirling-Systeme

Diese Anlagen sind im Gegensatz zu Rinnen- und Turmkraftwerken, die nur in groBen Leis-
tungsklassen von etlichen MW wirtschaftlich sinnvoll sind, auch in kleinen Einheiten wie etwa
zur Versorgung von abgelegenen Ortschaften einsetzbar. Bei dieser Art von solarthermischer An-
lage konzentriert ein Hohlspiegel in der Form einer Schiissel (auf englisch dish) das Sonnenlicht
auf einen Brennpunkt, dabei wird der Spiegel der Sonnen zweiachsig nachgefiihrt. Der Receiver
gibt die entstandene Wérme an den Stirling-Motor weiter. Dieser setzt die Warme in Bewegungs-
energie um und treibt einen Generator an, der schlieflich elektrische Energie erzeugt. Dariiber
hinaus ldsst sich der Stirling-Motor auch mittels Verbrennungswarme antreiben. In Kombination
mit einem Biogasbrenner kann diese Anlage auch nachts oder bei Schlechtwetterperioden zur
Stromerzeugung genutzt werden. Prototypen dieser Anlage wurden in Saudi-Arabien, Spanien
und den USA aufgebaut. Die erzielten Werte pro kWh reichen jedoch an Turm- oder Parabolrin-
nenkraftwerke noch lange nicht heran. Allerdings wird mit Einfithrung der Serienproduktion eine

enorme Kostenreduktion erwartet (Quaschning 2008, S. 172f).
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Bild 8: Dish-Stirling Anlage Bild 9: Dish-Stirling Anlage je 10 kW in Almeria (Spanien)

(Funktionsweise)

Quelle: Tzimas Quelle: Gazzo et al 2011, S. 32.
etal 2011, S. 24.

3.2 Stromgestehungskosten von solarthermischen Kraftwerken

Da sich viele Kraftwerksprojekte nach wie vor in der Entwicklungsphase befinden, stiitzt sich die
Analyse auf die bereits realisierten Kraftwerksprojekte der Parabolrinnen- und Turmtechnologie
in Spanien und den USA. Die Kraftwerksparameter und Investitionskosten von Parabolrin-
nenkraftwerksprojekten mit Kraftwerksleistungen von 50 MW wie beispielsweise Andasol 1 — 3
(Kraftwerke mit Speicher von 8 Stunden) oder Nevada One (Kraftwerk ohne Speicher). Fiir gro-
e Kraftwerke >100 MW werden Daten aus Shamsl mit 100 MW in Abu Dhabi und aus dem
Mojave Solar Park mit 533 MW verwendet. Die Stromgestehungskosten von Solartiirmen basie-
ren auf PS10, PS20 und Solar Res in Spanien mit einer Leistung von 11 bis 20 MW (Kost und
Schlegl 2010, S. 12f; Kost et al 2012, S. 15).

Anhand des neuen 30 MW Fresnelkraftwerks in Spanien wird auch die neue Fresnel-Technologie
in die Analyse einbezogen. Da noch einzelne Projekte in der Entwicklungsphase stecken, ist eine
breite Marktanalyse allerdings noch nicht mdglich (Kost et al 2012, S. 15).

Die solarthermischen Parabolrinnenkraftwerke mit Salzspeicher bediirfen einer mittleren Investi-
tion von 5.400 €/kW. Bei einer Einstrahlung von 2.000 Kilowattstunden/Quadratmeter/Jahr
(kWh/m?/a) betragen deren Stromgestehungskosten zwischen 0,187 €/kWh und 0,23 €/kWh, die
Kosten ohne Speichermdéglichkeit bei mittleren Investitionen von 4.700 €/kW liegen bei 0,265
€/kWh. Somit schneiden CSP-Anlagen mit Fresnelkollektoren, bei einer Einstrahlung von 2.000
kWh/m?*/a, besser als die Parabolrinnenkraftwerke ohne Speicher ab. Turmkraftwerke mit Spei-

cher und Kraftwerke mit Fresnel-Technologie erreichen mittlere Kosten von 0,230 €/kWh, also
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niedrigere Kosten als bei Parabolrinnenkraftwerken ohne Speicher. Anders sieht es bei jenen mit
Speichermoglichkeit aus, hier weisen Parabolrinnenanlagen die niedrigsten durchschnittlichen
Stromgestehungskosten von 19,4 €/kWh auf (Kost et al 2012, S. 9ff).

In Regionen mit einer Einstrahlung von 2.500 kWh/m?/a konnen sogar 0,163 €/kWh mittels Pa-
rabolrinnenkraftwerken inklusive Speicher erreicht werden. Ohne Speicher liegen die durch-
schnittlichen Werte knapp iiber 0,20 €/kWh. Damit liegen die Parabollrinnenkraftwerke mit Spei-
cher unter den Turmkraftwerken mit Speicher, die eine mittlere Investition von 6.500 €/kW auf-
weisen und sie liegen auch unter Kraftwerken mit Fresnelkollektoren, die allerdings ohne Spei-
cher nur mittlere Investitionen von 3.700 €/kW erfordern. Anlagen mit Fresnel-Technologie und
Solarturmkraftwerke mit Speicher konnen mittlere Kosten von 0,194 €/kWh erzielen, wobei aber
weit hohere Stromgestehungskosten bei Turmanlagen in der oberen Kostenklasse anfallen (Kost
et al 2012, S. 9ff).

In Abbildung 12 werden die Stromgestehungskosten der jeweiligen Kraftwerkstypen separat
dargestellt.

Tabelle 5: Parameter fiir die Wirtschaftlichkeitsberechnung von CSP-Anlagen

Investition Mittlere Investitio-
CSP-Anlagen
(€kW) nen (€/kW) 2
Einstrahlung kWh/m >2000
Parabol 100 MW
3600-5000 4700
Ohne Speicher
Parabol 100 MW
5200-6600 5400 Lebensdauer Jahre 25
Mit 8h Speicher
Fresnel 100 MW
3400-4000 3700 Zinssatz % 9,9
Ohne Speicher
Turm 100 MW
6000-9000 6500 Betriebskosten €/kWh 0,025
Mit 8h Speicher

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Kost et al 2012, S. 9ff.
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Abbildung 12: Stromgestehungskosten fiir solarthermische Kraftwerke
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Kost et al 2012, S. 16.

Jedoch konnten bei reinem Solarbetrieb, einem Zinssatz von 8 %, einer Lebensdauer von 25 Jah-
ren und bei hoher Einstrahlung, wie in Wiistenregionen, die Stromgestehungskosten bei solar-
thermischen Anlagen bereits zwischen 9 und 22 ¢/kWh liegen (Diirrschmidt et al 2011, S. 89fY).

Besonders die Moglichkeit der Wérmespeicherung, die zu hoheren und stabileren Leistung von
CSP-Anlagen fiihrt, ist ein wesentlicher Vorteil dieser Technologie. Jedoch sind diese Anlagen
nur an Standorten mit hoher Sonneneinstrahlung, in einer groBen Ausfiihrungsvariante, auf fla-
chem Boden und mit signifikanter Wasserversorgung effektiv umsetzbar. Dariiber hinaus weist
diese moderne Technologie im Vergleich zu Parabolrinnenkraftwerken nur geringe Erfahrungs-
werte auf, welche schlussendlich fiir die Investoren einen entscheidenden Faktor darstellen

(Hauff et al 2011, S. 25ff).

3.3 Ausbau der solarthermischen Kraftwerke

In Europa, aber auch global gesehen, ist Spanien eines der bedeutendsten Lénder fiir die CSP-
Technologie. Einerseits durch die ambitionierten Zielsetzungen und hohen Forderungen aber
auch durch die bereits sechs Anlagen in Betrieb und zwdlf weiteren in Konstruktion. Das gesamte

Potential aller in Betrieb und in Konstruktion befindlichen sowie langfristig geplanter Anlagen
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betrdgt in Spanien 14.231 MW. Auch Italien erhohte die Fordermittel fiir die Umsetzung des ers-
ten Parabolrinnenkraftwerkes inklusive Speicher. In Kombination mit einem Gaskraftwerk er-
reicht dessen Leistung 5 MW. Bedauerlicherweise wurde das Budget nach der Finanzkrise auf
die Hilfte der urspriinglichen 100 Millionen Euro reduziert. Frankreich wiederum erhoéhte die
Forderungen und errichtet derzeit eine 2 MW Solarturmanlage mit Heliostaten und eine 12 MW
Parabolrinnenanlage mit Salzspeicher. Des Weiteren haben Portugal und Griechenland entspre-
chende Rahmenbedingungen fiir die Entstehung potentieller Anlagen realisiert. Auch Deutsch-
land hat dementsprechende Begiinstigungen fiir CSP-Anlagen umgesetzt, allerdings steht hier die
niedrigere Sonneneinstrahlung einem moglichen Ausbau im Wege. Die Anlage in Jiilich dient
seit ihrer Inbetriebnahme eher als eine Test- und Forschungseinrichtung (Richter et al 2009, S.
48).

Die Analyse der Szenarien in Abbildung 13 zeigt, dass speziell bis zum Jahr 2015 mit hoheren
Wachstumsraten zu rechnen ist. Bis zum Jahr 2020 féllt das Wachstum allerdings wieder ab und
liegt bis zum Jahr 2030 im pessimistischen Szenario unter 7 %, im optimistischen Fall noch bei
13 % (Richter et al 2009, S. 58).

Diese schwankenden Werte liegen auch daran, dass sich bei CSP-Kraftwerken noch keine lang-
jéhrig stabile Lernkurve zeigt, dadurch ist diese auch mit grofler Unsicherheit behaftet (Kost et al
2012, S. 7).

Uber das Jahr 2030 hinweg reduzieren sich die Wachstumsprognosen immer weiter und kdnnen
im besten Fall 152.271 MW Leistung im Jahr 2050 erreichen und im pessimistischen Fall ledig-
lich 34.570 MW. Im mittleren Szenario werden 6.883 MW im Jahr 2020, 17.013 im Jahr 2030
und 93.470 MW im Jahr 2050 erreicht (Richter et al 2009, S. 58).

Dabei wird ersichtlich, dass im Jahr 2020 der Zielwert von 7 GW, den sich die europdischen
Lander gesetzt haben, durch das mittlere Szenario erreicht wird. Somit liegen die Ausbauplidne

fiir solarthermische Kraftwerke in Europa nach wie vor im Zeitplan (Zervos et al 2011, S. 5ff).
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Abbildung 13: Entwicklungsszenarien fiir solarthermische Kraftwerke
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Einen dementsprechenden Ausbau der solarthermischen Kraftwerke sieht das Desertec Projekt
vor. Dabei spielt auch die dezentrale Nutzung aller erneuerbaren Energien eine wichtige Rolle.
Allerdings sind die sonnenreichen Wiisten der Erde ein entscheidender Faktor dieses Projekts
(Tieb und Miiller-Steinhagen 2009, S. 25ff).

Bereits im Jahr 2009 erfolgte die Griindung von Desertec. Dieses Firmenkonsortium verfolgt das
Ziel, Solarfarm- oder Solarturmanlagen in den Wiisten siidlich des Mittelmeeres zu errichten.
Dadurch soll der erzeugte Storm die Versorgung der angrenzenden Léander ibernehmen und auch
iiber elektrische Leitungen in die Européische Union geleitet werden (Wagner 2011, S. 229).
Diese Hochspannungsiibertragung mittels Gleichstrom ermdoglicht einen minimalen Stromverlust
von 3 % tiber 1.000 Kilometer. Das als gemeinniitzige Stiftung gegriindete Desertec Projekt und
deren Partnergesellschaften haben das Ziel, die Zivilgesellschaft und Politiker vom Projekt selbst
zu lberzeugen, Rahmenbedingungen zu schaffen, wissenschaftliche Kooperationen zu férdern,
die Wirtschaft einzubeziehen sowie Projekte zu evaluieren und zu initiieren. Die vielverspre-
chende Initiative mittels solarthermischer Kraftwerke in Wiistenregionen einen entscheidenden
Anteil fiir die Stromversorgung Europas, des Mittleren Ostens und Nordafrikas zu erzeugen, be-
findet sich allerdings nach wie vor am Anfang eines langfristen Plans (Tieb und Miiller-
Steinhagen 2009, S. 25ff; Desertec 2012).

Insgesamt wiirden lediglich 0,3 % der Wiistenfldche ausreichen, um diese Lénder komplett mit

Strom und auch mit entsalztem Wasser zu versorgen (Diirrschmidt et al 2011, S. 94).
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Laut Angaben der Desertec-Industrie-Initiative konnte Europa seine Stromkosten um 40 % sen-
ken. Die Kosten des Ausbaus wiirden 400 Milliarden Euro beanspruchen aber jahrlich 33,5 Milli-
arden Euro gegeniiber der Stromerzeugung in Europa einsparen (Focus 2012).

Die spektakuldren Kostensenkungen bei Photovoltaikanlagen haben allerdings selbst in schlech-
ten Sonnengebieten dazu gefiihrt, dass diese Technologie effizient eingesetzt werden kann. Dies
macht dem teureren Ausbau der CSP-Anlagen schwer zu schaffen. In den USA wurden bereits
angekiindigte CSP-Projekte zu weiteren Photovoltaikanlagen umgewidmet. Allerdings bleibt den
solarthermischen Anlagen der wesentliche Vorteil der Speichermdglichkeit (Vorholz 2012).
Obwohl der Wasserstoff zur Energiespeicherung vorteilhafter als Strom wire, liegen die Verluste
bei der Umwandlung Strom — Wasserstoff — Strom bei 50 % und wéren somit hoher als bei der
Ubertragung mittels Gleichstrom nach Europa, denn dabei wiirden die Verluste etwa bis zu 15 %

ausmachen (Desertec 2012).

3.4 Photovoltaik

Mit Photovoltaik wird die direkte Umwandlung der Sonnenstrahlen in elektrische Energie mittels
Solarzellen bezeichnet. Vorteile dieser Technologie stellen die universelle Einsetzbarkeit, die ge-
ringen Betriebskosten und eine lange Lebensdauer dar. Demgegeniiber stehen allerdings hohe
Anschaffungskosten und die geringe Energiedichte. Mit den Fortschritten in der Zell- und Modul-
fertigung hat auch die wachsende Produktion zu einer Preisdegression gefiihrt. Auch das Anwen-
dungsgebiet der Photovoltaik hat sich iiber die Jahre hinweg erweitert. Dabei stellen Konsumen-
tenanwendungen, Insellosungen sowie netzgekoppelte Photovoltaikanlagen bereits die Standard-

verfahren dar (Wesselak und Schabbach 2009, S. 121).

Bild 10: Photovoltaikanlage 4,6 MW in Hassleben (Deutschland)

Quelle: Diirrschmidt et al 2011, S. 88.
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3.4.1 Varianten von Solarzellen

Inzwischen gibt es eine grole Anzahl an Halbleitermaterialien, aber das wichtigste Element fiir
die Solarzelle stellt nach wie vor das Silizium dar. Fiir die Herstellung liegen drei Varianten vor.
Monokristallines Silizium ist zwar teuer und sehr aufwindig in der Herstellung, erreicht aber die
besten Wirkungsgrade (15 — 18 %, im Labor bis zu 25 %) bei der Umwandlung der Strahlungs-
energie. Polykristallines Silizium ldsst sich einfacher, schneller und dadurch auch kostengiinsti-
ger herstellen. Die Grenzen zwischen den Kristalliten der Siliziumzelle bremsen allerdings den
Elektronenstrom und verschlechtern den Wirkungsgrad (13 — 16 %, im Labor bis zu 20 %). Be-
dingt dadurch werden sowohl eine groflere Solarflidche als auch grofere Gestelle bendtigt. Diinn-
schichtzellen weisen die kostengiinstigste Herstellung aus amorphem Silizium auf. Bedauerli-
cherweise zeigen sie eine geringere Langzeitstabilitdt gegeniiber den kristallinen Zellen als auch
einen deutlich geringeren Wirkungsgrad von 10 %. Der deutlich geringere Materialaufwand der
Diinnschichttechnologie, im Vergleich zur kristallinen Siliziumzelle, verspricht jedoch starkes
Kostensenkungspotential. Weltweit konnte die Diinnschichttechnologie mit 20 % der neu instal-
lierten Anlagen, besonders bei Freifldchenanlagen, bereits einen entscheidenden Marktanteil er-
reichen. Jedoch wird erwartet, dass der starke Preisverfall der dicken Siliziumzellen den schnel-
len Aufstieg stoppen wird. Vor allem auf kleinen Hausddchern wird vermehrt mono- oder poly-
kristallines Silizium verwendet. Zwei vielversprechende Konzepte stellen die konzentrierende
Photovoltaik und die so genannten Tandemzellen dar. Die Tandemzelle kombiniert mehrere
Halbleitermaterialien, so dass sie einen grofleren Spektrumsbereich des Sonnenlichtes ausnutzen
kann. Der unter Laborbedingungen erzielte Wirkungsgrad von 41 % stellt gegenwértig den
hochsten Wirkungsgrad dar (Diirrschmidt et al 2011, S. 85f).

Die konzentrierende Methode stellt eine neuentwickelte Solarzelle aus den USA dar, diese hat
eine linsenformige Oberflache aus speziellem Acryl und trichterformige Aluminiumreflektoren.
Damit wird eine bis zu 1.700-fache Konzentration des einfallenden Lichtes ermdglicht. Auf diese
Weise lasst sich der Wirkungsgrad sogar iiber 40 % erhdhen (Neroth und Vollenschaar 2011, S.
941).
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3.4.2 Kapazitiatsentwicklung der Photovoltaik

Beeindruckende Ergebnisse konnten im Jahr 2011 im Bereich der Photovoltaik erzielt werden.
Selbst in Zeiten der Wirtschaftskrise und politischen Unsicherheiten konnten die Wachstums-
prognosen und auch die entsprechenden Stromgestehungskosten iibertroffen werden. Dabei stieg
die weltweite Kapazitit der Photovoltaik im Jahr 2011 um beinahe 30 GW, wodurch die Kapazi-
tat von 39,7 GW von Ende 2010 auf beinahe 70 GW zum Ende des Jahrs 2011 anstieg (EPIA
2012, S. 5).

Durch die von Photovoltaikanlagen produzierte Elektrizitit betrug im Jahr 2011 etwa 85 TWh.
Dieses Volumen reicht aus, um 20 Millionen Haushalte zu versorgen. Eine genaue Darstellung
der weltweiten Entwicklung der Photovoltaikkapazitidt wird in Abbildung 14 présentiert. Daraus
wird besonders die fiihrende Position Europas deutlich (Latour und Fontaine 2012, S. 11).

In Europa waren vor allem Italien und Deutschland fiir den Zuwachs der Photovoltaik von 21
GW im Jahr 2011 verantwortlich. Allerdings verbreitet sich diese Technologie immer héufiger
auch in anderen Léndern und ist somit nicht mehr nur auf die Spezialisten konzentriert (EPIA
2012, S. 5).

In Abbildung 14 wird der weltweite Ausbau der Photovoltaik seit dem Jahr 2000 prisentiert, da-

bei wird der enorme Anstieg speziell in den letzten Jahren deutlich.

Abbildung 14: Entwicklung der weltweiten Photovoltaikkapazitét
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Latour und Fontaine 2012, S. 12.
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Aus der vorangegangen Abbildung wird ersichtlich, dass sich Europa als grofiter Wachstums-
markt behauptet hat, dabei war der jéhrliche Zuwachs an Photovoltaikanlagen bis zum Jahr 2003
weniger als 1 GW. Im Jahr 2011 konnte alleine Italien 9,3 GW hinzugewinnen und somit
Deutschland mit 7,5 GW vom ersten Platz verdrdngen. Danach konnte noch Frankreich um 1,7
GW aufriisten und das Vereinigte Konigreich kam mit 784 MW nicht mehr tiber die 1 GW Gren-
ze im Jahr hinaus. Global betrachtet konnte die asiatische Pazifik-Region, welche aus Australien,
Indien, Japan, Korea, Malaysien und Taiwan besteht, ihre PV-Kapazitit enorm erhéhen. Hier
sind vor allem Australien mit 1,3 GW und Japan mit 4,9 GW an Neuinstallationen richtige Spit-
zenreiter. Des Weiteren entwickelt sich auch die Photovoltaik in Nordamerika kontinuierlich und
dies nicht nur in den Vereinigten Staaten sondern auch im nordlichen Nachbarland Kanada.
Ebenfalls im Mittleren Osten, in Nordafrika und auch in Stidamerika liegt noch ein enormes Po-
tential verborgen. In vielen dieser Regionen wird in den néchsten Jahren auch ein erheblicher An-
stieg des Elektrizitdtsbedarfs erwartet (Latour und Fontaine 2012, S. 13f).

Obwohl alleine die Photovoltaik die elektrische Energieversorgung eines Verbrauchers in der
westlichen Welt nicht ohne zusétzliche Elektrizitatsspeicherung oder ein zweites Elektrizittsver-
sorgungssystem sicherstellen kann, stellt die Photovoltaik fiir Entwicklungsldander eine hervorra-
gende Losung dar. Besonders Telekommunikationsanlagen, Kiihlschrinke, Fernsehgerite oder
zumindest die Lichtversorgung werden hier iiber Photovoltaikanlagen betrieben. Als Speicher
der elektrischen Energie dienen hierbei Batterien, wie sie in Autos verwendet werden. Hierbei
muss man beriicksichtigen, dass weltweit noch 1,6 Milliarden Menschen ohne Anschluss an eine
elektrische Stromversorgung leben. Auch wirtschaftlich betrachtet stellt die Photovoltaik in die-
sen Lindern eine gute Losung dar. Die alternative Stromversorgung wére hier ein Dieselgenera-
tor und einschlieBlich der Transportkosten wiirde der Preis fiir einen Liter Diesel 1,50 € betragen.
Daraus konnen 3 bis 4 kWh Elektrizitit erzeugt werden, wodurch diese Kosten knapp iiber denen
der Photovoltaik liegen (Wagner 2011, S. 233).

Obwohl Osterreich aufgrund der GréBe und Sonneneinstrahlung keinen allzu groBen Anteil am
europdischen Sonnenenergiemarkt ausmacht, steigt die Kapazitit der Photovoltaik kontinuierlich
an. So betrug die installierte Photovoltaikkapazitdt Anfang 2009 noch 33 MW, stieg jedoch in-
nerhalb von 2 Jahren auf 103 MW an. Uber etliche Jahre hinweg wurde das festgesetzte Budget
fiir den Ausbau bedauerlicherweise nicht erhoht, dennoch sind sowohl nationale und regionale

Unterstlitzungsmafnahmen vorhanden. Die sinkenden Kosten der Photovoltaik und auch die For-
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derungsmafBnahmen tragen dazu bei, dass die nationale Zielsetzung fiir 2020 von 322 MW Leis-
tung friihzeitig erreicht werden kann (Ciesielska et al 2011, S. 11ff).

Ausgehend vom Jahr 2007 konnte der Zubau von Photovoltaikanlagen in Osterreich jihrlich ver-
doppelt und einmal sogar vervierfacht werden. Mit einem Zubau von 92,7 MW war 2011 das bis-
her erfolgreichste Jahr. Allerdings wird fiir das Jahr 2012 eine hohere Ausbaurate erwartet. Allei-
ne durch den noch nicht verwendeten Anteil des 45 Millionen Euro Forderbudgets der Investiti-
onsforderung des Klima- und Energiefonds aus 2011 und dem Forderbudget aus 2012 kdnnen
mindestens 40 MW errichtet werden. Weitere 10 MW sind durch die aufgestockten Forderungen
des Bundeslandes Niederosterreich ermoglicht und auch die Erhdhung des Forderbudgets der
Abwicklungsstelle fiir Okostrom (OeMAG) von 2,1 auf 8 Millionen Euro kénnte 35 MW entste-
hen lassen. Auch aus dem Abbau der Warteliste, der seit 2006 errichteten OeMAG-
Tarifférderung, konnte 121 MW errichtet werden. Des Weiteren gibt es einen Resttopf von 19
Millionen Euro, dessen Aufteilung zwischen Wind-, Wasserkraft und Photovoltaik noch unklar
ist. Der Klima- und Energiefond stellte dieses Jahr weniger Geld fiir die Forderung von Kleinan-
lagen zur Verfligung. Dieses Budget von 25,5 Millionen Euro war, wie alle anderen Foérderungs-
mittel, innerhalb weniger Minuten vergriffen. Da sich in den letzten Jahren die Kosten fiir Photo-
voltaikanlagen stark reduziert haben, wurde auch die Férderungssumme innerhalb von vier Jah-
ren von 2.800 auf 800 Euro pro kW gesenkt. Bis zum Jahr 2020 rechnet der Bundesverband mit 5
bis 6 GW installierter Photovoltaikleistung in Osterreich, das wiirde etwa 8 % des dsterreichi-

schen Strombedarfs decken (Kronberger 2012, S. 1f).

3.5 Stromgestehungskosten von Photovoltaikanlagen

Derzeit liegen die Investitionen fiir Hausdachanlagen deutlich unter 3.000 €/kW, dabei werden
aber aufgrund der geringen Fliche auch eher teurere Varianten mit hoherem Wirkungsgrad ver-
wendet. In Deutschland, dem momentan groten Markt fiir Solarenergie, entwickelten sich die
Stromgestehungskosten im Jahr 2010 zwischen durchschnittlich 0,27 €/kWh bei Freiflichenanla-
gen und 0,32 €/kWh bei kleineren Einfamilienhausanlagen, abhéngig vom jeweiligen Anwen-
dungsfall und der entsprechenden Technologie (Diirrschmidt et al 2011, S. 85f).

Um ein detailliertes Bild der aktuellen Stromgestehungskosten zu erhalten, werden die jahrlichen
Einstrahlungswerte von 1.100 kWh/m* wie sie etwa in Norddeutschland vorkommen, mit jenen

aus Stidfrankreich mit einer Einstrahlung von 1.700 kWh/m” und einer héheren Einstrahlung von
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2.000 kWh/m®, die in Spanien auftritt, verglichen und in Abbildung 15 dargestellt. Die entspre-
chenden Parameter fiir die Berechnung der Stromgestehungskosten werden in Tabelle 6 aufgelis-

tet (Kost et al 2012, S. 9ff).

Tabelle 6: Parameter fiir die Wirtschaftlichkeitsberechnung

Klein Grofs Frei Klein Grofs Frei
Anlagengréfie | Einheit
<I0 kW <1000 kW | >1000 kW <I0 kW <1000 kW >1000 kW
Einstrahlung kWh/m? <2000 <2000 >2000 >2000
Lebensdauer Jahre 25 25 25 25
Zinssatz % 4.4 5,1 7,4 8,1
Betriebs-
€/kW 30 30 30 30
kosten
Investition €/kW 1700-2200 1500-1800 | 1500-1700 | 1700-2200 | 1500-1800 | 1500 - 1700
Mittlere
€/kW 1900 1700 1600 1900 1700 1600
Investitionen

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Kost et al 2012, S. 9ff.

Heutzutage konnen selbst Kleinanlagen mit mittleren Investitionskosten von 1.900 €/kW (Klein,
unter 10 kW) Stromgestehungskosten von unter 0,20 €/kWh erreichen und liegen damit unter den
durchschnittlichen Stromkosten fiir Haushalte von 0,253 €/kWh. Mit hoherer Einstrahlung von
1.700 kWh/m* und mittleren Investitionskosten von 1.700 €/kW liegen die Werte von GroBanla-
gen (GrofB3, bis 1.000 kW) und Freiflaichenanlagen mit mittleren Investitionskosten von 1.600
€/kW (Frei, iiber 1.000 kWh) sogar nur noch im Bereich von 0,10 bis 0,13 €/kWh, jene von
Kleinanlagen allerdings nur knapp dariiber. Aufgrund der hoheren Finanzierungskosten zeigen
Standorte in Spanien, trotz einer hoheren Einstrahlung von 2.000 kWh/m® durchschnittliche Ge-
stehungskosten von 0,11 bis 0,14 €/kWh. Dabei wird der Vorteil der hoheren Einstrahlung teil-
weise sogar wieder aufgebraucht. Ahnliche Probleme zeigen sich auch bei Standorten in Nordaf-
rika, die zwar durchschnittliche Stromgestehungskosten von 0,08 bis 0,10 €/kWh erreichen, dabei
aber nicht das Einstrahlungspotential von 2.500 kWh/m? voll ausniitzen konnen (Kost et al 2012,
S. 13f).
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Abbildung 15: Stromgestehungskosten von Photovoltaikanlagen
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Kost et al 2012, S. 14.

Durch die Entstehung zahlreicher Produktionsstandorte von Wafer-, Zell- und Modulfertigung in
den USA, Europa und besonders in Asien, vorwiegend in China, konnten Engpédsse bei Silizium
sowie der Zell- und Modulproduktion reduziert und auch Kostensenkungen erreicht werden. Im
Jahr 2009 kam es, ausgeldst durch die Wirtschaftskrise und den Zusammenbruch des spanischen
PV-Marktes bei gleichzeitigem starken Anstieg der globalen Produktionskapazitit, zu einem
Preisverfall von PV-Modulen von 34,5 % fiir GroBhandelspreise bis zum Jahr 2010. Fiir chinesi-
sche Module sanken die deutschen GroB3handelspreise sogar um 44,6 %. Dadurch sind die Kosten
fiir Energie in diesen sonnenreichen Lindern in einem wettbewerbsfahigen Bereich fiir den End-

kunden angekommen (Kost und Schlegl 2010, S. 11f).

3.6 Ausbau der Photovoltaik

Die Entwicklung des PV-Marktes wird stark durch die politischen Rahmenbedingungen in den
einzelnen Léndern beeinflusst, aber auch durch den unterstiitzenden Eingriff der Europdischen
Kommission. Anhand eines umfangreichen Datenmaterials wurden drei Szenarien fiir die zukiinf-
tige Entwicklung der Photovoltaik-Industrie entwickelt (EPIA 2012, S. 25f).

Die graphische Darstellung der einzelnen Szenarien wird in Abbildung 16 veranschaulicht.
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Pessimistisches Szenario: Dieses geht von einem herkdmmlichen Marktverhalten aus, welches
keine Verstarkungen der bereits vorhandenen Unterstiitzungsmechanismen vorsieht. Allerdings
werden die laufenden Einspeisungstarife auf die Kosten der Photovoltaik-Systeme abgestimmt.
Besonders dieses Szenario wurde in jiingster Vergangenheit immer weiter nach oben korrigiert.
Dabei sollen 130 GW erreicht werden, die fiir 4 % des Elektrizititsbedarfs Europas sorgen (Cie-
sielska, et al 2011, S. 25f; Latour und Fontaine 2012, S. 37fY).

Mittleres Szenario: Dieses Szenario geht von keiner grofen Verdnderung der elektrischen Infra-
struktur aus. Beriicksichtigt man die historische Entwicklung, sollte diese Zielsetzung von 6 %
des Elektrizitdtsbedarfs bis 2020 sehr wahrscheinlich zu erreichen sein. Dies wiirde eine Kapazi-
tait von 200 GW in ganz Europa erfordern (Ciesielska, et al 2011, S. 25f; Latour und Fontaine
2012, S. 371Y).

Optimistisches Szenario: Dieses geht von einer stirkeren Unterstiitzung und dem Einsatz der
Photovoltaik als eine der wichtigsten Energiequellen der kommenden Jahre aus. Dies inkludiert
eine Beseitigung der Verwaltungsbarrieren sowie eine Optimierung der Netzanbindung. In die-
sem Szenario sollen 8 % des Elektrizitdtsbedarfs durch die Gesamtkapazitit von 260 GW gedeckt
werden (Ciesielska, et al 2011, S. 25f; Latour und Fontaine 2012, S. 37f¥).

Abbildung 16: Prognose der kumulierten Photovoltaikkapazitit in Europa
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Quelle: Eigene Darstellung mit Anlehnung an Latour und Fontaine 2012, 39.

Besonders deutlich zeigt die Darstellung, dass die europdische Zielsetzung, die fiir das Jahr 2020

bei insgesamt 84 GW fiir Gesamteuropa gesetzt wurde, bei weitem iibertroffen wird. Auch die

48



Entwicklung der mdglichen Szenarien wurde in den letzen Jahren vermehrt nach oben korrigiert
(Wilkes et al 2011, S. 19f).

Wiirde man den Verlauf der einzelnen Szenarien bis ins Jahr 2030 fortfiihren und mit keiner Ein-
schrankung der Photovoltaik in Europa konfrontiert werden, wiirde man im optimalen Fall etwa
400 GW, in der mittleren Prognose 300 GW und im pessimistischen Fall 200 GW realisieren
konnen (Latour und Fontaine 2012, S. 36ff; Wilkes et al 2011, S. 24fY).

3.7 Entwicklung der Stromgestehungskosten der Sonnenenergie

Photovoltaik

Besonders die technische Optimierung der Photovoltaikanlagen aber natiirlich auch die Skalenef-
fekte tragen zu einer sehr positiven Entwicklung bei (Hauff et al 2011, S. 15).

Aufgrund der vorhandenen Lernkurven und Marktprognosen ist es moglich, eine Kostenvorstel-
lung fiir die kommenden Jahrzehnte zu entwickeln. Neu installierte, kleine Photovoltaikanlagen
unter 10 kW konnen heute Strom fiir 0,18 €/kWh erzeugen. Damit konnten Photovoltaikanlagen
mit einer Einstrahlung von 1.100 kW/m®/a schon bis 2015 unter die 0,15 €/kWh fallen und im
Jahr 2020 bereits Stromgestehungskosten von 0,13 €/kWh unterschreiten. GroB3e Freiflachenanla-
gen erzeugen mit einer Einstrahlung von 1.300 kW/m®/a ihren Strom schon fiir 0,11 €/kWh und
im Jahr 2020 werden Stromgestehungskosten unter 0,10 €/kWh erwartet (Kost et al 2012, S. 18f).
Eine dementsprechende Darstellung der zu erwartenden Stromgestehungskosten von Photovol-
taikanlagen wird in Abbildung 18 gemeinsam mit jenen der solarthermischen Kraftwerke prisen-
tiert.

Die Preisentwicklung fiir groe Photovoltaikanlagen wird in Abbildung 17 dargestellt. Diese
bestitigt, dass die Reduktion der Kosten mittel und langfristig noch nicht ausgeschopft ist.
Selbstverstindlich wird die Kostendegression auch von der Ausbaurate der Photovoltaik beein-
flusst, diese wurde in den letzten Jahren immer weiter nach oben korrigiert. Somit konnten Preise

von etwa 560 €/kW bis zum Jahr 2050 erreicht werden (Teske et al 2011, S. 31).
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Abbildung 17: Entwicklung der Investitionen fiir Photovoltaikanlagen
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Teske et al 2011, S. 31.

Im Jahr 2011 betrugen die GroBhandelspreise fiir kristalline PV-Module 1,71 €/W und ein Jahr
spéater nur noch 1,07 €/W. Angetrieben vom Preisdumping chinesischer Hersteller, unterstiitzt
von der chinesischen Regierung, wurden Preise von 0,79 €/W erreicht. Diese Hersteller hoffen,
die marktbeherrschende Stellung nach der Konsolidierung des Marktes zu erlangen. Zusétzlich
fiel der Preis von Diinnschichtmodulen von 1,25 auf 0,68 €/W. Die billigen Preise lassen darauf
schlieBen, dass die wenigsten Hersteller momentan Module mit positiven Margen verkaufen kon-
nen. Diese Entwicklung ldsst vermuten, dass sich die Investitionen kurzfristig nicht reduzieren
werden und mittel- und langfristig wieder auf die prognostizierte Entwicklung in Abbildung 17
zuriickkehren werden (Kost et al 2012, S. 13).

Aufgrund der hohen Lernrate bei Photovoltaikanlagen ist es teilweise auch moglich, dass kleine
Dachanlagen ab 2025 geringere Stromgestehungskosten haben werden als Offshore Windanla-
gen. An besonders guten Standorten mit einer Einstrahlung von 2.000 kW/m?/a, wie z.B. in Spa-
nien, erzeugen solarthermische Kraftwerke Strom mit 0,15 €/kWh. Ahnliche Anlagen bieten zu-
sdtzlich die Mdglichkeit der Speicherung. Hier wird in den kommenden 5 Jahren mit einem er-
hohten Marktwachstum gerechnet, welches die Stromgestehungskosten stark sinken lassen wird

(Kost et al 2012, S. 18f).
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Solarthermische Kraftwerke

Die solarthermischen Kraftwerke zeigen selbst bei der niedrigeren Einstrahlung von 2.000
kWh/m?/a ein deutliches Absinken der Stromgestehungskosten. Diese betragen bei der Beibehal-
tung der urspriinglichen Parameter noch etwas iiber 0,15 €/kWh im Jahr 2020 und kénnen beina-
he 0,13 €/kWh im Jahr 2030 erreichen (Kost et al 2012, S. 19).

Die Entwicklung der Stromgestehungskosten wird in Abbildung 18, gemeinsam mit der Entwick-

lung von Photovoltaikanlagen, dargestellt.

Abbildung 18: Zukiinftige Stromgestehungskosten von PV- und CSP-Anlagen bis 2030
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Kost et al 2012, S. 18f.

Dies sieht jedoch bei hohen Einstrahlungsstunden um einiges vielversprechender aus, in Mittel-
meeranrainerstaaten werden bis zu 3.000 kWh/m?/a erreicht. Bei Beibehaltung der Lebensdauer
von 25 Jahren aber einem niedrigeren Zinssatz von 8 %, der durch den raschen Fortschritt und die
hoheren Lerneffekte, die durch stirkere Ausbauraten erzielt werden, konnen bereits im Jahr 2020
Stromgestehungskosten von unter 10 ¢/kWh fiir Solarturm- und Parabolrinnenkraftwerke erreicht
werden. 20 Jahre spéter wiirden auch Disk-Sterling-Systeme unter die 10 ¢/kWh Marke sinken.

Allerdings wiirden Parabolrinnen- und Solarturmanlagen im Jahr 2040 bereits auf 5 c/kWh ge-
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sunken sein. Wiirden dabei zusitzliche Speicher oder die Zufeuerung von Brennstoffen bertick-
sichtigt, konnte man diese Kosten noch weiter absenken (Diirrschmidt et al 2011, S. 93f).

Vergleicht man die Stromgestehungskosten von PV-Anlagen mit CSP-Kraftwerken, zeigt sich
besonders bei einer fiir CSP-Anlagen niedrigen Einstrahlung von 2.000 kWh/m* ein erheblich
steigender Kostenvorteil der PV-Anlagen (Kost und Schlegl 2010, S. 15; Kost et al 2012, S. 18f).
Die hohen Investitionskosten sind nach wie vor das Hauptproblem der CSP-Technologie. Um
diese innerhalb kurzer Zeit zu reduzieren, bedarf es sowohl lokaler Anreizsetzungen, klimabezo-
gener Forderungen, Unterstlitzungen durch den Finanzmarkt und auch der erfolgreichen Abnah-
me der Stromproduktion durch europédische Staaten. Langfristig sind aber durch die hohere Au-
tomatisierung, die verbesserten Materialien und Komponenten sowie durch weitere GroBprojekte

Kostensenkungen bei CSP-Anlagen zu erwarten (Gazzo et al 2011, S. 2).
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4 Wasserenergie

Im ersten Jahrzehnt des neuen Jahrtausends waren besonders die Wasser- und Windenergie fiir
den Anstieg der erneuerbaren Energien verantwortlich. Der Ausbau dieser beiden Energiequellen
sicht in OECD und Nicht-OECD Léndern sehr unterschiedlich aus. Denn besonders in OECD
Liandern ist das Potential der Wasserkraft weitgehend erschlossen. Einzelne Ausnahmen, wie et-
wa Kanada oder die Tiirkei, weisen noch die Moglichkeit auf, groBe Wasserkraftprojekte zu rea-
lisieren. In Nicht-OECD Liandern wird mit zahlreichen mittleren Anlagen und GrofBanlagen, be-
sonders in Brasilien, China und Indien, gerechnet (Conti et al 2011, S. 4fY).

Heutzutage wird die Wasserkraft beinahe ausschlieflich zur Stromerzeugung genutzt. Dabei
treibt die kinetische Energie des Wassers Turbinen an, die ihrerseits einem Generator mechani-
sche Energie zufiihren und dieser dann Elektrizitdt erzeugt. Ein entscheidender Vorteil von Was-
serkraftanlagen stellt die gesicherte elektrische Leistung dar. Die gewonnene Elektrizitit aus
Wasserkraft ist somit gut abzuschétzen und dadurch gut in den Bedarf der Verbraucher einzubin-

den (Wagner 2011, S. 211).

4.1 Wasserkraftwerke

In diesem Abschnitt wird auf Pumpspeicherkraftwerke und im Speziellen auf Laufkraftwerke
eingegangen.

Im Fall eines Pumpspeicherkraftwerkes wird das Wasser in einem hoch gelegenen Stausee ge-
sammelt. Dieses Staubecken dient einmal zur Speicherung der potentiellen Energie des Wassers
und kann somit auch die kurzfristig anfallenden Spitzen des Strombedarfs decken. Extrem grof3e
Spitzen treten in der Halbzeit von FufBlballspielen, wenn das Licht wieder angeschaltet wird, oder
in der Mittagszeit, wenn die Kochherde eingeschaltet werden, auf. Tritt eine Stromspitze auf, so
wird der Schieber vor der Turbine gedffnet und innerhalb von zwei Minuten erzeugt der Genera-
tor Strom. Kommt es gebietsbedingt zu einem geringen Wasserzulauf, werden zwei Speicherbe-
cken benétigt, ein Becken im Tal und eines auf dem Berg. Dabei wird in Phasen, in denen wenig
Strom bendtigt wird, Strom aus dem Netz entnommen, um das Wasser wieder hoch zu pumpen
und im Fall von auftretenden Spitzen wieder zur Elektrizititserzeugung herangezogen. Somit
stellen Laufkraftwerke echte Energieerzeuger dar aber bei Pumpspeicherkraftwerken, die nur zur

Abdeckung von Spitzen dienen und keinen natiirlichen Zulauf ins obere Becken haben, handelt es
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sich eigentlich um einen Energieverbraucher. Dabei werden von etwa 100 kWh elektrischer Leis-
tung, die zum Betrieb der Pumpe aus dem Netz entnommen wurden, in modernen Anlagen zirka
80 kWh zu einem anderen Zeitpunkt wieder in das Netz abgegeben. Die fehlenden 20 kWh wer-
den in technisch unbrauchbare Wiarme umgewandelt. Nach dem heutigen Stand des Ausbaus stel-
len Pumpspeicherkraftwerke die einzige Mdoglichkeit dar, groBe Mengen an elektrischer Energie
iiber den Umweg der potentiellen Energie zu speichern. Eine mdgliche Verbindung mit erneuer-
baren Energien wird in diesem Zusammenhang als vielversprechende Mdoglichkeit zur gesicher-
ten Elektrizititsversorgung betrachtet. Beispielsweise kann durch den Einsatz der Windenergie,
Wasser in die oberen Becken gepumpt und damit eine Entkoppelung des Windenergieangebotes
von der Nachfragerseite erzielt werden. Dadurch konnten sich Pumpspeicherkraftwerke und
Windenergieanlagen sehr gut ergéinzen und der gegenseitige Ausbau kdnnte somit vorangetrieben
werden. Schlussendlich wiére die Nutzung, abgesehen vom Landbedarf, nicht mit dem Verzehr
von weiteren Ressourcen und mit der Emission von Luftschadstoffen und Klimagasen verbunden

(Wagner 2011, S. 212fY).

Bild 11: Pumpspeicherkraftwerk Bild 12: Pumpspeicherkraftwerk 730 MW im Molltal
(Funktionsweise) (Osterreich)

Stausee

Druckstollen

Druckleitung

Maschinenhaus

el

Quelle: Diirrschmidt
etal 2011, S. 128.

In Europa liegt der Fokus auf der Modernisierung von groflen Laufwasserkraftwerken, der Mo-
dernisierung und Reaktivierung bestehender Anlagen und dem Neubau an bestehenden Querbau-
ten, die zur Erhdhung der Fallhohe dienen. Durch die bereits technisch ausgereiften Wasserkraft-
anlagen wird generell keine wesentliche Kostensenkung mehr erwartet. Damit sind die Kosten
einer Wasserkraftanlage hauptséchlich von der installierten Leistung und den ortlichen Randbe-

dingungen wie der Fallhdhe bestimmt (Diirrschmidt et al 2011, S. 128f).
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Bild 13: Laufkraftwerk Bild 14: Laufkraftwerk 328 MW Altenworth (Osterreich)
(Funktionsweise)

Oberlauf

Wasserzulauf Generator

Turbine

Unterlauf

Wasserablauf

Quelle: Quelle: Diirrschmidt Quelle: Verbund 2012.
etal 2011, S. 128.

Aufgrund der unterschiedlichen Stromgestehungskosten wurde zwischen Anlagenneubau und
Modernisierung bestehender Anlagen unterschieden. Fiir die jeweilige Berechnung wurden ex-
emplarische Anlagen verschiedener Leistungsklassen zu Grunde gelegt (Dumont und Keuneke

2011, S. 50).

4.2 Stromgestehungskosten von Wasserkraftwerken

Fiir eine detaillierte Analyse der entsprechenden Stromgestehungskosten sind besonders die je-
weiligen Investitionen, die installierte Leistung und natiirlich auch die Betriebskosten relevante
Kostenfaktoren. Speziell die Gesamtkosten fiir den Neubau und fiir die Modernisierung einzelner
Anlagenteile sowie Maflnahmen zur baulichen Verdnderungen, wie der Wehrbau oder Umbau,
okologische Anpassungen, Elektrotechnik sowie Maschinenbau und Zusatzkosten wurden dabei
miteinbezogen. Die Betriebskosten werden in prozentuellem Anteil der Investitionen veran-
schlagt, deren Zusammensetzung wird in Tabelle 7 dargestellt (Dumont und Keuneke 2011, S.

39ff).
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Tabelle 7: Betriebskosten von Wasserkraftanlagen

Betriebskosten Installierte Leistung

(in % zur Investition) 100 kW | 500kW | IMW | 2MW | SMW | 20 MW | 50 MW
Instandhaltungskosten 1,8 1,7 1,5 1,3 1,1 0,8 0,5
Versicherung 0,2 0,18 0,12 0,10 0,08 0,06 0,04
Verwaltung 0,1 0,1 0,1 0,12 0,12 0,12 0,12
Miete bzw. Pacht 0,25 0,25 0,25 0,25 0,25 0,25 0,25
Unvorhergesehenes 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3 0,3

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Dumont und Keuneke 2011, S. 39ff.

Da Privatpersonen eher in kleinere Anlagen bis 500 kW investieren und die groflen Anlagen
vermehrt von gewerblichen Investoren finanziert werden, sinkt mit der Grof8e der Anlage der Ei-
genkapitalanteil und die Eigenkapitalverzinsung nimmt zu. Der gewdhlte Betrachtungszeitraum
von 20 Jahren ermdglichte einen besseren Vergleich der Werte aus Windenergie und Sonnen-
energie (Dumont und Keuneke 2011, S. 39ff). Jedoch gilt es zu beachten, dass der bauliche An-
teil einer Wasserkraftanlage etwa 70 % ausmacht und eine durchschnittliche Lebensdauer von
etwa 60 Jahren hat (Giesecke und Mosonyi 2009, S. 70ff).

Die restlichen 30 % setzen sich aus der maschinellen und elektrischen Ausriistung zusammen,
deren mittlere Lebensdauer ca. 30 Jahre betrdgt. Des Weiteren gilt es auch, die entsprechenden
Personalkosten zu beriicksichtigen. In der Regel werden Anlagen bis 500 kW von Privatpersonen
betrieben, diese ibernehmen die Wartung ihrer Anlage in Eigenleistung und erreichen dadurch
niedrigere Personalkosten. Diese kdnnen bei groen Anlagen von 50 MW bis zu 600.000 Euro im
Jahr ausmachen. Fiir die weitere Analyse wurden den AnlagengroBBen entsprechende Volllast-
stunden zwischen 3.000 und 5.000 angenommen. Betrachtet man die mittleren Investitionskosten
beim Neubau einer Anlage, so wird deutlich, dass die Kosten mit zunehmender Anlagengrof3e
abnehmen. Des Weiteren fallt auch die Streuung der Investitionskosten speziell bei Kleinanlagen

bis 100 kW besonders grof3 aus (Dumont und Keuneke 2011, S. 39ff).
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4.2.1 Stromgestehungskosten fiir den Neubau von Wasserkraftanlagen

Anhand der gewéhlten Parameter in Tabelle 8 werden die Stromgestehungskosten fiir neu errich-
tete Wasserkraftanlagen von Kleinanlagen unter 100 kW bis zu groen Lauftkraftwerken von 50

MW ermittelt (Dumont und Keuneke 2011, S. 45).

Tabelle 8: Parameter fiir die Berechnung der Stromgestehungskosten von neuen Wasserkraftan-

lagen
Installierte Leistung

Parameter Einheit 100 kW | 500kW | IMW | 2MW SMw | 20 MW | 50 MW
Kalkulatorischer
Betrachtungszeit- Jahre 20 20 20 20 20 20 20
raum
Lebensdauer bauli-

Jahre 60
cher Anteil 70 %
Lebensdauer ma-
schineller und e-

Jahre 30
lektrischer Ausriis-
tung 30 %
Inflationsrate % 2
Zinssatz % 5,7 6,0 7,0 7,25 7,2 7,2 7,2
Betriebskosten (in

% 2,65 2,53 2,27 2,07 1,85 1,53 1,21
% zur Investition)
Personalkosten Tausend €/a 5 13 45 90 188 375 600
Volllaststunden pro W 3.500— | 4.000— | 4.000- | 4.300— | 4.500— | 5.000- | 5.000—
a

Jahr 4.500 5.000 5000 5.300 5.500 6.000 6.000
Mittlere Investition

€/kW 9.000 5.800 5.000 4.000 3.100 3.000 2.800
bei Neubau

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Dumont und Keuneke 2011, S. 45.

Durch die in Wirklichkeit deutlich langere Nutzungsdauer, hoheren Fordergelder, steuerlichen
Abschreibungsmdglichkeiten und einer Reduktion der Betriebskosten durch Eigenarbeit kommt
es, auch speziell bei kleinen Anlagen, zu Neubauten (Dumont und Keuneke 2011, S. 53).

Die durchschnittlichen Stromgestehungskosten bei kleinen Anlagen mit 100 kW oder 500 kW
erreichen 24,41 ¢/kWh und 13,89 ¢/kWh. Mit ansteigender Leistung und hoheren Volllaststunden
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reduzieren sich die Kosten kontinuierlich und erreichen bei einer Kapazitidt von 50 MW durch-
schnittliche Stromgestehungskosten von 5,68 c¢/kWh. Bei stirkeren Anlagen konnen noch gerin-
gere Gestehungskosten erzielt werden (Dumont und Keuneke 2011, S. 45fY).

Die jeweiligen Stromgestehungskosten nach Anlagengréflen werden in Abbildung 19 dargestellt.

Abbildung 19: Stromgestehungskosten von neu errichteten Wasserkraftanlagen

35 100 kW 21,36 27,46
i 500 kW 12,34 — 15,43
30 — 1 MW 11,27 — 14,09
- 2 MW 9,00~ 11,10
25— 5 MW 6,75 — 8,25
. 20 MW 5,37 - 6,45
20 — 50 MW 5,06 — 6,20

15
13,89 12,68
™10,05=

=7,50=

=5,0] ==

W

=5,68==

Stromgestehungskosten in ¢/kWh

(=)

100 kW 500 kW 1MW 2 MW SMW  20MW 50 MW

Obere Kostenklasse
Durchschnittliche Kosten
1 Untere Kostenklasse

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Dumont und Keuneke 2011, S. 53.

4.2.2 Stromgestehungskosten fiir die Modernisierung von Wasserkraftanlagen
bis 5§ MW

Enthaltene Maflnahmen betreffen die technische Optimierung der Anlage als auch 6kologische
Umbauten. Im Einzelfall sind auch kostenintensive MaBnahmen fiir den Fischschutz enthalten.
Somit wurden die Kosten der Modernisierungsma3nahmen je erzeugter Kilowattstunde ermittelt.
Abgeidndert zu den Hauptparametern aus Tabelle 8 hat sich die mittlere Lebensdauer auf 40 Jahre
gedndert und auch die Betriebs- und Instandhaltungskosten liegen fiir die Berechnung der Strom-
gestehungskosten bei der Modernisierung von Wasserkraftanlagen zwischen 1,5 % und 2,5 %.
Ein Grund dafiir liegt im hohen baulichen Anteil der Anlagen (Dumont und Keuneke 2011, S.
46fY).
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In Tabelle 9 werden die Parameter fiir die Modernisierung von bis zu 5 MW zusammengefasst.

Tabelle 9: Parameter der Stromgestehungskosten fiir die Modernisierung von

Wasserkraftanlagen bis 5 MW

Installierte Leistung

Parameter Einheit 100 kW 500 kw 1MW 2MwW smw
Kalkulatorischer

Jahre 20 20 20 20 20
Betrachtungszeitraum
Lebensdauer Jahre 40
Zinssatz % 5,7 6,0 7,0 7,25 7,2
Inflation % 2
Betriebskosten % der In-

1,5-25%
vestition
Volllaststunden pro
" h/a 3.500-4.500 | 4.000-5.000 | 4.000-5.000 | 4.300-5.300 | 4.500-5.500

Jahr
Mittlere Investitionen

€/kW 2.000 1.000 800 600 450
fiir Modernisierung

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Dumont und Keuneke 2011, S. 47.

Abbildung 20: Stromgestehungskosten fiir die Modernisierung von Wasserkraftanlagen

bis 5 MW
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Dumont und Keuneke 2011, S. 48.
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Dabei fiihrt eine Modernisierung von 100 kW Anlagen zu durchschnittlichen Stromgestehungs-
kosten von 4,84 ¢/kWh, bei einer Leistung von 500 kW zu 2,32 ¢/kWh und bei einer Anlagenleis-
tung von 1 MW zu 1,91 ¢/kWh. Anlagen mit einer Leistung von 2 MW erreichen schon 1,37
c¢/kWh und eine Modernisierung von 5 MW leistungsstarken Kraftwerken kommt im Durch-
schnitt auf Stromgestehungskosten von 0,98 ¢/kWh (Dumont und Keuneke 2011, S. 48).

Werden umfangreichere 6kologische MaBinahmen fiir den Fischschutz und die Wasserlandschaft
umgesetzt, so konnen sich die ermittelten Stromgestehungskosten um 1 bis 2 ¢/kWh erhdhen

(Dumont und Keuneke 2011, S. 56).

4.2.3 Stromgestehungskosten fiir die Modernisierung von Wasserkraftanlagen
iiber S MW

In diesem Abschnitt werden speziell die Kosten von Mafinahmen fiir die Erh6hung der Leistung
einer Anlage analysiert, daher werden die Kosten fiir 6kologische Mafinahmen in der Berechnung
der Stromgestehungskosten nicht einbezogen.

Die entsprechenden Parameter fiir die Berechnung der Stromgestehungskosten sind in Tabelle 10

ersichtlich.
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Wasserkraftanlagen grofBler als 5 MW

Tabelle 10: Parameter der Stromgestehungskosten fiir die Modernisierung von

Hohe der Leistungssteigerung

Parameter Einheit 100 kw 500 kW 1MW 2MW
Kalkulatorischer 20

Jahre 20 20 20
Betrachtungszeitraum
Lebensdauer Jahre 40
Zinssatz % 7,2 7,2 7,2 7,2
Inflation % 2
Betriebskosten (in %

% 1,5-2,5%
zur Investition)
Volllaststunden pro W 5.000 — 5.000 — 5.000 — 5.000 —
a

Jahr 6.000 6.000 6.000 6.000
Mittlere Investitionen

€/kW 7.500 6.000 5.000 5.000
fiir Erweiterung

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Dumont und Keuneke 2011, S. 49f .

Die in Abbildung 21 dargstellten Stromgestehungskosten betreffen Leistungssteigerungen von 1
bis 3 % grofler Anlagen iiber 5 MW. Dabei wurden Erweiterungen von Wasserkraftanlagen iiber
5 MW herangezogen und eine Leistungssteigerung von 100 kW bis 2 MW beriicksichtigt. Die
Erh6éhung um 100 kW erzeugt dabei durchschnittliche Stromgestehungskosten von 14,81 ¢/kWh
und sinken auf 9,88 ¢/kWh bei 2 MW (Dumont und Keuneke 2011, S. 49f).
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Abbildung 21: Stromgestehungskosten fiir die Modernisierung von Wasserkraftanlagen ab
5 MW, bezogen auf die zusitzliche Leistungssteigerung
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Dumont und Keuneke 2011, S. 58.

Eine entsprechende Steigerung iiber diese GroBenordnung hinaus erfordert in der Regel umfas-
sendere MaBBnahmen. Fiir diese groleren Zuwichse wiren neue Turbinen, neue Generatoren und
umfassende wasserbauliche Maflnahmen nétig. Allerdings kann man davon ausgehen, dass sich
die Stromgestehungskosten fiir groBe Erweiterungen und fiir den Neubau entsprechend anndhern
(Dumont und Keuneke 2011, S. 55).

Insgesamt betrachtet liegen bei einer typischen Auslastung von 4.000 bis 5.000 Volllaststunden
pro Jahr die Stromgestehungskosten grofer Anlagen (iiber 2 MW) bei Investitionskosten von
2.000 bis 4.000 €/kW zwischen 4,5 bis 10 ¢/kWh und bei kleineren bis kleinsten Anlagen zwi-
schen 11 und 27 ¢/kWh. Fiir modernisierte oder reaktivierte bestehende Anlagen kdnnen fiir die

gesamte Anlage 2,5 bis 7 ¢/kWh erreicht werden (Diirrschmidt et al 2011, S. 128f).
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4.3 Meeresenergie

Aus europdischer Sicht sollte in Bezug auf die Meeresenergie der Fokus auf Wellen, Gezeiten
und Osmose Kraftwerke gelegt werden, da sich das Potential der Meeresstromung und der ther-
mischen Nutzung sehr limitiert darstellt. Dabei handelt es sich bei der Meeresstromung um cha-
rakteristische Stromungsbewegungen der Weltmeere, die durch den Wind oder die Wasserdichte
entstehen. Im Vergleich zur Gezeitenstromung flieft die Meeresstromung nur in eine Richtung
und die FlieBgeschwindigkeit ist sehr viel niedriger. Dies fiihrt auch zu teureren Elektrizititskos-
ten, die durch die Meeresstromung erzeugt werden konnen (Nielsen 2012, S. 7fY).

Die thermische Nutzung bedient sich der Differenz, der durch die Sonnenstrahlen erwédrmten
Wasseroberfliche zur immer konstant bleibenden Wassertemperatur in groler Meerestiefe, um
Strom zu erzeugen. Betrigt die Differenz mindestens 18 bis 20 Grad Celsius, so kann mittels
Wirmetauschern Elektrizitit erzeugt werden. Besonders in den USA wird an Ocean Thermal
Energy Conversion (OTEC) Kraftwerken geforscht, allerdings befindet sich die Forschung noch
im Entwicklungsstadium (Diirrschmidt et al 2011, S. 134).

Osmose Kraftwerke

Der Unterschied des Salzgehalts zwischen Siifwasser aus Fliissen und Salzwasser aus dem Meer
wird bei Osmose Kraftwerken zur Erzeugung von Elektrizitdt genutzt. Zwei Verfahren haben sich
hier zur Erprobung herauskristallisiert. Beim Pressure Retarded Osmosis (PRO) Verfahren stromt
das Stuiwasser durch eine Membran, der dabei entstehende Druckunterschied kann zum Antrieb
einer Turbine genutzt werden. Dagegen wird beim Reversed Electro Dialysis (RED) Verfahren
das unterschiedliche chemische Potential von Sii3- und Salzwasser genutzt (Huckerby et al 2012,
S. 512f).

In Danemark befindet sich eine Versuchsanlage des RED-Verfahrens in der Entwicklungsphase
und in Norwegen wurde bereits ein 10 kW Prototyp des PRO-Verfahrens fertig gestellt. Bislang
stellen die Kosten der Membran eine groe Hiirde dieser Kraftwerksart dar, allerdings wird mit
zukiinftigen Forschungsergebnissen eine kommerzielle Nutzung erwartet (Nielsen 2012, S. 57).
Werden mogliche Kraftwerkskonzepte basierend auf Erfahrungswerte abgeschitzt und die Me-
thode sowie der Umfang von Vorbehandlungsprozessen je nach Betriebslosungen unterschieden,
so ergeben sich folgende vier plausible Varianten mit unterschiedlichen Stromgestehungskosten

fiir moégliche Osmose Kraftwerke (Stenzel 2012, S. 100ff).

63



Tabelle 11: Parameter und Stromgestehungskosten alternativer Osmose Kraftwerke

Parameter Einheit | Variante 1 | Variante 2 | Variante 3 | Variante 4
Spezifische

Anlagenkosten €/kW 94.584 224.833 50.000 83.325
Betriebskosten €/a 1.906.402 | 2.589.365 785.939 1.072.771
Turbinenleistung MW 0,73 0,73 0,73 0,73
Nettoleistung MW 0,39 0,18 0,46 0,39
Erzeugte Strommenge kWh/a 3.099.732 | 1.459.897 | 3.671.162 | 3.099.732
Stromgestehungskosten €/kWh 1,73 4,62 0,9 1,31

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Stenzel 2012, S. 100ff.

Die niedrigen Stromgestehungskosten der Variante 3 resultieren aus der Reduktion der Vorbe-
handlung, den niedrigen Gesamtkosten und der hohen Nettoleistung. Trotz gleicher Nettoleistun-
gen schneidet Variante 4, aufgrund niedrigerer Anlagenkosten, besser als Variante 1 ab. Die nied-
rige Nettoleistung von Variante 2 resultiert aus Druckverlusten bei den Membranmodulen, dies
fithrt zu sehr hohen Stromgestehungskosten. Obwohl die Stromgestehungskosten der Variante 3
am niedrigsten sind, ist die Reinigungsleistung der Variante 4 als wesentlich besser eingestuft, so
dass ein Anlagenbetrieb mit einer gleichbleibend guten Filterwasserqualitidt moglich ist. So ist bei
hoher Membrananforderung an die Reinheit die Variante 4 vorzuziehen. Aufgrund der Kosten-
strukturen ist von einer Kraftwerkskonfiguration auf Basis der letzten beiden Varianten auszuge-
hen, auBBerdem scheinen weitere Kostensenkungen realisierbar. Allerdings ist zu beriicksichtigen,
dass es sich bei Osmose Kraftwerken um eine stark standortsensitive Technik handelt. Somit

werden die Stromgestehungskosten besonders von lokalen Bedingungen beeinflusst (Stenzel
2012, S. 74fY).

4.4 Gezeitenkraftwerke

Durch die gut vorhersehbaren Hoch- und Niedrigstinde des Wassers, welche durch die Sonne-
Mond-Erdkonstellationen sowie die Erdrotation ausgeldst werden, bietet sich die Mdoglichkeit
iiber Tidenhubkraftwerke Elektrizitit zu erzeugen (Nielsen 2012, S. 54).

Dabei wird bei Tidenhubkraftwerken der Anstieg und der Abfall des Wassers in Miindungen und
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Buchten geniitzt, wobei eine grole Hohendifferenz einen entscheidenden Faktor fiir die Attrakti-
vitdt eines Standortes darstellt. Die verwendete Technik ist dabei bereits gut entwickelt, und es
werden 1.800 bis 3.000 Volllaststunden im Jahr erzielt (Tzimas et al 2011, S. 42).

Am besten ldsst sich die Technik mit traditionellen Wasserkraftwerken in Stauddmmen verglei-
chen. Dabei werden an geeigneten Stellen Damme zwischen Meer und Land gebaut, durch darin
befindliche Turbinen kann mittels des an- und absteigenden Wassers Elektrizitdt erzeugt werden
(Diirrschmidt et al 2011, S. 133).

Eines der bekanntesten Gezeitenkraftwerke dieser Art befindet sich in La Rance in Frankreich.
Diese Anlage weist eine Leistung von 240 MW auf und befindet sich seit 1965 in Betrieb (Niel-
sen 2012, S. 54). Dieses Kraftwerk erbringt eine jéhrliche Leistung von 540 GWh und verursach-
te Konstruktionskosten von etwa 95 Millionen Euro (Laleu 2009).

Eine weitere groe Anlage befindet sich mit 250 MW in Korea. In Kanada und in GrofB3britannien
befinden sich Anlagen in der Konstruktionsphase (Nielsen 2012, S. 54).

Besonders GrofBbritannien bietet einige gute Standorte von bis zu zehn Meter Tidenhub, aber
auch die bis zu drei Meter an der deutschen Nordseekiiste bieten Potential. Weltweit gibt es etwa
100 geeignete Standorte, allerdings gilt es hier, die betrdchtlichen Beeintrachtigungen der Flora

und Fauna sowie der Schifffahrt zu berticksichtigen (Diirrschmidt et al 2011, S. 133).

Bild 15: Gezeitenkraftwerk Bild 16: Gezeitenkraftwerk 240 MW in La Rance
(Funktionsweise) (Frankreich)

Quelle: Diirrschmidt
et al 2011, S. 130.

Quelle: Laleu 2009.
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4.5 Stromgestehungskosten von Gezeitenkraftwerken

Die grofiten europédischen Ressourcen dieser Energiequelle befinden sich in GroBbritannien. Da
sich diese Technologie bereits in einem fortgeschrittenen Entwicklungsstadium befindet, sind die
Kosten recht gut abzuschitzen und befinden sich bei 3,2 Millionen €/ MW Investitionskosten und
laufenden Kosten von 40.600 €/ MW/a. Anhand von Forschungsergebnissen wird erwartet, dass
eine Erhohung der Gesamtkosten um 17 % die Gestehungskosten um 33 % ansteigen l4sst, wobei
eine Reduktion der Gesamtkosten um 21 % auch die Gestehungskosten um 35 % reduzieren wiir-
de. Momentan ergeben sich damit niedrigere Kosten fiir die Tidenhubkraftwerke als fiir Stro-
mungs- oder Wellenkraftwerke. Aus Abbildung 22 wird jedoch ersichtlich, dass es sich langfris-
tig um eine kostenintensive Technologie handelt. Speziell das ausgeschdpfte Lernpotential und
die limitierten Standorte fiir einen Ausbau dieser Technologie zeigen, dass diese Kraftwerke
langfristig nicht mit anderen Technologien mithalten kénnen (Ernst&Young und Black&Veatch
2010, S. 16fY).

Fiir die Ermittlung der Stromgestehungskosten wurde eine Lebensdauer von 20 Jahren ange-
nommen und dem Entwicklungsstand entsprechende Zinssdtze unterstellt, die im Laufe der Zeit
infolge des geminderten Risikos abnehmen. Diese sind in den folgenden Abbildungen jeweils auf

der Zeitachse zu finden (Ernst& Young und Black&Veatch 2010, S. 2ff).

Abbildung 22: Stromgestehungskosten von Gezeitenkraftwerken
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Carbon Trust S. 14; Ernst&Young und
Black&Veatch 2010, S. 16ff.
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4.6 Stromungskraftwerke

Die unterschiedlichen Ursachen fiir die Meeresstromung wie der Wind, die Gezeiten oder der
Dichteunterschied aufgrund unterschiedlicher Wassertemperaturen und verschiedener Salzgehalte
fiihren zur Wasserbewegung, die mittels Rotoren zur Elektrizititserzeugung herangezogen wer-
den konnen. Diese Technologie profitiert auch durch die intensive Entwicklung der Windkraft, da
diese sehr dhnlich funktioniert. Jedoch transportiert das Wasser mehr Bewegungsenergie und
Stromungskraftwerke funktionierten dadurch bereits bei langsamer Stromung. Speziell bei trich-
terformigen Meeresengen oder zwischen Inseln sind die Stromungsgeschwindigkeiten besonders
vorteilhaft fiir den Einsatz von Stromungskraftwerken (Diirrschmidt et al 2011, S. 132). Mittler-
weile haben sich unterschiedliche Kraftwerksarten entwickelt, dabei stellt die geldufigste Form
eine Art Unterwasserwindmiihle dar (Tzimas et al 2011, S. 42). Die nachfolgende Abbildung
zeigt die 1,2 MW Anlage vor Strangford, die 2009 in Betrieb genommen wurde (Nielsen 2012, S.
15).

Bild 17: Stromungskraftwerk Seagen 1,2 MW
bei Strangford (Nordirland)

Quelle: Nielsen 2012, S. 15.

4.7 Stromgestehungskosten von Stromungskraftwerken

In Europa wird speziell die starke Stromung an den Atlantikkiisten zur Stromerzeugung geniitzt.
Abermals kann besonders GrofB3britannien durch die vorteilhafte Lage die Stromungsenergie her-
vorragend in Angriff nehmen (Zervos et al 2011, S. 20).

Um in diesem Bereich aussagekriftige Stromgestehungskosten zu gewdhrleisten, ist es wichtig,

zwischen flachem Wasser (bis 50 m) und tiefem Wasser (tiefer als 50 m) zu unterscheiden. Hier-
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bei ist festzuhalten, dass die Technologie im Wesentlichen die gleiche ist, jedoch ldsst sich die
Technologie in flachem Wasser kurzfristig schneller und einfacher entwickeln. Zum heutigen
Stand sind zahlreiche Prototypen zur Stromungsenergie im Einsatz. Dies erklért auch die enor-
men Abweichungen von den durchschnittlichen Kosten. Des Weiteren wird mit einer Erpro-
bungsphase in flachem Wasser bis 2015 und in tiefem Wasser bis 2018 gerechnet (Ernst&Young
und Black&Veatch 2010, S. 16fY).

Die durchschnittlichen Kosten einer mittleren Entwicklung der Technologie werden in Tabelle 12

fiir flaches Wasser und in Tabelle 13 fiir tiefes Wasser dargestellt.

Tabelle 12: Mittlere Kosten der Stromungskraftwerke in flachem Wasser in den

entsprechenden Umsetzungsphasen

Prototypen Erprobungs- Kommerzielle
Phase phase Phase
Investitionskosten | €/kW 12.704 4.871 3.655
Laufende Kosten | €/kW/a 536 352 170

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Ernst&Young und Black& Veatch 2010, S. 24.

Tabelle 13: Mittlere Kosten der Stromungskraftwerke in tiefem Wasser in den

entsprechenden Umsetzungsphasen

Prototypen Erprobungs- Kommerzielle
Phase phase Phase
Investitionskosten | €/kW 9.784 3.927 3.768
Laufende Kosten | €/kW/a 358 178 137

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Ernst&Young und Black& Veatch 2010, S. 24.

Nachfolgend werden in Abbildung 23 die Stromungskraftwerke in flachem Wasser présentiert.
Nach der Prototypen-Phase ist eine deutliche Reduktion der Kosten ersichtlich. Danach sinken
die Stromgestehungskosten nur langsam bis knapp unter die 0,20 €/kWh Marke und erreichen
0,157 €/kWh im Jahr 2050 (Ernst&Young und Black&Veatch 2010, S. 24).

68



Abbildung 23: Stromgestehungskosten von Stromungskraftwerken in flachem Wasser
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Ernst&Young und Black& Veatch 2010, S. 26.

Es sei noch einmal darauf hingewiesen, dass sich die Technologie im flachen Wasser friiher ent-
wickelt und der spétere Einsatz in tieferen Gewéssern durch die entsprechenden Lerneffekte pro-
fitiert. Dies zeigt sich anhand der niedrigeren Kosten, die veranschlagt werden.

Nach den relativ hohen Anfangskosten wird durch die hohen Lerneffekte, durch technische Op-
timierungen und die hohere Auslastung bereits im Jahr 2030 mit besseren Werten als bei Anlagen
in flachem Wasser zu rechnen sein (Ernst&Young und Black&Veatch 2010, S. 16ff). Ein Uber-

blick der Stromgestehungskosten in tiefem Wasser wird in Abbildung 24 prisentiert.
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Abbildung 24: Stromgestehungskosten von Wellenkraftwerken in tiefem Wasser
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Ernst&Young und Black& Veatch 2010, S. 26.

Insgesamt betrachtet liegen die momentanen Stromgestehungskosten noch recht hoch, wie es sich
aus den Abbildungen 24 und 25 entnehmen lésst. Jedoch wird damit gerechnet, dass es bereits in
diesem Jahrzehnt zu enormen Kostenreduktionen durch den zielstrebigen globalen Ausbau und

die starken Lerneffekte kommen wird (Ernst& Y oung und Black&Veatch 2010, S. 21ff).

4.8 Wellenenergie

Die Wellenenergie entsteht vor allem durch den Wind. Dabei wird neben der kinetischen Energie,
also den bewegten Wasserteilchen, auch Lageenergie, die Hebung und Senkung des Wassers
nutzbar. Besonders gute Bedingungen herrschen im so genannten Westwindgiirtel, zwischen 40
und 60 Grad nordlicher und siidlicher Breite. In Europa eignen sich daher die Westkiisten des At-
lantiks und der Nordsee zur Nutzung der Wellenenergie (Diirrschmidt et al 2011, S. 130). Im
Laufe der Zeit haben sich viele unterschiedliche Methoden herauskristallisiert, auf die bewéihrtes-

ten wird nachfolgend niher eingegangen.
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Oscillating Water Collumns

Eines der ausgereiftesten Konzepte stellen Oscillating Water Collumns (OWC) dar. Dabei wird
durch die Wellenbewegung die Luft in einem teilweise unter Wasser befindlichen Hohlkorper
hinauf und hinunter gedriickt. Diese Kompression und Dekompression treibt eine Turbine am
Ende der Luftsdule an (Tzimas et al 2011, S. 41).

In Spanien ging im Sommer 2011 ein OWC Kraftwerk mit 16 Wellsturbinen, die 300 kW Ge-

samtleistung erbringen, in den kommerziellen Betrieb (Diirrschmidt et al 2011, S. 131).

Bild 18: OWC Kraftwerk Bild 19: OWC Kraftwerk in Mutriku (Spanien)

(Funktionsweise)

Luftstromung - g onerator

PR

Luftsdule

Heben und
Senken der
Wasseroberflache

Quelle: Diirrschmidt Quelle: Nielsen 2012, S. 32.
etal 2011, S. 132.

Overtopping devices

Ebenfalls fallen darunter die so genannten overtopping devices. Dabei fiillen die Wellen ein Be-
cken auf, das sich iiber der Meeresoberflache befindet, und das abflieBende Wasser wird iiber ei-
ne hydraulische Turbine zur Elektrizititserzeugung genutzt (Huckerby et al 2012, S. 509).

Der Testversuch in Didnemark startete im Jahr 2003 mit einer 20 kW Anlage, die 237 Tonnen
schwer, 58 Meter breit und 33 Meter lang war. Die starke Eisbildung im Winter 2010 beendete
den Test. Weitere Forschungsmittel sind im Jahr 2011 fiir die Entwicklung eines verbesserten
Designs und einer effizienteren Netzanbindung einer neuen 1,5 MW Anlage beschlossen worden

(Nielsen 2012, S. 32).
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Bild 20: Overtopping device Bild 21: Overtopping device in Nissum Bredning

(Funktionsweise) (Dénemark)

Uberflutung

Quelle: Diirrschmidt Quelle: Nielsen 2012, S. 32.
etal 2011, S. 132.

Strom-Boje

Diese Methode bietet die Moglichkeit {iber eine Boje, die am Meeresgrund befestigt ist, das He-
ben und Senken der Meeresoberfliche iiber einen Generator in elektrische Energie umzuwandeln
(Huckerby et al 2012, S. 509).

Bereits in den 1970er Jahren fanden Tests der ersten Strombojen in Schweden statt. 40 Jahre da-

nach wird an diesem Konzept weiter geforscht (Nielsen 2012, S. 32).

Bild 22: Stromboje (Funktionsweise) Bild 23: Stromboje 30 kW in Schweden

M® o caulik und Generator

Quelle: Diirrschmidt et al 2011, S. 133. Quelle: Nielsen 2012, S. 32.

Pitching devices
Bereits seit Ende der 1990er Jahren wird an der Optimierung der pitching devices gearbeitet
(Diirrschmidt et al 2011, S. 131). Dabei handelt es sich um miteinander verbundene Schwimm-

korper, durch die Bewegungen zwischen diesen Schwimmkdrpern wird eine Fliissigkeit in hyd-
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raulische Motoren gepumpt und somit Elektrizitdt erzeugt (European Renewable Energy Council
2012, S. 197).

Diese Methode wird an zahlreichen Kiisten Europas erfolgreich erforscht, besonders an den Kiis-
ten Schottlands, Englands, Didnemarks und Portugals werden Anlagen bis zu 750 kW erprobt
(Nielsen 2012, S. 8fY).

Bild 24: Schwimmkorper (Funktionsweise) Bild 25: Schwimmkorper 750 kW an den
Orkney Inseln (Grofbritannien)

Meeresoden

Quelle: Diirrschmidt et al 2011, S. 133. Quelle: Nielsen 2012, S. 31.

Dies sind nur einige der bekanntesten Methoden zur Nutzung der Wellenenergie, zahlreiche Um-
setzungen und neue Forschungsprojekte der Wellenenergie stellen einen generellen Ausbau die-
ser Techniken dar, speziell Ddnemark, Frankreich, Irland, Portugal, Spanien und GroBbritannien
sind in Europa an der Forschungsarbeit beteiligt (Olivares et al 2011, S. 48fY).
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Zusammenfassend ldsst sich festhalten, dass Gezeitenkraftwerke die Reifephase erreicht haben,
allerdings liegt eine limitierte Anwendbarkeit sowohl in Europa als auch weltweit vor (Tzimas et
al 2011, S. 42). Weitere Forschungsarbeiten in diesem Bereich sollten sich mit dem enormen
Umwelteinfluss beschéftigen (Nielsen 2012, S. 5).

Die Nutzung der Wellen- und Stromungsenergie hat sich bereits gut entwickelt und ist nahe an
der kommerziellen Umsetzung, wobei es allerdings grof3e Unterschiede zwischen den einzelnen
Methoden gibt (Tzimas et al 2011, S. 42).

In den nichsten Jahren liegt die Hauptaufgabe der Wellen- und Stromungsenergie beim Begut-
achten und Validieren der unterschiedlichen Konzepte, um die verlésslichsten und effektivsten
Losungen weiterentwickeln zu konnen. Dabei sollten die Lerneffekte aus den vielen Feldtests in
die Forschung einflieBen und die verbesserten Konzepte, Materialien und Komponenten zu

Zweit- und Drittgenerationen von Anlagen fiihren (Nielsen 2012, S. 5).

4.9 Stromgestehungskosten von Wellenkraftwerken

Die zu Grunde liegenden Daten fiir die Berechnung der Stromgestehungskosten stammen aus
GrofBbritannien, einem der fiihrenden Lénder in dieser Technologie. Die durchschnittlichen Kos-
ten in einer mittleren Entwicklung der Technologie in den jeweiligen Entwicklungsstadien wer-
den in Tabelle 14 dargstellt. Sobald die ersten 10 MW Projekte realisiert werden, beginnt die Er-
probungsphase, mit der zwischen 2014 — 2016 gerechnet wird. Die sinkenden Stromgestehungs-
kosten sind vor allem auf die erwarteten Lerneffekte, die sinkenden Kosten durch die Optimie-
rung und Selektion der effektivsten Projekte zu erwarten. Dabei werden konstante Lernraten an-
genommen, welche allerdings in der Realitdt sprungweise erwartet werden und sobald sich die
Technologie der Reifephase nédhert, werden sie sich verlangsamen oder sogar vollkommen auf

null sinken (Ernst&Young und Black&Veatch 2010, S. 2ff).
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Tabelle 14: Mittlere Kosten der Wellenkraftwerke in den entsprechenden

Umsetzungsphasen
Prototypen Erprobungs- Kommerzielle
Phase phase Phase
Investitionskosten | €/ kW 8.677 5.903 4.045
Laufende Kosten | €/kW/a 748 351 241

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Ernst&Young und Black& Veatch 2010, S. 11.

Die resultierenden Stromgestehungskosten fiir Wellenkraftwerke werden anschlieend in Abbil-
dung 25 prasentiert. Auch fiir die Methoden der Wellenenergie wurde eine Projektlebensdauer
von 20 Jahren unterstellt, und die entsprechenden Zinssdtze werden auf der Zeitachse abgebildet

(Ernst&Young und Black&Veatch 2010, S. 2ff).

Abbildung 25: Stromgestehungskosten von Wellenkraftwerken
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Ernst&Young und Black& Veatch 2010, S. 12.
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4.10 Ausbau der Wasserenergie

Aufgrund der bereits weitgehenden ErschlieBung der Wasserkraft in Europa, wird nur noch mit
einer leichten Erh6hung der Kapazitit gerechnet und auch der Anteil von Gezeiten- und Wellen-
kraftwerken wird die 1 % Marke der Elektrizititserzeugung aus erneuerbaren Energietrigern bis
2020 nicht iiberschreiten. Dennoch kdnnen unterschiedliche Entwicklungen in den nichsten Jahr-
zehnten auftreten, diese werden in den drei nachfolgenden Szenarien néher beschrieben. Ausge-
hend von den 364 TWh im Jahr 2010, die sich aufteilen in 296 TWh aus groen Wasserkraftanla-
gen, die iiber 10 MW Leistung aufweisen, 34 TWh aus Anlagen mit 1 bis 10 MW Leistung und
11 TWh aus kleinen Anlagen mit einer Leistung unter | MW, werden die Szenarien in Abbildung
26 dargestellt’ (Ruska und Kiviluoma 2011, S. 48f).

Mittleres Szenario: Dieses geht von einem stabilen Verlauf der historischen Daten aus. Bis zum
Jahr 2020 werden besonders kleinere Laufkraftwerke bis 10 MW, Gezeiten-, Wellen-, Meeresan-
lagen und speziell Pumpspeicher an Bedeutung gewinnen. Danach folgen alle Kraftwerke einem
Wachstumsfaktor von einem Prozent, dies entspricht den NREAPs der EU-27 Lénder. Demnach
werden 402 TWh im Jahr 2020 erwartet und weitere 10 Jahre spéter sogar 444 TWh, die durch
Wasserkraft gewonnen werden (Ruska und Kiviluoma 2011, S. 40; Conti et al 2011, S. 91).
Optimistisches Szenario: Aufgrund der zahlreichen Modernisierungen, Effizienzsteigerungen
und Anreizsetzungen in den jeweiligen Landern wird in diesem Szenario mit einem verstirkten
Wachstum der Leistung bis 2020 gerechnet, dabei wird eine jdhrliche Wachstumsrate von 1,4 %
herangezogen (Zervos et al 2011, S.19).

Speziell Siideuropa und die Tiirkei bieten nach wie vor grofles Potential fiir neue Kraftwerke
(Vahrenholt und Gassner 2012, S. 46).

Des Weiteren wird mit einem Ausbau des kombinierten Einsatzes von Windenergie und
Pumpspeicherkraftwerken gerechnet, dabei kann die Windenergie zum Betrieb der Pumpe, die
das Wasser wieder ins obere Becken des Speicherkraftwerkes befordert, dienen (Wagner 2011, S.
217).

Somit konnten im Jahr 2020 etwa 419 TWh aus der Wasserkraft gewonnen werden. Danach wird
eine Reduktion des Wachstums angenommen, da die zahlreichen Modernisierungen einen Ab-

schluss finden werden. Dies wiirde einer Wachstumsrate von 1,2 % bis zum Jahr 2030 entspre-

* GroBe europiische Wasserkraftkapazititen befinden sich auch in Norwegen, mit etwa 30 GW,
und in der Schweiz, mit iiber 15 GW. Da diese beiden Lénder aber keine Mitglieder der EU sind,
werden sie fiir die Berechnung nicht weiter beriicksichtigt (Ruska und Kiviluoma 2011, S. 22).
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chen und eine Gesamtleistung der Wasserkraft von 473 TWh bedeuten (Ruska und Kiviluoma
2011, S. 40ff; Conti et al 2011, S. 85fY).

Pessimistisches Szenario: Hierbei wird auf die Schwierigkeit der Realisierung neuer Lauf- oder
Speicherkraftwerke besonders in Westeuropa eingegangen. Speziell die Akzeptanz grofer Kraft-
werke bei der Bevolkerung und die wirtschaftliche Realisierung der teuren Anlagenbauten wer-
den dabei beriicksichtigt (Vahrenholt und Gassner 2012, S. 46).

In diesem Szenario wird dadurch ein Wachstum von lediglich 0,4 % pro Jahr unterstellt. Dies
fiihrt zu 380 TWh im Jahr 2020 und zu 396 TWh im Jahr 2030 (Béhme et al 2011, S. 70).

Eine genaue Ubersicht der Szenarien, aufgeschliisselt nach Kraftwerkstypen, wird in Abbildung

26 dargestellt.

Abbildung 26: Wachstumsszenarien der Elektrizititserzeugung aus Wasserkraft in der EU
bis 2030
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Ruska und Kiviluoma 2011, S. 42.

Der Anteil der Wasserkraftwerke in Europa hat sich seit 1971 um 7 % reduziert und lag 2010 bei
etwa 10 % des Gesamtelektrizititsbedarfs. Natiirlich stieg die Kapazitit der Wasserkraft an, al-
lerdings kamen viele neue Energiequellen, wie etwa die Kernenergie, hinzu. Die Zielsetzung der
EU in Bezug auf die Wasserkraftwerke sieht eine Steigerung auf 370,3 TWh aus 136 GW instal-
lierter Kapazitdt bis zum Jahr 2020 vor, dies wire ein Anteil am Gesamtbedarf von 10,5 % (Wil-
kes et al 2011, S. 11ff).

Bis Mitte des Jahres 2011 lagen in Osterreich rund 182 Férderantriige fiir den Neubau von Anla-

gen und 74 Forderantrage zur Revitalisierung von Kleinwasserkraftwerken unter 10 MW sowie 4
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Antrédge fiir die Forderung von neuen mittleren Wasserkraftwerken unter 20 MW vor. Obwohl
diese Anlagen nicht alle in den néchsten Jahren umgesetzt werden, weist dies auf ein weiteres
Ausbaupotential der Wasserkraft in Osterreich hin. Im Jahr 2010 konnten groBe Wasserkraftwer-
ke tiber 10 MW Leistung (exklusive Pumpspeicher) etwa 32 TWh und Kleinwasserkraftwerke
unter 10 MW beinahe 5 TWh erzielen. Durch die Forderung mittels Investitionszuschiissen fiir
kleine und mittlere Wasserkraft sowie fiir Einspeisetarife kleiner Wasserkraftwerke ist ein An-
stieg der Projekte zu erwarten. Dabei erhalten Kraftwerke unter 500 kW maximal 30 % der In-
vestitionskosten bzw. maximal 1.500 Euro pro kW, bis 2 MW hdochstens 20 % bzw. 1000 Euro
pro kW und Anlagen bis 10 MW erhalten maximal 10 % bzw. 400 Euro pro kW ausbezahlt. Mitt-
lere Kraftwerke bis 20 MW erhalten hochstens 10 % der Investitionskosten bzw. 400 Euro pro
kWh sowie maximal 6 Mio. Euro pro Anlage als Investitionszuschuss (Proidl et al 2011, S. 27f¥).
Osterreichs reichhaltiges Potential fiir Wasserkraft ermoglicht einen geplanten Ausbau auf 42,1
TWh bis zum Jahr 2020, dies stellt einen der hochsten Anteile der Wasserkraft in der gesamten
EU dar (Wilkes et al 2011, S. 45).
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5 Wasserstoff

Bereits seit langerer Zeit wird Wasserstoff als entscheidender Energietridger der Zukunft bezeich-
net (Norskov und Christensen 2006, S. 1322).

Viel Aufmerksamkeit gewinnt der Wasserstoff als saubere Alternative zu den fossilen Brennstof-
fen. Allerdings werden nach wie vor iiber 90 % des Wasserstoffs aus diesen fossilen Brennstoffen
erzeugt. Die europédischen Ziele streben jedoch eine Wasserstoffproduktion aus erneuerbaren E-
nergietragern an, da dadurch keinerlei Schadstoffe die Umwelt belasten, die Ressourcen geschont
werden und eine Energieunabhéngigkeit Europas erreicht werden kann (Richter et al 2009, S.
36).

Dabei kann der Wasserstoff als Brennstoff zur Wiarmeerzeugung genutzt werden, aus Elektrizitit
erzeugt und wiederum zu ihr gemacht werden, als Treibstoffersatz dienen sowie als Speicherme-
dium dienen (Wurster et al 2010, S. 26).

Die Wasserstoffgewinnung gemeinsam mit der Brennstoffzelle sind Schliisseltechnologien fiir
den Verkehrssektor, da sie die gleiche Freiheit, Flexibilitdt und einfache Handhabung gewihrleis-
ten, die bereits durch Verbrennungsmotoren bekannt sind. Dabei hat speziell Wasserstoff in den
néchsten Jahren und Jahrzehnten das Potential, groBe Mengen an erneuerbarer Energie fiir den
Markt zur Verfligung zu stellen. Es wird damit gerechnet, dass Wasserstoff als Treibstoffersatz,
speziell fiir lange Strecken von iiber 400 km, den Transportsektor und fiir 6ffentliche Busse in
Frage kommt. Unterstiitzt durch Elektrofahrzeuge fiir kiirzere Strecken bietet sich somit eine ef-
fektive Moglichkeit fiir den Verkehrssektor in Europa (Wurster et al 2010, S. 24).

Wasserstoff als Chemiebasisprodukt wird heute weltweit konventionell zu 96 % aus fossilen E-
nergietragern, wie Erdol und Erdgas, hergestellt und nur 4 % der Wasserstoffproduktion wird

mittels Elektrolyse (EL) auf Netzstrombasis produziert (Hohlein und Grube 2011, S. 63).
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In Abbildung 27 werden die industriell am héaufigsten angewendeten Prozesse der Wasserstoffer-

zeugung dargestellt.

Abbildung 27: Prozesse zur Wasserstofferzeugung

Ol-Reformierung
M Andere
Kohlevergasung
M Elektrolyse
M Methan-Dampfreformierung

30%

48%

0,01%

18%

4%

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Florin und Harris 2007, S. 207.

5.1 Elektrolyse zur Wasserstoffherstellung

Die Prozesse zur Wasserstoffgewinnung bedienen sich einem Rohstoff, wie etwa Erdgas oder
Wasser, aus dem Wasserstoff gewonnen werden kann. Dabei kdnnen die jeweiligen Praktiken in
thermische (Reformierungen, Vergasung) und chemische (Elektrolyse) Methoden eingeteilt wer-
den. Andere Methoden, wie biologische und photoelektrochemische, sind in der Erforschungs-
phase. Dabei hat bislang die Dampfreformierung einen Grofteil der Wasserstoffproduktion aus-
gemacht. Zudem gewinnt auch die Moglichkeit iiber Biomasse Wasserstoff zu erzeugen immer
mehr an Bedeutung (Tzimas et al 2011, S. 119).

Die zielfiihrendste Vorgehensweise Wasserstoff herzustellen ist jedoch jene durch Elektrolyse.
Dabei wird Wasser mittels Stromzufuhr in seine Bestandteile Wasserstoff und Sauerstoff zerlegt.
Bei modernen Verfahren wird ein Wirkungsgrad von 70 % (bezogen auf den Heizwert) erreicht,
dieser soll langfristig auf 80 % erhoht werden. Der somit gewonnene Wasserstoff kann in
Verbrennungsmotoren, Gasturbinen oder speziellen Brennern verbrannt werden. Speziell fiir die
zukiinftige Nutzung von Wasserstoff ist die elektrochemische Umwandlung von Wasserstoff in

Brennstoffzellen von Bedeutung. Dadurch wird die chemische Energie der Reaktion von Wasser-
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stoff und Sauerstoff unmittelbar, effizient und emissionsfrei in elektrische Energie und Wérme
ungewandelt. Durch die Erzeugung von Wasserstoff mittels erneuerbaren Energien wére dieser
nahezu unbegrenzt verfiigbar. Dadurch ergibt sich die Pramisse, dass eine umfangreiche Wasser-
stoffwirtschaft nur auf Basis erneuerbarer Energien sinnvoll wire. Werden allerdings attraktive
Reichweiten und Kosten mit dem Elektroauto erreicht, so wiirde sich der Einsatz von Wasserstoff
zumindest im Stadtverkehr als wenig vorteilhaft erweisen. Grund dafiir ist der niedrigere Wir-
kungsgrad der Wandlungskette Strom — Wasserstoff — Strom — Kraft (Diirrschmidt et al 2011, S.
68).

Die Elektrolyse stellt eine gut entwickelte Technologie dar, allerdings wird nach wie vor der
Grofteil des gewonnenen Wasserstoffs durch Elektrizitdt aus fossilen oder nuklearen Energietra-
gern gewonnen. Die Verbesserungen der Effizienz, Prozesse und Lebenszeit der Anlagen haben
zur Kostenreduktionen und Verldsslichkeit der Wasserstoffproduktion aus erneuerbaren Energie-
tragern beigetragen (Tzimas et al 2011, S. 119f).

Die Notwendigkeit die weltweiten Emissionen zu reduzieren und einen entsprechenden Ersatz fiir
die fossilen Energiequellen zu erhalten, kdnnen durch einen zielstrebeigen Ausbau von nachhal-
tigen Energiequellen und Wasserstoff erreicht werden. Ein weiterer enormer Vorteil der Erzeu-
gung von Wasserstoff durch Elektrizitit ist, dass er aus jeder Art von Primédrenergie erzeugt wer-
den kann und sich damit hervorragend fiir den Einsatz von nachhaltigen Energiequellen eignet.
Demzufolge stellt die Methode der Elektrolyse, die lediglich Wasser und Elektrizitdt bedarf, eine
nahezu perfekte Moglichkeit zur Gewinnung von Wasserstoff dar und wird aus diesem Grund im

folgenden Kapitel ndher behandelt (Wurster et al 2010, S. 7ff).

5.1.1 Methoden zur Wasserstoffherstellung durch Elektrolyse

Relevante Verfahren fiir die Wasserelektrolyse sind die alkalische Elektrolyse (AEL) mit fliissi-
gen basischen Elektrolyten, die saure Elektrolyse mit einem polymeren Festelektrolyten und die

Hochtemperaturelektrolyse mit einem Festoxid als Elektrolyt (Smolinka et al 2011, S. 7).

Alkalische Elektrolyse
Bei der alkalischen Elektrolyse Methode handelt es sich um ein bewiéhrtes und bereits verbesser-
tes Verfahren. Dabei wird Wasser durch Zugabe von Kalilauge (KOH) leitfdhig gemacht und in

einer Elektrolysezelle mittels elektrischer Energie in H, (Wasserstoff) und O, (Sauerstoff) zer-
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legt. Kalilauge wird durch die Losung von Kaliumhydroxid in Wasser erzeugt und ist leicht ver-
fiigbar. Bereits durch eine geringe Zugabe wird die Leitfdhigkeit des Wassers wesentlich verbes-
sert und somit steigt auch der Wirkungsgrad der Elektrolyseanlagen (Rummich 2009, S. 41).

In Tabelle 15 werden die relevanten Spezifikationen fiir den Elektrizitdtsbedarf der alkalischen

Elektrolyse und deren Entwicklung in den néchsten Jahrzehnten dargestellt.

Tabelle 15: Spezifikationen zur alkalischen Elektrolyse

Mittelfristig Langfristig
Spezifikation Stand der Technik

5-10Jahre 10— 20 Jahre
Lebendsauer inklu-

L 20 -30 25-30 30

sive Uberholung
H,-Produktionsrate <760 Nm’/h < 1.000 Nm’/h < 1.500 Nm’/h
Spezifischer Ener- 4,2 —7,0 kWh/ 4,4 —6,0 kWh/ 4,3 -5,7kWh/
gieverbrauch Nm’ Nm’ Nm’

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Smolinka et al 2011, S. 30f.

Auffallend ist, dass der spezifische Energieverbrauch fiir die H,-Produktion mit groerer Modul-
kapazitit zunéchst abnimmt, allerdings kdnnen ab einer Grofe von ca. 100 Normkubikmeter pro
Stunde (Nm’/h) nur noch sehr geringe Energieeinsparungen erzielt werden. Grund dafiir ist die
Modulbauweise der Elektrolyseure. Das sind Anlagen, die mittels elektrischen Stroms eine che-
mische Reaktion durchfiihren. Dieser Vorgang wird als Elektrolyse bezeichnet. Des Weiteren
kann man zwischen atmosphirisch betriebenen Elektrolyseuren und Druckelektrolyseuren, die
bei kleineren Anlagen etwa 0,5 kWh/Nm® mehr an Energie erfordern, unterscheiden. Allerdings
nihert sich der Energieverbrauch von drucklosen und Druckelektrolyseuren bei groen Anlagen

sehr stark an und spielt somit fiir die weitere Analyse eine untergeordnete Rolle (Smolinka et al
2011, S. 10f).

Saure Elektrolyse
Diese ist besonders unter dem Begriff der PEM-Elektrolyse (proton exchange membrane) be-

kannt, bei der eine Protonen leitende Membran verwendet wird (Eichlseder und Klell 2012, S.
82).

82



Die Elektrolysezelle besteht dabei aus der Anode (Sauerstoffproduktion) und der Kathode (Was-
serstoffproduktion), welche durch eine saure Protonenaustauschmembran voneinander getrennt
sind. In Nischenanwendungen und im kleinen Leistungsbereich konnte sich dieses Verfahren ge-
geniiber der alkalischen Elektrolyse, aufgrund des hoheren Wirkungsgrades und den enormen

Fortschritten in der Lebensdauer, durchsetzen (Smolinka et al 2011, S. 13fY).

Tabelle 16: Spezifikationen zur sauren Elektrolyse

Stand Mittelfristig Langfristig

Spezifikation

der Technik 5-10 Jahre 10-20 Jahre
Lebendsauer inklu-

R 10-20 20 -30 30

sive Uberholung
H,-Produktionsrate <30 Nm’/h <120 Nm’/h <500 Nm’/h
Spezifischer Ener- 4,5 -7,5kWh/ 4,3 -5,5kWh/ 4,1 — 4,8 kWh/
gieverbrauch Nm’ Nm’ Nm’

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Smolinka et al 2011, S. 30f.

Die PEM-Elektrolyse hat einige Vorteile gegeniiber der alkalischen Methode, wie groBere
Stromdichte und Effektivitdt bei niedrigeren Temperaturen, ein kompakteres Design, welches
hoheren Druck, bessere Ladungsbereiche, einen schnelleren Anlauf bei schwankendem Stromin-
put und speziell eine groBere Sicherheit und Verlésslichkeit aufweist, da sich keine dtzenden E-
lektrolyte in der Zelle befinden. Allerdings stellen die hohen Kosten der benétigten Elektrokata-
lysatoren ein enormes Problem fiir die PEM-Elektrolyseure dar (Fuentes 2011, S. ES).

Bereits mittelfristig wird sich der Einsatzbereich der PEM-Elektrolyse erheblich ausweiten und
sich langfristig in groBen Leistungsbereichen etablieren. Allerdings miissen die bereits erreichten
Leistungswerte und die erhohte Lebensdauer aus Kleinanlagen kostengiinstig in den energiewirt-
schaftlichen Sektor iibertragen werden, um eine ernsthafte Alternative zur AEL-Methode darstel-

len zu konnen (Smolinka et al 2011, S. 38).
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Hochtemperaturelektrolyse

Bei der Hochtemperaturelektrolyse (850-1.000 Grad Celsius) wird Wasserdampf an keramischen
Elektroden gespaltet. Dieses Konzept ist auch als Hot-Elly bekannt. Verglichen mit der AEL- und
der PEMEL-Methode ist die Hochtemperaturelektrolyse jedoch noch eine relativ neue Methode
(Rummich 2009, S. 42).

Allerdings ist in den letzten Jahren das Interesse an der Hochtemperaturelektrolyse stindig ge-
stiegen. Aufgrund der beschrankten Dynamik des Verfahrens, also dem An- und Abfahren des
Systems, erscheinen die regenerativen Stromquellen aus technischer Sicht allerdings weniger gut

als Grundlaststrom geeignet (Smolinka et al 2011, S. 15ff).

Molybdénsulfid als Katalysator

Forscher der ETH (Eidgendssische Technische Hochschule) Lausanne entdeckten im Jahr 2011
eine vereinfachte Art Wasserstoff herzustellen. Sie entdeckten einen kostengiinstigeren Katalysa-
tor fiir die Beschleunigung des Elektrolyseprozesses, dabei handelt es sich um ein Molybdénsul-
fid. Dies soll sowohl fiir saures, neutrales und basisches Wasser funktionieren. Dieser Fund konn-
te dazu beitragen, dass Wasserstoff schneller als erhofft zu einem wichtigen alternativen Energie-
triger werden kann (Merki et al 2011, S. 1262fY).

5.1.2 Kosten des Elektrizititseinsatzes pro Nm® Wasserstoff

In diesem Abschnitt soll nun die Ermittlung der Elektrizititskosten fiir einen Nm® WasserstofT,
der durch die Elektrolysemethoden AEL und PEMEL entsteht, durchgefiihrt werden. Ausgehend
von den Prognosen des Elektrizititsbedarfs werden die zuvor untersuchten Stromgestehungskos-
ten der jeweiligen Energietrager, Wasser, Sonne und Wind, fiir die Ermittlung herangezogen.
Damit die resultierenden Werte vergleichbar sein konnen und die Ubersichtlichkeit gewihrleistet
ist, wird mit den Durchschnittswerten der Stromgestehungskosten in den jeweiligen Zeitabschnit-
ten gerechnet. Eine detaillierte Auflistung der Stromgestehungskosten der einzelnen untersuchten

Methoden zur Energiegewinnung wird in Tabelle 17 dargestellt.

84



Tabelle 17: Stromgestehungskosten nach Energietragern bis 2030, in €/kWh

Energietriger
2010 %] 2015 %] 2020 %] 2030

Windenergie Volllast
Onshore 2000 0,08 |0,0775| 0,075 | 0,0725 | 0,07 | 0,0695 | 0,069
Offshore 3200 0,14 |0,1375| 0,135 | 0,1325 0,13 |0,12 0,11

Sonnenenergie | Volllast

PV 1300 0,13 | 0,12 0,11 |0,1 0,09 |0,085 0,08
PV 2000 0,115 | 0,105 | 0,095 | 0,0875 | 0,08 | 0,0725 | 0,065
CSp 2000 0,2 0,1875 (0,175 | 0,1675 | 0,16 | 0,15 0,14
Wasserenergie

GroB >2MW | 0,1 0,0725 0,045
Klein <2 MW | 0,27 0,185 0,1
Modernisierung /" Revitali- 0.07 0.0475 0,025
sierung

Meeresenergie

Wellenkraft 0,625 | 0,541 | 0,457 | 0,35 0,243 | 0,1885 | 0,134

Stromungskraft | Flaches
0,513 | 0,358 | 0,208 | 0,1995 | 0,196 | 0,192 | 0,188
Wasser

Stromungskraft | Tiefes
0,621 | 0,4505 | 0,28 | 0,255 | 0,23 |0,1865 | 0,143

Wasser

Quelle: Eigene Darstellung.

Nachfolgend wird der Elektrizitdtsbedarf der AEL- und PEMEL-Methoden in Tabelle 18 darge-
stellt. Die Durchschnittswerte iiber die jeweiligen Zeitperioden dienen auch hier der Ubersicht-
lichkeit und Vergleichbarkeit, da es sonst durch die zahlreichen Stromgestehungskosten der E-
nergiequellen schnell zur iiberdimensionalen Darstellung der Kosten des Elektrizititsbedarfs

kommen wiirde.
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Tabelle 18: Elektrizititsbedarf der AEL- und PEMEL-Methoden

Elektrolysemethoden 2010-2015 | 2015-2020 2020-2030
4,2-7.0 4,4 —6,0 4357
AEL kWh/ Nm®
D56 D52 D 4,75
45-175 43-55 4,1 -438
PEMEL kWh/ Nm®
D 6 D 4.9 D 4,45

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Smolinka et al 2011, S. 30f.

In Tabelle 19 wird der ermittelte Elektrizititsbedarf der alkalischen Elektrolysemethode, aus Ta-
belle 18, mit den Stromgestehungskosten der jeweiligen nachhaltigen Energietrdgern, aus Tabelle
17, zu den Gesamtkosten der Elektrizitit fiir die Wasserstofferzeugung von einem Nm® zusam-
mengefasst. Genauso wurden die Gesamtkosten fiir den Elektrizititsbedarf der PEM Elektrolyse
ermittelt, diese werden in Tabelle 20 prisentiert.

Um einen besseren Vergleich der unterschiedlichen Methoden zu ermdglichen, werden die Er-
gebnisse zusitzlich in den nachfolgenden Abbildungen 28, fiir die AEL-Methode, und 29, fiir die
PEMEL-Methode, zusammengefasst.

Tabelle 19: Gesamtkosten des Elektrizititsbedarfs der AEL-Methode fiir 1 Nm® Wasserstoff,

nach Erzeugungsmethoden in €/Nm’

Energietriger
2010-2015 2015-2020 2020-2030

Windenergie Volllast

Onshore 2000 0,434 0,377 0,3301
Offshore 3200 0,77 0,689 0,57

Sonnenenergie | Volllast

PV 1300 0,672 0,52 0,4038
PV 2000 0,588 0,455 0,3444
CSP 2000 1,05 0,871 0,7125
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Wasserenergie

Grof3 >2 MW 0,406 0,377 0,3443
Klein <2 MW 1,3036 0,962 0,8788
Modernisierung / Revitalisierung 0,266 0,247 0,2256
Meeresenergie

Wellenkraft 3,0296 1,82 0,8954
Stromungskraft | Flaches Wasser 2,0048 1,0374 0,912
Stromungskraft Tiefes Wasser 2,5228 1,326 0,8859

Quelle: Eigene Darstellung.

Abbildung 28: Gesamtkosten des Elektrizititsbedarfs der AEL-Methode fiir 1 Nm3 Wasserstoff,
nach Erzeugungsmethoden
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Quelle: Eigene Darstellung.
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nach Erzeugungsmethoden in €/Nm’

Energietriger

2010-2015 | 2015-2020 2020-2030
Windenergie Volllast
Onshore 2000 0,465 0,3675 0,3093
Offshore 3200 0,825 0,6493 0,534
Sonnenenergie | Volllast
PV 1300 0,72 0,49 0,3783
PV 2000 0,63 0,4283 0,3226
CSp 2000 1,125 0,8203 0,6675
Wasserenergie
Grof3 >2 MW 0,435 0,3553 0,3226
Klein <2 MW 1,11 0,9065 0,8233
Modernisierung / Revitalisierung 0,285 0,2328 0,2114
Meeresenergie
Wellenkraft 3,246 1,715 0,8388
Stromungskraft Flaches Wasser 2,148 0,9776 0,8544
Stromungskraft Tiefes Wasser 2,703 1,2495 0,8299

Quelle: Eigene Darstellung.

Tabelle 20: Gesamtkosten des Elektrizititsbedarfs der PEMEL-Methode fiir 1 Nm® Wasserstoff,
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Abbildung 29: Gesamtkosten des Elektrizititsbedarfs der PEMEL-Methode fiir 1 Nm® Wasser-
stoff, nach Erzeugungsmethoden
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Quelle: Eigene Darstellung.

Durch eine genauere Betrachtung der Daten wird ersichtlich, dass die PEMEL-Methode bereits
im Jahr 2030 geringere Elektrizitdtsanforderungen haben wird und somit die Elektrizititskosten
der AEL-Methode, die im Durchschnitt bis zum Jahr 2020 geringe Elektrizitdtsanforderungen
aufweist, unterbieten wird.

Insgesamt betrachtet unterschreiten alle Methoden zur Elektrizititserzeugung die 1 €/Nm® Marke
bis zum Jahr 2030. Dabei konnten die Wellenenergie sowie die Stromungsenergie am starksten
die Kosten reduzieren, dennoch bleiben sie gemeinsam mit Wasserkraftwerken unter 2 MW, die
nur eine geringe Verbesserung in diesem Zeitraum erzielen konnten, am teuersten fiir die Was-
serstoffproduktion. Allerdings zeigen speziell die zukiinftigen Prognosen der Meeresenergie, die
bereits im entsprechenden Kapitel zuvor dargestellt wurden, weiteres Kostensenkungspotential.
Auch die Elektrizitdt aus CSP-Anlagen zeigt eine erhebliche Reduktion der Gestehungskosten,
auch tiber das Jahr 2030 hinaus. Des Weiteren gibt es zahlreiche Projekte, in denen eine direkte
Verbindung der CSP-Anlagen mit der Wasserstoffproduktion erforscht wird, um die Kosten stér-
ker und langfristig reduzieren zu konnen (Richter et al 2009, S. 37).

Darunter liegen die Kosten der Offshore Windanlagen, die sich ebenfalls nach dem Jahr 2030

weiterhin reduzieren und fiir die Erzielung geringerer Wasserstoffkosten eingesetzt werden kdnn-
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ten. Ausgezeichnete Ergebnisse erzielt die Photovoltaik, die sich mit grolen Schritten den Ergeb-
nissen der Onshore Windenergie ndhert.

Eine direkte Kombination der Windenergie mit der Wasserstoffproduktion konnte der Windener-
gie allerdings einen erheblichen Vorteil erbringen. 2011 wurde das erste Hybridkraftwerk in
Deutschland errichtet. Dieses kann an Spitzentagen die liberschiissige Windenergie in Form von
Wasserstoff zwischenspeichern. In Zeiten hoher Nachfrage oder schwachen Windverhiltnissen
kann der Wasserstoff wieder zur Strom- oder Warmegewinnung genutzt werden (Barth 2012, S.
3).

Die geringsten Kosten werden durch die Elektrizititserzeugung aus grolen Wasserkraftwerken
und auch modernisierten oder revitalisierten Wasserkraftwerken erreicht. Dies gilt fiir die gesam-
te Laufzeit bis zum Jahr 2030. Jedoch konnten Onshore Windenergieanlagen bereits im Jahr 2030
mit mittleren Wasserkraftanlagen mithalten.

Allerdings ist bei Wasserkraftwerken mit keinen wesentlichen Kostenreduktionen mehr zu rech-

nen, da es sich um eine sehr ausgereifte Technologie handelt (Diirrschmidt et al 2011, S. 129).

5.1.3 Zukiinftige Wasserstoffnutzung und dessen mogliche Produktionsentwicklung

Fiir die Prognose der zukiinftigen Entwicklung der nachhaltigen Nutzung von Wasserstoff als
Energiequelle wurden technologische Daten sowie techno- und soziookonomische Analysen he-
rangezogen. Ausgehend von detaillierten ldnderspezifischen Auswertungen und dem Miteinbezug
der IEA Studien sowie der Renewable Energy Targets der EU, wird ein Riickschluss auf die E-
nergielieferung fiir die Wasserstoffproduktion der gesamten Europdischen Union gezogen.

Um einen Uberblick der einzelnen Phasen und Zielsetzungen fiir den Ausbau der Wasserstoffin-
dustrie zu erhalten, werden diese in Tabelle 21 dargestellt. Nachfolgend wird nédher auf diese und

auch auf notwendige politische Unterstiitzungsmaf3inahmen eingegangen (Wurster et al 2008b, S.

3f).
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Tabelle 21: Phasen und Zielsetzungen fiir den Ausbau der Wasserstoffindustrie

2010 2015 2020 2030 2050
Reifungsphase
Materialisierung | Erreichung der Status als domi-
Technologieverfeinerung
der ersten Um- | Wettbewerbs- nante Technolo-
Marktvorbereitung
setzungen fahigkeit von gie von Wasser-
Technologie-
Wasserstoff und stoff und Brenn-
entwicklung Kommerz-
Brennstoffzelle stoffzelle errei-
Fokus: ialisierung
chen
Kostenreduktion

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Wurster et al 2008b, S. 4.

Seit dem Jahr 2010 befindet sich nach diesem Plan die Wasserstofftechnologie in der Marktrei-
fungsphase. Hier wird sowohl die Technologie verfeinert, als auch der Markt fiir die baldige Ein-
filhrung vorbereitet. Dabei liegt der Fokus in dieser Phase auf der Reduktion der Kosten. Ab dem
Jahr 2015 wird mit dem Start der Kommerzialisierung gerechnet. Die Ziele sind dabei eine erste
Flotte von einigen Tausend Fahrzeugen bis 2015 auf die Stra3e zu bringen, um Aufmerksamkeit
und das Bewusstsein fiir diese Art von Treibstoff zu erzeugen. Dabei soll eine Partnerschaft von
Industrie und Regierung die Entwicklung von grolen Demonstrationsprojekten unterstiitzen und
das Budget von 80 Millionen Euro pro Jahr aufbringen. Frithe Mérkte sollen dabei spezielle For-
derungen und Unterstiitzungen erhalten. Des Weiteren gilt es auch Rahmenbedingungen fiir die
Leistungskontrollen zu implementieren, um die langfristige Sicherheit fiir Investitionen und Leis-
tung der Technologie zu gewéhrleisten. Darliber hinaus bedarf es einer entsprechenden Ausbil-
dung und einer Standardabgleichung, damit sich die Technologie so rasch wie moglich etablieren
kann. Um dies zu erreichen, wird ab 2015 mit Férderungen von 180 Millionen Euro pro Jahr ge-
rechnet. Des Weiteren wird die entsprechende Planung und Ausfithrung der strategischen Ent-
wicklung fiir die Wasserstoffinfrastruktur vorangetrieben und das 6ffentliche Interesse soll ge-
weckt werden. Mit 2020 sollen dann erste Umsetzungen fiir die breite Masse zur Verfiigung ste-
hen und mehr als 5 % der Neuwagen sollen mit Wasserstoff betrieben werden. Folglich miissen
die Kapazititen der Wasserstoffproduktion ausgebaut werden. Dariiber hinaus sollen die Emissi-
onen durch die Verwendung von kohlenstoffarmen Verfahren reduziert werden. Die Zielsetzung
bezieht sich in diesem Zeitabschnitt auf die Menge der verkauften Fahrzeuge, die 2,5 Millionen

bis 2030 betragen soll. Weitere wichtige Faktoren sind ab 2030 die nahezu kohlenstofffreie Pro-
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duktion von Wasserstoff, Arbeitsplatzsicherung und Schaffung von neuen Arbeitspldtzen im
Ausmal} von 200.000 bis 300.000 durch die Wasserstoff- und Brennstoffzellentechnologie. Der
Verkauf von Neuwagen soll auf 20 % ausgebaut werden und bis zum Jahr 2050 sollen sich 25
Millionen Wasserstofffahrzeuge auf europidischen StraBlen befinden. Nach 2030 soll auch von
einer speziellen Forderung von Wasserstoffprojekten hin zu einer generellen Forderung fiir die
nachhaltige Entwicklung des Wasserstoffs angestrebt werden. Ab dem Jahr 2050 sollen 80 % der
leichten Nutzfahrzeuge und Stadtbusse mit Wasserstoff angetrieben werden. Zudem soll eine
Kohlendioxid (CO,) Reduktion von ebenfalls 80 % erreicht werden. In der EU soll der Wasser-
stoff zentral in GroBanlagen und auch regional hergestellt werden (Wurster et al 2008b, S. 3f¥).

Die momentane Lage sieht allerdings so aus, dass insgesamt betrachtet Wasserstoff durch Elekt-
rolyse speziell in groBen Mengen nach wie vor aus fossilen Brennstoffen und durch Nuklearener-

gie produziert wird, da dadurch eine hohe Effizienz erreicht wird (Tzimas et al 2011, S. 119).

5.1.4 Szenarien zur Wasserstoffherstellung

Unter Beriicksichtigung der Prognosen zur zukiinftigen Entwicklung der Energieproduktion Eu-
ropas und den jeweiligen Entwicklungen der einzelnen nachhaltigen Energiequellen aus den vo-
rangegangenen Abschnitten sowie der Auswertungen der Analysen und Szenarien zur Produktion
von Wasserstoff aus unterschiedlichen Energiequellen, werden nachfolgend drei potentielle Sze-
narien fiir die Wasserstoffproduktion dargestellt. Dabei erfolgt mit fortschreitender Zeit eine im-
mer grofler werdende Konzentration auf die nachhaltigen Energietriger, spezielles Augenmerk
wird dabei auf die in dieser Arbeit untersuchte Sonnen-, Wind- und Wasserenergie gelegt. Aber
auch die Entwicklungen anderer Energietréger spielen fiir die folgenden Szenarien einen wesent-
lichen Faktor und sollen in den Prognosen nicht vernachlissigt werden. Die Menge des Wasser-
stoffs in den jeweiligen Jahren wird dabei in Petajoule pro Jahr (PJ/a) angegeben, wobei 1 PJ =
278 GWh darstellt.

Obwohl Kohle weltweit gesehen noch einen betrachtlichen Anteil der Elektrizitétsproduktion
darstellt und auch darstellen wird, ist in Europa mit einem Absinken des Kohlebedarfs speziell ab
2020 zu rechnen. Der zweitgroite Anstieg der Energiequellen, nach den erneuerbaren Energie-

tragern, wird in Europa dem Erdgas zugewiesen. Da sowohl der Kostenfaktor als auch die gerin-
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gere Schadstoffbelastung, im Vergleich zu Ol und Kohle, fiir Erdgas spricht (Conti et al 2011, S.
92f1Y).

Des Weiteren haben sich viele europdische Staaten zur Reduktion oder sogar zum Ausstieg aus
der Atomenergie entschieden. Obwohl das AusmalBl bis dato noch nicht feststeht, hat z.B.
Deutschland das Ende aller Atomkraftwerke bis 2022 und die Schweiz bis 2034 angekiindigt,
auch Italien hat sich gegen Ausbauplidne der Atomenergie entschieden (Conti et al 2011, S. 94).
Bei Biomasse lag der Anteil der Elektrizititsproduktion im Jahr 2009 bei 3,5 %, die NREAPs se-
hen einen Anstieg auf 6,5 % bis zum Jahr 2020 vor, allerdings ist von einem Ubertreffen dieser
Ziele auszugehen, da diese nicht ambitioniert genug angesetzt waren und viele Linder bereits
jetzt tiber ihren Zielvorgaben liegen (Zervos et al 2011, S. 11fY).

Der in den Szenarien verwendete Gesamtbedarf des Wasserstoffs bezieht sich sowohl auf den
Verkehr als auch auf End-User-Anwendungen. Dabei sind speziell die Ausweitung der privaten
Fahrzeuge untersucht worden. Die zukiinftige Entwicklung des Wasserstoffs fiir die End-User als
Speichermedium und zur Elektrizititserzeugung oder Warmegewinnung ist nach heutigem Stand
dullert schwierig vorauszusagen und wurde daher weniger detailliert in die Bedarfsermittlung
aufgenommen. Allerdings geht man dabei von vielen Erstnutzern und Nischenmérkten aus

(Wurster et al 2008a, S. 12ff).

Ausgangsszenario

Dieser Fall wurde durch die Hyways-Analyse aus dem Jahr 2008 ermittelt und dient der Ein-
schitzung der zukiinftigen Wasserstoffproduktion. Besonders Erdgas und Kohle, mit weiterent-
wickelter Schadstoffreduktion, werden dabei zum Einsatz kommen, aber auch der Nuklearenergie
wird hier eine wesentliche Rolle zugewiesen. Eine ausgereifte Technik und geringe Kosten spre-
chen fiir den vermehrten Einsatz dieser Methoden (Wurster et al 2008a, S. 30f).

Die erneuerbaren Energiequellen, Sonne-, Wasser- und Windenergie, kommen in diesem Fall
nicht iiber 1,5 % der gesamten Wasserstoffproduktion bis zum Jahr 2020 hinaus und erreichen
2050 gerade einmal 15 %. Dabei wird angenommen, dass speziell die Meeresenergie, da sich die-
se noch in der Prototypenphase befindet, aber auch Wind- und Sonnenenergie erst spiter als er-
hofft die Wettbewerbsfahigkeit erreichen. Somit wird ein erhdhter Anstieg dieser Energiequellen

erst ab 2040 einkalkuliert (Wurster et al 2008a, S. 31).
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Abbildung 30: Ausgangsszenario zur Wasserstoffproduktion
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Wurster et al 2008a, S. 30ff.

Adaptiertes Szenario

In diesem Szenario wird aufgrund des steigenden Ausbaus der Sonnen- und Windenergie, spe-
ziell in den letzten Jahren, mit einem hoheren Anteil dieser beiden Energiequellen an der Wasser-
stoffproduktion gerechnet (Zervos et al 2011, S. 11).

Die Verbindung zwischen Windenergie und Wasserstoffgewinnung wird bereits in zahlreichen
Projekten vorangetrieben. Ebenfalls wird an Kombinationen der Sonnenenergie, speziell der
CSP-Technologie, mit der Wasserstoffproduktion gearbeitet. Die verschiedenen Konzepte befin-
den sich allerdings noch in der Entwicklungsphase. Durch die Verwendung von Wasserstoft als
Speichermedium wird auch eine Entkoppelung der Elektrizititsproduktion von Sonnen- und
Windstunden geboten (Tzimas et al 2011, S. 27fY).

Da der Zubau der Wasserkraftwerke in Europa eingeschrianktes Potential bietet und sich die Mee-
resenergie erst der Kommerzialisierungsphase im grof3en Stil ndhert, wird nur mit einem geringen
Anteil dieser gerechnet. Allerdings zeigen Prognosen eine deutlich hohere Bedeutung dieser
Technologie als im vorigen Szenario angenommen wurde (Becker 2009, S. 78).

In den kommenden Jahren wird durch die prognostizierten Lernkurven der jeweiligen Erzeu-
gungsmethoden und die durch den Ausbau erzielten Skaleneffekte, die Attraktivitdt der Sonnen-,
Wind- und Wasserenergie steigen (Kost et al 2012, S. 12ff).

Bis zum Jahr 2030 konnte eine zielfithrende Steigerung aller drei Energiequellen stattfinden und

von Lerneffekten profitiert werden. Danach wiirden die erheblichen Skaleneffekte und eine dem-
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entsprechende Verbindung der Wasserstoffproduktion aus nachhaltigen Energietrdgern den ver-
mehrten Einsatz der nachhaltigen Energiequellen befiirworten. Durch den wegweisenden Schritt
in Richtung Nachhaltigkeit und Emissionsreduktion sollen die bis zum Jahr 2050 durchgefiihrten
InfrastrukturmaBBnahmen, Entwicklungsarbeiten und die Durchsetzung dieser Technologien ein
fortwahrendes Wachstum garantieren.

Im Vergleich zum Ausgangsszenario wird in diesem Fall von einem doppelt so hohem Anstieg
der Sonnen-, Wind- und Wasserenergie zur Wasserstoffproduktion ausgegangen. Im Jahr 2020
betrigt deren Anteil daher 4 % und steigt iiber die Jahre hinweg auf 8 % im Jahr 2030, 14 % im
Jahr 2040 und auf 30 % im Jahr 2050. Der Anteil an Nuklearenergie, Kohle und Erdgas wird im
Jahr 2020 noch mit beinahe 94 % angenommen und soll bis zum Jahr 2050 auf 55 % reduziert

werden.

Abbildung 31: Adaptiertes Szenario zur Wasserstoffproduktion
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Wurster et al 2008a, S. 30ff.

Szenario mit Bezug auf die Kapazititsprognosen zur Elektrizititserzeugung

Dieser Fall zeigt die Entwicklung der Wasserstoffproduktion anhand der prognostizierten Ein-
schitzung der Elektrizititserzeugung in Europa, wie es im ersten Abschnitt beschrieben und in
Abbildung 3 dargestellt wurde.

Dabei wird davon ausgegangen, dass der jeweilige Anteil eines Energietrdgers an der Elektrizi-
tatserzeugung auch zum gleichen Anteil fiir die Wasserstoffproduktion herangezogen wird und

dass ausreichende Elektrolyseanlagen zur Verfiigung stehen, um die erforderliche Menge zu pro-
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duzieren. Dieses Szenario soll das Potential der erneuerbaren Energien zur Erzeugung von Was-
serstoff in den nichsten Jahrzehnten aufzeigen.

Allerdings ist nicht mit einer dermaflen raschen Entwicklung der Elektrolyseanlagen, besonders
im erforderlichen Ausmaf bis zum Jahr 2020, zu rechnen (Smolinka et al 2011, S. 44).

Unter diesen Vorraussetzungen konnte sich der Anteil von Sonnen-, Wasser- und Windenergie
bereits im Jahr 2020 bei 39 % befinden. Im Jahr 2030 wiirde dieser auf 46 % steigen und bis zum
Jahr 2050 wiirde sich dieser Anteil leicht auf 48 % erhohen.

Abbildung 32: Szenario zur Wasserstoffproduktion mit Bezug auf die Kapazititsprognosen zur
Elektrizititserzeugung
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Wurster et al 2008a, S. 30ff und Decker et al 2011,
S. 79ft.

5.1.5 Wasserstoffgestehungskosten

Aufgrund der Gestehungskosten konnen verschiedene Typen von Elektrolyseuren gut miteinan-
der verglichen werden. Nachfolgend werden AEL- und PEMEL-Elektrolyseanlagen auf Basis der
heutigen und zukiinftigen Technologien miteinander verglichen.

Im ersten Fall (PEM-aktuell) handelt es sich um einen der momentan grofiten PEM-
Elektrolyseure mit 30 Nm’/h. Die angenommenen Stromgestehungskosten betragen 0,09 €/kWh.
Dabei fallen durch die kleine Anlage relativ hohe Fixkosten an. In diesem Fall betragen die Was-

serstoffgestehungskosten 9,03 Euro/Kilogramm (€/kg) (Smolinka et al 2011, S. 32fY).
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Fall zwei (AEL-aktuell) entspricht einem alkalischen Elektrolyseur mit 500 Nm’/h. Die an mit-
telgroBe Industriebetriebe angelehnten Stromkosten betragen 0,075 €/kWh. Bei diesem Verfahren
werden bereits Gestehungskosten von 4,5 €/kg realisiert (Smolinka et al 2011, S. 32ff).

Fiir das dritte Beispiel (PEM-Prognose) wird eine mittelfristige Entwicklung unterstellt. Es wird
ein PEM-Elektrolyseur mit 250 Nm’/h angenommen, dessen Strom aus Windenergie mit Geste-
hungskosten von 0,05 €/kWh stammt. Die Auslastung soll dabei mdglichst konstant bei 98 %
gehalten werden. Durch die gestiegene Leistung und die erheblich groere Auslastung werden im
Vergleich zur momentanen Realisierung mittels der PEM-Elektrolyse die Kosten auf 3,17 €/kg
reduziert (Smolinka et al 2011, S. 32fY).

Und im letzten Fall (AEL-Prognose) wird ebenfalls eine mittelfristige Entwicklung unterstellt.
Dabei handelt es sich um einen AEL-Elektrolyseur mit einer AnlagengroBe von 1.500 Nm’/h, mit
einer Auslastung von 98 % und Stromgestehungskosten von 0,05 €/kWh. Durch den Entwick-
lungsstand und die GroBe der Anlage liegen hier auch die geringsten Investitionen von 800 €/kW
vor. Dadurch kénnen Gestehungskosten von 3,1 €/kg verwirklicht werden (Smolinka et al 2011,
S. 32ff).

In der heutigen Zeit kann die Elektrolyse theoretisch mit einem Stromverbrauch von 39,4
kWh/kg (3,54 kWh/Nm®) auskommen, allerdings zeigen Werte aus der Praxis einen Bedarf zwi-
schen 50-55 kWh/kg (4,5-5 kWh/Nm3) (Haller und Mukerjee 2011, S. 1136).

Eine genaue Ubersicht der einzelnen Fille und Spezifikationen sind in Tabelle 22 abgebildet. Die

angegebene Auslastung bezieht sich dabei auf die Stunden.

97



Tabelle 22: Wasserstoffgestehungskosten nach Elektrolysemethoden

Elektrolyseure PEM- AEL- PEM- AEL-
aktuell aktuell | Prognose | Prognose

Spezifikationen Einheiten
Anlagengrifie Nm’/h 30 500 250 1500
Auslastung % 75 98 98 98
Investitionskosten €/Nm’/h 2.486 1.000 1.200 800
Aufbau/Anlieferung % der IK 10 10 10 10
Wartung, Betrieb, Ver- | % der IK 4 4 4 4
sicherung
Abschreibungs- Jahre 10 20 25 25
zeitraum
Verzinsung % 5 5 7,5 7,5
Stromkosten €/kWh 0,09 0,075 0,05 0,05
Wasserstoff- €/kg 9,03 4,5 3,17 3,01
gestehungskosten

Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an Smolinka et al 2011, S. 32ff.

Bei nahezu identischen 6kologischen und technischen Rahmenbedingungen ist die Differenz auf
die unterschiedlichen Anlagengroflen und die verschiedenen Investitionskosten zuriickzufiihren.
Des Weiteren ist ein wesentlicher Erfolgsfaktor der Elektrolyse das Erreichen der angestrebten
Auslastung der Anlagen. Mit den Werten aus Tabelle 22 wird veranschaulicht, mit welchen zu-
kiinftigen Gréfen und Gestehungskosten zu rechnen sein wird. Aulerdem zeigt der Vergleich der
PEM-Prognose mit der AEL-Prognose, dass mittelfristig die PEM-Elektrolyse die Wettbewerbs-
fahigkeit erreichen wird (Smolinka et al 2011, S. 32ff).
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6 Conclusio

Die weltweiten Diskussionen und Uberlegungen beziiglich der Sicherheit der Energieversorgung
und der 6kologischen Konsequenzen der Treibhausgasemissionen haben Regierungen dazu ange-
spornt, die erneuerbaren Energiequellen zu unterstiitzen (Conti et al 2011, S. 4{Y).

Ausgehend von den Zielsetzungen der Europédischen Union, den Anteil der erneuerbaren Energie-
trager an der gesamten Energieproduktion bis zum Jahr 2020 auf 20 % zu erhoéhen, leistet jedes
europdische Land, je nach Voraussetzungen und Umweltgegebenheiten, seinen Beitrag fiir die
Energiesicherheit Europas. Dariiber hinaus wird damit gerechnet, dass speziell im Elektrizitétsbe-
reich der Anteil der erneuerbaren Energiequellen im Jahr 2020 bereits 35 % erreichen wird. Be-
sonders die Bedeutung von Wind- und Sonnenenergie steigt dabei schneller als erwartet (Ruska
und Kiviluoma 2011, S. 8).

Die hohen Konstruktionskosten und auch laufenden Kosten sowie die Abhéingigkeit von Wind
und Sonne machen den erneuerbaren Energien nach wie vor zu schaffen. Anstrengungen zur
Speicherung der Energie und die Verteilung der Solar- und Windanlagen iiber ein weites Gebiet
sollen hier Abhilfe schaffen (Conti et al 2011, S. 4ff).

Wasserkraftwerke stellen in vielen Lindern eine wesentliche Energiequelle dar. Die bewihrten
Methoden sind bereits duBlerst lukrativ und besonders zur Deckung der Grundlast geeignet. Den-
noch kommt es nur zu einem geringen Ausbau, da bereits viele mogliche Standorte erschlossen
sind und die Steigerung oft durch Modernisierung oder Revitalisierung bereits bestehender Anla-
gen entsteht (Diirrschmidt et al 2011, S. 128).

Einen weiteren Zukunftstriger fiir die Energiegewinnung stellt die Meeresenergie dar. Obwohl
sich die meisten Projekte noch in der Erprobungsphase befinden, wird ihnen ein enormes Potenti-
al zugewiesen (Nielsen 2012, S. 6).

Abgesehen von den vielen Vorteilen, die erneuerbare Energien mit sich bringen, haben bereits
einige Methoden der nachhaltigen Erzeugung von Energie die Wettbewerbsféhigkeit erreicht und
mittelfristig werden weitere vielversprechende Methoden folgen (Nitsch et al 2010, S. 102fY).
Auch im globalen Maf3stab wird die zukiinftige Energieversorgung nur dann die Kriterien der
Nachhaltigkeit erfiillen, wenn die erneuerbaren Energien kréftig und kontinuierlich ausgebaut
werden. Ein weiterer Ausbau ist ebenfalls eine entscheidende Mafinahme, um die Begrenzung der

Emissionen von klimaschédlichen Treibhausgasen zu gewéhrleisten (Bohme et al 2011, S. 82).
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Da Wasserstoff nicht in seiner nutzbaren Form in der Natur vorherrscht, muss dieser aus anderen
Stoffen durch Energieaufwand herausgeldst werden. Idealerweise stammt diese Energie aus er-
neuerbaren Energietrdgern und wird durch Elektrolyseverfahren erzeugt. Diese emissionsfreie
Kombination soll nicht nur als Ersatz fiir den Treibstoff dienen, sondern auch fiir eine stabile und
sichere Energiewirtschaft sorgen (Groos et al 2011, S. 119).

Aus dieser Arbeit wird ersichtlich, dass das beachtliche aber bisher nicht ausgeschopfte Potential
zur Nutzung und Effizienzsteigerung der erneuerbarer Energien eindeutig vorhanden ist. Dabei
werden vielfdltige Moglichkeiten aufgezeigt, die kiinftige CO, Emissionen des Energiesektors
deutlich reduzieren konnen. Zur Ausschopfung dieser Potentiale ist eine Weiterentwicklung der
Technologien notwendig, aber es miissen auch 6konomische, infrastrukturelle und politische

Schwierigkeiten tiberwunden werden (Krewitt et al 2009, S. 8f).
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Anhang A: Abstract

Der stetig steigende Energiebedarf, die Ressourcenverknappung und die Folgen des Klimawan-
dels lassen die Energiegewinnung zu einer immer wichtiger werdenden Thematik werden. Dabei
wird die Attraktivitit der Energietrdger primér durch die Energieeffizienz und deren Kosten be-
einflusst. Weltweit tragen diese Aspekte zur Weiterentwicklung und zum steigenden Einsatz der
nachhaltigen Energien bei.

Nach einem Blick auf die heutige Energieversorgungs- und Bedarfssituation, sowohl weltweit als
auch in der Europidischen Union, wird auf die einzelnen nachhaltigen Energiequellen Wind-,
Sonnen- und Wasserenergie eingegangen. Dabei werden die jeweiligen Kosten nidher betrachtet
und anhand der Stromgestehungskosten wird ein Vergleich der Nutzungsmoglichkeiten dieser
Energien angestellt. Um das entsprechende Potential aufzeigen zu konnen werden fiir jede Ener-
giequelle mogliche Zukunftsszenarien veranschaulicht.

Dariiber hinaus wird auf den moglichen Einsatz der erneuerbaren Energien im Zusammenhang
mit der Wasserstoffgewinnung eingegangen. Der erforderliche Energiebedarf wird mit den ermit-
telten Stromgestehungskosten in Verbindung gesetzt und die so ermittelten Kosten fiir die Erzeu-
gung eines Normkubikmeter Wasserstoffs wird fiir jede der untersuchten Elektrizititserzeu-
gungsmethoden dargestellt.

Schlussendlich werden potentielle zukiinftige Szenarien fiir die Wasserstofferzeugung vorgestellt
und die prognostizierten Wasserstoffgestehungskosten préasentiert. Speziell die moglichen Aus-
bauraten und die zukiinftigen Effizienzsteigerungen der erneuerbaren Energien sowie die Ener-

giespeicherung mittels Wasserstoff zeigen ein enormes Potential zur Energieversorgung.
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