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VORWORT
Liebe Kolleginnen, liebe Kollegen,
sehr geehrte Leserinnen, sehr geehrte Leser,

Energietechnik und Kraftwerksbau haben schon lange einen hohen industriellen und
gesellschaftlichen Stellenwert.

Nach der Phase intensiver Kraftwerksbauten in den 1970er und 1980er Jahre und
dem sich vor rund zwei Jahren auflésenden Investitionsstau bei Kraftwerksbetreibern
herrscht derzeit weltweit wieder ein grof3er Bedarf an neuen Kraftwerken. Hinzu
kommt das aktuell sich immer starker ausbildende Bewusstsein fir die
Umweltthematik und die Anforderungen an eine effiziente, klimavertragliche
Energieerzeugung.

Mit unserem Branchenreport méchten wir den betrieblichen und gewerkschaftlichen
Interessenvertretungen eine praxisorientierte Handlungshilfe zur Verfiigung stellen
und die erforderlichen fachlichen Diskussionen und Positionsbestimmungen
unterstutzen.

Gleichzeitig moéchten wir mit den Geschaftsfiuhrungen und Vorstdnden der
Unternehmen in der Branche, mit dem VDMA als dem zusténdigen Fachverband,
den Arbeitgeberverbanden und auch insbesondere der Politik und der Offentlichkeit
in einen breit angelegten Branchendialog uber die sich stellenden Zukunftsfragen
eintreten.

Der Report wurde im Auftrag des IG Metall Vorstandes von den Instituten Sustain
Consult Dortmund und INFO Saarbriicken erarbeitet. Von Anfang an waren auch die
Betriebsrate der Branche durch Interviews und die Branchenfachtagungen der 1G
Metall in die Erarbeitung des insgesamt vierteiligen Branchenreports einbezogen.

Wir wollen mit den vorgelegten Ergebnissen und dem darin deutlich werdenden
Know-how unserer Kolleginnen und Kollegen in der Branche, die von der IG Metall
begonnene Branchenarbeit im Energieanlagen- und Kraftwerksbau weiterentwickeln
und intensivieren.

Berthold Huber Wolityang Rhode
Zweiter Vorsitzender Geschéftsfihrendes Vorstandsmitglied
IG Metall IG Metall
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1. Anlass und Aufbau

Deutschland hat neben den USA und Japan den in technologischer Hin-
sicht am hdchsten entwickelten Kraftwerksanlagenbau. Der erfolgreiche
Export von deutscher Kraftwerkstechnik und entsprechenden Zuliefertei-
len zeugt vom technischen Entwicklungsstand der heimischen Anlagen.
Fur die Zukunft verspricht diese Marktstellung volle Auftragsbiicher, da
die Nachfrage nach Kraftwerken sowohl im Inland wie auch im Ausland
gegenwartig stark anzieht (vgl. die genaue Analyse der Nachfrageent-
wicklung im Teil 1 des Branchenreportes).

Konventionelle Kraftwerke, die mit fossilen Brennstoffen befeuert wer-
den, sind allerdings eine der Hauptursachen flir die Emissionen des
Treibhausgases Kohlendioxid. Vor diesem Hintergrund lassen sich die
bis 2030 prognostizierte Verdoppelung der weltweiten Stromproduktion
einerseits und eine (weitgehende) Stromproduktion mit der heute gangi-
gen Anlagentechnologie andererseits nicht miteinander verbinden — je-
denfalls sofern die Erwarmung der Erdatmosphare auf ein vertragliches
Mald begrenzt werden soll. Neue Technologien fur GroRRkraftwerke sind
allerdings in den vergangenen 20 Jahren nur vergleichsweise zuriickhal-
tend weiterentwickelt worden. Grundsatzlich sind Alternativen wie CO,-
arme Kohleverstromung, Brennstoffzellen oder Solar- und Geothermie
zwar bekannt, teilweise auch erfolgreich erprobt, von einer breiten Um-
setzung am Markt allerdings noch mehr oder weniger weit entfernt.

Gleichwohl wird die Weiterentwicklung der Stromerzeugungstechnolo-
gien intensiv geférdert. Wie wirksam solche Forderung sein kann, lasst
sich daran ablesen, dass in Deutschland mittlerweile rund ein Zehntel
des Stroms durch die Nutzung regenerativer Energien erzeugt wird — mit
weiter steigender Tendenz. Und auch viele andere Staaten haben mitt-
lerweile umfangreiche Programme zur Erforschung und Markteinfiihrung
verbesserter oder alternativer Technologien aufgelegt. Heute herrscht
deshalb eine grofde ,Unlbersichtlichkeit” Gber die Kraftwerkstechnik der
nahen und mittleren Zukunft: Wie sehen die Potenziale einzelner Tech-
nologien aus? Wo liegen Vorteile und Nachteile? Wie ist ihr Entwick-
lungsstand einzuschatzen? Welche Technologien koénnten sich am
Markt durchsetzen? Und was wuirde dies flr den traditionellen Grol3-
kraftwerksbau, seine Unternehmen und seine Beschaftigten bedeuten?

Mit diesen Fragen befasst sich der hier vorliegende Teil 2 des Reports.
Im Zentrum steht die Entwicklung der konventionellen Kraftwerkstechnik,
der Brennstoffzellen-Technologie, der Solarthermie und der Geothermie.
Teil 1 des Reports hat bereits einen Uberblick Uber Herstellung von
Kraftwerkstechnik in Deutschland und Uber regionale Schwerpunkte
gegeben sowie die Markte fur Kraftwerkstechnik und die dortigen wichti-
gen Entwicklungstrends dargestellt. Den Abschluss bilden im Teil 3
Kurzfassungen der Teile 1 und 2 sowie Handlungsempfehlungen fur
eine erfolgreiche Entwicklung von Wertschépfung und Beschaftigung im
Kraftwerksbau in Deutschland.
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2. Technische und wirtschaftliche Potenziale der Her-
stellung ausgewahiter Umwandlungstechnologien —
Branchenanalyse

2.1 Relevante Technologien fiir Kraftwerke

Die Stromerzeugung und damit der Kraftwerksanlagenbau werden heute
dominiert von GroRkraftwerken, die entweder Strom aus der Verbren-
nung fossiler Brennstoffe oder aus der Spaltung von Atomkernen gewin-
nen. Mit diesen Technologien werden derzeit weltweit rund 80 Prozent
des Stroms erzeugt. Die GroRkraftwerkstechnologie ist in Deutschland, in
den USA und in Japan am weitesten entwickelt (im Hinblick auf die Kern-
kraft ist auch noch Frankreich einzubeziehen). Allerdings hat es in den
vergangenen 20 Jahren nur vergleichsweise geringe Fortschritte bei
grundlegenden Entwicklungen der Kraftwerkstechnik gegeben. Dies gilt
fur die Forschung und Entwicklung im engeren Sinne, viel mehr aber
noch fir die in den Markten errichteten Anlagen bzw. fur die , Technolo-
gie der Wahl“ unter Wettbewerbsbedingungen. Die sowohl in techni-
scher wie auch wirtschaftlicher Hinsicht wichtigste Entwicklung ist si-
cherlich die Etablierung des kombinierten Gas- und Dampfturbinenpro-
zesses — auf dieser Basis hat Erdgas in den vergangenen 15 Jahren
eine wichtige Rolle in der Stromerzeugung erreicht. Zwar stellte das
Erdgas-GuD-Verfahren eine neue Technologielinie dar (kombinierte Zyk-
len waren neu, die Verstromung von Erdgas hatte zuvor eine marginale
Bedeutung), gleichwohl handelt es sich hier nach wie vor ,nur® um ein
Stromerzeugungskonzept zur Verbrennung eines fossilen Brennstoffs,
mit dessen Hilfe andere fossile Brennstoffe abgeldst wurden.

Die letztlich geringen Fortschritte in der Entwicklung und baulichen Um-
setzung neuer Kraftwerkstechnologien hangen auch eng mit dem im
Vergleich zu den 1970er und 1980er Jahren geringen Neubau von
Kraftwerken in den westlichen Industriestaaten (darunter auch die o.g.
vier Technologiefiihrer-Staaten) zusammen'. Sofern neue Anlagen er-
richtet wurden, waren es in vielen wettbewerblichen Markten besonders
haufig die genannten Erdgas-GuD-Anlagen. Der geringe Neubaubedarf
hat sich letztlich auch in den Entwicklungsbemihungen der Unterneh-
men niedergeschlagen — gerade die groRen Stromerzeuger haben ihre
Forschungsbudgets in den 1990er Jahren deutlich reduziert. Dabei
spielte in Deutschland auch die Liberalisierung der Strommarkte eine
gewichtige Rolle: Die zunehmende Bedeutung (kurzfristigen) wirtschaft-
lichen Erfolgs haben sowohl zu einer Einstellung kostspieliger Experi-
mente (wie z.B. in der Kernkraft der Schnelle Briter in Kalkar oder der
Hochtemperatur-Kugelhaufenreaktor in Hamm-Uentrop) geflihrt als auch

! Beispielhaft sei auf den Verlauf der Kraftwerksinvestitionen in Deutschland verwie-
sen, der im Kapitel 2.1 im Teil 1 des Branchenreports und hier insbesondere in Abb.

5 dargestellt wird.
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zur Einmottung bzw. sogar Stilllegung von bestehenden Uberkapazita-
ten im deutschen Kraftwerkspark.

Auch die moderaten Preise fir fossile Energietrager haben dazu beige-
tragen, dass Alternativen in Form von regenerativer Stromerzeugung
oder hocheffizienter fossil befeuerter Kraftwerke nicht intensiv weiter-
entwickelt wurden. Und schlie3lich hat sich auch der Staat (zumindest
lange Zeit) an dem scheinbar fehlenden Bedarf nach neuer Stromerzeu-
gungstechnologie angepasst: Nach der Verringerung der zuvor starken
offentlichen Férderung zur Entwicklung der Kernenergie wurden For-
schungen zu Stromerzeugungstechnologien lange Zeit nur in sehr ein-
geschranktem Umfang finanziert. Eine bedeutende o6ffentliche Forde-
rung in diesem Bereich hat in Deutschland erst wieder mit den Einspei-
severgutungsregelungen fir regenerativ erzeugten Strom eingesetzt.

Mittlerweile haben sich die Rahmenbedingungen allerdings deutlich ver-
andert (vgl. hierzu ausfihrlich Teil 1): Der seit einigen Jahren rasch
wachsende weltweite Kraftwerksneubau und die immer deutlicher zuta-
ge tretenden Nachteile der gangigen Stromerzeugungsverfahren (Treib-
hauseffekt der CO.-Emissionen bei Verwendung fossiler Brennstoffe,
knappe und teure Energietrager, Sicherheitsrisiken der Kernenergie)
sorgen dafir, dass heute und in Zukunft wieder Spielraum und Bedarf
fur die Entwicklung alternativer und/oder deutlich verbesserter Techno-
logien bestehen. Insgesamt scheint es durchaus moglich, dass sich der
Technologiemix im Kraftwerksbau in den nachsten 20 Jahren sehr deut-
lich verandert. Jedenfalls erlangen entsprechende Strategien in der nati-
onalen und internationalen Politik immer groReres Gewicht: Dies gilt fur
die fihrenden Industriestaaten, die wieder grofere Geldsummen fiir die
Forderung von Energieforschung und die Anwendung neuer Stromer-
zeugungsverfahren ausgeben, ebenso wie fur viele Entwicklungs- und
Schwellenlander, in denen die Nachteile industriellen Wachstums nach
westlichem Vorbild immer starker wahrgenommen werden.

Vor diesem Hintergrund werden im hier vorliegenden Teil 2 die techno-
logischen Entwicklungen betrachtet, die aufgrund ihres technischen Po-
tenzials dazu geeignet sind, die heute etablierten Grol3kraftwerke ent-
weder weiterzuentwickeln oder deutlich zu verdndern oder sogar durch
alternative Verfahren zu ersetzen (vgl. zur Ubersicht Abb. 1). Dies sind
dementsprechend auch die Technologielinien, mit denen sich die Kraft-
werksanlagenbauer und die Hersteller von Bauteilen fir Kraftwerke
zwangslaufig auseinandersetzen mussen, wenn sie in ihrem ange-
stammten Markt erfolgreich bleiben wollen. Im einzelnen handelt es sich
um Weiterentwicklungen der etablierten Verbrennungskraftwerke, CO.-
Abscheidetechnologien und die Ubertragung des GuD-Prozesses auf
Festbrennstoffe, die Weiterentwicklung der Leichtwasser- und Hochtem-
peratur-Kernreaktortechnik, verschiedene Brennstoffzellensysteme, geo-
thermische und solarthermische Kraftwerke als regenerative Energie-
nutzungsformen und virtuelle Kraftwerke — mithin also um Technologien,
denen heute ein besonders groRes Potenzial zugeschrieben wird.
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Verbrennungskraftwerke

Etablierte Technologien Erdgasverstromung
E Steinkohleverstromung —> End-of-Pipe-Verfahren

Braunkohleverstromung —> Oxyfuel-Verfahren
Neue Technologielinien CO,-Abscheidung ——— Synthesegasherstellung
_E: GuD fiir Festbrennstoffe ——g— Integr. Kohlevergasung
Leichtwasserreaktor —> Druckkohlenstaubfeuer.
Hochtemperaturreaktor — Druckwirbelschichtfeuer.
Brennstoffzellen SOFC
MCFC
PAFC
PEM Niederenthalpie-Technik ORC-Verfahren
Geothermie —|:: Hochenthalpie-Technik _I:: Kalina-Verfahren
Solarthermie Farmkraftwerke
Turmkraftwerke
Dishanlagen
Aufwindkraftwerke

Abb. 1:  Relevante Technologien und Entwicklungslinien fiir Kraftwerke (eigene Darstellung)
2.2 Konventionelle Kraftwerkstechnik
2.2.1 Relevante Technologien im Uberblick

Zur konventionellen Kraftwerkstechnik werden hier alle Technologien
gezahlt, die auf den Umwandlungsschritten ,thermische Energie - me-
chanische Energie - elektrische Energie® beruhen und zur zentralen
Stromerzeugung mit Anlagengréf3en i.d.R. Uber 200 MW dienen. Ent-
sprechend werden in Kapitel 2.2.3 derzeitige Kraftwerkstechnologien
betrachtet, die sich im Wesentlichen entsprechend ihrer eingesetzten
Energietrager (Erdgas, Steinkohle, Braunkohle, Uran) unterschieden
lassen. Im Kapitel 2.2.4 werden dartber hinausgehend neue Technolo-
gielinien vorgestellt, die zwar eigene Kraftwerkstypen darstellen, anders
aber als die bisherigen Technologien kaum einzelnen Energietragern
zuzuordnen sind: Dies betrifft erstens Verfahren zur CO,-Abtrennung.
Zweitens ist die Ubertragung des sehr effizienten Gas- und Dampfturbi-
nenprozess, der bisher vor allem fiir gasférmige Brennstoffe verwendet
wird, auf feste Brennstoffe angesprochen; hierzu kommen die Integrierte
Kohlevergasung, die Druckwirbelschichtfeuerung oder die Druckkoh-
lenstaubfeuerung in Betracht. Zunachst wird im Kapitel 2.2.2 jedoch auf
einige Querschnittstechnologien eingegangen, die alle Kraftwerke pra-
gen (wenn auch in unterschiedlichem Male).

Die nachfolgend dargestellten Technologien bilden das Kerngeschaft
des Kraftwerksbaus in seinem heutigen Zuschnitt. Dies bezieht sich so-
wohl auf die groRRen Anlagenbauer mit ihren Wurzeln im Kessel-, Turbi-
nen- und Generatorenbau, von denen Siemens Power Generation,
Alstom, Hitachi Power Europe und Areva NP in Deutschland Enginee-
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ring und/oder Fertigung betreiben, wie auch auf spezialisierte Kompo-
nentenhersteller und Zulieferer fir konventionelle Kraftwerke (z.B. Pro-
duzenten von Turbinenteilen, Armaturenhersteller oder Rohrleitungs-
bauer). Die nachfolgend dargestellten technologischen Entwicklungen
betreffen damit unmittelbar das Geschéftsfeld solcher Unternehmen und
werden von Technikherstellern sowie von den Kraftwerksbetreibern
maldgeblich vorangetrieben.

2.2.2 Querschnittstechnologien fiir Kraftwerke

Von Ubergeordneter Bedeutung flir die meisten Querschnittstechnolo-
gien ist die deutliche Tendenz zur Wirkungsgraderhéhung von Kraftwer-
ken. In den Markten mit hohem Liberalisierungsgrad verlangen die Kun-
den des Kraftwerksbaus allerdings, dass eine Wirkungsgraderh6hung
unter verscharften Wirtschaftlichkeitsgesichtspunkten zu erfolgen
hat. Dies hat dazu gefiihrt, dass neben der Optimierung der Kernkom-
ponenten in Richtung Druck- und Temperaturerhdhung noch weitere
Strategien hinzugekommen sind. Hierzu gehort eine verbesserte Kom-
ponentenabstimmung, aber auch Anderungen beim Betrieb des Kraft-
werks, die vom Kraftwerksbauer technologisch unterstiitzt werden mus-
sen. Beispiele hierfiir sind die verschleilinduzierte (statt turnusmafige)
Wartung und bedarfsorientierte Reinigungssysteme, die je nach Ver-
schmutzung und Betriebszustand des Kraftwerks Reinigungsleistungen
vornehmen. In diesem Feld arbeitet z.B. die Alstom Inspection Robotics
AG, ein Spin-Off der ETH Zlrich und Alstom mit besonderem Fokus auf
der Wartungs-, Inspektions- und Reinigungsrobotik, und Clyde-
Bergemann (Wesel), die ein breites Spektrum an in unterschiedlichem
Male automatisierten Reinigungssystemen anbieten.

In eine ahnliche Richtung weisen technische Lésungen zur 6konomi-
schen Steuerung von Kraftwerken. Bisher sind die technische und die
betriebswirtschaftliche Steuerung haufig weder auf der Hardware- noch
auf der Softwareseite angemessen miteinander verbunden. Die Anforde-
rungen einer starkeren marktbezogenen Steuerung eines Kraftwerks
lassen sich so aber nicht ausreichend erfiullen. Einschrankungen erge-
ben sich dann z.B. hinsichtlich belastbarer Aussagen Uber alle (techni-
schen und 6konomischen) Folgen von haufigem Lastwechsel, wodurch
schwer abschatzbar ist, ob es sich im Einzelfall lohnt, ein Kraftwerk der
Nachfrage ,nachzufahren®.

Eine sehr bedeutsame Querschnittstechnologie ist die Entwicklung
neuer Werkstoffe. Dies ist insbesondere von Bedeutung zur Steigerung
von Temperatur und Druck im Kraftwerksprozess. Hochlegierte Stahle
bis hin zu Keramiken sind hier wichtige Entwicklungsfelder. Neue Mate-
rialien spielen aber auch in anderen Bereichen eines Kraftwerks eine
Rolle, etwa um Effizienzsteigerungen durch verminderte Anhaftungen an
Kesselwanden, Rohren und anderen Aggregaten zu erreichen. Auf der
Materialseite sind hier insbesondere die Entwicklungen der Nano-Tech-
nologie von Bedeutung. Neben der Entwicklung spielt allerdings auch
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die Verarbeitung neuer Materialien eine bedeutsame Rolle. So ist bei
Stahlen mit hohem Nickelgehalt die SchweilRbarkeit deutlich einge-
schrankt, und Keramik erfordert vollkommen neue Verarbeitungsverfah-
ren im Kraftwerksanlagenbau.

SchlieBlich ist auf solche Technologien hinzuweisen, die dazu beitragen,
dass in einem Kraftwerk unterschiedliche Brennstoffe (neben Kohle
z.B. Biomasse, Abfalle oder Produktionsriickstdnde) verwendet werden
konnen. Diese Anforderung an eine Brennstoffflexibilisierung ist eben-
falls ein Ergebnis zunehmenden Wettbewerbsdrucks auf den Strom-
markten. Technologisch unterstiitzt diese Anforderung erstens die Ent-
wicklung von Technologielinien, die generell unterschiedliche Brennstof-
fe verwenden kénnen (siehe hierzu weiter unten), zweitens die Standar-
disierung von Komponenten, so dass einzelne Teile brennstoffadaquat
verandert werden kdnnen, und drittens der Einsatz von EDV-gestutzten
Simulationsverfahren, um die Auswirkung von Brennstoffwechsel bei be-
stehenden sowie bei sich in Entwicklung befindlichen Kraftwerken ab-
schatzen zu kdnnen.

2.2.3 Etablierte Technologien
2.2.3.1 Gasverstromungstechnologien

Die Verstromung von Erdgas erfolgt heute iberwiegend in Gas- und
Dampfturbinenanlagen (GuD). Der Einsatz ausschlief3lich von Gasturbi-
nen verursacht aufgrund der geringen Wirkungsgrade unter 30 Prozent
in den meisten Fallen zu hohe Kosten. Allenfalls als Minutenreserve
oder generell zur Abdeckung von Spitzenlasten werden solche Anlagen
verwendet. Bei dem GuD-Kraftwerk und seiner technologischen Kern-
komponente — der Gasturbine — handelt es sich um ausgereifte Techno-
logien, fur die im Wesentlichen kleinschrittige Verbesserungen zu erwar-
ten sind, die jedoch bisher in schneller Abfolge, also mit hoher technolo-
gischer Dynamik erfolgen.

Wesentliche technologische Veranderungen sollen zu einer Wirkungs-
gradverbesserung fluhren. Von besonderer Bedeutung ist hierbei die
Turbinenschaufel. Die Anstrengungen richten sich hierbei u.a. auf das
Schaufeldesign. So werden Rand- und Interaktionsstromungen zu-
nehmend starker beachtet, da sie sehr deutliche Effizienzeinbullen ver-
ursachen konnen, welche bisher aber nur unzureichend erkannt und
beseitigt werden konnten. Gegenstand von intensiver Forschung ist
auch die Kiihlung der Schaufeln. Das ansteigende Temperaturniveau
in Gasturbinen zieht bisher eine VergréRerung der Kiahlluftmenge fir die
Komponenten nach sich, was wiederum Effizienzeinbullen zur Folge
hat. Mdglichkeiten zur Entkopplung von gewinschten héheren Verbren-
nungstemperaturen einerseits und unerwinschtem Anstieg der Kuhl-
luftmenge andererseits bestehen z.B. in der Verwendung anderer Kiihl-
medien insbesondere flir die Turbinenschaufeln. Weiterhin besteht auf-
grund der geforderten Erhéhung der Verbrennungstemperatur in der
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Gasturbine, die zu einem Anstieg des Wirkungsgrads fuhrt, eine starke
Tendenz zum Einsatz neuer Werkstoffe, die bei erhdhten Temperaturen
chemisch und physikalisch standfest sind. Darliber hinausgehend sind
die technologischen Entwicklungen im Bereich Dampfturbine und Ne-
benaggregate, wie sie auch fur Dampfkraftwerke relevant sind, ebenso
fur den GuD-Prozess von Bedeutung.

Neben diesen wirkungsgradsteigernden Forschungs- und Entwicklungs-
richtungen sind einige weitere technologische Trends zu erkennen, die
andere Aspekte der Wirtschaftlichkeit eines GuD-Kraftwerks betreffen.
Zu nennen sind hier erstens MaRnahmen zur Erhéhung der Verfiigbar-
keit. Auch wenn Gasturbinen hier gegeniber dem Dampfkraftwerk in
den letzten Jahren deutlich aufgeholt haben, liegen die maximal maogli-
chen Jahresnutzungsstunden von neuen GuD-Anlagen z.T. immer noch
unter denen vergleichbarer Dampfkraftwerke. Ebenso von Bedeutung ist
die Verlangerung von Standzeiten insbesondere der Turbinenschaufeln,
damit die Stillstandszeiten zum Wechseln der Schaufeln verringert wer-
den kénnen. Zweitens ist eine VergroRerung der Leistungsbandbreite
nach oben (und z.T. auch nach unten) zu erkennen. Hohere Leistungen
der Gasturbine gehen in der Tendenz einher mit einem leicht steigenden
Wirkungsgrad und leicht sinkenden Wartungskosten. Da die bisher ma-
ximal verfligbare Leistungsgrofie mit 350 MW immer noch unterhalb der
Leistung liegt, die durch einen Kraftwerksblock mit Kohlefeuerung er-
reichbar sind, ist davon auszugehen, dass auch weiterhin eine Nachfra-
ge nach weiter erhdhten Gasturbinenleistungen besteht. Gleichzeitig
stellen kleine Einheiten im Bereich von bis zu weniger als 1 MW, wie sie
bisher vor allem fir Hubschrauber gebaut wurden, eine interessante
Alternative zum motorbetriebenen Blockheizkraftwerk dar, da anders als
bei der Verwendung konventioneller Motoren bei einer Gasturbine Hoch-
temperaturwarme entsteht, die (z.B. in Industriebetrieben) entweder di-
rekt genutzt oder im GuD-Prozess zur Dampferzeugung verwendet wer-
den kann. Drittens richtet sich die technologische Entwicklung auf eine
weitere Standardisierung von Bauteilen. Auf diese Weise konnten
schon bisher erhebliche Kostensenkungen erzielt werden: So sind die
spezifischen Investitionskosten von Gasturbinen pro installierter Leis-
tung in den letzten zehn Jahren um mehr als 30 Prozent gesunken.

2.2.3.2 Steinkohleverstromungstechnologien

Bei der Verstromung von Steinkohle in Dampfkraftwerken mit dblicher
Technologie (zu neuen Technologielinien vgl. Kapitel 2.2.4) lassen sich
drei Entwicklungslinien erkennen: Erstens schreitet die Verbesserung
von Einzelkomponenten weiter voran, zweitens erlangt eine verbesserte
Integration von Einzelkomponenten eine zunehmend groRRere Bedeu-
tung und drittens lassen sich &hnlich wie bei GuD-Anlagen verstarkt An-
strengungen zur Standardisierung und Modularisierung von Kraftwerken
erkennen.

= Die Verbesserung von Einzelkomponenten betrifft insbesondere
Verbesserungen im Bereich der Dampftemperatur und des



ENERGIETECHNIK UND KRAFTWERKSBAU - TEIL 2

Dampfdrucks z.B. durch den Einsatz neuer Werkstoffe. Ein we-
sentliches Forschungsbeispiel fir die Versuche, Wirkungsgrader-
héhungen mittels Temperatur- und Druckerhéhung zu realisieren,
stellt das COMTES 700-Projekt im E.ON-Kraftwerk Scholven (Gel-
senkirchen) dar. Dort wurde 2005 eine Komponententestanlage mit
Dampftemperaturen von 700 °C und einem Prozessdruck von
350 bar in Betrieb genommen. Die Gesamtinvestition betragt tber
15 Mio. €. COMTES 700 wird aus dem Forschungsfond flir Kohle
und Stahl der EU unterstiitzt und von einer Gruppe mafgeblicher
europaischer Energieversorgungsunternehmen finanziert. In dem
internationalen Konsortium arbeiten Stromerzeuger und Anlagen-
hersteller zusammen, darunter auch E.ON und RWE, die Anlagen-
bauer Hitachi und Siemens sowie das Unternehmen Essener
Hochdruckrohrleitungsbau (eine Tochter des Baukonzerns Bilfinger
Berger). Koordiniert wird das Projekt vom Fachverband VGB Po-
wertech (Essen). Neben der Wirkungsgraderhéhung durch Erho-
hung von Temperatur und Druck spielt auch die Optimierung von
Geometrien eine wichtige Rolle, um z.B. stérende Stromungen im
Rauchgas- und Dampfsystem zu reduzieren. Anstrengungen zur
Wirkungsgradverbesserung anderer Anlagenteile mittels einer ver-
besserten Betriebsfiihrung betreffen insbesondere den Kessel mit
seinen Beschickungs-, Reinigungs- und Entnahmesystemen. Ins-
gesamt steigt die Rolle von Simulationsverfahren sowohl bei der
Konstruktion der Anlage (etwa hinsichtlich der Mdglichkeit, Reaktio-
nen der Gesamtanlage beim Wechsel einzelner Komponenten zu
untersuchen) als auch bei ihrem Betrieb unter unterschiedlichen Be-
triebszustanden.

Dies leitet Uber zu Wirkungsgradverbesserungen, die durch Ande-
rungen bei der Komponentenintegration erreicht werden. Hier spielt
die Abstimmung der Komponenten untereinander eine wichtige
Rolle. Weiterhin wird zunehmend der Informationsstand Uber Pro-
zesse im Kraftwerk verbessert. Neue Verfahren zum Messen unter-
schiedlicher Informationen Uber Betriebszustande, die Datenerhe-
bung und -verarbeitung sowie die darauf aufsetzende (automati-
sche) Steuerung der Anlage sind hierbei die wesentlichen Bereiche.
Hierauf aufsetzend sind dann Technologien méglich, die in einem
umfassenden Sinn die technische und 6konomische Steuerung
integrieren.

Ahnlich wie bei Gasturbinen sind in den letzten Jahren auch die
Preise fur Steinkohlekraftwerke ,von der Stange® deutlich gesun-
ken. Die Standardisierung von Kraftwerken, die zu einer starken
Reduzierung der Typenvielfalt gefiihrt hat, hat hierzu einen Beitrag
geleistet. Weiterhin betreffen die Standardisierung auch Einzel-
komponenten und Bauteile des Kraftwerks — auch hieraus erga-
ben sich Verringerungen der Produktionskosten. Mit einer Standar-
disierung ist allerdings auch das Risiko verbunden, speziellen Kun-
denwinsche, die im Kraftwerksbau stets eine grof3e Rolle spielen,
nicht mehr nachkommen zu kénnen. Aus diesem Grund wird die
Standardisierung erganzt durch eine Modularisierung der Kompo-
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nenten; Kraftwerke lassen sich dann entsprechend des Baukasten-
prinzips zusammenstellen, so dass z.B. ein bestimmter Kessel mit
unterschiedlichen Speisepumpen und verschiedenen Turbosatzen
problemlos kombiniert werden kann. Auch hierdurch steigt der oben
angesprochene Bedarf an Simulationsverfahren zur Ermittlung der
Passung eines so aus Modulen zusammengestellten Kraftwerks.

Bei der Dampfkrafttechnologie fiir Steinkohle spielt die Anpassung der
Anlagen auf den Einsatz anderer Energietrager (wie Miill oder Biomas-
se) eine deutlich grofere Rolle als bei der Gasturbinen- oder GuD-
Technik. Zwar sind die Mdglichkeiten einer Mitverbrennung oder sogar
einer ausschlieBlichen Verbrennung anderer Brennstoffe (wie z.B. bei
reinen Biomassekraftwerken) fir Anlagen zur Kohleverbrennung recht
gut: Anders als bei der Gasturbine, die sehr hohe Anforderungen an die
Reinheit des Rauchgases stellt, ist die Auslegung auf andere Brennstof-
fe bei Anlagen zur Kohleverbrennung deshalb leicht moglich, weil die
Ubertragung der Temperatur aus dem Verbrennungsrauchgas auf Was-
serdampf sdmtliche Verschmutzung von der eingesetzten (Dampf-) Tur-
bine fernhalt. Dennoch bestehen einige technische Anderungsbedarfe,
wenn z.B. Brennstoffe mit geringerem Energiegehalt eingesetzt werden
sollen. Dies betrifft beispielsweise die Reinigungsanlagen des Kessels.
Weiterhin kann eine Anpassung der Anlagengréfle notwendig sein — z.B.
sind Biomassekraftwerke i.d.R. um mehr als den Faktor 10 kleiner als
Steinkohlekraftwerke, weil die Auslastung gréRerer Anlagen zu Uberma-
Rig hohen Transportkosten durch die Sammlung der dezentral anfallen-
den Biomasse filhren wirde.

2.2.3.3 Braunkohleverstromungstechnologien

Die Nutzung von Kohle mit deutlich geringeren Brennwerten als Ubliche
Steinkohle hat weltweit eine weit geringere Bedeutung als die Stein-
kohleverstromung. Braunkohle wird neben Deutschland z.B. in Grie-
chenland, Mittel-Osteuropa, einigen Teilen Asiens, Australien und den
USA genutzt, und geringwertigere Abfallkohle, die im Steinkohleabbau
anfallen kann, wird z.B. in den USA zur Stromerzeugung verwendet, da
aufgrund von Naturschutzvorgaben und der Brandgefahr eine Aufhal-
dung nicht immer mdoglich ist. Diese Kohlen kénnen i.d.R. nur in der N&-
he ihres Vorkommens genutzt werden, da ein Transport Uber weite Stre-
cken aufgrund des geringen Energiegehalts nicht wirtschaftlich ist.

Kohlen mit geringeren Brennwerten sind z.T. in gro3en Mengen vorhan-
den — in Deutschland z.B. betragt die Reichweite bekannter Vorkommen
bei gegenwartigem Verbrauch (iber 400 Jahre. Ahnlich hohe Reichwei-
ten erreicht allerdings im WeltmaRstab auch die Steinkohle. Allerdings
bestehen einige Probleme, die den Markt fur Braunkohlekraftwerke be-
schranken. Hierzu gehoéren die Auswirkungen der Braunkohlenutzung
auf Natur und Umwelt: Die Ubliche Gewinnung im Tagebau geht einher
mit erheblichen Landschaftseingriffen sowie ggf. der Umsiedelung der
Wohnbevdlkerung und bei der Verstromung flihrt Braunkohle zu den
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héchsten spezifischen CO,-Emissionen unter allen etablierten Stromer-
zeugungstechnologien. Auch hangt die Attraktivitdt der Braunkohlever-
stromung stark vom Steinkohlepreis und dem Ordnungsrahmen ab. Ak-
tuell sind die Steinkohlepreise nach dem starken Anstieg der weltweiten
Nachfrage aufgrund von noch nicht erweiterter Abbaukapazitaten sehr
hoch, was den Braunkohleeinsatz attraktiv macht. Allerdings sind die
spezifischen Investitionskosten eines Braunkohlekraftwerks konstruktiv
bedingt immer hoher als die eines vergleichbaren Steinkohlekraftwerks:
Bei einem GuD-Kraftwerk sind Investitionskosten von 400 US-$ pro in-
stalliertem kW maoglich, Steinkohlekraftwerke beginnen bei 800 US-$/kW
und bei Braunkohlekraftwerken ist mit mindestens 1.300 US-$/kW zu
rechnen. Dadurch waren Braunkohlekraftwerke bei industrietiblichen
Amortisationszeiten von maximal sieben Jahren wenig attraktiv (vgl. Ka-
pitel 2.7). Wirde sich also der Wettbewerb auf den europaischen
Strommarkten intensivieren, ware damit zu rechnen, dass die bei Stro-
merzeugungsanlagen angestrebten Amortisationszeiten, die sich bisher
eher an der technischen Lebensdauer der Anlagen orientieren, deutlich
sinken wurden. Anlagen mit geringen spezifischen Investitionskosten
hatten dann gegeniber Braunkohlekraftwerken deutliche Vorteile.

Die technologische Entwicklung der Braunkohleverstromung lauft gene-
rell in ahnlichen Bahnen wie bei der Steinkohleverstromung. Allerdings
war bisher festzustellen, dass Steinkohlekraftwerke einen deutlichen
zeitlichen Vorsprung aufwiesen. Anlagen mit superkritischen Dampfpa-
rametern werden zur Steinkohleverstromung bereits seit den 1960er
Jahren eingesetzt, wahrend das erste Braunkohlekraftwerk mit einem
solch hohen Druck- und Temperaturniveau in Deutschland erst 1999
gebaut wurde. Diese technologische Liicke wurde allerdings in den letz-
ten Jahren deutlich verkleinert, so dass z.B. das BoA-Konzept der neuen
RWE-Braunkohlekraftwerke weitgehend dem Stand der modernen
Steinkohleverstromung entspricht. Entsprechend sind mit dem BoA-Kon-
zept auch Wirkungsgrade von 45 Prozent erreichbar, die sehr nahe an
den 46 Prozent Wirkungsgrad liegen, die modere Steinkohlekraftwerke
erreichen.

Ein wesentlicher Unterschied zur Steinkohleverstromung ergibt sich aus
dem Umstand, dass Braunkohle einen sehr hohen Wasseranteil auf-
weist. Bei der Verbrennung von unbehandelter Braunkohle wirde dieser
Wasseranteil mit hohem Energieaufwand verdampft werden und unge-
nutzt aus dem Kamin entweichen. Um dies zu vermeiden, wird die
Braunkohle vor der Verbrennung getrocknet. Bisher geschieht dies
durch die Auskoppelung von Prozessdampf. Dies garantiert zwar eine
gute Trocknung, flhrt jedoch zu einem Verlust an Prozessdampf und
somit zur Verringerung der Stromproduktion. Gearbeitet wird nun an
unterschiedlichen Verfahren, die Braunkohletrocknung durch die Nut-
zung anderer Warmequellen zu realisieren, um so die Stromproduktion
nicht zu beeintrachtigen. Ein aussichtsreiches Verfahren, dass von RWE
vorangetrieben wird, arbeitet mit dem Einsatz von Niedertemperatur-
warme, die nicht mehr zur Stromerzeugung nutzbar ist und die z.B. aus
dem Kiuhlkreislauf stammen kann. Diese Warme wird in einem Wirbel-
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schicht-Verfahren genutzt, um die Braunkohle zu trocknen (Wirbel-
schicht-Trocknung mit interner Abwarmenutzung: WTA). Weiterhin wird
das aus der Braunkohle stammende Wasser auskondensiert und kann
im Kraftwerksprozess genutzt werden. In solchen Anlagen sind dann
Wirkungsgrade bis zu 50 Prozent und bei einer zusatzlichen Anhebung
der Dampftemperatur auf 700 °C sogar bis zu 53 Prozent mdglich.

2.2.3.4 Kernenergieverstromungstechnologien

Mit Blick auf die Nutzung der Atomspaltung als Warmequelle in Atom-
kraftwerken ist generell festzuhalten, dass im nichtatomaren Teil der
Anlage die gleichen technologischen Entwicklungen eine Rolle spielen,
wie sie fur die Verstromung von Gas und Kohle geschildert wurden. Dies
gilt insbesondere fir die Erhdhung von Druck und Temperatur im
Dampfprozess. Da allerdings die Brennstoffkosten eines Atomkraftwerks
(AKW) verhaltnismalig gering sind, haben AKW bisher i.d.R. nicht zu
den technologischen Vorreitern in diesen Bereichen gehdort. Im atomaren
Teil der Anlage bzw. bei allen Komponenten, die einen Einfluss auf die
Sicherheit der Betriebsfiihrung haben, bestehen deutliche Unter-
schiede. Insbesondere seit den Unfallen mit Kernkraftwerken in den
70er und 80er Jahren werden in diesem Bereich deutliche Anstrengun-
gen zur Verbesserung unternommen. Von besonderer Bedeutung sind
hierbei Konzepte, die in mdglichst hohem Male verhindern sollen, dass
die Kernspaltung aufler Kontrolle gerat und es im schlimmsten Fall zu
einer Kernschmelze unter Freisetzung des radiaktiven Materials kommt.
Die Anstrengungen richten sich vor allem auf die Entwicklung eines ,in-
harent sicheren* AKW. Dies gilt als zentrales Kriterium im Hinblick auf
die zuklnftigen Marktchancen der Atomkraft zumindest in Europa,
Nordamerika und Japan. Insofern stellt sich als zentrale Frage, wie die
Aussichten zur Entwicklung von inharent sicheren Systemen einzu-
schatzen sind.

Zu unterscheiden ist zwischen einem Prozess, der physikalisch oder
technisch inharent sicher ist. Inharente Sicherheit in physikalischer Hin-
sicht erfordert ein System, das sich aufgrund von Naturgesetzen — also
ohne steuernde Eingriffe — so verhalt, dass ein Unfall mit groRem Scha-
densausmald nicht méglich ist, sofern das Verfahren funktioniert. Ein
solcher physikalisch inhdrent sicherer Prozess ist z.B. Bestandteil der
Ublichen Leichtwasserreaktoren (LWR): Hier hat das Wasser im Reak-
tor neben seiner Kuhlfunktion die Aufgabe, die Kernspaltungsreaktion zu
moderieren, indem es die durch die Kernspaltungsreaktionen freiwer-
denden Neutronen abbremst, so dass weiteren Kernspaltungsreaktionen
angestolRen werden. Fliegen die Neutronen hingegen zu schnell, kommt
die Kettenreaktion der Kernspaltung zum Erliegen. Wenn nun die Tem-
peratur im Reaktorbehalter eine gewisse Grenze lberschreitet, wird das
darin vorhandene Wasser so heil}, dass sich darin kleine Dampfblasen
bilden und damit die durchschnittliche Dichte des Wassers abnimmt.
Nimmt die Dichte des Wassers ab, werden die Neutronen nicht mehr so
stark abgebremst, so dass die Rate der Kernspaltungsreaktionen ab-
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nimmt und entsprechend die Temperatur im Reaktorbehalter wieder
zuruckgeht. Durch dieses physikalische naturgesetzliche Prinzip wird die
Temperatur eines Leichtwasserreaktors in einem schmalen Bereich sta-
bilisiert, bei dem im ordnungsgemalen Betrieb keine Schaden an dem
Reaktorkern auftreten kénnen.

Allerdings besitzt dieser Reaktortyp keine inharente Sicherheit in techni-
scher Hinsicht. Sie liegt dann vor, wenn sich ein System auch beim Ver-
sagen oder bei Fehlbedienung technischer Einrichtungen immer noch so
verhalt, dass kein Unfall mit groBem Schadensausmall vorkommen
kann. Dies ist bei einem Leichtwasserreaktor nicht der Fall: Im Betrieb
ist die durch den Reaktor erzeugte Warmeleistung so hoch, dass er sich
zerstoren wurde, wenn er nicht durch das Kuhlwasser des Primarkreis-
laufs geklhlt wird. Kann die Kihlmittelversorgung zum Beispiel durch
den Ausfall von Pumpen nicht mehr gewahrleistet werden, steigt die
Temperatur im Reaktorkern so hoch an, dass dessen Schmelze und ein
entsprechender starker Austritt von Radioaktivitat drohen. Auch wenn
mehrere NotkUhleinrichtungen vorhanden sind, kann es dennoch vor-
kommen, dass alle diese Systeme aufgrund technischen oder menschili-
chen Versagen ausfallen.

Im Gegensatz zum Leichtwasserreaktor konnen Hochtemperaturreak-
toren (HTR) so konstruiert werden, dass sie bezogen auf die Gefahr der
Kernschmelze sowohl physikalisch wie auch technisch inharent sicher
sind: Wenn der Klhlkreislauf versagt, steigt auch bei diesem Reaktor die
Kerntemperatur an, allerdings nur bis auf einen Wert, bei dem der Reak-
torkern keinen Schaden nimmt. Dies liegt einerseits an den verwendeten
Graphit-Brennelementen, anderseits an der Konstruktion des Reaktor-
behalters, so dass die Warmestrahlung an die Umgebung ohne weitere
technische Hilfsmittel abgegeben kann. Voraussetzung dazu ist aller-
dings, dass der Reaktor aufgrund seiner GréRe und Form die maximal
zulassige Temperatur des Reaktorkerns nicht Uberschreiten kann. Ge-
nerell ist dies einfacher bei kleinen Leistungsgrofien unterhalb von 300
MW zu erreichen. Allerdings sind Hochtemperaturreaktoren nur hinsicht-
lich einer Reaktorkernschmelze inharent sicher. Nicht auszuschlieen
sind hingegen andere Storfalle, die in ahnlich groRem Umfang wie eine
Kernschmelze zum Austritt radioaktiv verseuchten Materials fiihren
kann. Beim HTR kénnen dies z.B. Reaktionen des Graphits mit eindrin-
gendem Wasser z.B. aus Dampferzeugerlecks oder Graphitbrdnde nach
Lufteintritt sein. In beiden Fallen besteht weder eine inharente physikali-
sche noch technische Sicherheit. Insofern ist festzuhalten, dass sich die
inharente (technische) Sicherheit jeweils nur auf einen Teilaspekt einer
Anlage bezieht, eine absolute Sicherheit vor dem Austritt auch grof3erer
Mengen an Radioaktivitat allerdings auch bei modernen Kernkraftwerks-
konzeptionen der dritten bzw. vierten Generation nicht gegeben ist.

Der von AREVA entwickelte Reaktortyp EPR (European Pressurized
Water Reactor), in den die Erfahrungen von Siemens im Kernkraft-
werksbau eingeflossen sind, entspricht dabei im Wesentlichen einer
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evolutiven Weiterentwicklung des bekannten Leichtwasserreaktors und
weist somit inharente Sicherheit in physikalischer, nicht jedoch in techni-
scher Hinsicht auf. Wesentlicher Bestandteil dieses Konzepts ist eine
keramische Wanne, die im Notfall den geschmolzenen Kern auffangen
kénnen soll. Im Vergleich zu anderen Kernkraftwerkskonzepten (z.B.
den Druckwasserreaktoren-Konzepten SIR und PIUS oder dem HTR-
dhnlichen Kugelhaufenreaktor PBMR?) weist der EPR vergleichsweise
wenige technisch inharent sichere Systeme auf.

Die Steigerung von Wirkungsgraden durch eine Erhéhung der Dampf-
temperatur sowie eine Verstarkung der Anlagensicherheit zum Beispiel.
durch Verwendung von physikalisch und technisch inharenten Prozes-
sen sind zwei Entwicklungen, die zu einem ansteigenden Interesse an
dem HTR-Konzept geflihrt haben, das in beiden Punkten Verbesse-
rungspotenziale erkennen lasst. Seine Zukunft wie die aller anderen
Kernkraftwerkskonzepte hangt jedoch in starkem Male von der politi-
schen Entwicklung ab. Dies betrifft erstens den Genehmigungsprozess
eines Kernkraftwerks, zweitens die Ausgestaltung der staatlichen Uber-
nahme von externen Effekten der Kernenergienutzung (z.B. Ubernahme
von Haftungsrisiken, Ausgestaltung der Entsorgung radioaktiver Abfalle)
und drittens der Liberalisierungsumfang der Strommarkte. Letzteres ist
von grolRer Bedeutung fiir die wirtschaftliche Attraktivitat der Kernener-
gienutzung. Da bei Atomkraftwerken vergleichsweise hohe Investitions-
kosten anfallen (mindestens ca. 1.700 US-$/kW bei bisheriger Techno-
logie und europaischen Sicherheitsstandards gegentiber mindestens ca.
450 US-$/kW bei einem GuD-Kraftwerk), sind solche Investitionen auf
wettbewerblichen Markten eher unwahrscheinlich, da eine rasche Amor-
tisation der Investitionen kaum erreicht werden kann.

Entsprechend sind in den letzten Jahren deutliche Anstrengungen zur
Senkung der Investitionskosten z.B. durch verstarkte Standardisierung
und eine starke Verringerung von Technologielinien zu erkennen. In
diesen Zusammenhang ist auch die verstarkte internationale Bundelung
von Forschungsanstrengungen einzuordnen, wie sie eine Forschungs-
gruppe mit Argentinien, Brasilien, Frankreich, GroRbritannien, Japan,
Kanada, Sudafrika, Stidkorea, der Schweiz und den USA betreiben. Soll
allerdings die Anlagensicherheit verbessert werden (und dies scheint in
vielen Landern eine Vorbedingung fur den Neubau von Kernkraftwerken
darzustellen), ist kaum damit zu rechnen, dass die Investitionskosten flr
Atomkraftwerke insgesamt sinken werden. Perspektiven hat die Kern-
krafttechnologie daher vor allem in Markten, in denen Uber die Energie-
versorgung hinaus auch strategische Uberlegungen anderer Art eine
Rolle spielen.

2 SIR: safe integrad reactor mit Naturumlaufkiihlung. PIUS: process inherent ultima-
te safety mit einer dampfblasengesteuerten Abschaltung. PBMR: pebble bed modu-
lar reactor, Kugelhaufenreaktor ahnlich dem HTR.
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2.2.4 Neue Technologielinien

Die nachfolgend dargestellten Technologielinien zeichnen sich dadurch
aus, dass sie in weit geringerem Umfang auf einen spezifischen Brenn-
stoff zugeschnitten sind als dies im Kraftwerksanlagenbau bisher Ublich
ist. Dies gilt erstens fiir Technologien zur Abscheidung und Rickhaltung
von CO,, welches bei der Verbrennung von fossilen oder biogenen E-
nergietragern entsteht. Zwar liegt der Fokus hierbei bisher vor allem auf
Anlagen zur Verbrennung von Braunkohle oder Steinkohle, jedoch sind
solche Verfahren auch auf andere Brennstoffe wie z.B. Erdgas Ubertrag-
bar. Zweitens gilt die relativ groBe Unabhangigkeit vom Brennstoff bei
neuen Technologielinien zur Verstromung von Festbrennstoffen, um auch
hierbei die Kombination aus Gas- und Dampfturbine nutzen zu kénnen.
Hiermit wird das bei der Erdgasverstromung in den letzten beiden Jahr-
zehnten so erfolgreiche Konzept auf Festbrennstoffe tbertragen.

2.2.41 CO,-Abscheidung und -einlagerung

Bei der Verbrennung kohlenstoffhaltiger Stoffe wird der Kohlenstoff (C)
durch Sauerstoff (O,) zu Kohlendioxid (CO,) oxidiert. Will man den
anthropogenen Treibhauseffekt und dafir wiederum die CO,-Emis-
sionen eines Kraftwerkes reduzieren, so kann hierzu erstens die Ener-
gieumwandlung (z.B. von der chemischen Energie des Brennstoffs bis
zur elektrischen Nutzenergie) verbessert werden — im Ergebnis missen
dann weniger Brennstoffe zur Erzeugung einer bestimmten Menge
Stroms eingesetzt werden, wodurch weniger CO, entsteht. Der zweite
Weg besteht darin, nicht die Entstehung von CO,-Emissionen zu verrin-
gern, sondern das entstandene CO, nicht in die Erdatmosphare ab-
zugeben. Nachfolgend werden solche Verfahren beschrieben, mit denen
Kohlendioxid auf diese Art und Weise zurlickgehalten werden kann.

Es ist darauf hinzuweisen, dass die weiteren Verwendungsmoglichkeiten
solchermalien zurlckgehaltenen Kohlendioxids sehr begrenzt sind. Le-
diglich in einigen Bereich der Lebensmittelindustrie (z.B. im Mineralwas-
ser) oder bei der Kunststoffherstellung (bei Polycarbonaten) wird Koh-
lendioxid verwendet — dies allerdings in einem Umfang, der bei weitem
nicht an die bei der Stromerzeugung aus fossilen Brennstoffen anfallen-
den Mengen heranreicht. Also muss zumindest fur den groften Teil des
anfallenden Gases eine Mdglichkeit zur Lagerung oder Deponierung
gefunden werden. Die unmittelbare Lagerung von Rauchgasen ist auf-
grund der grolen Mengen nicht sinnvoll: Transportaufwand und die
Knappheit der verfiigbaren Speicher wirden dem entgegenstehen. Des-
halb sind Technologien notwendig, die den CO,-Anteil im Rauchgas
erhdhen (derzeit werden COx-Konzentrationen von 90 bis 95 Prozent
angestrebt). Die Lagerung kann i.d.R. nicht am Standort des Kraftwerks
erfolgen; somit sind Transporttechnologien und eine Aufbereitung des
Kohlendioxids fir den Transport (z.B. seine Verflissigung) notwendig.
Neben der CO,-Abtrennung wiirde also auch der Transport weitere Kos-
ten verursachen. Und auch die Lagerung selbst erfordert Aufwand und
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Kosten. Dies gilt z.B. dann, wenn Lagerstatten langfristig gesichert wer-
den mussen oder wenn alternative Nutzungen der Deponie durch die
Kohlendioxid-Einlagerung ausgeschlossen werden. Probleme koénnen
fur die CO,-Lagerung auRerdem durch rechtliche Bedingungen entste-
hen, die sich ggf. in fehlender Genehmigungsfahigkeit von CO,-Depo-
nien niederschlagen und entsprechende Verfahren zur Ausweisung sol-
cher Deponien verhindern. In der EU ist besonders auch diese Frage
mittlerweile in den Mittelpunkt der Arbeit der ,European Technology Plat-
form for Zero Emission Fossil Fuel Power Plants” geriickt (vgl. sehr aus-
fuhrlich zu diesem Thema IEA 2005 sowie ZEP 2006a und ZEP 2006b).

Die Abscheidung von CO; ist prinzipiell ein bekanntes Verfahren, das
z.B. bei der industriellen Gewinnung von Stickstoff oder Sauerstoff durch
Zerlegung von Luft angewendet wird. Bei der Abtrennung werden die
unterschiedlichen physikalischen und/oder chemischen Eigenschaften
von verschiedenen Gasen ausgenutzt wie z.B. die unterschiedlichen
Siedepunkte, das Verhalten gegentber chemischen Lésungen oder die
MolekulgréRen. Mit den verschiedenen verfiigbaren Verfahren werden
unterschiedlich hohe Abtrennungsraten erreicht, wobei der energetische
und kostenmafige Aufwand der Abtrennung bei héheren Reinheitsgra-
den generell Uberproportional steigt.

Die Abtrennung von CO, aus dem Rauchgas von Kraftwerksverbren-
nungsprozessen ist im Wesentlichen ein neues Problem, da hierbei u.U.
deutlich andere Anforderungen gestellt werden. Dies betrifft z.B. die zu
trennenden Mengen, die Verunreinigung des zu trennenden Gases oder
die gewinschte bzw. erforderliche Verfligbarkeit der Anlage. Fir den
Einsatz in Kraftwerken werden derzeit drei unterschiedliche Verfahren
diskutiert:

1. eine Abtrennung von Kohlendioxid ,am Schornstein®, also nach dem
(kaum geanderten) Ublichen Kraftwerksprozess als End-of-pipe-Tech-
nologie,

2. die Trennung von Luft vor der Verbrennung, so dass die Verbren-
nung mit Sauerstoff durchgefuhrt werden kann und im Wesentlichen
CO, im Rauchgas enthalten ist (Oxyfuel-Verfahren) oder

3. die Herstellung eines wasserstoffreichen Synthesegases aus kohlen-
stoffhaltigen Brennstoffen, so dass bei der Verbrennung kein CO,
mehr entsteht.

Das End-of-pipe-/ Schornstein-Verfahren setzt nach dem Verbren-
nungsprozess in Form einer Rauchgas-Separierung an. Hinsichtlich der
Separierung sind unterschiedliche Verfahren denkbar und in Anwen-
dung. So kann z.B. durch Wascher, Absorber, Membranen oder Destilla-
tionsverfahren das Kohlendioxid aus dem Rauchgasstrom in gréleren
Teilen (i.d.R. zu 90 bis 95 Prozent) zuriickgehalten werden. Positiv an
diesem Verfahren ist, dass im Prinzip auch bestehende Anlagen mit
dieser Form der CO,-Abscheidung nachgeristet werden kénnen und
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nachtraglich die CO,-Abtrennung wieder ausgeschaltet werden kann
(z.B. wenn sinkende Preise fur CO,-Zertifikate den weiteren Betrieb der
Anlage unwirtschaftlich machen wirden). Allerdings sind diese nachge-
schalteten Verfahren sehr aufwandig: Erstens ist der CO.-Anteil im Ab-
gasstrom relativ gering, so dass eine starke, energieverbrauchende Auf-
konzentration notwendig ist. Zweitens muss die Separierung aus einem
aggressiven Rauchgas erfolgen, so dass Korrosion und/oder Verunrei-
nigungen von L&sungsmitteln auftreten, die zu geringer Lebensdauer
der Abtrennungskomponenten und/oder zu hohem konstruktivem Auf-
wand fuhren. Neben den hieraus resultierenden Kosten bestehen bisher
auch noch einige technologische Licken, so dass noch nicht klar ist, ob
bei einigen Varianten dieser Technologie ein Dauerbetrieb in Kraftwer-
ken mdglich ist. Konkrete Bauvorhaben solcher Anlagen in Kraftwerken
sind z. Zt. nicht erkennbar.

Das Oxyfuel-Verfahren, welches Vattenfall aktuell am Standort
Schwarze Pumpe umsetzen will (siehe unten), trennt in der Umgebungs-
luft den Sauerstoff mittels bekannter Verfahren der Luftzerlegung ab.
Hierbei handelt es sich um eine etablierte, aber energieaufwandige
Technologie. Die Verbrennung im Kraftwerk erfolgt dann mit diesem
Sauerstoff und zirkulierendem Rauchgas (das Uberwiegend aus CO,
besteht). Diese Rauchgaszirkulation dient dazu, einen ahnlichen
Verbrennungsprozess zu ermdglichen wie bei Verwendung von Luft, die
ja auch nur zu 21 Prozent aus Sauerstoff besteht. Das Rauchgas, das
den Verbrennungsprozess verlasst, besteht Uberwiegend aus CO, und
Dampf, so dass eine CO,-Abscheidung nach der Verbrennung relativ
einfach moglich ist. Der Wasserdampf kann auskondensiert werden, so
dass schlie3lich Kohlendioxid mit einer Reinheit von ca. 90 Prozent vor-
liegt. Auch eine weitere Aufkonzentration mit ahnlichen Verfahren, wie
sie die oben beschriebene End-of-pipe-Technologie verwendet, ist noch
moglich.

Durch die Sauerstoffverbrennung kann die Temperatur des Verbren-
nungsprozesses erhdht werden. Dies ist allerdings bisher nicht unbe-
dingt notwendig, um hohere Dampftemperaturen zu erreichen — auch
angestrebte Dampftemperaturen von 700 °C liegen um einige hundert
Grad unterhalb der uUblichen Verbrennungstemperaturen im Kessel.
Durch diesen Umstand kann allerdings der konstruktive Aufwand im
Kraftwerk steigen — zumindest aber ist es notwendig, ein Kraftwerk auf
die Verwendung des Oxyfuel-Verfahrens hin auszulegen. In diesem Feld
besteht noch einiger Entwicklungsbedarf. Weiterhin sind zwei Abtren-
nungsschritte notwendig: Dies ist erstens die Sauerstoffabtrennung aus
der Luft. Zweitens ist die CO,-Abtrennung im Rauchgas zumindest in der
Form der Auskondensation von Wasserdampf notwendig. Wesentlich
bei diesem Verfahren ist, dass die Anlagenauslegung ,unumkehrbar ist.
Dies bedeutet, dass bei einer Aufgabe der CO,-Abtrennung die Anlage
dennoch weiterhin mit aufwandig herzustellendem Sauerstoff betrieben
werden muss.
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Die Synthesegasherstellung mit anschlieBender CO,-Abtrennung ist
ein Verfahren, bei dem im Verbrennungsprozess selbst kein Kohlendi-
oxid entsteht. Zunachst wird aus dem (moglichst wasserstoffreichen)
Brennstoff ein wasserstoffreiches Synthesegas erzeugt. Erdgas ist hier
generell besser geeignet als Kohle, da es ein wesentlich gunstigeres
Kohlenstoff-Wasserstoff-Verhaltnis hat. Der Prozess der Synthesegas-
herstellung ist verfahrenstechnisch auf sehr unterschiedliche Weise
moglich. Bei der Kohlevergasung existieren sehr etablierte Verfahren
wie die schon seit den 1920er Jahren angewendete Fischer-Tropsch-
Synthese. Alle bisher verwendeten Technologien zur Kohlevergasung
zeichnen sich allerdings durch hohe Investitions- und Betriebskosten
aus. Deutlich glnstiger als die Kohlevergasung in einer separaten Anla-
ge ist die Vergasung in einem Anlagenverbund, der die notwendige E-
nergie fir den endothermen Prozess bereitstellen kann. Eine bedeutsa-
me Form dieser Art der Kohlevergasung bieten integrierte Kohlekraft-
werke (vgl. Kapitel 2.2.4.2). Um die Ausbeute an wasserstoffreichem
Synthesegas zu erhdhen, wird dem Vergasungsprozess Wasserdampf
zugefuhrt. Bei dieser Dampfreformierung (dem CO-Shift) wird das bei
der Vergasung entstandene CO durch Zugabe von H,O zu CO; und H,
umgewandelt. Wird Erdgas als Ausgangsbrennstoff verwendet, ist nur
der letzte Schritt — die Dampfreformierung — notwendig. Aus dem Syn-
thesegas wird das CO, vor der Verbrennung entfernt. Hierbei kénnen
wiederum unterschiedliche Technologien zum Einsatz kommen. Das
weitgehend CO,-freie Synthesegas kann dann im nachfolgenden Kraft-
werksprozess (z.B. in einer Gasturbine) verbrannt werden.

Die Reinigung des Synthesegases stellt geringere technische Anforde-
rungen als die Reinigung von Rauchgas und ist — je nach verwendetem
Ausgangsbrennstoff — eine erprobte Technologie. Der Prozess der Her-
stellung des Synthesegases kann hingegen sehr aufwandig sein — dies
betrifft sowohl die Investitionskosten (besonders bei der Kohleverga-
sung) als auch die Betriebskosten. Eine deutliche Verringerung des
Problems ist jedoch mdglich durch eine Kopplung der Synthesegasher-
stellung mit anderen Prozessen. Hier bietet sich insbesondere der
Kraftwerksprozess selbst an. Entsprechend stellt die Kopplung von In-
tegrierter Kohlevergasung und CO,-Abscheidung eine sinnvolle Kombi-
nation dar. Anders als bei dem Oxyfuel-Verfahren kann eine solche An-
lage auch ohne CO,-Abscheidung betrieben werden — die Anlagekom-
ponenten zur CO,-Abscheidung (wie die Luftzerlegung) kdnnten einfach
stillgelegt werden.

Diese Form der CO,-Abtrennung vor der Verbrennung hat dann eine
glnstige Perspektive, wenn erstens die CO,-Separierung im Rauchgas
keine unerwartet groRen Fortschritte macht (wie z.B. durch die Entde-
ckung eines anderen, sehr verschmutzungsresistenten Separierungsver-
fahrens) und zweitens die Probleme der Synthesegasherstellung gelost
werden. Dies kann durch die Integrierte Kohlevergasung oder die Ver-
wendung von wasserstoffreicheren Brennstoffen wie Erdgas gelingen.
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Ein wahrscheinlich ahnlich grofles Problem wie die Abscheidung des
CO, stellt auch dessen Lagerung oder Deponierung dar. Hierzu ist
eine Vielzahl moglicher Lagerstatten im Gesprach. Wesentliche Parame-
ter zur Beurteilung der Lagerstattenqualitat sind dabei die Kapazitat der
Lagerstatten, die Verfligbarkeit in der Nahe des CO,-Anfalls, die Stabili-
tat der Einlagerung (Verweilzeit im Speicher, Sicherheit vor Leckagen),
die Kosten der Nutzung (durch Einlagerung, laufende Kontrolle, Nut-
zungskonkurrenz) und mogliche Schaden (Gefahrdung von Menschen,
Okologische Schaden).

Als Deponien fiir CO, kommen verschiedene Arten von Lagerstatten in
Betracht:

» Salzstocke sind haufig sehr dichte Lagerstatten, die allerdings eine
sehr geringe Kapazitat aufweisen. Weiterhin tritt sehr haufig eine
Nutzungskonkurrenz mit der Erdgasspeicherung oder der Lagerung
von Abfallen auf.

=  Auch Kohlefloze konnen CO, aufnehmen, wodurch das an der
Kohle anhaftende Methan durch das besser bindende Kohlendioxid
verdrangt und ausgetrieben wirde. Das Methan kdnnte dann ge-
nutzt werden oder aber es entwiche unkontrolliert. Da statt eines
Methanmoleklls etwa zwei Kohlendioxidmolekile gebunden wer-
den konnen, reduziert sich selbst beim Entweichen des Methans
das Volumen an klimaschadlichen Gasen um 50 Prozent. Allerdings
hat Methan einen 21-fach hdheren Treibhausgaseffekt als COs,.
Somit sollte ein Entweichen verhindert werden, da bei vollstandi-
gem Entweichen des Methans ein um etwa den Faktor 10 héherer
Treibhausgaseffekt verursacht werden wirde. Die Kohle, an die das
CO; gebunden wiirde, sollte sinnvollerweise nicht mehr abgebaut
werden, da andernfalls das eingelagerte CO, wieder entwiche. Inso-
fern eignet sich dieses Verfahren nur flr solche Fléze, bei denen
ein Abbau nicht (mehr) in Frage kommt — also z.B. flir solche in
grolier Tiefe, wie sie in Norddeutschland nahezu Uberall zu finden
sind. Bei diesen Lagerstatten ergibt sich allerdings das Problem der
hohen ErschlieBungskosten. In europaischen Lagerstatten beste-
hen dariber hinaus Probleme mit einer zu geringen Einlagerungs-
geschwindigkeit von CO,, so dass hierdurch wiederum héhere Ein-
lagerungskosten entstehen.

= Nicht mehr betriebene Kohlebergwerke kommen als weitere De-
ponie in Frage. Sie weisen allerdings haufig Dichtigkeitsprobleme
auf. Diese werden verursacht durch geringe Deckschichten von z.T.
nur wenigen Metern, drohende Bergsenkungen und durch eine gro-
Re Anzahl von (z.T. unbekannten) Ausgangen fir das Gas, die
auch eine Folge der langen Abbauperiode von Steinkohle sind.

» Leere Erdgas- und Erdolfelder sind i.d.R. gut geeignet, da sie ihre
Dichtigkeit bereits unter Beweis gestellt haben — allenfalls durch
den Abbauprozess kdnnten sie undicht geworden sein. Allerdings
ist die Kapazitat solcher Lagerstatten klein bis mittel und steht nicht
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uberall in rdumlicher Nahe zum Anfall von Kohlendioxid zur Verfu-
gung.

= In teilentleerten Erdgas- und Erdoélfeldern lasst sich durch Ein-
blasen von Kohlendioxid eine deutliche Steigerung des Fdrdervo-
lumens erreichen. Dies ist eine seit Jahrzehnten bewahrte Techno-
logie. Das Problem ist allerdings die geringe Verweilzeit von maxi-
mal 50 Jahren, z.T. auch nur 10 Jahren — danach tritt das CO, wie-
der aus und wirkt als Treibhausgas. Weiterhin steht nur ein kleines
Einlagerungspotenzial zur Verfiugung. Hinsichtlich dieser Lagerstat-
ten bestehen die bisher grofdten Erfahrungen in den USA. Speziell
in Texas wird CO, seit mehreren Jahrzehnten zur Verbesserung der
Olférderung verwendet. Dort existiert ein CO,-Pipelinenetz von rund
3.500 km Lange und es werden jahrlich etwa 45 Mio. t CO; injiziert,
die Uberwiegend aus natlrlichen Quellen stammen. Seit 1996 [auft
ein Forschungsprojekt, das die CO,-Einlagerung im Sleipner-Feld in
Norwegen dokumentiert. Dort fallt das CO, bei der Reinigung des
Erddls an. Weitere Forschungsprojekte bestehen in einem Erdgas-
feld in In Salah (Algerien) sowie in Weyburn (Kanada) bei dem wie
in Norwegen CO, zur Produktionssteigerung in ein Erddlfeld injiziert
wird. Untersucht werden insbesondere die Zeitdauer der Einlage-
rung sowie verschiedene Methoden des Einblasens von Kohlendi-
oxid, um die Erreichung der beiden (i.d.R. gegenlaufigen) Ziele
Produktionserhéhung und Verweilzeit des CO, zu verbessern.

= Tiefe saline Aquifere stellen eine weitere, aufgrund ihrer grof3en
Kapazitat besonders attraktive Einlagerungsmaoglichkeit dar. Dabei
handelt sich um wasserfuhrende Schichten in mehreren hundert
Metern Tiefe, in denen bis zu 300 °C heil’es Salzwasser zum Einlei-
ten genutzt werden kann. Solche Aquifere sind weit verbreitet und
daher haufig auch in der Nahe von Kraftwerken vorhanden. Aller-
dings lasst die Einleitung von CO, kohlensaures Wasser entstehen,
das Gesteinschichten angreifen kann. Hierdurch kdnnen sich Gan-
ge bilden, die schliel3lich zum Austreten des CO,, aber auch zu
Bergschaden oder Erdbeben fihren kdnnen. Weiterhin besteht eine
Nutzungskonkurrenz mit bestimmten Verfahren der Geothermie
(vgl. Kapitel 2.5).

= Neben den geologischen Lagerungsmoglichkeiten kommt noch eine
Deponierung in den Ozeanen in Betracht. Beim Einblasen in meh-
reren hundert Metern Tiefe werden allerdings nur relativ geringe
Verweilzeiten von z.T. nur ca. 50 Jahren erreicht. Bei der Ablage-
rung von CO; in grélkeren Tiefen z.B. in Form von CO.-Seen beste-
hen noch erhebliche ungeldste technologische Probleme, da hier
bisher bekannte Systeme wie Pipelines druck- und temperaturbe-
dingt nicht zum Einsatz kommen kdnnen. Generell besteht ein sehr
geringes Wissen Uber Lésung und Verbreitung des CO, Uber Mee-
resstrdomungen, so dass die Verweilzeiten des CO, in solchen La-
gerstatten bisher nicht genau bestimmt werden kdnnen. Es ist je-
doch sicher, dass es an den Einleitungs- bzw. Einlagerungsstellen
zu einer Versauerung des Wassers und zur Toxizitdt durch hohe
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Konzentrationen von CO, kommt. Beide Effekte schadigen die Oko-
systeme der Meere.

=  SchlieBlich kann das abgetrennte CO, auch in Biomasse gespei-
chert werden, in dem in Gewachshausern mit CO, gedlingt wird.
Hier ist jedoch nur eine sehr geringe Kapazitat zu erwarten.

Zusammengenommen ist somit keine generell geeignete CO,-Deponie
zu erkennen, wobei vermutlich den Aquiferen aufgrund ihrer groRen Ka-
pazitat und raumlichen Verbreitung sowie den gegeniber der Meeres-
nutzung geringeren Problemen mittelfristig eine besonders gro3e Be-
deutung zukommen durfte.

Sowohl fur die Abscheidung als auch fir die Lagerung von CO, gibt es
mittlerweile in vielen Landern 6ffentlich geférderte Projekte und Anla-
gen. In Deutschland erfolgt die Férderung der CO,-Abscheidung insbe-
sondere im Programm COORETEC; allerdings ist nur ein kleiner Teil der
Fordersumme flr die Weiterentwicklung der CO,-Separierung vorgese-
hen. Die EU fordert Gro3projekte und Netzwerke zwischen Forschern
auf diesem Gebiet. Im Rahmen der Technologieplattform fur ein CO,-
freies Kraftwerk (ZEFFPP) beschaftigt sich das Teilprogramm ENCAP
mit COx-Abscheidungstechnologien, die eine Abscheidungsrate von
90 Prozent und eine Verringerung der Kosten um 50 Prozent erreichen
sollen. Daruber hinaus werden im Bereich der Speicherung von CO,
einige wenige Beispielprojekte unterstitzt. In den USA Iauft seit einigen
Jahren das Programm Vision 21, das insgesamt Clean-Coal-Technolo-
gien unterstitzt. Bis 2007 soll in diesem Rahmen das erste 275 MW-
Kraftwerk mit Integrierter Kohlevergasung und einer CO.-Abtrennungs-
rate von 90 Prozent in Betrieb genommen werden, fir dessen Standort
derzeit die Prifung lauft. Das abgetrennte CO, soll Gber einen mehrjah-
rigen Zeitraum in Aquiferen oder Erdollagerstatten eingebracht werden.
Das Projektvolumen belduft sich insgesamt auf rund 1 Mrd. US-$ und
wird zu 80 Prozent vom US Department of Energy (DOE) gefordert.

Ahnliche Projekte sind bei vielen groRen Energieunternehmen in Pla-
nung. Vattenfall baut ein Versuchskraftwerk am Standort Schwarze
Pumpe; der Dampferzeuger wird von Alstom geliefert. Die elektrische
Leistung der Anlage betragt 30 MW bei einem Investitionsvolumen von
50 Mio. €, wobei ein Grofdteil durch Bundesmittel geférdert wird. Be-
triebsbeginn soll das Jahr 2008 sein. Als Brennstoff wird Braunkohle
verwendet, Arbeitsweise ist das Oxyfuel-Verfahren. Die Deponierung
des CO; soll Onshore erfolgen — genauere Festlegungen wurden bisher
offentlich nicht vorgenommen.

Bei RWE reichen die Planungen bereits Uber eine Demonstrationsanla-
ge hinaus — angekiindigt wurde der Bau des ,weltweit ersten grof3tech-
nischen Kraftwerks“ mit CO,-Abscheidung. Es soll eine Leistung von
etwa 450 MW haben und friihestens 2014 den Betrieb aufnehmen —
realistischer scheint wohl eine Inbetriebnahme um das Jahr 2020 herum.
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Das Investitionsvolumen flr das Kraftwerk sowie flr den Transport und
die Speicherung von CO, kénnen sich auf ca. 1 Mrd. € belaufen. Brenn-
stoff wird Kohle sein, wobei eine Verwendung von Braunkohle beson-
ders intensiv geprift wird. Die verwendete Technologie wird nicht das
grofdtechnisch noch nicht erprobte Oxyfuel-Verfahren sein. Stattdessen
wird ein Kraftwerk mit Integrierter Vergasung und Vorab-Abscheidung
des CO, geplant. Bei der Auswahl des geeigneten Vergasungsverfah-
rens werden derzeit noch mehrere Alternativen geprift. In Frage kommt
insbesondere die Kohlevergasung mittels des von der RWE entwickelten
HTW-Verfahrens. Hierbei handelt es sich um eine Wirbelschicht-
Vergasung, die (allerdings ohne eine Integration in ein Kraftwerk) seit
1976 in mehreren auch grofien Versuchsanlagen erfolgreich erprobt
wurde. Dieses Verfahren ist allerdings nur fir Braunkohle geeignet. Wei-
terhin kénnten gangige Flugstromvergasungsverfahren (z.B. von Shell)
verwendet werden, die auch fir Steinkohle geeignet sind, allerdings ho-
here technische (und damit investive) Anforderungen stellen. Die Spei-
cherung des abgeschiedenen CO, wird Onshore erfolgen. In diesem
Zusammenhang ist die Entwicklung von Kriterien zur geologischen Be-
wertung der Eignung einer Lagerstatte geplant.

Ein Kraftwerk mit CO,-Abscheidung planen BP, ConocoPhillips und
Shell unter Beteiligung des Stromversorgers Scottish and Southern E-
nergy (SSE). Die erstgenannten drei Olférderfirmen sind Mitbesitzer
eines Olfeldes vor der schottischen Kiiste, in das das CO, geleitet wer-
den soll. Am Standort Peterhead soll mit einem Investitionsvolumen von
600 Mio US-$ bis 2009 ein Kraftwerk errichtet werden, das aus Erdgas
(das ebenfalls aus dem Feld stammt) wasserstoffreiches Synthesegas
erzeugt. Mittels Vorab-Abscheidung wird hieraus das CO, separiert und
das wasserstoffreiche Gas in einem GuD-Prozess verstromt. Das CO,
wird in das Olfeld zurlickgeleitet, wobei allerdings mit einer geringen
Verweildauer von unter einem Jahr gerechnet wird. Durch die CO,-
Einleitung wird eine Verlangerung der Férderung im Olfeld erreicht —
statt einer Stilllegung im Jahr 2007 wird es bei jetziger Forderung weite-
re 15 bis 20 Jahre betrieben werden konnen. Dieses Projekt rechnet
sich vor allem wegen der verbesserten Olausbeute. Aufgrund der ab-
sehbar nicht dauerhaften Speicherung ist es eher als eine Technologie
zur glnstigen Herstellung einer Olverfliissigung anzusehen und stellt
damit eine Spezialanwendung dar. Allerdings kdnnen solche Projekte
dazu beitragen, dass nachfolgende Einheiten verbessert und/oder mit
geringeren Investitionskosten gebaut werden kdnnen. Insofern liefern
solche Anwendungen der CO,-Abscheidung u.U. die Skaleneffekte,
durch die andere Anwendungen sich erst rechnen. In eine &hnliche
Richtung gehen Plane von E.ON. Geplant ist die Umristung eines ehe-
maligen Gaskraftwerks in Lincolnshire (England) auf Kohleverstromung
mit CO,-Abtrennung. Bei einer Leistung von 450 MW wird von einer In-
betriebnahme im Jahr 2011 ausgegangen. Die Anlage ist als Integrierte
Kohlevergasung geplant. Das abgetrennte CO, soll in Olfelder vor der
Kiste verpresst werden und der Ausweitung der Olférderung dienen.
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Ein Projekt mit relativ geringen technologischen Anforderungen, das ein
Beispiel fur eine End-of-Pipe-Losung ist, soll in Australien im Bundes-
staat Queensland realisiert werden. Beteiligt sind der japanische Kraft-
werksbetreiber J-Power, der japanische Anlagenbauer Ishikawajima
sowie Air Liquide. Geplant ist lediglich eine Reduzierung des CO.-
AusstolRes eines Kohlekraftwerks um 20 Prozent. Die Anlage soll 2009
betriebsbereit sein. Das Investitionsvolumen von 100 Mio. € wird zu rund
zwei Dritteln durch den Stromversorger und den australischen Staat
getragen und zu einem Viertel durch den japanischen Staat bereitge-
stellt. Das abgeschiedene CO, soll in unterirdischen Gaskavernen ent-
sorgt werden.

Fir eine zusammenfassende Bewertung der CO,-Abscheidung und -La-
gerung ist zunachst festzuhalten, dass alle Verfahren zu starken Einbu-
Ren beim Wirkungsgrad des Kraftwerks flihren. Diese Effekte resultie-
ren aus der Abscheide- und Einlagerungstechnologie (i.d.R. Verflissi-
gung des CO,) sowie z.T. aus Veranderungen im Verbrennungsprozess.
Auszugehen ist bisher von Wirkungsgradverlusten von 7 bis 14 Prozent-
punkten (Ploetz 2003: 4). Auch wenn technologische Fortschritte diesen
Wert noch reduzieren kénnen (z.B. durch weniger energieintensive Ver-
fahren der Lufttrennung), ist eine schnelle Entwicklung nach unten kaum
wahrscheinlich. Denn auch wenn einige Anwendungsbedingungen der
CO2-Abscheidung im Kraftwerk von bisherigen Anwendungsbereichen
abweichen mégen, handelt es sich doch im Wesentlichen um seit Jahr-
zehnten erprobte Technologien, flr die es aufgrund des hohen Energie-
aufwandes immer schon deutlich Anreize zur Effizienzsteigerung gege-
ben hat. Somit wird eine Reduzierung des Treibhauseffekts mit einem
auf jeden Fall héheren Ressourcenverbrauch und u.U. einem Anstieg
anderer Umweltbelastungen (wie z.B. durch Schwefeldioxid), die durch
die groRere Menge verfeuerten Brennstoffs entstehen, erkauft.

Neben dem sinkenden Wirkungsgrad sorgen auch die hohen erforderli-
chen Investitionen von Kraftwerken mit CO,-Abscheidung fir steigende
Kosten. Diesen hohen Investitionskosten folgen notwendigerweise lan-
ge Abschreibezeitraume, die auf liberalisierten Markten kaum maoglich
sind. Beide Effekte zusammen filhren zu einer deutlichen Erhéhung des
Strompreises, wenn eine CO,-Abscheidung verwendet wirde. Progno-
sen gehen von einem Anstieg von 40 Prozent bis 100 Prozent aus (Wis-
senschaftlicher Beirat der Bundesregierung fiir globale Umweltverande-
rungen 2003: 94ff.). Daraus ergibt sich die Frage, ob unter den Bedin-
gungen des EU-Emissionshandels eine COx-Abscheidung wirtschaftlich
ist. Ubliche Abschatzungen gehen davon aus, dass ein Zertifikatepreis
von 75 bis 250 €/t CO, notwendig ist, damit die CO,-Abscheidung wirt-
schaftlich wird (Ploetz 2003: 5). Dies ist ein Zertifikatepreis, der zumin-
dest in der Handelsperiode 2008-2012 nicht sehr wahrscheinlich ist.
Unter sehr gunstigen Annahmen errechnet das DIW, dass die Wirt-
schaftlichkeitsschwelle schon ab einem Zertifikatspreis von 41 €/t CO,
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erreicht wird (Kemfert / Schumacher 2005: 247). Solche Zertifikatepreise
liegen schon eher im Bereich des Méglichen®, so dass in diesem Fall —
das Fehlen besserer Alternativen vorausgesetzt — die CO,-Abscheidung
wettbewerbsfahig werden konnte.

Dies setzt allerdings voraus, dass eine kraftwerksubliche Standfestig-
keit der Komponenten gegeben ist. Die bisherigen Anlageverfligbarkei-
ten sowohl bei der Lufttrennung als auch bei der Integrierten Kohlever-
gasung liegen heute noch deutlich unterhalb der Anforderungen eines
kommerziellen Kraftwerksbetriebs. Das Problem besteht nicht nur auf-
grund der geringen Verflgbarkeiten der Einzelkomponenten. Vielmehr
addieren sich vermutlich die Ausfallzeiten — wenn sie sich nicht sogar
potenzieren —, da eine Stérung in einem Anlagenteil in der komplexen
Gesamtanlage ,GroRkraftwerk® Stérungen an anderer Stelle nach sich
zieht (vgl. hierzu unten: Integrierte Kohlevergasung). Es ist darauf hin-
zuweisen, dass bisher noch keine der Abscheidungstechnologien einen
erfolgreichen Praxistest im Regelbetrieb vorweisen kann.

Neben der Abscheidung von CO, treten bei der Deponierung noch wei-
tere Probleme auf. Diese betreffen die erwahnten Kosten des Transports
(Verflissigung, Pipelinenetz, Kompressoren), u.U. zusatzliche Kosten
der Einlagerung (Bohrungen bis zu den tiefen Grundwasserleitern) und
teilweise noch ungeléste technische Probleme einiger Einlagerungsver-
fahren (Transport in tiefe Bereiche der Ozeane). Erfolgt die Einlagerung
schlieB3lich in unsicheren Lagerstatten und entweicht das CO,, dann
kommt es insgesamt zu héheren CO,-Emissionen, da Abscheidung und
Einlagerung den Wirkungsgrad der Kraftwerke erheblich reduziert ha-
ben. SchlieRlich kdnnen Leckagen einiger Lagerstatten auch zu einem
Sicherheitsproblem flihren, da sich CO,-Senken bilden kénnen, in denen
Erstickungsgefahr besteht. Insgesamt scheint der Forschungsbedarf
hinsichtlich einer geeigneten Deponierung abgetrennten Kohlendioxids
deshalb mindestens ebenso grof3 zu sein wie bei der Weiterentwicklung
der CO,-Abtrennung. In diesem Feld sind allerdings in vielen Fallen
deutlich andere Kompetenzen gefragt als diejenigen, die Kraftwerksan-
lagenbauer normalerweise vorzuweisen haben.

2.2.4.2 GuD-Prozess fiir feste Brennstoffe

Der GuD-Prozess erreicht beim Einsatz von Erdgas Wirkungsgrade von
nahezu 60 Prozent und liegt damit um rund 15 Prozentpunkte Gber den-
jenigen, die beim Einsatz von Festbrennstoffen heute Ublich sind. Daher
liegt es nahe, auch fur Festbrennstoffe den kombinierten Zyklus aus
Gasturbine und Dampferzeugung mit nachgeschalteter Dampfturbine zu
realisieren. Fur diesen Versuch zur Uberwindung der ,Festbrennstoffbar-
riere“ wird an mehreren Technologien gearbeitet, die nachfolgend cha-

® Fir die CO,-Zertifikate der Handelsperiode 2005-2007 wurden im Sommer 2006
bereits Preise von Uber 30 €/t erreicht.
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rakterisiert werden. Anders als noch in den 1980er Jahren erwartet, ha-
ben diese neuen Technologielinien bisher in den meisten Anwendungs-
bereichen nicht den Sprung zur Marktreife geschafft. Dies liegt einerseits
an einigen nicht vorhergesehenen Problemen dieser Technologien, zum
anderen aber auch an den guten Fortschritten, die im Bereich der be-
stehenden Kraftwerkstypen erreicht wurden. Insofern ist die ,Revolution®
in Richtung neuer Technologielinien aufgeschoben. Stattdessen domi-
nieren beim Kraftwerksneubau heute Konzepte, die das Ergebnis einer
Evolution etablierter Technologien sind. Fir diese liegen umfassende
Betriebserfahrungen vor, sie zeichnen sich durch eine grolte Anlagen-
verflugbarkeit aus, ihr Teillastverhalten ist ausreichend gut und ihre In-
vestitionskosten sind in den letzten Jahren deutlich gesunken. Von da-
her ist es fir neue Technologielinien gegenwartig sehr schwer, etablierte
Technologien zu verdrangen. Weiterentwicklungshemmnisse der bishe-
rigen Technologielinien (z.B. deutlich steigende Kosten hochtemperatur-
fester Materialien) oder geanderte Marktanforderungen (z.B. hdhere
Brennstoffflexibilitdt oder der Wunsch nach CO,-Abscheidung) kdénnen
jedoch die neuen Technologielinien deutlich starken.

Integrierte Kohlevergasung

Die &lteste Technologielinie zur Uberwindung der Feststoffbarriere mit-
tels GuD-Prozess ist die Integrierte Kohlevergasung. Die generelle, nicht
mit der Stromerzeugung gekoppelte Option, aus Kohle Kraftstoff oder
Gas herzustellen, ist vergleichsweise alt. Schon seit langerer Zeit (be-
ginnend mit dem ersten Olpreisschock 1973/74) hat eine Intensivierung
der Versuche zur Vergasung von Festbrennstoffen im Zusammenhang
mit der Stromerzeugung stattgefunden. In Deutschland wurden hierzu in
den letzten 30 Jahren ca. 100 Projekte mit einem Gesamtvolumen von
400 Mio. € gefordert. Die bisher vorhandenen Lésungen waren jedoch
entweder sehr teuer, da die Vergasung extern in einer separaten Anlage
erfolgte oder aber technologisch nicht ausgereift, sofern die Vergasung
integriert im Kraftwerksprozess selber stattfand.

Die Technik der Integrierten Kohlevergasung realisiert den kombinierten
Zyklus, also den Einsatz von Gas- und nachgeschalteter Dampfturbine.
Die Kohlevergasung findet dabei im Kraftwerksprozess selbst und nicht
extern statt. Hierzu ist im Regelfall eine Lufttrennung notwendig, da
Sauerstoff fur die Vergasung bendtigt wird. Das CO, des wasserstoffrei-
chen Synthesegases kann nun abgetrennt werden und seine Verbren-
nung erfolgt dann in einer Gasturbine — aufgrund des hohen Wasser-
stoffgehalts ist es allerdings auch gut vorstellbar, eine Brennstoffzelle zu
verwenden (vgl. Kapitel 2.3). Die Abgase der Gasturbine oder der
Brennstoffzelle werden in einen Abhitzkessel geleitet und der dort er-
zeugte Dampf einer Dampfturbine zur Verfiigung gestellt.

Generell kann in einer solchen Anlage sowohl Hochtemperaturwarme
als auch Synthesegas ausgekoppelt und z.B. chemischen Prozessen
zur Verfligung gestellt werden. Insofern lasst sich die Integrierte Kohle-
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vergasung auch gut an bestimmte industrielle Prozesse anbinden. Durch
die Integrierte Kohlevergasung ohne COx-Abtrennung sind bisher Wir-
kungsgrade von Uber 50 Prozent realisierbar und 55 Prozent geplant.
Der Prozess zeichnet sich durch eine sehr gute SO,-Abscheidung
(99 Prozent) ohne zusatzliche Filtertechnologie aus. Allerdings weist die
Anlage wegen der hohen Verbrennungstemperaturen deutliche NOx-
Probleme auf (wie sie bei Gasturbinen allgemein Ublich sind). Generell
eignet sich das Verfahren fir sehr unterschiedliche Brennstoffe (je
nach gewahlter Vergaserart) und lasst sich sehr gut mit einer CO,-
Abscheidung verbinden. Das anfallende CO, kann unter Umstanden
sogar die Lieferungen der ,kleinen Chemiefabrik Integrierte Kohlever-
gasung erganzen.

Dieser IGCC-Prozess (integrated gasification combined cycle) ist welt-
weit in einer Reihe von Demonstrations- und GroRBanlagen durch ver-
schiedene Unternehmen realisiert worden. Bisher sind jedoch keine
kommerziellen Lésungen vorhanden. So wurde z.B. bei konkreten Bau-
entscheidungen fir moderne Kraftwerke der Braunkohleverstromung
das konventionelle Kraftwerkskonzept (BoA), nicht jedoch die Alternative
einer Integrierten Kohlevergasung (KOBRA) realisiert. Der Bau weiterer
Demonstrationsanlagen z.B. im Rahmen der zweiten Forderrunde der
,Clean Coal Power Initiative* der USA sind geplant.* Tab. 1 zeigt einen
Uberblick tiber die bisher realisierten Anlagen, die — sofern nichts ande-
res angegeben ist — mit Steinkohle betrieben werden. Neben diesen
Kraftwerken zur Stromproduktion existiert eine groflere Anzahl kleinerer

* Hierzu zéhlen insbesondere die folgenden Anlagen: Southern Power Company
plant zusammen mit den Anlagenherstellern Kellogg Brown und Root, die auf Cra-
cker in der Mineraldlindustrie spezialisiert sind, den Bau eines Demonstrationskraft-
werks in Orange County, Florida mit einer Leistung von 285 MW. Eingesetzt werden
soll niedrig kalorische Kohle mit Heizwerten, die zwischen denjenigen von Braun-
und Steinkohle liegen. Weiterhin plant Minnesota Power den Bau einer Demonstra-
tionsanlage zur Kohlevergasung, die den gleichen Kohletyp verwenden soll. Diese
Anlage in St. Louis County, Minnesota soll das produzierte Synthesegas zum einen
in einer Gasturbine mit 60 MW verstromen, zum anderen soll es in industriellen
Prozessen Verwendung finden. Bei der Vergasungseinrichtung handelt es sich
vermutlich aber um eine konventionelle, d.h. nicht in den Kraftwerksbetrieb integrier-
te Anlage. Ahnlich einzuschéatzen sind Aktivitaten der Basin Electric Power Coope-
rative, bei der die vermutlich separate Vergasungseinheit Braunkohle verwenden
soll. Als Kraftwerk soll eine bestehende 615 MW-Anlage in Stanton, ND umgebaut
werden. In einem Projektvorschlag plant EnviRes ein IGCC mit 113 MW in East St.
Louis, lllinois, wobei hier nicht nur eine Gasturbine, sondern auch eine Brennstoff-
zelle betrieben werden soll. Aufbauend auf einem Vorlauferprojekt (Wabash River in
Terre Haute, Indiana; siehe Tab. 1) sollen die dort gemachten Erfahrungen von
Excelsior Energy und dem Anlagenbauer ConocoPhillips genutzt werden, um ein
531 MW-Kraftwerk in Hoyt Lakes, Minnesota zu bauen. All diese Anlagen befinden
sich in (unterschiedlichen) Projektierungsphasen und haben eine Foérderung im
Rahmen der Clean Coal Power Initiative beantragt. Somit ist noch keineswegs gesi-
chert, dass sie tatsachlich geférdert und gebaut werden. Hinzu kommt noch die
Planung eines 275 MW IGCC-Kraftwerks mit CO,-Abtrennung durch FuturGen.
Hierbei handelt es sich um eine Initiative, die von staatlichen Stellen und privaten
Unternehmen im Bereich der Kohleverstromung (u.a. E.ON U.S.) und Kohleférde-
rung getragen wird. Fir dieses Kraftwerk lauft die Standortwahl; eine Inbetriebnah-
me dieses auch als Erprobungstrager konzipierten Kraftwerks soll 2012 erfolgen.
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Raffinerie-IGCC-Anlagen. In diesen wird vorwiegend Petrolkoks und
schwere Erddlrickstande aus dem Raffinerieprozess verarbeitet. Er-
zeugt wird Strom fir den Eigenbedarf sowie Hydrierwasserstoff, der in
den Raffinerien zum Cracken langkettiger Kohlenwasserstoffe einge-
setzt wird um so z.B. die Treibstoffausbeute zu erhéhen.

Kraftwerk / Ort Betreiber | Bau Leistung elektr.  Kohlevergasung Hersteller

Buggenum * Shell-Prenflow .
(Niederlande) Demkolec | 1994 253 MW (Steinkohle, Biomasse) Siemens
Schwarze Pumpe Noell

(Deutschland) 1996 |43 MW (Braunkohle) GE
Vresova * Sokolov 1996 351 MW ZUV (zusammen mit Krupp | EGT
(Tschechische Rep.) | Coal PK 2005 | 430 MW ab 2005 | Uhde, Lurgi u. Rheinbraun) | (Gasturbine)
Puertollano * Prenflow-Krupp-Koppers .
(Spanien) Elcogas 1997 318 MW (Steinkohle, Petrolkoks) Siemens
Fife .

(Schottland) 1998 | 120 MW BGL (Klarschlamm) GE

Ibil Sanghi Tempella Ugas

(Indien) 1999 | 60 MW (Braunkohle) GE
Cool Water

(USA) 1984 120 MW Texaco GE
Plaquemine ; Westing-
(bis 1995) (USA) 1987 160 MW Dow-Destec house
Wabash River * Dow-Destec

(Indiana / USA) 1995 | 262 MW (Steinkohle, Pertrolkoks) | CF
Polk’s Power Plant | Tampa

(Florida / USA) Electic | 1996 [248.5MW Texaco GE
Tracy’s Power Plant | . .

(Nevada / USA) Pinon Pine | 1996 99,7 MW KRW GE
LTS (Elrs Tamco 1999 | 120 MW Tempella Ugas GE
(USA)

Camden’s Power Duke

Plant (USA) Energy 1999 | 480 MW BGL GE

Tab. 1: Projekte mit Realisierung von integrierter Kohlevergasung und GuD-Technolo-
gie; * Anlage aktuell in Betrieb (eigene Recherche)

Typischerweise wurden bisher die wesentlichen Komponenten, die ein
Kraftwerk mit integrierter Kohlevergasung von einem gangigen Dampf-
kraftwerk unterscheidet, nicht von Kraftwerksbauern geliefert. Dies
galt bisher i.d.R. fUr die Luftzerlegung, die Vergasung und die Gasaufbe-
reitung, so dass durch den jeweils beteiligten Kraftwerksanlagenbauer
jeweils ein mehr oder weniger normales GuD-Kraftwerk gefertigt wurde.
Im europaischen Kraftwerksbau engagiert sich insbesondere Siemens
bei dieser Technologie. Der Bereich der Vergasung gehdrt mittlerweile
zu den Kernkompetenzen, und auch bei Luftzerlegung, Gasreinigung
und CO,-Abscheidung sind eigene Aktivitdten vorhanden oder geplant.
Insofern kann hier vermutet werden, dass diese Anlagenteile dort als
Kernkompetenzen angesehen werden.

Fur eine zusammenfassende Bewertung ist festzuhalten, dass bei der
Integrierten Kohlevergasung bisher noch einige ungeldste Probleme
bestehen. Ein Blick auf die verwendeten unterschiedlichen Verfahren
der Kohlevergasung (Festbett, Wirbelschicht, Flugstromvergasung; un-
terschiedlicher Umfang der Integration; Vergasung mit Sauerstoff oder
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Luft) macht deutlich, dass bisher eine dominante, effiziente Technologie
fehlt. Insofern befindet sich die Integrierte Kohlevergasung noch im Ver-
suchsstadium. Dies zeigt sich auch an der geringen Zuverlassigkeit der
bisher realisierten Anlagen. So arbeiten die Vergaser nur mit Verfligbar-
keiten zwischen 60 bis 80 Prozent. Weiterhin ist die Betriebsflexibilitat
nicht sehr ausgepragt — dies gilt sowohl fiir den sehr aufwandigen An-
fahrbetrieb als auch fiir das Anlagenverhalten bei Teillastbetrieb. Auch
die technischen Losungen fir die Synthesegasaufbereitung bei hohen
Temperaturen sind bisher noch nicht voll befriedigend; durch Fremdstof-
fe im Synthesegas verkirzt sich daher die Standzeit der eingesetzten
Gasturbinen. Der alternative Entwicklungsweg wurde hingegen bisher
noch nicht beschritten — statt einer Verbesserung der Gasaufbereitung
ist auch die Entwicklung von robusteren Turbinen maglich.

Generell ist zu erkennen, dass die Investitionskosten solcher Anlagen
auch zukunftig deutlich héher als bei Ublichen Kohlekraftwerken liegen
werden. Die vermutlich notwendige Lufttrennung und die sicher notwen-
dige Vergasung und Gasreinigung fiihren bisher zu Investitionskosten,
die 20 bis 30 Prozent hoher liegen als bei der gangigen Technologie,
ohne dass bisher Wirkungsgrade erreicht wurden, die wesentlich Uber
denen moderner Steinkohlekraftwerke liegen. Allerdings ist festzuhalten,
dass die Integrierte Kohlevergasung eine relativ einfache Lésung flr die
Verbrennung kontaminierter Brennstoffe sein kann. Weiterhin hat sie
sich bewahrt als besondere Technologie der Abfallbeseitigung bei Raffi-
nerien, da sie gleichzeitig den Bedarf an Wasserstoff und Strom decken
kann. Aufgrund der bisherigen Problemlagen bei Anlagen zur reinen
Stromerzeugung ist allenfalls in mittlerer Frist mit dieser Technologie zu
rechnen. Wenn sich allerdings die CO,-Abtrennung etablieren sollte
(z.B. wegen hoher Zertifikatepreise), dann ist die Integrierte Kohleverga-
sung aus heutiger Sicht das Verfahren der Wahl.

Druckwirbelschichtfeuerung

Die Verwendung einer Wirbelschicht zur Verbrennung von Festbrenn-
stoffen stellt ein seit langem etabliertes Verfahren dar. Der Betrieb einer
solchen Wirbelschicht unter Druck und die Einbindung in einen kombi-
nierten Zyklus mit Gas- und Dampfturbine ist hingegen relativ neu, auch
wenn bereits seit den 1990er Jahren einige solcher Anlagen realisiert
wurden.

Technologie: In Druckwirbelschichtanlagen der ersten Generation wird
der Kohlestaub unter Druck in einer Wirbelschicht bei Temperaturen um
900° C verbrannt. Das heile, druckaufgeladene Rauchgas wird einer
Gasreinigung unterzogen und anschlieend Uber eine Gasturbine ent-
spannt. Anschlieend stromt das heile Rauchgas in einen Abhitzkessel,
der Dampf fiir eine Dampfturbine liefert. Zur Rauchgasreinigung werden
bisher Zyklone eingesetzt, die Feststoffe aus dem Rauchgas zu rund
99 Prozent herausfiltern und so verhindern, dass die Gasturbine durch
solche Fremdstoffe zerstort wird. Da Zyklone nur bei Feststoffen zuver-
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I&ssig arbeiten, kann die Verbrennungstemperatur nicht erhdht werden,
da sonst die Asche- und Schlackepartikel im Rauchgas anfangen, in die
Flissigphase Uberzugehen. Dieses Problem begrenzt die Verbren-
nungstemperatur und mithin die Gaseintrittstemperatur in die Gasturbine
auf ca. 950 °C und fuhrt zu Wirkungsgraden von maximal 45 Prozent.

In Druckwirbelschichtanlagen der zweiten Generation wird versucht,
dieses Problem zu umgehen, indem das Rauchgas zusatzlich weiter er-
hitzt wird. Im einfachsten Fall wird hierzu Erdgas eingesetzt. Eine ande-
re Variante gewinnt aus dem eingesetzten Festbrennstoff ein Schwach-
gas, welches in der Gasturbine zugefeuert werden kann. Hierzu durch-
lauft der Festbrennstoff zunachst einen relativ einfach konstruierten Teil-
vergaser, in dem durch unterstdchiometrische Verbrennung der Kohle
ein Schwachgas erzeugt wird. Im Vergaser steht in diesem Prozess also
nicht genug Sauerstoff zur Verbrennung der Kohle zur Verfigung, so
dass es ahnlich wie bei der Integrierten Kohlevergasung zu ihrer partiel-
len Vergasung kommt. Der in diesem Prozess anfallende Koks wird un-
ter Druck in der Wirbelschicht verbrannt. Das Schwachgas aus dem
Teilvergaser und das Rauchgas aus dem Druckwirbelschichtprozess
werden gereinigt und der Gasturbine zugefiihrt, in der das Schwachgas
zur Temperaturerhéhung des Rauchgases geziindet wird. Der Gasturbi-
ne nachgeschaltet ist wiederum ein Abhitzkessel, in der Dampf fir die
Dampfturbine erzeugt wird. Diese wird ebenfalls durch einen Dampfer-
zeuger im Druckwirbelschicht-Kessel gespeist. Solche Anlagen sollen
Wirkungsgrade bis tber 50 Prozent erreichen.

In beiden Anlagevarianten kann SO, in der Druckwirbelschicht gut ohne
Nachbehandlung reduziert werden, da Kalkstein zur SO,-Bindung im
Brennprozess zuzugeben werden kann und die Gasreinigung vor der
Turbine den SO»,-Ausstol} weiter reduziert. Weiterhin bestehen bei Anla-
gen der ersten Generation kaum NOx-Probleme aufgrund des Tempera-
turniveaus unter 1.000 °C. Bei Anlagen der zweiten Generation steigen
zur Wirkungsgraderhdhung die Verbrennungstemperaturen auf fur Gas-
turbinen Ubliche Werte an, so dass hier vergleichbare Probleme mit ho-
hen NOx-Emissionen auftreten. Aufgrund der Druckaufladung der Ver-
brennung erreichen beide Anlagevarianten eine sehr hohe Leistungs-
dichte und somit eine sehr deutlich reduzierte Baugrofle — hierdurch
ergibt sich eine gute stadtebauliche Integrierbarkeit solcher Anlagen, die
wiederum dazu beitragt, dass Warme ausgekoppelt und genutzt werden
kann. Bei Kraft-Warme-Kopplung spielt u.U. der nicht sehr hohe Wir-
kungsgrad bei der Stromproduktion (insbesondere der ersten Generati-
on) eine geringere Rolle.

Anlagen und Unternehmen: Realisiert worden sind bisher lediglich
Anlagen der ersten Generation, die den Status von Demonstrationsan-
lagen haben. Ihre Errichtung ist entsprechend immer durch offentliche
Fordergelder bezuschusst worden, so dass noch nicht von einer markt-
reifen Technologie gesprochen werden kann. Nach mehreren kleineren
Versuchkraftwerken in Leatherhead (GrofRbritannien), Malmé (Schwe-
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den), Malta (New York, USA) und Grimethorpe (GroRbritannien) wurde
1990 das erste kommerziell betriebene Kraftwerk mit Druckwirbelschicht
in Betrieb genommen. Sechs Demonstrationsanlagen wurden in den
1990er Jahren von ABB (jetzt Alstom) in Schweden (Vartan, zweimal
135 MW), in Spanien (Escatron, 75 MW), den USA (Tidd/Ohio, 75 MW),
Japan (Wakamatsu, Karita mit 75 MW) und in Deutschland (Stadtwerke
Cottbus) errichtet. Die letztgenannte Anlage, die mit Braunkohle betrie-
ben wird, hat je nach Warmeauskopplung eine elektrische Nettoleistung
von 62 bis 71 MW. In Karita, Japan ist seit 2001 als bisher groftes
Kraftwerk eine 360 MW-Einheit in Betrieb. Diese Anlage, die aufgrund
von Betriebsproblemen Uber zwei Jahre nur im Probebetrieb gefahren
wurde, stammt ebenfalls von ABB, wobei wesentliche Teile von Ishika-
wajima-Harima Heavy Industries hergestellt wurden. Weiterhin sind noch
zwei japanische Eigenkonstruktionen in Betrieb: eine 85 MW-Anlage in
Tomatouatsuma (gebaut durch Mitsubishi Heavy Industries) sowie ein
250 MW-Kraftwerk in Ohsaki, dass durch Hitachi errichtet wurde. In Ja-
pan sind vor allem der sehr geringe Platzbedarf sowie die geringen E-
missionen der Kraftwerke ein sehr wichtiges Argument fliir diese Techno-
logielinie. Alle diese Anlagen haben bisher bestenfalls Wirkungsgrade
von 42 Prozent erreicht. Geplante Anlagen wie z.B. ein 160 MW-Kraft-
werk von Foster Wheeler in Landlake, USA wurden nach den eher prob-
lematischen Erfahrungen anderer Anlagen der ersten Generation zu-
rickgestellt. Inzwischen arbeiten unterschiedliche Hersteller wie z.B.
Siemens und Foster Wheeler gemeinsam an Konzepten fur Demonstra-
tionsanlagen der zweiten Generation.

Wesentliche Probleme von Anlagen der ersten Generation betrafen vor
allem den Bereich Wirbelschicht und Gasturbine, also die Kernkompo-
nenten dieser Technologielinie. Auch aus diesem Grund hat sich
ABB/Alstom mittlerweile aus dieser Technologie zurlickgezogen. Wei-
terhin ist die Entstaubung der heilRen Rauchgase nach wie vor verbes-
serungsfahig. Die bisher eingesetzten Zyklone fliihren zu starken Druck-
verlusten des Gases und mindern so den Wirkungsgrad. Gleichzeitig
kénnen sie die Qualitatsanforderungen moderner Gasturbinen an die
Gasreinheit nicht erfullen, so dass sich die Lebensdauer insbesondere
der Turbinenschaufeln ggf. bis auf die Halfte verklrzt. Inwieweit die ge-
stufte Umsetzung der Kohle zur Erzeugung von Schwachgas in die so-
wieso schon komplexe Anlage der Druckwirbelschicht integriert werden
kann, ist bisher noch offen — hierdurch steigt zumindest der konstruktive
Aufwand deutlich und nahert sich dem der Integrierten Kohlevergasung,
ohne allerdings ahnlich hohe Wirkungsgrade zu erreichen.

Zusammenfassende Bewertung: Druckwirbelschichtanlagen der ers-
ten Generation waren — ihre Zuverlassigkeit vorausgesetzt — flir einige
Anwendungsbereiche eine viel versprechende Technologielinie. Dies gilt
z.B. bei der Verwendung unterschiedlicher Festbrennstoffe, bei starken
raumlichen Beschrankungen des Kraftwerksstandorts und bei hohen
Umweltschutzauflagen. Fallen gar alle drei Faktoren zusammen (wie an
den japanischen Standorten), dann spricht vieles fur diese Technologie.
Die Weiterentwicklungen der Druckwirbelschicht (zweite Generation) in
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Richtung einer Teilvergasung des eingesetzten Brennstoffes erhdhen
die mdglichen Wirkungsgrade, steigern allerdings auch die Komplexitat
der Anlage. Vorstellbar ist letztlich eine Zusammenfiihrung der Integrier-
ten Kohlevergasung mit der Druckwirbelschicht. Da bisher noch keine
Demonstrationsanlage der zweiten Generation errichtet worden ist, kdn-
nen bisher noch keine Aussagen dariber gemacht werden, inwieweit die
~Kinderkrankheiten® der ersten Generation gelost worden sind. Aufgrund
der zusatzlichen Komponenten ist zumindest damit zu rechnen, dass
noch einiger Entwicklungsbedarf besteht, so dass die Marktreife dieser
Technologielinie noch einige Zeit beanspruchen wird.

Insgesamt handelt es sich bei der Druckwirbelschicht insbesondere der
ersten Generation um eine Technologielinie in der Mitte zwischen etab-
lierten Dampfkraftwerken und aufwandigen Kombiprozessen wie der In-
tegrierten Kohlevergasung oder der nachfolgend dargestellten Druck-
kohlenstaubfeuerung. Die technologischen Anforderungen und die In-
vestitionskosten sind geringer, ebenso aber auch die erreichten Wir-
kungsgrade. Insofern handelt es sich bei dieser Technologielinie magli-
cherweise um eine Ubergangstechnologie, die dann zum Zuge kommt,
wenn die fortschrittlicheren Technologielinien noch nicht einsatzreif sind
und bestehende Konzepte nicht mehr weiterentwickelt werden kdnnen.
Hierzu muss jedoch gezeigt werden, dass Anlagen der zweiten Genera-
tion die Probleme Uberwunden haben, die in vielen Anlagen der ersten
Generation aufgetreten sind.

Druckkohlenstaubfeuerung

Die Druckkohlenstaubfeuerung ist von den hier vorgestellten Verfahren
die neueste Technologielinie, so dass hier die Aussagemdglichkeiten
Uber die Perspektiven der Technologie entsprechend begrenzt sind.
Vereinfacht gesprochen handelt es sich bei der Druckkohlenstaubfeue-
rung um den konsequenten Versuch, eine Gasturbine mit Kohlenstaub
zu betreiben. Die Verbrennung der Kohle erfolgt in einer druckaufgela-
denen kohlenstaubgefeuerten Brennkammer, die funktionell diesem Bau-
teil in einer Gasturbine entspricht. Das schon aus der Integrierten Kohle-
vergasung und insbesondere der Druckwirbelschicht bekannte Problem
stark verunreinigter Rauchgase, die dann die Turbine schadigen wur-
den, stellt bei dieser Technologie entsprechend das Hauptproblem dar.
Vor der Entlastung des Rauchs aus der Kraftwerksbrennkammer Gber
die Turbinenschaufeln der Gasturbine muss dieser heify und mdglichst
ohne gréfReren Druckverlust gereinigt werden, um so den Wirkungsgrad
der Energieumwandlung moglichst wenig zu senken. Bei dieser Reini-
gung stellt sich z.B. das Problem, dass die Asche aufgrund der hohen
Temperaturen flussig vorliegt und somit etablierte Technologien wie der
bei der Druckwirbelschicht verwendete Zyklon nicht verwendet werden
konnen. Weiterhin sind die Rauchgase aufgrund des héheren Tempera-
turniveaus deutlich aggressiver, so dass die Qualitat der Reinigung deut-
lich erhéht werden muss, um eine angemessene Lebensdauer der Tur-
binenschaufeln zu gewahrleisten. Notwendig ist z.B. eine hochwirksame
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Alkalireinigung, die diese korrodierenden Verbindungen aus dem heil3en
Rauchgas entfernt. Der Gasturbine nachgeschaltet ist wiederum ein
Abhitzkessel, in dem der Dampf flir eine Dampfturbine erzeugt wird, so
dass auch hier der kombinierte Zyklus realisiert wird.

Von solchen Anlagen werden im ersten Schritt Wirkungsgrade bis zu
53 Prozent erwartet, die mit weiteren Fortschritten der Gasturbinentech-
nologie erhdht werden kénnen. Ahnlich wie bei der Integrierten Kohle-
vergasung erreicht diese Technologielinie ohne weitere Nachbehand-
lung gute SO.- und Staubwerte. Aufgrund der hohen Verbrennungstem-
peraturen besteht analog zur Gasturbine bei Erdgaseinsatz ein NOx-
Problem, das z.B. mit einer nachgeschalteten Entstickung oder integriert
in den Verbrennungsprozess vermindert werden kann.

Bisher befinden sich nur einzelne Komponenten in einer kleinen Anlage
im Probebetrieb. In letzter Zeit wurden einige deutliche Fortschritte bei
der Verringerung von unerwiinschten Bestandteilen im Rauchgas ge-
macht, so dass bei dieser Technologielinie deutliche Fortschritte im
Kernbereich zu erkennen sind. An der bestehenden Technikumsanlage
in Dorsten sind die STEAG, E.ON Engineering und die Universitat Duis-
burg-Essen beteiligt. Im nachsten Schritt steht die Errichtung einer ers-
ten Pilotanlage im einstelligen MW-Bereich an.

Nach wie vor ist unklar, ob die Reinigung der heiflen Rauchgase bei ca.
1.600 °C gelingt und die nachgeschaltete Gasturbine notwendige Stand-
zeiten erreicht. Dieser Reinigungsprozess ist wesentlich aufwandiger als
bei der integrierten Kohlevergasung, da Rauchgas wesentlich schwerer
zu reinigen ist als vergleichsweise sauberes und relativ kaltes Synthe-
segas. Auch im Vergleich mit der Druckwirbelschicht, bei der das Tem-
peraturniveau niedriger ist, fallt dieser Reinigungsprozess aufwandiger
aus. Gelingt die Entstaubung mit Hilfe von Komponenten, die standfest
sind, eine hohe Verfugbarkeit aufweisen und nicht zu sehr hohen Inves-
titionskosten fuhren, kann die Druckkohlenstaubfeuerung einen grof3en
Markterfolg haben. Bis dahin sind allerdings sehr wahrscheinlich For-
schungsanstrengungen notwendig, die weit umfangreicher sind als bei
den anderen hier vorgestellten Technologielinien. Soll eine CO,-
Abscheidung mit dieser Technologie verbunden werden, konnte das
Oxyfuel-Konzept in Frage kommen — eine Vorab-Abtrennung ist hinge-
gen konstruktiv bedingt wenig sinnvoll, da hierfur die Integrierte Kohle-
vergasung deutliche Vorteile besitzt. In einer solchen Situation entschei-
det also auch das sich durchsetzende Verfahren zur CO,-Abspaltung
Uber die weitere Zukunft von Technologielinien zur Stromerzeugung aus
Festbrennstoffen mit einem kombinierten Zyklus.

2.2.5 Markt und Marktpotenziale

Bisher hat die vorangehend beschriebene GroRkraftwerkstechnologie
den Markt fir Stromerzeugungsanlagen dominiert. Nimmt man grofde
Wasserkraftwerke noch hinzu, betragt ihr weltweiter Marktanteil Uber
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90 Prozent. Die wachsende Bedeutung dezentraler Energieerzeugung,
die stark mit dem Ausbau des Einsatzes regenerativer Energietrager zu-
sammenhangt, kann diesen Marktanteil — je nach unterstellter Entwick-
lung (vgl. Kapitel 3.1 im Teil 1 des Branchenreports) — zwar senken.
Aufgrund der deutlich ansteigenden Nachfrage nach Kraftwerken mit ei-
nem von der IEA prognostizierten Neubaubedarf von 4.700 GW bis 2030
ist hingegen nicht damit zu rechnen, dass die Nachfrage nach Grol3-
kraftwerken absolut zurtickgehen wird. Im Gegenteil: In den kommenden
Jahren werden weltweit vermutlich mehr Grol3kraftwerke gebaut als je
zuvor (vgl. Kapitel 3.2.2 im Teil 1 des Branchenreports). Dies gilt insbe-
sondere fiir Kraftwerke zum Einsatz von Kohle und Erdgas. Und auch in
Deutschland ist fur die kommenden Jahre mit einem sehr lebhaften
Neubaugeschéft flr konventionelle GrolRkraftwerke zu rechnen.

Mit Blick auf die eingesetzten Energietrager bzw. die zu ihrer Verstro-
mung eingesetzten Technologien ist hinsichtlich des Marktpotenzials
davon auszugehen, dass das Wachstum der Gasverstromung Gber dem
Trend des Gesamtmarkts liegen wird. Hier werden insbesondere GuD-
Anlagen auf der Basis des Erd- und Flissigerdgas-Einsatzes (LNG) ih-
ren Marktanteil ausweiten kénnen. Fir die Steinkohleverstromung wird
ein relativ stabiles, aber unterdurchschnittliches Wachstum erwartet.
Dies kdnnte dann etwas anders aussehen, wenn die vorgestellten Tech-
nologielinien, die auch fir Kohle den kombinierten Zyklus mit Gas- und
Dampfturbine verwenden, zur Marktreife gelangen. In diesem Fall wiirde
der Anteil der Kohleverstromung zu Lasten des Erdgaseinsatzes gréler
werden. Fur niedrigkalorische Kohlen wie insbesondere Braunkohle be-
steht ein relativ kleiner Markt mit uneinheitlichen Tendenzen, die nicht
zuletzt auch durch politische Vorgaben (z.B. Umweltschutz und autarke
Stromversorgung) beeinflusst werden.

Noch starker von politischen Vorgaben abhangig ist auch das Marktpo-
tenzial der Kernenergieverstromungstechnologien, welches deshalb be-
sonders schwierig zu beurteilen ist. Insgesamt herrscht hier ein extrem
hoher politischer Einfluss auf den Kraftwerksbetrieb, die Aufbereitung
von Kernbrennstdben und die Endlagerung. Zubauten von Atomkraft-
werken finden derzeit ausschlielich auf nicht vollstandig liberalisierten
Markten ohne Wettbewerb und ,echte“ Preise statt. Nur auf solchen ge-
schitzten Markten lohnt es sich derzeit, die hohen Investitionskosten
von Kernkraftwerken zu tatigen. Es kommt hinzu, dass Kernkraftwerke in
vielen Landern eine sehr intensiv geférderte Technologie darstellen,
somit also ein Teil der Kosten dieser Technologie nicht von den Nach-
fragern von Kernkraftwerken getragen werden. Dies betrifft zum einen
die Technologieférderung, aber auch die Anwendungsférderung (wie
z.B. die Ubernahme von Haftungsrisiken durch den Staat). Oftmals sind
es gar nicht energiepolitische sondern anderweitige Motive, die Staaten
bei einer solchen Forderung der Kernkraft verfolgen.

Die regionale Verteilung des zukinftigen Kraftwerksmarktes macht
deutlich, dass ein Grofteil der Zuwachse in Asien erwartet wird. Hier wie
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in einigen anderen Schwellenlandern sind die geschatzten Neubaupo-
tenziale hochgradig abhangig von der Finanzierung. Zum einen beste-
hen mancherorts grundsatzliche Finanzierungsrestriktionen, etwa auf-
grund von nicht funktionsfahigen Kapitalmarkten. Zum anderen kommt
es mitunter zu Finanzierungsproblemen aufgrund fehlender Wirtschaft-
lichkeit einer geplanten Investition unter realen Bedingungen: So kbénnen
z.B. politische Unsicherheiten (wie eine unsichere Eigentumsordnung)
zu hoheren Risikoaufschlagen internationaler Kapitalgeber flihren.
Kommt es trotzt solcher Probleme zum Bau, ist die Beteiligung europai-
scher Kraftwerksbauer in einigen Wachstumsmarkten wie Asien und
Russland zumindest nicht automatisch gegeben. Haufig wird mehr oder
minder direkt auf eine inlandische Produktion Wert gelegt, so dass der
Einkauf von Wissen und nicht von Produkten im Vorgrund steht. Dies ist
mit der Absicht verbunden, die inlandische Produktion mittels auslandi-
schem Wissen und ggf. auch staatlicher Unterstlitzung voranzutreiben.

Fir den deutschen Kraftwerksanlagenbau und die Herstellung von
diesbezlglichen Zulieferteilen und Komponenten in Deutschland durften
sich aus solchen, teilweise schwierigen Entwicklungen auf Exportmark-
ten insgesamt fir die nachsten Jahre allerdings kaum Probleme erge-
ben. SchlieBlich mussen alleine auf dem inlandischen Markt in den
kommenden zweieinhalb Jahrzehnten rund 40 bis 60 GW Kraftwerkska-
pazitat ersetzt werden. Gestiegene Anforderungen an den Klimaschutz
werden die Nachfrage dabei in die Richtung von effizienten (und mittel-
fristig vermutlich auch neuen) Technologien lenken, was fur die heimi-
sche Industrie, die insgesamt zu den weltweiten Technologiefuhrern
zahlt, von Vorteil ist. Uberdurchschnittlich stark profitieren wird dabei
erstens die Herstellung von Gasturbinen und entsprechenden Zuliefer-
teilen: Dies gilt schon alleine mit Blick auf die noch bestehenden techni-
schen Verbesserungspotenziale dieses Maschinentyps und die vermut-
lich Uberdurchschnittliche Entwicklung der Erdgas-Verstromung. Dieser
Effekt wird sich zusatzlich verstarken, wenn GuD-Prozesse fur Fest-
brennstoffe die Marktreife erreichen und sich etablieren kénnen. Zwei-
tens bestehen auch fur den Kesselbau gute und neuartige Chancen,
z.B. durch die angestrebte Steigerung von Dampfdruck und -temperatur
sowie durch die Verfahren der CO,-Abscheidung, wenn es dem Kessel-
bau gelingt, hier wichtige Technologiefelder zu besetzen.

2.3 Brennstoffzellen

Bei der Brennstoffzelle handelt es sich um eine Technologie, mit der
gasférmige Brennstoffe per Elektrolyse anstelle eines Verbrennungspro-
zesses in Gleichstrom und Warme umgewandelt werden kénnen. Durch
die direkte Umwandlung von chemischer in elektrische Energie ist die
Stromerzeugung mit Brennstoffzellen sehr effizient. Die bei allen War-
mekraftprozessen durch das Carnot'sche Gesetz beschriebene Wir-
kungsgradbegrenzung entfallt. Brennstoffzellen nutzen die in Wasser-
stoff gespeicherte Energie. Allerdings kdnnen auch andere Brennstoffe
verwendet werden, wenn sie entweder in einem vorgeschalteten Modul
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oder innerhalb der Brennstoffzelle (bei Modellen mit hohen Arbeitstem-
peraturen) reformiert werden. Ein weiterer Vorteil von Brennstoffzellen
liegt in dem Umstand; dass ihre GroRe ab 1 kW sehr gut bzw. sogar
weitgehend frei skalierbar ist und dabei der Wirkungsgrad kaum (nega-
tiv) beeinflusst wird. Damit besitzen kleine Anlagen — im Gegensatz zu
Warmekraftprozessen — keinen Wirkungsgradnachteil gegentber groRe-
ren Systemen. Deshalb eignen sich Brennstoffzellen in besonderer Wei-
se fur eine verbrauchsnahe Stromerzeugung bzw. KWK, kénnen aber
auch in anderen Einsatzfeldern wie z.B. zum Fahrzeugantrieb (mobile
Anwendung) oder zur Stromversorgung flir tragbare Elektrogerate (por-
table Anwendung) genutzt werden.

Brennstoffzellen werden bereits seit einigen Jahrzehnten in der Raum-
fahrt als Stromerzeuger eingesetzt, da in Weltraumfahrzeugen ohnehin
Wasserstoff als Treibstoff zur Verfligung steht und Brennstoffzellen zu-
dem Uber eine grofRe Verlasslichkeit verfiigen. Auch in Unterseebooten
und anderen Bereichen der Militartechnik werden Brennstoffzellen be-
reits seit langerem eingesetzt. In diesen Einsatzfeldern spielen aller-
dings Kosten nur eine untergeordnete Rolle — flir einen Einsatz in der
Energieversorgung sind heutige Systeme noch deutlich zu teuer. Aul3er-
dem kommt hinzu, dass bisher erst flr einige Typen Standzeiten in der
Groflenordnung von bis zu 65.000 Stunden erreicht wurden — diese Le-
bensdauer kann aber erst als das erforderliche Mindestmalf fir kom-
merzielle Anwendungen angesehen werden. Obwohl hier noch erhebli-
che Entwicklungsanforderungen zu bewaltigen waren (und zu bewalti-
gen sind), wurde Mitte der 1990er Jahre von mehreren Unternehmen
insbesondere im Bereich der Automobilindustrie, aber auch von Herstel-
lern von Heizungsanlagen bereits eine Markteinfliihrung innerhalb weni-
ger Jahre in Aussicht gestellt. Diese Prognosen haben sich allerdings
als deutlich zu optimistisch erweisen. Erste Systeme befinden sich erst
gegenwartig an der Schwelle zur Markteinflihrung.

2.3.1 Technologie und Unternehmen

Brennstoffzellen-Systeme kdnnen Ublicherweise aus folgenden Kompo-
nenten bestehen:

] Brennstoffzellen-Stack als Stromgenerator,

= Anlagen zur Gasreinigung (z.B. Entschwefelung),

»  Reformer (Umwandlung verschiedener Brenngase in Wasserstoff),

=  Shiftkonverter (Aufbereitung von Wasserstoff).

Bei Hochtemperatur-Brennstoffzellen-Typen (vgl. Tab. 2) sind Reformer
und Konverter nicht notwendig, da in diesen Anlagen auch andere
Brenngase eingesetzt werden kdnnen. Zu den genannten Komponenten
kommen weitere z.T. weniger spezifische Anlagenteile in den Bereichen
Elektrik (Steuerung, Umrichtung des Gleichstroms) und Anlagensteue-

rung hinzu.
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Brennstoffzellen-Typ

Hochtemperatur Mittel-/Niedrigtemperatur
SOFC MCFC PAFC PEMFC
Betriebs- 800-1.000 °C 650 °C 170-200 °C 70-90 °C
temperatur (Entwicklung:
120-180 °C)
Brennstoffe = Wasserstoff = Erdgas = Wasserstoff = Wasserstoff
= Erdgas = Biogas
= Biogas = Kohlegas
= Kohlegas
Elektrischer Wir- 50-55% 50-55% 38-42% | Bei Wasserstoff:
kungsgrad fiir 38-42%
Systeme mit Erd- . ) o . ) o : .
gasversorgung mit GuD: 60% | mit GuD: 60% Bei Methanol:
(angestrebt:  75%) | (angestrebt:  75%) 33%
Typische Leistung | 1 kW bis 1 MW 300 kW bis 1 MW 50 kW bis 500 kW 1 bis 100 kW
je Einheit
Anwendungs- = Kraftwerke = Kraftwerke = KWK = KWK mit BHKW
felder = KWK = KWK = Hausenergiever-
sorgung
= Traktion
= Portable Gerate
Kombinierbare = Gasturbine = Gasturbine Mikroturbine ? Keine ?
Turbine = Mikroturbine = Mikroturbine
= evtl. Dampftur- = evtl. Dampftur-
bine (falls keine bine (falls keine
KWK) KWK)

Tab. 2:  Verschiedene Brennstoffzellen-Typen fiir die stationdre Erzeugung
von Strom und ggf. auch Wérme im Uberblick

Brennstoffzellen lassen sich sowohl zur kombinierten Strom-Warme-
Erzeugung als KWK-Anlage nutzen oder auch mit Dampf- und/oder
Gasturbinen unterschiedlicher GréRe (u.a. auch Mikrogasturbinen®)
kombinieren. In solchen Hybridanlagen wird die Abwarme aus der e-
lektrochemischen Umsetzung sowie der nicht im Stack umgesetzte Teil
des Brenngases zur weiteren Stromproduktion genutzt, so dass sich
hohere elektrische Wirkungsgrade als mit reinen Brennstoffzellen erzie-
len lassen. Fur den Einsatz in Hybridanlagen eignen sich die verschie-
denen Brennstoffzellen-Typen in unterschiedlicher Weise. Ein wichtiger
Parameter ist die Betriebstemperatur — in der Tendenz gilt: Je héher sie
liegt, desto besser lasst sich die Brennstoffzelle mit einer nachgeschalte-

® Mirkoturbinen sind Gasturbinen in Leistungsklassen zwischen 30 und 100 kW, also in
einem Bereich, der um den Faktor 100 unterhalb der (blichen Leistungsgrofe kleiner
Gasturbinen liegt. Charakteristisch flr diese Anlagen sind hohe Drehzahlen sowie nied-
rige Brennkammerdriicke und -temperaturen. Ein typischer Anwendungsbereich auller-
halb der Stromerzeugung ist ihr Einsatz als Turbolader im Automobilbau. Hersteller sind
z.B. die amerikanischen Unternehmen Ingersoll-Rand, Capstone, Elliot, Honeywell Po-
wer Systems und NREC und das schwedische Unternehmen Turbec. Mikroturbinen
kénnen (wie Gasturbinen) mit Erdgas, Heizdl, Benzin, Kerosin, Fliussiggas, Klargas, Gru-
bengas und Erddlbegleitgas betrieben werden. Die Verwendung von Gruben- und Klar-
gas oder anderer verunreinigter Gase erfordert neben einer Anpassung der Brennkam-
mer und der Brennstoffdiisen u.U. auch eine Brennstoffvorbehandlung.
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ten Turbine kombinieren. Allerdings steigen mit hdherer Temperatur
tendenziell auch die Anforderungen an die eingesetzten Materialien —
und damit die Investitionskosten der Brennstoffzellenanlagen. Durch die
Kombination von Brennstoffzelle und Turbine steigt der elektrische Wir-
kungsgrad der Gesamtanlage - erreicht werden derzeitig etwa
53 Prozent, bei entsprechender Grolienauslegung der Anlage sind auch
60 Prozent realisierbar (also vergleichbar mit Erdgas-GuD-Prozessen),
angestrebt werden mittelfristig 75 Prozent. Eine nachgeschaltete Dampf-
turbine wird nur dann eingesetzt werden, wenn die Abwarme nicht direkt
(als Prozesswarme oder fir die Heizung) genutzt wird und eine ausrei-
chende GroéRenordnung erreicht. Daher kommt der Einsatz von Dampf-
turbinen bei dezentralen Anlagen kleinerer GréRe nicht und bei Anlagen
mittlerer Grélke kaum in Frage.

Ein weiterer wichtiger Parameter ist die fir einen Betrieb optimale Leis-
tungsgroRe, die sich je nach Brennstoffzellentyp stark unterscheidet.
Hierbei ist allerdings zu beachten, dass Brennstoffzellensysteme i.d.R.
Kombinationen einzelner Stacks darstellen, so dass die Leistungsgréfe
einfacher als bei konventioneller Kraftwerkstechnik variiert werden kann.
Aulerdem verfligen alle Brennstoffzellen im Vergleich zu anderen Tech-
nologien Uber ein sehr gutes Teillastverhalten: In einer Leistungsband-
breite von 50 bis 100 Prozent der Gesamtkapazitat wird annahernd der
maximale Wirkungsgrad erreicht. Fur die stationare Energieversorgung
kommen aus heutiger Sicht vier Brennstoffzellentypen in Betracht, die im
Folgenden vorgestellt werden.

Hochtemperatur-Brennstoffzellen: SOFC und MCFC

Fir die Kombination von Brennstoffzellen mit konventioneller Kraft-
werkstechnik (Turbine und Generator) in Hybridanlagen eignen sich vor
allem die SOFC (Oxid-Keramische Brennstoffzelle) und die MCFC
(Schmelzkarbonat-Brennstoffzelle). Beide Typen sind flr groRere Leis-
tungsbereiche in der dezentralen Energieversorgung und fur den Einsatz
in GroRRkraftwerken geeignet. Die hohen Betriebstemperaturen der MCFC
von 650 °C bzw. der SOFC von ca. 1.000 °C ermdglichen die direkte
Verwendung kohlenstoffhaltiger Brenngase wie Erdgas, Biogas und
Kohlegas, da die Reformierung intern erfolgt und nicht — wie bei Nieder-
temperaturbrennstoffzellen (s.u.) — energie- und kostenaufwandig durch
einen speziell vorgeschalteten Reformer erfolgen muss. MCFC befinden
sich mittlerweile in groReren Stlckzahlen im Einsatz und stehen an der
Schwelle zur Kommerzialisierung, SOFC befinden sich noch in der Ent-
wicklung und Erprobung. MCFC-Einheiten wurden bereits mit Leistun-
gen von 3 MW entwickelt, SOFC-Einheiten erreichen bisher 300 kW. Bei
der MCFC stellen die hohen Temperaturen und die aggressiven fllssi-
gen Salze des Elektrolyten hohe Anforderungen an das Material. Die
langsame Auflésung der Kathoden im Elektrolyten ist auch heute noch
das zentrale Problem dieses Anlagentyps, die Entwicklung konzentriert
sich dementsprechend auf moglichst haltbare Materialien und resistente
Kathoden. Die Entwicklung von SOFC konzentriert sich auf diinnere
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oder alternative Elektrolyte, die geringere Temperaturen ermoglichen
kénnen. Gleichwohl sind insbesondere die hohen Temperaturen bei der
SOFC als auch bei der MCFC fiir den Einsatz zur Stromerzeugung sehr
vorteilhaft, da eine Kombination mit nachgeschalteten Turbinen méglich
wird. Durch Kombination mehrerer Hybridanlagen wurden mittlerweile
KraftwerksgroRen bis zu 40 MW realisiert werden, was dem bisherigen
Einsatzfeld von kleinen bis mittleren Gasturbinen entspricht, die z.B. in
der industrielle Eigenerzeugung und zur Spitzenlast- und Minutenreser-
ve bei der 6ffentlichen Stromversorgung zum Einsatz kommen.

FUhrender Entwickler und Hersteller von MCFC ist heute das US-ameri-
kanische Unternehmen FuelCell Energy: Alleine im Jahr 2005 wurden
Anlagen mit einer Gesamtkapazitat von 16 MW mit Brennstoffzellen die-
ses Produzenten ausgerustet, alleine 6 MW davon in Japan durch den
japanischen Systemanbieter Marubeni. FuelCell Energy stellt heute
MCFC-Einheiten in den Groften 3 MW (Kosten: 3.200-3.500 US-$/kW),
1 MW (4.300 US-$/kW) und 300 kW (4.600 US-$/kW) her und hat auch
bereits eine Hybridanlage mit Gasturbine realisiert, die nun auf 40 MW
Leistung vergroRert werden soll. Das Unternehmen hat seine Produkti-
onskapazitaten fir MCFC-Stacks erst kurzlich auf 50 MW pro Jahr er-
weitert. In Deutschland werden Stacks von FuelCell Energy vom Unter-
nehmen MTU CFC Solutions (Ottobrunn, eine Tochter des Motorenher-
stellers Tognum) in kompletten KWK-Systemen angeboten, die typi-
scherweise 245 kW Strom und 180 kW Warme erzeugen und von denen
mittlerweile 35 Stick installiert wurden. Der Wirkungsgrad dieser Anla-
gen betragt 70 Prozent; im Oktober 2006 wurde im Landkreis Béblingen
die weltweit erste MCFC-Anlage dieser GréRenordnung fir die Verwer-
tung von Methangas aus Bioabféllen in Betrieb genommen (vgl. Abb. 2).
MTU CFC Solutions verfolgt mittlerweile auch die Entwicklung einer ei-
genen Stack-Produktion unter dem Namen Eurocell. Gegenwartig wer-
den MCFC-Stacks in Europa jedoch nur vom italienischen Unternehmen
Ansaldo Fuel Cells hergestellt (Leistung: 500 kW) und zu BHKWs mit
500 kW bis 5 MW Leistung kombiniert. Ansaldo hat eine jahrliche Pro-
duktionskapazitat von 3 MW, die auf 15 MW/a erweitert werden kann.
Auch eine Reihe japanischer Unternehmen befassen sich mit der Ent-
wicklung von MCFC.
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Abb. 2:  Brennstoffzellensystem mit einer 250 kW-MCFC-Einheit im Verbund

mit Vergdrungsanlage zur Erzeugung von Methan aus Bioabféllen
(Bildquelle: MTU CFC Solutions)

Brennstoffzellen vom Typ SOFC stehen bisher vor allem im Zentrum der
Tatigkeit von grol’en Kraftwerksanlagenbauern. Die intensivsten Aktivi-
taten betreibt in dieser Hinsicht bisher Siemens Power Generation, das
seine Brennstoffzellen-Aktivitdten in den USA bei der Ubernommenen
Westinghouse-Sparte konzentriert hat. Eine erste vorkommerzielle Erd-
gas-KWK-Anlage mit einer Leistung von 125 kW wurde bereits in mehre-
ren Einheiten erprobt; sie hat einen elektrischen Wirkungsgrad von 44
bis 47 Prozent, der Gesamtwirkungsgrad liegt bei Gber 80 Prozent. Zu-
kiinftig soll diese Einheit fiir Systeme mit bis zu 500 kW genutzt werden,
um grofere Gebaude mit Strom und Warme zu versorgen. Aulierdem
hat Siemens eine SOFC/Gasturbinen-Hybridanlage entwickelt und (nach
eigenen Angaben) als bisher einziger Hersteller zwei Modelle erfolgreich
in der Praxis betrieben. Die beiden betreffenden Anlagen haben Leis-
tungen von 220 bzw. 300 kW; die kleinere erreichte einen elektrischen
Wirkungsgrad von 53 Prozent und lief rund 3.300 Stunden. Bei Leis-
tungsgroéfRen von 2 bis 3 MW wird fir dieses System ein Wirkungsgrad
bis zu 70 Prozent und fir kleinere Anlagen mit 1 MW von 60 Prozent
erwartet. Dies soll allerdings nur ein Zwischenschritt sein: Zusammen
mit EnBW plant Siemens bis zum Jahr 2012 den ersten Bau eines
SOFC/Gasturbinen-Hybridkraftwerkes der Megawatt-Klasse und einem
elektrischen Wirkungsgrad von bis zu 70 Prozent.

Mitsubishi Heavy Industries (Japan) entwickelt SOFC-Kraftwerke in zwei
Zusammenhangen mit jeweils unterschiedlichen Partnern: Bereits seit
1989 wird zusammen mit dem ebenfalls japanischen Unternehmen E-
lectric Power Development (J-Power) eine SOFC/Gasturbinen-Hybrid-
anlage mit 200 kW Leistung entwickelt — aktuell wird das Ziel verfolgt,
die Standzeiten dieser Anlagen auf 10.000 Stunden auszudehnen. Zu-
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sammen mit Chubu Electric Power (Japan) arbeitet Mitsubishi an der
Entwicklung einer SOFC-KWK-Anlage.

Eine SOFC/Gasturbinen-Hybridanlagen strebt auch GE Energy an; bis-
her wurde ein Prototyp mit 6 kW Leistung und 49 Prozent Wirkungsgrad
hergestellt. AuRerdem hat GE eine Methode zur (bisher teuren) Produk-
tion der erforderlichen keramischen und elektrolytischen Materialien in
grolen Mengen erprobt, die eine Senkung der Systeminvestitionskosten
auf 800 US-$ ermdglicht. Auch Alstom hatte in Kooperation mit dem
Forschungszentrum Jllich zwischenzeitlich an der Entwicklung von
SOFC-Brennstoffzellen gearbeitet. Diese Aktivitaten waren vor allem in
Grol3britannien angesiedelt, wurden im Jahr 2002 deutlich zurlickgefah-
ren und 2004 mit der Sparte Stromulbertragung und -verteilung an die
AREVA-Gruppe verkauft.

Als unabhangiger Produzent fir SOFC-Stacks betatigt sich H.C. Starck
(Goslar), ein Hersteller von speziellen Metall- und Keramikpulvern. Das
Unternehmen hatte im Jahr 2003 die Mehrheit am niederlandischen
Hersteller von Brennstoffzellenkomponenten, InDEC, tGbernommen so-
wie im Jahr 2005 in Selb eine Produktionsanlage flir SOFC-Stacks mit 1
bis 5 kW Leistung in Betrieb genommen und mit dem Automobilzuliefe-
rer Webasto (Stockdorf) das Joint-Venture Staxera (Dresden) gegrin-
det, um SOFC-Stacks fiir den mobilen und stationaren Einsatz weiterzu-
entwickeln, zu produzieren und zu vermarkten. Solche Gerate von We-
basto will Vaillant (Remscheid, siehe unten) auch zukunftig in Gerate zur
Hausenergieversorgung einbauen. Ein weiterer europaischer Hersteller
von SOFC-Stacks ist das danische Unternehmen Topsoe, dessen Ein-
heiten eine Leistung von 5 bis 50 kW aufweisen. Rolls-Royce (GroRbri-
tannien) entwickelt eine 80 kW-SOFC-Einheit, die mit einer Gasturbine
aus eigener Fertigung kombiniert wird (Turbinen fur Flugzeugtriebwerke,
wie sie von Rolls-Royce produziert werden, lassen sich auch in der
Stromerzeugung einsetzen). Eine Demonstrationsanlage ist zwar erst fir
2008 geplant, allerdings entwickelt das Unternehmen bereits eine vollau-
tomatische Produktionsanlage fir SOFC-Stacks.

Das Schweizer Unternehmen Hexis, eine ehemalige Tochter des Sulzer-
Konzerns, entwickelt ein SOFC-Gerat im niedrigen Leistungsbereich zur
Strom- und Warmeversorgung in Wohn- und Betriebsgebduden. Die
Brennstoffzelle soll dabei eine Leistung vom maximal 1 kWg und 2,5 kW,
und einen Gesamtwirkungsgrad von 85 Prozent aufweisen. Hexis ist
auch ein gutes Beispiel fur die Risiken bei der Entwicklung von Brenn-
stoffzellen: Das Unternehmen musste Ende 2005 durch einen neuen
Investor gerettet werden, nachdem der Sulzer-Konzern nach rund zehn
Jahren Entwicklungsarbeit nicht mehr bereit war, hierfur jahrlich zwi-
schen 12 und 16 Mio. Franken auszugeben.
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Mittel- und Niedertemperatur-Brennstoffzellen: PAFC und PEMFC

Die PAFC (Phosphorsaure Brennstoffzelle) arbeitet bei Temperaturen
von 170 bis 200 °C und ist deshalb gut fur die stationare Energieum-
wandlung in kleinen Blockheizkraftwerken in einem mdglichen Leis-
tungsbereich bis 10 MW (ggf. auch mehr) geeignet. Sie stellt einen ver-
gleichsweise alten Brennstoffzellentyp dar, dessen Weiterentwicklung
nur noch wenig betrieben wird. Die ersten kommerziellen Anlagen sind
bereits auf dem Markt und dienen zur Versorgung von Wohnblocks oder
kleinen Fabrikanlagen mit Strom und Warme. Die groR3te bisher errichte-
te Anlage in New York kombiniert sieben 200 kW-PAFC zu einer Ge-
samtleistung von 1,4 MW und wird mit Erdgas oder Biogas betrieben.
PAFC erreichen mittlerweile Standzeiten von rund 65.000 Stunden. Be-
trieben werden phosphorsaure Brennstoffzellen mit Wasserstoff, der
mittels eines vorgeschalteten Reformers auch aus Erdgas oder Metha-
nol gewonnen werden kann. Die Anlagen reagieren empfindlich auf das
Katalysatorgift Kohlenmonoxid, weshalb das Prozessgas gereinigt wer-
den muss. Beim Betrieb auf der Basis von Erdgaseinsatz erreichen
PAFC einen elektrischen Wirkungsgrad von ca. 40 Prozent. Die PAFC
ist aufgrund der geringen Betriebstemperaturen nicht mit einer Dampf-
turbine kombinierbar. Wohl aber kénnte die Abwarme zur Brenngasvor-
warmung fur Gasturbinen verwendet werden.

Die PAFC war als erster Brennstoffzellentyp kommerziell verfiigbar.
Flhrender Anbieter ist UTC Fuel Cells (USA, friher ONSI) mit bereits
mehr als 275 verkauften Einheiten. Die Brennstoffzellen von UTC haben
eine Leistung von 200 kW und weisen einen Wirkungsgrad von
80 Prozent bei kombinierter Strom-Warme-Erzeugung auf. In Japan
werden PAFC-Stacks von den Unternehmen Toshiba International Fuel
Cells Corporation (mit 200 kW Leistung) und Fuji Electric (mit 100 kW)
hergestellt. HydroGen (USA) verwendet luftgekihlte PAFC mit 400 kW
Leistung; mittlerweile ist von diesem Anbieter ein Kraftwerk mit 2 MW
verfugbar, das auf 6 bis 20 MW vergréfliert werden soll. PAFC-BHKW
werden auflerdem vom indischen Anlagenhersteller Bharat Heavy E-
lectrical Ltd. und von Korea Gas (Sudkorea) gebaut.

Die PEM-Brennstoffzelle arbeitet bei niedrigen Betriebstemperaturen
von 70 bis 90 °C und besitzt den bisher breitesten Anwendungsbereich:
Prototypen werden bereits als Fahrzeugantrieb, Stromquelle flr portable
Elektrogerate und in der Beleuchtungstechnik sowie auch als kleine
Blockheizkraftwerke in Wohnhdusern und Gewerbebetrieben eingesetzt.
Betrieben wird dieser Brennstoffzellentyp mit Wasserstoff; mit einem
vorgeschalteten Reformer kann auch Erdgas oder Benzin verwendet
werden. Ebenso wie bei der PAFC muss dann das Prozessgas gereinigt
werden, da die Anlagen auf das Katalysatorgift Kohlenmonoxid empfind-
lich reagieren. In einer speziellen Auslegung als Direktmethanol-Brenn-
stoffzelle (DMFC) kann dieser Typ auch direkt mit Methanol betrieben
werden. Der stationare Anwendungsbereich der PEM umfasst die Haus-
energieversorgung (bis zu 5 kW) und den kombinierten Einsatz im BHKW.
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Insbesondere zur Verwendung beim Fahrzeugantrieb mussen Brenn-
stoffzellen gegeniber den heutigen Kosten deutlich ginstiger werden;
bei der PEM-Brennstoffzelle ist die Einsparung teurer Katalysatorflachen
aus Platin deshalb ein wichtiges Entwicklungsfeld. Zuletzt wurden auch
Arbeiten zur Entwicklung von PEM-Brennstoffzellen mit einer héheren
Arbeitstemperatur von 120 bis 180 °C begonnen, mit denen dieser Brenn-
stoffzellen-Typ moglicherweise kostenglinstiger und effizienter wiirde.

FUhrender Anbieter von PEM-Brennstoffzelle fir den stationaren Einsatz
ist das Unternehmen Plug Power (USA), das mittlerweile mehr als 650
Gerate ausgeliefert hat; weltweit laufen aktuell knapp 200 Brennstoffzel-
lensysteme des Unternehmens. Plug Power liefert aullerdem die PEM-
Brennstoffzellenstacks fir Energieversorgungsgerate anderer Hersteller
wie z.B. Honda (Japan) und Vaillant (Remscheid). Vaillant entwickelt
Systeme zur Strom- und Warmeversorgung fir mittlere bis gréRere
Mehrfamilienhduser oder fur kleine Gewerbebetriebe. Die Brennstoffzel-
le soll mit Erdgas betrieben werden und eine Leistung bis zu 4,6 kWq
und bis zu 9 kW4, aufweisen, 25 bis 50 kW, kommen durch die Nach-
verbrennung des nicht in der Brennstoffzelle umgesetzten Erdgases an
Heizleistung hinzu. Der elektrische Wirkungsgrad wird mit rund 35 Pro-
zent, der Gesamtwirkungsgrad mit rund 80 Prozent und die Lebensdau-
er mit 80.000 Stunden angegeben. Fir denselben Einsatzbereich entwi-
ckelt auch der Geratehersteller Viessmann (Allendorf) eine eigene PEM-
Brennstoffzelle mit einer Leistung von 2 kW, und 5 kWy, in Kooperation
mit den Materialspezialisten Sid-Chemie, Umicore und SGL Carbon
(siehe unten). In Deutschland ist schliellich auch noch die European
Fuel Cell (Hamburg) tatig, die seit 2002 zur britischen Baxi Group, dem
drittgréf3ten Kessel- und Heizungsgeratehersteller Europas, gehdrt. Das
Unternehmen testet gegenwartig ein Gerat mit einer Leistung von
1,5 kWg und 2,9 kWy,. PEM-Brennstoffzellen fir den stationaren Einsatz
produziert auch Nuvera Fuel Cells (ltalien/lUSA). Die Einheiten mit
500 kW Leistung werden in Chemiefabriken von Uhdenora mit Chlor-
Alkali-Produktion eingesetzt, um den dort als Nebenprodukt anfallenden
Wasserstoff zur Stromproduktion zu nutzen. Das Unternehmen Electro-
cell (Brasilien) produziert Einheiten mit 5 und 50 kW fir den siidameri-
kanischen Markt und hat die Entwicklung einer Einheit mit 250 kW be-
gonnen. General Motors (USA) und Dow Chemicals (USA) arbeiten seit
2003 an der Entwicklung stationarer PEM-Anlagen in Freeport (Texas).
Erste Einheiten wurden inzwischen getestet.

PEM-Brennstoffzellen bieten sich wegen ihren geringen Arbeitstempera-
turen vor allem fir die Stromerzeugung zum Fahrzeugantrieb an. Des-
halb lag vor allem hier der Schwerpunkt in der bisherigen Entwicklung
dieser Technologie. Ballard Power Systems (Kanada) betatigt sich in
diesem Bereich und bietet mittlerweile komplette Antriebe mit Brenn-
stoffzellen und speziellen Elektromotoren mit Leistungen bis zu 250 kW
und darauf aufbauend mittlerweile auch Gerate zur stationaren Energie-
versorgung an. Das Unternehmen hatte im Jahr 2001 zusammen mit
Alstom zwischenzeitlich Alstom Ballard (Frankfurt/Main) gegriindet, um
in Europa eine Produktion von PEM-Brennstoffzellen flir die stationare
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Energieumwandlung aufzubauen; diese Absicht wurde allerdings nicht
umgesetzt und das Joint Venture mittlerweile wieder aufgelost. Alstom
hatte in diesem Zusammenhang sechs Anlagen zur Strom- und Warm-
erzeugung mit einer Leistung von 250 kW basierend auf Ballard-Stacks
getestet. Ballard ist aulRerdem der Hauptentwicklungspartner fir Brenn-
stoffzellen zum Fahrzeugantrieb von DaimlerChrysler und Ford; die bei-
den Autohersteller haben im Jahr 2005 die deutsche Ballard-Tochter
Ubernommen und fiihren diese nun unter dem Namen NuCellsSys
(Kirchheim) in eigener Regie, um Brennstoffzellen-Systeme flir Fahr-
zeuganwendungen zu entwickeln und herzustellen. Seit 2003 existiert
hier eine Kleinserienfertigung fir Brennstoffzellensysteme. Auch Volks-
wagen, verschiedene japanische Fahrzeughersteller sowie General Mo-
tors arbeiten an Brennstoffzellen fiir den Fahrzeugantrieb. AuRerdem
prufen alle Fahrzeughersteller die Mdglichkeit, das (nach neuem Stan-
dard) 42 Volt Bordnetz normaler PKW und LKW durch Brennstoffzellen
mit Elektrizitat zu versorgen.

Dynamische Entwicklung der Unternehmenslandschaft

Wahrend die Entwicklung von Brennstoffzellen noch in den 1990er Jah-
ren fast ausschliefdlich durch wenige Stack-Hersteller vorangetrieben
wurde, entstehen mittlerweile in wachsendem Male auch spezialisierte
Zulieferer fir einzelne Brennstoffzellen-Komponenten sowie flr Ausris-
tungen zur Produktion und zum Test von Brennstoffzellen. Als Zuliefer-
teile sind vor allem die Membranen von besonderer Bedeutung, da sie
malgeblich Uber Effizienz, Kosten und Lebensdauer der Systeme mit-
entscheiden. Erst im Dezember 2006 tUbernahm BASF das Unterneh-
men PEMEAS (Frankfurt/Main), einen Hersteller von Membran-Elektro-
den-Einheiten, Katalysatoren, Gasdiffusions-Elektroden und Elektroden
fur PEM-Brennstoffzellen, der 2004 durch Ausgriindung der Brennstoff-
zellen-Aktivitdten von Hoechst entstanden war. Erst 2005 hatte PE-
MEAS Teile der Komponenten-Herstellung fir Brennstoffzellen vom ita-
lienischen Anbieter De Nora Gbernommen. Membranen fir PEM-Brenn-
stoffzellen werden auch von Solvay (Belgien) entwickelt und produziert.
Auf Karbon- und Graphitprodukte flr Brennstoffzellen hat sich SGL Car-
bon (Wiesbaden) spezialisiert.

Von besonderem Interesse ist die Brennstoffzellen-Entwicklung auch fur
Unternehmen aus der Energiewirtschaft, die sich in diesem Feld eben-
falls betdtigen: Die besondere Eignung der Gerate zur dezentralen
Strom- und Warmeerzeugung mit hoher Effizienz — auch unter Verwen-
dung des heute bereits breit verfigbaren Erdgases — fuihrt dazu, dass
diese Anlagen langfristig zu einer ernsthaften Konkurrenz fir GroRkraft-
werke werden kdonnten und gleichzeitig fur Erdgas einen neuen Absatz-
markt darstellen. E.ON Ruhrgas beteiligt sich bereits seit Ende der
1980er Jahre an Projekten zur Entwicklung sowie zur Erprobung von
Brennstoffzellen in grof3en Feldtests und hat eigenstandige Forschungs-
programme initiert. RWE hat ein spezielles Tochterunternehmen ge-
grindet, das in Kooperation mit anderen Unternehmen technische L6-
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sungen entwickelt und bis 2006 am Brennstoffzellen-BHKW-Hersteller
MTU CFC Solutions beteiligt war. Auch andere Energieversorger in
Deutschland beteiligen sich an der Entwicklung dieser Technologie zu-
mindest im Rahmen von Feldtests und Erprobungen.

Die Dynamik in der Brennstoffzellenentwicklung hat vor allem in den
vergangenen Jahren besonders stark zugenommen und dabei an Pra-
xisnahe gewonnen. So ist z.B. die Zahl der angemeldeten Patente Uber
entsprechende Verfahren weltweit von 1999 bis 2003 um 360 Prozent
auf rund 4.000 angestiegen. Auswertungen entsprechender Statistiken
zeigen, dass sich die Zusammensetzung der Unternehmen in diesen
Jahren stark verschoben hat: Wahrend 1999 mit dem Forschungszent-
rum Julich (Platz 3) und Siemens (Platz 4) noch zwei Adressen aus
Deutschland unter den zehn filhrenden Patentanmeldern befanden, war
dies 2003 Uberhaupt nicht mehr der Fall. Im Jahr 2003 ist die beste Po-
sition eines Unternehmens aus Deutschland Platz 11 von DaimlerChrys-
ler, und unter den fihrenden zehn Patentanmeldern stammen acht aus
Japan und zwei aus Nordamerika (vgl. Abb. 3). Im Kreis der 22 bei den
Anmeldungen fiihrenden Unternehmen entfielen 2003 mehr als vier
Flnftel aller Patente auf japanische Hersteller. Es Uberwiegen auller-
dem Unternehmen, die vor allem im Automobilsektor aktiv sind. For-
schungseinrichtungen, die lange Zeit die Brennstoffzellenentwicklung
gepragt haben, spielen inzwischen eher eine untergeordnete Rolle.
Auch dieser Umstand dokumentiert, dass mittlerweile die Anwendung
der Systeme im Vordergrund steht.
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Abb. 3: Fiihrende Anmelder von Patenten zur Brennstoffzellentechnologie im
Jahr 2003 (eigene Abbildung nach White 2004)
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Initiativen zur Weiterentwicklung von Brennstoffzellen

Die Entwicklung und zunehmend auch die Markteinfihrung (siehe un-
ten) von Brennstoffzellen stehen im Zentrum von Anstrengungen, die
insbesondere von den USA, von Japan und von der EU geférdert wer-
den. Unter der Leitung des Energieministeriums (DOE, Department of
Energy) werden in den USA gegenwartig zwei Initiativen betrieben: Mit
dem Programm SECA sollen bis zum Jahr 2025 SOFC-Brennstoffzellen/
Turbinen-Hybridkraftwerke mit einer Leistung von mindestens 100 MW
entwickelt und erprobt werden, die zu Kosten von 400 US-$/kW errichtet
werden konnen und eine CO,-freie Kohleverstromung moglich machen.
HierfGr wurden mittlerweile sechs verschiedene Industrieteams mit For-
schungsbudgets bedacht. In diesem Programm arbeitet z.B. Siemens
zusammen mit dem US-amerikanischen Keramik-Hersteller Blasch Pre-
cision Ceramics an einem neuen, dichtungsfreien planaren Design fir
SOFC-Brennstoffzellen. Hierzu wurden rund 85 Mio. US-$ offentlicher
Mittel bereitgestellt; damit werden alle voraussichtlichen Kosten durch
offentliche Mittel gedeckt. Auch GE Energy arbeitet im Rahmen der
DOE-Initiative an SOFC-Gasturbinen-Hybriden und hat bisher einen
Prototyp mit 6 kW Leistung und 49 Prozent Wirkungsgrad hergestellt.
Auch FuelCell Energy ist an dem DOE-Forschungsprogramm beteiligt.
Parallel dazu sollen in der FreedomCAR Hydrogen Fuel Initiative bis
zum Jahr 2015 Lésungen flr einen energieeffizienten und umweltfreund-
lichen Verkehr auf Basis des Treibstoffes Wasserstoff unter Nutzung von
Brennstoffzellen entwickelt werden. Alleine flr die ersten finf Jahre
steht ein Budget von 1,7 Mrd. US-$ zur Férderung von Forschungs- und
Entwicklungsprojekten zur Verfiigung, wovon 1,2 Mrd. US-$ auf Produk-
tion, Speicherung und Transport von Wasserstoff und 0,5 Mrd. US-$ auf
die Forderung der Brennstoffzellen-Technologie entfallen. Auch in Ja-
pan wird die Entwicklung der Brennstoffzellentechnik stark geférdert. Im
mobilen Anwendungsbereich sollen bis zum Jahr 2015 eine Million Fahr-
zeuge mit Brennstoffzellenantrieb verkauft werden. Zur Férderung ent-
sprechender Entwicklungen wurde alleine im Jahr 2005 6ffentliche Mittel
im Umfang von rund 250 Mio. € eingesetzt.

In Europa wurde im Jahr 2003 die European Hydrogen and Fuel Cell
Technology Platform (HFP, Europaische Plattform flr Wasserstoff- und
Brennstoffzellen-Technologie) eingerichtet. Sie soll die Forschung und
Entwicklung in Europa unterstitzen und den Einsatz offentlicher und
privater Finanzmittel in diesem Feld anreizen. Im Rahmen der Europai-
schen Plattform wird ein Entwicklungsszenario verfolgt, nachdem in der
stationdren Energieumwandlung bis zum Jahr 2020 europaweit Stro-
merzeugungskapazitaten in einer Grdélenordnung von 8-16 GW im
Rahmen von Brennstoffzellen-KWK-Anlagen errichtet werden; dabei
wird mit einem Kostenniveau von 1.000-1.500 €/kW Anlagenkapazitat
gerechnet (HFP Secretariat 2006). Um dieses Ziel zu erreichen, wird der
Finanzierungsbedarf fir die Forderung der Brennstoffzellenentwicklung
fur die verschiedenen Anwendungsfelder auf 3,7 Mrd. € beziffert. In den
Jahren 2003 bis 2006 wurde die Entwicklung von Brennstoffzellen von
der EU allerdings nur mit insgesamt 46 Mio. € geférdert. Ab 2007 ist
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eine deutliche Aufstockung im Rahmen des 7. Forschungsrahmenpro-
grammes auf mdglicherweise 1,5 Mrd. € geplant.

In Deutschland wird die Brennstoffzellentechnologie mittlerweile seit
fast 30 Jahren gefordert. Dabei wurden vom Bund mehr als 200 Mio. €
Fordermittel aufgewendet, alleine im Jahr 2005 insgesamt rd. 30 Mio. €.
Bereits seit 2004 werden die Aktivitaten des Bundes bei der Fdrderung
der Brennstoffzellenentwicklung durch die Nationale Koordinierungsstel-
le Julich fur Wasserstoff und Brennstoffzellen im Forschungszentrum
Julich gebundelt. Im Jahr 2006 hat die Bundesregierung ein ,Nationales
Innovationsprogramm Wasserstoff und Brennstoffzellentechnologie® ins
Leben gerufen (BMVBS et al. 2006). Es richtet sich v.a. auf die Einsatz-
felder Verkehr und Gebaude. Entlang eines Nationalen Entwicklungs-
plans, der vom ,Strategierat Wasserstoff/Brennstoffzellen“ (ein Gremium
von Vertretern aus Politik, Wirtschaft und Wissenschaft) verabschiedet
wurde (vgl. Strategierat Wasserstoff/Brennstoffzellen 2006), sollen auf-
einander abgestimmte Weiterentwicklungsprojekte der Industrie finan-
ziell flankiert werden. Insgesamt wird fir das Programm bis 2016 ein
Budget von 1 Mrd. € angestrebt, von denen der Bund und beteiligte Un-
ternehmen jeweils rund die Halfte aufbringen wollen bzw. sollen. Zur
Mitwirkung haben sich mittlerweile verschiedene Industrieunternehmen
bereits erklart, darunter als Hersteller von Anlagen zur stationaren Ener-
gieumwandlung: Siemens, MTU CFC Solutions, European Fuel Cell,
Vaillant und Viessmann sowie die Energieversorger E.ON-Ruhrgas, Vat-
tenfall Europe AG und MVV Energie AG.

Neben Technologien zur Herstellung, zur Speicherung, zum Transport
und zur Verteilung von Wasserstoff sowie der Weiterentwicklung der
Anwendungstechniken von Brennstoffzellen und der Reduzierung der
Produktionskosten sollen im Zuge des Programms auch klare Rahmen-
bedingungen durch Gesetze und Vorschriften geschaffen werden. Fur
die Energieumwandlung werden dezentrale Anlagen zur Kraft-Warme-
Kopplung sowie Technologien flir grofiere Kraftwerke gefordert. Bis zum
Jahr 2020 werden wettbewerbsfahige Anlagen der Strom- und Warme-
erzeugung fur Grundlast, unterbrechungsfreie Stromversorgung (USV),
Kraft-Warme-Kalte-Kopplung (KWKK), Premium Power und Netzopti-
mierung angestrebt. Die Anlagenkosten sollen dann nur noch 1.000 bis
1.500 €/kW betragen. Fir die Brennstoffzellen sollen bis 2015 Gesamt-
wirkungsgrade bis zu 90 Prozent und bis 2010 elektrische Wirkungsgra-
de von 50 Prozent erreicht werden. Schlief3lich soll auch in Deutschland
die Kopplung von Hochtemperatur-Brennstoffzellen mit Gas- oder Dampf-
turbinen und der Betrieb mit Kohlegas entwickelt werden — hierbei sollen
Wirkungsgrade von Uber 60 Prozent realisiert werden.

2.3.2 Markt und Marktpotenziale

Der hohe Bedarf an neuen Kraftwerkskapazitaten und die voraussichtli-
che Investitionsdynamik sowohl in Deutschland wie auch im Ausland —
entweder zum Ersatz bestehender alter Anlagen oder zur weiteren Stei-
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gerung der Stromerzeugung — schafft grundsatzlich gute Voraussetzun-
gen fur die Durchsetzung alternative Technologien. Dies gilt umso mehr,
als Investitionen in neue Kraftwerke sehr wahrscheinlich nicht nur kurz-
fristig, sondern auch mittel- und langfristig auf einem hohen Niveau er-
folgen (vgl. hierzu ausfiihrlich Teil 1 des Branchenreports), so dass hier-
von auch noch Technologien wie z.B. die Brennstoffzelle profitieren
konnen, die heute noch keine vollstandige Marktreife bzw. Wettbewerbs-
fahigkeit hinsichtlich der Kosten erreicht haben.

Bisher ist der Markt fiir Brennstoffzellen noch stark durch Entwicklungs-,
Erprobungs- und Demonstrationsprojekte gepragt. Allerdings wurden
weltweit bereits rund 800 stationare Brennstoffzellen-Kraftwerke mit ei-
ner Leistung von insgesamt rund 90 MW in Betrieb genommen (vgl.
Abb. 4). Alleine im Jahr 2006 lag der Zuwachs an installierter Kapazitat
insgesamt bei mehr als 18 MW (vgl. Abb. 5), wobei zu beobachten war,
dass dabei die durchschnittliche GréRe der installierten Anlagen auf 330
kW gestiegen ist, wahrend sie zehn Jahre zuvor bei 190 kW (und inner-
halb dieses Zeitraumes im Maximum bei 240 kW) gelegen hatte. Anga-
ben einzelner Anbieter lassen vermuten, dass die installierte Gesamtka-
pazitat in naher Zukunft rasch ausgebaut wird und dabei auch die durch-
schnittliche Anlagengrélie weiter steigt. So strebt alleine FuelCell Ener-
gy zusammen mit Partnern fir die Jahre 2007/08 im Zuge des Clean
Energy Fund (CCEF) des US-Bundesstaates Connecticut den Bau von
weiteren Kapazitaten in Hohe von 98,6 MW an, wobei die gréf3te Anlage
eine Kapazitat von 28 MW erreichen soll (FuelCell Energy 2006). Das
Unternehmen Plug Power hat nach eigenen Angaben im Jahr 2006 rund
540 Bestellung entgegen genommen — und damit zwei Drittel mehr als
im Vorjahr (Plug Power 2007). Auch MTU CFC Solutions und Siemens
setzen ihre Anlagen in zunehmender Zahl ein. Viele Brennstoffzellen-
Hersteller, die bereits Uber marktnahe Modelle verfugen, weiten gegen-
wartig ihre Produktionskapazitaten aus.

Anlagenanzahl Installierte Leistung

1000 - - - - - - —m et - - 100 MW
mmm Kumulierte Leistung —&— Kumulierte Anlagenzahl

800 + + 80 MW

600 ~

+ 60 MW

400 -

+ 40 MW

200 + T+ 20 MW

0 - + 0 MW

1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006

Abb. 4:  Weltweite kumulierte Installation von Brennstoffzellen seit 1996 (eige-
ne Abbildung nach Angaben aus Adamson 2006)
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Anzahl installierter Anlagen p.a. Installierte Leistung
100 - - -~ r 20 MW

80 - L 16 MW
60 - L 12 Mw
40 1

r 8 MW

20 - r 4 MW

+ 0 MW

1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006

Abb. 5:  Weltweite Installation von Brennstoffzellen seit 1996 (eigene Abbil-
dung nach Angaben aus Adamson 2006)

Von den Anlagen, die im Jahr 2006 in Betrieb genommen wurden, ha-
ben etwas mehr als die Halfte ihren Standort in den USA, ein knappes
Drittel in Japan, auf Europa entfielen weniger als 15 Prozent (Adamson
2006). Dabei werden Brennstoffzellensysteme mittlerweile nicht mehr
nur zu Erprobung und Demonstration installiert, sondern auch als kom-
merzielle Anwendungen. Dies durfte auch einer der Griinde fiir die star-
ke Bedeutung des Einsatzlandes USA sein, wo Brennstoffzellen z.B. fur
die Notstromversorgung Verwendung finden oder eingesetzt werden, um
fernab von Stromnetzen isolierte Verbraucher zu versorgen. So werden
solche Systeme z.B. in Hotels, Krankenhausern oder in Schaltzentralen
der Telekommunikationsinfrastruktur installiert. Die fihrende Technolo-
gie fir solche Systeme sind gegenwartig noch Schmelzkarbonatbrenn-
stoffzellen (MCFC), gefolgt von Phosporsauren Brennstoffzellen (PAFC)
und Festoxidbrennstoffzellen (SOFC). Insgesamt lauft etwa die Halfte
aller weltweit bisher errichteten Anlagen in den USA und Kanada sowie
ein Viertel in Japan, der Rest entfallt auf Europa und Staaten wie Stidko-
rea oder China.

Sofern die o.g. technischen Probleme geldst werden, bestehen fir die
Brennstoffzellentechnologie grundsatzlich sehr gute Marktpotenziale.
Ein besonders wichtiger Faktor im Wettbewerb mit der konventionellen
Kraftwerkstechnik wird die weitere Entwicklung der Investitionskosten
sein. Hierbei ist von besonderem Interesse, dass Brennstoffzellen flr
unterschiedliche Einsatzfelder in Betracht kommen: Erstens kann bzw.
wird dies dabei helfen, die produzierte Stlickzahl rasch zu steigern und
so die Produktionskosten durch Skalen- und Lerneffekte zu senken.
Zweitens sind die erforderlichen Kostenziele besonders im Bereich mo-
biler Antriebe deutlich ehrgeiziger als in der stationdren Strom- und
Warmeerzeugung: Im Automobilbau werden die Investitionskosten nur
zwischen 50 und 100 €/kW liegen durfen, damit Brennstoffzellen ohne
spezielle Férderung als Antrieb verwendet werden kdnnen. Selbst wenn
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diese Kostenziele nur annahernd erreicht werden, wird die Entwicklung
im mobilen Bereich erheblich dazu beitragen, die spezifischen Investiti-
onskosten von Brennstoffzellen und Hybridanlagen zu senken, so dass
ein spezifischer Leistungspreis konkurrierender konventioneller Kraft-
werkstechnik erreicht wird, der in der Verstromung bisher mindestens
um den Faktor 10 héher liegt als beim Fahrzeugantrieb.

Der hohe zukiinftige Ersatzbedarf bei Kraftwerken in Europa, die zu-
nehmende Bedeutung einer nachhaltigen Stromerzeugung sowie die
erkennbare stark investitionskostensenkende Dynamik in Brennstoffzel-
lenforschung und -produktion sind als wesentliche Komponenten einer
Verbesserung der Wettbewerbsposition von Brennstoffzellen und Hyb-
ridanlagen anzusehen. Fur einzelne Leistungsbereiche und Anwen-
dungsgebiete ergeben sich hierbei unterschiedliche Marktpotenziale.

= Im Leistungsbereich bis 1 MW sind als Hauptkonkurrenten Gas-
bzw. Dieselmotor-BHKW mit elektrischen Wirkungsgraden von 35-
40 Prozent und niedrigen spezifischen Investitionskosten sowie zu-
kinftig auch kleine Gasturbinen zu nennen. In diesem Marktseg-
ment werden z.Zt. komplette Brennstoffzellen-BHKW im elektri-
schen Leistungsbereich von 200 kW kommerziell angeboten. Der
Preis fur diese Anlagen mit einem elektrischen Wirkungsgrad von
ca. 40 Prozent belauft sich aktuell auf ca. 3.200 bis 4.000 €/kW.
Auch bei den zwischenzeitlich gestiegenen Energiepreisen waren
fur einen wirtschaftlichen Betrieb spezifische Investitionskosten von
1.000 bis 1.500 €/kW notwendig, der bis 2010 durch FuE-Anstren-
gungen sowie durch Massenproduktionsvorteile erreicht werden
kénnte. Allerdings ist auch bei den konventionellen BHKW zukiinftig
mit weiter sinkenden Investitionskosten (und verbesserten Abgas-
werten) zu rechnen, so dass die Konkurrenzsituation in diesem
Marktsegment fir die Brennstoffzellen schwierig bleiben dirfte.

» Eine besondere Situation ergibt sich bei Hybridanlagen durch ihre
gute Einsetzbarkeit zur mobilen Stromversorgung im Leistungs-
bereich zwischen 150 kW und 1,5 MW, da in diesem Anwen-
dungsfeld die Leistungsdichte der Stromversorgungseinheit (Leis-
tung pro Flache oder pro Gewicht) oftmals von grof3er Bedeutung
ist. So wurde im Rahmen der Z|P-Initiative des BMWI ein Projekt-
vorhaben der MTU geférdert, bei dem es insbesondere um den Ein-
satz von Hybridantrieben zur Stromversorgung in Flugzeugen ging
— diese erfolgt bisher vor allem durch Gasturbinen. Aufgrund der
geringeren Bedeutung von (hdheren) Investitionskosten wird dies
ein Bereich sehr friher Markteinfihrung von Hochtemperaturbrenn-
stoffzellen (als Hybridanlagen) sein.

= In héheren Leistungsklassen bis 100 MW sind Gasturbinen als
Hauptkonkurrenten anzusehen. Im oberen Leistungsbereich werden
elektrische Wirkungsgrade von tUber 40 Prozent erzielt und die spe-
zifischen Investitionskosten liegen mit ca. 500 €/kW sehr ginstig.
Starke Konkurrenz ist auch im Bereich von GroRkraftwerken bis
1.000 MW,, zu erwarten. Moderne GuD-Kraftwerke erreichen heute
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schon Wirkungsgrade von nahezu 60 Prozent bei spezifischen In-
vestitionskosten von 500 €/kW. Anlagen mit Hochtemperaturbrenn-
stoffzellen kénnen durch Einsatz eines nachgeschalteten Gasturbi-
nen- oder GuD-Prozesses bei deutlich héheren elektrischen Wir-
kungsgraden konkurrenzfahig sein, wenn sie bei derzeitigen Prei-
sen fur Erdgas, CO,-Zertifikate und Strom Investitionskosten von
etwa 1.000 €/kW erreichen. Hohere Kosten fir den Einsatz von
Brennstoffen (die neben den eigentlichen Energiepreisen bei fossi-
len Brennstoffen auch durch Kosten fiir CO,-Emissionsrechte ver-
ursacht werden konnen) wirden diese Schwelle allerdings nach
oben verschieben.

Ein gewichtiger Vorteil von Brennstoffzellen fir eine erfolgreiche Markt-
einfihrung (auch im Verhaltnis zu anderen alternativen Technologien
wie z.B. Solarthermie- oder Geothermie-Kraftwerke oder auch Wind-
energieanlagen) sind die breiten Einsatzmoglichkeiten. Dies flihrt ers-
tens dazu, dass viele groRe Unternehmen mit starken Ressourcen (z.B.
aus der Automobilindustrie, aber auch aus der Chemischen Industrie
und natlrlich aus dem Energieanlagenbau) die Entwicklung vorantrei-
ben. Zweitens kdénnen auf diesem Wege auch schnell grof3e Stiickzah-
len und damit kostendampfende Skaleneffekte erreicht werden, sobald
technisch ausgereifte Einheiten zur Verfligung stehen.

2.3.3 Bewertung

Brennstoffzellen besitzen ein groes Potenzial fur eine umweltschonen-
de Stromerzeugung und kdnnen sowohl mit regenerativ erzeugtem
Wasserstoff wie auch mit fossilen Energietragern betrieben werden. Be-
zogen auf die Leistung sind entsprechende Brennstoffzellenanlagen
gegenwartig zwar mindestens um den Faktor 3 (bezogen auf Kohle-
kraftwerke) bzw. mindestens um den Faktor 6 (im Vergleich zu Erdgas-
GuD-Kraftwerken) teurer als gangige Kraftwerksanlagen. Bestehende
technische Verbesserungspotenziale und Lernkurveneffekte einer Grof3-
serienproduktion lassen es aber gut moglich erscheinen, dass Brenn-
stoffzellenkraftwerke innerhalb eines Zeitraumes von 15 bis 20 Jahren
zu marktgangigen Kosten ohne staatliche Férderung Strom produzieren
konnen. Bereits jetzt sind die Systeme fur einige Anwendungen wettbe-
werbsfahig, sofern seitens des Anlagenbetreibers bestimmte technische
Spezifikationen (wie z.B. geringe Schallemissionen, besonderer Immis-
sionsschutz u.a.m.) gefordert werden. In entsprechenden Anwendungs-
feldern befinden sich erste Brennstoffzellensysteme gegenwartig auf der
Schwelle zur breiteren Kommerzialisierung. Die weitere Entwicklung
wird mdglicherweise auch davon profitieren, dass Brennstoffzellen ein
breites Anwendungsfeld abdecken kénnen und ihre Entwicklung dem-
entsprechend von vielen Groflunternehmen mit umfangreichen Res-
sourcen betrieben wird. Auch verschiedene Staaten haben in den letzten
Jahren umfangreiche Forderprogramme mit hohen Budgets aufgelegt.
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Neben der Perspektive einer ,\Wasserstoff-Wirtschaft®, in der der Brenn-
stoff fur Brennstoffzellen mittels regenerativer Energien erzeugt wird,
bieten Brennstoffzellen in Kombination mit Verfahren zur integrierten
Vergasung von Kohle auch Perspektiven flr eine COo-freie und deutlich
umweltschonendere Verwendung dieses fossilen Energietragers. Auch
Erdgas lasst sich in Brennstoffzellen sehr gut einsetzen. Die Verflgbar-
keit dieser Systeme ist damit also grundsatzlich ebenso sicher wie fir
heute gangige Kraftwerke. Noch ist unklar, ob bzw. in welchem Umfang
Brennstoffzellen die Struktur der Energieumwandlung und -versorgung
verandern wirde: Durch die gute Skalierbarkeit kdnnen diese Anlagen
sehr gut in kleineren dezentralen Einheiten zur Strom- und Warmeer-
zeugung eingesetzt werden — damit ware es z.B. denkbar, dass warme-
gefuhrte Anlagen zur Energieversorgung mit einer zentralen Steuerung
Uberschiissigen Strom produzieren und in das 6ffentliche Netz einspei-
sen. Gleichzeitig kbnnen Hochtemperaturbrennstoffzellen auch mit nach-
geschalteten Gas- und/oder Dampfturbinen zur reinen Stromerzeugung
in groRen Anlagen verwendet werden und dabei zukilinftig Wirkungsgra-
de von 75 Prozent erreichen und damit um rund 15 Prozentpunkte ober-
halb heutiger Erdgas-GuD-Kraftwerke liegen.

Brennstoffzellen sind bisher noch nicht in allen Unternehmen des Kraft-
werksanlagenbaus ein malfigebliches Entwicklungsthema. Unter den
weltweit fUhrenden Unternehmen haben vor allem Siemens Power Ge-
neration und Mitsubishi Heavy Industries die Entwicklung stetig vorange-
trieben, GE Energy ist erst kirzlich — allerdings mit starker Férderung
des US-Energieministeriums — in die Entwicklung dieser Technologie
eingestiegen. Gegenwartig unterstitzen vor allem die USA und auch
Japan die Entwicklung von Brennstoffzellen. Die EU plant zukiinftig eine
deutliche Aufstockung ihrer Férderung, in Deutschland wird aktuell ein
umfangreiches Forderprogramm in Zusammenarbeit zwischen der Bun-
desregierung und interessierten Unternehmen entwickelt. Gleichwohl
kann nicht Gbersehen werden, dass sich die Entwicklungsschwerpunkte
seit den 1990er Jahren zugunsten der USA und Japans verschoben
haben. Vor allem in den USA sowie in Kanada gibt es zahlreiche kleine,
spezialisierte Entwicklungs- und Produktionsunternehmen, die entweder
als Ausgriindungen aus gréf3eren Unternehmen oder als Spin-Offs von
Universitaten entstanden sind und die besseren staatlichen Férderbe-
dingungen nutzen.

Eine breite Markteinfuhrung von Brennstoffzellen wirde den Kraftwerks-
anlagenbau und zahlreiche mit ihm verbundene Zulieferer in besonderer
Weise betreffen, da diese Anlagen — anders als Technologien zur Nut-
zung der regenerativen Energien Wind, Sonneneinstrahlung, Biomasse
und Geothermie — auch in groRen Einheiten mit Leistungen von 100 MW
und deutlich mehr bei hoher Zuverlassigkeit und Verfiigbarkeit Strom
produzieren konnen. Brennstoffzellen bieten damit also dieselben Vortei-
le wie konventionelle GroRkraftwerke und kénnen zudem wahlweise
auch noch mit regenerativ erzeugtem Wasserstoff betrieben werden.
Konventionelle Kraftwerkstechnik in Form von Dampferzeugern, Turbi-
nen und Generatoren wirden nur noch in einem deutlich verkleinerten
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Zuschnitt zur Nutzung der Abwarme und des von den Brennstoffzellen
nicht umgesetzten Brenngases bendtigt. Eine besondere Herausforde-
rung fur die Hersteller von Leitungssystemen und Armaturen entsteht
dann, wenn Brennstoffzellenkraftwerke mit Wasserstoff betrieben wer-
den sollen, weil die Systeme an diesen Brennstoff speziell angepasst
werden mussen. Bei dezentralen und damit kleinen Brennstoffzel-
len/Gasturbinen-Hybriden miissen Turbinen aul3erdem auf sehr kleine
BaugréfRen (Microturbinen) angepasst werden.

In Deutschland liegen die Kompetenzen in der Brennstoffzellentechnik
gegenwartig eher im Bereich der Herstellung von Spezialmetallen sowie
in der chemischen und in der keramischen Industrie. Unternehmen wie
SGL Carbon, H.C. Starck oder PEMEAS gehoren in diesen Bereichen
zu den Weltmarktfihrern. Im Grundsatz bietet dies auch sehr gute An-
satzpunkte zum Einstieg in die Produktion von Brennstoffzellenstacks —
immerhin hat es in dieser Hinsicht in den vergangenen drei Jahren von
einzelnen Unternehmen neue Vorstolle gegeben. Da die weitere Ent-
wicklung von Brennstoffzellen auch in Zukunft noch stark von For-
schungsbedarfen gepragt sein wird, stellen auch die in Deutschland
spezialisierten Einrichtungen wie etwa das Forschungszentrum Jilich
ein besonderes Potenzial dar. Gegentiiber Japan scheint die Entwicklung
in Deutschland durchaus auf einem hohen Niveau zu liegen, zumal in
Japan die Verwendung von Brennstoffzellen zum Fahrzeugantrieb im
Vordergrund steht und insbesondere fur Systeme zur stationaren Ener-
gieversorgung die Stacks i.d.R. aus dem Ausland bezogen werden.
Deutlich weiter fortgeschritten als hierzulande ist die Entwicklung aller-
dings in den USA, wo auf der Herstellerseite offenkundig nicht nur allei-
ne aufgrund der guinstigeren Férderung eine héhere Dynamik herrscht,
sondern auch deshalb, weil die neue Technologie auf Seiten der Nutzer
bzw. Betreiber offenkundig freudiger aufgegriffen wird.

2.4 Solarthermie

Mit solarthermischen Kraftwerken wird die Warme aus der Sonnenein-
strahlung zur Erzeugung von Strom genutzt. Dies geschieht mit unter-
schiedlichen Verfahren: Entweder wird Dampf zum Antrieb einer Dampf-
turbine erzeugt, die Sonnenstrahlung direkt zum Betrieb von Stirlingmo-
toren oder Gasturbinen verwendet, oder ein Windstrom zur Nutzung von
Windturbinen eingesetzt. Die unterschiedlichen Verfahren unterscheiden
sich sowohl in technischer Hinsicht als auch bzgl. Anwendungsfeld und
aktuellem Entwicklungsstand sehr deutlich und werden unten eingehen-
der dargestellt.

Der Bau der ersten groRen kommerziellen Solarthermiekraftwerke er-
folgte zwar bereits in den 1980er Jahren, kam nach der Realisierung
einiger weniger Projekte aber wieder weitgehend zum Stillstand. Die
weltweit installierte Kapazitat stagniert seit 1990 bei rund 350 MW. Ver-
besserte Forderbedingungen in vielen Staaten sowie weitere technische
und kostenseitige Verbesserungen kénnten den Anlagen — ahnlich wie
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der Windkraft seit Ende der 1990er Jahre — nun zu einer breiten Anwen-
dung verhelfen. Diese beschrankt sich allerdings auf Weltregionen mit
einer hohen Sonnenstrahlungsintensitat; in Deutschland erscheint ein
wirtschaftlicher Betrieb von Solarthermiekraftwerken auch mittel- bis lang-
fristig kaum moglich.

241 Technologie und Unternehmen

Fir Solarthermiekraftwerke wurden bzw. werden unterschiedliche tech-
nische Konzepte entwickelt und angewendet. Die einzelnen Anlagenty-
pen haben einen sehr unterschiedlichen Entwicklungs- und Erprobungs-
stand, weshalb die jeweiligen Mdglichkeiten nur schlecht miteinander
verglichen werden kénnen. Trotzdem lasst sich bereits heute feststellen,
dass sich vermutlich nicht ein Technikkonzept durchsetzen wird, son-
dern aufgrund spezifischer Vorteile einzelner Technologien fiir die Stro-
merzeugung an Standorten mit speziellen Bedingungen auch langfristig
verschiedene Anlagentypen zum Einsatz kommen werden. Nachfolgend
werden die verschiedenen Konzepte deshalb kurz dargestellt.

Fir die meisten und hier insbesondere fir die am weitesten entwickelten
solarthermischen Kraftwerkskonzepte gilt, dass (anders als bei der Nut-
zung der Sonnenstrahlung durch Photovoltaik) elektrische Energie mit
Komponenten wie Turbinen und Generatoren erzeugt wird, die aus kon-
ventionellen Kraftwerken bekannt sind. Fir eine breite Markteinfiihrung
ist dies ein groRRer Vorteil, denn erstens sind diese Technologien erprobt
und zweitens kann die Nutzung der Sonnenenergie durch eine Feuerung
mit fossilen Brennstoffen erganzt werden, so dass die Anlagen auch an
Tagen ohne direkte Sonneneinstrahlung oder nachts zur Stromprodukti-
on genutzt werden kdnnen. Auf diese Weise kann Solarstrom kosten-
glnstiger erzeugt werden (siehe unten). Eine kurzzeitige Uberbriickung
einstrahlungsarmer Phasen (z.B. der Nacht) ist auch mit Warmespei-
chern denkbar, die in Zeiten mit intensiver Strahlung aufgefiillt werden.

Farmkraftwerke

Farmkraftwerke bestehen aus Sonnenkollektoren, die das Sonnenlicht in
der Regel mit halbrunden, rinnenférmigen Spiegeln auf ein Réhrensys-
tem fokussieren, in dem ein Ubertragungsmedium erhitzt wird. Sie wer-
den deshalb auch Parabolrinnenkraftwerke bzw. Troughkraftwerke
genannt (vgl. Abb. 6). Die so gewonnene Warmeenergie wird zur Erzeu-
gung von Dampf genutzt, mit dem dann eine Turbine und ein Generator
zur Stromerzeugung angetrieben werden. Das relativ geringe Tempera-
turniveau von bis zu 400 °C begrenzt den Wirkungsgrad solcher Anla-
gen auf rund 15 bis 17 Prozent (zum Vergleich: in konventionellen Koh-
lekraftwerken werden derzeit Dampftemperaturen von 600 bis 650 °C
erreicht und Anlagen mit 700 °C erprobt).
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Abb. 6: Luftbild eines Farmkraftwerkes in Kalifornien (links) und schemati-
scher Aufbau des Parabolrinnen-Sonnenkollektors (rechts)

Von den unterschiedlichen Solarthermie-Kraftwerkstypen wurden Farm-
kraftwerke bisher am haufigsten eingesetzt: So wurden von 1984 bis
1991 in der kalifornischen Mojave-Wiste neun kommerzielle Anlagen
diesen Typs mit einer Leistung von insgesamt rund 350 MW errichtet.
Die Realisierung dieser Investitionen von rund 1,2 Mrd. US-$ wurden
durch die kalifornische Energiegesetzgebung sowie die zwischenzeitlich
hohen Energiepreise in Folge der zweiten Olkrise ermdglicht — weitere
vorgesehene Anlagen wurden allerdings aufgrund sinkender Energie-
preise nicht mehr errichtet und das Betreiberunternehmen LUZ musste
Insolvenz anmelden. Die Kernelemente der errichteten Anlagen stamm-
te aus Deutschland, so z.B. die Turbogruppen von BBC (heute Alstom
Mannheim) die Parabolrinnenspiegel von Pilkington Solar (heute Flabeg
AG) und von Schott Rohrglas GmbH. Die Stromerzeugungsvollkosten
betrugen bei der ersten errichteten Anlage 0,27 US-$/kWh und sanken
bei der letzten Anlage auf rund 0,13 US-$/kWh (zum Vergleich: Vollkos-
ten eines neuen Steinkohlekraftwerks ca. 0,035 US-$/kWh).

Die Forschungsanstrengungen zur Erreichung eines Zielwerts von
0,05 €/kWh, der in den nachsten Jahren fir realistisch gehalten wird,
richten sich zum einen auf die Verbesserung des Wirkungsgrads durch
neue Ubertragungsmedien, Verbesserungen der Kollektoren und durch
Direktverdampfungskonzepte, bei denen das erhitzte Medium direkt eine
Dampfturbine antreibt (EUROftrough-Projekt). Ein 1,8 MW-Versuchs-
kraftwerk mit Direktverdampfung wird seit 1999 im spanischen Almeria
betrieben — an diesem Projekt beteiligt sind die Solar Millennium AG
(damals Pilkington Solar International), Siemens Power Generation und
die Deutschen Forschungsanstalt fur Luft- und Raumfahrt (DLR). Durch
dieses Konzept erscheint auch eine Senkung der spezifischen Investiti-
onskosten fur den Bau der Anlagen moglich: Wahrend bei Anlagengré-
Ren von rund 50 MW mit gangigen Systeme, die Thermaldl als Warme-
trager einsetzen, rund 3.500 €/kW anfallen, waren dann rund 2.800
€/kW moglich (DLR 2005).

Da regenerativ erzeugter Strom in Spanien durch eine Einspeisevergu-
tung und teilweise auch Investitionszuschiisse geférdert wird, sind dort
mittlerweile verschiedene Solarkraftwerke in Planung. Mitte 2006 wurde
mit dem Bau eines Solarthermiekraftwerkes in Lacalahorra begonnen.
Es soll mit drei Blocken eine Gesamtleistung von 150 MW, erreichen
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und in 2008 fertig gestellt werden. Projektiert wurde die Anlage von der
Solar Millennium AG (Erlangen), die 25 Prozent an der Betreibergesell-
schaft Andasol halt. Die schlisselfertige Erstellung erfolgt durch den
spanischen Anlagenbauer ACS-Cobra. Gleichwohl stammt auch bei
dieser Anlage ein Grofdteil der Technik aus Deutschland: Nach wie vor
ist Flabeg das weltweit einzige Unternehmen, das die gebogenen Spie-
gel fur die Parabolrinnen liefern kann. Die Empfanger-Rohre kommen
entweder von Solel (Israel) oder von Schott (Mainz). In Lacalahorra soll
ein Thermoodl eingesetzt werden, das auf rund 400 °C aufgeheizt wird.
Geplant ist auBerdem der Bau eines Flissigsalz-Warmespeichers mit
einer Kapazitat von 25.000 Tonnen zur Uberbriickung von Perioden oh-
ne Sonnenstrahlung; weiterhin wird die Anlage mit einer erganzenden
Erdgasfeuerung ausgestattet. Letztere darf nach dem spanischen Ein-
speisegesetz maximal 15 Prozent der Jahresstromproduktion beitragen,
um die Einspeisevergltung zu ermoglichen.

Auch in den USA (Eldorado Valley, Nevada) wird gegenwartig eine An-
lage mit 64 MW errichtet, bei der wesentliche Komponenten aus Deutsch-
land kommen. Auch hier resultiert der wesentliche Anschub fir die Er-
richtung dieser Technologie aus einer Anderung der Energiegesetzge-
bung in Nevada, die ahnlich wie in Kalifornien die Verwendung regene-
rativer emissionsfreier Energietrager besonders fordert.

Farmkraftwerke lassen sich nicht nur mit Spiegeln in Form von Parabol-
rinnen, die mit hohen Investitionskosten verbunden sind, sondern auch
mit flachen und damit weniger aufwandigen Spiegeln und Fresnel-Kol-
lektoren konzipieren. Durch eine solche ,low-tec“-Losung in Kombinati-
on mit einfachen Materialien und Konstruktionen lassen sich die Investi-
tionskosten auf rund 2.000 €/kW bei Anlagengréfen von rund 50 MW
senken (DLR 2005). Allerdings gehen die Wirkungsgrade solcher Anla-
gen zurlck, so dass noch offen ist, welcher Entwicklungsweg sich letzt-
lich (in welcher Anwendung) durchsetzen wird. Beispielsweise entwickel-
te das Unternehmen Solarmundo (Antwerpen / Belgien) zusammen mit
dem Fraunhofer Institut fur Solare Energiesysteme (ISE), der Bayer AG
und der Battenfeld GmbH einen Kraftwerkstyp, der mit kostengunstige-
ren flachen Spiegeln sowie ohne Vakuum-Absorber und metallischer
Glasversiegelung arbeitet und ein vereinfachtes Nachfuhrungssystem
verwendet. Auch in Australien wird ein ahnliches System entwickelt.
Nach Testbetrieb eines 50 kW-Kraftwerks in Belgien wird davon ausge-
gangen, in einem 50 MW-Kraftwerk mit Standort in Nordafrika Vollkosten
von 0,075 €/kWh erreichen zu kénnen, die damit unterhalb der Parabol-
rinnenkraftwerke in Kalifornien liegen wirden.

Gleichwohl steht eine Erprobung von Farmkraftwerken mit Fresnel-
Kollektoren in groRerem Malistab noch aus, so dass Vergleiche nur auf
Basis von Modellrechnungen mdglich sind. Dennoch erscheinen Fres-
nel-Kollektoren in jedem Fall als interessante Variante, da durch die ein-
fachen und weitgehend standardisierten Bauteile geringere Fertigungs-
kosten realisiert werden konnen, die die Investitionskosten fir das Solar-
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feld deutlich sinken lassen. Ein weiterer Vorteil ist der geringere Fla-
chenbedarf, da 70 Prozent des beanspruchten Areals wirklich durch
Spiegel genutzt werden, wobei dieser Vorteil teilweise durch den gerin-
geren Wirkungsgrad der flachen Spiegel wieder verloren geht. Weiterhin
kann das Land unterhalb der Spiegel als beschatteter Bereich noch fir
Ackerbau und Viehhaltung genutzt werden, was fir niederschlagsarme
Standorte mit hoher Einstrahlung attraktiv sein kann. Da der Wirkungs-
grad der einfachen Spiegel geringer ist, ist die beschattete Flache bei
gleicher installierter Leistung entsprechend grofer.

Trotz der aktuellen Umsetzung kommerzieller Projekte gibt es erhebliche
technische Verbesserungsbedarfe sowohl bei der ,high-tec-Variante® der
Parabolrinnen als auch bei der ,low-tec-Anlage” mit Fresnel-Spiegeln.
Dies betrifft zum Beispiel die Standfestigkeit der Spiegel: Die bisher ver-
fligbaren Parabolrinnen (ebenso wie die Heliostate bei Turmkraftwerken,
siehe unten) missen bisher ab Windstarke 6 in eine horizontale Ruhe-
stellung gedreht werden, um Schaden zu vermeiden. Etwas besser
schneiden hier Fresnel-Spiegel ab, die konstruktionsbedingt eine gerin-
gere Windlast aufweisen. Auch ist die Lebensdauer der Spiegel (und
weiterer Komponenten) begrenzt, da z.B. der bestandig sandaufgelade-
ne Wind fir hohen Abrieb sorgt und feiner Sand in bewegliche Teile
dringt. Weiterhin sind die Speichertechnologien flir Warme z.T. noch am
Anfang ihrer Entwicklung. So existiert der in Lacalahorra geplante War-
mespeicher, in dem flissiges Salz je nach Warmebedarf zwischen ei-
nem kuhleren und einem heilderen Tank hin- und hergepumpt werden
soll, bisher nur in einem kleinen Modell auf dem Versuchsgelande Plata-
forma Solar in Almeria (Spanien). Und schlieRlich werden aktuelle Pro-
jekte in Spanien wie auch in den USA weiterhin mit Thermodl als War-
metrager in den Kollektoren betrieben, welches dann spater in einem
Warmetauscher zur Erzeugung von Wasserdampf genutzt wird. Eine
Direktverdampfung von Wasser im Rohr der Parabolrinne verspricht
dagegen hdéhere Dampftemperaturen und damit bessere Wirkungsgra-
de, konnte aber bisher aufgrund von Schwierigkeiten mit dem Durchfluss
noch nicht realisiert werden. Eine Verwendung von Wasser wirde auch
dazu flhren, dass das Auslaufen des Verdampfungsmittels weniger
problematisch ware als beim Thermodl. Verlustraten von 0,1 bis 1 Pro-
zent pro Jahr kdnnen erstens ein Umweltproblem darstellen und sind
zweitens ein Kostenfaktor.

Turmkraftwerke

Ahnlich wie Farmkraftwerke werden auch bei Turmkraftwerken groRe
Areale mit Spiegeln bestuckt, die das Sonnenlicht in diesem Fall aber
auf einen Punkt an der Spitze eines Turms reflektieren. Die Spiegel
werden in Form von beweglichen, computergesteuerten Heliostaten auf-
gestellt, die der Sonne nachgefiihrt werden und so das Sonnenlicht im
Laufe eines Tages stets exakt auf einen Receiver auf dem Turm reflek-
tieren. Hier entstehen Temperaturen von 600 bis 1.000°C, die entweder
direkt zur Verdampfung von Wasser oder aber zur Erhitzung eines
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Warmetragers genutzt werden, der wiederum zur Erzeugung von Was-
serdampf eingesetzt wird, so dass letztlich eine Dampfturbine angetrie-
ben werden kann. Als Warmetrager wurden bisher flissiges Salz oder
Luft verwendet. Wird Luft in druckaufgeladenen Receivern erhitzt, so
wird alternativ auch der Einsatz von Gasturbinen moglich.

konzentrierte Solarstrahlung

direkte Solarstrahlung direkte Solarstrahlung

M ryrl o rrqd

4 ., Heliostatenfeld Turm Heliostatenfeld

Abb. 7:  Turmkraftwerk (links) und schematischer Aufbau (rechts)

Aufgrund der héheren Dampftemperatur bzw. des Einsatzes von Gas-
turbinen oder ggf. sogar eines GuD-Prozesses kénnen Turmkraftwerke
héhere Wirkungsgrade als Farmkraftwerke erreichen: Denkbar sind tber
30 Prozent; im Probebetrieb erreicht wurden bisher allerdings lediglich
19 bis 25 Prozent. Die aufwandigere Konstruktion von Turmkraftwerken
fuhrt gegenliber Farmkraftwerken zu héheren Investitionskosten. Turm-
kraftwerke kénnen auch durch Warmespeicher erganzt werden, indem
z.B. flissiges Salz aufgeheizt wird; auf diese Weise kdnnen auch mit
diesen Anlagen Perioden ohne Sonneneinstrahlung tberbriickt werden.
Auch hier ist wiederum eine Kombination der Anlagen mit einer Zufeue-
rung fossiler Brennstoffe méglich, so dass ein Nachtbetrieb, ein Uber-
briicken anderer strahlungsarmer Zeiten sowie generell eine Leistungs-
steigerung moglich sind. Gegeniber den bisher vorhandenen Warme-
speichertechnologien ist der Einsatz fossiler Brennstoffe i.d.R. die kos-
tenglnstigere Variante. Lediglich kleine Speicher, die Einstrahlungs-
schwankungen im Bereich einiger Minuten ausgleichen, sind dann éko-
nomisch sinnvoll, da ein Anfahren der Zufeuerung fir solche Zeitrdume
sich nicht rentiert.

Insgesamt befindet sich die Technik noch im Versuchsstadium, auch
wenn zunehmend Anlagen errichtet werden, die kommerziell betrieben
werden, jedoch aber immer staatlich gefordert sind. Dies betrifft einer-
seits den Betrieb Uber eine Einspeisevergutung, im Regelfall aber zu-
satzlich auch die Investition. Eine erste Anlage mit einer Kapazitat von
10 MWg wurde 1982-1988 und modifiziert 1996-1999 in Barstow / Kali-
fornien erprobt. Die erste kommerzielle Anlage in Europa, wird gegen-
wartig bei Sevilla (Spanien) mit einer Kapazitat von 11 MW errichtet. Sie
wird mit einem 90 m hohen Turm und rund 761 Heliostaten ausgestattet
und arbeitet mit Dampftemperaturen von rund 300 °C. Die geplanten
Investitionskosten betragen 35 Mio. €, von denen 5 Mio. € durch die EU
gefordert werden. Die Stromeinspeisung wird mit 12 ct/kWh vergutet. In
Italien werden gegenwartig zwei Projekte mit kleineren Anlagen reali-
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siert, die bei reiner Stromerzeugung eine Leistung von 160 kW, bei
Kraft-Warme-Kopplung eine Leistung von 100 kW aufweisen. Zur
Stromerzeugung werden hier Mikrogasturbinen eingesetzt. Und selbst in
Deutschland wird aktuell ein Turmkraftwerk errichtet, obwohl sich solar-
thermische Kraftwerke hier ohne Foérderung wohl nie wirtschaftlich
betreiben lassen werden: Die Anlage entsteht in Jilich mit einer Kapazi-
tat von 1,5 MW, und wird durch eine staatliche Investitionskostenuber-
nahme in Hohe von rund 21,7 Mio. € finanziert; zudem wird die Strom-
einspeisung gemal EEG mit 35,49 ct/kWh vergltet. Beteiligt sind die
deutsche Gesellschaft fur Luft- und Raumfahrt (DLR), das Solarinstitut
im Forschungszentrum Julich und die staatliche spanische Forschungs-
gesellschaft CIEMAT sowie die Unternehmen Kraftanlagen Minchen
GmbH (Rohrleitungsbau), Heliotech (Danemark, Absorber) und Solucar
(Heliostaten), eine Tochter des spanischen Anlagenbauers Abengoa.

Wesentlicher Entwicklungsbedarf besteht vor allem in den Bereichen
Receiver und Absorber. Im Gegensatz zu Farmanlagen, fir die in grof3e-
rem Malistab seit 20 Jahren Betriebserfahrungen vorliegen, sind diese
beiden zentralen Bestandteile von Turmkraftwerken noch wenig erprobt.
Dies zeigt sich auch darin, dass bisher noch sehr unterschiedliche
Technologien verwendet werden, um das geblindelte Sonnenlicht in der
Turmspitze so umzuwandeln, dass es zum Antrieb von Gas- oder
Dampfturbine verwendet werden kann. Bisher kommen vor allem zwei
Receiver-Technologien zum Einsatz, die Uber einen Warmetauscher mit
einem konventionellen Dampfturbinenkreislauf gekoppelt sind: Beim Salz-
schmelzenreceiver dient flissiges Salz als Warmetrager, das im Recei-
ver erhitzt wird. Aulierdem werden atmospharische Luftreceiver verwen-
det, bei denen Luft mit Umgebungsdruck durch einen Metalldraht-
gestrick-Absorber gesaugt und erhitzt wird. Erprobt wird derzeitig ein
drittes Verfahren: Hier wird in einem geschlossenen Druckreceiver Luft
unter Druck erhitzt, so dass eine Gasturbine angetrieben werden kann,
wodurch sich deutlich hdhere Wirkungsgrade erreichen lieRen. Dieses
Konzept befindet sich allerdings noch in der Entwicklung und Erprobung;
bisher ist dabei noch eine zusatzliche Gasfeuerung erforderlich, um ein
ausreichendes Temperaturniveau flr den Betrieb der Gasturbine zu er-
reichen. Verbesserte Receiver kdnnten zuklnftig aber einen rein solaren
Gasturbinenbetrieb erméglichen. Auch der Einsatz eines GuD-
Prozesses, bei dem die Heil3luft nach dem Einsatz in der Gasturbine zur
Dampferzeugung genutzt wird, ist perspektivisch denkbar.

Generell lassen sich Turmkraftwerke gut mit Farmkraftwerken kombinie-
ren. Farmkraftwerke liefern dabei ein vorgewarmtes Medium von 300 bis
400 °C, das dann im Turmkraftwerk weiter erhitzt wird. Hierdurch lassen
sich insgesamt héhere Dampftemperaturen und damit gestiegene Wir-
kungsgrade erreichen. Allerdings fallen hierbei auch die Investitionskos-
ten flr beide Technologien an. Generell kann aber die Verbindung einer
(groRen) Farmanlage mit einer (kleinen) Turmanlage dazu beitragen,
den Entwicklungsvorsprung von Farmanlagen aufzuholen und so auch
dieser mit Blick auf die Wirkungsgrade besonders attraktiven Technolo-
gie der Turmanlage mittelfristig eine starkere Bedeutung zu verschaffen.
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Dish- oder Parabolidanlage

Dish- oder Parabolidanlagen besteht aus einem fokussierenden Para-
bolspiegel, der der Sonne nachgefiihrt wird und die Strahlen auf eine im
Brennpunkt montierte Warmekraftmaschine (z.B. Stirling Motor) kon-
zentrieren (vgl. Abb. 8). Hierbei werden Temperaturen von rund 900 °C
erreicht. Der Motor wandelt die Warmeenergie direkt in mechanische
Arbeit um, die wiederum zur Stromerzeugung verwendet wird. Die Anla-
gen erreichen besonders hohe Wirkungsgrade und sind vor allem als
Kleinanlagen fiir die dezentrale Energieversorgung interessant. Ubli-
cherweise erreicht eine Einzelanlage eine Leistung von rund 10 kW bei
einem Spiegeldurchmesser von rund 9 m.

Parabolid-Kraftwerke haben ihre technische Reife in mehreren Jahren
Testbetrieb erfolgreich demonstriert. 1992 wurden drei 9 kW-Anlagen
und 1997 drei 10 kW-Anlagen in Almeria / Spanien in Betrieb genom-
men. Dabei wurden mit bis zu 30 Prozent die besten Uberhaupt nach-
gewiesenen solarelektrischen Wirkungsgrade erreicht. Allerdings flhrt
dieses Konstruktionsprinzip (direkte Umwandlung von thermischer in
mechanische und dann elektrische Arbeit in jedem Modul) zu ver-
gleichsweise hohen Anlagekosten, die bei rund 8.000 €/kW liegen (DLR
2005). AuBerdem entfallt die Méglichkeit zur Uberbriickung von Perio-
den ohne Sonnenschein durch einen Warmespeicher. Im Prinzip bietet
allerdings der Stirling-Motor die Mdglichkeit, jede andere Warmequelle
zu verwenden, wodurch prinzipiell auch eine Uberbriickung durch die
Verfeuerung von Erdgas denkbar ware.

Abb. 8: Dish- oder Parabolidanlagen (links) und schematischer Aufbau
(rechts)

Aufwindkraftwerke

Aufwindkraftwerke nutzen die Eigenschaft, dass warme Luft nach oben
steigt. Unter einem Glasdach wird durch die Sonneneinstrahlung Luft
erwarmt, die dann in einem zentralen Kamin nach oben strebt (vgl. Abb.
9). Von den Randern des nach auf’en geneigten Glasdachs stromt Um-
gebungsluft nach, die ebenfalls erwarmt wird. So wird die Sonnenein-
strahlung zum ,Motor® eines gleich bleibenden Aufwindes, der durch
eine im Kamin eingebaute Turbine und mittels eines Generators in elekt-
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rische Energie umgewandelt wird. Im Gegensatz zu Farm-, Turm- und
Dishanlagen funktionieren Aufwindkraftwerke auch bei diffuser Sonnen-
strahlung, und die Nutzung ist aufgrund der Warmespeicherung des
Erdreichs unter dem Glasdach auch noch einige Zeit nach Sonnenun-
tergang maoglich. Dieser Effekt kann verstarkt werden, wenn unter dem
Dach warmespeichernde Medien verwendet werden. So kdnnen z.B.
wassergefillte Schlauche bei richtiger Dimensionierung dazu flihren,
dass sich die Leistung des Aufwindkraftwerks nahezu vergleichmagigt.

Abb. 9:  Aufwindkraftwerk (links) und schematischer Querschnitt (rechts)

Die technische Machbarkeit von Aufwindkraftwerken wurde in einem
mehrjahrigen Betrieb einer Versuchsanlage mit 50 kW Leistung in Spa-
nien nachgewiesen. Zwar werden nur geringe Wirkungsgrade erreicht,
daflr ist die Konstruktion einfach, so dass ein Groldteil der notwendigen
Ausristung auch in weniger entwickelten Landern hergestellt werden
kénnen. Lediglich die Windturbine, die eine grofe technologische Ahn-
lichkeit zu normalen, vertikal gestellten Windkraftanlagen aufweist, ist
technisch anspruchsvoll. Die Investitionskosten sind vergleichsweise
niedrig. Leistungsstarke Einzelanlagen wirden allerdings extreme Di-
mensionen erfordern: Fir 10 MW4, ist ein Kamin mit 1.000 m Hohe sinn-
voll und es werden Glasflachen mit mehreren Quadratkilometern Aus-
dehnung bendtigt. Aktuell sind an verschiedenen Standorten Aufwind-
kraftwerke in Vorplanung. Die gréf3te Anlage ist dabei ein Kraftwerk mit
geplanten 200 MW Leistung in Mildura, Australien. Projektiert wurde sie
durch Schlaich Bergemann und Partner (Stuttgart), die im Bereich So-
larthermie und insbesondere bei Aufwindkraftwerken flr viele Projekte
verantwortlich sind. Betrieben werden soll sie ab 2008 durch Enviromis-
sion, einem australischen Unternehmen, das sich auf die Kommerziali-
sierung von Aufwindkraftwerken spezialisiert hat. Auf diesem Gebiet ist
weiterhin die Solar Millennium AG (Erlangen) aktiv.

2.4.2 Markt und Marktpotenziale

Zur Abschatzung von lohnenden Markten und Marktpotenzialen fur so-
larthermische Kraftwerke sind zunachst noch einmal die guten Moglich-
keiten zur Verbindung von solarthermischen Kraftwerken mit konventio-
nellen Stromerzeugungstechnologien und bestehenden Stromerzeu-
gungsstrukturen hervorzuheben: Sonne und fossile Energietrager kon-
nen fiur einzelne Kraftwerke abwechselnd als Energiequelle dienen. We-
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sentliche konventionelle Kraftwerkskomponenten kénnen auch zur solar-
thermischen Stromerzeugung verwendet werden — dies ermoglicht ei-
nerseits den Bau von solarthermischen Kraftwerken mit fossiler Zusatz-
feuerung, andererseits aber auch die nachtragliche Erweiterung eines
bestehenden konventionellen Kraftwerks um einen ,solaren Zusatzbren-
ner“. Auch in Regionen mit geringerer Strahlungsintensitat (z.B. Mitteleu-
ropa) konnten solarthermische Anlagen zumindest zur Vorwarmung des
Speisewassers konventioneller Kraftwerke genutzt werden. Eine beson-
dere Eignung fir Hybridlosungen weisen GuD-Kraftwerke auf: Sie kon-
nen im Gegensatz zu kohlebefeuerten Anlagen durch geringe Anfahrts-
zeiten sehr flexibel auf Sonnenausfalle reagieren. Bei kohlebefeuerten
Hybridanlagen, die als Grundlastanlagen gefahren werden sollen, ware
hingegen ein die Investitionskosten erhéhender gréfierer Zwischenspei-
cher notwendig. Insgesamt lasst sich festhalten, dass die Eignung flr
Hybridlésungen den Solarthermiekraftwerken ein sehr groRes Marktpo-
tenzial verschafft.

Bisher grote Marktchancen im Bereich von Leistungen Gber 5 MW sind
bei Farmkraftwerken zu erkennen. lhre Stromerzeugungskosten kénnten
sich bei Aufnahme einer kontinuierlichen Serienproduktion innerhalb
weniger Jahre den Vollkosten konventioneller Kraftwerke annahern.
Langerfristig technologisch interessanter sind Turmkraftwerke aufgrund
ihrer dampftemperaturbedingt hoheren elektrischen Wirkungsgrade. Das
Kostensenkungspotenzial dieses Anlagetyps ist bisher noch gar nicht
ausgeschopft, da bisher erst sehr wenige Versuchskraftwerke existieren.
Ob sich die Investitionskosten dieses Typs dem der Farmkraftwerke an-
nahern und/oder ob die héheren Wirkungsgrade héhere Investitionskos-
ten der Turmkraftwerke kompensieren kdnnen, ist bisher nicht absehbar.
Aufgrund der bisher intensiveren Entwicklung von Farmkraftwerken und
der grélReren Erfahrung bei ihrer Erprobung ist es sehr wahrscheinlich,
dass der Markteintritt des Turmkonzepts sicher deutlich nach dem der
Farmkraftwerke zu erwarten ist. Aufwindkraftwerke befinden sich noch
im Versuchsstadium, auch wenn in Australien der Schritt in Richtung
groRtechnischer Anwendungserprobung geplant ist. Dishanlagen durften
auch zukunftig konstruktionsbedingt eher der netzfernen Stromversor-
gung von Kleinverbrauchern dienen und ohne technologische Innovati-
onssprunge nicht in einen Bereich vorstoRen, in dem sie in der Leis-
tungsklasse Uber 5 MW mit Farm- und Turmkraftwerken konkurrieren
kénnen.

Solarthermische Kraftwerke lassen sich umso besser nutzen, je hoher
die Sonneneinstrahlung am fraglichen Standort ausfallt. Der Zusam-
menhang zwischen der Sonneneinstrahlung und den Stromgestehungs-
kosten ist dabei exponentiell. So kénnen solarthermische Kraftwerke in
Deutschland klimabedingt keinen nennenswerten Beitrag zur Stromer-
zeugung leisten — die Stromerzeugungskosten waren aufgrund der ge-
ringeren verwertbaren Sonnenscheindauer etwa im Vergleich zu Spa-
nien um den Faktor 3 hoher. Die meteorologisch ginstigen Standorte
zur Nutzung solarthermischer erzeugten Stroms in Europa liegen im
Mittelmeerraum und hier insbesondere in der nordlichen Sahara — zu-
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kinftig konnte das nérdliche Europa u.a. von solarthermischen Kraftwer-
ken in dieser Region versorgt werden. Zur Berechnung des flir die
Stromversorgung in Europa wirtschaftlich nutzbaren Potenzials im Mit-
telmeerraum setzt die DLR eine (eher geringe) jahrliche Strahlungsin-
tensitat von 1.800 kWh/m? an (DLR 2006). Erforderlich sind auRerdem
ausreichend grofie Gebiete, die flach und ungenutzt sind. Standorte, die
dieses Kriterium erfiillen, finden sich in Europa vor allem im Siiden Spa-
niens und Portugals sowie mit Abstrichen auf Mittelmeerinseln wie Sizi-
lien, Sardinien, Kreta oder Zypern. Ein besonders groRes Potenzial liegt
im Norden Afrikas, wo hohe Einstrahlung sowie grolte flache und weit-
gehend unbenutzte Flachen zusammentreffen. So lielRe sich in Nordafri-
ka auf einer Flache von 254 x 254 km? theoretisch der gesamte heutige
Strombedarf der Welt gewinnen, fir die Versorgung der gesamten EU
25 wirde eine Flache von 110 x 110 km? ausreichen (May 2005). Auch
das sudliche Afrika, Australien, die arabische Halbinsel und die Gebiete
Iraks und Irans, weite Regionen in China, Mexiko und der Sudwesten
der USA sowie der Siden Brasiliens und der Norden Argentiniens eig-
nen sich aufgrund der intensiven Sonneneinstrahlung sehr gut fir den
Einsatz solarthermischer Kraftwerke (vgl. Abb. 10).
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Abb. 10: Weltkarte der solarthermischen Stromerzeugungspotenziale in
GWh/km a; Durchschnittswerte fiir Standorte mit 25 km x 25 km Kan-
tenldnge. (Quelle: Trieb et al. 2002)

Fur die Versorgung Nordeuropas mit Solarstrom aus Sideuropa oder
sogar der Sahara ware neben den Kraftwerken selbst auch ein mog-
lichst verlustfreier und kostengunstiger Transport von Energie erforder-
lich. Anstelle der Ublichen Wechselstrom-Ubertragungsleitungen — die
gleichwonhl in ihrer heutigen Auslegung keine ausreichende Kapazitat fur
einen umfangreichen Transport von Stiden nach Norden hatten — kénnte
hierzu eine Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung (HGU) dienen,
mit der Strom bei halbierten Ubertragungsverlusten von rund 0,5 Pro-
zent je 1.000 km Uber grofle Entfernungen transportiert werden kann.
Bei dieser Ubertragung treten auch keine Qualitatsprobleme auf, da an-
ders als bei der Wechselstromibertragung tber grofe Entfernungen die
Frequenz des Stromes sich nicht andert. Diese Technik wird bislang
insbesondere zur Verbindung von Insel- mit Festlandsnetzen aber auch
bei der Anbindung zwischen nicht synchronisierten Netzen (wie beim
Import von Strom aus dem Nordpool-Netz ins westeuropaische UCTE-
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Netz) verwendet. Trieb et. al. (2002: 41 f.) rechnen auf dieser Basis mit
Ubertragungskosten aus Nordafrika nach Mitteleuropa von 0,01 €/kWh,
wodurch Importkosten von unter 0,06 €/kWh erreichbar seien (im Ver-
gleich zu Stromerzeugungskosten in einem neuen konventionellen Koh-
lekraftwerk von ca. 0,03 €/kWh). Letztlich koénnte ein europaweiter
Stromverbund installiert werden, der neben der Nutzung solarthermisch
erzeugten Stroms aus Nordafrika und Sudspanien auch andere regene-
rativ erzeugte Elektrizitat (z.B. Geothermie aus Island und Italien, Was-
serkraft aus Nordnorwegen, Windkraft aus dem gesamten Nordeuropa)
umfasst und den Bedarf an konventionell vorgehaltener Reserveleistung
deutlich verringern kénnte. Allerdings ist anstelle einer Stromibertra-
gung — oder ergdnzend dazu — auch ein anderer Weg zum Transport
von solarthermisch gewonnener Energie nach Nordeuropa maoglich: Der
Strom aus Solarthermiekraftwerken kénnte per Elektrolyse zur Erzeu-
gung von Wasserstoff aus Wasser genutzt werden; dieser kénnte dann
per Pipeline nach Europa geschafft und dort sowohl zur Stromerzeu-
gung wie auch als Treibstoff fir Fahrzeuge verwendet werden.

Solche Plane werden sich allerdings nur langfristig umsetzen lassen. Auf
kurze bis mittlere Sicht geht es darum, die technische Zuverlassigkeit
der verschiedenen solarthermischen Kraftwerkstypen zu erhohen, die
bestehenden Moglichkeiten zur Effizienzsteigerung zu nutzen und die
Produktion der Bauteile und Komponenten kostenglnstiger zu gestalten.
Bis zum Zeitpunkt der Wettbewerbsfahigkeit gegentiber konventionellen,
fossil befeuerte Kraftwerken spielen deshalb die Forschung bzw. die
staatliche Forschungsférderung und die Forderung der Markteinfihrung
zur Erreichung von stiuckzahlbedingten Lernkurveneffekten eine ent-
scheidende Rolle. Die DLR halt bis ca. 2020/25 eine Kostenreduzierung
der Stromerzeugungskosten von Solarthermiekraftwerken von aktuell
0,15 bis 0,2 €/kWh auf 0,05 €/kWh flr moéglich, sofern eine Kapazitat
von weltweit 40 GW installiert wird. Jeweils rund die Halfte der Kosten-
senkungspotenziale werden Skaleneffekten und technischen Fortschrit-
ten aufgrund von Forschungs- und Entwicklungsanstrengungen zuge-
schrieben. Etwas vorsichtiger bewertet die IEA (2004) die Mdglichkeiten
zur Kostensenkung: Sie erwartet bis zum Jahr 2030 eine Reduzierung
um ein Drittel bis um die Halfte.

Fur einen deutlichen Ausbau der stagnierenden Kapazitaten gibt es viel
versprechende Ansatze: GrolRere solarthermische Kraftwerke werden
gegenwartig u.a. in Spanien, den USA und Australien errichtet. Am um-
fangreichsten ist das Bauprogramm in Spanien: In der Neuauflage des
spanischen Programms zur Férderung Erneuerbarer Energien ist festge-
legt, dass bis zum Jahr 2010 solarthermische Anlagen mit einer Leistung
von 500 MW, in Betrieb gehen sollen, um so jahrlich rund 1.300 GWh
Strom zu erzeugen. Aktuell werden rund 100 MW Anlagenkapazitaten
gebaut, darunter zwei Turmanlagen in Sanltcar nahe Sevilla mit 10 bzw.
20 MW (siehe oben), eine Turmanlage mit 15 MW in Cordoba, der erste
von drei 50 MW-Blécken des Farmkraftwerkes in Lacalahorra und eine
10 MW-Farmanlage in Montes de Cierzo nahe Pamplona. Konkrete Pla-
nungen oder zumindest Erfolg versprechende Initiativen existieren au-
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Rerdem in Algerien, Brasilien, Griechenland, Indien, Iran, Israel, Italien,
Jordanien, Marokko, Mexiko und Sudafrika.

Eine wichtige Rolle bei der Realisierung entsprechender Planungen
kénnte in Zukunft die ,Global Market Initiative* spielen, zu der sich im
Jahr 2004 u.a. die Regierungen von Algerien, Agypten, Deutschland,
Israel, Italien, Jordanien, Marokko und Spanien zusammengeschlossen
haben, um innerhalb von 10 Jahren solarthermische Kraftwerke mit ei-
ner Leistung von insgesamt 5.000 MW zu installieren. Auf der Basis ei-
ner Analyse der aktuell in unmittelbarer Vorbereitung oder sogar bereits
in Umsetzung befindlichen Projekte ist davon auszugehen, dass sich die
heute weltweit installierte Kapazitat von 350 MW bis zum Jahr 2012 auf
rund 1.700 MW ungefahr verflinffachen wird (Greenpeace 2005).

2.4.3 Bewertung

Solarthermische Kraftwerke bergen ein groRes Potenzial fir eine um-
weltschonende Stromerzeugung unter Verwendung eines unerschopfli-
chen Energietragers. |hre Stromerzeugungskosten liegen zwar heute
noch etwa flinf- bis sechsmal so hoch wie bei Kohle- oder Erdgaskraft-
werken. Bestehende technische Verbesserungspotenziale und Lernkur-
veneffekte einer GroR3serienproduktion lassen es aber gut moéglich er-
scheinen, dass Solarthermiekraftwerke innerhalb eines Zeitraumes von
15 bis 25 Jahren zu wettbewerbsfahigen Kosten ohne staatliche Férde-
rung Strom produzieren kdénnen. Allerdings sind hierzu Standorte mit
einer hohen Einstrahlungsintensitat erforderlich, wie sie z.B. in Nordafri-
ka, im Nahen Osten, in Australien oder im Sidwesten der USA vorliegt.
Ein Energietransport ware dann bei geringeren Entfernungen Uber
(Gleichstrom-) Hochspannungsnetze, bei groReren Transportentfernun-
gen uber Zwischenenergietrager mdglich. Hier bietet sich vor allem
Wasserstoff an, der Uber eine ahnliche Infrastruktur transportiert werden
kann wie Erdgas, so dass Schiffstransporte mit Flussigwasserstoff und
Wasserstofftransport Gber Pipelines in Frage kommen.

Ein besonderer Vorteil flir die rasche Markteinfihrung von Solarther-
miekraftwerken ist die Verwendungsmoglichkeit von Gas- und Dampf-
turbinen sowie Generatoren — mithin also von Technologien, die aus
dem konventionellen Kraftwerksbau gut bekannt sind, gleichwonhl fur den
Einsatz bei der Solarthermie noch besser angepasst werden mussen.
Die Verwendung von Turbinen lasst auch Hybridlésungen zu, indem
solarthermische und fossil befeuerte Dampf- oder Gasturbinenprozesse
miteinander kombiniert werden. Auf diese Weise lassen sich Perioden
ohne Sonneneinstrahlung Uberbricken, und durch die bessere Auslas-
tung der Anlagen sinken die Kosten der Solarstromerzeugung.

Die Verwendung von Turbinen und Generatoren macht Solarthermie-
kraftwerke fir den Kraftwerksanlagenbau besonders interessant. Dies
gilt umso mehr, als dass hier noch technische Entwicklungsbedarfe be-
stehen, also nicht in jedem Fall einfach nur gangige Standardmaschinen
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auf ein neues Anwendungsfeld Ubertragen werden konnen. Flr den
Kraftwerksanlagenbau in Deutschland gibt es hierflir gute Vorausset-
zungen: Bei vielen aktuellen Bauprojekten sind Projektentwickler, Finan-
ciers und Anlagenplaner aus Deutschland federflihrend beteiligt. Die
Bundesregierung und die Kreditanstalt flir Wiederaufbau beteiligen sich
zusammen mit den Regierungen vieler geeigneter Ziellander fir den
Bau von Solarthermiekraftwerken an einer internationalen Initiative zur
Verbreitung dieser Technologie. Auerdem gehoren die Deutsche Ge-
sellschaft fur Luft- und Raumfahrt und das Solarinstitut im Forschungs-
zentrum Jilich zu den international fiihrenden Forschungseinrichtungen
auf dem Feld der Solarthermie. Lediglich der Ausstieg Deutschlands aus
der gleichberechtigten Partnerschaft mit Spanien auf dem Solarthermie-
Versuchsgelande in Almeria (Spanien) im Jahr 1998 erscheint als Feh-
ler, da weite Teile der Solarthermie-Technologie nach wie vor in der
Erprobungs- und Pilotphase stecken und die weitere Entwicklung gerade
auch dauerhaften Testbetrieb erfordert.

Neben den Turbinen treten bei Solarthermiekraftwerken vollkommen
neuartige Dampf- bzw. Heillgaserzeuger als Schlisseltechnologie ins
Zentrum von Forschung und Entwicklung sowie der industriellen Wert-
schopfung im Anlagenbau. Mit Ausnahme des Aufwindkraftwerks han-
delt es sich dabei um Spiegel, bei Farmkraftwerken auerdem um kom-
plexe Glasréhren und bei Turmkraftwerken um spezielle Absorber aus
Mineralglas. Deutsche Unternehmen (Flabeg und Schott) sind bei der
Herstellung dieser Technologie heute Weltmarktfuhrer. Ein Engagement
auf dem Markt flr Solarthermiekraftwerke und bei der weiteren Erfor-
schung und Entwicklung dieser Stromerzeugungstechnologie verlangt
von Unternehmen des Kraftwerksanlagenbaus deshalb die Zusammen-
arbeit mit neuen Partnern aus Branchen, die anderweitig mit Stromer-
zeugungstechnologien keine Bertihrung haben und als ,Quereinsteiger*
auf den Markt treten. Die grofRe Bedeutung deutscher Hersteller bei der
Produktion von Spiegel- und Absorbersystemen sollte aber in jedem Fall
einen nutzbaren Vorteil fur deutsche Kraftwerksanlagenbauer darstellen,
die sich auf dem Feld der Solarthermiekraftwerke betatigen wollen.

2.5 Geothermie

Erdwarme oder Geothermie wird auf verschiedene Weise als Energie-
quelle genutzt. Fir die Stromerzeugung ist ausschlielich die Tiefengeo-
thermie von Bedeutung, wahrend die oberflaichennahe Geothermie mit
geringen Temperaturen nur zur Heizung, Klimatisierung und Warmwas-
seraufbereitung genutzt werden kann®. Das weltweit erste Geothermie-

® Die oberflichennahe Geothermie macht sich zunutze, dass schon 5 bis 10 m unter
der Erdoberflache ganzjahrig die Jahresmitteltemperaturen des Standortes (etwa 8
bis 10 °C in Deutschland) herrschen. Mittels Erdwarmesonden (vertikale oder
schrage Bohrungen oder horizontal und oberflachennah ins Erdreich eingebrachte
Systeme), aber auch mit erdgebundenen Beton-Bauteilen wird die Warme/Kalte an
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kraftwerk wurde 1913 in Larderello (Italien) errichtet; bis Ende 2004 hat-
te das dortige Kraftwerk eine Kapazitat von rund 545 MW erreicht. Die
weltweit installierte Kapazitat betragt heute rund 9 GW. Mit den Warme-
ressourcen der Erde koénnte der weltweite Energiebedarf theoretisch fiir
mehr als 100.000 Jahre gedeckt werden. Anders als bei anderen rege-
nerativen Energien wird bei der Geothermie an bestimmten Orten CO,
freigesetzt, das mit dem Thermalwasser aus dem Untergrund an die
Oberflache gefordert wird; es handelt sich dabei allerdings um weitaus
geringere Mengen als bei der Verbrennung fossiler Energietrager.

In technischer Hinsicht ist die Stromerzeugung durch Nutzung der Geo-
thermie vor allem deshalb attraktiv, weil sie laufend und unabhangig von
der Jahres- und Tageszeit sowie von den Witterungs- und Wetterver-
haltnissen ohne grofle Schwankungen erfolgen kann. Die Erdwarme
bietet also unter allen regenerativen Energiequellen die beste Verfiig-
barkeit und ist auch ohne erganzende Technik wie z.B. Warmespeicher
unmittelbar grundlastfahig. Allerdings ist der finanzielle und technische
Aufwand, um geothermische Energie in ausreichender Menge und mit
ausreichender Temperatur zur Verfligung zu stellen, teilweise sehr hoch.

2.51 Technologie und Unternehmen

Geothermiekraftwerke bestehen grundsatzlich aus Bohrungen, Syste-
men zur Foérderung der Erdwarme an die Oberflache sowie spezieller
Kraftwerkstechnik zur Umwandlung von Warme zu Strom. Die Nutzung
von Tiefengeothermie beruht auf dem Umstand, dass die Temperatur
der Erdkruste mit jedem Kilometer Tiefe um durchschnittlich 25 bis
40 Grad steigt. Diese so genannte ,geothermische Tiefenstufe* fallt
regional allerdings sehr unterschiedlich aus. Insofern kann regional —
wie z.B. im Fall von Larderello (Italien) oder in Island — auch oberfla-
chennah ein sehr hohes Temperaturniveau erreicht werden

Vor allem fir die Stromerzeugung gilt, dass sich die Erdwarme umso
besser nutzen lasst, je hdher das Temperaturniveau ist — wie bei der
Verbrennung fossiler Energietrager auch erhéht die Temperaturdifferenz
zwischen Arbeitsmedium und aullerem Temperaturniveau theoretisch
und meist auch praktisch den Wirkungsgrad der Anlage. Wasser- bzw.
Dampfvorkommen mit Fluidtemperaturen von mehreren Hundert Grad in
geringer Tiefe werden Hochenthalpie-Lagerstatten genannt; sie kommen
vor allem in Gebieten mit vulkanischer Tatigkeit vor. Fast die kompletten
weltweit installierten 9 GW Geothermie-Stromerzeugungskapazitaten nut-
zen solche Lagerstatten. In Regionen ohne vulkanische Tatigkeit kdnnen
die Temperaturen im Untergrund sehr unterschiedlich ausfallen. In der
Regel liegen hier jedoch Niederenthalpie-Lagerstatten vor, so dass tiefe
Bohrungen erforderlich sind, um héhere Temperaturen nutzen zu kon-

die Oberflache geférdert, um mittels Warmepumpen Gebaude zu beheizen oder im
Sommer zu kuhlen.
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nen. In der Praxis wird heute mit Bohrungen gearbeitet, die Tiefen von
3.000 m und mehr erreichen — hier ist gegenwartig die Grenze der tech-
nischen Machbarkeit erreicht.

Um die Erdwarme aus der Tiefe an die Oberflache zu foérdern, werden in
Abhangigkeit von den geologischen und hydrogeologischen Verhaltnis-
sen unterschiedliche Verfahren eingesetzt. Wenn in der Tiefe in ausrei-
chende Mengen heil’en Wassers oder Dampfs vorhanden sind, kénnen
hydrothermale Systeme eingesetzt werden (vgl. Abb. 11): Das Tiefen-
wasser wird dabei Uber eine Férderbohrung dem Untergrund enthom-
men und Uber eine Injektionsbohrung wieder zuriickgepresst, um den
Druck im Aquifer zu erhalten und ein Leerpumpen des Speichers zu
verhindern. Dieses offene System eignet sich vornehmlich zur Warme-
nutzung und weniger zur Stromerzeugung, da das Tiefenwasser haufig
stark korrodierend wirkt. Warmetauscher kdnnen hier eine Lésung sein,
verringern allerdings den Wirkungsgrad der Anlage.

@ Injektionshohrung

@ Stimuliertes Kluftsystem
@ Produktionshohrung
@ Beobachtungshohrung
@ Iirkulotionspumpe

® Wirmetauscher

@ Generatorgebiiude

‘/ﬁﬁ;’ @ Fernwirmenefz

Abb. 11: Funktionsschema eines hydrothermalen geothermischen Kraftwerkes.
(Quelle: Vuataz 2003)

Falls in der Tiefe keine groReren Wasservorkommen vorhanden sind,
kann die Warme des Tiefengesteins mit Hilfe von Erdwarmesonden oder
durch das so genannte Hot-Dry-Rock-Verfahren genutzt werden. Erd-
warmesonden bestehen aus einer doppelten Verrohrung im Bohrloch.
Dabei wird im auReren Rohr ein Medium (z.B. Wasser) in den Unter-
grund gebracht, erwarmt sich auf dem Weg nach unten, wird in dem
inneren Rohr wieder an die Erdoberflache geférdert und dort mittels
Warmetauscher weiter verwendet. Aufgrund der geringen Warmetau-



ENERGIETECHNIK UND KRAFTWERKSBAU - TEIL 2

scherflache im Untergrund lassen sich bei diesem Verfahren nur geringe
Leistungen pro Bohrloch erreichen — und gerade die Bohrung stellt den
wesentlichen Kostenfaktor der Geothermienutzung dar. Eine L&sung
bietet das Hot-Dry-Rock-Verfahren (HDR). Hierbei handelt es sich um
eine so genannte Stimulationstechnik: Die Erdwarme wird aus trocke-
nem Gestein gewonnen, indem in der Tiefe ein klnstliches Warmetau-
schersystem geschaffen wird. Dies geschieht durch das Einpressen von
Wasser mit hohem Druck, so dass in der Tiefe bereits existierende Ge-
steinsklifte erweitert werden. Alternativ werden Sauren injiziert, die das
Gestein angreifen und durchlassig machen. Anschlieend wird durch ein
Bohrloch Wasser in den Untergrund gepresst und an anderer Stelle die-
ses Wasser durch ein oder mehrere weitere Bohrldcher zuriickgefordert.
Hierdurch zirkuliert das Wasser in den Kiliften oder in dem porésen Ge-
stein und nimmt die Erdwarme auf. Mit diesem System kénnen Tempe-
raturen von aktuell bis zu 270 °C erreicht werden, sodass eine Strom-
produktion mittels Turbinen madglich wird.

Die Erkundung von Iohnenden Ressourcen und die Bohrtechnik gehor-
ten lange Zeit zu den gréften Problemen bei der Nutzung von Geother-
mie aus groReren Tiefen. Allerdings hat es in dieser Hinsicht in den ver-
gangenen Jahren — insbesondere auch durch 6ffentlich geférderte For-
schungs- und Entwicklungsprojekte — groRe Fortschritte gegeben, so
dass in technischer Hinsicht mittlerweile Marktreife erreicht wurde. Aller-
dings sind immer noch erhebliche Verbesserungen méglich bzw. erfor-
derlich. So sind Bohrungen in gréReren Tiefen als 3.000 m an der Gren-
ze des technisch Machbaren, und grundsatzlich stellen die Bohrungen
immer noch den groRten Kostenfaktor dar. Kosten entstehen vor allem
aufgrund von unsicheren Prognosen Uber geeignete Lagerstatten und
das Scheitern der Bohrung aufgrund geologischer Verhaltnisse. Solche
Risikofaktoren werden in Zukunft méglicherweise ein geringeres Ge-
wicht haben, da sich bereits heute ein Versicherungsmarkt fir solche
Falle entwickelt hat.

Zur Umwandlung der mittels Bohrung geférderten Warme werden
Dampfturbinen und Generatoren eingesetzt. An Standorten mit Hoch-
enthalpie-Lagerstatten und entsprechend hohen Thermalwasser-Tem-
peraturen (wie z.B. Lardarello in Italien) kann der aus der Tiefe geférder-
te, unter Druck stehende Dampf ggf. direkt auf eine Turbine geleitet
werden. Die hierzu erforderliche Technik stammt bisher vor allem aus
Japan, ltalien und den USA. Fuhrende Hersteller sind die japanischen
Unternehmen Toshiba (installierte Kapazitat ca. 2,8 GW), Mitsubishi (ca.
2,2 GW) und Fuji (ca. 1,8 GW) sowie das italienische Unternehmen An-
saldo (ca. 2,2 GW) als Weltmarktfuhrer, gefolgt von GE und Ormat (je-
weils USA und ca. 0,7 GW). Alstom hat — mit deutlich geringerem Um-
fang — schwerpunktmaRig bereits in den 1970er Jahren einige Geother-
miekraftwerke mit Stromerzeugungsanlagen ausgertstet und sich in den
letzten Jahren in Projekten in Mexiko und Indonesien betatigt.
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In Geothermiekraftwerken, die Niederenthalpie-Lagerstatten nutzen,
wird zur Stromerzeugung teilweise eine andere Technologie bendtigt,
weil das Thermalwasser mit seiner niedrigen Vorlauftemperatur erst in
Dampf umgewandelt werden muss. Bisher werden zwei Verfahren ein-
gesetzt, die beide theoretisch eine Nutzung von Wassertemperaturen ab
80 °C mdglich machen.

= Beim dlteren ORC-Prozess wird die Warme des Thermalwassers in
einem Warmetauscher an ein organisches Arbeitsfluid (Kohlenwas-
serstoffe wie Pentan und Isobutan) abgegeben, das bereits bei ge-
ringen Temperaturen in den gasférmigen Zustand Ubergeht und
entsprechend Druck aufbaut, mit dem dann eine Turbine und ein
Generator angetrieben werden. Der Generator-Wirkungsgrad von
ORC-Anlagen betragt bei einer Thermalwassertemperatur von
100 °C ca. 8 Prozent, bei 200 °C steigt er auf etwa 13 Prozent an.
Flhrende Hersteller von ORC-Anlagen sind in Deutschland die Un-
ternehmen GMK GmbH (Bargeshagen) und Lentjes GmbH (Ratin-

gen).

» Eine neue Entwicklung ist der so genannte Kalina-Prozess, bei
dem als Arbeitsmittel ein Gemisch von Ammoniak und Wasser ein-
gesetzt wird. Gegeniiber ORC-Anlagen kénnte der Kalina-Prozess
zuklnftig insbesondere bei niedrigen Vorlauftemperaturen (unter
140 °C) deutlich héhere thermodynamische Wirkungsgrade erzie-
len, so dass Wirkungsgradverbesserungen von bis zu 60 Prozent
auf knapp 13 Prozent bei 100 °C Vorlauftemperatur mdglich waren.
Hierzu mussen aber noch diverse technische Probleme geldst wer-
den. Durch die Steigerung des Wirkungsgrades ware eine Senkung
der Stromerzeugungskosten von bis zu 30 Prozent erreichbar. Die
Entwicklung steht noch am Anfang: Eine erste Kalina-Anlage ging
2001 in Husavik (Island) in den Probebetrieb, eine weitere in
Steamboat Springs (Nevada/ USA). Fuhrende Hersteller solcher
Anlagen sind die US-amerikanischen Unternehmen Exergy und
Ormat Technologies.

Grundsatzlich leiden die Nettowirkungsgrade von Geothermiekraftwer-
ken an ihrem relativ hohen Eigenbedarf an Strom: Fur die Pumpen zur
Foérderung und Reinjektion des Thermalwassers werden — je nach
FlieRwiderstand im unterirdischen Gestein — bis zu 50 Prozent der er-
zeugten elektrischen Energie bendtigt. Die Effizienzsteigerung entspre-
chender Pumpen ware demnach ein wichtiger Beitrag zur Steigerung
des Gesamtwirkungsgrades bei der Geothermienutzung. Probleme be-
reitet auBerdem die Korrosion von Anlagenteilen wie z.B. von War-
metauschern, die dem Thermalwasser ausgesetzt sind. Hier sorgen z.B.
hohe Salzgehalte fiir Korrosion, Ausfallungen und Ablagerungen — die-
sen Erscheinungen muss mit geeigneten Materialien und ggf. Reini-
gungsverfahren begegnet werden. Auch in dieser Hinsicht gibt es noch
Entwicklungsbedarf. Gleiches gilt auch fiir die verwendeten Kraftwerks-
technik-Komponenten: So werden mit Turbinen und Generatoren zwar
grundsatzlich bekannte Technologien verwendet, allerdings missen die-
se noch besser an die speziellen Arbeitsfluids bei ORC- und Kalina-Pro-



ENERGIETECHNIK UND KRAFTWERKSBAU - TEIL 2

zessen sowie an die geringen Leistungsgré3en, die bei vielen Geother-
miekraftwerken erforderlich sind, angepasst werden. Bisher einziger
deutscher Hersteller solcher spezieller Turbinen ist die AG Kihnle, Kopp
& Kausch (Frankenthal), die im Juli 2006 von Siemens Power Generati-
on Ubernommen wurde.

2.5.2 Markt und Marktpotenziale

Weltweit wird Erdwarme seit den 1970er Jahren in zunehmenden Male
zur Stromerzeugung erschlossen; im Jahr 2005 wurden in 24 Staaten
mit 490 Anlagen insgesamt 57 TWh geothermische Elektrizitat erzeugt.
Die installierte Gesamtleistung liegt aktuell bei rund 9 GW,, noch 1970
betrug sie weniger als 1 GW,,. Genutzt werden bisher fast ausschlie3lich
Hochenthalpie-Lagerstatten mit hohen Thermalwasser-Temperaturen,
was geringere Kosten fir Bohrungen und Anlagen ermoglicht. Somit
verteilen sich die bestehenden Anlagen schwerpunktmaRig auf einige
wenige Weltregionen, die vor allem vulkanische Aktivitaten aufweisen:
Groliter Geothermie-Stromerzeuger sind die USA mit 17,9 TWh im Jahr
2005 und einer installierten Leistung von 2,6 GW in 209 Anlagen (die
meisten davon in Kalifornien), gefolgt von den Philippinen mit 9,3 TWh
(1,9 GWg; 57 Anlagen), Mexiko mit 6,3 TWh (953 MW,; 19 Anlagen),
Indonesien 6,1 TWh (797 MW,; 15 Anlagen) und ltalien 5,4 TWh (790
MW, 32 Anlagen). Weitere grofde Produzenten sind Japan, Neuseeland,
Costa Rica, Kenia und El Salvador. In El Salvador, Kenia, auf den Phi-
lippinen sowie in Island und Costa Rica liegt der Anteil der geothermi-
schen an der Gesamtstromerzeugung immerhin bei Uber 15 Prozent. Ein
besonderes Wachstum geothermischer Stromproduktion fand seit dem
Jahr 2000 in Costa Rica, Frankreich (Guadaloup), Island, Indonesien,
Italien, Kenia, Mexiko, Nicaragua, Russland und den Vereinigten Staa-
ten statt, wo die installierte Leistung um jeweils tber 10 Prozent stieg.

Das weltweite geothermische Potenzial ist bisher nur teilweise unter-
sucht; die Suche hat sich bisher vor allem auf die besonders lohnenden
Hochenthalpie-Lagerstatten konzentriert. Insgesamt betragt das identifi-
zierte Potenzial heute rund 200 GW. Auch in der mittel- bis langfristigen
Zukunft durften vor allem die umfangreichen ungenutzten Hochenthal-
pie-Lagerstatten weiter erschlossen werden. Entsprechende Standorte
finden sich vor allem entlang der nord- und sudamerikanischen Pazifik-
kiste, im Mittelmeerraum, auf Island, in Ostafrika, in Indien sowie in Ja-
pan und einigen Staaten Sidostasiens. Immerhin liegen die Stromer-
zeugungskosten bei gunstigen Bedingungen auf dem Niveau von fossil
befeuerten Grol3kraftwerken, sofern lange Abschreibungszeitraume von
ca. 20 Jahren angesetzt werden, da die Investitionen bei rund 1.800 bis
2.600 US-$ je kW und damit mehr als doppelt so hoch wie bei einem
Kohlekraftwerk liegen. Weitere Kostensenkungen erscheinen zukinftig
zumindest fir die Nutzung von Hochenthalpie-Lagerstatten nur noch in
einem geringen Umfang moglich. Ausgehend von diesen Eckdaten
rechnet die IEA (2004) bis 2030 mit einer Verdreifachung der weltweiten
geothermischen Stromerzeugung auf rund 170 TWh, wobei 40 Prozent
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des Anstiegs auf Nordamerika entfallen sollen. Die gesamte installierte
Kapazitat wirde dann rund 27 GW,, betragen.

Deutschland gehért zwar zu den weltweit Uberwiegenden Regionen, in
denen nur Niederenthalpie-Lagerstatten verfligbar sind, dennoch ist
auch hier das technische Potenzial mit 300.000 TWh (etwa das
600fache des deutschen Jahresstrombedarfs) betrachtlich. 95 Prozent
hiervon entfallen auf kristalline Gesteine, bei denen das Hot-Dry-Rock-
Verfahren eingesetzt werden kann, welches in Deutschland deshalb im
Zentrum der o6ffentlich geférderten Forschungs- und Entwicklungsprojek-
te zur Geothermie-Nutzung steht. Wirde man das Gesamtpotenzial in
einem Zeitraum von 1.000 Jahren gleichmafig nutzen, so lage das jahr-
liche technische Angebotspotenzial bei rund 300 TWh, was rund der
Halfte der deutschen Bruttostromerzeugung (619 TWh in 2005) bzw.
dem vollstandigen Grundlastanteil entsprache. Besonders gute geologi-
sche Bedingungen sind in Deutschland im Oberrheingraben und in
Norddeutschland anzutreffen. Unter glinstigsten Voraussetzungen kénn-
ten die Stromerzeugungskosten in Deutschland bei Anwendung der Hot-
Dry-Rock-Technik und ORC-Anlagen bei Kraft-Warme-Kopplung im O-
berrheingraben bei groRem Thermalwasserfordervolumen bis auf
8 ct/kWh gesenkt werden (Paschen et al. 2003).

Vor diesem Hintergrund wird die Geothermie in Deutschland zur Stro-
merzeugung erst seit wenigen Jahren in einzelnen Pilotanlagen genutzt.
So produziert ein Geothermieheizwerk im mecklenburgischen Neustadt-
Glewe seit 2003 auch Strom mit dem ORC-Verfahren, obwohl hier die
Thermalwassertemperatur nur 98 °C betragt. Die Turbine wird mit dem
organischen Fluid Perfluoropentan angetrieben, das bereits bei 31 °C
siedet. Die elektrische Leistung liegt bei 230 kW, so dass etwa 500
Haushalte durch diese Anlage mit Strom versorgt werden kénnen. In
Unterhaching bei Munchen baut Siemens Industrial Services aktuell eine
KWK-Anlage, die ab Ende 2007 mit einer Bruttoleistung von 3,36 MW,
Strom erzeugen soll. Die technischen Schwierigkeiten (und finanziellen
Risiken) der Nutzung von Geothermie in groen Tiefen werden gegen-
wartig bei einem weiteren Siemens-Projekt in Offenbach/Pfalz deutlich:
Hier wird eine Anlage mit 5 MW, geplant, wobei die Kalina-Technik von
Exergy Inc. angewendet wird. Allerdings konnte das Bohrziel aufgrund
geologisch-technisch bedingter Bohrlochinstabilitdten nicht erreicht wer-
den, so dass ein neues Konzept zur ErschlielRung des Speichers vorbe-
reitet werden muss. Das erste grofldtechnische Geothermiekraftwerk in
Deutschland wird gegenwartig von der Enro Geothermie GmbH (Essen)
am Standort Finowfurt/Eberswalde geplant. Hier soll ein Kraftwerkspark
mit zehn Einzelanlagen und einer Leistung von 25-50 MW, installiert
werden.

2.5.3 Bewertung

Die Geothermie hat gegenliber anderen regenerativen Stromerzeu-
gungsarten den groRen Vorteil einer stetigen Bereitstellung von Strom.
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Damit kann sie zu Erzeugung von Grundlast in groflen Verteilnetzen
genutzt werden, aber auch als Inselldsung in Weltregionen, in denen
bisher keine oder nur wenig ausgebaute Stromibertragungsnetze be-
stehen. Vor diesem Hintergrund ist Geothermie besonders interessant
fur Markte wie Indonesien, Philippinen, Mexiko, Indien und Ostafrika, die
Uber sehr gut nutzbare Erdwarme-Ressourcen verfligen. Die geothermi-
sche Stromerzeugung wird in den kommenden Jahren in Weltregionen
mit Hochenthalpie-Standorten deutlich ansteigen, da unter diesen Be-
dingungen bewahrte Technologie eingesetzt und zu wettbewerbsfahigen
Kosten Strom produziert werden kann.

Dieser Markt ist fiir Hersteller von Kraftwerksanlagen interessant, weil es
sich erstens bei den Betreibern von Geothermiekraftwerken teilweise um
die gleichen Kunden handelt wie beim konventionellen GroRkraftwerks-
bau und zweitens zur Stromerzeugung die in Grundzligen selbe Techno-
logie angewendet wird. Gleichwohl missen bei Kraftwerken flir Hochen-
thalpie-Standorte insbesondere Turbinen und auch Rohrleitungen an die
besonderen Bedingungen der Geothermie-Nutzung angepasst werden,
was vor allem den Korrosionsschutz durch Verwendung geeigneter Ma-
terialien betrifft. Hersteller aus Deutschland verfligen allerdings nur tber
wenig Erfahrung auf diesem Gebiet und treffen auf Wettbewerber v.a.
aus Japan, ltalien und den USA, die nicht zuletzt auf ihren heimischen
Markten in den vergangenen 30 Jahren entsprechendes Know-how er-
worben haben.

Niederenthalpie-Lagerstatten sind weltweit deutlich starker verbreitet
und damit umfassend nutzbar; entsprechende Verfahren wie die ORC-
und Kalina-Technik sto3en also im Prinzip auf einen grolen Markt, wer-
den aber zumindest auch mittelfristig kaum eine geothermische Stro-
merzeugung zu wettbewerbsfahigen Kosten moéglich machen. Dement-
sprechend wird sich der Bau solcher Anlagen vor allem auf Markte kon-
zentrieren, in denen diese Form der regenerativen Energienutzung aus-
reichend geférdert wird und/oder die hoheren Kosten der Stromerzeu-
gung durch den Vorteil eines ,Inselbetriebs* abseits von Stromnetzen
ausgeglichen werden. Letzteres kann insbesondere mit Entwicklungs-
projekten in Dritte-Welt-Staaten verbunden sein, gefordert etwa durch
die Weltbank oder die Welthandels- und Entwicklungskonferenz. Da
weltweit bisher nur wenige Anlagen zur Nutzung von Niederenthalpie-
Lagerstatten umgesetzt wurden, ist in diesem Marktsegment ein Einstieg
von neuen Marktteilnehmern noch vergleichsweise leicht zu bewerkstel-
ligen. Dies gilt umso mehr, als die ORC- und Kalina-Technologien noch
ungenutzte Spielrdume flr Verbesserungen bieten. Besonders interes-
sant und viel versprechend sind diese Technologien schon alleine des-
halb, weil sie auch in anderen Einsatzfeldern genutzt werden kénnen:
So lassen sich z.B. Abgasstrome mit niedrigen Temperaturen oder
Warmestrahlung von Industrieanlagen mit ORC- und Kalina-Anlagen zur
Stromerzeugung und damit zur Eigenversorgung nutzen. In Deutschland
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wurden entsprechende Versuche z.B. flr den Einsatz in der Zementin-
dustrie unternommen.” Entwicklungsfahig ist schlieRlich auch das Hot-
Dry-Rock-Verfahren als Erschliefungs- und Gewinnungstechnologie fir
Erdwarme — auch hier ist erst das Stadium von Pilotprojekten erreicht.

Grundsatzlich gilt fur alle Geothermiekraftwerkskonzepte, dass neben
der Stromerzeugungstechnik (Turbine, Generator, ggf. auch Warmetau-
scher) zusatzlich auch die Bohr- und Férdertechnik zu den Kernbestand-
teilen gehoren. Kraftwerksanlagenbauer missen sich mit Blick auf die-
ses Geschéftsfeld deshalb entscheiden, ob die eigenen Leistungen auch
in diese Felder verbreitert werden sollen oder ob sie auf das ange-
stammte Geschaftsfeld der Stromerzeugungsanlagen beschrankt blei-
ben sollen.

Das Marktvolumen beim Bau von Geothermiekraftwerken ist vergleichs-
weise gering: Innerhalb der nachsten 25 Jahre werden weltweit wohl
kaum mehr als 15 bis maximal 20 GW Anlagenkapazitaten errichtet, was
nur einen kleinen Bruchteil des von der IEA prognostizierten Kapazitats-
bedarfs von insgesamt 4.700 GW bis 2030 bedeutet. Gleichwohl wiirden
damit bis 2030 rund 30 bis 40 Mrd. US-$ bzw. jahresdurchschnittlich 1,2
bis 1,6 Mrd. US-$ in Geothermiekraftwerke investiert, wovon wiederum
rund die Halfte auf die Stromerzeugungsanlagen entfallen. Im Vergleich
zum konventionellen GrolR3kraftwerksbau handelt es sich damit zwar um
einen kleinen Nischenmarkt, der allerdings durch seine hohen techni-
schen Anforderungen und durch seine Innovationsdynamik fir Techno-
logiefihrer besonders interessant ist.

2.6 Virtuelle Kraftwerke

Bei Virtuellen Kraftwerken handelt es sich nicht um eine eigenstandige
Technologie zur Energieumwandlung, sondern um eine leittechnische
Vernetzung von dezentralen Anlagen zur Stromerzeugung, um deren
Betrieb im Verbund zu optimieren. Durch den kombinierten und zentral
gesteuerten Einsatz von frei regelbaren Quellen (z.B. Wasser- und Bio-
massekraftwerke oder kleineren Kraftwarmekopplungsanlagen mit Erd-
gas- oder Kohlefeuerung) und/oder fluktuierenden Ressourcen (etwa
Wind- und Solarenergie) erhalten erneuerbare Energien und dezentrale
Anlagen in der Kombination Eigenschaften typischer mittlerer oder gro-
Rer Kraftwerke. Die Stromerzeugung kann auf diese Weise in hdherem
Male dezentralisiert, mit Warmeerzeugung gekoppelt und auf regenera-
tive Energiequellen gestitzt werden, ohne dass gleichzeitig zusatzlich

" Am Standort Lengfurt der HeidelbergCement AG wurde 1999 weltweit erstmals
eine ORC-Anlage in einem Zementwerk in Betrieb genommen. Hier wird die warme
Abluft des Klinkerklhlers einem Abhitzekessel zugefiihrt, dessen Heizflachen mit
dem Warmetragerdl Petan beaufschlagt werden, welches sich auf 230 °C erhitzt.
Die Anlage erzeugt 1,13 MW Strom (netto) und deckt damit 12% des Eigenbedarfs
des Zementwerkes. AuRerdem wird mehr Flexibilitat beim Strombezug wahrend der

Hochtarifzeiten erreicht. (VDZ 1999, UBA 2000)
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GroRkraftwerke als Backup die Versorgungssicherheit im Netz gewahr-
leistet mussten.

2.6.1 Technologie und Unternehmen

Die primare technologische Herausforderung bei Virtuellen Kraftwerken
ist die leittechnische Vernetzung und externe Regelung kleiner Einzelan-
lagen, damit diese Uber die generelle verbrauchsnahe Strom- und War-
meversorgung hinausgehende energiewirtschaftliche Aufgaben Uber-
nehmen kénnen. Hierzu gehéren vor allem:

Peak-Shaving: Zu Zeiten hoher Elektrizitdtsnachfrage am Mittag
oder fruhen Abend wird die Erzeugung in dezentralen Anlagen z.B.
in ansonsten warmegeflhrten Blockheizkraftwerken erhéht, um die
durch konventionelle Kraftwerke zu deckende Last zu reduzieren.
Hierdurch kénnen der Zukauf teuren Spitzenlaststroms vermieden
bzw. hohe Preise fur den dezentral erzeugten Strom an der Strom-
borse erzielt werden. |dealerweise werden die KWK-Anlagen mit
Warmespeichern ausgestattet, um die bei der erhéhten Elektrizi-
tatserzeugung entstehende Warme spéater nutzen zu kénnen.

Lastflussoptimierung: Durch den Einsatz von dezentralen Anlagen
kann die Spitzenlast im Netz reduziert werden, da ein Teil des bei
zentraler Erzeugung zu transportierenden Stroms nun in der Nahe
des Verbrauchs erzeugt wird und somit in geringerem Male auf
den stark ausgelasteten Netztrassen transportiert werden muss.
Dies flhrt auch zu einer geringeren Beanspruchung der Verteilnet-
ze, und ein Spannungsabfall in den Leitungen wird verhindert. The-
oretisch werden dadurch gréRere Stromkreislangen oder geringere
Kabelquerschnitte mdglich. Die sich hieraus ergebenden Kosten-
senkungen des Netzes werden allerdings erst dann relevant, wenn
vorhandene Leitungen ersetzt bzw. erganzt werden mussen oder
Trassen ganzlich abgebaut werden konnen. Eine Erganzung ist
u.U. deshalb notwendig, da sich die regionale Verteilung der Stro-
merzeugung andert. Hier spielt die Nutzung regenerativer Energie-
trager (insbesondere der rdumlich konzentrierten Windenergienut-
zung) eine grol3e Rolle, aber auch die Etablierung Virtueller Kraft-
werke kann zu einem solchen Effekt fuhren. Allgemeine Kapazitats-
probleme dirften allerdings im deutschen Stromnetz keine Rolle
spielen. So werden im Gegenteil einige Trassen zuriickgebaut, um
bestehende Uberkapazitaten zu verringern.

Bereitstellung von Regelleistung: Kleinere und groRere Kraftwerke,
die Uber Reservekapazitaten verfligen, geringe Anforderungszeiten
aufweisen und Mindestbetriebszeiten von mehreren Stunden er-
modglichen, werden dabei zusammengeschaltet, um Schwankungen
beim Verhaltnis der Ein- und Ausspeisung auszugleichen. Einige
dezentrale Stromerzeugungstechnologien kénnen diese Funktion,
die die Qualitdt des Stromes sichert (Reduzieren von Frequenz-
und Spannungsschwankungen) und die Versorgungssicherheit ge-
wahrleistet (indem Netzzusammenbriche verhindert werden) z.T.



ENERGIETECHNIK UND KRAFTWERKSBAU - TEIL 2

sehr viel kostenglnstiger wahrnehmen als dies Grol3kraftwerke
konnen. Gerade grolRe Dampfkraftwerke haben oftmals Probleme,
kurzfristigen Regelleistungsbedarf zu vertretbaren Kosten bereitzu-
stellen. Der Nachteil dezentraler Einheiten ist es aber nun, dass die
Menge an Regelleistung, die bereitgestellt werden kann, ver-
gleichsweise gering ist und selten zu den nachgefragten Mengen,
die an der bisherigen Grofanlagenstruktur orientiert ist, passt. Hier
bietet ein Virtuelles Kraftwerk, das aus Nachfragersicht ahnliche
Mengen wie ein GroRkraftwerk bereitstellen kann, gleichzeitig aber
kostengiinstiger und flexibler ist, deutliche Vorteile. Erlése fir Re-
gelleistungen werden dabei sowohl fir die Leistungsvorhaltung als
auch fir die Leistungsbereitstellung erzielt.

@]
10 bis 20 kV !
| |
400 V I ‘ I_
N N = @m &=
Fotovoltalk und Last Last Brennstoffzelle Betrieb BHKW Batterie

Abb. 12: Schematischer Aufbau eines Virtuellen Kraftwerkes (Quelle: Arndt et
al. 2006)

Ein Virtuelles Kraftwerk wird von einer zentralen Leitstelle gesteuert, von
wo aus die einzelnen Komponenten per bidirektionaler Informationslei-
tungen erreicht werden kénnen und ihrerseits Informationen tbermitteln
kénnen (vgl. Abb. 12). Fir einen erfolgreichen Betrieb sind voraus-
schauende Informationen Uber Strom- und ggf. Warmebedarf sowie die
Strom- und Warmeproduktion unerlasslich. Systeme zur Erzeugung und
Verarbeitung praziser Vorhersagen Uber die Leistung fluktuierender
Quellen sind deshalb notwendiger Bestandteil von virtuellen Kraftwerken
— auf diese Weise lasst sich dann der Einsatz regelbarer Einheiten im
Voraus planen. Insgesamt bestehen Virtuelle Kraftwerke aus folgenden
Komponenten:

» mehrere dezentrale Energieumwandlungsanlagen,
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= gdf. Energiespeicher,
= Energiemanagementsysteme,

= intelligente Kommunikations-, Informations- und Steuerungssysteme.

In Deutschland wurden in den letzten Jahren verschiedene Projekte
durchgefiihrt bzw. begonnen, bei denen Virtuelle Kraftwerke mit unter-
schiedlichen GroéRRenordnungen und Zielen erprobt und getestet werden
(vgl. zur Ubersicht Tab. 3). Zumeist haben sich dabei mehrere Partner
aus den Bereichen Energieversorgung (z.B. Steag Saar Energie AG,
MVV Energie AG, Stadtwerke Unna GmbH, E.ON Ruhrgas), Anlagen-
bau (z.B. Alstom, Siemens AG Power Generation), Netztechnik (AEG
Power Supply Systems GmbH, ABB), Systementwicklung (z.B. EUS
GmbH, energy & meteo systems GmbH) und Forschung zusammenge-
tan.

Projektname Laufzeit Anlagen und Leistung Vernetzung, EMS
Betelllgte

Stadtwerke Unna, EUS,
ABB New Ventures

VFCPP

Vaillant, Plug Power Holland (ML),
Cogen Europe (BL), Instituti Superior
Technico (P), TEE, DLR, Sisternas de
Calor (SP), Gasunie (NL), E.on
Ruhrgas, E.on Energie, EWE

Dispower
mehr als 30 europaische Partner

PoMS
ISE

KonWerl Energiepark 2010

Steag-Saar-Energie, Siemens,
Kreis Soest, Stadt Werl, TWS, GWS

Edison

EnBW, Stadtwerke Karlsruhe, EUS,
ZSW, ISE, Alstomn, Géorlitz Computer-
bau, Amtec, EVB, Uni Paderborn,
Uni Karlsruhe, Exide, Siemens,

Uni Magdeburg

PEM-Oberhausen

EUS, Fraunhofer Umsicht,
Alstam, MVV Energie, E.on
Engineering, AEG SVS Power
Supply Systems, Uni Dortmund

VK Harz/Eichsfeld
Harz Energie, IEE (TU Clausthal),
Stadt Goslar, Orlowski

I’ERN

dena, FnergieRegion Niirnberg,
Fraunhofer 115, enwiko, Siemen,
E.on Energie, RMD Consult,
etz, VDIVDE/IT

Virtuelles Regelkraftwerk
Steaq Saar Energie,
22 Anlagenbetreiber

seit 2001, Ende 2004
Start des VK-Betriebs

2001 bis 2005

2002 bis 2006

Ersteinsatz 2005

seit 2002

1999 bis 2003

1999 bis 2003

seit 2004

2005 bis 2006 ")

seit 2003

5 BHKW, 1 Wasserkraftwerk,
1 Fotovoltaikanlage, 2 Windparks,
Jahresproduktion: 26 GWh/a

31 Brennstoffzellen mit je 4,6 k\Wiel.)
vom Typ Vaillant-Euro-2

1 Fotovoltaikanlage mit 30 kW(peak),
1 BHKW mit 40 kWiel.),
1 Batteriebank mit 100 KW fir Th

1 Windenergieanlage mit 1,8 MW,

1 Fotovoltaikanlage mit 22 kK\W(peak),
1 Biomasse-BHEW mit 500 kW(el.),

1 Brennstoffzelle (geplant),

1 Batteriespeicher

1 PEM-Brennstoffzelle mit 250 kWiel.),
2 BHWEK,

2 Batteriecontainer, je 100 kW fir 1h,
1 PEM-Brennstoffzelle mit 2 kKW(el.),

1 Gleichstromkopplung mit 2 MVA

1 PEM-Brenstoffzelle mit 210 kW el),
1 Mikrogasturbine mit 100 kW(el.),

1 Gasmotor mit 470 KWw(el.),

1 Kaltemaschine mit 60 kWith.)

150 Mini-BHKW, Notstromaggregate,
kleine Wasserkraftwerke mit insgesamt
5 bis 7 MW sowie abschaltbare Lasten

noch nicht definiert

Industrielle und kommunale
KWK- oder Spitzenlastkraftwerke
ab 1 MW(el), insgesamt 400 MW(el.)

Prognose-, Leit- und
Automatisierungssysteme

Funkrundsteuerung,
Vorgabe von Fahrplinen

Steuereinheit und
komponentenspezifische
Interface-Einheiten

DEMS (Siemens)

DEMS {Siemens)
Kommunikation mittels
PLC-Techniologie

Autarke Contraller,
Netzwerk mit globalem
Energiemanagement

Funk, Telefon, Internet

noch nicht definiert

Internet

Optimierung der Energieerzeugung in
Abhangigkeit der technischen Moglichkeiten,
der prognostizierten Verbraucherlast und der
Einkaufskonditionen; Verbesserung der
Prognosegtite

Erprobung der Vernetzung von Brennstoffzel-
len als virtuelles Kraftwerk; Notwendighkeit zur
bidirektionalen Kommunikation

Reduktion der Spitzenlasten und der
Leistungskosten, Simulationsprognose 35 %

Ermittlung der kostenoptimierten
Kurzfristeinsatzplanung fiir alle Erzeuger-
und Verbrauchereinheiten in Verbindung
mit der Maglichkeit von Regeleingriffen
auf schaltbare Lasten

Clusterung von dezentralen Erzeugern,

Speichern und Lasten kleiner Leistung zu
regelbaren bzw. prognostizierten markt-
und vertragsfahigen grofkeren Einheiten

Entwicklung von Erzeugungsfahrplanen und
Belastungsoptimierung der Netzbetriebsmittel,
Bereitstellung/Kompensation von Blindleistung,
Bereitstellung von Sofortreserve und lokale
Bereitstellung von Premium Power

Wirtschaftliche und technische Optimierung
der Energieversorgung durch Vermeidung
von Leistungsspitzen der Stromversorgung

Optimierte Integration dezentraler und
regenerativer Erzeuger in bestehende
Versorgungsnetze

Teilnahme am Regelleistungsmarkt auch
fiir Anbieter mit elektrischen Leistungen unter-
halb von 30 MW erméglichen

Tab. 3:  Projekte zur Erprobung von virtuellen Kraftwerken in Deutschland; (EMS Energiemanagement-
systeme; PEM: Polymer-Elektrolyt-Membran; VK: Virtuelles Kraftwerk; )Machbarke/tsstud/e mit
anschlieBender Konzeptumsetzung; Quelle: Arndt et al. 2006)

In dem von der EU geférderten Projekt DISPOWER (Distributed Genera-
tion with High Penetration of Renewable Energy Sources) haben sich
mehr als 30 europaische Partner zusammengefunden, um Standards fir
eine einheitliche informationstechnische Basis zu entwickeln. Mit diesen
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Standards wird sowohl die internetbasierte Steuerung eines Virtuellen
Kraftwerkes moglich, als auch der automatisierte Handel mit Strom Uber
so genannte ,Power Broker‘. Zu den Unternehmen im Forschungsver-
bund gehoéren auch Areva T&D SA und verschiedene kleinere Technik-
hersteller.

2.6.2 Markt und Marktpotenziale

Die Auswertung bisheriger Projekte zeigt, dass das Konzept des Virtuel-
len Kraftwerks noch keine Marktreife besitzt und weitere Forschung und
Entwicklung notwendig ist (vgl. Arndt et al. 2006: 57). Ausschlaggebend
hierfir sind vor allem zwei Griinde: Erstens besitzen die eingesetzten
dezentralen Umwandlungstechnologien selber teilweise erst Demonstra-
tions- oder Prototypenstatus (Bsp. Brennstoffzelle), zweitens sind bisher
vor allem die Kommunikationslosungen, die letztlich den Kern des Virtu-
ellen Kraftwerks ausmachen, zu teuer. Letzteres sorgt dafiir, dass eine
Realisierung in der Regel bislang nur mit staatlicher Forderung maoglich
ist. Gleichwohl sind auch bereits unter den gegenwartigen Marktbedin-
gungen rentable Ausnahmen madglich, wie das Virtuelle Regelleistungs-
kraftwerk der Steag Saar Energie AG zeigt: Hier werden nicht kleine
Blockheizkraftwerke und regenerative Erzeugungsanlagen sondern in-
dustrielle und kommunale KWK- oder Spitzenlastkraftwerke mit einer
Gesamtleistung von insgesamt 400 MW zusammenschaltet. Anbietern
mit elektrischen Leistungen unterhalb von 30 MW werden so die Teil-
nahme am Regelleistungsmarkt und damit deutlich bessere Erlése er-
moglicht.

Kommunikationssystemen als wesentlicher Kern Virtueller Kraftwerke
kommt jedoch auch ohne Integration einzelner Erzeugungsanlagen zu
einem Virtuellen GroRkraftwerk eine wachsende Bedeutung aufgrund
der zunehmenden dezentralen Stromerzeugungsanlagen zu. Insbeson-
dere werden Ldsungen zur Fernsteuerung insbesondere von unsteten
regenerativen Energiequellen wie Windkraft- oder Photovoltaikanlagen
mit zunehmender Ausbreitung dieser Anlagentypen immer notwendiger,
um die Stromproduktion an die tatsachliche Nachfrage anpassen zu
kénnen und die Blindleistung dieser Anlagen gering zu halten.

Zusatzliche Perspektiven erhalten Virtuelle Kraftwerke auch dadurch,
dass im gesamten Verbund verschiedener dezentraler Anlagen Primar-
energieeinsparungen erzielt werden kdnnen, indem stets die effizientes-
te Form der Stromerzeugung zum jeweiligen Zeitpunkt ermittelt und ge-
nutzt werden kann, so dass der Wirkungsgrad des Gesamtsystems ge-
steigert wird. Dies gilt insbesondere dann, wenn die Strommarkte auf-
grund fehlenden Wettbewerbs nicht richtig funktionieren und eine solche
Koordination Uber den Markt nicht im angemessenen Umfang stattfindet.
Virtuelle Kraftwerke kdnnten auch eine (begrenzte) Alternative zum
Neubau von GroRkraftwerken darstellen: Durch dezentrale Stromerzeu-
gungsanlagen kann eine zeithahe und am Bedarf orientierte Erweiterung
des Kraftwerksparks leichter moglich sein als durch den Neubau von
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Grol3kraftwerken — dies gilt vor allem in solchen Markten, in denen ei-
nerseits der Stromverbrauch nur in geringem Male steigt und anderer-
seits GroRkraftwerke nicht ohnehin in einem grofierem Umfang aufgrund
ihres Alters durch (dann frei dimensionierbare) Neuanlagen ersetzt wer-
den missen.

Besondere Entwicklungsmdglichkeiten erfordern Virtuelle Kraftwerke
hinsichtlich von Technik und Managementsystemen fiir Stromnetze und
fur den Anlagenbetrieb. Stromverteilungsnetze missen fir entsprechen-
de Systeme vor allem bidirektional nutzbar sein, so dass bestimmte
Punkte im Netzwerk sowohl als Stromerzeuger wie auch als Verbrau-
cher agieren kénnen. Der Anlagenbetrieb muss auch aus der Ferne kon-
trolliert und gesteuert werden kdnnen, was entsprechende Sensorik und
Fernwirkungssysteme erfordert.

2.6.3 Bewertung

Die weitere Verbreitung von Virtuellen Kraftwerken erfordert eine Wei-
terentwicklung der Leittechnik und den damit verbundenen informations-
technologischen Systemen. Dies betrifft sowohl ihre Leistungsfahigkeit
als auch die Kosten solcher Systeme.

Insgesamt handelt es sich beim Virtuellen Kraftwerk um ein Konzept, mit
dem

= die Nachteile von fluktuierenden regenerativen Energiequellen wie
Windkraft und Sonnenstrahlung zumindest teilweise ausgleichen
werden konnen,

=  geringere Kosten des Stromtransports erreicht werden kénnen,

. in bestimmten Fallen eine Alternative zum ineffizienten Bau von
GroRkraftwerken besteht

= die KWK geférdert werden kann (und z.B. somit der Brennstoffzel-
lentechnologie entgegen kommt) und

=  bestimmte Probleme auf dem Strommarkt (nachgefragte Grofien-
ordnung von Regelenergie, Koordinierung des Einsatzes von Er-
zeugungseinheiten) verringert werden kénnen.

Fir das im Kapitel 3.1 im Teil 1 des Branchenreports dargestellte Sze-
nario eines Energiemarktes, der sich auf eine weitgehend dezentrale
Struktur von Energieumwandlungsanlagen stitzt, kdnnen funktionieren-
de Virtuelle Kraftwerke einen wichtigen Beitrag flr eine Stromversor-
gung auf dem bestehenden Qualitatsniveau leisten.
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2.7 Energietechnologien zwischen technischem Fortschritt und
Umsetzung am Markt

Die Entscheidung zum Bau eines Kraftwerks und damit auch die Wahl
zwischen den verschiedenen verfiigbaren Stromerzeugungstechnolo-
gien unterliegen — wie jedes andere Investitionsprojekt auch — einer
Wirtschaftlichkeitsbetrachtung, die Kosten und Nutzen der Investition
beziffert und gegeneinander abwagt. Die Verwendung bestimmter Tech-
nologien ist z.B. davon abhangig, dass sie erstens im Hinblick auf die
Stromerzeugung eine bestimmte Qualitat liefern (z.B. gute Verflgbar-
keit, sicherer und unfallfreier Betrieb), zweitens die geltenden Vorschrif-
ten zum Umweltschutz einhalten und drittens zu marktgerechten Kosten
Strom produzieren. Im Hinblick auf die Kosten sind insbesondere die
Investitionskosten und die laufenden Betriebskosten zu bertcksichtigen
(bei Atomkraftwerken kommen aufterdem hohe Kosten fir die Entsor-
gung von radioaktiven Rickstanden und erhebliche Kosten fiir den
Rickbau der Anlagen hinzu). Die oben betrachteten Technologien un-
terscheiden sich in dieser Hinsicht sehr stark. Bei neuen Technologien
liegen die spezifischen Investitionskosten in aller Regel (noch) héher als
bei gangigen, erprobten Technologien, die bereits in einem grofieren
Umfang umgesetzt wurden. Dies kann im Einzelnen verschiedene Griin-
de haben. So kénnen die beabsichtigte kurzfristige Refinanzierung der
Entwicklungskosten oder auch der Umstand, dass es bei der Produktion
neuer Anlagentypen zwangslaufig noch keine kostendampfenden Ska-
len- und Lerneffekte geben kann bzw. konnte, zu diesen hohen Investiti-
onskosten flihren.

Unter den Stromerzeugungstechnologien, die sich fiur Kraftwerke heute
bzw. in Zukunft besonders anbieten und die in den Kapiteln 2.2 bis 2.5
beschrieben wurden, weisen heute Erdgas-GuD-Kraftwerke sowie da-
hinter konventionelle Kohlekraftwerke die niedrigsten spezifischen Inves-
titionskosten auf (vgl. Abb. 13).2 Von den etablierten Technologien ver-
ursachen Atomkraftwerke die hdéchsten Investitionskosten, die etwa
viermal hoher liegen als bei Erdgas-GuD und sich bereits heute kaum
gunstiger darstellen als die regenerative Stromerzeugung auf der Basis
von Biomasse, Wasserkraft, Geo- oder Solarthermie. In der Abbildung
werden auch fur gangige Technologien z. T. sehr erhebliche Schwan-
kungsbreiten angegeben, da hier Investitionskosten im internationalen
Malistab dargestellt sind. Allein schon die unterschiedlichen Umwelt-
schutzstandards einzelner Lander fihren zu erheblichen Differenzen.

® Noch niedriger als bei Erdgas-GuD-Kraftwerken liegen die Investitionskosten fiir
reine Gasturbinen oder fir Blockheizkraftwerke mit einem Automotor — dies dann
aber jeweils verbunden mit deutlich geringeren Wirkungsgraden. Die niedrigsten
Investitionskosten Uberhaupt dirften bei Geothermie-Kraftwerken mit HeilBwasser-
quellen in der Nahe der Erdoberflache vorliegen, so dass auf eine Tiefenbohrung
und andere Technologien verzichtet und unmittelbar eine Dampfturbine angetrieben
werden kann. Letzteres ist allerdings weltweit nur an sehr wenigen Standorten

denkbar.



ENERGIETECHNIK UND KRAFTWERKSBAU - TEIL 2

45008% -

4000 | %
35008 L % .

30008 4 - - - oL /,

2.500%

?
20008 L -~~~ - . 777777777 %

1500 + -~~~ —— — — — — . 77777777777777777777777777777777
|
1000 - - - - oW  ——
500 $ -
0% . . . . . . . . . :
Erdgas Konven-  Uber- IGCC Atom- Brennstoff- Bio- Wasser- Geo- Solar-
GuD tionell  kritisch kraft zelle masse kraft thermie thermie
- ) — _/
' I
— Kohlekraftwerke — — Regenerative Energien —

Abb. 13: Investitionskosten verschiedener Stromerzeugungstechnologien je
installierten kW Anlagenkapazitét im internationalen Mal3stab (eigene
Darstellung nach Angaben von IEA 2004 und DLR 2005 (nur So-
larthermie; Angaben umgerechnet in € zum Kurs 1 € = 1,2 US-$))

In der Stromerzeugung haben staatliche Rahmenbedingungen einen
sehr grofRen Einfluss auf verschiedene Kostenarten. Kostenvorteile oder
-nachteile bestimmter Technologien und damit die Technologiewahl
beim Kraftwerksbau wird deshalb in vielfaltiger Weise durch den Staat
mitbestimmt. Von besonderem Interesse sind dabei u.a. die Investitions-
kosten: lhre Beriicksichtigung bei der Kalkulation von Stromerzeugungs-
kosten durch die Kraftwerksbetreiber hat sich seit der Liberalisierung
und Privatisierung der Stromwirtschaft deutlich verandert und stellt —
unabhangig beispielsweise von der Entwicklung der Energietragerkosten
— fir die Wahl zwischen den verschiedenen Technologien heute einen
besonders wichtigen Einflussfaktor dar. Dieser Zusammenhang wird
nachfolgend genauer betrachtet.

Beim Bau eines Kraftwerks flie3t eine Vielzahl von EinflussgrofRen in die
Kalkulation ein. Hierzu gehdéren z.B. konkrete Standortbedingungen (et-
wa die Nahe eines Hafens, in dem Euroschiffe entladen werden kdnnen)
oder Ausstattungen der Infrastruktur (wie etwa die Existenz eines weite-
ren Kraftwerks auf dem gleichen Gelande). Solche Einflussgrofien kon-
nen die Entscheidung Uber den Bau eines konkreten Kraftwerks und die
Wahl der Kraftwerkstechnologie erheblich beeinflussen. Von solchen
spezifischen Umstanden muss bei einer generellen Betrachtung abge-
sehen werden. Entsprechend kann bei einem solchen Vorgehen auch
nicht geklart werden, welches Kraftwerk an welchem Standort gebaut
werden wird. Stattdessen dient eine generelle Betrachtung dazu, zu kla-
ren, welche Kraftwerkstechnologien unter verallgemeinerten Bedingun-
gen gebaut werden. Hierzu werden nachfolgend die Stromerzeugungs-
kosten bei verschiedenen Kraftwerkstypen abgeschatzt. Grundlage ist
hierbei die interne Kostenrechnung des (fiktiven) Investors Uber den
Kraftwerksbau — dies bedeutet beispielsweise, dass die angesetzten
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Abschreibungszeitrdume sich nicht an steuerrechtlichen Vorgaben orien-
tieren, sondern an marktiblichen Amortisationszeitrdumen.

In einem ersten Schritt sind die wichtigen Erzeugungstechnologien aus-
zuwahlen, die hinsichtlich ihrer Wirtschaftlichkeit miteinander verglichen
werden sollen. Im Folgenden werden hierzu vier Gruppen von Techno-
logien betrachtet, fir die dann jeweils noch unterschiedliche Varianten
untersucht werden.®

= In der ersten Gruppe befinden sich Windkraftanlagen als Vertreter
von Anlagen zur Nutzung regenerativer Energien, da diese Techno-
logie auch ohne Foérderung zumindest in der Nahe wettbewerbsfa-
higer Kosten liegt und noch ein erhebliches Ausbaupotenzial auf-
weist.'® Als Varianten werden erstens eine Einzelanlage mit 3 MW
installierter Leistung und zweitens ein Windpark mit vier Anlagen
und einer Gesamtleitung von 12 MW untersucht.

» In der zweiten Gruppe werden drei Varianten der Braunkohlever-
stromung betrachtet: erstens ein Standard-Kraftwerkskonzept mit
einem Wirkungsgrad von 40 Prozent, zweitens eine Anlage mit ei-
nem Wirkungsgrad von 43 Prozent (entspricht den aktuell im Bau
befindlichen Blécken BoA 2 und 3 in Neurath) sowie drittens die In-
tegrierte Braunkohlevergasung, die hier zudem mit nachgeschalte-
ter Brennstoffzelle kombiniert wird und so einen elektrischen Wir-
kungsgrad von 55 Prozent erreicht (dies ist allerdings technologisch
noch nicht realisiert).

° Die im Folgenden verwendeten Daten spiegeln die Situation in Deutschland wider
und stammen aus den folgenden Quellen: Sonstige Betriebskosten und Investiti-
onskosten stammen aus GEMIS 2005 (unter Verwendung von VDEW 1998), wobei
beide Kostenarten fur die gegenwartig verfugbaren Steinkohle-, Braunkohle- und
Gasverstromungstechnologien an die neuere Entwicklung angepasst wurde, wie
sich aus den Neubauanklndigungen ergeben. Der Zinssatz entspricht dem unteren
Ende. Die Jahresnutzungsstunden von Windkraftanlagen sind ebenfalls dieser
Quelle enthommen. Fur die Jahresnutzungsstunden der anderen Anlagen wurden
einheitlich 7.500 Stunden angesetzt, da diese Technologien solche Laufzeiten er-
reichen kénnen und hier tatsachlich bisher bestehende Unterschiede nicht zur Basis
des Vergleichs gemacht werden sollten. Insofern wird hier fir alle Kraftwerke ange-
nommen, dass sie im Grundlastbetrieb verwendet werden. Zur Ermittlung der Kos-
ten fir CO,-Zertifikate wurden die Standardemissionsfaktoren des UBA (UBA
2006) verwendet. Die Brennstoffkosten fir Braunkohle stammen aus Leprich u.a.
2004, fur Steinkohle wurde der Grenziibergangspreis 2006 verwendet (BAFA
2006a) und mit einem mittleren inlandischen Transportkostenaufschlag versehen
(vgl. GEMIS 2005). Die Grundlage des Gaspreises ist ebenfalls der vorlaufige
durchschnittliche Grenziibergangspreis 2006 (BAFA 2006b). Fir Transportkosten
wurde ein Aufschlag von 10% verwendet, da ein aussagefahiger Mittelwert fiir deut-
sche Verhaltnisse aufgrund der geringen Anzahl von Kraftwerken, die Gas verbrau-
chen, nicht vorhanden ist.

% Als weitere regenerative Technologie neben der Windkraft I&sst sich auch per
Wasserkraft zu wettbewerbsfahigen Kosten in einem groferen Umfang Strom er-
zeugen. Allerdings bestehen in Deutschland nur noch eng begrenzte Mdglichkeiten
zum Ausbau der Wasserkraftnutzung durch Ertlichtigung bestehender Anlagen.
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= Die dritte Gruppe der Steinkohleverstromung wird gebildet durch
erstens ein Standardsteinkohlekraftwerk mit einem Wirkungsgrad
von 42 Prozent, zweitens eine Anlage mit hoheren Dampftempera-
turen und einem Wirkungsgrad von 46 Prozent (die meisten der in
Deutschland angekiindigten Neubauten entsprechen diesem Typ)
sowie drittens einem Kraftwerk mit Steinkohlevergasung, ebenfalls
kombiniert mit einer Brennstoffzelle und 55 Prozent Wirkungsgrad.

= In der letzten Gruppe befinden sich Technologien zur Verstromung
von Erdgas, namlich erstens eine reine Gasturbine mit 30 Prozent
Wirkungsgrad, zweitens ein kleines GuD-Kraftwerk mit 100 MW
(45 Prozent Wirkungsgrad), drittens eine mittlere GuD-Gréle von
350 MW (55 Prozent Wirkungsgrad) sowie viertens eine Anlage mit
750 MW (58 Prozent Wirkungsgrad). Die grofte Kraftwerkskapazi-
tat der aktuell im Bau befindlichen oder geplanten Erdgas-
Kraftwerke in Deutschland soll durch diesen zuletzt genannten An-
lagentyp bereitgestellt werden.

Nach der Auswahl der Anlagen sind die wesentlichen Kosten- und Nut-
zenaspekte festzulegen. Die Nutzenseite, d.h. der Verkauf von Strom
(und ggf. Warme) wird hier aus Vereinfachungsgrinden nicht weiter be-
trachtet, da bei den meisten Technologien davon auszugehen ist, dass
der erzielbare Preis kaum vom eingesetzten Kraftwerkstyp abhangig ist.
Dies gilt zumindest fur alle Anlagen, die fossile Energietrager verwenden
und die alle im Grundlastbetrieb eingesetzt werden kénnen. In der Pra-
xis kénnen sich fur die unterschiedlichen Kraftwerkstypen natirlich
durchaus Abweichungen bei den Abgabepreisen ergeben. Dies ist bei-
spielsweise eine Folge der unterschiedlichen Teillastfahigkeit der Anla-
gen oder der verschiedenen Zeitdauer von An- und Abfahrvorgangen, so
dass z.B. GuD-Kraftwerke durch ihre schnellere Reaktionszeit in groRe-
rem Malie auch in Spitzenlasttarifen mit hoheren erzielbaren Preisen
eingesetzt werden konnen. Auch fir die Windkraftanlagen ist es mog-
lich, dass die Einheitlichkeit des erzielbaren Strompreises nicht gilt, da
diese Anlagen eine vergleichsweise geringe Anzahl an Jahresnutzungs-
stunden aufweisen, deren Verteilung Uber das Jahr auRerdem nicht ge-
steuert werden kann. Je nach verfliigbaren anderen Kapazitaten sowie in
Abhangigkeit von den Stromverbrauchsgewohnheiten kann es bei sol-
chen Anlagen zu Preisabschlagen z.B. gegenuiber Kohlekraftwerken
kommen. So sind z.B. Backup-Kapazitaten bei geringen oder zu hohen
Windgeschwindigkeiten vorzuhalten oder die Verbrauchsgewohnheiten
in diesen Fallen anzupassen, was z.B. bei industriellen Verbrauchern
meist zu zusatzlichen Kosten flhren durfte.

Im Weiteren wird nur die Kostenseite betrachtet. Berechnet werden da-
bei die totalen Durchschnittskosten pro erzeugte MWh Strom. In die Kal-
kulation flielen erstens die Investitionskosten ein. Diese werden fir
die noch festzulegende Amortisationszeit (siehe unten) des Kraftwerks
mit einem marktiblichen Zinssatz (hier 7 Prozent) in jahrliche Kapital-
kosten umgerechnet. Zur Ermittlung der Investitionskosten pro erzeugter
MWh Strom sind schlieflich noch Jahresnutzungsvolllaststunden festzu-
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legen. Da hier der Betrieb der Anlagen in Grundlast miteinander vergli-
chen werden soll, wird einheitlich von 7.500 Stunden pro Jahr ausge-
gangen. Eine Ausnahme bildet die Gruppe der Windkraftanlagen: Diese
erreichen aufgrund fehlenden Winds im Schnitt nicht mehr als 2.000
Jahresvolllaststunden.

Zweitens werden die Kosten ermittelt, die mit dem Einsatz von Brenn-
stoffen verbunden sind. Bei Windkraftanlagen sind diese Kosten null,
beim Einsatz fossiler Brennstoffe bestehen sie aus den Kosten fir die
Brennstoffe sowie aus den Kosten fir CO,-Emissionszertifikate. Bei den
Brennstoffkosten wurde die Situation des Jahres 2006 zu Grunde gelegt.
Aufgrund der starken Schwankungen der Energietragerpreise und der
z.T. sehr hohen Bedeutung dieser Kosten fliir die Gesamtkosten des
Kraftwerks (bei der Gasturbine betragt der Brennstoffkostenanteil an den
Gesamtkosten Uber 70 Prozent) reagiert die Kostenseite sehr sensibel
auf marktiibliche Anderungen der Brennstoffpreise. Fir die Planung von
Kraftwerken sind daher eher zukinftige, auf lange Sicht zu erwartende
Brennstoffpreise relevant. Die hierfir existierenden Markte (Future-
Markte fur Steinkohle und Gas bzw. Ol) schwanken allerdings mindes-
tens ebenso stark, so dass auf den Einbezug dieser Daten verzichtet
wurde. Fur den Energietrager Braunkohle ist noch zu erganzen, dass
statt eines flr Rohbraunkohle nicht vorhandenen Marktpreises die Voll-
kosten des Braunkohleabbaus angesetzt wurden. Bei den Zertifikatskos-
ten wurde ein Zertifikatspreis von 15 € zugrunde gelegt, mit dem alle
CO,-Emissionen bewertet wurden."" Insofern werden hier wie beim ver-
wendeten Zinssatz flr die Investitionen auch Opportunitatskosten ver-
wendet.

Drittens werden noch sonstige Betriebskosten (wie z.B. Personalkos-
ten) der verschiedenen Kraftwerkstypen bericksichtigt. Diese unter-
scheiden sich bei gleicher KraftwerksgroRe z.T. erheblich. So sind bis-
her die spezifischen Betriebskosten flir Steinkohlekraftwerke fast doppelt
so hoch wie fir GuD-Kraftwerke, auch wenn sich diese Unterschiede
z.B. durch den Einsatz moderner Leittechnik in den letzten Jahren ver-
ringert haben.

Dargestellt ist im Folgenden das Ergebnis der Variation eines einzigen
Parameters, namlich des Abschreibungszeitraumes fir die Kraftwer-
ke. Auf nicht liberalisierten Markten war es ublich, Kraftwerke im Rah-
men der internen Kostenrechnung Uber ihre erwartete technische Nut-
zungsdauer (bis umfangreiche Ertuchtigungsarbeiten notwendig wur-
den) abzuschreiben. Fir die reine Gasturbine kénnen hier 15 Jahre, fir

" Der Preis fiir Emissionsberechtigungen im Zuge des europdischen Emissions-
handels 2005-2007 lag von April 2005 bis April 2006 zwischen 15 und 30 €/t CO, ist
dann unter dem Eindruck der verdffentlichten Emissionsdaten bis Marz 2007 auf
rund 1 € zurickgefallen, wahrend sich der Preis fir Emissionsberechtigungen fur
die Handelsperiode 2008-2012 auch bis zuletzt oberhalb von 15 € gehalten hat (vgl.

Abb. 18 im Teil 1 des Branchenreports).
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das GuD-Kraftwerk 20 Jahre und flr Kohlekraftwerke und Windenergie-
anlagen 30 Jahre als durchschnittliche technische Lebensdauer ange-
setzt werden. In Abb. 14 ist das Ergebnis dieser Berechnung flr die un-
tersuchten Kraftwerkstypen dargestellt. Die Vollkosten des groften Erd-
gas-GuD-Kraftwerks (750 MW Leistung) betragen hier 62,44 € je MWh
(in Abb. 14 wurde dieser Wert auf 100 Prozent normiert, um eine besse-
re Vergleichbarkeit zu ermdglichen). Es zeigt sich, dass demgegenuber
ein modernes Steinkohlekraftwerk einen Kostenvorteil von Uber
5 Prozent bzw. 3,32 €/ MWh hat. Ebenfalls knapp gunstiger als das Erd-
gas-GuD-Kraftwerk ist unter diesen Bedingungen Strom aus einem
Windpark, um knapp 3 Prozent teuerer ist hingegen Strom aus einem
Braunkohlekraftwerk mit BoA-Technologie.

Erdgas-GuD, 750 MW, n 58%

|
|
|
|
Erdgas-GuD, 350 MW, n 55% |
|
Erdgas-GuD, 100 MW, n 45% |

|

|

Gasturbine, 50 MW, n 30%

Steinkohle, 400 MW, Verga-
sung, Brennstoffzelle, n 55%

Steinkohle, 800 MW, n 46%

Steinkohle, 700 MW, n42%

Braunkohle, 400 MW, Verga- ‘ ‘
sung, Brennstoffzelle, n 55%

Braunkohle, 1.100 MW, n43%
Braunkohle, 750 MW, n 40%
Windkraftanlage onshore

Windpark onshore
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Abb. 14: Vergleich der totalen Durchschnittskosten der Stromerzeugung bei
unterschiedlichen Kraftwerkstechnologien und Verwendung eines Ab-
schreibungszeitraumes gemdl3 (blicher technischer Lebenszeit der
betreffenden Anlagentypen; Erdgas-GuD mit 7560MW = 100% (eigene
Berechnung)

Insgesamt sind die Differenzen zwischen diesen Technologien nicht
sehr gro. Deshalb kénnten schon kleine Veranderungen bei den
Brennstoffpreisen (oder auch der CO,-Zertifikatepreise) dazu fiihren,
dass sich die Reihenfolge der Technologiewahl andert — gleichwohl wird
der Abstand zwischen den verschiedenen Anlagentypen immer ver-
gleichsweise gering ausfallen. Unter diesen Bedingungen ist es flr
Kraftwerksbetreiber sehr sinnvoll, einen Kraftwerkspark zu errichten, in
dem die verschiedenen Anlagentypen alle ein ahnlich grofles Gewicht
erhalten, da auf diese Weise eine Absicherung gegenlber zukiinftigen
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starken Schwankungen fur die Kosten einzelner Energietrager erreicht
wird. Bei den geringen generellen Differenzen zwischen den unter-
schiedlichen Anlagentypen werden zudem die oben angesprochenen
unterschiedlichen konkreten Bedingungen am Standort des geplanten
Kraftwerksbaus ein hohes Gewicht bei der Technologiewahl haben.

Die Reihenfolge der Technologiewahl (Steinkohle- vor Erdgas-GuD- vor
Braunkohlekraftwerk) andert sich allerdings, wenn sich die zu Grunde
gelegte Amortisationsdauer deutlich verklrzt. Auch in kapitalintensiven
Industrien sind Amortisationszeiten, die weit unter den technischen Nut-
zungsdauern von Anlagen liegen, Ublich. Realisiert werden grolRe Inves-
titionen heute oftmals nur noch bei einer voraussichtlichen Amortisation
innerhalb von 3 bis 5 Jahren. Bei Kraftwerksbauprojekten in liberalisier-
ten Markten und funktionsfahigem Wettbewerb werden Amortisationszei-
ten zwischen 4 und 7 Jahren gefordert. Solche geringen Amortisations-
zeiten flhren generell dazu, dass besonders kapitalintensive Kraftwerks-
technologien unattraktiver werden und solche mit einem hohen Anteil an
Brennstoff- oder Betriebskosten an Attraktivitdt gewinnen. Besonders
stark trifft dies vor allem solche Anlagen, die wie Windkraftanlagen keine
Brennstoffkosten haben.

Die Abb. 15 zeigt das Verhaltnis der Durchschnittkosten zur Stromer-
zeugung zwischen den verschiedenen Kraftwerkstypen bei einem Ab-
schreibungszeitraum von 4 Jahren innerhalb dieser ersten 4 Jahre:
Grundsatzlich erhdhen sich die Stromerzeugungskosten bei allen Kraft-
werkstypen, da die Investitionen sich in kirzerer Zeit amortisieren mus-
sen — und zwar umso starker, je hoher die Investitionskosten relativ zur
erzeugten Strommenge sind. Glnstigster Anlagentyp ist deshalb jetzt
das Erdgas-GuD-Kraftwerk mit 750 MW Leistung, bei dem in dieser Be-
trachtung Stromerzeugungskosten von 76,37 €/ MWh anfallen (+22 Pro-
zent gegenuber einer Abschreibung der Investition Uber die technische
Lebensdauer von 20 Jahren). Am starksten fallt der Kostenanstieg bei
den Windkraftanlagen aus; der Park mit vier Anlagen hatte nun doppelt
so hohe Stromerzeugungskosten wie das Erdgas-GuD-Kraftwerk. Stein-
kohlestrom ist um mindestens knapp 15 Prozent und Braunkohlestrom
um mindestens 29 Prozent teuerer als Strom aus dem groRen GuD-
Kraftwerk.

Bezieht man die beiden Berechnungen auf das Investitionsverhalten,
das real im Kraftwerksbau zu beobachten ist, so Iasst sich feststellen,
dass die Ergebnisse der Analyse mit langen Abschreibungszeitraumen
gemal technischer Anlagenlebensdauer gut zur voraussichtlichen bzw.
von den Kraftwerksbetreibern angekindigten Entwicklung in Deutsch-
land passt: Hier sind Zubauten geplant, die alle drei hier berlcksichtig-
ten fossilen Energietrager verwenden (vgl. Tab. 2 im Teil 1 des Bran-
chenreports). Dagegen kann die Analyse mit kurzen Amortisationszeiten
z.B. den umfangreichen Bau von Erdgas-GuD-Kraftwerken in England
und Wales in den 1990er Jahren erklaren, zumal damals der Gaspreis
im Verhaltnis zum Steinkohlepreis noch deutlich tiefer lag, somit also
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auch schon etwas langere Amortisationszeiten als die hier angesetzten
4 Jahre zur Bevorzugung von Gas gefthrt haben.

Erdgas-GuD, 750 MW, n 58%

Erdgas-GuD, 350 MW, n 55%

Erdgas-GuD, 100 MW, n 45%

Gasturbine, 50 MW, n 30%

Steinkohle, 400 MW, Verga-
sung, Brennstoffzelle, n 55%

Steinkohle, 800 MW, n 46%

Steinkohle, 700 MW, n 42%

Braunkohle, 400 MW, Verga-
sung, Brennstoffzelle, n 55%

Braunkohle, 1.100 MW, n 43%

Braunkohle, 750 MW, n 40%

Windkraftanlage onshore

Windpark onshore

0% 25% 50% 75% 100% 125% 150% 175% 200% 225% 250%

Abb. 15: Vergleich der totalen Durchschnittskosten der Stromerzeugung bei
unterschiedlichen Kraftwerkstechnologien und Verwendung einem
Abschreibungszeitraum von 4 Jahren; Erdgas-GuD mit 750MW =
100% (eigene Berechnung)

Im Regelfall kdnnen sich Unternehmen nicht aussuchen, welche Amorti-
sationszeit sie fur Investitionsprojekte ansetzen. Sowohl bei Eigenkapi-
tal- als auch bei Fremdkapitalfinanzierung muss das eigene Finanzie-
rungsobjekt mit den moglichen Ertragen anderer Projekte (auf anderen
Markten) verglichen werden. Wuirde sich also der Ordnungsrahmen so
andern, dass auf dem Strommarkt ein funktionsfahiger Wettbewerb ent-
stiinde, dann wirden sich die geforderten Amortisationszeiten in Rich-
tung der industrielblichen, kurzen Dauer entwickeln. Unter den konven-
tionellen Kraftwerkstechnologien wirde dann tendenziell der Erdgas-
GuD-Prozess gegenuber der Kohleverstromung bevorzugt. Zudem wird
die Markteinfihrung neuer Technologien zur Nutzung regenerativer E-
nergiequellen oder in Form von Brennstoffzellen starker abhangig von
staatlicher Foérderung, da neu entwickelte Anlagenkonzepte zunachst
hohe Investitionskosten aufweisen, die sich dann erst im Laufe einer
wachsenden Produktion durch Lern- und GréReneffekte verringern. So-
mit wirden diese neuen Technologien ohne staatliche Forderung und
ohne weitere Anderungen spater wettbewerbsfahig. Hinzu kommt, dass
standortspezifische Besonderheiten bei der Wahl der Technologie ge-
genlber den generellen Kostenaspekten weniger Gewicht haben, da die
generelle Kostendifferenz zwischen den einzelnen Technologien bei
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kirzeren Abschreibungszeitraumen deutlich steigt — und damit auch die
Tendenz zur Wahl der allgemein kostengunstigsten Technologie.

In &hnlicher Weise wie hier beispielhaft anhand unterschiedlicher Amor-
tisationszeiten gezeigt, haben auch Veranderungen bei anderen Para-
metern einen Einfluss darauf, welche Kraftwerkstechnologie zu den ge-
ringsten Stromkosten flihrt. Zu nennen ist hier z.B. der Zertifikatepreis
fur CO,-Emissionen: Zum einen beeinflusst die Ausgestaltung des Emis-
sionshandels (wie z.B. die Menge der verteilten Emissionsrechte oder
der Umfang der Ausstattung einzelner Anlagen mit kostenlosen Emissi-
onsrechten) den Zertifikatepreis; zum anderen kénnen aber auch Rege-
lungen zur Einpreisung der Emissionsrechte die Kalkulationsgrundlage
verandern. Insofern ist die Frage, welcher Kraftwerkstechnologie aus
betriebswirtschaftlicher Perspektive der Vorzug zu geben ist, einerseits
sehr stark abhangig von nur schwer beeinflussbaren Entwicklungen (wie
z.B. dem Verhaltnis der Energietragerpreise). Andererseits ist aber auch
zu erkennen, dass so bedeutsame Parameter wie Amortisationszeiten
und Zertifikatspreise sehr eng mit politischen Entscheidungen verbun-
den sind. Somit kénnen diese auch genutzt werden, um bestimmte
Technologien zu férdern oder aus dem Markt zu drangen.
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Abkurzungen

AKW Atomkraftwerk

BHKW Blockheizkraftwerk

BoA Braunkohlekraftwerk mit optimierter Anlagentechnik

CO, Kohlendioxid

CSP Solarthermie (engl.: Concentrating Solar Power)

EEG Erneuerbare-Energien-Gesetz

FuE Forschung und Entwicklung

GuD Gas- und Dampftechnologie

GW Gigawatt

GWh Gigawattstunde

HTR Hochtemperaturreaktor

kW Kilowatt

kWh Kilowattstunde

KWK Kraft-Warme-Kopplung

KWKK Kraft-Warme-Kalte-Kopplung

LWR Leichtwasserreaktor

MW Megawatt

MWh Megawattstunde

OECD Organisation fur wirtschaftliche Zusammenarbeit und Entwicklung (engl.: Organi-
sation for Economic Cooperation and Development)

TW Terawatt

TWh Terawattstunde

WZ 93 Klassifikation der Wirtschaftszweige, Ausgabe 1993
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