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Darstellung der einzelnen Beitrédge zur weltweiten Stromproduktion im Jahr 2001 (OECD/IEA 2003).
Stromproduktion in der Schweiz im Jahr 2003 (BFE 2004) und Kaufmann (2004).

Schematische Darstellung einer Pelton-Turbine.

Schematische Darstellung einer Francis-Turbine.

Schematische Darstellung einer Kaplan-Turbine.

Wasserkraftschnecken: 8.5 kW und 65 kW.

HYDROMATRIX Testanlage im oberésterreichischen Kleinwasserkraftwerk Agonitz (Bihimayer & Koleber 2004).
Darstellung einer StrafloMatrix-Turbine.

Gebietsweises Energiepotenzial des Niederschlagswassers und der Zufliisse sowie die aktuelle Nutzung
dieses Potenzials (http://www.energie-atlas.ch/wa-CH.htm).

Theoretische Ausbaumdglichkeiten der Wasserkraft (http://www.energie-atlas.ch/wa-CH.htm).
Technische Ausbaupotenziale fiir Kleinwasserkraft in der Schweiz bis zum Jahr 2035.

Ausbaupotenzial der Kleinwasserkraft durch Neubau und Revitalisierung bestehender Anlagen fir einzelne
europaische Lander (Lorenzoni et al. 2001).

Stromgestehungskosten fiir verschiedene Kategorien von Kleinwasserkraftwerken.

Stromgestehungskosten einzelner  Kleinwasserkraftwerke in  Abhangigkeit von der jahrlichen
Produktionserwartung.

Stromgestehungskosten einzelner Kleinwasserkraftwerke in Abhangigkeit von der Nennleistung.
Szenarien zur zukinftigen Kostenentwicklung der Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken.
Schematische Darstellung einer Windkraftanlage (Quelle: Kaltschmitt & Fischedick 1995).

Entwicklung der Grésse von typischen Windkraftanlagen zwischen 1980 und 2003 (Quelle: EWEA 2004a).
Enercon E-112 4.5 MW Prototyp (EWEA 2004c).

Historische und mégliche zukinftige Entwicklung der Windenergie in der Schweiz. Fir die zukunftigen
Potenziale wurden nur Windpark-Standorte beriicksichtigt (vgl. auch Text).

Karte geplanter Offshore-Parks in der Nordsee (aus M. Luther 2003).

Prognosen der Onshore- und Offshore-Windenergienutzung in Deutschland bis 2030 (WindEnergy Studie
2004). Zum Vergleich ist auch die Vorhersage von BTM-Consult bis 2007 angegeben.

Zusammensetzung der derzeitigen = Gesamtinvestitionskosten  fir  Onshore und  Offshore
Windenergieanlagen in Europa (modifiziert nach CA-OWEE 2001).

Zusammenhang zwischen Windgeschwindigkeit und Volllaststunden pro Jahr (Quelle: Voss 2003).

Entwicklung der Investitionskosten fiir die Schweiz bis ins Jahr 2050. Fir die Definition der Szenarien tief
und hoch siehe Text. Zum Vergleich ist auch das entsprechende Szenario ,Windforce12* fiir Europa aus
(Millais & Teske 2004) dargestellt.

Entwicklung der Gestehungskosten fir die Schweiz bis ins Jahr 2050. Fur die Definition der Szenarien tief
und hoch siehe Text. Zum Vergleich ist auch das entsprechende Szenario ,Windforce12* fir Europa aus
(Millais & Teske 2004) dargestellt.
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Kosten fiir Windstromimporte bis zur Schweizer Grenze aus verschiedenen Quellen.

Zukunftige Technologieentwicklung zur Verstromung von Holz. Bi-Fuel Gaskombi-Technik: Koppelung von
Druckvergaser mit konventionellem Gaskombi-Kraftwerk.

Zukinftige Technologieentwicklung zur Verstromung von nasser Biomasse.

Zusammenfassende Darstellung heutiger und in Zukunft erwarteter elektrischer Wirkungsgrade von mit
trockener Biomasse (Holz) gefeuerten Stromerzeugungsanlagen. Die Wirkungsgradangaben stammen aus
eigenen Berechnungen und verschiedenen Veréffentlichungen: (Bolhar-Nordenkampf 2004), (BMU 2004),
(Dornburg 2001), (Fichtner 2002), (Solantausta 2000), (Veringa 2003).

Theoretisches Biomassenpotenzial 2001.
Okologisches und genutztes Biomassenpotenzial 2001.

Abhangigkeit der Stromgestehungskosten vom Holzpreis, der Jahresbetriebszeit der Anlage und der
erzielbare Warmeabnahmepreis. Als weiterer Parameter wurden die Investitionskosten variiert (a: 100%,
b: 50%). Eine Kostenreduktion um 50% wird von verschiedenen Autoren fiir neue Technologien erwartet.

Abhangigkeit der spezifischen Investitionskosten verschiedener Technologien zur Stromerzeugung aus
Holz von der elektrischen Anlagenkapazitdt, zusammengezogen aus verschiedenen Quellen (Bolhar-
Nordenkampf 2004, BMU 2004, PSI 2004). Die spezifischen Investitionskosten hangen deutlich von der
Anlagenkapazitat ab.

Prinzipieller Aufbau einer kristallinen Solarzelle.
Strom-Spannungs-Kennlinie einer Si-Solarzelle.

Kumulativ installierte Leistung der am ,Photovoltaic Power Systems Programme*” der IEA teilnehmenden
Lénder.

Typischer Aufbau einer Netzverbund-Photovoltaikanlage.
PV-Dachanlage (Becker 2003).

Zeitliche Entwicklung der jahrlichen Zubaurate und der kumulativ installierten Leistung von netzgekoppelten
PV-Anlagen in der Schweiz.

Entwicklung der weltweiten Produktion von Photovoltaikzellen.

Kumulierte Leistung der weltweit erzeugten PV-Zellen.

Produktion von Photovoltaikzellen in den USA, Japan, Europa und dem Rest der Welt (Maycook 2004).
Bisherige Entwicklung der weltweiten jahrlichen Zellen-Produktionskapazitét und Extrapolation bis 2020.
Wachstum der weltweit kumulativ installierten Photovoltaik-Leistung und mdégliche Entwicklung bis 2020.
Anteile der wichtigsten Produzenten am PV-Weltmarkt im Jahr 2003 (Maycook 2004).

.Mikromorphe” Tandem-Dunnschichtzelle.

Aufbau einer CIGS-Zelle.

Schematischer Aufbau einer CIS-Zelle und Praxisanwendung (Becker 2003).

Schematischer Aufbau einer CdTe-Zelle (Becker 2003).

Monokristalline Saturn Zelle von BP (Becker 2003).

Funktionsprinzip einer Mehrschicht-Zelle (http://www.nrel.gov/ncpv).

Schematische Darstellung einer Farbstoff-Zelle (Becker 2003).
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Historische Entwicklung des Wirkungsgrades verschiedener Solarzellen (Labor) und von Siliziummodulen.
Maximale theoretische Wirkungsgrade einiger Solarzellenmaterialien bei Standardbedingungen.

Historische und prognostizierte Entwicklungen der Wirkungsgrade verschiedener Zelltypen, jeweils fur die
héchsten Laborwirkungsgrade (Goetzberger 2001).

Schematische Darstellung einer ans Stromnetz angebundenen PV-Dachanlage.
Jéhrliche Sonneneinstrahlung auf horizontale Flachen in der Schweiz [kWh/mz] nach Meteotest.
Jahrliche solare Einstrahlung auf horizontale Flachen weltweit (Krieth & Krieger 1978).

Wachstum der kumulativ installierten Photovoltaik-Leistung in der Schweiz und mdgliche kunftige
Entwicklungen.

Wachstum der kumulativ installierten Photovoltaik-Leistung in der Schweiz liber einen langen Zeitraum.

Globale Einstrahlung in Wim? in eine 30° geneigte, nach Suden ausgerichtete Flache bei wolkenlosem
Himmel.

Globale Einstrahlung in W/m? in eine 30° geneigte, nach Siiden ausgerichtete Flache an einem bewdlktem
Tag mit kurzen sonnigen Abschnitten.

Globale Einstrahlung in Wim? in eine 30° geneigte, nach Suden ausgerichtete Flache an einem bewd&lktem
Tag ohne Sonnenschein.

Globale Einstrahlung in W/m? in eine 30° geneigte, nach Siiden ausgerichtete Flache an einem Tag mit
Hochnebel.

Monatliche Stromproduktion einer 2 kW PV-Anlage im Schweizer Mittelland im Jahr 1997.
Monatliche Stromproduktion einer 2.4 kW PV-Anlage in den Schweizer Alpen im Jahr 1993.
Jahresertrag der PV-Anlagen in der Schweiz (Meier et al. 2004).

Degression der Kosten von mono- und polykristallinen Modulen tber der weltweit kumulativ produzierten
Leistung. Es handelt sich um Preise ab Fabrik. Die Progress Ratio (PR) betragt hier 0.91.

Kostenaufschlisselung von dachaufgebauten Netzverbundanlagen.

Schematische Darstellung des Modells zur Berechnung der Stromgestehungskosten aus PV-Anlagen.
G: Globale Einstrahlung, 8,: Umgebungstemperatur; P: Modulleistung; 3: Zellentemperatur; E: Ertrag;
Nm: Modulwirkungsgrad; C: Produktionskosten; An: Modulflache; c: Spezifische Gestehungskosten.

Historische und mdgliche zukinftige Entwicklung von PV-Modulpreisen (Margolis 2003).
Entwicklung der PV-Systemkosten in Japan zwischen 1994 und 2000 (Margolis 2003).
Prognostizierte Stromgestehungskosten fur PV-Kraftwerke nach zwei verschiedenen Studien.

Méogliche Entwicklung der PV-Stromkosten im Vergleich zu Preisen von Spitzen- und Grundlaststrom
(Hoffmann 2004).

(Angestrebte) Wirkungsgrade und Kosten der verschiedenen PV-Generationen (Jager-Waldau et al. 2004).
Zukunftige Photovoltaik-Kraftwerk in Wistengebieten.

Regionen mit jéhrlicher solarer Einstrahlung tber 2000 KWh/mZ.

CSP Technologien: Links Parabolrinnen (USA); Mitte Solarturm (USA); Rechts Paraboloid (Spanien).

Vision eines Euro-Mediterranen Stromverbunds auf HGU-Basis zur Nutzung der ergiebigsten regenerativen
Energiequellen: Solar (gelb); Wind (hellblau); Wasserkraft (dunkelblau); Geothermie (rot). (Quelle: Trieb 2002)
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Hocheffizientes, solar betriebenes Kombikraftwerk (Quelle: ETHZ/PSI).
Wege zu solarem Wasserstoff (Quelle: ETHZ/PSI).
Herstellung von solaren Brennstoffen und Elektrizitdt mit dem Zn/ZnO-Kreisprozess (Quelle: PSI).

Links: 10 kW Solarreaktor fur die thermische Dissoziation von ZnO bei 2000°C. Rechts: 200-500 kW
Solarreaktor fir die karbothermische Reduktion von ZnO mit C bei 1200° (Quelle: PSI).

Bisher installierte Leistung (SEGS Anlagen I-1X) und technisch nutzbares Potenzial solarthermischer
Kraftwerke weltweit und fiir den Mittelmeerraum (EUMENA) geméss verschiedenen Quellen.

Investitionskosten bisheriger SEGS-Anlagen ohne thermische Speicherung (World Bank 1999) und
prognostizierte  Investitionskosten von  solarthermischen  Parabolrinnenkraftwerken  (PR)  und
Solarturmkraftwerken (ST) mit thermischer Speicherung. Extrapolierte Lernkurven gemass realistischem
Szenario (real; f = 0.92) und optimistischem Szenario (opt; f = 0.85) nach 2020 (Sargent & Lundy 2003;
S&L). Details im Text.

LEC bisheriger SEGS-Anlagen ohne thermische Speicherung (Becker 2000) und prognostizierte LEC von
solarthermischen Parabolrinnenkraftwerken (PR) und Solarturmkraftwerken (ST) mit thermischer
Speicherung. Extrapolierte Lernkurven gemass realistischem Szenario (real; f = 0.92) und optimistischem
Szenario (opt; f = 0.88) nach 2020 (Sargent & Lundy 2003; S&L). Details im Text.

Schematische Darstellung einer Stromerzeugungsanlage mit bindrem Kreislauf (Kutscher 2001).
Schematische Darstellung einer Stromproduktionsanlage mit bindrem Kalina-Kreislauf (Kutscher 2001).
Polykristalline Diamant-Bohrkronen Technologie (USDOE 2001).

Profile eines konventionellen und eines schlanken Bohrlochs.

Messgerét fiir den Fluss des geothermischen Fluids (USDOE 2001).

Bohrloch-Uberwachung und Steuerung, akustischer Signaliibermittler fiir Bohrloch-Telemetrie (USDOE 2001).
Spektrum der Geothermalen Ressourcen zur Stromerzeugung.

Durchschnittlicher Warmegehalt und —fluss (BGR 2000). Tiefenbereich, der fir die geothermische
Stromerzeugung grundsétzlich infrage kommt. Obere Begrenzung 100 °C-Isotherme, Untere Begrenzung:
7 km (maximale Bohrtiefe).

Geologische Charakteristika einer Geothermischen Ressource (Mink 2003).

Temperaturprofile von Bohrléchern in Deutschland, Auszug der Datenbank des GGA-Institutes (BGR 2000).
Ressourcenkarte fur geothermale Warme (Haring et al. 2002).

Geothermal Generation Map of Switzerland.

Urspriingliches Gebiet der Geowatt Studie. Geologische Karte der Nordschweiz, inkl. Bohrléchern,
seismischen Linien und Geowatt Modellparameter.

Geowatt Modell mit vierflachigen Netzelementen.
Schematische Darstellung geothermaler Ressourcentypen (BGR 2000).

Temperaturprofil, das durch Deep Heat Mining entsteht (BGR 2000). Erschliessungsschema fir die
kristallinen Gesteine. Die eingezeichneten Temperaturkurven fiir die Ebene der Injektionsbohrung (IN) und
der Produktionsbohrung (EX) gelten fur eine Nutzungsdauer von tN = 25 a und k = 10® m%s bei
gleichzeitiger Nutzung der Rissflachen. Bei zeitversetzter Nutzung verbreitert sich die Auskihlungszone der
zuerst genutzten Rissfldchen weiter.

Wirkungsgrad als Funktion der geothermalen Temperatur.
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Abnahme der Temperatur des geothermalen Fluids.

Sensitivitdtsanalyse der geothermalen Stromgestehungskosten fiir einzelne Parameter.

Geothermale Kosten/Versorgungs-Kurve in der Schweiz fur einen Temperaturgradienten von 30°C/km, fir

Tiefen zwischen 3 km und 7 km.

Geothermale Kosten/Versorgungs-Kurve in der Schweiz fiir einen Temperaturgradienten von 40°C/km, fur

Tiefen zwischen 3 km und 7 km.

Kosten/Versorgungs-Kurve als Funktion des geothermalen Gradienten.
Gewichtete Durchschnitts-Kosten/Versorgungs-Kurve fir die Schweiz.
Schematische Darstellung des Oscillating Water Column Designs.
Schnitt durch die ,Oscillating Water Column“-Anlage auf Islay.
Schematische Darstellung des “Pendulum”-Designs.

Schematische Darstellung des “Tapered Channel’-Designs.
Schematische Darstellung des “Salter Duck”-Designs.

Schematische Darstellung des “Pelamis”-Designs.

Foto eines Pelamis-Prototyps in Originalgrésse.

Schematische Darstellung des McCabe Wellenpumpen-Designs.
Schematische Darstellung des “Seabed Piston Pump”-Designs.
Schematische Darstellung einer Anlage mit Schlauchpumpen-Design.
Schematische Darstellung des “Archimedes Wave Swin”-Designs.
Ressourcenkarte der Wellenenergie 1.

Ressourcenkarte der Wellenenergie 2.

Geografische Verhaltnisse fiir die Ubertragung von Strom aus Wellenkraftwerken in die Schweiz.

Kosten und Wirkungsgrad der Gleichstrom-Hochspannungsubertragung.
Die Schweizer Kernkraftwerke Muhleberg, G6sgen, Leibstadt und Beznau
Die Entwicklung der Kerntechnik — Ablésung der Generationen (GIF 2002a)

Planung der Ablésung der Generationen der EDF fir Frankereich (2002)

Reichweite der Uranreserven (GIF 2002b) basierend auf den IIASA/WEC Szenarios; Verbrauch des
heutigen KKW-Parks als Vergleichswert eingetragen (OECD/NEA 2002a). SR = Schnelle Reaktoren

Anzahl Reaktoren in Betrieb, nach Alter (IAEA 2004a).

Schematische Darstellung eines Druckwasserreaktors (links) und eines Siedewasserreaktors (rechts)

(Koelzer 2004).

Der EPR und seine wesentlichen Sicherheitsverbesserungen (FANP 2003).

ABWR (1356 MW) Blécke 6&7, Kraftwerk Kashiwazaki-Kariwa in Japan und seine wesentlichen

Sicherheitsverbesserungen (IAEA 2002)

Generation IV Reaktor: Gasgekuhlter Schneller Reaktor (GIF 2002a).

325

326

328

329

330

331

342

343

344

344

346

347

347

348

348

349

349

352

352

356

357

363

364

365

366

367

368

372

373

377

11



Figurenverzeichnis

Fig.
Fig.
Fig.
Fig.
Fig.
Fig.
Fig.
Fig.
Fig.
Fig.
Fig.
Fig.
Fig.
Fig.

Fig.

Fig.
Fig.
Fig.

Fig.

Fig.

Fig.
Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

11.10

11.11

11.12

11.13

11.14

11.15

11.16

11.17

11.18

11.19

11.20

11.21:

11.22:

11.23

11.24

11.25

11.26

11.27:

11.28

11.29

11.30

11.31

11.32

11.33

11.34

121

12.2

Generation IV Reaktor: Bleigekuhlter Schneller Reaktor (GIF 2002a).

Generation IV Reaktor: Salzschmelze-Reaktor (GIF 2002a).

Generation IV Reaktor: Sodium-gekuhlter Reaktor (GIF 2002a).

Generation IV Reaktor: Uberkritischer wassergekiihlter Reaktor (GIF 2002a)

Generation IV Reaktor: Hochtemperatur-Reaktor (GIF 2002a).

Der Brennstoffkreislauf (Koelzer 2004).

Brennstoffzyklen (GIF 2002a).

Reduktion der Radiotoxizitdt durch Vernichtung der héheren Aktiniden (CEA 2001).
Uranvorkommen nach Konzentration (GIF 2002b).

Uranpreis 1972-2000 (OECD/NEA 2002a)

Uranproduktion und Verbrauch 1945-2001 (WNA 2002)

Die Aufteilung der Erzeugungskosten im Kernkraftwerk tiber die gesamte Betriebsdauer (OECD/NEA 2001)
Einfluss der Brennstoffkosten auf die Stromerzeugungskosten (Bsp. Finnland, 2000; UIC 2004)
Weltweite Entwicklung von durchschnittlicher Anreicherung und Abbrand (ohne HWR)

Zwischenlager in Wirenlingen (1. Konditionierungsanlage/Burotrakt; 2. Lagergebdude fur schwach- und
mittelaktive Abfélle (2. Bauetappe); 3.Lagergebdude fur mittelaktive Abfélle; 4. Heisse Zelle;
5. Empfangsgebaude; 6. Behélterlagergebdude; 7. Verbrennungs- und Schmelzanlage; 8. Nebengebaude;
9. Bundeszwischenlager)

Stand und Ausblick Entsorgungsfonds (UVEK 2004)
Prognosen zur Entwicklung der Kernenergie auf der Welt (IAEA 2003b, IIASA/WEC 1998)
Szenario1: Ersatz der Kraftwerke durch gleiche Leistung, Zusammenlegung von Beznau und Muhleberg

Szenario 2A: Zusammenlegung Beznau und Mihleberg und Ersatz durch EPR 1600, Ersatz von Gésgen
und Leibstadt durch EPR 1600,

Szenario 2B: Zusammenlegung Beznau und Mihleberg und Ersatz durch EPR 1600, Ersatz von Gdsgen
durch EPR 1600, Ersatz von Leibstadt durch GEN IV

Potenzial fur Stromproduktion aus Kernkraft in der Schweiz, alle Szenarien
Anteile der Erzeugungskosten fur Gésgen/Leibstadt 2002 (KKG 2002, KKL 2002)

Anteile der Erzeugungskosten fur den EPR fir Frankreich (links, Forschungsaufwand und Umweltabgaben
sind Betrieb und Brennstoff zugeschlagen; DGEMP 2003) und fiir Finnland (Tarjanne & Loustarinen 2002)

Vergleich des totalen Ausstosses an Treibhausgasremissionen (ausgedriickt als CO,-&quivalent) fir
verschiedene Stromerzeugungssysteme (Dones et al. 2004d)

Entwicklung der Sicherheit in Kernkraftwerken: Vorschriften, Schweizer Kernkraftwerke und Beispiele (IAEA
1995)

Potenziale und Kosten der Neuen Erneuerbaren sowie Stromsparpotenzial in der Schweiz.

Potenziale der Kernenergie in der Schweiz.

378

379

380

381

382

384

385

386

386

387

388

389

389

392

393

396

401

404

405

405

407

411

414

416

418

431

433

12



Tabellenverzeichnis

Tabellenverzeichnis

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

1.1

4.1

4.2

4.3

4.4

4.5

4.7

4.8

5.1

5.2

5.3

5.4

5.5

5.6

5.7

5.8

5.9

5.10

5.1

5.12

5.13

5.14

Erneuerbare Ressourcen weltweit [EJ/a] nach (Goldemberg 2000a).

Stromproduktion in Kleinwasserkraftwerken weltweit.

Stromproduktion in Schweizer Kleinwasserkraftwerken (Juni 2004).

Offen stehendes Potenzial fur Kleinwasserkraftwerke (<10 MW) nach (Elektrowatt 1987).

Daten zu Kleinwasserkraftwerken fiir das Jahr 1999 und Ausbaupotenziale fir die damals 15 EU-Lénder
(Lorenzoni et al. 2001).

Daten zu Kleinwasserkraftwerken fir das Jahr 1999 und Ausbaupotenziale fiir andere européische Lénder
(Lorenzoni et al. 2001).

Charakteristika beispielhafter Kleinwasserkraftwerke und ausgewahlte LCA-basierende Umwelt-
auswirkungen der Stromerzeugung.

Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken.

Installierte Leistung der Ende des Jahres 2003 in den 15 Mitgliedsstaaten der EU betriebenen
Windkraftanlagen (Quelle: EWEA 2004a; EWEA 2004b).

Installierte Leistung der Ende des Jahres 2003 in den restlichen Landern Europas betriebenen
Windkraftanlagen (Quelle: EWEA 2004a; EWEA 2004b).

Konventionelles und erweitertes Marktszenario der Windkraftanlagen weltweit bzw. in Europa [MW
installierte Leistung] (Quelle: EWEA 2004a).

Rotordurchmesser (D) von handelstiblichen WKA mit 1.5 MW Leistung (Quelle: EWEA 2004a).
Ubersicht tiber verschiedene Offshore-Fundamentsarten nach (EWEA 2004a).

Aufteilung der urspringlichen 110 Standorte und der kantonalen/kommunalen Standorte (Daten aus
BFE/BUWAL/ARE 2004a).

Windenergie-Potenziale der kantonalen/kommunalen, ,prioritdren“ und ,tbrigen“ Windpark-Standorte, wenn
Vollausbau angenommen wird (Daten aus BFE/BUWAL/ARE 2004a).

Technische Onshore-Potenziale in der EU-15 und in Norwegen (Quelle: EWEA 2004a).
Technische Offshore-Potenziale in Westeuropa (Quelle: EWEA 2004a).

Vergleich der derzeitigen Investitionskosten fir Windenergieanlagen in der Schweiz mit denjenigen im
Ausland. Fur Vergleichszwecke wurden auch Offshore-Anlagen beriicksichtigt. Umrechnungsfaktoren:
EUR/CHF 1.55; USD/CHF 1.30; GBP/CHF 2.30.

Vergleich der derzeitigen Gestehungskosten fiir Windenergieanlagen in der Schweiz mit denjenigen im
Ausland. Fir Vergleichszwecke wurden auch Offshore-Anlagen beriicksichtigt. Umrechnungsfaktoren:
EUR/CHF 1.55; USD/CHF 1.30; GBP/CHF 2.30

Vergleich der zukunftigen Investitionskosten fur Windenergieanlagen in der Schweiz mit denjenigen im
Ausland. Fur Vergleichszwecke wurden auch Offshore-Anlagen beriicksichtigt. Umrechnungsfaktoren:
EUR/CHF 1.55; USD/CHF 1.30; GBP/CHF 2.30

Vergleich der zukiinftigen Gestehungskosten fiir Windenergieanlagen in der Schweiz mit denjenigen im
Ausland. Fir Vergleichszwecke wurden auch Offshore-Anlagen beriicksichtigt. Umrechnungsfaktoren:
EUR/CHF 1.55; USD/CHF 1.30; GBP/CHF 2.30

Vergleich der Kosten fur Windstromimporte im Jahr 2020. Angaben in Rp./kWh, Originalwéhrungen in
Klammern.

82

97

98

104

106

107

113

119

127

127

128

132

134

138

138

141

142

145

148

149

152

154

13



Tabellenverzeichnis

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

5.15

5.16

6.1

6.2

6.3

6.4

6.5

6.5

71

7.2

7.3

7.4

7.5

7.6

7.7

7.8

7.9

7.10

7.1

7.12

7.13

7.14

7.15

8.1

8.2

8.3

Charakteristika beispielhafter Windkraftanlagen und ausgewahlite, Lebenszyklusanalyse (LCA) basierte
Umweltauswirkungen der Stromerzeugung.

Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in Windkraftanlagen.
Eingefiihrte und demonstrierte Biomasse-Technologien.
Zukinftige Biomasse-Technologien mit Schatzung Gber den Zeitpunkt der Technologieverfiigbarkeit.

Parameterannahmen fur die Beispielrechung ,Holzvergasung/Gasmotor”. Ausgefiihrte Anlage |first-of-its-
kind“ aus (Bolhar-Nordenkampf 2004).

Kostenschatzung fiir hydrothermale Vergasung von Giille im Massstab 2 MW.

Charakteristika beispielhafter mit naturbelassenen Holzschnitzeln betriebener WKK-Anlagen und
ausgewahlte LCA-basierende Umweltauswirkungen der Stromerzeugung, Allokation nach Exergie (Bauer
2003).

Ausgewahlte Sachbilanzergebnisse der Okobilanz fiir Strom aus Biogas nach (BMU 2004).
Historische Entwicklung der Photovoltaik in der Schweiz.

Produktion von verschiedenen PV-Zelltechnologien [MW] im Jahr 2003 (Maycook 2004).
Entwicklung der PV-Zellen Produktion der bedeutendsten Hersteller (Maycook 2004).

Ubersicht tiber die Wirkungsgrade von verschiedenen Zelltypen, Labor- und Praxiswerte.
Uberblick Giber verschiedene Photovoltaik-Optionen nach (Energie-Spiegel 2001).

Merkmale von Verfahrenstypen zur Behandlung von PV-Modulen (Sander et al. 2004).
Stromproduktion mit Photovoltaikanlagen im Jahr 2020, verschiedene Szenarien (siehe Fig. 7.26).
Stromproduktion mit Photovoltaikanlagen im Jahr 2035, verschiedene Szenarien (siehe Fig. 7.27).
Stromproduktion mit Photovoltaikanlagen im Jahr 2050, verschiedene Szenarien (siehe Fig. 7.27).
Heutige Stromgestehungskosten in PV-Anlagen fiir verschiedene Regionen [Rp./kWh].

Stromgestehungskosten in PV-Anlagen fiir verschiedene Regionen bei unterschiedlichen Investitionskosten
im Jahr 2020 [Rp./kWh].

Stromgestehungskosten in PV-Anlagen fiir verschiedene Regionen bei unterschiedlichen Investitionskosten
im Jahr 2035 [Rp./kWh].

Charakteristika derzeitiger Photovoltaikanlagen in der Schweiz und ausgewahite LCA-basierende
Umweltauswirkungen der Stromerzeugung nach (Jungbluth 2003; ecoinventCentre 2003).

Charakteristika zukiinftiger Photovoltaikanlagen in der Schweiz und ausgewéhlte LCA-basierende
Umweltauswirkungen der Stromerzeugung nach (Jungbluth 2003; ecoinventCentre 2003) fiir den Zeitraum
2005 - 2010.

Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in Photovoltaikanlagen.

Elektrische Wirkungsgrade solarthermischer Kraftwerke in rein solarem Betrieb und solarchemischer
Kraftwerke basierend auf dem Zn/ZnO-Kreislauf (rein solar und karbothermisch).

Technisch nutzbares Potenzial (MW, installierte Leistung) solarthermischer Kraftwerke. Geméass Szenario
bis 2020 und Projektion bis 2030 bzw. 2040 von (Greenpeace/ESTIA 2003); eigene Interpolation fur die
Jahre 2025 und 2035.

Technisch nutzbares Potenzial (MW, installierte Leistung) solarthermischer Kraftwerke. Vergleich der
Prognosen von (Greenpeace/ESTIA 2003) und (IEA 2003) mit derjenigen von (Sargent & Lundy 2003).

155

163

178

179

185

187

189

189

201

207

209

216

219

222

231

231

231

235

237

237

240

241

247

268

269

271

14



Tabellenverzeichnis

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

8.4

8.5

8.6

8.7

8.8

8.9

9.1

9.2

9.3

9.4

9.5

9.6

9.7

101

10.2

11

11.2

11.3:

1.4

11.5

11.6:

11.7:

11.8:

11.9:

11.10:

1.1

11.12

11.13

Investitions- und Stromgestehungskosten heutiger CSP Technologien: Durchschnittswerte ohne thermische
Speicherung (IEA 2003) und mit thermischer Speicherung (Sargent & Lundy 2003).

Geplante und vorhergesagte Kosten solarthermischer Kraftwerke: Durchschnittswerte ohne thermische
Speicherung (IEA 2003) und mit thermischer Speicherung (Sargent & Lundy 2003).

Kostenentwicklung solarthermischer Kraftwerke im reinen Solarbetrieb (Parabolrinnen und Solartiirme).

Kostenentwicklung solarchemischer Kraftwerke fur Szenarien 2 und 3, ausgehend von einem Basisbeispiel
(Steinfeld 2002). Ohne Strom- bzw. Wasserstoff-Transportkosten.

Effizienz- und Kostenverhaltnisse zwischen regenerativem Strom (Basis: 1) und regenerativem Wasserstoff
fur fortschrittliche Technologien (Nitsch 2002).

Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in solarthermischen und solarchemischen Kraftwerken.
Charakteristika geothermischer Stromproduktionsanlagen (USDOE/NREL 2001).
Physikalisches Potenzial der geothermalen Warme.

Physikalisches Potenzial der geothermalen Stromproduktion.

Prognostizierte Kapitalkosten.

Prognostizierte Betriebs- und Wartungskosten.

Aktuelle Kostenabschéatzungen einer EGS-Anlage.*

Erwartete Reduktionsfaktoren der Stromerzeugungskosten.

Globale Ubersicht iiber Anlagen zur Nutzung der Wellenkraft.

Aktuelle Schatzungen zu Kosten der Stromerzeugung in Wellenkraftwerken.
Uberblick Giber den weltweiten Kraftwerkspark (IAEA 2004a).

Uberblick iber die Systeme der Generation llI/IlI+ (UIC 2004)

Vergleich der Systeme der Generation IlI/111+

Ziele der Generation IV (GIF 2002a) * GIF entstand nach einer US-Initiative, der Generation IV Nuclear
Systems Initiative. Die darin formulierten Ziele benutzten den Ausdruck ,Nachhaltigkeit fir
L<Umweltschonung®. In Europa und der Schweiz wird Nachhaltigkeit als Oberbegriff verstanden, der Aspekte
der Umwelt, der Okonomie und der Gesellschaft umfasst.

Ubersicht die Systeme der Generation IV (GIF 2002a).
Uranproduktion und Uranreserven in tU und Anteil in % am Weltmarkt (OECD/NEA 2002a, UIC 2002)

Uranreserven (OECD/NEA 2001), Reichweite auf der Basis des heutigen Verbrauches (Nutzung in
thermischen Reaktoren, ohne Nutzung in Reaktoren mit schnellen Spektren)

Stofffluss im Urankreislauf (UIC 2004)

Kategorisierung der radioaktiven Abfélle nach Oberflachendosisleistung und Aktivitdtskonzentration (Dones,
Bauer et al. 2003)

Stand der Fonds fiir Stilllegung und Entsorgung der Schweizer Kernkraftwerke (Ende 2003 [Mio. CHF])
Stromproduktion und Anteil Nuklearstrom (2002, IAEA, BFE)
Uberblick Kernenergie weltweit (2002, IAEA)

Die Schweizer Kernkraftwerke: Standorte und Kapazitat (Annahme Lebensdauer 50/60 Jahre)

273

274

276

279

280

288

299

315

316

320

320

321

322

341

355

367

371

374

375

376

387

388

391

393

396

400

400

400

15



Tabellenverzeichnis

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

Tab.

11.14

11.15

11.16:

11.17

11.18

11.19

11.20

11.21

11.22

Die Szenarios (Annahme fiir alle Ersatzszenarios: Zusammenlegung Beznau/Muhleberg)
Zusammenfassung der Szenarien

Produktion der Kernenergie in der Schweiz 2002, Potenzial 2035 und 2050 fir die verschiedenen Szenarien
Uberblick tiber die Erzeugungskosten heute/historisch (NEI 2004; UIC 2004)

Vergleich von heutigen und zukunftigen Erzeugungskosten [1.55 CHF/EUR; 1.30 CHF/USD; 2.30
CHF/GBP]

Verteuerung der Stromerzeugung bei Beriicksichtigung der externen Kosten (Hirschberg & Jakob 1999)

Kosten des EPR im Vergleich fur Finnland (Erstinstallation; Tarjanne & Loustarinen 2002; Framatome
2003), Frankreich (Serie; Forschungsaufwand und Umweltabgaben sind Betrieb und Brennstoff
zugeschlagen; DGEMP 2003) und die Schweiz (Investition und Betrieb wie Frankreich, Brennstoffkosten
wie Gosgen/Leibstadt; KKG 2002; KKL 2002)

Uberblick tiber die Erzeugungskosten GEN Il (Bestellungen/Schatzungen) und GEN IV (Zielwerte)

Abfallvolumen der Schweizer Kernkraftwerke (PSI 2004)

403

407

408

412

412

413

414

415

417

16



Kapitel und Autoren

Kapitel und Autoren

1. Hintergrund
Stefan Hirschberg

2. Zielsetzung und Rahmen der Arbeit
Stefan Hirschberg

3. Ansatz und Rahmenbedingungen

Stefan Hirschberg

4. Kleinwasserkraftwerke:

Christian Bauer und Peter Burgherr

5. Windenergie:

Peter Burgherr und Christian Bauer

6. Biomasse

Samuel Stucki, Frédéric Vogel, Serge Biollaz, Thorsten Schulz und Christian Bauer

7. Photovoltaik

Wilhelm Durisch und Christian Bauer

8. Solarthermische und — chemische Kraftwerke

Anton Meier

9. Geothermie

Warren Schenler

10. Wellenkraft

Warren Schenler

11. Neue Nuklearanlagen

Peter Hardegger und Konstantin Foskolos

12. Schlussfolgerungen
Stefan Hirschberg

17



18



Danksagung

Danksagung

Den folgenden Personen soll hiermit ganz herzlich dafiir gedankt werden, dass sie auf verschiedenste
Art und Weise zur erfolgreichen Fertigstellung dieses Berichts beigetragen haben:

Dr. Michel Piot stand von Seiten des BFE jederzeit als Ansprechpartner zur Verfiigung und gab
konstruktive Anregungen.

BFE-Programmleiter und andere Mitarbeiter des BFE standen fiir Diskussionen zur Verfiigung und
gaben mit Ihren Kommentaren niitzliche Hinweise, die zum Schlussbericht beitrugen.

Dr. Thomas Kohl (Geowatt AG, Zirich) hat das geothermische Kostenmodell tberpriift und in
fruchtbaren Diskussionen wertvolle Informationen beigetragen.

Prof. Dr. Alexander Wokaun (Paul Scherrer Institut, Villigen) trug mit seinem Engagement, seinen
Kommentaren und seiner Hilfestellung zur Losung diverser Sachfragen erheblich zur Fertigstellung
des Berichts bei.

Prof. Dr. Aldo Steinfeld und Prof. Dr. Robert Palumbo (Paul Scherrer Institut, Villigen) waren
aufmerksame Leser des Teils solarthermische und -chemische Stromerzeugung und jederzeit zu
fruchtbaren Diskussionen bereit.

Dipl. Ing. Roberto Dones (Paul Scherrer Institut, Villigen) bot wertvolle Hilfestellung fiir den Teil
Neue Nuklearanlagen.

19



20



Zusammenfassung

Zusammenfassung
Auftrag und Rahmen der Arbeit

Das PSI untersuchte im Auftrag des Schweizer Bundesamtes fiir Energie (BFE) die Potenziale und
Kosten der Stromerzeugung aus Neuen Erneuerbaren Energiequellen und neuen Nukleartechnologien
in der Schweiz. Dies ist Teil der laufenden Aktualisierung der Energieperspektiven, welche die
Periode bis 2035 sowie einen ungefihren Ausblick bis 2050 umfasst.

Neue erneuerbare Energietriger und die Kernenergie unterscheiden sich grundlegend hinsichtlich ihrer
Charakteristika, dem Grad der Marktreife, wirtschaftlicher Wettbewerbsfihigkeit und 6ffentlicher
Wahrmehmung. Es gibt jedoch zumindest ein gemeinsames Merkmal: beide stellen wichtige Beitrage
zur Klimaschutzpolitik dar. Die vorliegende Arbeit untersucht, wie gross diese Beitrige im
Zusammenhang mit der Schweizer Stromproduktion innerhalb der nichsten 30-40 Jahre sein konnten,
welche Kosten bei den verschiedenen Varianten erwartet werden koénnen und welche punktuellen
Hindernisse tiberwunden werden miissen, bevor das Moégliche auch realisiert werden kann.

Der Rahmen der betrachteten Optionen zur Stromerzeugung wurde vom BFE definiert. Folgende
erneuerbare Energiesysteme werden behandelt: Kleinwasserkraft, Windenergie, Photovoltaik,
solarthermische und solarchemische Stromerzeugung, Geothermie und Wellenkraft. Bei der
Windenergie werden sowohl die einheimische Produktion, als auch der Import von Windstrom
berticksichtigt; solarthermische und solarchemische Stromerzeugung sowie Wellenkraft beziehen sich
ausschliesslich auf Potenziale fiir den Import. Der Schwerpunkt der Arbeit liegt jedoch im Bereich der
einheimischen Stromerzeugung.

Grosses Augenmerk wurde auch auf die jeweiligen Technologien und deren Fortschritte innerhalb des
Untersuchungszeitraums dieser Studie gelegt.

Diese Arbeit beinhaltet keine Modellierungen, die zur Entwicklung von 6konomischen Potenzialen
unter bestimmten Rahmenbedingungen und unter expliziter Berticksichtigung von Massnahmen,
welche die Marktdurchdringung der Varianten von Interesse erleichtern konnten, fithren wiirden. Die
erreichten Resultate konnten jedoch fiir solche Entwicklungen und Anwendungen genutzt werden.

Vorgehen
Im Laufe dieses Projekt wurden die folgenden Arbeiten durchgefiihrt:

1. Selektion der in Frage kommenden Technologien.

Die jeweiligen Technologien wurden auf Basis von verfiigbarem Wissen und Literatur ausgewéhlt.
Aus praktischen Uberlegungen wurde die Auswahl im Rahmen von Potenzialen und Kosten auf
jene Technologien beschrinkt, welche als reprisentativ betrachtet wurden.

2. Literaturstudien zu Potenzialen und Kosten; Herstellung von Kontakten zu Personen und
Institutionen, welche tiber relevante Informationen verfiigen; Sammlung von Informations-
material.

Die relevante Literatur wurde systematisch studiert. Im Verlauf des Projekts wurden ausgewéhlte
Organisationen und Personen kontaktiert, welche iiber Fachwissen auf den entsprechenden
Gebieten verfiigen. Dies beinhaltet externe Kontakte ebenso wie PSl-internes Fachwissen
innerhalb von Gruppen, welche sich mit der Entwicklung spezifischer Technologien beschiftigen.

3. Bestimmung der wichtigsten Systemcharakteristika und Festlegung von Lernkurven (wenn
moglich).

Die wichtigsten Parameter der einzelnen Systeme wurden ermittelt und zusammengefasst. In
Féllen, in denen genligend Erfahrung vorhanden ist, wurden Lernkurven fiir die
Weiterentwicklung der Technologien untersucht und festgelegt.
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4. Analyse von technologiespezifischen Eigenschaften, welche foérdernden oder hindernden
Charakter aufweisen, und die in Zukunft realisierbaren Potenziale beeinflussen.

Dies kann 0©kologische Fragestellungen betreffen, aber auch Aspekte, welche die soziale
Akzeptanz beeinflussen. Der Einfluss einer moglichen zukiinftigen Internalisierung von externen
Kosten auf die 6konomische Wettbewerbsfihigkeit einzelner Energietriger wurde untersucht.

5. Integration

Die Ergebnisse der einzelnen Aufgabengebiete werden integriert und im Schlussbericht
zusammengefasst. Ein entscheidender Aspekt ist die Sicherstellung einer verniinftigen Konsistenz
und Ausgewogenheit zwischen den Evaluationen der einzelnen Optionen, und zwar unter
Beriicksichtigung der Unterschiede im Kenntnisstand und den Unsicherheiten, welche mit der
Beurteilung verbunden sind.

Neue Erneuerbare Energien

Aktuelle Situation in der Schweiz

Die gesamte Schweizer Stromproduktion betrug im Jahr 2003 65266 GWh, wobei 57.3% aus
erneuerbaren Quellen stammten. Basierend auf der Schweizer Statistik fiir erneuerbare Energien
stammen 97.4% der erneuerbaren Stromproduktion aus Wasserkraftwerken, wihrend die Neuen
erneuerbaren Quellen etwa 1.4% beitrugen. Fiir Kleinwasserkraftwerke existiert keine eigene Statistik,
diese sind im Beitrag der Wasserkraft enthalten. Fig. 1 zeigt eine detaillierte Aufschliisselung der
Schweizer Stromproduktion.

Gesamt 65266 GWh
Kernenergie Konventionell-
39.7% thermische
Kraftwerke
3.0%

Neue Gesamt 954 GWh
Erneuerbare
1.4% Biogase aus Sonne
Abwasser- 1.7%
reinigung
Wasserkraft 12.2% Biomasse (Holz),
Y Biogas Landw.
55.9% s
Wind
0.5%
Erneuerbare
Anteile aus
Abfall
82.8%
Fig. 1 Stromproduktion in der Schweiz im Jahr 2003.

Die aktuelle Politik zielt darauf ab, bis ins Jahr 2030 einen Anteil von 10% an der gesamten Schweizer
Stromversorgung aus Neuen Erneuerbaren bereitzustellen. Das wird so verstanden, dass sich dieses
Ziel auf den heutigen Stromverbrauch bezieht und damit rund 5'500 GWh/a entspricht.
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Potenziale der Erneuerbaren - Allgemeines

Die erneuerbaren Ressourcen sind im Vergleich zum Energieverbrauch sehr gross. Dies gilt sowohl
aus theoretischer wie auch aus technischer Sicht, wobei das Ausmass der zukiinftigen Nutzung
hauptsichlich von der 6konomischen Performance der Technologien zur Nutzung dieser Ressourcen
abhingen wird. Die maximal verfiigbaren Ressourcen, d.h. die auf lange Sicht nutzbaren Energie-
ressourcen werden als theoretisches Potenzial bezeichnet. Die erneuerbaren Ressourcen gewinnen fiir
die Energieversorgung an Bedeutung, sobald Nachfrage besteht und geeignete Technologie fiir deren
Umwandlung und Nutzung entwickelt ist. Die Abschétzung des technischen Potenzials berticksichtigt
daher technologische und verfahrenstechnische Kriterien.

Kleinwasserkraftwerke

Die Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken stellt in der Schweiz eine 6konomisch und vor allem
Okologisch interessante Option dar. Im Hinblick auf eine breit gestreute Elektrizititsversorgung sowie
auf eine Forcierung der erneuerbaren Energietriger sollte das noch offen stehende Potenzial so weit
wie moglich genutzt werden. Die heutige Stromerzeugung von etwa 3400 GWh/a sollte in
Kraftwerken <10 MW in natiirlichen Gewissern etwa auf 5600 GWh/a erhoht werden kénnen, wobei
die Stromgestehungskosten grossteils bei etwa 10-25 Rp./kWh liegen diirften. Das maximal
verfiigbare Ausbaupotenzial bei Trink- und Abwasserkraftwerken ist weit geringer und wird mit
ca. 120 GWh/a (5-23 Rp./kWh) bzw. knapp 50 GWh/a (9-85 Rp./kWh) abgeschitzt. Die meist iiber
den derzeitigen Marktpreisen liegenden Kosten diirften bei einer entsprechenden Vermarktung als
,JOkostrom*“ kein Hindernis darstellen. Falls entsprechende 6kologische Begleitmassnahmen zum
Erhalt der Okosysteme bei Renovierung und Neubau der Anlagen konsequent umgesetzt werden, so
sprechen die im Vergleich zu anderen Energietrigern vorteilhaften okologischen Eigenschaften
deutlich fiir die Realisierung des Potenzials. Generell soll an dieser Stelle darauf hingewiesen werden,
dass sowohl die Stromkosten als auch die Einfliisse auf lokale Okosysteme sehr stark von den
jeweiligen Kraftwerksstandorten abhidngen und jeweils im Einzelfall abgeschitzt werden sollten.

Die vorliegenden Daten zum Potenzial und zu den heutigen Kosten sollten relativ verlésslich sein, da
ausgereifte Technologie zum FEinsatz kommt und in der Schweiz langjdhrige Erfahrung mit
Kleinwasserkraft vorhanden ist. Das heisst allerdings auch, dass die Moglichkeiten zur Senkung der
Anlagenkosten im Allgemeinen relativ gering sind. Geringere Stromkosten sind vor allem durch eine
Reduktion der Betriebskosten mittels Automatisierung moglich.

Tab. 1 gibt einen zusammenfassenden Uberblick iiber die Indikatoren zur Stromerzeugung in
Kleinwasserkraftwerken®.

* Referenzen in den Tab. 1 bis 5 sind in den entsprechenden Kapiteln aufgefiihrt.
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Tab. 1

Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken.

Physikalische und technische Potenziale

Umwandlung von in einer Wasserstrémung enthaltenen Energie in
elektrischen Strom

Physikalisches Potenzial Keine Angabe
Technisch realistisch erschliessbares 2004 2020 2035 2050
Potenzial [GWh/a]
Natirliche Gewésser

<10 MW 3422 4’700 5600 ® 5600 ¢

6’800 °
4200 ©

<1 MW 781 860 920 960 °

<300 kW 300 380 420 450°
Trinkwasserkraftwerke 65 120 155 © 175
Abwasserkraftwerke 5 15 25° 50
Dargebot stark ortsabhéngig
Stand der Technik aktuelle Technik ist weit gehend ausgereift
Umweltauswirkungen vgl. Kap. 4.5

stark ortsabhéngig
Technik Wasserturbinierung zur Stromerzeugung
Produktionsmethode Industrielle Erzeugung
Wirkungsgrad 2005 2020 2035 2050
relativ konstant, da ausgereifte Technologie 0.70-0.85 0.72-0.87 0.74-0.89 0.75-0.90
Marktreife marktreif, Grossserie
Lebensdauer 30 Jahre (Trinkwasser-, Abwasserkraftwerk)
80 Jahre (Fluss- und Speicherkraftwerk)
Stromkosten [Rp./kWh] 2005 2020 | 2035 | 2050
(siehe auch Tab. 4.6, Fig. 4.11 und Fig. Diese Werte stellen grobe Abschatzungen dar und
4.14) sollen als Anhaltspunkte dienen. Fiir Einzelanlagen
sind die Kosten stark standortspezifisch.
Trinkwasserkraftwerke 5-23 4.5-21 4.2-19 4-18
Abwasserkraftwerke 9-85' 8-77 7-70 6.5-65
Hoch- und Niederdruckkraftwerke < 10 MW 5-24 9 4.5-21 4.2-20 4-19
40 kW - 2.2 MW 10-30 " 8-26 7-24 6-23
<300 kW > 16 >14 >13 >12

Picokraftwerke <40kW 15-45 13-37 12-33 11-30
Pico-Alpkraftwerk 40-100 35-85 32-78 30-75

Periphere Investitionen

Keine weiteren

Lernkurven

vgl. Kap. 4.4.2, insbesondere Fig. 4.14

Planungsdauer

Standortsspezifisch; 2-4 Monate Lizenzierung, 1-8 Monate
Planung, 1- 2 Monate Bewilligungen

Typische Betriebskosten

Standortsspezifisch; zwischen 1 und 10% der Investitionskosten;
Anteil an den Stromgestehungskosten rund 10%-40%

a (Elektrowatt 1987), bei Gestehungskosten von etwa 14-22 Rp./kWh.
(Lorenzoni et al. 2001), ohne 6konomischen und 6kologischen Einschrankungen realistisch erschliessbar.
¢ Schitzung nach (Lorenzoni et al. 2001), unter 6konomischen und &kologischen Einschrinkungen realistisch

erschliessbar.

d Dieser Wert wird hier als praktisch realisierbares Potenzial angenommen. Der Zeitrahmen der Verwirklichung hiangt

stark von den Rahmenbedingungen ab.

e Nach Angabe von Hr. Buser, BFE-Programmleiter Kleinwasserkraft, entspricht dieser Zubau wirtschaftlich und
6kologisch interessanten Teil des Ausbaupotenzials (14.6.2004). Je nach Rahmenbedingungen kann dieses Potenzial
auch deutlich frither oder spater realisiert werden.

f ca. 50% des Potenzials weisen Gestehungskosten von <20 Rp./kWh auf (Chenal et al. 1995) (siehe Kap.4.4.1).

=]

bestehende Anlagen; keine Unterteilung in Leistungskategorien.
Durchschnittswerte fiir Neubau und Renovierung bestehender Anlagen.
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Windenergie

Gegenwirtig betrdgt der Anteil der Windkraftanlagen an der gesamten Stromerzeugung von gut
950 GWh/a aus erneuerbaren Energien (ohne Kleinwasserkraft) nur ungefihr 0.5%. Verschiedene
Studien haben gezeigt, dass in der Schweiz bis 2050 ein realistisches technisches Windkraftpotenzial
in der Grossenordnung von etwa 1150 GWh/a aus Windparks vorhanden ist. Dieses verteilt sich auf
96 Standorte, wobei die meisten im Jurabogen sowie in den Voralpen und Alpen identifiziert wurden.
Aus Einzelanlagen, welche ebenfalls die Kriterien des Konzepts Windenergie Schweiz erfiillen,
konnten zusitzliche 2850 GWh/a Windstrom produziert werden. Um die Zielsetzungen von Energie
Schweiz von 50-100 GWh/a fiir 2010 und 200 GWh/a fiir 2020 zu erreichen, geniigt bereits ein
teilweiser Ausbau des Potenzials von 316 GWh/a an den 16 kantonalen/kommunalen und 12
»prioritiren Standorten. Bis 2035 erscheint eine Zunahme auf rund 600 GWh/a mdéglich, und bei
einem Vollausbau aller Windparkstandorte bis ins Jahr 2050 konnte das Gesamtpotenzial von
1150 GWh/a ausgeschopft werden.

Was die Gestehungskosten anbelangt, so kann derzeit nur in der Anlage Mont Crosin Ost mit
12 Rp/kWh zu einigermassen konkurrenzfihigen Preisen Windstrom produziert werden, wihrend die
anderen Anlagen zum Teil deutlich {iber dem Einspeisetarif von 15 Rp/kWh liegen. Obwohl die
Windenerige technologisch etabliert ist, besteht ein Potenzial fiir Verbesserungen sowie
Kostenreduktionen, vor allem da in der Schweiz bisher mit Ausnahme des Mont Crosin keine
grosseren Anlagen gebaut wurden. Fiir 2020 konnen durchschnittliche Gestehungskosten im Bereich
von 12.9-14.3 Rp/kWh erwartet werden, fiir 2035 zwischen 12.0-13.8 Rp/kWh, wihrend fiir 2050 nur
noch eine geringfligige Reduktion auf etwa 11.6-13.8 Rp./kWh zu erwarten ist.

Im Allgemeinen sind jedoch weder ein Mangel an geeigneten Standorten noch die Kosten ein
limitierender Faktor betreffend der zukiinftigen Entwicklung der Windkraft in der Schweiz. Als ein
viel grosseres Hindernis fiir den weiteren Ausbau haben sich die regelmédssig wiederkehrenden
Einsprachen von Windkraftgegnern aus Griinden des Landschaftsschutzes und des Naturschutzes
erwiesen. Insgesamt sind in der Schweiz zur Zeit Projeke im Umfang von rund 20 MW blockiert.
Generell konnen die Umweltauswirkungen bei sorgfiltiger Planung jedoch als gering eingestuft
werden.

Was die zukiinftige Verfiigbarkeit von Windstromimporten betrifft, so kénnen zwar Szenarien zur
Abschitzung dieses Potenzials entwickelt werden, ob und in welchem Umfang ein Import ab dem Jahr
2020 aber eine mogliche Option darstellt, hdngt weit gehend von den politischen Rahmenbedingungen
ab. Ein weiterer kritischer Faktor ist, dass heutige Abschédtzungen darauf hindeuten, dass die Preise fiir
den Windstromimport nicht viel tiefer sein diirften als jene fiir die Produktion in der Schweiz.

Tab.2 gibt einen zusammenfassenden Uberblick iiber die Indikatoren zur Stromerzeugung in
Windkraftwerken.
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Tab. 2

Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in Windkraftanlagen.

Physikalische und technische Potenziale

Umwandlung von Luftstrémung (Wind) in elektrischen Strom;
Typischerweise beginnt die Stromproduktion ab einer
Windgeschwindigkeit von ca. 3.5-4 m/s

Physikalisches Potenzial

9.2*10° GWh/a ' (BFE/BUWAL/ARE 2004b)

Integriertes Potenzial in der Schweiz

Nennleistung 5.35 MW; Stromproduktion 5.4 GWh/a (Ende 2003)

Technisch realistisch erschliessbares
Potenzial in der Schweiz

Szenario (BFE/BUWAL/ARE 2004a; BFE/BUWAL/ARE 2004b):
1150 GWh/a aus Windparks (728 WKA an 96 Standorten)
2850 GWh/a aus Einzelanlagen

(Referenz-WKA mit Nennleistung 1250 kW)

Szenario (Horbaty 2004):

1470 GWh/a (Referenz-WKA mit Nennleistung 1750 kW) bis 1680
GWh/a (Referenz-WKA mit Nennleistung 2000 kW)

Flir detailliertere Angaben vgl. Kap. 5.3.2

Dargebot

Stark standortspezifsch; variiert zwischen ca.750 und 2000
Volllaststunden/a; gute Windbedingungen im Jurabogen und
oberhalb von 800 m Seehbéhe

Stand der Technik

Horizontalachsige Windturbinen mit 2 oder 3 Rotorblattern mit einer
heute kommerziell angebotenen Nennleistung von 600 kW bis 3 MW
(Onshore) bzw. bis zu 5 MW (Offshore);

Rotordurchmesser Onshore: 40 m — 95 m
Turmhohe Onshore: 40 m — 120 m
Rotordurchmesser Offshore: 80 m — 125 m
Turmhoéhe Offshore: 60 — 100 m

Umweltauswirkungen vgl. Kap. 5.5

stark ortsabhangig
Technik Horizontalachsige Windkraftanlage
Produktionsmethode Industrielle Erzeugung

Wirkungsgrad (zeiliche Entwicklung)

20%-35% (annahernd konstant, ausgereifte Technologie)

Marktreife

Marktreif

Lebensdauer

20 Jahre (Teile 40 Jahre)

Kosten (zeitliche Entwicklung)

Derzeit CH: 12-20 Rp./kWh (Mt. Crosin 600-850 kW)
50-60 Rp./kWh (Grenchenberg 150 kW)
bis max. 90 Rp./kWh (Kleinanlage)
12.9-14.3 Rp/kWh

12.0-13.8 Rp/kWh

11.6-13.8 Rp/kWh

Zukunft CH? (2020):
(2035):
(2050):

Derzeit DE:
Zukunft DE (2020):

Onshore: 7.8-20.2 Rp/kWh
Onshore: 4.7-12.4 Rp/kWh

Onshore:
6.2-7.8 Rp/kWh (sehr gute Standorte)
9.3-12.4 Rp/kWh (durchschnittl. Standorte)
Offshore: 7.8-18.6 Rp/kWh
Zukunft Europa : Onshore:
(2020): 3.8-10.4 Rp/kWh
(2035): 3.5-9.0 Rp/kWh
Offshore:
(2020): 6.1-14.6 Rp/kWh

Derzeit Europa:

Importkosten (2020):  Gesamt 7.7-14.9 Rp./kWh
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Periphere Investitionen Netzanschluss:

Onshore: 14% der Investionskosten (Europa)
20% der Investitionskosten (CH)

Offshore: 25% der Investitionskosten(Europa)

Planungskosten Onshore: 2.5% der Investionskosten (Europa)
Offshore: 4% der Investitionskosten(Europa)

Planungsdauer Bis 1 Jahr (ohne Einsprachen)

Typische Betriebskosten Onshore: 2-5% der Anlagekosten
Offshore: 5-7.5% der Anlagekosten

Lernkurven Kostenreduktionspotenziale:

bis 2010: 15%

2011-2025: 10%

2026-2050: 0% (Millais & Teske 2004)

!Entspricht der Energie der bewegten Luftmasse bis ca. 300 m iiber Boden iiber der gesamten Fliche der Schweiz.

% Diese Kosten werden wohl vorrangig an den 16 kantonalen/kommunalen und 12 ,prioritiren Windpark-Standorten
erreichbar sein, welche ein Potenzial von ungefihr 316 GWh/a umfassen. Fiir die ,,ibrigen” Standorte diirfte diese Schétzung
jedoch zu optimistisch sein. Geméss (Horbaty 2004) liegen die durchschnittlichen Gestehungskosten im Jahr 2020 bei ca. 13
Rp/kWh, also etwa im gleichen Bereich, wenn man annimmt, dass nur Anlagen von 2000 kW Nennleistung gebaut werden,
um das Potenzial von rund 1.7 TWh/a auszuschépfen. Die Spannweite der Gestehungskosten reicht trotzdem von 8 Rp/kWh
an den besten Standorten bis zu 20 Rp/kWh an den weniger geeigneten Standorten.

Biomasse

Aufgrund der grossen Bandbreite von Optionen zur Biomassenutzung und beschrénkter Ressourcen
konnte der Bereich Biomasse nicht in sehr umfassender Weise behandelt werden. Der Schwerpunkt in
diesem Teil lag in der Identifizierung und Prisentation der technologischen Moglichkeiten und Trends
bei der Stromerzeugung aus Biomasse. Das okologisch nutzbare Biomassepotenzial in der Schweiz
lasst eine deutliche Steigerung der Stromproduktion aus Biomasse zu. Einerseits sind Steigerungen der
Mengen der fiir die energetische Nutzung geeigneten Biomassesortimente zu erwarten, andererseits
wird die Entwicklung der Umwandlungstechnologien den Verstromungswirkungsgrad um einen
Faktor 2 bis 3 steigern konnen, wodurch sich das Stromerzeugungspotenzial entsprechend erhoht.

In Fig. 2 sind die Wirkunsgradbereiche der Verfahren zur Produktion von Strom aus holzartiger
Biomasse zusammengefasst. Die schraffierten Bereiche geben den Streubereich der aus verschiedenen
Veroffentlichungen ermittelten Daten. Zweierlei ldsst sich unschwer aus der Figur ableiten: Der
Wirkungsgrad der Verstromung ist eine Funktion der Anlagengrésse, wobei dies besonders deutlich
bei den am breitesten eingefithrten Dampfprozessen zum Ausdruck kommt.
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Fig. 2 Zusammenfassende Darstellung heutiger und in Zukunft erwarteter elektrischer Wirkungsgrade von mit

trockener Biomasse (Holz) gefeuerten Stromerzeugungsanlagen.

In der vorliegenden Studie wird von zwei Szenarien fiir die Markt- bzw. Technologieentwicklung
ausgegangen. Im so genannten WKK-Szenario gehen wir davon aus, dass Biomasse schwergewichtig
in WKK-Anlagen genutzt wird. Dabei werden die Anlagen wegen dem erwarteten abnehmenden
Wairmebedarf tendenziell kleiner und deren elektrischer Wirkungsgrad grosser. Die Stromgestehungs-
kosten in diesem Szenario werden héher als im zweiten untersuchten Szenario sein, welches die
Stromproduktion maximiert. Im so genannten Strom-Szenario wird die Entwicklung in Richtung
grossere Anlagen gehen. Die Massstabsvergrosserung und die sich ergebenden Moglichkeiten der
Hybridisierung mit fossilen Stromerzeugungsanlagen (z.B. Koppelung mit einem Kombikraftwerk auf
der Basis Erdgas) lassen fiir dieses Szenario stirker sinkende Kosten erwarten.

Die Kostenentwicklung hidngt zum einen von der Kostenentwicklung in der Landwirtschaft bzw.
Forstwirtschaft ab, zum anderen von den Entsorgungsgebiihren, welche fiir die Verwertung von
Abfillen erhoben werden kénnen. Die Kostenentwicklung fiir die Umwandlungstechnologien héngt zu
einem grossen Teil (mind. 50%) von den Entwicklungen in der Nutzung von fossilen Ressourcen ab.
Insbesondere hingen die Einsatzmoglichkeiten der Brennstoffzellentechnologien davon ab, ob sich
diese auf dem Markt der fossilen Stromerzeugung bzw. WKK durchsetzen werden.

Photovoltaik

Weltweit wichst die kumulativ installierte PV-Leistung im langjdhrigen Durchschnitt mit 21.6%, in
der Schweiz mit 15.3%. Ende des Jahres 2003 betrug die in der ganzen Schweiz installierte PV-
Gesamtleistung etwa 21 MW,. Das Potenzial ist in nichster Zukunft nicht durch die zur Verfiigung
stehende Fliche beschrinkt, da schon auf den am besten geeigneten Dachflichen PV-Anlagen mit
einer Leistung von knapp 11 GW,, installiert werden konnten, was einer Stromproduktion von 9.4-
13.7 TWh/a entsprechen wiirde. Die tatsdchliche Elektrizititserzeugung hingt also hauptsichlich von
der Geschwindigkeit der Markteinfithrung ab. Um die breite Markteinfithrung zu beschleunigen, sind
eine zeitlich beschrankte Anschubfinanzierung und ebenso ein an die Schweizer Verhiltnisse
angepasstes Elektrizititseinspeisegesetz notwendig.
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Die Stromgestehungskosten in der Schweiz betragen derzeit je nach Technik und Standortgiite etwa
34-89 Rp./kWh. Dabei weisen kleine Dachanlagen im Mittelland mit 68-89 Rp./kWh die hochsten
Kosten auf. Diese reduzieren sich in den Alpen auf 48-63 Rp./kWh. Wiirden Grossanlagen in den
Alpen errichtet, so konnten damit in der Schweiz die geringsten Stromgestehungskosten erzielt
werden, ndmlich 34-44 Rp./kWh. Im Mittelland wiirden die Kosten rund 48-62 Rp./kWh betragen. Im
Jahr 2020 wird fiir kleine Dachanlagen im Mittelland mit Stromkosten von 44-51 Rp./kWh gerechnet,
in alpinen Regionen mit 28-37 Rp./kWh. Im Jahr 2035 konnten bei den gleichen PV-Systemen die
Stromkosten im Mittelland im Bereich von 32-42 Rp./kWh liegen, in den Alpen bei 23-30 Rp./kWh.

Das technologische Entwicklungspotenzial und damit das Kostenreduktionspotenzial ist noch langst
nicht ausgeschopft. Weitere Forschungs- und Entwicklungsmittel sind dazu erforderlich, insbesondere
zur Entwicklung neuer billigerer Halbleitermaterialien mit hoheren Wirkungsgraden und einfacheren,
Energie sparenderen und kostengiinstigeren Herstellungsprozessen. Aber auch die Umsetzung in
technisch optimierte Produkte und Systeme muss vorangetrieben werden. Durch Massenproduktion
von Komponenten sollen die Herstellungskosten weiter gesenkt werden.

International geht der Trend heute teilweise in Richtung zentraler Grosskraftwerke. In Deutschland
werden derzeit mehrere grossere PV-Kraftwerke im Bereich von 2 bis 18 MW, geplant und gebaut.
Auch in der Schweiz konnte der Bau grosserer Kraftwerke in den Alpen wieder in Betracht gezogen
werden. Alpenstandorte haben den Vorteile eines signifikant hoheren jdhrlichen Sonnenenergie-
angebots, ausserdem ist der Winteranteil der Stromproduktion mehr als doppelt so hoch ist wie im
Mittelland. Der grosse Nachteil von Grossanlagen an alpinen Standorten ist, dass dagegen massiver
Widerstand aufgrund von Landschaftsschutzaspekten zu erwarten ist.

Tab. 3 gibt einen zusammenfassenden Uberblick iiber die Indikatoren zur Stromerzeugung in PV-
Anlagen.
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Tab. 3

Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in Photovoltaikanlagen.

Physikalische und technische
Potenziale

Direkte Umwandlung von Solarstrahlung in Elektrizitat

Physikalisches Potenzial

Integriertes Potenzial in der
Schweiz (Ende 2003)

Installierte Leistung: 21 MW, (davon 18 MW, im Netzverbund,

3 MW, Inselanlagen)

16.7 GWh (davon 15.2 GWh im Netzverbund,
1.5 GWh Inselanlagen)

Stromproduktion:

Technisch erschliessbares Installierte Leistung Stromproduktion
Potenzial
Dachanlagen 46 km*? 10.9 GW, 9.4-13.7 TWh/a °
138 km?® KA. 15 TWh/a
Fassadenanlagen 52 km?© k.A. 3 TWh/a®
Realisierung abhangig vom 2020 2035 2050
Wachstum [TWh/a]
Hoch 0.234-0.350 1.84-2.76 6.96-9.78
Moderat 0.120-0.168 0.73-1.02 3.19-4.48
Linear 0.034-0.048 0.080-0.112 0.194-0.272
Einstrahlung 1000-1400 kWh/m?“a (Schweizer Mittelland und Alpentler)
Stand der Technik Kontinuierliche Weiterentwicklung
Umweltauswirkungen vgl. Kap. 7.5
Treibhausgasemissionen: ca. 65 g (CO,-Aq./kWh) fir Dachanlagen
Technik Direkte Umwandlung von Solarstrahlung in Elektrizitat
Produktionsmethode Industrielle Erzeugung
Wirkungsgrad 2004 2020 2035 2050
(Abhangig vom Zelltyp; 8-16% 12-20% 16-24% ° 20-28% °©
handelstbliche Module)
Marktreife marktreif, in Grossserie erhaltlich
Lebensdauer 25-30 Jahre
Kosten [Rp./kWh] 2004 ‘ 2020 ‘ 2035 ‘ 2050
(Schweizer Mittelland)
Dachanlagen 1-10 kW, 68-89 44-51 32-42 ‘ KA.
Grossanlagen >500 kW, 48-62 | 31-36 | 22-29 | kA.f

Starke Abh&ngigkeit vom Zinssatz (hier 3-6%);
Details siehe Tab. 7.10 (2004), Tab. 7.11 (2020), Tab. 7.12 (2035)

Periphere Investitionen

Keine weiteren

Planungskosten

Ca. 8% der Investitionskosten

Planungsdauer

Einige Monate

Typische Betriebskosten

Vernachlassigbar

Lernkurven

Die Modulkosten, welche etwa 50% der Kosten der Gesamtanlage ausmachen,
zeigen eine exponentielle Abnahme. Details zur zukinftigen Kostenreduktion
siehe Fig. 7.35 bzw. Kap. 7.4

a Dies stellt die verfiigbare Dachfliche mit einer Giite (Verhiltnis der effektiven Jahreseinstrahlung zur maximal
moglichen Einstrahlung) von mindestens 90% dar.

b Eigene Berechnung mit Jahresertrag von 893-1250 kWh/kW,. Welche Anteile davon in den Referenzjahren 2020, 2035
und 2050 realisiert sein werden, hingt von der Einfithrungsgeschwindigkeit ab. In Kap. 7.3.3 und 7.3.4 sind dazu

verschiedene Szenarien erstellt.

¢ Dies stellt die verfiigbare Gebdudefliche mit einer Giite (Verhéltnis der effektiven Jahreseinstrahlung zur maximal
moglichen Einstrahlung) von mindestens 80% dar.

(Haas et al. 2002).

e Falls es bis dahin zu einem revolutiondren Sprung in der Technologieentwicklung kommt, koénnen die resultierenden
Wirkungsgrade auch deutlich hoher sein. Die hier angegebenen Werte stellen Extrapolationen der Entwicklung in der

Vergangenheit dar.
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f Bis ins Jahr 2050 ist ein Sprung in der technologischen Entwicklung, welcher moglicherweise zu deutlich geringeren
Modulkosten und hoheren Wirkungsgraden fiihrt, leicht moglich. Extrapolationen fiir die Stromkosten anhand der heute
handelsiiblichen Module kénnen iiber einen so langen Zeitraum daher nicht seriés vorgenommen werden. Es wird auf
eine Angabe verzichtet.

Solarthermische und -chemische Kraftwerke

Solarthermische Stromerzeugung

Der Stromimport aus solaren Kraftwerken im Mittelmeerraum stellt fiir die Schweiz als Bestandteil
des Portfolios erneuerbarer Energien langerfristig eine interessante Option dar. Im Vordergrund steht
dabei zweifellos die Stromerzeugung in solarthermischen Kraftwerken zur direkten Einspeisung des
Solarstroms ins Elektrizititsnetz. Etwa ab dem Jahr 2030 konnte der Stromimport mittels
Hochspannungs-Gleichstromiibertragung aus solarthermischen Kraftwerken im Mittelmeergebiet
einen wichtigen Beitrag zum européischen Strom-Mix leisten. Fiir Deutschland wird etwa erwartet,
dass im Jahr 2050 in der Mittelmeerregion 9 GW, installierter Leistung fiir den Import aus
solarthermischen Kraftwerken zur Verfiigung stehen konnten. Solarthermische Kraftwerke konnen an
guten Standorten ohne Energiespeicher etwa 2000 bis 3000 Stunden pro Jahr im reinen Solarbetrieb
arbeiten. Daraus ergeben sich Stromgestehungskosten von heute rund 14-26 Rp./kWh.. Wenn die
vorhandenen Kostensenkungspotenziale der anstehenden globalen Markteinfithrung realisiert werden,
konnen diese Kosten innerhalb des kommenden Jahrzehnts halbiert werden.

Solarchemische Stromerzeugung

Solarchemische Kraftwerke bieten die Moglichkeit zur flexiblen Speicherung der Sonnenenergie in
Energietragern wie Wasserstoff oder Zink, woraus nach Bedarf Strom fiir stationidre oder mobile
Anwendungen erzeugt werden kann. Im Gegensatz zu in solarthermischen Kraftwerken verwendeten
thermischen Wiarmespeichern erlaubt Zink eine dusserst flexible Speicherung auch iiber lingere Zeit.
Die geringfiigig hoheren Kosten diirften somit angesichts der standigen Verfiigbarkeit des Solarstroms
akzeptabel sein. Langerfristig konnte in Solarkraftwerken im Mittelmeerraum sauberer Wasserstoff fiir
den Export nach Mitteleuropa produziert werden.

Tab. 4 gibt einen zusammenfassenden Uberblick iiber die wesentlichen Charakteristika und
Indikatoren zur Stromerzeugung in solarthermischen und solarchemischen Kraftwerken im Mittel-
meerraum und den Strom- bzw. Wasserstofftransport in die Schweiz.
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Tab. 4
Kraftwerken.

Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in solarthermischen und solarchemischen

Physikalische und technische Potenziale von
solarthermischen und solarchemischen Kraftwerken

Umwandlung von konzentrierter Solarstrahlung in
elektrischen Strom und /oder Energietrager wie
Wasserstoff bzw. Zink. Nutzung der direkten
Solarstrahlung (DNI). Mindestanforderung:

DNI > 1700-1750 kWh/m%/a. Breitengrad < 35-40°

Physikalisches Potenzial
Schweiz

Mittelmeerraum

4.8-10" GWh/a

(CH Stromverbrauch 5.5:10* GWhc/a in 2003)
1.3-10° TWh,/a

(Weltstromverbrauch 13.93-10° TWhe/a in 2001)

Technisch erschliessbares Potenzial (GW,) 1990 2005 2020 2035 2050
Schweiz (nur bedingt, teuer) 0 0 (0.3) (0.3) -
Mittelmeerraum (fur Stromimport) 0 0.1 7 91 -
Welt 0.4 0.5 5-20 25-150 100-
maximal 21 260 1200
Technisch erschliessbares Potenzial (TWh,/a) 1990 2005 2020 2035 2050
Schweiz (nur bedingt, teuer) 0 0 (0.4) (0.4) -
Mittelmeerraum (fur Stromimport) 0 0.22 17.5-21 250 -
Welt 0.84- 1.12- 12.5- 68- 300-
maximal 1.12 2.25 63.0 1456 6960
Dargebot (Vollbenutzungsstunden) 1990 2005 2020 2035 2050
Standortabhangig (nur gute Standorte)
Schweiz (max.) - - (1250) (1375) -
ohne TS @ 2100 2250 2500 2750 3000
mit TS @ - - 3000 5600 5800
Hybrid 2800 4500 - - -
Stand der Technik
Solarthermische Technologie:
Parabolrinnen + Rankine Cycle SEGS (30-80 MW,)
Solarturm + Rankine Cycle + TS ? (Salzschmelze) Solar Two (10 MW,)
Paraboloid + Stirling-Motor EuroDish (10 kW)
Solarchemische Technologie:
Turmreflektor + Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ °) SOLZINC (0.5 MWy,)
Solarofen + Zn/ZnO (H,—H,/0, BZ °) PSI/ETHZ (10 kWy,)
Technik (nachste Technologieentwicklung)
Solarthermische Technologie:
Parabolrinnen + Rankine Cycle (SEGS) + TS @ 2006 (AndaSol: 50 MW,)
Parabolrinnen + GuD (ISCCS) + TS ® ca. 2007
Solarturm + Luftreceiver + Rankine Cycle + TS # 2006 (PS10: 10 MW,)
Paraboloid + Stirling-Motor ca. 2010
Solarchemische Technologie:
Turmreflektor + Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ °) ca. 2008 (SOLZINC 10 MW,)
Solarturm + Zn/ZnO (H,—H,/0, BZ ®) ca. 2010 (PSI/ETHZ, 0.5 MWy,)
Wirkungsgrad ° (%) 1990 2005 2020 2035 2050
Solarthermische Technologie: - 14 20-25 23-28 25-30
Parabolrinnen 9-14 14 15-18 - -
Solarturm 7-8 13-16 17-20 - -
Paraboloid - 23 - - -
Solarchemische Technologie:
Zn/Zn0O (Zn—Zn/Luft BZ °) - - 9-22 10-24 11-25
Zn/ZnO (Hy—H,/0, BZ ®) - - 6-17 7-19 8-20
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Marktreife

Solarthermische Technologie:
Parabolrinnen
Solarturm
Paraboloid

Solarchemische Technologie:
Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ °)
Zn/ZnO (Hy—H,/0, BZ ®)

Marktreif, Einfihrungsphase
Markterprobt (354 MW,); betriebssicher verflgbar
Demonstriert (10 MW,)
Prototyp (10 kW,)
Forschungsphase
Pilotanlagen bis 500 kWy,
Testanlagen bis 10 kWi,

Umweltauswirkungen vgl. Kap. 1.5
Lebensdauer 25-30 Jahre
Planungsdauer Standortsspezifisch; im Bereich von Monaten
Investitionskosten (USD/kW,) 1990 2005 2020 2035 2050
Solarthermische Technologie: 3000 4800- 2200- 1300- 800-
(Szenario 1; begrenzte Speicherung) 9100 3600 3000 2600
Solarchemische Technologie:
Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ °) - - 1950- 1500- 1200-
(Szenario 2; flexible Speicherung) 3750 2950 2350
Zn/Zn0O (H,—H,/0, BZ ®) - - 2900- 2450- 2000-
(Szenario 3; flexible Speicherung) 5950 4750 3850
Typische Betriebskosten (US¢/kWhe) 1990 2005 2020 2035 2050
Solarthermische Technologie: 3.0-3.5 1.0-3.3 0.3-1.4 - -
Solarchemische Technologie:

Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ °) - - 3-7 2-4 1-2
Zn/Zn0O (H,—H,/0, BZ ®) - - 5-10 3-6 2-3
Stromkosten (USD/kWh,) ohne Transport 1990 2005 2020 2035 2050
Solarthermische Technologie: 0.16- 0.099- 0.033- 0.023- 0.015-

(Szenario 1; begrenzte Speicherung) 0.20 0.143 0.062 0.052 0.044
Solarchemische Technologie:

Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ °) - - 0.17- 0.11- 0.07-

(Szenario 2; flexible Speicherung) 0.31 0.19 0.11

Zn/ZnO (H,—H,/0, BZ ®) - - 0.26- 0.17- 0.11-

(Szenario 3; flexible Speicherung) 0.49 0.31 0.18
Transportkosten

Stromtransport (Szenarien 1 und 2) < 0.01 EUR/KWh, pro 1000 km
3000 km: 0.015-0.02 EUR/kWh,

Wasserstofftransport (Szenario 3) 3000 km: 0.01-0.015 EUR/kWh

Demontageaufwand (USD/kW) unbekannt
Lernkurven vgl. Kap.1.4; speziell Fig. 1.9 und Fig. 1.10
Begriindung Technische Verbesserungen durch F&E;

Komponenten- und Anlagengrosse;
Massenanfertigung; Einsparungen bei O&M.

@ TS = Thermische Speicherung; ® BZ = Brennstoffzelle; ® Elektrischer Jahressystemwirkungsgrad

Geothermie

In der Schweiz existiert ein sehr grosses Potenzial zur geothermalen Stromerzeugung aus heissem
Tiefengestein. Der hauptsidchliche Vorbehalt liegt in den bestehenden Unsicherheiten in Bezug auf die
Qualitdt der Ressource und die prognostizierten Kosten der Stromerzeugung. Die potenzielle
Ressource ist jedoch so umfangreich, dass auch eine grosse Unsicherheit in deren genauem Umfang
relativ unbedeutend ist. Auf der anderen Seite konnten Unsicherheiten beziiglich der Kosten
ausschlaggebend dafiir sein, ob die geothermale Stromerzeugung von Interesse sein wird.

Basierend auf einem fiir diese Studie enwickelten Modell kann man erkennen, dass die durch-
schnittlichen Kosten von sieben Hauptfaktoren abhingen: vom geothermalen Gradienten, dem
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vorgegebenen Potenzial zur Schaffung von Permeabilitdt, der nachtrdglichen hydraulischen Riss-
bildung, von der Bohrtiefe und deren Durchmesser, von der Flussrate des Fluids sowie von
Wiérmeverlusten im Fluidsystem und der Stromerzeugungsanlage. Fig. 3 zeigt eine Sensitivitéts-
analyse der durchschnittlichen Stromgestehungskosten auf parametrisierte Weise. Jeder Faktor wurde
einzeln relativ zum Ausgangswert der Refernzstudie des US Department of Energy verdndert. Alle
Kurven fiir die einzelnen Parameter kreuzen sich bei 100%, wo alle Parameter ihre Referenzwerte
haben. Jede Kurve reflektiert also die Variation eines einzelnen Faktors, wihrend alle anderen
Parameter konstant beim Ausgangswert gehalten werden. Diese Sensitivitdtsanalyse wurde mit der
Referenztechnologie des Jahres 2010 gemacht, nicht jene der Jahre 2020 oder 2030.

30 T

—#— Gradient
Geologie

—»— Rissbildung

—¥— Durchmesser

25 | —®— Flussrate
=T

—&— Tiefe

= |\ !
=
E 20
~
o
o’
o
[}
4+
0
o
E
& 15
"
o
[9))]

10

5 T ‘ ‘ ‘
0.1 0.5 0.9 1.3 1.7 2.1
Verhéltnis zum Ausgangswert
Fig. 3 Sensitivitidtsanalyse der geothermalen Stromgestehungskosten fiir einzelne Parameter.

Fig. 3 macht deutlich, dass die durchschnittlichen geothermalen Stromgestehungskosten am stéirksten
mit Verdnderungen beim Temperaturgradienten und bei der Bohrtiefe reagieren. Die néchst
wichtigsten Faktoren sind die Flussrate und die erforderliche Rissbildung. In der Reihe abnehmender
Bedeutung folgen die geologische Permeabilitit und der Durchmesser der Bohrung. Der am wenigsten
einflussreichen Parameter ist schliesslich die Temperaturabnahme zwischen oberem Ende des Bohr-
lochs und dem Kraftwerk. Zwar konnen fiinf dieser Parameter direkt kontrolliert werden, der Gradient
und die potenzielle Permeabilitit sind allerdings nur durch eine geeignete Standortwahl zu
beeinflussen.
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Die entscheidenden kostenbezogenen Unsicherheiten sind die geologischen Daten der Ressourcen
(besonders eine Kartierung geothermaler Gradienten, die Permeabilitit und die Sittigung des Gesteins
sowie das vorgegebene Spannungsfeld im Gestein, das die Rissbildung unterstiitzen kann) und die
damit verbunden Kapitalkosten (insbesondere Bohrkosten). Die in der vorliegenden Studie
durchgefiihrten Abschétzungen lassen den Schluss zu, dass die zukiinftigen Stromgestehungskosten im
Bereich von 7-15 Rp./kWh liegen konnten.

Wellenkraft

Die Wellenkraftressource ist von signifikantem Ausmass, aber im Vergleich zu einigen anderen
erneuerbaren Ressourcen nicht {ibermissig gross. Die Kosten erscheinen viel versprechend, basieren
jedoch bisher auf einer sehr geringen Anzahl von betriebenen Anlagen. Es koénnte sich jedoch heraus
stellen, dass die heutigen Schitzungen zu optimistisch sind. Insgesamt scheinen die Chancen fiir einen
substanziellen Stromimport aus Wellenkraftwerken in die Schweiz nicht allzu gross.

Zusammenfassende Anmerkungen zu den Perspektiven der Neuen Erneuerbaren

Okologie - Die kologische Performance der erneuerbaren Energietriiger ist grossteils gut. Einige
Aspekte, beispielsweise lokale 6kologische Auswirkungen mancher Kleinwasserkraftwerksprojekte
konnten jedoch problematisch sein. Konventionelle, dezentralisierte Biomasse-Technologien weisen
relativ hohe Partikelemissionen auf. Die gesamte Energiekette der Photovoltaik verursacht relativ
grosse Mengen an nicht radioaktivem Abfall und abhidngig von der Technologie kann bei der
Herstellung auch eine korrekte Handhabung von relativ grossen Mengen an toxischen Substanzen
erforderlich sein. Parallel zur fortschreitenden technologischen Entwicklung der Neuen Erneuerbaren
besteht auch im Hinblick auf diese Aspekte erhebliches Potenzial fiir Verbesserungen.

Akzeptanz - Erneuerbare Energietriger weisen grundsitzlich eine hohe offentliche Akzeptanz auf.
Dies gilt auch fiir die Windenergie, was die Akzeptanz im Allgemeinen betrifft. Auf lokaler Ebene
kann jedoch starker Widerstand gegen konkrete Windkraftprojekte auftreten, da diese immer wieder
Opposition aufgrund von Landschaftsschutzaspekten ausgesetzt sind.

Marktreife - Die Entwicklungsgrade der verschiedenen hier untersuchten Technologien zur
erneuerbaren Stromerzeugung unterscheiden sich sehr deutlich. Kleinwasserkraft ist eine ausgereifte
Technologie; Windenergie ist technologisch etabliert — Potenzial fiir weitere Verbesserungen ist aber
vorhanden; Photovoltaik, Solar- und Geothermie sind aufkommende Technologien, welche ein
deutliches Verbesserungspotenzial aufweisen.

Allgemeine Einschrinkungen zum Import von erneuerbaren Energien - Die Grundvoraussetzung
fiir den Stromimport aus Windkraft-, solarthermischen oder Wellenkraftwerken ist das Vorhandensein
von ausreichenden Ubertragungskapazititen in die Schweiz. Fiir Lander, welche sich fiir eine derartige
Elektrizititserzeugung in einer guten Position befinden, wird die Prioritéit auf der Deckung des eigenen
Bedarfs liegen. Das hat zur Folge, dass der Zugang zu solchen Importen in Zukunft hochst unsicher
ist.

Relativ hohe Kosten als Hindernis fiir eine deutliche Ausweitung - Trotz der zu erwartenden
Fortschritte, welche zu Kostenreduktionen fithren werden, kann davon ausgegangen werden, dass die
auf Neuen erneuerbaren Energietrigern basierende Stromerzeugung in der Schweiz deutlich teurer
bleibt als die Grundlast-Stromproduktion in grossen Wasser- oder Kernkraftwerken.” Dasselbe gilt
auch im Vergleich zu fossilen Energietragern, insbesondere zu Gas, ausser wenn sich der Anstieg der
Brennstoffpreise fortsetzt. Eine Internalisierung der externen Kosten wiirde die Wettbewerbsfihigkeit
der Neuen erncuerbaren Energietriger erhéhen, nicht jedoch im Vergleich zu grossen Wasser- und

* Basierend auf friiheren Arbeiten des PSI ist die Wettbewerbsfihigkeit der Neue Erneuerbaren bei der Wiarmebereitstellung
aus 6konomischer Sicht deutlich besser als bei der Stromerzeugung. Das hat grossere 6konomische Potenziale zur Folge.
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Kernkraftwerken und wahrscheinlich nicht ausschlaggebend im Vergleich zu fossilen Energietragern.
Wie in den meisten Kapiteln der Neuen Erneuerbaren erwéhnt, hingt deren Expansion beim heutigen
Entwicklungsstand vom Vorhandensein und der Hohe eines Einspeisetarifs ab (derzeit 15 Rp./kWh).
Das Ausmass der Unterstiitzung ist eine politische Frage. Der Umstand, dass erneuerbare
Technologien weiterentwickelt werden miissen, um hohere Wirkungsgrade und tiefere Kosten zu
erreichen, bleibt bestehen. Je nach Stand der Technik muss eine andere Phase im Entwicklungszyklus
unterstiitzt  werden. Angewandte oder grundlagenorientierte = Forschung, Pilot- und
Demonstrationsanlagen, Einfithrung und — wo sinnvoll — Unterstiitzung im Markt.

Erreichen der Zielvorgaben - Das Ziel eines Beitrags von 10% um das Jahr 2030 (in Bezug zum
derzeitigen Stromverbrauch) aus Neuen Erneuerbaren, inkl. Kleinwasserkraft und Biomasse, erscheint
technisch machbar. Im Wesentlichen beinhalten diese 10% grosse Teile der realistischen Potenziale
fir Kleinwasser- und Windkraft, substanzielle Beitrige von Biomasse und Geothermie sowie einem
relativ kleinen Beitrag von Photovoltaik. Da sich die Geothermie heute in der Entwicklungsphase
befindet, muss deren Beitrag bis zu einem gewissen Mass als spekulativ angesehen werden. In diesem
Zusammenhang werden Kleinwasserkraftwerke bis zu einer Leistung von 1 MW beriicksichtigt. Falls
hier Anlagen mit einer Leistung von bis zu 10 MW eingerechnet wiirden, konnten die Beitrige Neuer
Erneuerbarer auf mehr als 10% erhoht werden, und das trotz der gleichzeitig moglichen geringeren
Beitrige von Biomasse und Geothermie. In diesem Zusammenhang sollte auch angemerkt werden,
dass der Anteil von 10% bei einem weiterhin steigenden Stromverbrauch — wie es dem Trend in der
Vergangenheit entspricht — in relativem Mass deutlich geringer ausfallen wiirde.

Fig. 4 zeigt das optimistisch-realistische Potenzial zur Stromerzeugung von Neuen Erneuerbaren in der
Schweiz fiir das Jahr2035 und die jeweiligen Kosten. Zum Vergleich wird auch das
Stromsparpotenzial, basierend auf fritheren Ergebnissen der BFE Energieperspektiven, gezeigt. Das
Stromsparpotenzial tibertrifft das von Neuen Erneuerbaren (auch wirtschaftlich), die Realisierung
erweist sich jedoch als schwierig.
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50'000
L ¥
S 20'000
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. ,» WWiNnQ, .
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Fig. 4 Potenziale und Kosten der Neuen Erneuerbaren sowie Stromsparpotenzial in der Schweiz.
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Kosten - Wiirde der Beitrag von 10% um das Jahr 2035 realisiert, so wiirden im Vergleich zu auf Gas
oder Kernenergie basierender Stromerzeugung (auf heutigem Kostenniveau) um etwa 0.5 Mrd. CHF
pro Jahr hohere Produktionskosten resultieren. Fiir diese Berechnung wurden fir den Strom aus
erneuerbaren Energietrigern durchschnittliche Produktionskosten von 15 Rp./kWh angenommen.

Kernenergie

Heutige Situation in der Schweiz

In der Schweiz trigt die Kernenergie etwa 40% zur gesamten Stromproduktion bei und liegt damit
tiber dem europdischen Durchschnitt von 33%. Die fiinf Anlagen weisen eine Gesamtleistung von
3.2 GW, auf und verfiigen zusammen {iiber eine kumulierte Betriebserfahrung von 140 Jahren. Die
jéhrliche Verfiigbarkeit liegt bei tiber 90%.

Als Folge der Ablehnung der Volksinitiativen ,,Ausstieg® und ,,Moratorium+* stellt die Kernenergie
auch in Zukunft eine Option dar. Das neue Kernenergiegesetz (KEG 2005) soll Anfang 2005 in Kraft
gesetzt werden. Die Erteilung einer Rahmenbewilligung fiir neue Kernkraftwerke durch Bundesrat und
Bundesversammlung ist neu dem fakultativen Referendum unterstellt (Art 48 KEG).

Evolutionérer Trend in der Technologieentwicklung: Generation III/IT1+

Basierend auf der Generation II wurde in den 90er-Jahren eine neue Generation von Reaktoren gebaut.
Die Konzepte der Generation III/III+ basieren auf den Technologien der Generation II und sind
entweder evolutiondr (weiterentwickelt) oder innovativ (neu) und zeichnen sich durch Verbesserungen
in den Bereichen Sicherheit, Wirtschaftlichkeit und Ressourcenschonung aus.

Erhohte Sicherheit:

— Passive Sicherheitselemente, die keine aktiven Steuerelemente oder menschliche Betriebseingriffe
zur Verhinderung von schweren Unfillen im Falle einer Fehlfunktion bendtigen, sondern auf
Schwerkraft, natiirlicher Konvektion, elektrischem oder physischem Widerstand oder
physikalischen Temperaturgrenzen basieren.

— Inhirent sichere Merkmale, die kritische Betriebszustinde verunmdglichen.

—  Erheblich reduzierte Wahrscheinlichkeit eines Kernschmelzfalles (10°/Reaktor*a) und einer
relevanten Freisetzung von Radioaktivitit in die Umgebung (107'/Reaktor*a).

— Erhohte Redundanz durch Diversitidt und rdumliche Trennung der Sicherheitssysteme

— Minimale Belastung der Umgebung (z.B. mehrfache Containments).

Verbesserte Wirtschaftlichkeit:

— Standardisierte Konstruktionen

— Verkiirzung der Bauzeit

— Einfachere Konstruktion, einfacher bedienbar, resistenter gegen Fehlmanipulationen

— Hohere Verfligbarkeit und lingere Lebensdauer

Schonung der Ressourcen:
— Bessere Ausnutzung des Brennstoffes

— Reduktion der Abfille
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Langzeitperspektive der Technologieentwicklung: Generation IV

Die mit der Generation II/III+ weit gehend ausgeschopfte Weiterentwicklungsfahigkeit bestehender
Reaktorkonzepte und der natiirliche Rhythmus der Ablosung der Generationen fithren dazu, dass in
20-30 Jahren eine Nachfolgegeneration der heute fortschrittlichen Reaktoren nétig wird. In Anbetracht
der notwendigen Innovationstiefe und des Umfanges dieser Aufgabe ist klar geworden, dass die Ziele
fiir eine erfolgreiche Zukunft der Kernenergie nur erreicht werden kdnnen, wenn grundsétzlich neue
Konzepte umgesetzt werden, wenn heute mit den notwendigen Forschungs- und Entwicklungsarbeiten
begonnen wird, wenn die Arbeiten international bzw. global koordiniert vorangetrieben werden, und
wenn die Ressourcen fokussiert eingesetzt werden. Um die Zukunft der Kernenergie gemeinsam zu
planen und die Entwicklung der Generation IV zu koordinieren, haben sich 2001 neun Lénder unter
der Bezeichnung Generation IV International Forum, kurz GIF, zusammengefunden. Die Schweiz trat
dem GIF 2002 bei, 2003 stiess EURATOM als 11. Mitglied dazu.

Ziel der Generation IV Entwicklung sind Reaktoren mit erheblich verbesserter Sicherheit, mit
geringem Brennstoffbedarf und Abfall, mit hoher Proliferationsresistenz sowie mit erheblich
verbesserter Wirtschaftlichkeit.

Nachhaltigkeit: Geringerer Ressourcenverbrauch
Verminderung von Menge und Radiotoxizitit des Abfalls
Wirtschaftlichkeit:  Standardisierung, vereinfachter Betrieb
Sicherheit: Passive Sicherheit, physischer Schutz
Proliferation: Verbesserte Resistenz

Zusitzlich sollen die Systeme der Generation IV neben der Stromproduktion vermehrt auch eine
Anwendung in neuen Sektoren ermdglichen. Im Vordergrund steht dabei ein Einsatz als
Kombikraftwerk bzw. die Produktion von Prozesswidrme, welche insbesondere fiir die
Wasserstoffproduktion genutzt werden konnte.

Aus iber Hundert analysierten Systemen wurden in einem umfangreichen Bewertungs- und
Selektionsverfahren sechs Systeme zur weiteren Vertiefung ausgewihlt. Die Generation IV Planung
rechnet je nach System mit Prototypen zwischen 2020 und 2030 und mit Beginn der
Kommerzialisierung zwischen 2030 und 2040.

Wegen der langen Planungs- und Bauphasen beim Ersatz der bestehenden Kraftwerke, kommt die
Generation IV fiir den Ersatz in Gosgen (2038) kaum in Frage. Fiir Leibstadt (2044) konnte ein
solches Werk in Betracht gezogen werden.

Technisches Potenzial

Bei Nutzung der derzeitigen Standorte und Verwendung des European Pressurized Water Reactor
(EPR) als Referenzanlage zum Ersatz der heute betriebenen Kraftwerke kann der heutige Anteil der
Kernenergie im Schweizer Strommix (40%) beibehalten werden, auch im Fall von einer maissig
steigenden Stromproduktion. Falls beim Ersatz von Leibstadt bereits ein Reaktor der Generation IV
einsatzbereit ist, konnte dieser Anteil sogar auf 50% gesteigert werden. Fig. 5 zeigt drei verschiedene
Szenarien der zukiinftigen Potenziale der Kernenergie in der Schweiz. Das erste Szenario besteht aus
der Nutzung des heutigen Potenzials an den bestehenden Standorten. Im zweiten Szenario werden an
den bestehenden Standorten die Moglichkeiten neuer Kraftwerkstypen ausgeschopft. Dadurch erhoht
sich das Potenzial gegeniiber heute deutlich, da Leistung der neuen Reaktoren héher ist. Im dritten
Szenario wird davon ausgegangen, dass Leibstadt durch ein Kraftwerk der Generation IV ersetzt
werden kann, was wegen des hoheren Wirkungsgrades noch einmal eine Vergrosserung des Potenzials
zur Folge hat.
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Fig. 5 Potenziale der Kernenergie in der Schweiz.
o Kosten

Fiir die neuen Technologien liegen noch sehr unterschiedliche Angaben vor. Als konkretes Beispiel
wird hier der EPR (Offerte/Bestellung Finnland) herangezogen. Fiir Bestellungen von Serien werden
Kostenvorteile beim Bau von ca. 20 % erwartet, was sich je nach Kostenstruktur in 5-10% tieferen
Erzeugungskosten niederschldgt. Ausgehend von den Erzeugungskosten des finnischen EPR von
3.7 Rp./kWh ergibt dies mittelfristig Erzeugungskosten von 3.0-3.5 Rp./kWh. Die Generation III/IIT+
hat damit das Potenzial, die Kosten gegentiber heute (4.5 Rp./kWh) um 20-30% zu senken. Fiir die
Schweiz muss primédr wegen hoheren Entsorgungskosten mit etwas héheren Erzeugungskosten von
4.1-5.2 Rp./kWh gerechnet werden.

Tab. 5 stellt die Werte fiir den EPR in Finnland, den Berechnungen fiir den EPR in Frankreich und den
daraus abgeleiteten Werten fiir eine denkbare Realisierung eines EPR in der Schweiz gegeniiber. Die
Werte konnen geringfligig variieren, je nach angenommener Betriebsdauer und internationalen
Wechselkursen.

Tab. 5 Kosten des EPR im Vergleich fiir Finnland, Frankreich (Serie) und die Schweiz (Investition und Betrieb wie
Frankreich, Brennstoffkosten wie Gésgen/Leibstadt)

EPR Finnland (Erste) Frankreich (Serie) Schweiz (Serie)
Leistung MW, 1600 1600 1600
Lebensdauer y 40 60 60
Zinssatz % 5 5 8 5 8
Baukosten (inkl. Bauzinsen) | Mia CHF 4.7 3.7 4.2 3.7 4.2
Spezifische Baukosten CHF/KW, 3000 2400 2600 2400 2600
Kapitalkosten Rp./kWh 2.1 2.0 2.7 2.0 2.7
Betriebskosten Rp./kWh 1.1 0.8 1.0 0.8 1.0
Brennstoffkosten Rp./kWh 0.5 0.7 0.9 1.3 1.5
Gestehungskosten total Rp./kWh 3.7 3.5 4.6 4.1 5.2
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Fiir die Generation IV sind bisher erst Zielwerte bekannt. Es werden Kostenvorteile im Betrieb von
10-20% und beim Bau von 20-30% anvisiert. Daraus lassen sich Erzeugungskosten von
2.5-3.5 Rp./kWh ermitteln. Gegeniiber heute sollen diese Kraftwerke also die Erzeugungskosten um
20-45% reduzieren. Gegeniiber der Generation I1I/I11+ liegt der Kostenvorteil zwischen 0% und knapp
30%.

Eine zukiinftige CO,-Abgabe und/oder Internalisierung der externen Kosten wiirde auf die
Konkurrenzfihigkeit der Kernenergie positiv wirken.

e Akzeptanz

Die offentliche Akzeptanz spielt fiir die kiinftige Entwicklung der Kernenergie eine zentrale Rolle.
Langfristig und international diirfte es entscheidend sein, dass keine grosseren Storfille auftreten,
welche die Bevolkerung verunsichern. In der Schweiz sind der Bedarfsnachweis und der Entsorgungs-
nachweis Voraussetzung fiir eine Rahmenbewilligung. Das Vertrauen in die Sicherheit, die Losung der
Entsorgungsfrage und mogliche Alternativen diirften die Referenden, die fiir jedes Kraftwerk
gefordert sind, entscheidend beeinflussen. Die Fortschritte der neuen Nukleartechnologie in Richtung
einer deutlichen Limitierung der maximalen Auswirkungen hypothetischer schwerer Unfille und in
Richtung einer Reduzierung der notwendigen Einschlusszeiten der Abfille konnten das offentliche
Vertrauen erhohen. Einen grossen Einfluss auf die Akzeptanz der Kernenergie diirfte zudem die
Wirtschaftslage haben. Allerdings ist heute schwer zu beurteilen, ob eine gute oder schlechte
Wirtschaftslage die Akzeptanz verbessert.
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Résumeé
Mandat et cadre du travail

Mandaté par I’Office fédéral de I’énergie (OFEN), I'IPS a étudié les potentiels et les cofits de la
production d’€lectricité a partir des nouvelles sources d’énergies renouvelables et des nouvelles
technologies nucléaires en Suisse. Cette étude fait partie intégrante de 1’actualisation en cours qui
comprend les perspectives énergétiques jusqu’en 2035 ainsi que des perspectives approximatives
jusqu’en 2050.

Les nouveaux agents énergétiques renouvelables et 1’énergie nucléaire se différencient a la base quant a
leurs caractéristiques, a leur degré de maturité pour le marché, a leur compétitivité économique et a leur
perception par le grand public. Il existe toutefois une caractéristique commune: tous deux représentent
une contribution importante a la politique de protection du climat. Le présent travail a pour objet
d’étudier I’importance potentielle de cette contribution pour la production suisse d’électricité dans les 30
a 40 prochaines années, le montant probable des coits en fonction des différentes variantes, ainsi que les
obstacles ponctuels a surmonter avant que le potentiel ne devienne réalité.

Les options prises en considération pour la production de courant ont été définies par I’OFEN. Voici
les énergies renouvelables qui seront traitées: la petite hydraulique, 1’énergie éolienne, le
photovoltaique, 1'héliothermie, les réacteurs solaires, la géothermie et 1’énergie des vagues. La
production indigéne et I’importation sont prises en compte pour I’énergie €olienne, alors que pour le
courant issu de I'héliothermie, de réacteurs solaires, ou encore de 1’énergie des vagues, seuls les
potentiels de I’importation ont été considérés. L’essentiel du travail est toutefois consacré au domaine
de la production indigéne d’électricité.

Dans la présente analyse, ’attention a également porté sur les technologies en question ainsi que sur
leurs développements pendant la période d’étude.

Ce travail ne comporte pas de modélisations susceptibles de développer des potentiels économiques
dans des conditions déterminées et en tenant compte des mesures susceptibles de faciliter la
pénétration du marché par les variantes intéressantes. Les résultats obtenus pourraient néanmoins
servir a ce genre de développements et d’applications.

Processus

Les travaux suivants ont été réalisés:

1. Sélection des technologies prises en compte

Les technologies en question ont été choisies sur la base des connaissances actuelles et de la
bibliographie a disposition. Pour des considérations pratiques, le choix en matiére de potentiels et
de cofits s’est limité aux technologies considérées comme représentatives.

2. Etudes bibliographiques concernant les potentiels et les cofits; établissement de contacts avec des
personnes et institutions disposant d’informations pertinentes; collecte de matériel d’information

La bibliographie pertinente a fait 1’objet d’une étude systématique. En cours de projet, des
organisations et personnes disposant de connaissances spécifiques dans les domaines en question
ont ¢té sélectionnées et contactées. En I’occurrence, il s’agit aussi bien de contacts externes que de
l'utilisation de connaissances techniques de I’'IPS (groupes s’occupant du développement de
technologies spécifiques).

3. Définition des caractéristiques principales du systeme et fixation des courbes de référence (dans la
mesure du possible).

Les parametres les plus importants des différents systémes ont été¢ déterminés et résumés. Pour les
cas ou I’on dispose de suffisamment d’expérience, des courbes de référence ont été analysées et
définies en vue du futur développement des technologies.
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4. Analyse des propriétés technologiques spécifiques qui présentent un caractére encourageant ou
génant et qui influencent les potentiels réalisables a I’avenir

Peuvent étre concernés certains problemes écologiques, ainsi que des aspects qui influencent
I’acceptation par la population. Les répercussions d’une éventuelle future prise en compte des
colts externes sur la compétitivité économique de divers agents énergétiques ont fait I’objet d’un
examen.

5. Intégration

Les résultats des différents domaines ont été intégrés et résumés dans le rapport final. Un aspect
déterminant est la garantie d’une cohérence et d’un équilibre raisonnables entre les évaluations des
diverses options, tout en tenant compte des différences du niveau de 1'état des connaissances et des
incertitudes liées a 1’évaluation.

Nouvelles énergies renouvelables
Situation actuelle en Suisse

En 2003, la production globale d’électricité en Suisse s’est élevée a 65266 GWh, dont 57.3%
provenaient de sources renouvelables. Selon la Statistique suisse sur les énergies renouvelables, 97.4%
de la production renouvelable d’électricité provenait de centrales hydroélectriques, alors que la part
des nouvelles sources renouvelables ne représentait qu’environ 1.4%. Il n’existe pas de statistique
particuliére pour les petites centrales hydroélectriques, qui sont intégrées dans la contribution globale
des centrales hydroélectriques. Le graphique I montre la répartition détaillée de la production suisse
d’électricité.

Total 65266 GWh

Energie nucléaire Centrales

39.7% thermiques
conventionnelles
3.0%

Nouvelles énergies Total 954 GWh

renouvelables

1.4% Biogaz provenant  ggjaire

de I'épuration des 1 79,
eaux usées
12.2%

Hydraulique Biomasse (bois,

biogaz agric.)

55.9% 3.4%
Eolien
Energie 0.5%
provenant
des déchets
82.8%
Graphique 1 Production suisse d’électricité en 2003.

L’objectif de la politique actuelle est que la contribution des nouvelles énergies renouvelables a la
production globale d’électricité en Suisse s’éleve a 10% d’ici 2030. Il y a lieu de relever que cet
objectif se base sur la consommation actuelle de courant et correspond a quelque 5'S00 GWh par an.

42



Résumé

Potentiels des énergies renouvelables - Généralités

Les ressources renouvelables sont trés importantes comparativement a la consommation énergétique,
aussi bien du point de vue théorique que technique. Mais I’importance de leur future utilisation
dépendra essentiellement des performances économiques des technologies. Les ressources maxima
disponibles, c’est-a-dire les ressources énergétiques utilisables a long terme sont appelées potentiel
théorique. Pour I’approvisionnement énergétique, les ressources renouvelables gagnent en importance
des que la demande se fait sentir et qu’une technologie se développe pour leur transformation et leur
utilisation. C’est pourquoi I’estimation du potentiel technique tient compte des critéres de la
technologie et des techniques de procédés.

Petites centrales hydroélectriques

En Suisse, la production de courant dans les petites centrales hydroélectriques représente une option
intéressante sur le plan économique, et surtout sur le plan écologique. Le potentiel encore existant
devrait étre utilisé dans toute la mesure du possible en vue d’une production d’électricité trés dispersée
et d’'un renforcement des agents énergétiques renouvelables. La production actuelle d’électricité
d’environ 3400 GWh par an dans les centrales de moins de 10 MW sur les cours d’eau naturels devrait
pouvoir s’accroitre jusqu’a quelque 5600 GWh par an, le prix de production se situant alors en général
entre 10 et 25cts’/kWh. Le potentiel maximum d’expansion disponible pour les centrales
hydroélectriques sur des conduites d’eau potable et les centrales hydroélectriques sur des conduites
d’eau usée est bien moins important; il est estimé a environ 120 GWh par an (5 a 23 cts/kWh), et a a
peine 50 GWh par an (9 a 85 cts/kWh) respectivement. Méme si la plupart de ces cofits sont supérieurs
aux prix actuels du marché, cela ne devrait pas constituer un obstacle si ce courant est commercialisé
en tant qu’«éco-courant». Si les mesures adéquates d’accompagnement pour la sauvegarde des
écosysteémes sont mises en ceuvre lors de chaque rénovation d’installation ou de chaque nouvelle
construction, les propriétés écologiques propices par rapport a d’autres agents énergétiques jouent
nettement en faveur de la réalisation du potentiel. D’une maniére générale, il y a lieu de relever
qu’aussi bien les colts de la production d'électricité que les incidences sur les €cosystémes locaux
dépendent tres fortement du site des différentes centrales et qu’il faudrait les évaluer de cas en cas.

Les données disponibles pour le potentiel et les colts actuels devraient étre relativement fiables,
compte tenu de la technologie de pointe utilisée et de la grande expérience de la Suisse en matiere de
petite hydraulique. Mais cela signifie aussi que les possibilités d’abaisser les cofits des installations
sont en général trés limitées. C’est surtout une réduction des colts d’exploitation grice a
I’automatisation qui pourrait Iégérement diminuer le prix du courant.

Le tableau 1 donne un apergu général des indicateurs sur la production d’électricité dans les petites
centrales hydroélectriques®.

* Les références des tableaux 1 4 5 figurent dans les chapitres correspondants.
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Tableau 1 Caractéristiques et indicateurs pour la production d’électricité dans les petites centrales hydroélectriques.

Potentiels physiques et techniques

Conversion de I'énergie d’'un cours d’eau en courant électrique

Potentiel physique

Aucune indication

Potentiel techniquement réalisable [GWh/a] 2004 2020 2035 2050
Cours d’eau naturels
<10 MW 3422 4’700 5600 ? 5'600 ¢
6’800 °
4200 °©
<1 MW 781 860 920 960°
<300 kW 300 380 420 450°
Centrales hydroélectriques sur des 65 120 155 ¢ 175
conduites d’eau potable
Centrales hydroélectriques sur des 5 15 25° 50
conduites d’eau usée
Offre énergétique fortement dépendante du site
Etat de la technique la technique actuelle est une technique de pointe
Incidences sur I’environnement cf. chap. 4.5
fortement dépendantes du site
Technique Turbinage de I'eau pour produire de I'énergie électrique
Méthode de production Production industrielle
Rendement 2005 2020 2035 2050
relativement constant, vu la technique de pointe 0.70-0.85 0.72-0.87 0.74-0.89 0.75-0.90

Maturité pour le marché

mar pour le marché, grande série

Durée de vie

30 ans (centrales sur des conduites d’eau potable ou d’eau usée)
80 ans (centrale hydroélectrique au fil de 'eau ou a accumulation)

Colts de la production d'électricité
[cts/kWh]

(voir aussi Tab. 4.6, Fig. 4.11 et Fig. 4.14)

Centrales hydroélectriques sur des
conduites d’eau potable

Centrales hydroélectriques sur des
conduites d’eau usée

Centrales a haute/basse pression < 10 MW
40 kW - 2.2 MW
<300 kW

Centrales pico-hydrauliques <40kW

Centrale alpine pico-hydraulique

2005

5-23
9-85"

5-24 9
10-30 "
> 16
15-45

40-100

2020

2035

2050

Ces valeurs représentent des évaluations grossiéeres et
doivent servir de points de repére. Les colts sont
fortement dépendants du site des différentes installations.

4.5-21

8-77

4.5-21
8-26

> 14
13-37

35-85

4.2-19

7-70

4.2-20
7-24
>13
12-33

32-78

4-18

6.5-65

4-19
6-23
>12
11-30

30-75

Investissements périphériques

aucun autre

Courbes de référence

cf. chap. 4.4.2, en particulier Fig. 4.14

Durée de I’élaboration du projet

dépendante du site; 2-4 mois demande de licence, 1-8 mois

planification, 1- 2 mois autorisations

Charges d’exploitation

dépendantes du site; entre 1 et 10% des frais d’'investissements;
contribution aux colts de production d’électricité environ 10%-40%

oo o e

fortement des conditions.

(Elektrowatt 1987), pour des cofits de production d’environ 14-22 cts/kWh.
(Lorenzoni et al. 2001), réalisable sans restrictions économiques ni écologiques.

Estimation selon (Lorenzoni et al. 2001), réalisable moyennant des restrictions économiques et écologiques.

Cette valeur est considérée comme potentiel pratiquement réalisable. Le cadre temporel de la réalisation dépend

e Selon les indications de M. Buser, directeur du programme petite hydraulique a ’OFEN, ce développement
correspond a une part intéressante sur le plan économique et écologique du potentiel d’expansion (14.6.2004). Selon

les conditions, ce potentiel peut aussi se réaliser beaucoup plus tot ou plus tard.

f Env. 50% du potentiel correspondent aux cofits de production de <20 cts/kWh (Chenal et al. 1995) (voir chap. 4.4.1).

=]

Installations existantes; pas de subdivision en catégories selon le rendement.
Valeurs moyennes pour nouvelle construction et rénovation d’installations existantes.
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Energie éolienne

Actuellement, la contribution de 1’énergie éolienne a la production globale d’électricité provenant
d’énergies renouvelables, qui est de plus de 950 GWh par an (hors petite hydraulique), n’est que
d’environ 0.5%. Selon diverses études, il existe en Suisse un potentiel technique réaliste d’environ
1150 GWh par an d’énergie produite par les parcs éoliens d’ici 2050. Les éoliennes se répartissent sur
96 sites, la plupart étant situées dans 1’Arc jurassien ainsi que dans les Préalpes et les Alpes.
Différentes installations, qui remplissent également les critéres du Concept national d’énergie
éolienne, pourraient produire 2850 GWh de courant éolien supplémentaire par an. Pour atteindre les
objectifs de SuisseEnergie, soit 50-100 GWh par an pour 2010 et 200 GWh par an pour 2020, une
extension partielle du potentiel de 316 GWh par an sur les 16 sites cantonaux/communaux et les 12
sites «prioritaires» serait déja suffisante. Un accroissement de quelque 600 GWh par an semble
possible d’ici 2035; et avec une pleine expansion de tous les parcs éoliens d’ici 2050, le potentiel
global de 1150 GWh par an pourrait étre réalisé.

S’agissant des cofits de production, le seul courant éolien produit actuellement a des prix a peu prés
concurrentiels, soit 12 cts/kWh, est celui du parc éolien de Mont-Crosin Est, alors que les prix des
autres installations sont en partie nettement supérieurs au tarif d’injection dans le réseau, soit 15
cts/kWh. Bien que 1’énergie éolienne soit bien implantée sur le plan technologique, un potentiel pour
des améliorations et des réductions de cofits existe, d’autant plus qu’aucune installation importante n’a
encore ¢té construite en Suisse, en dehors de celle du Mont-Crosin. On peut s’attendre a des cofits
moyens de production de I’ordre de 12.9 a 14.3 cts/kWh en 2020, entre 12.0 et 13.8 cts/kWh en 2035,
et prévoir encore une réduction minime, jusqu’a 11.6 a 13.8 cts/kWh, pour 2050.

Cependant, d’une maniere générale, ni le manque de sites appropriés ni les cofits ne constituent une
entrave au développement de 1’énergie €olienne en Suisse. Un obstacle bien plus important vient des
oppositions sans cesse renouvelées contre des projets de construction d'éoliennes pour des raisons de
protection du paysage et de la nature. A 1’heure actuelle, les projets bloqués en Suisse ne représentent
pas moins de 20 MW. Les incidences sur I’environnement peuvent toutefois en général étre
considérées comme minimes lorsque les projets ont été élaborés avec soin.

Concernant la disponibilité d’importations de courant éolien a 'avenir, il est possible de développer
des scénarios pour évaluer ce potentiel; mais ce sont surtout les conditions politiques qui
détermineront si, et dans quelle ampleur, une importation a partir de 2020 est une option envisageable.
Un autre facteur critique est le fait que les estimations actuelles donnent a penser que les prix pour
I’importation de courant éolien ne devraient pas étre beaucoup plus bas que ceux de la production
suisse.

Le tableau 2 donne un apercu général des indicateurs pour la production d’électricité dans les
centrales ¢oliennes.
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Tableau 2 Caractéristiques et indicateurs pour la production d’électricité dans les parcs éoliens.

Potentiels physiques et techniques

Conversion du courant d’air (vent) en courant électrique; pour
produire de I'électricité, le vent doit souffler au moins a la vitesse
approximative de 3.5-4 m/s

Potentiel physique

9.2*10° GWh/a ' (OFEN/OFEFP/ARE 2004b)

Potentiel intégré en Suisse

Puissance nominale 5.35 MW; production de courant 5.4 GWh/a (fin
2003)

Potentiel techniquement réalisable en
Suisse

Scénario OFEN/OFEFP/ARE 2004a; OFEN/OFEFP/ARE 2004b:
1150 GWh/a issus des parcs éoliens (728 éoliennes sur 96 sites)
2850 GWh/a issus d'installations isolées

(éolienne de référence avec puissance nominale de 1250 kW)
Scénario Horbaty 2004:

1470 GWh/a (éolienne de référence avec puissance nominale de
1750 kW) a 1680 GWh/a (éolienne de référence avec puissance
nominale de 2000 kW)

Pour davantage de détails cf. chap. 5.3.2

Offre énergétique

Fortement dépendante du site; varie entre env.750 et 2000 heures a
pleine charge par année; conditions de vent favorables dans I'Arc
jurassien et au-dessus de 800 m d’altitude

Etat de la technique

Turbines a vent a axe horizontal avec 2 ou 3 pales de rotor, avec
une puissance nominale offerte aujourd’hui dans le commerce de
600 kW a 3 MW (onshore) ou jusqu’a 5 MW (offshore);

Diamétre du rotor onshore: 40 m — 95 m
Hauteur de la tour onshore: 40 m — 120 m
Diameétre du rotor offshore: 80 m - 125 m
Hauteur de la tour offshore: 60 — 100 m

Incidences sur I’environnement

cf. chap. 5.5
fortement dépendantes du site

Technique

Eolienne a axe horizontal

Méthode de production

Production industrielle

Rendement (évolution temporelle)

20%-35% (quasiment constant, technologie de pointe)

Maturité pour le marché

Mar pour le marché

Durée de vie

20 ans (certaines parties 40 ans)

Coiits (évolution temporelle)

Actuellement CH: 12-20 cts/kWh (Mt-Crosin 600-850 kW)
50-60 cts/kWh (Mtgne de Granges 150 kW)
jusqu’a 90 cts/kWh (petite installation)

A avenir CH? (2020): 12.9-14.3 cts/kWh

(2035):  12.0-13.8 cts/lkWh
(2050): 11.6-13.8 cts/lkWh

Actuellement D: onshore: 7.8-20.2 cts/kWh
A l'avenir D (2020): onshore: 4.7-12.4 cts/kWh

Actuellement Europe:  onshore:
6.2-7.8 cts/kWh (sites trés favorables)
9.3-12.4 cts/kWh (sites moyens)
offshore: 7.8-18.6 cts/kWh
A l'avenir Europe: onshore:
(2020): 3.8-10.4 cts/kWh
(2035): 3.5-9.0 cts/kWh
offshore:
(2020): 6.1-14.6 cts/kWh
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Frais d'importation (2020): Total 7.7-14.9 cts/kWh

Investissements périphériques Raccordement au réseau:

onshore: 14% des frais d’investissements (Europe)
20% des frais d'investissements (CH)

offshore: 25% des frais d’investissements (Europe)

Colts d’élaboration du projet Onshore: 2.5% des frais d’'investissements (Europe)
Offshore: 4% des frais d’investissements (Europe)

Durée de I’élaboration du projet Jusqu’a 1 an (sans oppositions)

Charges d’exploitation Onshore: 2-5% des frais d’investissements
Offshore: 5-7.5% des frais d’'investissements

Courbes de référence Potentiels de réduction des codts:
d’ici 2010: 15%

2011-2025: 10%

2026-2050: 0% (Millais & Teske 2004)

! Correspond a I’énergie de la masse d’air en mouvement jusqu’a env. 300 m au-dessus du sol sur toute la superficie de la Suisse.

2 Ces cofits seront sans doute atteints en premier lieu sur les 16 sites cantonaux/communaux et les 12 sites «prioritaires» de
parcs éoliens, qui représentent un potentiel d’environ 316 GWh par an. Pour les sites «restantsy, cette estimation pourrait
toutefois s’avérer trop optimiste. Selon Horbaty (2004), les colits moyens de production en 2020 s’éleveront a env. 13
cts/kWh, soit a peu pres dans le méme ordre de grandeur, a supposer que 1’on ne construise que des éoliennes d’une
puissance nominale de 2000 kW, afin de réaliser le potentiel d’environ 1.7 TWh/a. Les cofits de production oscillent malgré
tout entre 8 cts/kWh sur les sites les plus favorables et 20 cts/kWh sur les moins favorables.

Biomasse

Compte tenu de la grande diversité des options d’utilisation de la biomasse et des ressources limitées,
ce domaine n’a pas pu étre traité de manicre trés approfondie. En ’occurrence, I’accent a été mis sur
I’identification et la présentation des possibilités technologiques et des tendances concernant la
production de courant issu de la biomasse. Le potentiel de biomasse utilisable écologiquement en
Suisse permet un accroissement considérable de la production d’électricité en provenant. En effet,
d’une part on peut s’attendre a ce que les catégories de biomasse utilisables a des fins énergétiques
augmentent, et d’autre part ’amélioration des technologies de conversion augmentera encore la
valorisation énergétique de la biomasse d’un facteur 2 a 3, ce qui provoquera un accroissement
proportionnel du potentiel de production de courant.

Le graphique 2 donne un aper¢u des rendements électriques avec divers procédés permettant de
produire du courant a partir de déchets ligneux. Les parties hachurées indiquent la zone de dispersion
des données tirées de différentes publications. Deux constatations s’imposent au vu du graphique: le
rendement électrique dépend des dimensions de I’installation, et cela ressort trés nettement pour les
processus a vapeur les plus répandus.
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Graphique 2 Apercu des rendements électriques actuels et escomptés au moyen d’installations de production de
courant alimentées avec de la biomasse séche (bois).

La présente étude est basée sur deux scénarios relatifs a 1’évolution du marché ou des technologies.
Dans le scénario appelé scénario CCF, nous partons de 1’idée que la biomasse est utilisée
principalement dans les centrales CCF. En raison de la réduction escomptée de la chaleur nécessaire,
les centrales tendent a devenir plus petites et leur efficacité a augmenter. Dans ce scénario, les colts de
production d’électricité seront plus élevés que dans le second scénario étudié¢, qui maximise la
production électrique. Dans le scénario dit scénario électricité, 1’évolution ira vers un agrandissement
des centrales. Les plus grandes dimensions et les possibilités d’hybridation qu’elles générent avec des
installations de production d’électricité a partir de combustibles fossiles (p. ex. couplage avec une
centrale combinée au gaz) laissent présager une plus forte baisse des cofits pour ce scénario.

L’évolution des cotits dépendra de 1’évolution des cotits dans I’agriculture ou plus précisément dans la
sylviculture, mais également des taxes d’enlévement qui peuvent étre prélevées pour le recyclage des
déchets. L’évolution des coiits pour les technologies de conversion est fortement dépendante (min.
50%) des développements pour 1’utilisation des ressources fossiles. Les possibilités d’utilisation des
technologies liées aux piles a combustible varieront en particulier selon que ces derniéres s’imposent
ou non sur le marché de la production fossile d’¢lectricité ou des centrales CCF.

Photovoltaique

Sur le long terme, la puissance photovoltaique (PV) cumulée installée augmente en moyenne de 21.6%
au niveau mondial et de 15.3% en Suisse. Fin 2003, la puissance PV installée dans toute la Suisse
s’élevait a quelque 21 MW,,. Le potentiel ne sera pas limité par les surfaces disponibles dans un proche
avenir, étant donné qu’on pourrait déja installer des installations PV de pres de 11 GW,, sur les
surfaces de toit optimales, ce qui équivaudrait & une production électrique de 9.4-13.7 TWh/a. La
production effective d’¢lectricité dépend donc essentiellement de la rapidité de 1’introduction de la
technique sur le marché. Pour accélérer le lancement, un financement d’encouragement limité dans le
temps et une loi sur I’alimentation en électricité adaptée aux conditions suisses sont donc
indispensables.
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A Theure actuelle, les colits de production d’électricité PV en Suisse se montent a environ 34-
89 cts/kWh, selon la technique et la qualité du site. Les petites toitures solaires situées sur le Plateau
présentent les colts les plus élevés, soit 68-89 cts/kWh. Dans les Alpes, le prix se réduit a
48-63 cts/kWh. Si I’on installait de grandes centrales PV dans les Alpes, on aurait les cotts de
production les plus bas de Suisse, soit34-44 cts’kWh. Sur le Plateau, les colts seraient
approximativement de 48-62 cts/kWh. Pour 2020, on estime les cofits a 44-51 cts/kWh pour les petites
toitures solaires situées sur le Plateau et a 28-37 cts/kWh dans les régions alpines. Pour I’année 2035,
avec des systemes PV identiques, les colits pourraient se situer vers 32-42 cts/kWh sur le Plateau et
vers 23-30 cts/kWh dans les Alpes.

Le potentiel de développement technologique et parallélement le potentiel de réduction des cotts ne
sont de loin pas réalisés. De nouveaux moyens sont nécessaires pour la recherche et le développement,
en particulier pour développer de nouveaux matériaux semi-conducteurs avec des rendements plus
élevés ainsi que des processus de production plus simples, plus économes en énergie et moins onéreux.
Il y a par ailleurs également lieu de promouvoir la mise en ceuvre de produits et systémes de technique
de pointe. La fabrication en série des composants doit permettre d’abaisser encore les cofits de
production.

Actuellement, au niveau international, on a plutdt tendance a construire de grandes centrales. En
Allemagne par exemple, on planifie et on construit plusieurs centrales PV de 2 a 18 MW,,. En Suisse
également, on pourrait a nouveau envisager la construction de grandes centrales dans les Alpes.
L’avantage des sites alpins est d’avoir une offre annuelle d’énergie solaire beaucoup plus importante;
par ailleurs, la production d’électricité en période hivernale est plus de deux fois supérieure a celle du
Plateau. Le principal obstacle aux grandes centrales dans les sites alpins réside dans 1’opposition
massive a laquelle on peut s'attendre pour des raisons de protection du paysage.

Le tableau 3 donne un apercu général des indicateurs pour la production d’électricité dans les
centrales PV.
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Tableau 3 Caractéristiques et indicateurs pour la production d’électricité dans les centrales photovoltaiques.

Potentiels physiques et Conversion directe du rayonnement solaire en électricité
techniques
Potentiel physique
Potentiel intégré en Suisse Puissance installée: 21 MW, (dont 18 MW, provenant d'installations raccor-
(fin 2003) dées au réseau, et 3 MW, d'installations isolées)
Production de courant: 16.7 GWh (dont 15.2 GWh provenant d'installations rac-
cordées au réseau et 1.5 GWh d'installations isolées)
Potentiel techniquement Puissance installée Production de courant
réalisable
Sur les toits 46 km? ® 10.9 GW, 9.4-13.7 TWh/a °
138 km?°® non connu 15 TWh/a ®
Sur les fagades 52 km?° non connu 3TWh/a®
Réalisation dépendant de la 2020 2035 2050
croissance [TWh/a]
Haute 0.234-0.350 1.84-2.76 6.96-9.78
Modérée 0.120-0.168 0.73-1.02 3.19-4.48
Linéaire 0.034-0.048 0.080-0.112 0.194-0.272
Ensoleillement 1000-1400 kWh/m?“an (Plateau suisse et vallées alpines)
Etat de la technique Développement permanent
Incidences sur cf. chap. 7.5
I’environnement Emissions de gaz & effet de serre: env. 65 g (CO,-équiv./kWh) pour toitures solaires
Technique Conversion directe du rayonnement solaire en électricité
Méthode de production Production industrielle
Rendement 2004 2020 2035 2050
(dépendant du type de cellule; 8-16% 12-20% 16-24% °© 20-28% °©
modules en usage dans le
commerce)
Maturité pour le marché mar pour le marché, disponible en grande série
Durée de vie 25-30 ans
Coiits [cts/kWh] 2004 2020 2035 2050
(Plateau suisse)
Toitures solaires 1-10 kW, 68-89 44-51 32-42 non connu '
Grandes installations 48-62 31-36 22-29 non connu
>500 kW,
Forte dépendance du taux d’intérét (ici 3-6%);
Détails voir Tab. 7.10 (2004), Tab. 7.11 (2020), Tab. 7.12 (2035)
Investissements Aucun autre
périphériques
Coiits d’élaboration du Env. 8% des frais d’'investissements
projet
Durée de I’élaboration du Quelques mois
projet
Charges d’exploitation Négligeables
Courbes de référence Pour les colts des modules, soit approximativement 50% des colts de toute
l'installation, on observe une diminution exponentielle. Détails sur la future
réduction des codts voir Fig. 7.35 ou chap. 7.4

a Cela représente la surface de toits disponible avec une qualité (rapport entre 1’ensoleillement annuel effectif et
I’ensoleillement maximum possible) d’au moins 90%.

b Calcul individuel avec rendement annuel de 893-1250 kWh/kW,,. La rapidité de I’introduction sur le marché déterminera
quelles parts seront réalisées aux années de référence 2020, 2035 et 2050. Divers scénarios ont été élaborés a ce sujet aux
chap. 7.3.3 et 7.3.4.

¢ Cela représente la surface de batiments disponible avec une qualité (rapport entre 1’ensoleillement annuel effectif et
I’ensoleillement maximum possible) d’au moins 80%.

d (Haas et al. 2002).
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e Si les technologies devaient connaitre un développement fulgurant d’ici 1a, les rendements pourraient aussi s’avérer
nettement plus élevés. Les valeurs indiquées ici sont des extrapolations basées sur le développement dans le passé.

f D’ici 2050, une avance technologique, qui pourrait générer une forte baisse des colits des modules et des rendements
supérieurs, ne peut étre exclue. C’est pourquoi les extrapolations pour les cofits de la production d'électricité en fonction
des modules actuellement en usage dans le commerce ne peuvent pas étre considérées sérieusement sur une si longue
période. On renonce donc & donner une indication.

Centrales électriques héliothermiques et centrales électriques utilisant des réacteurs solaires

Production d’électricité par héliothermie

L’importation de courant provenant de centrales héliothermiques situées dans I’espace méditerranéen
fait partie intégrante du portefeuille des énergies renouvelables pour la Suisse et représente une option
intéressante a plus long terme. A cet égard la production de courant dans des installations
héliothermiques en vue d’une injection directe du courant solaire dans le réseau électrique est
certainement au premier plan. A partir de 2030 environ, le courant importé des centrales électriques
héliothermiques de la région méditerranéenne par le biais de la transmission de courant continu a haute
tension pourrait apporter une contribution importante au mix de courant européen. En 2050,
I’ Allemagne pourrait compter dans la région méditerranéenne sur des installations d'une puissance de
9 GW,, pour importer du courant provenant de centrales électriques héliothermiques. Selon 1'état actuel
de la technique, les centrales électriques héliothermiques implantées sur des sites favorables peuvent
étre exploitées environ 2000 a 3000 heures par année, sans accumulateur d’énergie et seulement grace
a la chaleur solaire, pour un coflit de production d’électricité d'environ 14-26 cts’kWh,. Si les
potentiels de réduction des cofits se réalisent suite a l'introduction globale escomptée sur le marché,
ces cotts pourront étre divisés par deux au cours de la prochaine décennie.

Production d’électricité au moyen de réacteurs solaires

Les centrales utilisant des réacteurs solaires offrent la possibilité d’un stockage flexible de 1’énergie
solaire dans des agents énergétiques tels que 1’hydrogene ou le zinc, ce qui permet de produire du
courant selon les besoins pour des applications stationnaires ou mobiles. Contrairement aux
accumulateurs de chaleur utilisés dans les centrales électriques héliothermiques, le zinc permet un
stockage extrémement flexible, méme sur une longue période. Ainsi, compte tenu de la disponibilité
permanente du courant solaire, les cotts légerement plus élevés devraient étre acceptables. A plus long
terme, les centrales électriques exploitant 1'énergie du soleil de 1’espace méditerranéen pourraient
produire de I’hydrogéne propre pour I’exportation vers I’Europe centrale.

Le tableau 4 donne un apercu général des caractéristiques principales et des indicateurs pour la
production d’électricité dans les centrales électriques héliothermiques et dans celles utilisant des
réacteurs solaires de I’espace méditerranéen ainsi que pour le transport de courant ou d’hydrogene vers
la Suisse.
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Tableau 4 : Caractéristiques et indicateurs pour la production d’électricité dans les centrales électriques hélio-
thermiques et dans celles utilisant des réacteurs solaires.

Potentiels physiques et techniques des centrales
électriques héliothermiques et de celles utilisant des
réacteurs solaires

Conversion du rayonnement solaire concentré en
courant électrique et /ou en agents énergétiques, tels
gu’hydrogéne ou zinc. Utilisation du rayonnement
solaire direct (DNI). Exigence minimale :

DNI > 1700-1750 kWh/m%a. Latitude < 35-40°

Potentiel physique
Suisse

Espace méditerranéen

4.8:10" GWhy/a

(Cons. électr. CH 5.5-10* GWh,/a en 2003)

1.3:10° TWhy/a

(Cons. électr. mondiale 13.93-10° TWhg/a en 2001)

Potentiel techniquement réalisable (GW,)) 1990 2005 2020 2035 2050
Suisse (sous réserve, cher) 0 0 (0.3) (0.3) -
Espace méditerranéen (pour importation de courant) 0 0.1 7 91 -
Monde 0.4 0.5 5-20 25-150 100-
maximum 21 260 1200
Potentiel techniquement réalisable (TWh,/a) 1990 2005 2020 2035 2050
Suisse (sous réserve, cher) 0 0 (0.4) (0.4) -
Espace méditerranéen (pour importation de courant) 0 0.22 17.5-21 250 -
Monde 0.84- 1.12- 12.5- 68- 300-
maximum 1.12 2.25 63.0 1456 6960
Offre énergétique (en heures d’utilisation a plein) 1990 2005 2020 2035 2050
dépendant du site (sites favorables uniquement)
Suisse (max.) - - (1250) (1375) -
sans ST ? 2100 2250 2500 2750 3000
avec ST ? - - 3000 5600 5800
hybride 2800 4500 - - -
Etat de la technique
Héliothermie :
miroirs paraboliques + cycle de Rankine SEGS (30-80 MWg)
tour solaire + cycle de Rankine + ST 2 (sel fondu) Solar Two (10 MWg))
paraboloide + moteur Stirling EuroDish (10 kW)
Réacteurs solaires :
réflecteur sur tour + Zn/ZnO (Zn — Zn/air PC b) SOLZINC (0.5 MWy,)
four solaire + Zn/ZnO (H, — H,/O, PC °) IPS/EPFZ (10 kWy,)
Technique (développement technologique imminent)
Héliothermie :
miroirs paraboliques + cycle de Rankine (SEGS) + ST @ 2006 (AndaSol: 50 MW¢))
miroirs paraboliques + gaz & vapeur (ISCCS) + ST ? env. 2007
tour solaire + absorbeur a air + cycle de Rankine + ST?® | 2006 (PS10: 10 MW,)
paraboloide + moteur Stirling env. 2010
Réacteurs solaires :
réflecteur sur tour + Zn/ZnO (Zn — Zn/air PC °) env. 2008 (SOLZINC 10 MW,)
tour solaire + Zn/ZnO (H, — H,/O, PC b) env. 2010 (IPS/EPFZ, 0.5 MW,)
Rendement © (%) 1990 2005 2020 2035 2050
Heliothermie : - 14 2025 | 2328 | 2530
miroirs paraboliques 9-14 14 15-18 ) )
tour solaire 7.8 13-16 | 17-20 ) )
paraboloide } 23 ) } )
Réacteurs solaires :
Zn/ZnO (Zn — Zn/air PC°) ) ) 9-22 10-24 11-25
Zn/ZnO (H, — H,/O, PC ®) i i 617 719 8-20

52




Résumé

Maturité pour le marché

Héliothermie : mare pour le marché, phase d’introduction
miroirs paraboliques testés sur le marché (354 MW,)); fiables, disponibles
tour solaire démontrée (10 MW4)
paraboloide prototype (10 kW)

Réacteurs solaires : stade de la recherche
Zn/ZnO (Zn — Zn/air PC b) installations pilotes jusqu’a 500 kWy,

Zn/ZnO (H, — Hy/O, PC b) installations tests jusqu’a 10 kWy,

Incidences sur I’environnement cf. chap. 1.5

Durée de vie 25-30 ans

Durée de I’élaboration du projet dépendante du site; quelques mois

Frais d’investissements (USD/kW) 1990 2005 2020 2035 2050

Heéliothermie : 3000 4800- 2200- 1300- 800-
(scénario 1; stockage limité) 9100 3600 3000 2600

Réacteurs solaires :

Zn/Zn0O (Zn — Zn/air PC b) - - 1950- 1500- 1200-
(scénario 2; stockage flexible) 3750 2950 2350
Zn/ZnO (H, — H,/O, PC °) . - 2900- | 2450- | 2000-
(scénario 3; stockage flexible) 5950 4750 3850

Charges d’exploitation (US¢/kWh)) 1990 2005 2020 2035 2050

Héliothermie : 3.0-35 | 1.0-3.3 0.3-14 |- -

Réacteurs solaires :

Zn/ZnO (Zn — Zn/air PC °) - - 3-7 2-4 1-2
Zn/ZnO (H, — H,/O, PC ) - - 5-10 3-6 2-3
Colits de la production d'électricité (USD/kWh)) sans 1990 2005 2020 2035 2050
transport 0.16- 0.099- 0.033- | 0.023- | 0.015-
Héliothermie : 0.20 0.143 0.062 0.052 0.044

(scénario 1; stockage limité)

Réacteurs solaires : - - 0.17- 0.11- 0.07-
Zn/ZnO (Zn — Zn/air PC ) 0.31 0.19 0.11
(scénario 2; stockage flexible) - - 0.26- 0.17- 0.11-
Zn/ZnO (H, — H,/0, PC®) 0.49 0.31 0.18
(scénario 3; stockage flexible)

Frais de transport

Transport de courant (scénarios 1 et 2) < 0.01 EUR/kWhg, par 1000 km

3000 km : 0.015-0.02 EUR/kWhg,

Transport d’hydrogene (scénario 3) 3000 km : 0.01-0.015 EUR/kWh

Frais de démontage (USD/kW) inconnus

Courbes de référence cf. chap.1.4; en particulier les graphiques 1.9 et 1.10

Justification améliorations techniques par R&D; dimensions des

composants et des installations; fabrication en série;
économies pour O&M.

2 ST = stockage thermique; ° PC = pile & combustible; ¢ rendement électrique du systéme sur une année

Géothermie

La Suisse posséde un #rés grand potentiel pour la production d’électricité dans la chaleur emmagasinée
dans les formations rocheuses du sous-sol. La principale réserve qui peut étre émise réside dans les
incertitudes concernant la qualité des ressources et les cofits prévus pour la production du courant. Les
ressources géothermiques potentielles sont cependant si considérables que 1'incertitude qui plane sur leur
volume exact n’est pas d’une grande importance. Les incertitudes concernant les cotts pourraient par
contre étre déterminantes pour un éventuel développement de la production d’électricité géothermique.
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En se fondant sur un mod¢le développé pour la présente étude, il y lieu de relever que les cofits
moyens dépendent de sept facteurs principaux : le gradient géothermique, le potentiel fixé pour obtenir
une certaine perméabilité, la formation hydraulique subséquente de fissures, la profondeur et le
diamétre du forage, le débit du fluide, les déperditions de chaleur dans le systéme de circulation du
fluide, I’installation de production d’électricité.

Le graphique 3 présente une analyse de sensibilité des colits moyens de production de I’électricité
basée sur ces divers parametres. Chaque facteur a été¢ soumis individuellement a une variation de part
et d’autre de la valeur initiale de I’étude de référence du US Department of Energy. Les courbes des
différents parameétres se croisent a 100%, donc au point ou tous les paramétres ont leurs valeurs de
référence. En conséquence, chaque courbe représente la variation d’un facteur unique, tous les autres
parameétres étant maintenus constants a la valeur initiale. Cette analyse de sensibilité a été effectuée
avec la technologie de référence de 1’année 2010 et non pas avec celle des années 2020 ou 2030.
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Graphique 3 Analyse de sensibilité des colts de production d’électricité géothermique pour divers parameétres.

Le graphique 3 met en évidence que c’est aux variations du gradient de température et de la
profondeur du forage que les cotlits moyens de production de 1’électricité géothermique sont le plus
sensibles. Les facteurs suivants, selon leur ordre d’importance, sont le débit du fluide et la formation
requise de fissures. Viennent ensuite la perméabilité géologique et le diamétre de forage. Le paramétre
le moins influent est la diminution de température entre la partie supérieure du trou de forage et la
centrale électrique. En fait, cinq de ces parameétres peuvent étre contr6lés directement, alors que seul
un choix approprié du site peut influencer le gradient et la perméabilité potentielle.
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Les incertitudes déterminantes concernant le colit d'exploitation de 1'énergie géothermique sont les
données géologiques concernant les ressources (en particulier une cartographie des gradients
géothermiques, la perméabilité et le degré de saturation de la roche, ainsi que le champ de tension
existant dans la roche qui peut contribuer a la formation de fissures) et le colt financier correspondant
(notamment les frais de forage). Les futurs colts de production d’électricité pourraient se situer entre 7
et 15 cts/kWh selon les estimations faites dans la présente étude.

Energie des vagues

Bien que 1’énergic des vagues constitue une ressource considérable, celle-ci n’est pas trés importante
comparée a d’autres ressources renouvelables. Les cofits semblent prometteurs, mais jusqu’a présent, ils
se basent uniquement sur un petit nombre d’installations en service. Il pourrait toutefois s’avérer que les
estimations actuelles sont trop optimistes. Dans 1’ensemble, les chances qu’on importe en Suisse une
quantité importante de courant des centrales utilisant I’énergie des vagues ne sont pas trés grandes.

Remarques résumant les perspectives des nouvelles sources d’énergies renouvelables

Ecologie — La performance écologique de la plupart des agents énergétiques renouvelables est bonne.
Certains aspects, comme les incidences écologiques locales de plusieurs projets de petites centrales
hydroélectriques, pourraient toutefois s’avérer problématiques. Les technologies de biomasse
décentralisées conventionnelles présentent des ¢émissions relativement élevées de particules.
L’ensemble de la chaine énergétique du photovoltaique provoque des quantités assez importantes de
déchets non radioactifs; en fonction de la technologie, il peut également nécessiter un maniement
correct de quantités assez importantes de substances toxiques a la production. Parallélement aux
progrés du développement technologique des nouvelles sources d’énergies renouvelables, il existe, a
cet égard également, un potentiel considérable d’améliorations.

Acceptation — En principe, les agents énergétiques renouvelables sont trés bien acceptés par la
population. Cela vaut également pour I’éolien qui est généralement bien accepté. Sur le plan local, les
projets concrets d’éoliennes peuvent toutefois se heurter a une forte opposition pour des raisons de
protection du paysage.

Maturité pour le marché — Les diverses technologies de production d’électricité a partir d'agents
renouvelables qui font I’objet de la présente étude ont des degrés de développement tres différents les
unes des autres. La petite hydraulique est au niveau des technologies de pointe; 1’éolien est bien
implanté sur le plan technologique, mais de nouvelles améliorations sont possibles; le photovoltaique,
I'héliothermie et la géothermie sont des technologies en plein essor qui présentent un potentiel
considérable d’améliorations.

Restrictions générales concernant I'importation d’énergies renouvelables — 1.’ existence de capacités de
transport suffisantes vers la Suisse est la condition fondamentale pour 1I’importation d’¢lectricité produite
par des centrales éoliennes, héliothermiques ou utilisant 1I’énergie des vagues. Les pays ou régnent des
conditions favorables pour ce genre de production électrique vont privilégier la couverture de leurs propres
besoins, avec pour conséquence un acces a de telles importations des plus incertains pour 1’avenir.

Coiits relativement élevés empéchant une forte expansion — Malgré les progreés escomptés, qui
entraineront des réductions de cotits, il y a tout lieu de penser qu'en Suisse la production d’électricité a
partir des nouveaux agents énergétiques renouvelables restera nettement plus chére que la production
électrique de base réalisée par les grandes centrales hydroélectriques ou nucléaires.” Cela se vérifie
aussi si on compare les agents renouvelables aux agents énergétiques fossiles, en particulier au gaz,
sauf si la hausse de prix des combustibles se poursuit. Une prise en compte des colits externes

* Selon des travaux antérieurs de I'IPS, la compétitivité des nouvelles énergies renouvelables est nettement meilleure, du point de
vue économique, pour la production de chaleur que pour celle d’électricité. Il en résulte de plus grands potentiels économiques.
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augmenterait certes la compétitivité des nouveaux agents €nergétiques renouvelables, mais pas en
comparaison avec les grandes centrales hydroélectriques et nucléaires, et probablement pas non plus
de fagon décisive par rapport aux agents énergétiques fossiles. Comme mentionné dans la plupart des
chapitres sur les nouvelles énergies renouvelables, leur expansion dépend, a 1’état actuel du
développement, de I'existence d'un tarif d’injection dans le réseau (aujourd’hui 15 cts/kWh).
L’ampleur du soutien est une question politique. Les considérations qui précedent ne changent rien au
fait que le développement des technologies renouvelables doit se poursuivre afin d’atteindre des
rendements plus élevés avec des cotits moins €levés. Il conviendra dans chaque cas de promouvoir le
stade du cycle de développement correspondant a I’état de la technique: recherche appliquée ou
fondamentale, installations pilotes et de démonstration, lancement et, 1a ou cela s’avére opportun,
soutien au marché.

Réalisation des objectifs — Une contribution de 10% (par rapport a la consommation actuelle
d’électricité) des nouvelles énergies renouvelables, petite hydraulique et biomasse incluses, semble un
objectif techniquement réalisable d'ici 2030 environ. Pour I’essentiel, ces 10% incluent une grande partie
des potentiels réalistes pour la petite hydraulique et 1’éolien, des contributions substanticlles de la
biomasse et de la géothermie, ainsi qu’une participation relativement modeste du photovoltaique. La
géothermie se trouvant aujourd’hui au stade du développement, sa contribution doit étre considérée
comme spéculative. Les petites centrales hydroélectriques sont prises en compte pour une puissance
allant jusqu’a 1 MW. A supposer qu’on prenne en considération des installations d’une puissance allant
jusqu’a 10 MW, les contributions des nouvelles énergies renouvelables pourraient alors dépasser les 10%
envisagés, méme si les contributions de la biomasse et de la géothermie diminuaient dans le méme temps.
Il y a par ailleurs lieu de relever que, si la consommation de courant continue d’augmenter,
conformément a la tendance de ces derniéres années, ce chiffre de 10% pourrait trés nettement diminuer.

Le graphique 4 présente le potentiel réalistement optimiste d’électricité produite en Suisse a partir des
nouvelles énergies renouvelables pour I’année 2035 et les cotts y relatifs. Pour comparaison, il montre
également le potentiel d’économies d’électricité sur la base de précédents résultats des perspectives
énergétiques de I’OFEN. Le potentiel d’économies est supérieur a celui des nouvelles énergies
renouvelables, également sur le plan de la rentabilité, mais sa réalisation s’avere difficile.

60'000
Consommation d‘électricité en 2003
50'000
L 1
S 20000
o Potentiel d‘économies d‘électricité
10'000
Potentiel réalistement optimiste
‘iGi - . ien, PV,
biomasse, géothermie
e . . : : - . .
0 5 10 15 20 25 30 35 40
Cts/kWh
Graphique 4 Potentiels et colits des nouvelles énergies renouvelables et potentiel d’économies d’électricité en Suisse.
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Coiits — Si la contribution de 10% était atteinte vers 1’année 2035, les colits annuels de production
seraient (au niveau actuel des cofits) d’environ 0.5 milliard de francs supérieurs a ceux de la
production électrique a partir de gaz ou d’énergie nucléaire. Pour effectuer le calcul des colits moyens
de production d’électricité avec des agents énergétiques renouvelables, on a tablé sur un prix de 15
cts/kWh.

Energie nucléaire

Situation actuelle en Suisse

En Suisse, la part de I’énergie nucléaire dans la production d’électricité indigéne s’éléve a environ
40%; elle est supérieure a la moyenne européenne qui est de 33%. La puissance totale des cinq
centrales nucléaires est de 3.2 GW; celles-ci totalisent une expérience cumulée d’exploitation de
140 ans. Le taux d’utilisation annuel dépasse les 90%.

Suite au rejet des initiatives populaires «Sortir du nucléaire» et «Moratoire-plus», 1’énergie nucléaire
reste une option d’avenir. La nouvelle loi sur I’énergie nucléaire (LENu) est entrée en vigueur le
1 février 2005. L’octroi d’une autorisation générale pour de nouvelles centrales nucléaires par le
Conseil fédéral et par 1’Assemblée fédérale est désormais sujet au référendum facultatif (art. 48
LENu).

Tendance évolutive dans le développement de la technologie: la génération II1/I11+

Dans les années 90, on a construit des réacteurs d’une nouvelle génération basés sur la génération II.
Les réacteurs de la génération III/III+ se fondent sur les technologies de la génération II; ils sont soit
évolutifs (perfectionnés), soit innovants (nouveaux), et se distinguent par des améliorations dans les
domaines de la sécurité, de la rentabilité et du ménagement des ressources.

Sécurité renforcée:

— Eléments de sécurité passive, qui ne nécessitent pas d’éléments de commande actifs ni
d’intervention humaine dans 1’exploitation pour empécher des accidents graves lors d’une erreur
de fonctionnement, mais qui se basent sur la pesanteur, la convection naturelle, la résistance
électrique ou physique ou les limites physiques de température

— Indices de sécurité inhérente qui empéchent les situations d’exploitation critiques

—  Probabilité considérablement réduite d’une fusion du ceeur du réacteur (10 par réacteur et par an)
et d’un rejet important de radioactivité dans I’environnement (107 par réacteur et par an)

— Redondance accrue grace a la diversité et a la séparation dans 1’espace des systémes de sécurité

— Impact minimum sur I’environnement (p. ex., enceintes multiples)

Meilleure rentabilité:

— Constructions standardisées

— Réduction de la durée de construction

— Construction plus simple, plus facile a utiliser, résistant mieux aux erreurs de manipulation

— Plus grand taux d’utilisation et plus longue durée de vie

Ménagement des ressources:
— Meilleure utilisation du combustible

— Réduction de la quantité de déchets
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Perspectives a long terme du développement de la technologie: la génération IV

Compte tenu du fait que les capacités de développement des réacteurs actuels de la génération I11/111+
sont largement épuisées, et du rythme naturel de reléve des générations, une nouvelle génération devra
d’ici 20 a 30 ans remplacer celle des réacteurs actuellement a la pointe du progrés. Au vu de la
nécessité d’innover en profondeur et de I’ampleur de la tache, il est évident que le nucléaire ne pourra
progresser avec succes que si de nouveaux concepts sont systématiquement mis en ceuvre, si la
recherche et le développement débutent dés aujourd’hui, si les travaux sont coordonnés a 1'échelle
internationale, voire mondiale, et si les ressources sont engagées de facon ciblée. En 2001, neuf pays
se sont groupés sous la dénomination de “Generation IV International Forum”, ou GIF, afin de
concevoir ensemble 1’avenir du nucléaire et de coordonner le développement de la génération IV. La
Suisse a adhéré au GIF en 2002, et EURATOM en 2003, devenant ainsi les 10° et 11° membres de ce
Forum.

L’objectif de “Generation IV est de développer des réacteurs beaucoup plus sirs, utilisant moins de
combustible, produisant moins de déchets, résistant mieux a la prolifération et nettement plus
rentables.

Durabilité: consommation réduite des ressources

diminution de la quantité et de la radiotoxicité des déchets
Rentabilité:  standardisation, exploitation simplifiée
Sécurité: sécurité passive, protection physique

Prolifération: meilleure résistance

En plus de la production d’¢lectricité, les systemes de la génération IV doivent de plus en plus
déboucher sur des applications dans de nouveaux secteurs. On pense en premier lieu a leur utilisation
en tant que centrales combinées, ou a la production de chaleur industrielle qui pourrait étre utilisée
pour produire de I'hydrogene.

Parmi plus de cent systémes analysés lors d’un vaste processus d’évaluation et de sélection, six ont été
retenus en vue d’une étude plus approfondie. Les prototypes de la génération IV devraient apparaitre
entre 2020 et 2030, selon les systémes, et leur commercialisation débuter entre 2030 et 2040.

Vu la durée des phases de planification et de construction pour le remplacement des centrales
actuelles, il est peu probable que la génération IV entre en ligne de compte pour la reléve de la centrale
de Gosgen (2038), mais cela pourrait étre le cas pour celle de Leibstadt (2044).

Potentiel technique

En utilisant les sites d’aujourd’hui et en prenant I’EPR (European Pressurized Water Reactor) comme
réacteur de référence pour le remplacement des centrales actuellement en service, la contribution
actuelle du nucléaire au mix électrique suisse (40%) pourra étre maintenue, méme en cas d’un tres fort
accroissement de la production d’électricité. Au cas ou un réacteur de la génération IV pourrait déja
remplacer celui de Leibstadt, cette contribution pourrait méme s’élever a 50%. Le graphique 5
présente trois différents scénarios pour les futurs potentiels du nucléaire en Suisse. Le premier scénario
est basé sur ’utilisation du potentiel actuel sur les sites d’aujourd’hui. Dans le deuxiéme scénario, on
prend en compte la possibilité d’exploiter de nouveaux types de centrales sur les sites existants. On
note un net accroissement du potentiel par rapport a aujourd’hui, la puissance des nouveaux réacteurs
étant plus élevée. Dans le troisieme scénario, on table sur le remplacement de Leibstadt par une
centrale de la génération IV, ce qui provoquerait une nouvelle augmentation du potentiel en raison du
rendement plus élevé.
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Graphique 5 Potentiels de I’énergie nucléaire en Suisse.
e Coits

Les données dont on dispose sur les nouvelles technologies sont trés disparates. On a ici pris le réacteur
du type EPR (offre, commande de la Finlande) comme exemple concret. Lors de commandes en série, on
table sur des colts d’env. 20% inférieurs pour la construction, ce qui engendre une baisse des colts de
production de I’ordre de 5-10%, selon la structure des cotits. En se basant sur les cotits de production de
I'EPR finlandais de 3.7 cts/kWh, on atteint a moyen terme des cotits de production de 3.0-3.5 cts/kWh.
Ainsi, la génération III/I[I+ a le potentiel d’abaisser les colts de 20-30% par rapport & aujourd’hui
(4.5 cts/kWh). S’agissant de la Suisse, on prévoit dans un premier temps des colts de production
légérement supérieurs, soit 4.1-5.2 cts/kWh, a cause des frais de gestion des déchets plus élevés.

Le tableau 5 oppose les valeurs effectives pour I'EPR finlandais aux calculs pour 'EPR francais et aux
valeurs correspondantes pour la réalisation envisageable d’un EPR en Suisse. Les valeurs peuvent varier
quelque peu en fonction de la durée d’exploitation supposée et des taux de change internationaux.

Tableau 5 Comparaison des colits de I'EPR pour la Finlande, la France (série) et la Suisse (investissement et
exploitation comme la France, colts de combustible comme Gésgen/Leibstadt)

EPR Finlande (premiére France (série) Suisse (série)
installation)

Puissance MWy 1600 1600 1600

Durée de vie années 40 60 60

Taux d’intérét % 5 5 8 5 8

Colts de construction milliards 4.7 3.7 4.2 3.7 4.2

(intéréts inclus) de CHF

Colits de construction CHF/kWyg, 3000 2400 2600 2400 2600

spécifiques

Colts de financement cts/kWh 2.1 2.0 2.7 2.0 2.7

Charges d’exploitation cts/kWh 1.1 0.8 1.0 0.8 1.0

Colts du combustible cts/kWh 0.5 0.7 0.9 1.3 1.5

Total des coiits de cts/kWh 3.7 35 4.6 4.1 5.2

production
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Pour la génération IV, on ne connait jusqu’a présent que des valeurs cibles. On table sur une
diminution des cofits de 10-20% pour I’exploitation et de 20-30% pour la construction. Les cotts de
production s’éleveraient alors a 2.5-3.5 cts/kWh. Les colts de production de ces centrales devraient
diminuer d’environ 20-45% par rapport a aujourd’hui, et la baisse oscillerait entre 0% et pres de 30%
par rapport a la génération I1I/111+.

Une future taxe sur le CO, et/ou une prise en compte des colits externes auraient un effet positif sur la
compétitivité du nucléaire.

e Acceptation

L’acceptation par la population jouera un rdle central pour le développement futur du nucléaire. 11 est
primordial qu’il ne se produise pas, & plus ou moins long terme et dans le monde entier, d’incidents
techniques graves susceptibles de déstabiliser la population. En Suisse, la preuve du besoin et la
démonstration de la faisabilité du stockage final des déchets nucléaires sont indispensables pour
I’octroi d’une autorisation générale. La confiance en la sécurité, la solution du probléme de la gestion
des déchets, ainsi que la présence d'alternatives potentielles pourraient influencer de maniére décisive
les référendums demandés pour chaque centrale. Les progres de la nouvelle technologie nucléaire, qui
tendent a limiter considérablement les conséquences d’éventuels accidents graves et a réduire la durée
de confinement des déchets, pourraient augmenter la confiance de la population. La situation
économique pourrait elle aussi avoir une grande influence sur 1’acceptation du nucléaire. A I’heure
actuelle, il est toutefois difficile de savoir si cette acceptation sera favorisée par une bonne ou par une
mauvaise situation économique.
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Executive Summary
Mission/goals and limits of the work

PSI has investigated the potential and cost of electricity generation from ,,new* renewable energy
sources and new nuclear technologies in Switzerland for the Swiss Federal Office of Energy (BFE).
This is part of the ongoing updates to the Energy Perspectives (Energieperspektiven), which cover the
period up to 2035 as an approximate view to the year 2050.

New renewable energy carriers and nuclear energy are basically differentiated by their characteristics,
their degree of market readiness, their economic competitiveness and public perceptions. But both
possess at least one common aspect, they make significant contributions to climate protection policies.
The present work investigates how large the contributions could be in the next 30-40 years in the
context of Swiss electricity generation. It must be expected that there will be variations in these
amounts, and barriers which must be overcome, before this possibility can be realized.

The framework for the options considered for electricity generation were defined by BFE. The
following renewable energy systems were investigated: small hydro, wind energy, photovoltaics, solar
thermal and solar chemical generation, geothermal and wave power. For wind energy import of wind
power were considered, in addition to domestic production. Solar thermal and solar chemical power,
as well as wave power were based solely on their potential for power imports. The emphasis of the
work however has been in the area of domestic electricity generation.

The greatest attention has been paid to the respective technologies, and their progress during the time
horizon of this study.

This work does not contain any modeling of the economic potential under particular conditions, or
review measures which could be used to increase the market penetration of the various technological
options. However the results achieved may be used for such developments and applications.

Procedure
In the course of this project, the following work was carried out:
1. Selection of the technologies to be considered

The respective technologies were based on available knowledge and literature. Based on practical
considerations, the selection was limited to technologies which were considered to be
representative on the basis of cost and potential.

2. Literature studies of potentials and costs, contacts with persons and institutions possessing
relevant information, collection of information and data.

The relevant literature was systematically studied. In the course of the project selected
organizations and persons were contacted that possessed expertise in the corresponding areas. This
included external contacts, as well contacts with internal PSI experts within groups involved in the
development of specific technologies.

3. Determination of the most important system characteristics and establishment of learning curves
(when possible).

The most important parameters of the individual systems were investigated and collected. In cases
where sufficient experience was available, learning curves for the further development of the
technologies were investigated and established.
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4. Analysis of technology specific attributes of a challenging or deterrent nature which could
influence the achievable future potential.

This can include ecological objections, but also aspects that may influence social acceptance. The
influence of a possible future internalization of external costs upon the economic competitiveness
of individual energy carriers was investigated

5. Integration

The results of the individual research areas were integrated and collected into a final report. One
decisive aspect is the assurance of a reasonable consistency and balance between the evaluations
of the individual options, based on a review of the differences in the state of knowledge and
uncertainties which are associated with this judgment.

New Renewable Energies

Current situation in Switzerland

Total Swiss electric generation in the year 2003 was 65,266 GWh, of which 57.3% came from
renewable resources. Based on the Swiss statistics for renewable energy, 97.4% of the renewable
electricity came from hydroelectric generation, while new renewables contributed about 1.4%. For
small hydro plants there are no separate statistics, as these are included in overall hydro production.
Figure 1 shows a detailed breakdown of Swiss electricity generation.

Total Generation - 65'266 GWh

Nuclear ene
39.7% o Conventional

thermal
power plants
3.0%

New Renewable generation - 954 GWh

renewables
1.4% Biogas from Solar
wastewater 1.7%
treatment Biomass
Hydropower 12.2% (Wood, biogas
55.9% from agric.)

3.4%
Wind
0.5%
Renewable
energy share
from waste
82.8%

Fig. 1 Electricity generation in Switzerland in 2003.

Current policies are aimed at achieving a 10% share of total Swiss electricity generation from ,,new*
renewables by the year 2030. This is defined based on current electricity demand, and therefore
represents a total of about 5,500 GWh/year.
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Overall potential of Renewables

Renewable resources are very large in comparison with energy demand. This is however based on
theoretical rather than technical grounds, and the amount of future use is chiefly based on the
economic performance of the technologies which must be implemented to apply these energy
resources. The maximum available resources which are available in the long term have been
designated as the theoretical potential. Renewable resources gain significance for energy supply as
soon as there is a demand and appropriate technologies are developed for energy transformation and
use. The estimation of the technical potential is therefore based on technological and technical
process criteria.

Small hydro plants

Electricity generation in small hydro power plants poses an economically and, above all, an
ecologically interesting option. With the goals of a broadly diversified electricity supply as well as the
promotion of renewable energy carriers, the still available potential should be as widely used as
possible. The current electricity generation of about 3400 GWh/yr from hydro power plants of less
than 10 MW on natural waters could be raised to about 5600 GWh/yr, with the average generation
cost of most of the new capacity being about 10-25 Rp./kWh. The maximum available potential at
water purification and wastewater treatment plants is far smaller, and is estimated as between 120
GWh/yr (at a cost of 5-23 Rp./kWh) and barely 50 GWh/yr (at a cost of 9-85 Rp./kWh). Most of the
costs above the current market price should not pose a barrier, with appropriate marketing of the
power as ,,Ecostrom‘ (green power). Even when appropriate ecological measures must be taken to
maintain the ecosystem during the renovation or new construction of a small hydro plant, the impacts
are likely to be much smaller than for other energy carriers, which is a significant ecological advantage
for the development of small hydro potential. In general, the ecological effects as well as the
electricity prices are very strongly dependent upon the site of each small hydro plant, and should be
estimated for each individual case.

The data presented above on the potential and current costs should be relatively reliable, as the
technology used is mature and there are many years of experience in Switzerland with small hydro
plants. This also means however, that the possibilities for reducing plant costs are in general relatively
small. Lower electricity costs are primarily possible through a reduction of operating costs by means
of automation.

Table 1 shows a comprehensive overview of the indicators for electricity generation by small hydro
power plants®.

? References in Tab. 1 to 5 are listed in the respective chapters.
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Tab. 1 Characteristics and indicators for electricity generation by small hydro plants.

Physical and technical potential Transformation of energy in flowing water into electricity

Physical potential

No specification

Technically realistic achievable potential 2004 2020 2035 2050
[GWh/a]
Natural waters
<10 MW 3422 4’700 5600 ® 5'600 ¢
6’800 °
4200 °©
<1 MW 781 860 920 960 °
<300 kW 300 380 420 450°
Water purification plants 65 120 155 © 175
Wastewater plants 5 15 25° 50
Resource Strongly location dependent
Status of the Technology Current technology is largely mature
Environmental Effects See chapter 4.5
Strongly location dependent
Technology Water turbines for electricity generation
Production Method Industrial manufacture
Efficiency 2005 2020 2035 2050
relatively constant, mature technology 0.70-0.85 0.72-0.87 0.74-0.89 0.75-0.90

Market readiness

Mature, available

Plant life 30 years (water purification and wastewater treatment plants)
80 years (run-of-river and storage dam plants)
Electricity cost [Rp./kWh] 2005 2020 2035 | 2050
(see also Tab. 4.6, Fig. 4.11 and Fig. 4.14) These values are based on rough assumptions and
should serve as general indicators. For single
plants the costs are strongly location specific.
Water purification plants 5-23 4.5-21 4.2-19 4-18
Wastewater plants 9-85 ' 8-77 7-70 6.5-65
Hign and low head power plants < 10 MW 5-24 9 4.5-21 4.2-20 4-19
40 kW - 2.2 MW 10-30 " 8-26 7-24 6-23
<300 kW > 16 > 14 >13 >12
Picohydro plants <40kW 15-45 13-37 12-33 11-30
Pico-alpine power plants 40-100 35-85 32-78 30-75

Additional Costs

No further costs

Learning curve

See chapter 4.4.2, especially Fig. 4.14

Planning time

Location specific; 2-4 months licensing, 1-8 months planning, 1-

2 months for permits

Typical operating cost

Location specific; between 1 und 10% of the capital cost; share of
the average generation costs around 10%-40%

oo o e

strongly on conditions.

(Elektrowatt 1987), average generation costs of about 14-22 Rp./kWh.
(Lorenzoni et al. 2001), realistically achievable without economic or ecological restrictions.
Estimation by (Lorenzoni et al. 2001), realistically achievable under economic and ecological restrictions.

This value is taken here as the practically achievable potential. The time frame for achieving this potential depends

e According to Hr. Buser, BFE Program Leader for Small Hydro, this amount represents the economically and
ecologically interesting portion of the available potential (14.6.2004). According to conditions, this potential could

be achieved significantly earlier or later.

f About 50% of the potential shows average generation costs of less than 20 Rp./kWh (Chenal et al. 1995) (see

Chapter 4.4.1).

g Existing plants; no subdivision by capacity.

h Average values for new construction and renovation of existing plants.
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Wind energy

Currently, wind turbines contribute a share of only about 0.5% of the total 950 GWh/yr from
renewable energy (not including large and small hydro plants). Various studies have shown that a
realistic technical potential from wind parks for Switzerland is on the order of 1150 GWh/yr by the
year 2050. This is divided into 96 locations, of which most of those identified are located in the
Jurabogen, as well as others in the fore-Alpine and Alpine regions. Individual turbines, which also
satisfy the criteria of the Swiss wind energy concept, could produce an additional 2850 GWh/yr. To
achieve the goals of Energie Schweiz of 50-100 GWh/yr for 2010 and 200 GWh/yr for 2020 would
require a partial development of the potential of 316 GWh/yr at the 16 cantonal/communal and 12
,priority* locations. An increase to about 600 GWh/yr by 2035 appears possible, and with a full
development of all wind park locations the total potential of 1150 GWh/yr could be achieved by the
year 2050.

Concerning generation costs, the only current, somewhat competitive wind generation prices are from
the Mont Crosin Ost plant with a cost of 12 Rp./kWh, while other plants are in part significantly above
the grid tariff level of 15 Rp./kWh. Although wind energy is technologically established, there is a
potential for improvements as well as cost reductions because, with the exception of Mont Crosin, no
large plants have been built. By the year 2020 average generation costs in the range of 12.9-14.3
Rp./kWh can be expected, by 2035 between 12.0-13.8 Rp./kWh, and by 2050 only a further minor
reduction to 11.6-13.8 Rp./kWh may be expected.

In general, neither a deficiency of suitable locations nor the costs are a limiting factor to the future
development of windpower in Switzerland. A much larger obstacle to further development are the
regularly recurring objections of wind power opponents, based on protection of the landscape and
nature. At present there are windpower projects blocked in Switzerland with a total capacity of around
20 MW. However in general the environmental consequences can be reduced to a low level by careful
planning.

Regarding the future availability of imported wind power, scenarios for estimating this potential can
indeed be developed. Whether and under what circumstances imports from the year 2020 on may be a
possible option depends significantly upon the political conditions. A further critical factor is that
current estimates depend upon the assumption that prices for wind power imports would not lie much
below the cost of domestic production in Switzerland.

Table 2 gives a comprehensive overview of indicators for electricity generation from windpower
plants.
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Tab. 2 Characteristics and indicators for electricity generation by wind power.

Physical and technical potential

Conversion of wind to electricity, typically starting with a wind speed
of about 3.5 -4 m/s

Physical potential

9.2*10° GWh/a ' (BFE/BUWAL/ARE 2004b)

Integrated potential in Switzerland

Nameplate capacity 5.35 MW; Annual generation 5.4 GWh/a (End of
2003)

Technically realistic achievable
potential in Switzerland

Scenario (BFE/BUWAL/ARE 2004a; BFE/BUWAL/ARE 2004b):
1150 GWh/a from wind parks (728 turbines at 96 locations)
2850 GWh/a from single installations

(Reference turbine with capacity of 1250 kW)

Scenario (Horbaty 2004):

1470 GWh/a (Reference turbine with capacity of 1750 kW) to 1680
GWh/a (Reference turbine with capacity of 2000 kW)

For detailed assumptions see chapter 5.3.2.

Resource

Strongly location specific; varies between ca.750 und 2000 full load
hours/year; good wind conditions in the Jurabogen and above 800 m
altitude

Status of technology

Horizontal axis wind turbines with 2 or 3 rotor blades with current
commercially available capacities of 600 kW to 3 MW (onshore) and
up to 5 MW (offshore);

Rotor diameter onshore: 40 m — 95 m
Tower height onshore: 40 m — 120 m
Rotor diameter offshore: 80 m — 125 m
Tower height offshore: 60 — 100 m

Environmental effects

See chapter 5.5
Strongly location dependent

Technology

Horizontal axis wind turbine

Production method

Industrially manufactured

Efficiency (development over time)

20%-35% (approaching constant, mature technology)

Market readiness

Available

Lifetime

20 years (some 40 years)

Costs (development over time)

Current CH:  12-20 Rp./kWh (Mt. Crosin 600-850 kW)
50-60 Rp./kWh (Grenchenberg 150 kW)
up to max. 90 Rp./kWh (small units)

Future CH®  (2020):  12.9-14.3 Rp./kWh
(2035):  12.0-13.8 Rp./kWh
(2050):  11.6-13.8 Rp./kWh

Current DE: Onshore: 7.8-20.2 Rp./kWh
Future DE (2020): Onshore: 4.7-12.4 Rp./kWh

Current Europe:  Onshore:
6.2-7.8 Rp./kWh (very good location)
9.3-12.4 Rp./kWh (average location)
Offshore: 7.8-18.6 Rp./kWh
Future Europe :Onshore:
(2020): 3.8-10.4 Rp./kWh
(2035): 3.5-9.0 Rp./kWh
Offshore:
(2020): 6.1-14.6 Rp./kWh

Import costs (2020): total 7.7-14.9 Rp./kWh
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Additional costs Grid connection:

Onshore: 14% of plant cost (Europe)
20% of plant cost (CH)

Offshore: 25% of plant cost (Europe)

Planning costs Onshore: 2.5% of plant cost (Europe)
Offshore: 4% of plant cost (Europe)

Planning time Up to 1 year (without objection)

Typical operating cost Onshore: 2-5% of plant cost
Offshore: 5-7.5% of plant cost

Learning curve Cost reduction potential:

by 2010: 15%

2011-2025: 10%

2026-2050: 0% (Millais & Teske 2004)

! Represents the energy of the moving air up to about 300 m above the ground across the total land surface of Switzerland.

% These costs predominantly apply to the 16 cantonal/communal and 12 ,,priority windpark locations, which represent a
potential of about 316 GWh/yr. For the ,,other” locations, these estimates may well be optimistic. According to (Horbaty
2004), the average generation costs in the year 2020 are around 13 Rp./kWh. This is about in the same range, if one assumes
that only plants of about 2000 kW capacity would be built to develop the potential of 1.7 TWh/yr. However, the range of
generation costs extends from a low of 8 Rp./kWh in the best locations to 20 Rp./kWh in the less suitable locations.

Biomass

Due to the large range of options for the use of biomass and limited project resources, the whole area
of biomass could not be treated in a comprehensive way. The emphasis in this part of the work lay in
the identification and presentation of the technological possibilities and trends in electricity generation
from biomass. The ecologically utilizable biomass potential in Switzerland would allow a significant
increase in electricity generation from biomass. On one hand there can be expected an increase in the
amount of the types of biomass suitable for energy use, and on the other hand there can be expected a
development in the conversion efficiency to electricity by a factor of 2 to 3, which would both
significantly raise the potential for electricity generation.

Figure 2 shows the efficiency ranges for processes to produce electricity from woody biomass. The
hatched areas give the range from the various published data investigated. One conclusion can be
easily reached from this figure: the efficiency of the generation is a function of the size of the plant,
which is shown especially significantly with the most widely introduced steam processes.
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Cogeneration Plants
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Fig. 2 Summary diagram of current and future expected electrical efficiencies with dry biomass (wood) fired
generation plants.

In the present study there have been two scenarios made of market and technology development. In
the so-called cogeneration scenario we assume that that biomass will be predominantly used in
cogeneration plants. In this way, the plants will tend to be smaller due to the expected heat demand
and the electrical conversion efficiency will be higher. The average generation costs in this scenario
will be higher than in the second scenario investigated, which maximized electricity generation. In the
so-called electricity-scenario development goes in the direction of larger plants. The increasing scale,
and the resulting opportunities/possibilities for hybridization with fossil-fired plants (e.g. combination
with a cogeneration plant using natural gas) allow this scenario to project more strongly sinking costs.

The expected future cost trends depend upon the development of costs in agriculture and silviculture
(forestry), as well as upon disposal fees that can be raised for the evaluation of wastes. The cost trends
for the conversion technologies depend in the largest part (minimum 50%) on developments in the use
of fossil resources. In particular, the possible application of fuel cell technologies depends upon their
penetration into the fields of fossil-based electricity generation and also cogeneration.

Photovoltaics

The cumulative installed PV capacity has grown worldwide with a long-term average rate of 21.6%
per year, and in Switzerland at a rate of 15.3% per year. At the end of 2003, the total installed PV
capacity for all of Switzerland stood at about 21 MW,,.. The potential in the near future will be limited
by the available roof surface. Possible PV generation on the roofs most suitable to PV installations is
limited to a capacity of almost 11 GW,, which would represent electricity generation of 9.4-13.7
TWh/yr. The actual electricity generation in the last year also depends upon the speed of market
penetration. To accelerate a broad market introduction, time-limited incentive financing as well as a
guaranteed price at the grid based on Swiss circumstances will be necessary.

The average generation costs for PV in Switzerland currently range from about 34 to 89 Rp./kWh,
depending upon technology and location. The most expensive installations are small rooftop PV in the
Swiss midlands, with a cost of 68 to 89 Rp./kWh. In the Alps this cost is reduced to 48 to 63 Rp./kWh.
If large installations were built in the Alps, the lowest costs for Switzerland that could be achieved
would be in the range of 34 to 44 Rp./kWh. In the Swiss midlands, the cost for such a large installation
would be in the range of 48 to 62 Rp./kWh. Advances in technology mean that by the year 2020 a
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small rooftop installation in the Swiss midlands would have generation costs of 44 to 51 Rp./kWh, and
in the Alpine regions a cost of 28 to 37 Rp./kWh. By the year 2035 an equivalent PV system in the
midlands could have a cost in the range from 32 to 42 Rp./kWh, and in the Alps the cost could then lie
in the range from 23 to 30 Rp./kWh.

The potential for technological development and the resulting potential for cost reductions is far from
being exhausted. Further research and development means are required, especially the development of
new and cheaper semiconductors with higher efficiencies, and simpler, energy-saving and more
economical manufacturing processes. The transformation of these advances into technically optimized
products and system must also be advanced. Mass production of components will further reduce
manufacturing costs by economies of scale.

The international trend is today partially in the direction of large, central PV power plants. In
Germany several large PV plants in the range from 2 to 18 MW, are currently being planned and built.
The construction of large PV plants in the Alps can also be currently reconsidered. Alpine locations
have the advantage of offering significantly higher annual insolation, and the winter share of the
generation is more than double that in the midlands. The great disadvantage of large installations in
Alpine locations is that massive opposition can be expected on the basis of landscape protection
aspects.

Table 3 shows a summary overview of indicators for electricity generation by PV installations.
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Tab. 3

Characteristics and Indicators for power generation in photovoltaic installations

Physical and technical
potential

Direct conversion from solar radiation to electricity

Physical potential

Total potential in Switzerland
(End of 2003)

Installed capacity: 21 MW, (18 MW, grid connected, and

3 MW,, off grid)

16.7 GWh (15.2 GWh grid connected, and
1.5 GWh off grid)

Power production:

Technically achievable Installed capacity Power production
potential
Roofs 46 km® ® 10.9 GW, 9.4-13.7 TWh/a °
138 km?° n/a 15 TWh/a

Fassades 52 km?*© k.A. 3 TWh/a ¢
Achievement depends upon 2020 2035 2050
growth [TWh/a]

High 0.234-0.350 1.84-2.76 6.96-9.78

Moderate 0.120-0.168 0.73-1.02 3.19-4.48

Linear 0.034-0.048 0.080-0.112 0.194-0.272
Insolation 1000-1400 kWh/m?“a (Swiss midlands and alpine valleys)
Status of technology Continuous further development
Environmental effects See chapter 7.5

Greenhouse gas emissions: ca. 65 g (CO»-eq./kWh) for roof installations

Technology Direct conversion from solar radiation to electricity
Production methods Industrial production
Efficiency 2004 2020 2035 2050
(Depends upon cell type; 8-16% 12-20% 16-24% °© 20-28% °
typical commercial modules)
Market readiness On market, available in large quantities
Lifetime 25-30 years
Costs [Rp./kWh] 2004 ‘ 2020 ‘ 2035 ‘ 2050
(Swiss midlands)
Rooftop installations 1-10 kW, 68-89 ‘ 44-51 ‘ 32-42 ‘ KA.
Large plants >500 kW, 48-62 | 31-36 | 22-29 | kA.|

Strong dependence on interest rates (here 3-6%);
For details see Tab. 7.10 (2004), Tab. 7.11 (2020), Tab. 7.12 (2035)

Additional costs

No further

Planning costs

Ca. 8% of capital cost

Planning time

Several months

Typical operation costs

Negligible

Learning curves

The module costs, which make up about 50% of the costs of the whole installation,
show an exponential decline. For details on future cost reductions see Fig. 7.35
Also chapter 7.4

a  This assumes the available roof surface with a minimum insolation value of 90% (effective annual insolation divided by

maximum possible insolation).

b Own calculations with annual generation of 893-1250 kWh/kW,,. What shares can be achieved in the reference years 2020,
2035 and 2050 depend upon the market penetration rate. Various scenarios are postulated in Chapters 7.3.3 and 7.3.4.
¢ This assumes the available roof surface with a minimum insolation value of 80% (effective annual insolation divided by

maximum possible insolation).

(Haas et al. 2002).

e In the case of a revolutionary advance in technological development, the resulting efficiency could be significantly
higher. The values given here are based on extrapolation of past developments.

f An advance in technological development which could lead to significantly lower PV module costs and higher
efficiencies is easily possible by 2050. Cost extrapolations based on today’s commercial modules over so long a time
period cannot be taken seriously, and fixed predictions should be avoided.
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Solarthermal and solarchemical power plants

Solarthermal generation

Electricity imports from solar power plants in the Mediterranean are an interesting option for
Switzerland as part of a long-term renewable energy portfolio. In the near term, electricity generated
from solar thermal power plants would be directly fed into the electricity grid. From about the year
2030 onward it is possible that power imports from solar thermal power plants in the Mediterranean
area via high voltage DC transmission could provide an important contribution to the European
electricity mix. For Germany it is somewhat expected that by the year 2050 there could exist 9 GW, of
installed solar thermal generation capacity for imports from the Mediterranean region. In good
locations without energy storage a solar thermal power plant can be expected to operate between 2000
and 3000 hours/year. This could result in average generation costs today of around 14 to 26 Rp./kWhe.
If the available cost reduction potential of the pending global market introduction can be realized, then
these costs could be halved within the coming decades.

Solar chemical generation

Solar chemical power plants offer the possibility of flexible storage of the sun’s energy into energy
carriers like hydrogen or zinc, from which electricity for stationary or mobile applications can be
made, according to need. In contrast to the thermal energy storage applied in solar thermal power
plants, zinc allows a very flexible energy storage over long time periods. The slightly higher costs
should be acceptable in view of the constant availability of the solar electricity. In the the long term,
solar chemical power plants in the Mediterranean could produce clean hydrogen for export to central
Europe.

Table 4 gives a summary overview of the essential characteristics and indicators for electricity
generation from solar thermal and solar chemical power plants located in the Mediterranean region,
and the transport of electricity and hydrogen to Switzerland.
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Tab. 4

Characteristics and indicators for electricity generation in solar thermal and solar chemical power plants.

Physical and technical Potential of solar thermal and
solar chemical power plants

Transformation of concentrated solar radiation into
electricity and/or energy carriers like hydrogen or zinc.
Use of direct solar radiation (DNI?). Minimum
requirement:

DNI > 1700-1750 kWh/m?%a. Latitude < 35-40°

Physical Potential
Switzerland

Mediterranean

4.8:10" GWh,/a

(CH electricity demand 5.5-10* GWhe/a in 2003)
1.3:10° TWhy/a

(World electricity demand 13.93:10° TWhe/a in 2001)

Technically achievable potential (GW,) 1990 2005 2020 2035 2050
Switzerland (conditional, expensive) 0 0 (0.3) (0.3) -
Mediterranean (for imported electricity) 0 0.1 7 91 -
World 0.4 0.5 5-20 25-150 100-
maximum 21 260 1200
Technically achievable potential (TWh./a) 1990 2005 2020 2035 2050
Switzerland (conditional, expensive) 0 0 (0.4) (0.4) -
Mediterranean (for imported electricity) 0 0.22 17.5-21 250 -
World 0.84- 1.12- 12.5- 68- 300-
maximum 1.12 2.25 63.0 1456 6960
Resource (full load hours per year) 1990 2005 2020 2035 2050
Location dependent (only good locations)
Switzerland (max.) - - (1250) (1375) -
without TS ® 2100 2250 2500 2750 3000
with TS @ - - 3000 5600 5800
hybrid 2800 4500 - - -
Status of technology
Solar thermal technologies:
Parabolic trough + Rankine Cycle SEGS (30-80 MW,)
Solar tower + Rankine Cycle + TS ? (molten salt) Solar Two (10 MW,)
Parabolic mirror + Stirling-Motor EuroDish (10 kW,)
Solar chemical technologies:
Tower reflector + Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft FC °) SOLZINC (0.5 MWy,)
Solar oven + Zn/ZnO (H,—H,/0, FC b) PSI/ETHZ (10 kWy,)
Technology (next technological developments)
Solar thermal technologies:
Parabolic troughs + Rankine Cycle (SEGS) + TS ? 2006 (AndaSol: 50 MW,)
Parabolic trough + GuD (ISCCS) + TS ? ca. 2007
Solar tower + Luftreceiver? + Rankine Cycle + TS | 2006 (PS10: 10 MW,)
Parabolic mirror + Stirling-Motor ca. 2010
Solar chemical technologies:
Tower reflector + Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft FC ®) ca. 2008 (SOLZINC 10 MWy,)
Solar tower + Zn/ZnO (H,—H,/O, FC b) ca. 2010 (PSI/ETHZ, 0.5 MWy,)
Efficiency ° (%) 1990 2005 2020 2035 2050
Solar thermal technologies: - 14 20-25 23-28 25-30
Parabolic troughs 9-14 14 15-18 - -
Solar tower 7-8 13-16 17-20 - -
Parabolic mirror - 23 - - -
Solar chemical technologies:
Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft FC ®) - - 9-22 10-24 11-25
Zn/ZnO (H,—H,/0, FC ®) - - 6-17 7-19 8-20
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Market readiness

Solar thermal technologies:
Parabolic trough
Solar tower

Ready for market, introductory phase

Market tested (354 MW,); reliable & available
Demonstrated (10 MW,)

Prototype (10 kW,)
Research phase

Pilot plant up to 500 kW4,

Test plant up to 10 kW,

See chapter 8.5

Parabolic mirror
Solar chemical technologies:
Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft FC )
Zn/ZnO (H,—H,/0, FC °)
Environmental effects

Lifetime 25-30 years
Planning time Location specific; in the range of months
Capital cost (USD/kW,) 1990 2005 2020 2035 2050
Solar thermal technologies: 3000 4800- 2200- 1300- 800-
(Scenario 1; limited storage) 9100 3600 3000 2600
Solar chemical technologies:
Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft FC ) - - 1950- 1500- 1200-
(Scenario 2; flexible storage) 3750 2950 2350
Zn/ZnO (H,—H,/0, FC ®) - - 2900- 2450- 2000-
(Scenario 3; flexible storage) 5950 4750 3850
Typical operating cost (US¢/kWh,) 1990 2005 2020 2035 2050
Solar thermal technologies: 3.0-3.5 1.0-3.3 0.3-1.4 - -
Solar chemical technologies:

Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft FC ) - - 3-7 2-4 1-2
Zn/ZnO (H,—H,/0, FC °) - - 5-10 3-6 2-3
Cost of electricity (USD/kWh,) without transmission 1990 2005 2020 2035 2050
Solar thermal technologies: 0.16- 0.099- 0.033- 0.023- 0.015-

(Scenario 1; limited storage) 0.20 0.143 0.062 0.052 0.044
Solar chemical technologies:

Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft FC ) - - 0.17- 0.11- 0.07-

(Scenario 2; flexible storage) 0.31 0.19 0.11

Zn/Zn0O (Hp,—H,/0, FC ®) - - 0.26- 0.17- 0.11-

(Scenario 3; flexible storage) 0.49 0.31 0.18

Transmission cost

Electricity transmission (Scenarios 1 und 2) < 0.01 EUR/kWh, per 1000 km

3000 km: 0.015-0.02 EUR/kWh,

3000 km: 0.01-0.015 EUR/kWh

unknown

See chapter 8.4; especially Fig. 8.9 and Fig. 8.10

Technical improvements through R&D; components
and plant size; mass production; savings in O&M.

Hydrogen transport (Scenario 3)
Decommissioning cost (USD/kW)
Learning curve

Basis

@ TS = thermal storage; ® FC = fuel cell; ° annual electric system efficiency.

Geothermal

There exists in Switzerland a very large potential for geothermal electricity generation from deep hot
rock. The main problem lies with the uncertainties that exist concerning the quality of the resource and
the cost of generating electricity. The size of the potential resource is actually so large that even a
large uncertainty in the exact amount is relatively insignificant. On the other hand, the uncertainties in
the cost of generation could be decisive in determining whether geothermal generation will be of
interest.

Based on a geothermal cost model developed for this study, it is possible to see how the average cost
of generation depends upon seven main factors; including the geothermal gradient, the preexisting
geological favorability (primarily permeability, but also saturation and stress), the potential for
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hydraulic creation of a crack system for fluid flow, the well depth and diameter, the flow rate of the
well, and the heat losses between the well and power plant. Figure 3 shows a sensitivity analysis of the
average generation costs in a parameterized way. Each factor was varied relative to the value
contained in the reference study performed by the U.S. Department of Energy. All curves for the
single parameters cross at 100%, where all factors have their reference value. Therefore each curve
reflects the variation in a single parameter while all other factors are held constant. This sensitivity
analysis was made based on the reference technology for the year 2010, rather than those for the years
2020 or 2030.
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Fig. 3 Sensitivity analysis of geothermal generation costs for single parameters.

Figure 3 makes it clear that the average geothermal generation costs depend most strongly upon the
temperature gradient and well depth. The next most important factors are the flow rate and the
necessary crack formation. Geologic permeability and well diameter follow in order of decreasing
significance, and the least important factor is heat losses between the well and the power plant. Five of
these seven parameters can be controlled, but the gradient and potential permeability can only be
determined by the choice of location.
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The decisive cost-related uncertainties are the geological resource data (especially the mapping of the
geothermal gradient, the permeability and the saturation of the rock, as well as the preexisting stress
field in the rock that helps determine crack formation) which all influence the capital costs (especially
drilling costs). The estimates carried out in this study lead to the conclusion that future electricity
generation costs could lie in the range from 7 to 15 Rp./kWh.

Wave power

The size of the wave power resource is significant, but not extremely large in comparison with some
of the other renewable resources. The costs appear extremely promising, although they are based on a
very small number of operating installations to date. It could therefore be that current estimates are too
optimistic. Overall, the chances for substantial electricity imports from wave power into Switzerland
do not appear very large.

Concluding remarks on the perspective for new renewables

Ecology - The ecological performance of the renewable energy carriers is mostly good. Some aspects
however could be problematic, for example the local ecological effects of some small hydro projects.
Conventional, decentralized biomass technologies show relatively high particulate emissions. The
whole energy chain for photovoltaics causes a relatively high amount of non-radioactive waste, and
depending upon the technology the correct handling of relatively high amounts of toxic substances
can be necessary in manufacturing. In parallel to the advancing technological development of these
new renewables, there is also significant potential for improvement with respect to these aspects.

Acceptance - Renewable energy carriers possess a basically high level of public acceptance. This is
also true for wind energy, when the acceptance is on a general level. However at the local level strong
opposition to specific wind projects can arise, because this opposition is always based on landscape
protection aspects.

Market readiness - The development levels of the various technologies investigated here for
renewable electricity generation vary very significantly. Small hydro is a mature technology, and wind
energy is technologically established, although potential for improvements exists. Photovoltaic, solar,
and geothermal are upcoming technologies, which show a significant potential for improvement.

General restrictions on the import of renewable energy - The fundamental requirement for the import
of electricity from foreign wind, solar thermal or wave power installations is the preexistence of
sufficient transmission capacity into Switzerland. For countries that have good conditions for these
types of generation, their priority will be to cover their own demand. As a consequence, depending
upon such imports in the future is highly insecure.

Relatively high costs as a hindrance to significant expansion — In spite of expectable advances that
will lead to cost reductions, it can be projected that electricity generation from the ,,new* renewables
in Switzerland will remain significantly more expensive than the current baseload generation from
existing large hydro and nuclear power plants®. The same is also true in comparison with fossil energy
carriers, particularly natural gas, unless there is a continuing rise in fuel prices. An internalization of
external costs would increase the competitiveness of the new renewable energy carriers, although not
very much in comparison to large hydro and nuclear plants, and probably not decisively in comparison
with fossil energy carriers. As suggested in most of the chapters on new renewables, their expansion at
their current state of development depends upon the availability and level of the subsidized price at the
grid level (currently about 15 Rp./kWh). The level of this subsidy is a political question. The position
persists that renewable technologies must be further developed in order to achieve higher efficiencies

? Based on the earlier work of PSI, the competitiveness of the new renewables is significantly better for heat production and
for electricity generation. This has large potential economic consequences.
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and lower prices. According to the level of each technology, different phases in the development cycle
must be supported, including applied or fundamental research, pilot and demonstration projects, and
market introduction and (where sensible) market support.

Achieving targets - The goal of a contribution of 10% by the year 2030 (based on current electricity
demand) from new renewables, including small hydro and biomass, appears technically achievable.
This 10% would include a large share of the realistic potential for small hydro and wind power,
substantial contributions from biomass and geothermal, as well as a relatively small contribution from
photovoltaics. Because geothermal is today in a development phase, its contribution must be seen as
speculative. In this summary, small hydro plants up to a capacity of 10 MW have been reviewed. In
the case where hydro plants of more than 10 MW can be included, then the contribution of ,new*
renewables could reach more than 10%, even in spite of simultaneously smaller possible contributions
from biomass and geothermal. It should also be remarked in this summary that a level of renewable
energy that is 10% of current demand will provide a much smaller relative share in the future, in view
of a continuing growth in electricity demand that has been the trend in the past.

Figure 4 show the optimistic-realistic potential for electricity generation from ,,new* renewables in
Switzerland for the year 2035 and their current prices. For comparison, the potential electricity
savings, based on the earlier results of the BFE Energy Perspectives, are also shown. The potential
energy savings exceed the potential of the new renewables (and are more economical), but achieving
these saving is difficult to prove.
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Fig. 4 Costs and potential of renewable energy and electricity savings in Switzerland.

Costs - If the contribution of 10% of current demand could be achieved by the year 2035, this would
mean a cost increase of about 500 million Swiss Francs per year, compared to gas or nuclear energy-
based generation at current cost levels. For this calculation, it is assumed that electricity from
renewable energy carriers would have averaged production costs of 15 Rp./kWh.
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Nuclear energy

Current situation in Switzerland

In Switzerland, nuclear energy contributes about 40% of the total electricity generation, above the
European average of 33%. The five plants provide a total capacity of 3.2 GW, and together represent a
cumulative experience of 140 years. The average annual plant availability is above 90%.

As a consequence of the defeat of the Swiss ballot initiatives on closing the existing nuclear plants and
a moratorium on new nuclear construction, nuclear energy continues to represent a option for the
future. The new nuclear energy law (KEG 2005) will take effect as of the beginning of 2005. The
issuance of a siting permit for new nuclear plants by the Bundesrat and Bundesversammlung (Federal
council and assembly) is presumed by the new facultative referendum (Art 48 KEG).

Evolutionary trend in technology development: Generation III/IT1+

Basierend auf der Generation II wurde in den 90er-Jahren eine neue Generation von Reaktoren gebaut.
Die Konzepte der Generation III/III+ basieren auf den Technologien der Generation II und sind
entweder evolutiondr (weiterentwickelt) oder innovativ (neu) und zeichnen sich durch Verbesserungen
in den Bereichen Sicherheit, Wirtschaftlichkeit und Ressourcenschonung aus.

Based on the Generation II plants, a new generation of reactors was built in the 1990’s. The concepts
of the Generation III/IlI+ plants are based on the technologies of Generation II, and are either
evolutionary (further developments) or innovative (new) and are shown through improvements in the
areas of safety, economics and resource utilization.

Improved Safety:

— Passive safety designs, that require no active control or human intervention to prevent severe
accidents in the case of malfunction, especially based on gravity, natural convection, electrical or
physical resistance or physical temperature limits.

— Inherently safe features that make critical operating conditions impossible.

— Significantly reduced probability of a core melt (10°/Reactor*yr), and a related release of
radioactivity into the environment (10”/Reactor*yr).

— Increased reliability through redundancy, diversity and spatial separation of the security systems.

— Minimal imposition of environmental loads (e.g. through multiple containments).

Improved Economy:

— Standardized construction

— Reduction of construction time

— Simpler construction, simpler maintenance, more resistant to operator error.

— Higher availability and longer service life.

Preservation of Resources:
— Better utilization of fuel

— Waste reduction

7



Executive Summary

Long term perspective for technology development: Generation IV

The generally exhausted potential for the further development of the existing Generation III/III+
reactor concepts, and the natural turnover of successive generations, leads to the expectation that in 20
to 30 years a new generation of reactors will be necessary based on today’s advanced designs. In view
of the depth of the necessary innovations and the breadth of the necessary tasks it has become clear
that the goal of a successful future for nuclear energy for nuclear energy can only be achieved if
fundamentally new concepts are applied, if the necessary research and development work is begun
today, if the work can be driven in an internationally, and even globally, coordinated way, and if
resources can be applied in a focused way. To plan together for the future of nuclear energy and to
coordinate the development of the Generation IV reactors, nine countries founded together in 2001 the
Generation IV International Forum (or GIF). Switzerland entered the GIF in 2002, and EURATOM
became the eleventh member in 2003.

The goal of Generation IV development is reactors with significantly improved safety, with reduced
fuel requirements and waste, with higher proliferation resistance, as well as with significantly
improved economics.

Sustainability: Reduced resource use

Reduced amount and radiotoxicity of waste
Economy: Standardized, simplified operation
Safety: Passive safety, physical protection
Proliferation: Improved resistance

In additon, Generation IV Systems should also be applicable in new sectors in addition to electricity
generation. The main applications currently foreseen would be use in nuclear cogeneration, and further
to provide higher temperature process heat, which could especially be used for hydrogen production.

Six designs have been selected for further development out of over one hundred systems analyzed in a
comprehensive evaluation and selection process. The Generation IV plan figures on prototypes
between 2020 and 2030, depending upon the individual systems, and the start of commercialization
between 2030 and 2040.

Because of the long time horizons for the planning and construction phases, Generation IV designs
can hardly be considered for the replacement of Gosgen in 2038. Such a plant could be considered for
the replacement of the Leibstadt plant in 2044.

Technical Potential

With the use of current locations and the application of the European Pressurized Water Reactor
(EPR) as the reference plant for the replacement of the currently operating nuclear units, the current
share of nuclear energy in the Swiss electricity mix (40%) can be preserved, even in the case of
moderately increasing electricity production. In the case where Leibstadt may be replaced by a reactor
of Generation IV design, this share of nuclear power in the Swiss electricity mix could be increased
even to 50%. Figure 5 shows three different scenarios for the future potential of nuclear energy in
Switzerland. The first scenario is based on the current potential at the existing locations. The second
scenario is based on using the full potential of current sites for the location of new power plants. This
raises the potential significantly above todays generation levels, because the capacity of the new
reactors is higher. In the third scenario it is assumed that Leibstadt can be replaced by a Generation IV
powerplant, which leads to a further increase in potential due to the higher thermal efficiency.
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Fig. 5 Potential for nuclear energy in Switzerland.
o Costs

For the new technologies there are still a range of different assumptions. As a concrete example
consider the EPR (quoted and ordered in Finland). By ordering an nth-in-series plant, a capital cost
advantage of 20% can be expected, which reduces generation costs by 5 to 10%, depending upon the
cost structure. Based on generation costs for the Finnish EPR of 3.7 Rp./kWh, this gives a medium-
term generation cost of 3.0 to 3.5 Rp./kWh. The Generation III/III+ therefore has the potential to
reduce costs by 20-30% below today’s level of 4.5 Rp./kWh. For Switzerland, a slightly higher
generation cost for future EPR’s of 4.1 to 5.2 Rp./kWh must be assumed, based primarily upon higher
waste disposal costs.

Table 5 shows values for the EPR in Finland, the calculations for the EPR in France, and the values
derived for a conceivable implementation of the EPR in Switzerland. The values could vary over a
small range, based on assumed operating life and international exchange rates.

Tab. 5 Comparative costs of the EPR for Finland (first of series), France (series) and Switzerland (series, with
capital & operating costs like France and fuel costs like Gosgen/Leibstadt).

EPR Finnland (first) France (series) Switzerland
(series)
Capacity MW, 1600 1600 1600
Lifetime y 40 60 60
Interest rate % 5 5 8 5 8
Capital cost (incl. interest) Mia CHF 4.7 3.7 4.2 3.7 4.2
Capital cost per kW CHF/kW, 3000 2400 2600 2400 2600
Capital cost per kWh Rp./kWh 2.1 2.0 2.7 2.0 2.7
Operating cost Rp./kWh 1.1 0.8 1.0 0.8 1.0
Fuel cost Rp./kWh 0.5 0.7 0.9 1.3 1.5
Total generation cost Rp./kWh 3.7 3.5 4.6 4.1 5.2
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For Generation 1V, the first target values are already known. A cost advantage in operation of 10-20%
and in construction of 20-30% are estimated. These result in a generation cost of 2.5-3.5 Rp./kWh.
Compared to current power plants, this is a reduction in generation costs of 20-45%. Compared to
Generation III/ITI+ the cost advantage lies between 0% and barely 30%.

A future CO, tax or the internalization of external costs would have positive effects on the
competitiveness of nuclear energy.

e Acceptance

Public acceptance plays a central role for the future development of nuclear energy. Internationally
and in the long term, it may be decisive that no large accidents occur which would disturb the public.
In Switzerland, the verification of demand and waste disposal are prerequisites for public acceptance.
The trust in safety, the solution of the disposal question and possible alternatives should decisively
influence the referenda which are necessary for any new nuclear power plant. The advances of new
nuclear technologies in the direction of significant limitation of the maximum effects of a hypothetical
severe accident, and in the direction of a reduction of the necessary confinement times for the waste
could raise public trust. The economic situation should also have a great influence on the acceptance
of nuclear energy, but today it is difficult to judge whether a good or bad economy would improve this
acceptance.
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1 Hintergrund

1.1 Rahmen dieses Projekts

Dieses Projekt wurde fiir das Schweizer Bundesamt fiir Energie (BFE) durchgefiihrt. Der Rahmen
dieser Arbeit ist das laufende Update der Energieszenarien fiir die Schweiz mit einem Zeithorizont bis
ins Jahr 2035 und einem relativ groben Ausblick bis ins Jahr 2050 durch das BFE. Die Studie, welche
in diesem Bericht zusammengefasst ist, behandelt die Neuen erneuerbaren Energietriger sowie neue
Nuklear-Technologien, die zur zukiinftigen Stromversorgung in der Schweiz beitragen koénnten.
Abgesehen von den Charakteristika der moglichen Technologien werden auch Potenziale und Kosten
angesprochen. Diese Daten dienen als Basis fiir die Szenarien, welche vom BFE und dessen
Auftragnehmern erzeugt und analysiert werden.

1.2  Struktur der heutigen Stromversorgung und Potenziale
1.2.1 Situation weltweit
Erneuerbare Energietriger

Erneuerbare Energietriger leisten heute den zweitgréssten Beitrag zur globalen Stromversorgung.
Nach (OECD/IEA 2003) machte deren Beitrag im Jahr 2001 weltweit 19% aus. Wichtigster
Energietrdager fiir die Stromproduktion war Kohle (39%). Der grosste Anteil der aus erneuerbaren
Energietrigern erzeugten Elektrizitdt stammt aus Wasserkraftwerken (91%), gefolgt von der
Verbrennung von Abfillen und regenerativen Rohstoffen (6%) sowie Neuen Erneuerbaren (3%). In
die letzte Kategorie fallen Wind, Sonne, Geothermie, Gezeiten und andere. Fig. 1.1 zeigt eine
detaillierte Darstellung der einzelnen Beitrége zur weltweiten Stromproduktion.

Gesamt 15546 TWh Erneuerbar 2906 TWh

Erneuerbar Pho()t%\flg/ltaik Solarthermisch
i 0.02%

18.7%

Geothermie
1.7%

Biomasse

3.9% Andere
(v.a. Wind)
Abfall 1.4%
2.0%
Kernenergie
171%
Erdgas ol
0,
18.2% 7.5% Wasserkraft

91.1%

Fig. 1.1 Darstellung der einzelnen Beitrage zur weltweiten Stromproduktion im Jahr 2001 (OECD/IEA 2003).

Trotz ihrer insgesamt geringen Gesamtbeitrdge zur weltweiten Stromproduktion ist bei den Neuen
erneuerbaren Energietrigern ein deutliches Wachstum zu bemerken. Dieses betrug wihrend des
Zeitraums 1971-2000 durchschnittlich 9.3% (OECD/IEA 2003). Besonders eindrucksvoll ist das
Wachstum der Windenergienutzung, gefolgt von Photovoltaik. Der Umstand, dass das Wachstum bei
sehr geringen Ausgangswerten startete, sollte jedoch nicht vergessen werden.

Die erneuerbaren Ressourcen sind im Vergleich zum weltweiten Energieverbrauch unglaublich gross.
Dies gilt sowohl aus theoretischer wie auch aus technischer Sicht, wobei das Ausmass der zukiinftigen
Nutzung hauptsichlich von der 6konomischen Performance der Technologien zur Nutzung dieser
Ressourcen abhéngen wird. Die maximal verfiigbaren Ressourcen, d.h. die auf lange Sicht nutzbaren
Energieressourcen werden als theoretisches Potenzial bezeichnet. Die erneuerbaren Ressourcen
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gewinnen fir die Energieversorgung an Bedeutung, sobald Nachfrage besteht und geeignete
Technologie fiir deren Umwandlung und Nutzung entwickelt ist. Die Abschédtzung des technischen
Potenzials beriicksichtigt daher technologische und verfahrenstechnische Kriterien (T.B. Johansson et
al. 2004).

Tab. 1.1 zeigt die globalen erneuerbaren Ressourcen, jeweils den aktuellen Verbrauch sowie das
technische und theoretische Potenzial. Zum Vergleich betriagt der weltweite Energieverbrauch heute
(2002) etwa 425 EJ. Daraus wird klar, dass die erneuerbaren Ressourcen dusserst umfangreich sind

und deren Grosse nicht der limitierende Faktor in der Entwicklung sein wird.

Tab.1.1  Erneuerbare Ressourcen weltweit [EJ/a] nach (Goldemberg 2000a).
Ressource Derzeitiger Verbrauch Technisches Potenzial Theoretisches Potenzial
Wasserkraft 10 50 150
Biomasse 50 >250 2’900
Sonnenergie 0.2 >1600 3'900°000
Windenergie 0.2 600 6’000
Geothermie 20 5000 140°000°000
Meeresenergie - - 7400
Gesamt 62.4 >7500 >143’000'000

Kernenergie

Derzeit sind auf der ganzen Welt 440 Kernkraftwerke in Betrieb. Diese produzieren etwa 17% der
gesamten Elektrizitit — zusammen mit Wasserkraft bedeutet dies den grossten Anteil aller
Energiequellen, welche keine Treibhausgase emittieren (der Beitrag der Wasserkraft liegt in der selben
Grossenordnung). In Europa betrdgt der Anteil der Kernenergie an der Stromproduktion 33%. Die
kumulierte Betriebserfahrung der Kernenergie betragt etwa mehr als 10'000 Reaktorjahre.

Derzeit findet ein deutlicher Ausbau der Kernenergie im Fernen Osten statt. Im Gegensatz dazu bietet
die Situation in Europa ein gemischtes Bild. Wéhrend die heutige Politik in Belgien, Deutschland und
Schweden darauf abzielt, nach dem Ablauf der Lebensdauer der Reaktoren aus der Kernenergie
auszusteigen, wurden kiirzlich in Frankreich und Finnland neue Kernkraftwerke bestellt. Eine Reihe
von Lindern ist der Meinung, dass die Kernenergie eine Option darstellt, welche auch in Zukunft zur
Versorgung des Energiebedarfs beitragen soll, um ernsthafte 6kologische Herausforderungen zu
meistern und ausreichende Sicherheit in der Energieversorgung zu gewéhrleisten. Der Weg der
Kernenergienutzung wird nur dann in grossem Massstab weiter verfolgt werden, wenn die
Technologie aus Okonomischer Sicht wettbewerbsfihig ist sowie ausgezeichnete Sicherheit,
erfolgreiches Abfallmanagement und geringes Proliferationsrisiko aufweist. Die 6ffentliche Akzeptanz
héngt sehr stark von diesen Faktoren ab.

82



Hintergrund

1.2.2 Situation in der Schweiz
Erneuerbare Energietriger

Die gesamte Schweizer Stromproduktion betrug im Jahr 2003 65266 GWa®, wobei 57.3% aus
erneuerbaren Quellen stammten (BFE 2004). Basierend auf der Schweizer Statistik fiir erneuerbare
Energien (Kaufmann 2004) stammen 97.4% der erneuerbaren Stromproduktion aus Wasserkraft-
werken, wihrend die Neuen erneuerbaren Quellen etwa 1.4% beitrugen. Fir Kleinwasserkraftwerke
existiert keine eigene Statistik, diese sind im Beitrag der Wasserkraft enthalten. Fig. 1.2 zeigt eine
detaillierte Aufschliisselung der Schweizer Stromproduktion.

Gesamt 65266 GWh
Kernenergie Konventionell-
39.7% thermische
Kraftwerke
3.0%
Neue Gesamt 954 GWh
Erneuerbare .
1.4% Biogase aus Sonne
Abwasser- 1.7%
reinigung
Wasserkraft 12.2% Bi_omasse (Holz,
55.9% Biogas Landw.)

3.4%

Wind
0.5%
Erneuerbare
Anteile aus
Abfall
82.8%

Fig. 1.2 Stromproduktion in der Schweiz im Jahr 2003 (BFE 2004) und Kaufmann (2004).

Nach einer kiirzlich verdffentlichten Studie zum Schweizer Markt fiir Okostrom” und Elektrizitit aus
erneuerbaren Quellen (AEE 2004) bieten mehr als 400 Elektrizititsunternehmen Stromprodukte aus
den erneuerbaren Energien Wasser, Wind, Sonne und Biomasse an. Das Wachstum des Marktes hat
sich deutlich beschleunigt. Die Marktumfrage zeigt fiir das Jahr 2003 einen Verkauf von insgesamt
2’482 GWh. Das entspricht 4.6% des schweizerischen Stromverbrauches. Die relativen Beitrdge von
Wasserkraft, Biomasse, Photovoltaik und Windenergie liegen bei 98.2%, 1.4%, 0.3% und 0.2%.

Die aktuelle Politik zielt darauf ab, bis ins Jahr 2030 einen Anteil von 10% an der gesamten Schweizer
Stromversorgung aus Neuen Erneuerbaren bereitzustellen. Das wird so verstanden, dass sich dieses
Ziel auf den heutigen Stromverbrauch bezieht und damit rund 5'500 GWh/a entspricht.

* Zum Vergleich lag der gesamte Stromverbrauch in der Schweiz 2003 bei 55’122 GWh. Der durchschnittliche Anstieg (pro
Jahr) des Verbrauchs betrug wihrend der letzten 15, 10 und 5 Jahre 1.5%, 1.6% und 2.1%. Im Durchschnitt stieg der
Verbrauch pro Prozent Wirtschaftswachstum in der Schweiz um 1.4% (Wiederkehr & Brunner 2003b).

® Nach (AEE 2004) exisiert eine einheitliche, allgemein akzeptierte Definition der ,,Okostrom-Qualitit nicht. Auf dem Markt
haben sich verschiedene Qualitdtslabel etabliert, welche die Herkunft des Stromes garantieren. Neben den Labels
,naturemade star und ,naturemade basic“ ist das Label ,,TUV* gingig. Viele Produkte (v.a. Solarstromangebote) sind
jedoch nicht zertifiziert.
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Kernenergie

In der Schweiz trigt die Kernenergie etwa 40% zur gesamten Stromproduktion bei und liegt damit
iiber dem europédischen Durchschnitt von 33%. Die fiinf Anlagen weisen eine Gesamtleistung von
3.2 GW, auf und verfiigen zusammen {iber eine kumulierte Betriebserfahrung von 140 Jahren. Die
jahrliche Verfiigbarkeit liegt bei tiber 90%.

Als Folge der Ablehnung der Volksinitiativen ,,Ausstieg und ,,Moratorium+* stellt die Kernenergie
auch in Zukunft eine Option dar. Das neue Kernenergiegesetz (KEG 2005) soll Anfang 2005 in Kraft
gesetzt werden. Die Erteilung einer Rahmenbewilligung fiir neue Kernkraftwerke durch Bundesrat und
Bundesversammlung ist neu dem fakultativen Referendum unterstellt (Art 48 KEG).

1.3  Erfahrung des PSI

Basierend auf den grossen Erfahrungen auf dem Gebiet der technologischen Entwicklung der
Optionen zur zukiinftigen Energieversorgung, inklusive Erneuerbaren und nicht erneuerbaren
Ressourcen, verfiigt das PSI eine solide Basis, um einen ausgewogenen Ausblick auf die
prognostizierten technologischen Fortschritte und Chancen der nicht konventionellen Alternativen zur
Stromversorgung, welche in Zukunft eine bedeutende Rolle bei der Stromversorgung spielen kénnen,
bereitzustellen. Eine derartige Studie ist stark mit den Aktivitdten innerhalb des Projekts GaBE
(Ganzheitliche Betrachtung von Energiesystemen) vernetzt. In diesem Projekt werden umfassende,
interdisziplindre Bewertungen von heutigen und zukiinftigen Technologien zu Strom- und
Wirmeversorgung vorgenommen.
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2  Zielsetzung und Rahmen der Arbeit
21 Ziele

In Ubereinstimmung mit den durch das BFE festgelegten Spezifikationen werden bei diesem Projekt
die Charakteristika der Neuen erneuerbaren Energietriger sowie neuer Kernenergietechnologien
behandelt, wobei der Schwerpunkt insbesondere auf deren physikalischen und technischen Potenzialen
sowie den zu erwartenden Kostenentwicklungen liegt.

2.2 Rahmen der Arbeit

Die behandelten Technologien werden in Form ihrer jeweiligen, fiir die Bewertung ausschlaggebenden
Eigenschaften charakterisiert. Dabei finden die Verbesserungen Berticksichtigung, welche innerhalb
des Untersuchungszeitraums dieser Studie als realistisch erachtet werden.

Diese Arbeit beinhaltet auch die Beurteilung notwendiger Investitionen und der resultierenden
Stromgestehungskosten. Die prognostizierten Entwicklungen der Kosten werden in einer Zeit-
auflosung behandelt, welche im Hinblick auf den technologischen Reifegrad und die Bedeutung der
aus der Vergangenheit vorhandenen Erfahrung der jeweiligen Systeme als sinnvoll angesehen wird.

Sofern die Moglichkeit besteht, werden die Faktoren, welche als positiv oder negativ beziiglich der
erweiterten Anwendung der einzelnen Technologien angesehen werden, angefiihrt und kommentiert.
Dies deckt auch Umweltauswirkungen und Sicherheitsaspekte der einzelnen Systeme ab, sofern hier
die technologische Performance in dieser Hinsicht basierend auf verfiigbaren Quellen in konsistenter
Weise quantifiziert werden kann. In den meisten Féllen beziehen sich die ausgewéhlten quantitativen
Indikatoren auf heutige Technologien. Fiir zukiinftige Systeme konnten sich Differenzen ergeben.
Falls der Einfluss zukiinftiger Entwicklungen als relevant eingestuft wird, wird dies jedoch
kommentiert.

Der Rahmen der betrachteten Optionen zur Stromerzeugung wurde vom BFE definiert. Folgende
erneuerbare Energiesysteme werden behandelt: Kleinwasserkraft, Windenergie, Photovoltaik,
solarthermische und solarchemische Stromerzeugung, Geothermie und Wellenkraft. Bei der
Windenergie werden sowohl die einheimische Produktion, als auch der Import von Windstrom
beriicksichtigt; solarthermische und solarchemische Stromerzeugung sowie Wellenkraft beziehen sich
ausschliesslich auf Potenziale fiir den Import.
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3  Ansatz und Rahmenbedingungen
3.1 Basis fiir die Arbeit

Der interdisziplindre Rahmen fiir die Bewertung von Energiesystemen wurde am PSI innerhalb des
Projekts GaBE wihrend der letzten 10 Jahre entwickelt und implementiert (siche z.B. Hirschberg &
Dones 2000). Das Kernelement dieses Rahmens stellt die Charakterisierung der Technologie in Form
ihrer technischen, 6kologischen und 6konomischen Funktion dar.

Besondere Aufmerksamkeit erfordert die Behandlung von Systemen, welche in der Zukunft zum
Einsatz kommen. Eine Anwendung auf zukiinftige Systeme erfordert Ausweitungen, Extrapolationen
du eine Reihe zusitzlicher Annahmen, welche auf Literatur, Informationen von der Industrie oder
Beratern sowie auf Beurteilungen von Experten basieren. In der Vergangenheit fithrte das PSI solche
Evaluationen, welche die 6kologische und/oder Gkonomische Performance moglicher zukiinftiger
Technologien fiir die Schweiz und erst kiirzlich fiir China behandeln, durch (siche beispielweise
Dones et al. 1996, Dones et al. 1999, Gantner et al. 2001a, Hirschberg et al. 2000, Kypreos et al. 2003,
Hirschberg et al. 2003a, Dones, Zhou et al. 2003).

Im o6kologischen Zusammenhang ermoglichen der Zugriff auf essentielle Prozessdaten und die
Kenntnis der relativen Bedeutung verschiedener Emissionsquellen eine Konzentration der Analyse
und eine Okonomisierung des Ressourcenverbrauchs. Die Parameter, welche den grossten Einfluss auf
die Ergebnisse besitzen sind iiblicherweise die Folgenden: Emissionen, Wirkungsgrade,
Materialintensititen und Transportbedarf. Die relative Bedeutung dieser Faktoren ist zwischen den
verschiedenen Energieketten signifikant verschieden.

Die Analyse der zukiinftigen Kosten stiitzt sich auf Literaturdaten und Herstellerinformation.
Zusitzlich werden fiir Systeme, welche derzeit geringe Marktanteile aber grosses Entwicklungs-
potenzial aufweisen, Lernkurven eingesetzt, um eine bessere Gkonomische Performance aufgrund
deutlich erhohter Produktionsvolumina zu beriicksichtigen. Wahrend der letzten zehn Jahre wurde die
Methodologie der Lernkurvenentwicklung weiterentwickelt und zur Analyse von Kostentrends
verschiedener Energietechnologien sowie zur Analyse politischer Massnahmen zur Beeinflussung und
Kommerzialisierung neuer Energietechnologien (z.B. Kypreos & Bahn 2003, Kypreos & Barreto
1998, Barreto & Kypreos 2004) eingesetzt. Lernkurven konnen extrapoliert und zur Analyse
zukiinftiger Energiekosten sowie zur Ermittlung des Potenzials der Kommerzialisierung neuer
Energietechnologien genutzt werden.

Im Jahr 1999 fiihrte das PSI eine eingeschrinkte Untersuchung des Potenzials erneuerbarer
Energiequellen in der Schweiz mit einem Zeithorizont von 20-30 Jahren durch. Diese Arbeit war ein
Beitrag zum Bericht der Schweizer Akademie der Wissenschaften (SATW) ,,CH 50% - Eine Schweiz
mit halbiertem Verbrauch an fossilen Energien (SATW 1999a). Die fiir diese Arbeit bestimmten,
realistisch-optimistischen Potenziale basierten auf einer systematischen, umfangreichen Literaturstudie
und werden in der aktuellen Studie als niitzlicher Input betrachtet. Die damals ermittelten Potenziale
wurden spiter in verdnderter Form im Projekt ,,Dezentral“ (Gantner et al. 2001a) verwendet.

Fiir die vorliegende Studie wurde eine grosse Bandbreite an Literaturquellen ausgewertet, um das
Potenzial fiir die einzelnen erneuerbaren Energieoptionen zu bestimmen. Die zahlreichen
Literaturquellen sind am Ende der jeweiligen Kapitel angefiihrt.

Im Fall der Kernenergie muss zwischen Technologien der Generation III/III+ und Generation IV
unterschieden werden. Unter den vielen in diesem Zusammenhang niitzlichen Referenzen befinden
sich eine Studie des PSI (Brogli, Foskolos & Goetzmann 1996) sowie die beiden neueren Studien
,QGeneration IV Roadmap* (GIF 2002) und (MIT 2003) des Massachusetts Institute of Technology.
Auch dartiber hinaus gehende, den Brennstoffzyklus untersuchende Studien miissen berticksichtigt
werden, da sie die Abfallproblematik, sowie Aspekte der Okonomie und Proliferation betreffen. Die
ist zur Beurteilung potenzieller Hindernisse, aber auch moglicher Chancen der Kernenergie unbedingt
notig (NEA/OECD 2002, Brogli & Krakowski 2001, Brogli & Krakowski 2002). Die Nachhaltigkeit
der Kernenergie wurde von Seiten des PSI in einigen kiirzlich erschienenen Publikationen behandelt
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(Hirschberg 2002, Hirschberg et al. 2003b). Auch fiir die Kernenergie wurden zahlreiche zusétzliche
Literaturquellen ausgewertet, die am Ende des Kernenergiekapitels, welches das Potenzial und die
Kosten zukiinftiger nuklearer Technologien abdeckt, angefiihrt sind.

3.2  Durchfiihrung und Organisation der Arbeiten

Folgende Projektschritte wurden durchgefiihrt:*

1.

Selektion der in Frage kommenden Technologien.

Die jeweiligen Technologien wurden auf Basis von verfiigbarem Wissen und Literatur ausgewahlt.
Aus praktischen Uberlegungen wurde die Auswahl im Rahmen von Potenzialen und Kosten auf
jene Technologien beschrinkt, welche als reprisentativ betrachtet wurden.

Literaturstudien zu Potenzialen und Kosten; Herstellung von Kontakten zu Personen und
Institutionen,  welche iiber relevante Informationen  verfiigen; Sammlung von
Informationsmaterial.

Die relevante Literatur wurde systematisch studiert. Im Verlauf des Projekts wurden ausgewéhlte
Organisationen und Personen kontaktiert, welche tiber Fachwissen auf den entsprechenden
Gebieten verfiigen. Dies beinhaltet externe Kontakte ebenso wie PSl-internes Fachwissen
innerhalb von Gruppen, welche sich mit der Entwicklung spezifischer Technologien beschéftigen.

Bestimmung der wichtigsten Systemcharakteristika und Festlegung von Lernkurven (wenn
moglich).

Die wichtigsten Parameter der einzelnen Systeme wurden ermittelt und zusammengefasst. In
Féllen, in denen genligend Erfahrung vorhanden ist, wurden Lernkurven fiir die
Weiterentwicklung der Technologien untersucht und festgelegt.

Analyse von technologiespezifischen Eigenschaften, welche férdernden oder hindernden
Charakter aufweisen, und die in Zukunft realisierbaren Potenziale beeinflussen.

Dies kann oOkologische Fragestellungen betreffen, aber auch Aspekte, welche die soziale
Akzeptanz beeinflussen. Der Einfluss einer moglichen zukiinftigen Internalisierung von externen
Kosten auf die 6konomische Wettbewerbsfihigkeit einzelner Energietrager wurde untersucht.

Integration

Die Ergebnisse der einzelnen Aufgabengebiete werden integriert und im Schlussbericht
zusammengefasst. Ein entscheidender Aspekt ist die Sicherstellung einer verniinftigen Konsistenz
und Ausgewogenheit zwischen den Evaluationen der einzelnen Optionen, und zwar unter
Bertiicksichtigung der Unterschiede im Kenntnisstand und den Unsicherheiten, welche mit der
Beurteilung verbunden sind.

Die Arbeit wurde gemeinsam von den Bereichen Allgemeine Energie (ENE) sowie Nukleare Energie
und Sicherheit (NES) durchgefiihrt. Fiir die Koordination des Projekts war die Sektion ,,Ganzheitliche
Systemanalysen® verantwortlich

Abgesehen von Wissenschaftlern, die auf dem Gebiet der Analysen von Energiesystemen spezialisiert
sind, haben auch Experten, welche an der Entwicklung zukiinftiger Technologien forschen, in grossem
Umfang mit ihrem Wissen zu diesem Projekt beigetragen.

* Diese Schritte wurden nicht notwendigerweise der Reihe nach ausgefiihrt.
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3.3 Allgemeine Annahmen

Trotz der grossen Zahl an Optionen, welche fiir diese Arbeit wie in Kap. 3.1 beschrieben
beriicksichtigt wurden, weist die Basis dieser Studie viele gemeinsame Faktoren auf. Die
Einzelkapitel, welche die verschiedenen Optionen behandeln, weisen so weit wie moglich eine
gemeinsame Struktur auf.

Aspekte mit allgemeinem Charakter bzw. von allgemeinem Interesse wurden innerhalb des
Projektteams diskutiert und nach Abstimmung untereinander auf einer gemeinsamen Basis behandelt.
Dies betrifft beispielsweise Fragestellungen wie die Kosten der Elektrizitdts-Ferniibertragung,
Zinssdtze sowie in einigen Fillen Annahmen zur Allokation reprisentativer Umweltauswirkungen.
Eine vollstidndig konsistente Behandlung solcher Aspekte war innerhalb der vorliegenden Studie nicht
machbar, da ein signifikanter Teil der gesammelten Literaturdaten nicht in einem Mass aufgeschliisselt
werden konnte, das eine allgemeine Implementierung gemeinsamer Werte fiir simtliche Parameter von
Interesse erlauben wiirde.

3.4 Einschriankungen

Ein wichtiger Punkt ist die Tatsache, dass zwischen den verschiedenen erneuerbaren Energietrigern
sehr grosse Unterschiede hinsichtlich Wissensstand und Marktreife bestehen. So ist beispielsweise die
Bestimmung des heimischen Windenergiepotenzials relativ problemlos moglich, da zu diesem Thema
verOffentlichte Studien verfiigbar sind. Auf der anderen Seite sind die Potenziale fiir Geothermie und
den Import von Wellenkraft sehr spekulativ. Auch der Import von Windstrom stellt ein kontroverses
Thema dar. Als Konsequenz davon kénnen die Unsicherheiten in Einzelfdllen sehr hoch sein und die
Bestimmung einiger Potenziale ist teilweise von subjektiver Abschitzung abhingig. Es wurde
versucht, diese Abschétzungen transparent zu machen. Die damit verbundenen Unsicherheiten wurden
Fall fiir Fall qualitativ beschrieben.

Aufgrund der grossen Bandbreite von Optionen zur Biomassenutzung und beschrinkter Ressourcen
konnte der Bereich Biomasse nicht in sehr umfassender Weise behandelt werden. Der Schwerpunkt in
diesem Teil lag in der Identifizierung und Présentation der technologischen Moglichkeiten und Trends
bei der Stromerzeugung aus Biomasse.

In dieser Arbeit wurden theoretische und technische Potenziale verschiedener Optionen zur
Stromerzeugung untersucht. Dies beinhaltet jedoch keine Modellierungen, welche zur Entwicklung
von Okonomischen Potenzialen unter bestimmten Rahmenbedingungen und unter expliziter
Beriicksichtigung von Massnahmen, welche die Marktdurchdringung der Varianten von Interesse
erleichtern konnten, fithren wiirden. Die im Rahmen dieser Arbeit erreichten Resultate konnten jedoch
fiir solche Entwicklungen und Anwendungen genutzt werden.
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4 Kleinwasserkraftwerke
41 Einleitung

Die Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken hat in der Schweiz eine lange Tradition. So wies
bereits im Jahr 1914 das Wasserrechtsregister etwa 7’000 Kleinwasserkraftwerke bis 10 MW Leistung
aus, wovon mehr als 90% Kleinstanlagen mit einer Leistung von weniger als 300 kW wie Wasserrdder
oder Kleinturbinen waren.” Diese dienten damals vor allem zur dezentralen Stromerzeugung fiir
Industrie- und Gewerbebetriebe. Mit dem Aufkommen von billigen und flexiblen
Verbrennungsmotoren, dem flichendeckenden Ausbau des Stromnetzes und der Verfiigbarkeit von
billiger Elektrizitdt aus Grosskraftwerken wurde jedoch der Betrieb vieler Kleinwasserkraftwerke
eingestellt. 1985 waren noch ca. 1000 Kleinwasserkraftwerke in Betrieb, davon ca. 700 mit einer
Leistung bis 300 kW. Zusétzlich gab es etwa 400 Anlagen mit rein mechanischer Kraftverwendung.
Diese negative Entwicklung kehrte sich im Laufe der 1990er-Jahre mit der Aufnahme des Energie-
artikels in die Bundesverfassung, dem darauf folgenden Erlass des Energienutzungsbeschluss (ENB)
und dem darauf gestiitzten Aktionsprogramm ,,Energie 2000“ zur Forderung erneuerbarer Energien
um. Heute soll die Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken einen Beitrag zur Realisierung der
Ziele des Nachfolgeprogramms von ,,Energie 2000“, dem Programm ,,EnergieSchweiz* leisten, wo
unter anderem eine Reduktion des Verbrauchs an fossilen Energietrdigern und der CO,-Emissionen
sowie zumindest eine Beibehaltung des aktuellen Anteils der Wasserkraft am Endenergieverbrauch
vorgesehen sind.

Die folgenden Abschitzungen des Potenzials der Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken sowie
deren Kosten und Umweltauswirkungen sollen einen Beitrag zur Uberarbeitung der Schweizer
Energieperspektiven durch das Bundesamt fiir Energie bieten.

411 Definition
Leistung

Generell herrscht hinsichtlich der Definition, welche Anlagen unter Kleinwasserkraftwerke fallen, eine
gewisse Inkonsistenz. Die am weitesten verbreitete und in der Schweiz giiltige Einteilung, welcher
auch hier gefolgt wird, zieht bei einer Leistung von 10 MW die Grenze zu Grosswasserkraftwerken.
Mit Kleinwasserkraftwerk werden somit alle jene Anlagen bezeichnet, die eine Leistung von 10 MW
oder weniger aufweisen (Von Moss & Leutwiler 1997). Anlagen mit einer Leistung von weniger als
300 kW werden hdufig als Kleinstwasserkraftwerke bezeichnet, jene mit weniger als 50 kW als
Pico-Kraftwerke (Leutwiler 1997). Im Gegensatz dazu werden in Deutschland Anlagen mit einer
Leistung unter 5 MW als Kleinwasserkraftwerke bezeichnet (Thonnissen 2002). Andere
Abgrenzungen werden noch bei der Vermarktung von Okostrom getroffen, so beinhaltet
beispielsweise die als ,,Naturstrom Azur* vermarktete Elektrizitit des Schweizer Stromunternehmens
Axpo Strom aus Kleinwasserkraftwerken mit einer Leistung von weniger als 1000 kW.*

Typ

Neben einer Definition der Kleinwasserkraftwerke in Abhéngigkeit von der Leistung wird auch eine
Unterscheidung je nach Typ der Kraftwerke vorgenommen.

Abwasserkraftwerke

Als Abwasserkraftwerke werden jene Anlagen bezeichnet, bei denen im Rahmen der Abwasser-
reinigung Strom erzeugt wird. In der Schweiz sind etwa tausend Kldranlagen in Betrieb, in welchen

* Informationen stammen von http://www.smallhydro.ch/deutsch/kwk_ch/kwk_ch.htm, bezogen am 22.3.2004.
® Siehe auch http://www.smallhydro.ch/deutsch/kwk_ch/statistik/statistik.htm (22.3.2004).

¢ Siehe http://www.axpo.ch/prod_dienstleistungen/privatkunde/naturstrom/axpo_azur.asp (23.3.2004).
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taglich rund fiinf Mio. m’> Abwasser aufbereitet werden. In Fillen, in denen die Klirwerke der
Reinigung des Abwassers von Orten in Hohenlagen dienen, kann der Hohenunterschied, welcher ein
nutzbares Wasserkraftpotenzial bietet, zur Stromerzeugung genutzt werden, egal ob die
Wasserreinigung auf der Hohe der Gemeine oder in einem tiefer gelegenen Klidrwerk geschieht
(Chenal et al. 1995).

Trinkwasserkraftwerke

Unter Trinkwasserkraftwerken sind jene Stromerzeugungsanlagen zu verstehen, wenn die Energie aus
Wasser stammt, welches zu Trinkwasserzwecken gefasst, aufbereitet und abgeleitet wird. Dabei spielt
es keine Rolle, an welcher Stelle im Netz einer Trinkwasserversorgung die Stromerzeugungsanlage
steht (P. Burger et al. 1997).

Bachgespiesene Kleinwasserkraftwerke (Niederdruckkraftwerke)

Als Bachgespiesene Kleinwasserkraftwerke konnen jene Anlagen verstanden werden, welche zur
Elektrizititserzeugung direkt die Energie des in einem Bach oder einem kiinstlichen Kanal fliessenden
Wassers nutzt. Das genutzte Gefille ist hier meist gering und bewegt sich im Bereich einiger Meter.

Hochdruck-Kleinwasserkraftwerke

Unter Hochdruck-Kleinwasserkraftwerken kénnen jene Anlagen eingeordnet werden, bei denen zur
Stromerzeugung Wasser in einem Druckrohr iiber eine relativ grosse Hohendifferenz zur Turbine
geleitet wird.

Dotierkraftwerke

Als Dotier- oder Wehrkraftwerke werden kleine Anlagen bezeichnet, welche durch die Nutzung des
Restwassers auf der Restwasserstrecke bzw. an Wehren von grosseren Kraftwerken Strom erzeugen.
Meist wird fiir diesen Zweck die Restwasserdotierung erhoht, was auch dkologische Vorteile nach sich
zieht.

4.1.2 Globale und Europaische Stromversorgung und Trends

Umfassende Daten zur Stromproduktion in Kleinwasserkraftwerken <10 MW in Europa sind in
(Lorenzoni et al. 2001) angegeben. In dieser Studie werden fir 13 Mitglieder der damaligen EU
(Ausnahme Luxemburg und die Niederlande) sowie fiir die Schweiz, Island, Norwegen, Estland,
Lettland, Litauen, Montenegro, Polen, die Slowakei, Slowenien, Tschechien, Ungarn und die Tirkei
u.a. die aktuelle Situation der Kleinwasserkraftwerke, deren Potenzial zur Stromerzeugung,
o6konomische Aspekte und Rahmenbedingungen fiir die weitere Entwicklung untersucht. In diesen
26 Staaten werden etwa 17’400 Kleinwasserkraftwerke mit einer Gesamtkapazitit von 12.5 GW
betrieben, deren jdhrliche Stromproduktion etwa 50 TWh betrdgt, was einem Anteil an der gesamten
Stromproduktion dieser Lidnder von ca.1.7% und einem Anteil an der Stromproduktion in
Wasserkraftwerken von 9.7% entspricht. Die durchschnittliche Leistung der Kleinwasserkraftwerke
betrigt in Westeuropa 0.7 MW, in Osteuropa 0.3 MW.

Auch fiir Indien und Kanada werden Angaben gemacht: Die installierte Leistung in Indien betrigt
derzeit 1327 MW mit einer Stromproduktion von etwa 5 TWh/a, wobei die Grenze zu Grosswasser-
kraftwerken bei 25 MW gezogen wird. Das Ausbaupotenzial wird mit 10°000-15°000 MW angegeben,
wovon nach dem Ziel der Regierung bis ins Jahr 2012 etwa 3200 MW realisiert werden sollen. In
Kanada betridgt die momentane Leistung der Kleinwasserkraftwerke 1500 MW bei einer jahrlichen
Stromproduktion von ca. 6.5 TWh, was rund 2.5% der gesamten Stromerzeugung in Wasserkraft-
werken entspricht. Das realisierbare Potenzial wird mit einer Leistung von 9000 MW und einer
Stromproduktion von 40 TWh/a angegeben, wovon allerdings derzeit nur 15% wirtschaftlich betrieben
werden konnten.

Fiir die untersuchten europdischen Lander wird ein technisches Ausbaupotenzial der Stromerzeugung
ohne Beriicksichtigung von 0©kologischen und O6konomischen FEinschrinkungen von etwa
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65’000 GWh/a angegeben, wovon max. 11’000 GWh/a durch Renovierung und Ausbau bestehender
Anlagen erreicht werden konnen. Unter Beriicksichtigung von 6konomischen und 6kologischen
Hindernissen reduziert sich das Ausbaupotenzial auf knapp 35’000 GWh/a, darunter knapp
6000 GWh/a durch Renovierung und Ausbau.

In (IEA 2003) wird die derzeitige Stromproduktion mit Kleinwasserkraftwerken weltweit mit
117 TWh/a bei einer installierten Gesamtleistung von 32 GW angegeben. Das technische Potenzial
wird mit einer installierten Leistung von 150 GW bis 200 GW beziffert, wobei davon ausgegangen
wird, dass die Stromproduktion pro kW installierter Leistung 3500 kWh/a bis 6000 kWh/a betrigt. Fiir
das Jahr 2010 wird eine Kapazitit von 45 GW prognostiziert, fiir das Jahr 2020 zwischen 62 GW und
84.5 GW.

Tab. 4.1 gibt einen Uberblick iiber die vorhandenen Daten zur weltweiten Stromproduktion in
Kleinwasserkraftwerken.

Tab. 4.1  Stromproduktion in Kleinwasserkraftwerken weltweit.
Gebiet Anzahl Anlagen Installierte Leistung | Jahrliche Strom- Ausbaupotenzial
<10 MW [GW] produktion [GWh/a]

Welt k.A. 32 117°000 150-200 GW?

Europa 17400 12.5 50’000 65'000 GWh/a"
35'000 GWh/a°

Indien® k.A. 1.33 5000 10-15 GW

Kanada k.A. 1.5 6500 9 GW bzw.
40'000 GWh/a®

a Technisches Potenzial.

b Technisches Ausbaupotenzial ohne Beriicksichtigung von 6kologischen und 6konomischen Einschriankungen.
¢ Ausbaupotenzial ohne Berticksichtigung unter 6kologischen und 6konomischen Einschrankungen.

d Statistik erfasst Anlagen <25 MW.

e Wirtschaftlicher Betrieb nur bei 15% der Anlagen méglich.

4.1.3 Schweizer Stromversorgung und Trends

In der offiziellen Schweizer Elektrizititsstatistik (BFE 2003c) wird die Stromerzeugung in Klein-
wasserkraftwerken nicht getrennt von grossen Wasserkraftwerken ausgewiesen. In (Kaufmann 2003b)
werden Kleinwasserkraftwerke mit einer Leistung von weniger als 300 kW als eigene Kategorie
erwidhnt. Es wird jedoch darauf hingewiesen, dass diese ,,statistisch nur ungentigend erfasst sind und
deshalb nicht separat ausgewiesen werden kénnen*.

Aktuelle Zahlen wurden von der BFE-Programmleitung Kleinwasserkraftwerke zur Verfiigung
gestellt.” Demnach werden momentan insgesamt 1033 Anlagen mit einer installierten Leistung von
761 MW und einer Produktionserwartung von 3422 GWh/a betrieben, was einem Anteil von 11.5% an
der gesamtschweizerischen Stromproduktion in Wasserkraftwerken bzw. von 6.8% an der totalen
Stromproduktion in der Schweiz im Jahr 2003 entsprach (vgl. (BFE 2003c)). Die Aufteilung in
Leistungsklassen ist in Tab. 4.2 ersichtlich. Dies deckt sich auch in etwa mit den Angaben in
(Lorenzoni et al. 2001), wo die Daten aus dem Jahr 1999 stammen. Es waren 1109 Kleinwasser-
kraftwerke (<10 MW) mit einer Gesamtleistung von 757 MW in Betrieb, in denen 3300 GWh Strom
produziert wurden.

* Personliche Mitteilung von Hr. Buser, BFE-Programmleitung Kleinwasserkraftwerke, 14./23.6.2004.
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Tab. 4.2 Stromproduktion in Schweizer Kleinwasserkraftwerken (Juni 2004).

Leistungsklasse Anzanhl Installierte Leistung | Mittlere Produktionserwartung
MW GWh/a

Bis 300 kW 700 42 300

301 kW bis 1 MW 165 93 481

1 MW bis 10 MW 168 626 2641

Im Vergleich zum Jahr 1997 ist vor allem im unteren Leistungsbereich eine Zunahme festzustellen.”
Die mittlere jahrliche Produktionserwartung betrug demnach damals fiir etwa 700 Kleinstwasser-
kraftwerke bis 300 kW 220 GWh bei einer installierten Leistung von ca. 50 MW, fiir 150 Anlagen im
Bereich von 301 kW bis 1 MW mit einer Gesamtleistung von 83 MW 433 GWh und fiir 159 Anlagen
im Bereich von 1 MW bis 10 MW bei einer Gesamtleistung von 622 MW 2667 GWh/a.

Die Stromproduktion in mehr als 100 Trinkwasserkraftwerke betriigt heute rund 65 GWh/a." Keine
ganz aktuellen Zahlen sind fir die Abwasserkraftwerke verfiigbar. (Chenal et al. 1995) sowie
(Leutwiler 1997) erwédhnen den Betrieb von vier Abwasserkraftwerken, deren Stromproduktion mit
etwa 5 GWh/a angegeben wird.

4.2 Technologiebeschreibung
4.21 Aktuelle Technologien

Die wichtigsten Bestandteile von Kleinwasserkraftwerken sind generell eine Wehranlage, heute meist
eine robuste Betonkonstruktion, welche grossere Wassermassen ableiten und deren Stabilitdt auch bei
Hochwasser gewihrleistet bleiben muss, eine Turbine, welche die potenzielle Energie des stromenden
Wassers nutzbar macht sowie ein Generator zur Stromerzeugung. Moderne Anlagen beinhalten
teilweise auch ein Getriebe, um aus 6konomischen Griinden die Verwendung eines schnelllaufenden
Generators zu ermdglichen. Bei Hochdruckkraftwerken kommt noch eine stabile Druckleitung aus
Kunststoff, glasfaserverstirktem Polyesterharz, Gusseisen oder Stahl hinzu, welche zwischen der
Wasserfassung und der Turbine liegt. Weitere Bestandteile sind die Restwasserstrecke, oft ein
Sandfang, eine Rechenanlage zur Entfernung von Schwemmgut sowie eine Fischtreppe oder ein
Umgehungsgerinne (Chapallaz & Eichenberger 1993, Lorenzoni et al. 2001). Bei Trink- und
Abwasserkraftwerken werden Turbinen in bestehende Wasserleitungen integriert, der zuséitzliche
Aufwand ist hier sehr gering.

Die Wahl der geeigneten Turbine wird hauptsédchlich durch die genutzte Fallhohe und die
Wassermenge bestimmt. Peltonturbinen (Fig. 4.1), bei denen das Wasser aus Diisen auf becherformige
Schaufeln trifft, werden ab einer Fallh6he von etwa 30 m und bei geringen Wassermengen eingesetzt.
Francisturbinen (Fig. 4.2), bei denen das Wasser durch ein feststehendes Leitrad mit verstellbaren
Schaufeln auf die gegen- ldufig gekriimmten Schaufeln des Laufrads gelenkt wird, befinden sich oft in
alten Kleinwasserkraftwerken, werden jedoch wegen des komplizierten Aufbaus und der relativ hohen
Kosten heute nur selten eingebaut. Sie sind bei geringen Fallhohen und grossen Wassermengen
geeignet. Kaplanturbinen (Fig. 4.3) und deren Weiterentwicklung, die Rohrturbinen, kommen meist
im Niederdruckbereich bei Fallh6hen zwischen zwei und 20 m und bei grossen Wassermengen (mehr
als 1 m’/s) zum Einsatz. Diese Turbinenarten, welche in der Regel senkrecht montiert sind und wo das
Wasser von oben einstromt, dhneln einem Schiffspropeller. Eine weitere Moglichkeit sind die
Durchstrom- oder Banki-Turbinen, welche sich vor allem durch die einfache und robuste Bauweise
auszeichnen und im Nieder- und Mitteldruckbereich eingesetzt werden (Chapallaz & Eichenberger

ttp://www.smallhydro.ch/deutsch/kwk_ch/statistik/ KWK _tiberblick.htm (6.5.2004).
http://www.smallhydro.ch/deutsch/kwk_ch/statistik/statistik.htm (8.1.2005).
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1993). Alle diese Turbinentypen stellen alte und bewéhrte Technologien dar, in den letzten Jahren gab
es dabei keine revolutiondren Verbesserungen. Der Wirkungsgrad moderner Kleinturbinen liegt etwa
bei 92-93%. Grossturbinen weisen im Gegensatz dazu rund 3-4% hohere Wirkungsgrade auf

(Lorenzoni et al. 2001).

Schematische Darstellung einer Pelton-Turbine.

Fig. 4.1
Fig. 4.2 Schematische Darstellung einer Francis-Turbine.
Fig. 4.3 Schematische Darstellung einer Kaplan-Turbine.
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Neben diesen klassischen Turbinen kann in Kleinwasserkraftwerken zur Stromerzeugung auch die so
genannte Wasserkraftschnecke, welche im Prinzip einer umgekehrten archimedischen Schraube
entspricht, eingesetzt werden. Fig. 4.4 zeigt ein Bild einer 8.5 kW-Anlage mit einer genutzten
Fallhohe von 1.1 m und einem Wasserzulauf von 1040 l/s sowie eine 65 kW-Anlage mit einer
genutzten Fallhdhe von 2.4 m und einem Wasserzulauf von 3700 1/s.* Mit Wasserkraftschnecken
konnen auch minimale Wasserkraftpotenziale ab 1 kW Leistung nutzbar gemacht werden. Der
bauliche Aufwand bei Verwendung einer Wasserkraftschnecke im Vergleich zu Turbinen ist deutlich
geringer, wodurch auch die Kosten gering gehalten werden konnen. Die Schnecken sind wenig
empfindlich gegen Schwemmgut, es geniigt ein grober Personenschutzrechen zum Schutz am Einlauf.
Dadurch verringern sich die Kosten fiir die Rechenreinigung und Geschwemmselbehandlung
drastisch. Bei guter Wartung lauft die Maschine ohne wesentlichen Luft- und Kérperschall (Leutwiler
2002). Ausserdem lassen sich Wasserkraftschnecken mit geringem Aufwand optimal in die Umgebung
einfiigen, ohne stérend zu wirken. Mogliche Einsatzgebiete sind der Ersatz Kkleiner,
sanierungsbediirftiger Turbinenanlagen, die Nutzung des Wasserauslaufs von Kldranlagen, oder
Nutzung von kleinen Wasserkriften an ehemaligen Bewisserungswehren.” Es kénnen Wasserstrome
bis 5500 I/s bei Fallhdhen bis zu 10 m genutzt werden. Als obere Leistungsgrenze werden 300 kW
angegeben, der Wirkungsgrad betrigt bis zu 90%. Ein weiterer Vorteil ist, dass die Wanderbewegung

der Fische meist ungehindert stattfinden kann.*

Fig. 44  Wasserkraftschnecken: 8.5 kW und 65 kW.°

Der produzierte Strom wird von der genutzten Nettofallhohe, der Abflussmenge und dem
Gesamtwirkungsgrad des Kraftwerks bestimmt. Die Wirkungsgrade der in (Baumgartner & Doka

* http://www.ritz-atro.de/deutsch/5_service/5_3_2_wks3.htm (2.12.2004).

® http://www.ritz-atro.de/deutsch/3_wks/3 2 _einsatzgebiete.htm (2.12.2004).

¢ http://www.ritz-atro.de/shared/documents/prospekte/wks/WasserkraftschneckenDE.pdf (2.12.2004).
4 http://www.ritz-atro.de/deutsch/5_service/5 3 2 wks3.htm (2.12.2004).
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1996) untersuchten Anlagen liegen zwischen 0.7 und 0.84, laut (IEA 2003) liegen typische
Wirkungsgrade zwischen 0.7 und 0.85, wobei fiir alte und kleine Anlagen ein Minimalwert von 0.6
angegeben wird, fiir grossere und moderne Anlagen ein Maximalwert von 0.9. Der Wirkungsgrad
alleine ldsst aber noch keine Rickschlisse auf die jahrliche Stromproduktion zu, hier muss bei
natiirlichen Gewassern auch noch die Wasserstandsfithrung im Lauf des Jahres beriicksichtigt werden.
Bei Niedrigwasser kann oft nicht mit voller Turbinenleistung Strom produziert werden. So liegt die
Anzahl der Volllaststunden bei den in (Bretscher & Gutzwiller 2003, Binder & Burri 2003, Binder &
Burri 2001, eps 2001, Hunziker 2002, Kunz & Meng 2003, Liesch 2003, Miiller 2002, Odermatt &
Ettlin 2001, Schmid & Bonato 2003, Wohlfender et al. 2002) beschriebenen Kleinwasserkraftwerken
zwischen knapp 3000 kWh/a und ca. 7700 kWh/a pro Kilowatt installierter Leistung.

4.2.2 Zukinftige Technologien

Da die aktuelle Technik der heute fiir Kleinwasserkraftwerke verwendeten Komponenten als
ausgereift gilt und hochstwahrscheinlich in Zukunft auch kein grosser Aufwand zur etwaigen
Optimierung betrieben wird, sind aus technologischer Sicht bis zum Jahr 2050 keine revolutiondren
Verbesserungen zu erwarten. Bei den Turbinen liegen die Optimierungsbestrebungen momentan auf
der Verwendung von alternativen Materialien — Verbundstoffe, welche auch auf dem Kostensektor mit
traditionellen Materialien konkurrenzfihig sind — und der moglichen Nutzung von Fallhohen unter
2.5 m — 3 m, welche derzeit unter normalen Umstéinden kaum genutzt werden. Verbesserungspotenzial
besteht noch bei der Automatisierung des Betriebs und der Uberwachung der Anlagen, da diese
Aspekte auch bedeutende Kostenfaktoren darstellen. Der Trend geht hier in Richtung internet-basierter
Uberwachung und Steuerung, um auf Personal weit gehend verzichten zu konnen und die
Betriebskosten gering zu halten (Lorenzoni et al. 2001).

Eine interessante Neuentwicklung stellt die StrafloMatrix-Turbine, eine Weiterentwicklung des
HYDROMATRIX-Konzepts, dar. Das Konzept der HYDROMATRIX-Turbine ist die innovative
Anwendung einer bewihrten Technologie zur besonders 6konomischen Nutzung bereits vorhandener
Stauddmme oder Wehranlagen mit geringen Fallhéhen (Bihlmayer & Koleber 2004). In einer Art
Baukastensystem ist eine Vielzahl kleiner, identischer Turbinen-Generatoreinheiten in einem
gemeinsamen Rahmen in Matrix-Form angeordnet.” Die Besonderheit der StrafloMatrix-Turbine ist
deren Ausfiihrung des Generators.” Das Turbinenlaufrad dient dabei gleichzeitig als Triger des
Generatorrotors. Die dadurch resultierende kompaktere Bauweise ist wirtschaftlicher und weist
insbesondere bei engen Platzverhiltnissen Vorteile auf, was bei Kleinwasserkraftwerken oft eine
bedeutende Rolle spielt. Mittlerweile sind diese Turbinenkonzepte bereits in sechs Anlagen im
Praxisbetrieb oder in Planung (VATech 2004a, VATech 2004b, VATech 2004¢).® Fig. 4.5 zeigt eine
Testanlage im oberdsterreichischen Agonitz, Fig. 4.6 die Darstellung einer StrafloMatrix-Turbine.

* Allgmeine und weiter fithrende, detaillierte Informationen zu diesem Turbinen-Konzept sind unter http://www.hydromatrix.at
zu finden (6.7.2004).

® Detaillierte Informationen unter http://www.hydromatrix.at/straflomatrix.htm (6.7.2004).

¢ Informationen von http://www.hydromatrix.at/download.htm (6.7.2004).
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Fig. 4.5 HYDROMATRIX Testanlage im oberdsterreichischen Kleinwasserkraftwerk Agonitz (Bihimayer & Koleber
2004).

Fig. 4.6 Darstellung einer StrafloMatrix-Turbine.”

4.3 Potenzial zur Stromerzeugung
4.3.1 Physikalisches Potenzial

Fig. 4.7 zeigt gebietsweise das theoretische Energiepotenzial der Niederschlige und der Zuflusse,
ausserdem die aktuelle Nutzung dieser Energie in Prozent. Es ist jedoch weder moglich noch
wiinschenswert, dem Wasser 100% seiner Energie zu entziehen. Auch stellt die Nutzung sé@mtlicher
vorhandener Fliessgewésser und deren vollstindige Verbauung mit Kraftwerken zur Stromproduktion
kein realistisches Szenario dar.

* Quelle: http:/www.hydromatrix.at (Juli 2004).
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Fig. 4.7 Gebietsweises Energiepotenzial des Niederschlagswassers und der Zufliisse sowie die aktuelle Nutzung
dieses Potenzials (http://www.energie-atlas.ch/wa-CH.htm).

Fig. 4.8 zeigt das theoretische Zubaupotenzial der Wasserkraft in der Schweiz. In den hell- und
mittelblau gefiarbten Gebieten besteht noch ein theoretisches Ausbaupotenzial, das insbesondere durch
Kleinwasserkraftwerke genutzt werden konnte. In erster Prioritdt betrifft dies den nordlichen
Kettenjura und die peripheren Teile der Alpen (hellblau), in zweiter Prioritdt den tibrigen Jura, das
Mittelland und die Voralpen (mittelblau). In den zentralen Alpen ist die Wasserkraft bereits voll
genutzt.”

Unexploited potential
none
medium
o

@ 2004 Energie-Atlas GmbH, Switzerland

Fig. 4.8 Theoretische Ausbaumaéglichkeiten der Wasserkraft (http://www.energie-atlas.ch/wa-CH.htm).

* http://www.energie-atlas.ch/wa-CH.htm (November 2004).
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4.3.2 Technisches Potenzial

Nach (Elektrowatt 1987) betrug das zusétzliche Stromerzeugungspotenzial in Kleinwasserkraftwerken
mit einer Leistung von weniger als 10 MW im Jahr 1986 bei einer Ausbauleistung von 920 MW
2450 GWh/a. Dabei sind sowohl Um- als auch Neubauten beriicksichtigt. Damals wurde auch eine
Aufteilung in verschiedene Klassen von Stromgestehungskosten vorgenommen, welche in Tab. 4.3
dargestellt ist.

Tab. 4.3 Offen stehendes Potenzial fiir Kleinwasserkraftwerke (<10 MW) nach (Elektrowatt 1987).

Zusatzliche installierte Leistung Zusatzliche Produktionserwartung
Kostenkategorien* MW GWh/a
<10 Rp./kWh 520 1150
10-12 Rp./kWh 100 300
12-14 Rp./kWh 130 500
14-16 Rp./kWh 170 500
Gesamt 920 2450

* Angabe der Kosten auf Basis CHF 1986. Die allgemeine Preissteigerung bis zum Jahr 2004 betrigt
etwa 40%.* Damit ergidben sich Kostenkategorien von ca. 14 Rp./kWh bis 22 Rp./kWh.

Zwischen 1985 und heute stieg die installierte Leistung bei Anlagen <10 MW von 670 MW auf etwa
760 MW." Fiir die Stromproduktion des Jahres 1985 sind keine Zahlen verfiigbar. Es wird jedoch
deutlich, dass der Grossteil des damals festgestellten Ausbaupotenzials weiterhin offen steht. Unter der
Annahme, dass analog zur Ausbauleistung noch etwa 90% des Stromerzeugungspotenzials zur
Verfiigung stehen, betragt heute das 6konomisch realistische Ausbaupotenzial fiir Anlagen <10 MW
bei einer Ausbauleistung von 830 MW ca. 2200 GWh/a. Uber mogliche 6kologische Einschrinkungen
dieses Potenzials wird in (Elektrowatt 1987) keine Aussage gemacht. Das 6konomisch und 6kologisch
interessante Ausbaupotenzial fiir Kleinwasserkraftwerke <1 MW betrdgt heute 70-180 GWh/a.® Ein
Teil des moglichen Ausbaupotenzials liegt in einer Modernisierung oder einem Ausbau bestehender,
alter Kleinwasserkraftwerke, da die Moglichkeiten zum Neubau durch Restwasservorschriften und
Landschaftsschutz stark eingeschrankt sind. Moglich sind noch sehr gut in Landschaft und
Gewisserokologie integrierte Durchlaufanlagen und Ausleitanlagen, insbesondere Hochdruck-
kraftwerke mit geringem Entnahmeanteil in erdverlegter Bauweise.! Der Anteil der Renovation alter
Anlagen wird mit 50% abgeschétzt.®

Detailliertere Potenzialabschidtzungen sind fiir Trink- und Abwasserkraftwerke verfiigbar. Bei Trink-
wasserkraftwerken besteht laut (P. Burger et al. 1997) ein mogliches Ausbaupotenzial an
325 Standorten mit einer weiteren Jahresproduktion von etwa 122 GWh, womit sich zusammen mit
den bestehenden Anlagen insgesamt ein Stromproduktionspotenzial von 175 GWh ergibt. Von diesem
Potenzial sind etwa 90 GWh/a konomisch interessant.” Fiir Abwasserkraftwerke wird in (Chenal et al.
1995) das gesamte theoretisch realisierbare Stromerzeugungspotenzial auf 51 GWh/a bei einer

# Siehe http://www.statistik.admin.ch/stat_ch/ber05/dtfr05.htm (7.7.2004).

® Daten fiir 1985 siche http://www.smallhydro.ch/deutsch/kwk_ch/statistik/ KWK iiberblick.htm (7.7.2004); heutige Zahlen aus
personlicher Kommunikation mit Hr. Buser, BFE-Programmleiter Kleinwasserkraftwerke.

¢ Persénliche Mitteilung von Hr. Buser, BFE-Programmleiter Kleinwasserkraft (14./23.6.2004). Okonomisch interessant
bedeutet hier eine obere Kostengrenze von etwa 15-20 Rp./kWh.
http://www.smallhydro.ch/deutsch/kwk_ch/statistik/ KWK iiberblick.htm (25.3.2004).

¢ http://www.smallhydro.ch/deutsch/kwk_ch/anwendungen/erneuern/nutzen.htm (25.3.2004).

f Personliche Mitteilung von Hr. Buser, BFE-Programmleiter Kleinwasserkraft (14./23.6.2004). Okonomisch interessant
bedeutet hier eine obere Kostengrenze von etwa 15-20 Rp./kWh.
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installierten Leistung von etwas iiber 10 MW geschitzt, wobei nur Anlagen mit einer jdhrlichen
Produktionserwartung von mehr als 80 MWh/a und einer Nettofallhohe von {iber 40 m berticksichtigt
werden. Derzeit betrdgt die Jahresproduktion in Abwasserkraftwerken etwa 5 GWh. Das 6konomisch
interessante Potenzial wird hier auf ca. 20 GWh/a geschitzt.”

In Fig. 4.9 ist eine zusammenfassende Darstellung der technischen Ausbaupotenziale der Schweizer
Kleinwasserkraftwerke bis zum Jahr 2035 gezeigt. Der Balken fiir die Kraftwerke mit einer Leistung
<1 MW zeigt das gesamte okologisch und wirtschaftlich interessante Potenzial, beinhaltet also auch
die interessanten Anteile des Ausbaupotenzials fiir Trink- und Abwasserkraftwerke. Fiir diese Typen
wird mangels nidherer Angaben angenommen, dass die Anlagen eine Leistung von weniger als | MW
aufweisen, was in den meisten Fillen auch zutreffen sollte. Unter dem Begriff wirtschaftlich
interessant ist hier eine obere Grenze der Stromgestehungskosten von 15-20 Rp./kWh zu verstehen.
Die heutige Stromerzeugung in Anlagen <I MW betrdgt zu Vergleichszwecken etwa 780 GWh/a
(siehe Tab. 4.2, ohne Trink- und Abwasserkraftwerke).

Hbis 1 MW
0.3 bis 10 MW
6000 O bis 300 kW
5000 -
je 50% Neubau / Modernisierung
4000 -
o
S 3000 -
o
Okolog. &
2000 - wirtschaftl.
interessant
960-1070
1000 | NN - N e S
450 65 155
0 300 m— 5 25
Heute 2035 2035 Heute 2035 Heute 2035
Kleinwasserkraftwerke Trinkwasserkraftwerke Abwasserkraftwerke

Fig. 4.9 Technische Ausbaupotenziale fiir Kleinwasserkraft in der Schweiz bis zum Jahr 2035.

In (Lorenzoni et al. 2001) wird fiir die Schweiz ein technisches Ausbaupotenzial der installierten
Leistung von 1500 MW mit einer jdhrlichen Stromproduktion von 3400 GWh angegeben. Unter
Bertiicksichtigung von 6kologischen und 6konomischen Einschrinkungen, welche jedoch nicht ndher
spezifiziert werden, reduziert sich der mogliche Zuwachs auf 270 MW bzw. 2250 GWh/a. Die
Verlidsslichkeit dieser angegebenen Stromproduktion erscheint jedoch etwas zweifelhaft, da sich fiir
die Errichtung von Neuanlagen unter Beriicksichtigung der Einschrankungen zwar der Zuwachs der
installierten Leistung von 1000 MW auf 220 MW reduziert, das Stromproduktionspotenzial jedoch mit

Persénliche Mitteilung von Hr. Buser, BFE-Programmleiter Kleinwasserkraft (14./23.6.2004). Okonomisch interessant
bedeutet hier eine obere Kostengrenze von etwa 15-20 Rp./kWh.
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2000 GWh/a konstant bleibt (siche Tab. 4.5).” Fiir das Jahr 2015 wird ein Zuwachs der installierten
Leistung auf 787 MW mit einer Stromproduktion von 3400 GWh prognostiziert. In Tab. 4.4 und Tab.
4.5 sind die Daten zur Anzahl betriebener Anlagen, zur installierten Leistung und zum erzeugten
Strom fiir das Jahr 1999 sowie Potenziale jeweils fiir die einzelnen europdischen Lénder zu
Vergleichszwecken angefiihrt.

Tab. 4.4 Daten zu Kleinwasserkraftwerken fiir das Jahr 1999 und Ausbaupotenziale fiir die damals 15 EU-Lédnder
(Lorenzoni et al. 2001).

Potential Potential with economic and

{technical constraints only) environmantal constraints

SHF 19499 Lpgrading Mew SHFP Upgrading Mew SHF

Country L) GWh  Mumbear| MW GWh Ll GWh W ZWh KW GWh

Bustria 8 4245 1110 M2 108f 1272 & ﬂ 127 Gav @eT 4 8400
Balgium a5 285 ] 13 108 38 5 ag 26 156
Cianirn ark: 11 20 ag 1] 0 a 0 - - -
Finland 320 1280 225 42 1508 150 B &2 130 100 400
France 1977  T100 1700 00 1200 1500 & 000 a0 1200 1000 4000
Germany 1502 &253 5625 350 130} 1100 4000 210 goa 240 a00
Grescs 48 = 17 3 = 200 1300 2 ] 100 500
Ir=land a2 120 44 20 @) TG e 5 20 2 165
[taly 2200 B320  1aGB o0 25004 1300 4800 140 500 B0 1 .850]
Luxambourg (*) 39 196 24 -
Metherlands {**) - - 19 a5
Portugal 280 1103 1] 20 i) G610 2400 20 1] 470 1 850]
Spain 1548 5390 1056 100 250 2419 TR0 103 350 1000 3224
Swadan 1060 4600 1815 00 1200 TOO 3000 150 ¥aoo 00 1200)
Ik, 160 240 126 20 20 253 1 2008 20 a0 7o 365
Total 10118 40019 13352 zo0E0 8100 9615 38 DSSl 1111 4518] 4828 19645

*)

Daten stammen nicht aus der Umfrage fiir die BlueAge Studie, sondern aus

http://www.cegedel.lu/fr/pro/producthydro.html

(**) Daten stammen nicht aus der Umfrage fiir die BlueAge Studie, sondern anderer Quelle.

* Realistisch diirfte bei einer zusitzlichen Leistung von 220 MW eine Stromproduktion von etwa 800 GWh/a unter
6konomischen und okologischen Einschrinkungen sein, wenn angenommen wird, dass das Potenzial der installierbaren
Leistung von 220 MW korrekt angegeben ist. Moglich ist aber auch, dass die Angabe zur Leistung nicht korrekt ist.
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Tab.4.5 Daten zu Kleinwasserkraftwerken fiir das Jahr 1999 und Ausbaupotenziale fiir andere europaische Lander
(Lorenzoni et al. 2001).%
Potential with technical Potential with economic and
constraints only anvironmeantal constraints
SHP 19499 Upgrading Mew SHP Upgrading Mew SHP
Country MW GWh  Mumbear] MW GWh W GWh W Wh W GWh
loeland 43 220 20
Fharway 41 4 305 54T 180 200y 2300 10000 110 000 200 3500
Switzarkand 76T 3300 11068 s00 1408 1000 2000 A0 260 20 2000
Cmatia Harvastzks® a0 na 13
Czech Republic 250 87T 1136 30 1080 3m 1148 15 A0 o0 Tioo
Es=tonia 1 ] 10 g 5 13 e 5 SI:I| b 20
Hungary 4 38 35 2 3 22 =2 2 3 =2 68
Latvia 2 14 LT 36 o) [=11] 150 36 a0 [=4] 160
Lithuania 4 a0 bz 17 55 130 RaN 7 A 40 186
Mont=nsgro a M T K] ] 100 200 3 fi 300
Faland 127 o5 472 320 1 BOCY 220 1600
R ania ** 44 na a
Slovakia b 175 180 ar 174 it 261 23 120 ar 178
Slovania T 270 413 30 170 280 1 300 0 A0 180 TR0
Turkay 138 s00 =1}
Total 2467 10259 4104 241 2852 48653 17 487 arn 1158] 1884 9482

*

ok

Daten stammen nicht aus der Umfrage fiir die BlueAge Studie, sondern aus anderer Quelle.
Daten stammen nicht aus der Umfrage fiir die BlueAge Studie, sondern aus anderer Quelle.

In Fig. 4.10 ist zu Vergleichszwecken das Potenzial zum Ausbau der Kleinwasserkraftwerke durch
Neubau, Ausbau und Modernisierung in allen in (Lorenzoni et al. 2001) betrachteten européischen
Landern unter Beriicksichtigung von 6konomischen und 6kologischen Hindernissen zusammen mit
der derzeit installierten Gesamtleistung dargestellt. Die Angaben fiir die Schweiz erscheinen im
Vergleich zu (Elektrowatt 1987) ziemlich pessimistisch.

# Die Daten fiir die Schweiz erscheinen im Fall des Potenzials von neuen Kleinwasserkraftwerken unter 6konomischen und

okologischen Einschrinkungen nicht glaubwiirdig, da fiir die Stromerzeugung die gleiche Zahl wie ohne diese

Einschrinkungen von 2000 GWh/a angegeben ist. Realistisch diirfte bei einer zusétzlichen Leistung von 220 MW eine

Stromproduktion von etwa 800 GWh/a sein, wenn angenommen wird, dass das Potenzial der installierbaren Leistung von

220 MW korrekt angegeben ist. Moglich ist aber auch, dass die Angabe zur Leistung nicht korrekt ist.
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Fig. 410 Ausbaupotenzial der Kleinwasserkraft durch Neubau und Revitalisierung bestehender Anlagen fiir einzelne
europaische Lander (Lorenzoni et al. 2001).

Das in (Iten & Oettli 2003a) angegebene Potenzial fir die Stromproduktion in Kleinwasser-
kraftwerken mit einer Leistung von bis zu 1 MW betrdgt fir das Jahr 2030 zwischen 563 GWh/a
(Szenario tief) und 675 GWh/a (Szenario hoch). Dies erscheint angesichts der bereits im Jahr 2003
erzielten Stromproduktion von 781 GWh sehr gering.

44 Kosten
441 Derzeitige Kosten

Die derzeitigen Kosten der Elektrizitit aus Kleinwasserkraftwerken weisen eine breite Streuung auf,
da sie sehr stark von der jeweiligen standortspezifischen Situation abhidngen. Die bedeutendsten
Faktoren fiir die Investitionskosten stellen Bau- und Planung, die Turbine und die elektrischen
Anlagenkomponenten dar. Die Anteile an den Gesamtinvestitionskosten variieren je nach
Kraftwerkstyp und Standortbedingungen. Nach (IEA 2003) betragen die Anteile fiir Bau und Planung
zwischen 35% und 60%, die der Turbine 15-35% und jene der elektrischen Anlagenkomponenten
25-35%. Generell sind die Investitionskosten fiir Kleinwasserkraftwerke in der Schweiz im Vergleich
zu anderen europdischen Lidndern recht hoch und betragen 4’000 Euro bis 10’000 Euro pro kW
installierter Leistung. In anderen Staaten liegen die Investitionskosten in einem Bereich von etwa
500 Euro bis 1’200 Euro (Polen) bis zu 4’000 Euro bis 6’000 Euro pro kW installierter Leistung
(Deutschland).

In (Von Moss & Leutwiler 1997) sind folgende Stromgestehungskosten angegeben: Trinkwasser-
kraftwerke 7-23 Rp./kWh; Abwasserkraftwerke 11-26 Rp./kWh; 15-30 Rp./kWh fiir Laufkraftwerke
mit einer Leistung von 40 kW-1 MW; 15-45 Rp./kWh fiir Picokraftwerke mit einer Leistung von
weniger als 40 kW; 40-100 Rp./kWh fiir inselbetriebene, also saisonal betriebene und nicht ans
Offentliche Stromnetz angeschlossene Pico-Alpkraftwerke. In (Filippini et al. 2001) werden als
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Mittelwert aus der Untersuchung von fiinf nicht ndher beschriebenen Kleinwasserkraftwerken mit
einer Leistung zwischen 1 MW und 10 MW Kosten von 3.73 Rp./kWh angegeben.” (P. Burger et al.
1997) geben fiir Trinkwasserkraftwerke Stromkosten von 7-23 Rp./kWh an, nach (BFE 2003d) liegen
die Kosten bei 5-20 Rp./kWh. Laut (Chenal et al. 1995) liegen die Kosten bei Abwasserkraftwerke
zwischen 9 Rp./kWh und 85 Rp./kWh, wobei 21% des realisierbaren Ausbaupotenzials von etwa
52 GWh/a unterhalb von 12 Rp./kWh produziert werden konnen, 28% zwischen 12 Rp./kWh und
20 Rp./kWh, knapp 30% zwischen 20 Rp./kWh und 30 Rp./kWh, der Rest mit Kosten von mehr als
30 Rp./kWh. In (Chapallaz & Eichenberger 1993) werden die Stromkosten fiir Trinkwasserkraftwerke
mit 8-12 Rp./kWh angegeben, bei Modernisierung des Maschinensatzes und Teilerneuerung der
wasserbaulichen Teile mit 12-16 Rp./kWh oder mehr und fiir neu errichtete Kleinstwasserkraftwerke
mit >16 Rp./kWh. In (Lorenzoni et al. 2001) werden ohne weitere Unterteilung in Leistungskategorien
der Kraftwerke die Stromkosten mit 4.8-24 Rp./kWh angegeben.” Dabei sind bestehende
Kleinwasserkraftwerke erfasst, deren Altersstruktur folgendermassen aussieht: etwa 35% der Anlagen
sind jinger als 20 Jahre, 30% zwischen 20 und 40 Jahre, knapp 20% zwischen 40 und 60 Jahre und
der Rest ilter als 60 Jahre. Tab. 4.6 bietet einen zusammenfassenden Uberblick iiber die vorhandenen
Kostendaten, in Fig. 4.11 sind die Bereiche der Stromgestehungskosten fiir verschiedene
Kraftwerkstypen und Leistungskategorien grafisch dargestellt.

Tab. 4.6 Stromgestehungskosten verschiedener Kleinwasserkraftwerkstypen.

Typ Leistung | Stromgestehungskosten Anmerkung
[Rp./kWh]
Hoch- und <10 MW 4.8-24 Bestehende Anlagen
Niederdruckkraftwerke Originalangabe 3-12 EUR Ct./kWh
< 300 kW 12-16 Erneuerung od. Modernisierung
< 300 kW > 16 Neubau
40 kW - 2.2 MW 10-30 Neubau
Abwasserkraftwerke 16 kW — 900 kW 9-85* Neubau
Trinkwasserkraftwerke 1 kW -2 MW 5-23 Neubau
Pico-Kraftwerk <40 kW 15-45 Neubau
Pico-Alpkraftwerk <40 kW 40-100 Neubau; nicht ans 6&ffentl.
Stromnetz angeschlossen

* Bei knapp 50% des Ausbaupotenzials wiirden die Kosten weniger als 20 Rp./kWh betragen.

* Es ist hier nicht ersichtlich, ob es sich um bereits abgeschriebene Kraftwerke handelt. Aufgrund des niedrigen Werts ist dies
jedoch anzunehmen.

® Originalangabe 3 — 12 Eurocent, Umrechnung mit 1.6 Rp./Eurocent.
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Fig. 411 Stromgestehungskosten fiir verschiedene Kategorien von Kleinwasserkraftwerken.

Eine Auswertung der Planungsunterlagen und der zugehorigen Wirtschaftlichkeitsabschédtzungen zur
Reaktivierung und zum Ausbau bestehender Anlagen und zum Neubau einzelner Kleinwasser-
kraftwerke (Bretscher & Gutzwiller 2003, Binder & Burri 2003, Binder & Burri 2001, eps 2001, Hauri
2001, Hunziker 2002, Kunz & Meng 2003, Liesch 2003, Miiller 2002, Odermatt & Ettlin 2001,
Schmid & Bonato 2003, Wohlfender et al. 2002) ergibt Stromentstehungskosten im Bereich von
9.8 Rp/kWh bis 21.9 Rp./kWh. Diese sind in Fig. 4.12 in Abhingigkeit von der jihrlichen
Produktionserwartung dargestellt, wobei auch noch zwischen vollstdndigen und teilweisen Neubauten
sowie Erneuerung bestehender Anlagen unterschieden wird. Aus den Daten ldsst sich ein mit der
jeweiligen Stromproduktionserwartung gewichteter Durchschnittswert von 11.6 Rp./kWh errechnen.
Der Anteil der Unterhaltskosten fiir Betrieb und Wartung an den gesamten Stromentstehungskosten
betrigt in diesen Studien zwischen 15% und 47%, stark davon abhingig, ob die Uberwachung
vollautomatisch erfolgt oder grossen Personalaufwand erforderlich macht. Wie aus Fig. 4.12
ersichtlich, ist es schwierig, aus den zur Verfiigung stehenden Daten eine klare Abhingigkeit zwischen
den Stromgestehungskosten und der jihrlichen Produktionserwartung zu erkennen. In Fig. 4.13 ist die
Abhingigkeit der Kosten von der Nennleistung der Kraftwerke dargestellt. Lediglich die Aussage,
dass die Stromgestehungskosten mit steigender Produktionserwartung bzw. Leistung abnehmen
dirften, scheint im Allgemeinen giiltig zu sein. Auch dabei sind jedoch Ausnahmen aufgrund
spezieller anlagenspezifischer Umstinde festzustellen. Standortspezifische Einfliisse auf Bau- und
Wartungsaufwand spielen eine grosse Rolle. Um hier belastbarere Aussagen treffen zu kénnen, wére
ein grosserer Stichprobenumfang notwendig.
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Fig. 412 Stromgestehungskosten einzelner Kleinwasserkraftwerke in Abhéngigkeit von der jahrlichen Produktions-
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Fig. 413 Stromgestehungskosten einzelner Kleinwasserkraftwerke in Abhéngigkeit von der Nennleistung.

(Thonnissen 2002) gibt zum Vergleich fiir Deutschland Stromentstehungskosten von 0.19 Euro/kWh
fiir Wasserkraftwerke mit einer Leistung von weniger als 100 kW und von 0.1 Euro/kWh fiir
Wasserkraftwerke mit einer Leistung von etwa 1 MW an. Nach (IEA 2003) betragen in Westeuropa
die Stromentstehungskosten fiir Hochdruck-Kraftwerke mit einer Leistung von 1 MW bis 2 MW etwa
0.09 Euro/kWh, fiir Laufkraftwerke der selben Leistung knapp 0.08 Euro/kWh und fiir Trink- und
Abwasserkraftwerke knapp 0.07 Euro/kWh.
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4.4.2 Zukiinftige Kosten

Uber eine mogliche zukiinftige Entwicklung der Kosten fiir die Stromerzeugung in
Kleinwasserkraftwerken existieren nur wenige zuverldssige Untersuchungen. Da es sich bei den
Komponenten der Anlagen um eine ausgereifte Technologie handelt und es nicht anzunehmen ist, dass
die Realisierung des moglichen Potenzials einen Nachfrageschub auslosen wird, welcher zu einer
Kostenreduktion fithren koénnte, kann davon ausgegangen werden, dass die Kosten nur in geringem
Ausmass sinken werden. In (IEA 2003) wird fiir die gesamten Investitionskosten, die den
dominierenden Kostenfaktor darstellen, ein Reduktionspotenzial von je 5% bis 10% wéhrend der
nichsten beiden Jahrzehnte angegeben, wobei aber nicht klar hervorgeht, inwieweit diese Werte fiir
die Schweiz zutreffen. Es wurde versucht, die Entwicklung der Stromgestehungskosten abzuschétzen.
In Fig. 4.14 sind vier Szenarien dargestellt. Generell werden Ausgangskosten von 20 Rp./kWh und ein
Anteil der Investitions- an den Stromgestehungskosten von 70% festgesetzt. Diese Werte sollten fiir
den Neubau von Kleinstwasserkraftwerken mit einer Leistung von weniger als 300 kW einer
konservativen Schitzung entsprechen (vgl. auch Fig. 4.11 und Fig. 4.12).* Im Szenario , tief/tief* wird
angenommen, dass die Investitionskosten bis zum Jahr 2020 um 5% gesenkt werden konnen, bis zum
Jahr 2035 um weitere 2% und bis 2050 um 1%. Die Betriebskosten bleiben jeweils konstant. Im
Szenario ,.tief/hoch” bleibt das Reduktionspotenzial bei den Investitionskosten das gleiche wie im
vorherigen Szenario. Bei den Betriebskosten wird jedoch eine deutliche Reduktionsméglichkeit von
50% bis 2020 unterstellt, was etwa durch eine Automatisation der Uberwachung erreicht werden
konnte. Danach bleiben die Betriebskosten wiederum konstant. Im Szenario ,,hoch/tief wird bei den
Investitionskosten eine Reduktion bis 2020 von 10% festgelegt, bis 2035 um weitere 4% und bis 2050
um weitere 2%. Die Betriebskosten bleiben jeweils konstant. Das Szenario ,.hoch/hoch* kombiniert
die jeweils hoheren Reduktionspotenziale aus den vorherigen Annahmen, woraus sich die tiefsten
Kosten ergeben. Fir das Jahr 2035 resultieren aus den skizzierten Annahmen Kosten von etwa
19.0 Rp./kWh, 18.1 Rp./kWh, 15.5 Rp./kWh sowie 14.7 Rp./kWh.
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Fig. 414 Szenarien zur zukiinftigen Kostenentwicklung der Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken.

* Nach Angaben von Hr. Buser, BFE-Programmleitung Kleinwasserkraft betragen die Stromgestehungskosten fiir Anlagen
<1 MW typischerweise 14-25 Rp./kWh.
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4.5 Umweltauswirkungen
4.5.1 Derzeitige Technologien

Im Folgenden wird zwischen globalen 6kologischen Auswirkungen der Elektrizititserzeugung in
Kleinwasserkraftwerken und lokale gewisser6kologische Folgen unterschieden. Insbesondere die
lokalen Auswirkungen sind sehr anlagenspezifisch und konnen in diesem Rahmen im Allgemeinen
lediglich qualitativ behandelt werden.

Globale dkologische Auswirkungen

Die Quantifizierung der globalen Umweltauswirkungen der Stromerzeugung basiert hier auf
vollstdndigen Lebenszyklusanalysen (LCA, Life Cycle Analysis) unter Beriicksichtigung sédmtlicher
Material- und Energieaufwendungen sowie direkter Emissionen wihrend der Errichtung der
Wasserkraftwerke. Die grossrdumigen Umweltauswirkungen der Stromerzeugung in Wasser-
kraftwerken — beispielsweise Emissionen von CO, oder anderen Luftschadstoffen — sind generell als
gering anzusehen, insbesondere im Vergleich zu fossilen Energiesystemen (Bolliger & Bauer 2004,
Dettli et al. 2000). Eigene Berechnungen fiir Kleinwasserkraftwerke, basierend auf den Material- und
Energieverbrauchsdaten aus (Baumgartner & Doka 1996) sowie LCI-Ergebnissen aus (Bolliger &
Bauer 2004, ecoinventCentre 2003) ergeben fiir verschiedene Typen von Klein- und Kleinstwasser-
kraftwerken die in Tab. 4.7 dargestellten Emissionen. Das Hochdruck-Kleinwasserkraftwerk sowie das
Trinkwasserkraftwerk wurden als Neubau bilanziert, die anderen beiden Anlagen als Umbau bzw.
Reaktivierung alter Anlagen. Die angegebenen Emissionsdaten konnen zwar nicht als Durchschnitts-
werte fiir die verschiedenen Kraftwerkstypen angesehen werden, sollten jedoch die Grossenordnungen
der indirekten Emissionen, welche beim Bau und Betrieb der Anlagen entstehen, wiedergeben. In
Einzelfillen kann es jedoch in Abhingigkeit von den spezifischen Verhéltnissen zu deutlichen
Abweichungen von den hier dargestellten Werten kommen. Im Allgemeinen weist die
Stromerzeugung im Trinkwasserkraftwerk die geringsten Umweltauswirkungen auf, was aus dem
minimalen Aufwand zum Einbau einer Turbine in eine vorhandene Leitung resultiert. Fiir
Abwasserkraftwerke diirften dhnliche Ergebnisse zu erwarten sein. Generell sollte ein Umbau oder
eine Modernisierung eines vorhandenen, alten Kleinwasserkraftwerks geringere Umweltauswirkungen
nach sich ziehen, als eine vollstdndige Neuerrichtung.

Tab. 4.7 Charakteristika beispielhafter Kleinwasserkraftwerke und ausgewdhlte LCA-basierende Umwelt-
auswirkungen der Stromerzeugung.

Kleinwasser- |Kleinstwasser-|Kleinstwasser-| Trinkwasser-
Typ kraftwerk kraftwerk kraftwerk kraftwerk

Hochdruck- Kunstlicher Naturlicher Trinkwasser-
\Wasserzufiihrung leitung Kanal Fluss leitung
Nennleistung kW 361 150 70 18.5
Mittlere jahrliche
Produktionserwartung [MWh/a 1980 800 550 120
Lebensdauer a 80 80 70 30
Treibhausgase kg (CO,-Aquiv.)/kWh 2.4E-03 3.1E-03 5.1E-03 1.2E-03
SO, kg/kWh 4.7E-06 2.5E-05 3.0E-05 2.8E-06
NO, kg/kWh 1.2E-05 4.5E-05 6.5E-05 3.6E-06
PMo (Partikel <10um) [kg/kWh 1.5E-05 4.5E-05 5.8E-05 4.1E-06

Lokale gewiisserokologische Auswirkungen

Unter lokalen gewdsserokologischen Auswirkungen sind die Verédnderungen der Flora und Fauna des
Gewiissers, in dem ein Kleinwasserkraftwerk betrieben wird, zu verstehen. Diese sind in hohem
Ausmass von den jeweiligen Verhiltnissen abhidngig und kénnen zudem durch Baumassnahmen stark
beeinflusst werden. Um die lokalen Umweltfolgen von Kleinwasserkraftwerken moglichst gering zu
halten, ist eine Einzelbeurteilung des jeweiligen Kraftwerks und dessen Einfluss auf das Gewdsser
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notig, um im Rahmen der Errichtung oder Modernisierung der Anlage geeignete Schritte setzen zu
konnen. Dabei muss jedoch auch stets die Kostensituation im Auge behalten werden, da gerade bei
Anlagen mit geringer Stromproduktion mdogliche Investitionen in eine 6kologische Optimierung die
Elektrizitdt empfindlich verteuern konnen und so das Kleinkraftwerk unrentabel werden kann. Die
okologische Einzelbeurteilung ist jedoch oft mit grossen Schwierigkeiten verbunden, da Kleinwasser-
kraftwerke meist nur einen von vielen Einflussfaktoren auf Okosysteme und Landschaft darstellen.
Grundsitzlich sollte nach (Jorde & Truffer 2002) bei einer 6kologischen Bewertung zwischen
bestechenden und neuen Anlagen unterschieden werden. Wéhrend die Revitalisierung oder
Modernisierung bestehender Anlagen oder der Neubau von Anlagen in dicht iiberbauten Gebieten
sowie die Stromerzeugung in Trink- und Abwasserleitungen in der Regel wenig problematisch sind,
muss bei neuen Anlagen auf der ,,Griinen Wiese* oft der Wert der letzten naturnahen Fliessgewisser-
strecke in Rechnung gestellt werden.

Restwassermenge

Wird dem natiirlichen Verlauf eines Fliessgewéssers Wasser entzogen und einer Turbine zur
Stromerzeugung zugeleitet, so bleibt im Fluss selbst auf dieser Entnahmestrecke nur das so genannte
Restwasser. Die Restwasserproblematik wird quantitativ durch das revidierte Bundesgesetz tiber den
Schutz der Gewisser 814.20 (Gewisserschutzgesetz, GSchG) vom 24.1.1991 und die
Gewisserschutzverordnung (GSchV) 814.201 vom 28.10.1998 geregelt.” Die nicht zu unterschreitende
Restwassermenge wird aufgrund des natiirlichen Niedrigwasserabflusses und gewésserékologischer
Anforderungen ermittelt. Durch die Ausleitung wird der Wasserfluss im natiirlichen Lauf vermindert,
Lebensriume konnen verarmen, auch in Folge von fehlenden periodischen Uberschwemmungen; es
kommt zu einer Ablagerung feiner Schwebstoffe, die Wassertemperatur verandert sich; hdufig kommt
es zu einem verstidrkten Algenwachstum (Zaugg 1997). Eine Erhohung der Restwassermenge steht
jedoch in direkten Widerspruch zur 6konomischen Optimierung, da dadurch die Energieproduktion
verringert wird.

Beeinflussung des Gewisserkontinuums

Das Fliessgewisserkontinuum stellt die durchgehende Verbindung des durch eine Wasserstromung
gepriagten Lebensraumes dar. Die Bedeutung des Gewisserkontinuums liegt vor allem in der
Moglichkeit der Wanderung von Fischen und anderen Gewisserbewohnern, und zwar flussaufwérts
und flussabwirts, beispielsweise zum Aufsuchen von Laichpldtzen, zur Nahrungssuche oder zum
Ausweichen vor ungiinstigen abiotischen Bedingungen (Zaugg & Pedroli 1997). Diese durchgehende
Verbindung wird durch ein Kleinwasserkraftwerk unterbrochen, sofern keine geeigneten Massnahmen
ergriffen werden. Abhilfe kann jedoch relativ einfach durch geeignet gestaltete Fischaufstiegshilfen
oder Umgehungsgerinne geschaffen werden. Vielfach bestehen solche baulichen Massnahmen bereits
bei alten Kleinkraftwerken, jedoch mit zweifelhafter Wirksamkeit. Der Frage der Aufstiegshilfen und
Umgehungsgerinne muss also nicht nur beim Neubau, sondern auch bei der Reaktivierung von
Kleinwasserkraftwerken Beachtung geschenkt werden, die Funktion sollte stets sicher gestellt werden.

Abwanderungsproblematik — Turbinenmortatilitiit

Wandern Fische flussabwirts, so gelangen sie in den Stauraum von Kleinwasserkraftwerken und falls
Fischtreppe oder Umgehungsgerinne nicht gefunden werden, direkt in die Turbine. Da abhéngig von
der Turbinenart die Mortalitéitsrate teilweise recht hoch ist, sollten die Fische einerseits durch
Lockvorrichtungen in Richtung Umgehungsmoglichkeiten gelenkt werden, andererseits miissen
mechanische Barrieren oder ,,Verhaltenbarrieren® vor den Turbinen angebracht sein (Zaugg 1997).

Nachzulesen unter http:/www.admin.ch/ch/d/sr/814 20/a31.html und http:/www.admin.ch/ch/d/sr/c814 201.html (Stand
5.5.2004).
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Stauraum

Aufgrund der im Staubereich eines Kleinwasserkraftwerks verringerten Stromungsgeschwindigkeit ist
dieser Abschnitt durch das vermehrte Absetzen von Feststoffen von Verlandung bedroht, wodurch die
Funktion als Wasserspeicher herabgesetzt ist. Im Gegensatz zu grossen Stauseen, die oft ausgebaggert
werden, sind bei Kleinwasserkraftwerken regelméssige Spiilungen nétig, welche jedoch das darunter
liegende Okosystem u.a. durch verringerte Sauerstoff- und erhdhte Schadstoffkonzentration im Wasser
beeintrichtigen konnen. Um die Schéden moglichst gering zu halten, sollten Spiilungen wéhrend eines
natiirlich auftretenden Hochwassers und nicht zur Laichzeit der Fische stattfinden. Die Wasserfithrung
sollte sehr langsam erh6ht und gesenkt werden. Generell sollte darauf geachtet werden, dass der
Stauraum moglichst naturnahe gestaltet wird, um der durch die verringerte Fliessgeschwindigkeit
abnehmenden Zahl an Kleinbiotopen entgegenzuwirken (Zaugg & Pedroli 1997).

Schwallbetrieb

Turbiniert ein Wasserkraftwerk nur zu bestimmten Zeiten (in Strom-Hochzeittarifen), spricht man von
Schwallbetrieb. Als Folge davon kommt es zu sehr starken, unnatiirlichen Schwankungen der
Wasserfithrung. Es stehen zwar keine aussagekriftigen Untersuchungen zu dieser Problematik zur
Verfiigung, trotzdem kann angenommen werden, dass starke und rasche Wasserstandsschwankungen
mit grossen Schidden fiir die flussabwirts gelegenen Okosysteme verbunden sind. Da bei
Kleinwasserkraftwerken das Verhiltnis Umweltschaden zu Energiegewinn eher gross ist, sollte auf
Schwallbetrieb verzichtet werden (Zaugg & Pedroli 1997).

Fremdstoffe: Schmiermittel und Hydraulikéle

Wihrend des Baus und Betriebs von Kleinwasserkraftwerken besteht immer ein gewisses Risiko, dass
es zu einer Gewdsserbelastung durch Schmiermittel und Hydraulikéle kommt. Diese Gefahr sollte
durch geeignete Massnahmen — beispielsweise Aufbewahrung der Betriebsmittel ausserhalb des
Hochwasserbereichs, Einbau eines Olabscheiders oder Verwendung von biologisch abbaubaren Olen —
so weit wie moglich verringert werden (Zaugg & Pedroli 1997).

Rechengut

Momentan ist der Kraftwerksbetreiber durch die gesetzlichen Regelungen zur Entnahme des
Rechenguts, einschliesslich der organischen Anteile, verpflichtet, was einen hohen Aufwand mit
entsprechenden Kosten nach sich zieht. Den Flissen fehlen dadurch organische Bestandteile als
Primédrenergieeintrag, was besonders in kleinen Wasserldufen zu einem erheblichen Defizit fithrt. Da
dies einerseits im Interesse der Betreiber wére und andererseits ldngst technische Losungen fiir eine
Weiterleitung des Rechenguts angeboten werden, sollte hier der Gesetzgeber die derzeitigen
Regelungen tiberdenken ,,und vom iiberkommenen Bild aufgerdumter Fliisse Abstand nehmen* (Jorde
& Truffer 2002).

Verbau der Fliessstrecken

Unter die Fliesswasserbereiche fallen der Triebwasserkanal, die Ausleitungsstrecke, die Riickleitung
des turbinierten Wassers und das Fliessgewisser nach erfolgter Wasserriickgabe bezeichnet werden.
Beziiglich der Qualitit der Okosysteme erweist sich eine naturnahe Gestaltung als vorteilhaft, wobei
die Wasserkraftnutzung nicht notwendigerweise beeintrachtigt werden muss. So ist ein
méandrierender, abwechslungsreicher Verlauf der Fliessstrecken mit vielféltiger und standortgerechter
Vegetation unter Beibehaltung von okologisch wertvollen Uberschwemmungsgebieten anzustreben
(Zaugg & Pedroli 1997).

Landschaftsschutz

Bei sorgfiltiger Planung stellen Kleinwasserkraftwerke hinsichtlich Integration in die Landschaft im
Vergleich zu Grosskraftwerken ein geringes Problem dar. Druckleitungen sollten unterirdisch verlegt
werden, Kanidle bei Niederdruckanlagen sollten standortspezifisch bepflanzt werden. Als
problematisch kann sich die Liarm- und Vibrationsentwicklung bestimmter Turbinentypen erweisen.
Hier ist auf eine gute Larmisolierung und bauliche Trennung zu Wohnbereichen zu achten.
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4.5.2 Zukiinftige Technologien

Die Entwicklung der globalen Umweltauswirkungen der Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken
fiir die Jahre 2020 und 2035 bis ins Jahr 2050 ist schwierig abzuschitzen. Die Bauaufwendungen an
sich werden sich im Allgemeinen nur wenig verdndern. Fir den Fall, dass optimierte
Turbinenkonzepte entwickelt werden (vgl. Kap.4.2.2), konnte eine nennenswerte Verringerung der
Aufwendungen auftreten. Mogliche Differenzen koénnen auch aus einem anders zusammengesetzten
Strommix und aus verdnderten Umweltauswirkungen der Herstellung der verbauten Materialien
resultieren. In jedem Fall sollten die grossrdumigen Umweltauswirkungen im Vergleich zur
Stromerzeugung mit anderen Energietrdgern, insbesondere fossilen, gering bleiben.

4.6 Entwicklung und Markteinfiihrung beeinflussende Faktoren
4.6.1 Beginstigende Faktoren

Der wichtigste Faktor zur Férderung von Kleinwasserkraftwerken ist ein garantierter, kostendeckender
Abnahmepreis fiir den produzierten Strom zur Einspeisung ins offentliche Netz, da ein liber einen
langeren Zeitraum garantierter Abnahmepreis die Planungssicherheit erhoht und das 6konomische
Risiko verringert. Diese Einspeisevergiitung betrdgt in der Schweiz 15 Rp./kWh (Lorenzoni et al.
2001, BFE 2003a).” Die Regelungen in anderen européischen Lindern sind sehr unterschiedlich — die
Vergtitungspreise liegen zwischen 1.9 Rp./kWh in Finnland und 17 Rp./kWh in Litauen, teilweise gibt
es jedoch keine Abnahmeregelung (Lorenzoni et al. 2001).” Weitere Faktoren, welche einen positiven
Einfluss auf die Realisierung des Ausbaupotenzials haben sollten, sind 6ffentliche finanzielle Unter-
stiitzungsmassnahmen, Vereinfachungen im Lizenzierungsverfahren fiir Neubau bzw. Reaktivierung
und Modernisierung von Kleinwasserkraftwerken, die Schaffung eines stabilen legislativen Rahmens
zur Reduktion von Planungsunsicherheiten sowie die Einfithrung eines Strompreissystems, welches
auch die insbesondere im Vergleich zur Stromerzeugung mit fossilen Energietrigern geringen
externen Folgekosten berticksichtigt (Lorenzoni et al. 2001). Eine Unterstiitzung durch die 6ffentliche
Hand kann mehrfach gerechtfertigt werden. Erstens wird dadurch die Entwicklung neuer und
effizienter Technologien gefordert, was generell von Regierungsseite angestrebt werden sollte.
Zweitens ist es derzeit meist schwierig, fiir Kleinwasserkraftprojekte private Geldgeber zu gewinnen,
da die mogliche okonomische Attraktivitit solcher Investitionen weit gehend unbekannt ist.
Investitionen der Offentlichen Hand konnen somit quasi als Initialzindung wirken, welche den
Bekanntheitsgrad fordern und Marktchancen 6ffnen koénnen. Drittens stellen Kleinwasserkraftwerke
im Allgemeinen eine umweltfreundliche Variante der Stromerzeugung dar, welche im Hinblick auf
nationale wie auch internationale Umweltschutzziele unterstiitzt werden sollte.

4.6.2 Hindernisse

Der wahrscheinlich entscheidendste Faktor, welcher das grésste Hindernis fiir eine Realisierung des
technischen Potenzials der Kleinwasserkraftwerke in der Schweiz darstellt, ist der 6konomische. Wie
aus diversen Einzelstudien (siche Kap. 4.4.1) hervorgeht, liegen die Stromproduktionskosten oft iiber
dem garantierten Einspeisetarif ins 6ffentliche Stromnetz, wodurch sich keine Investoren fiir derartige
Projekte finden.

Ein weiteres Hindernis stellen 6kologische Bedenken dar. Hier muss im Einzelfall sorgfiltig
abgewogen werden, inwieweit diese gerechtfertigt sind, und ob der Wert eines unverbauten
Fliessgewissers hoher einzuschétzen ist, als der des produzierten Stroms. In jedem Fall muss jedoch

# Originalangabe 0.093 Eurocent/kWh, Umrechnung mit 1.6 Rp./Eurocent.
® Originalangaben in Eurocent/kWh, Umrechnung mit 1.6 Rp./Eurocent.
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ein moglichst geringer negativer Einfluss auf Flora und Fauna des entsprechenden Gebiets angestrebt
werden.

Auch Einspracheméglichkeiten gegen die Errichtung von Kleinwasserkraftwerken, unklare gesetzliche
Regelungen und lange dauernde Konzessionsverfahren kénnen den weiteren Ausbau von Kleinwasser-
kraftwerken hemmen.

4.6.3 Rahmenbedingungen fiir zukiinftige Entwicklung und Marktreife

Fiir die Schweiz bietet die Entwicklung und Etablierung eines Marktes fiir Okostrom, dessen
Erzeugung geringe negative Folgen fiir die Umwelt nach sich zieht, eine gute Entwicklungschance fiir
Kleinwasserkraftwerke. Ein Teil der Elektrizitdtsverbraucher ist sicherlich bereit, dafiir einen gewissen
Aufpreis zu bezahlen. Dieser Markt ist zwar nicht unbegrenzt, bislang realisierte Marktanteile liegen
jedoch weit unter den als realistisch einzuschitzenden Moglichkeiten, was hauptsdchlich an der
Neuheit des Produktangebots, an der Produktgestaltung sowie an den Rahmenbedingungen fiir den
Wechsel des Stromversorgers liegt (Spreng et al. 2001). Um diese Marktchance zu niitzen, muss den
Konsumenten jedoch die dkologische Performance der Kleinwasserkraftwerke von unabhéngiger Seite
glaubwiirdig vermittelt werden. Ein geeignetes Instrument dazu ist ein ausgehend von einer Initiative
des Bundesamtes fiir Energie entwickeltes Okolabel, das von Umweltorganisationen und weiten
Teilen der Energiewirtschaft getragen wird und welches umfassende Abkldrungen lokaler
Umweltauswirkungen von Wasserkraftanlagen vorsieht. Dieses Verfahren kann jedoch bei
Kleinwasserkraftwerken zu relativ hohen Kosten fithren (Truffer et al. 2001). In (Truffer et al. 2001)
werden fiir einige beispielhafte Kleinwasserkraftwerke die Kosten fiir eine Umweltzertifizierung
abgeschitzt. Die Werte liegen zwischen 0.56 Rp./kWh und 1.64 Rp./kWh, auch abhéngig davon, ob
Massnahmen zur Erlangung des Okolabels notwendig sind. Details zu den Anforderungen und
Vorgangsweise bei einer Zertifizierung von umweltgerechter Nutzung der Wasserkraft sind in (Truffer
et al. 2002) zu finden.

4.7 Offene Fragen, Forschungsaktivititen und —bedarf

Die bedeutendste offene Frage stellt wahrscheinlich die Kostenstruktur bzw. —verteilung des offen
stehenden Potenzials dar. Da die Stromgestehungskosten einzelner Kleinwasserkraftwerke sehr stark
variieren, wiére es erforderlich, die Kosten fiir jeden einzelnen Standort zu kennen, um verlassliche
Aussagen treffen zu konnen, welcher Anteil des technischen Potenzials bis zu welcher Kostengrenze
realisiert werden kann. Diesbeziiglich stehen momentan jedoch nur detaillierte Daten zu
Abwasserkraftwerken, welche aber nur einen geringen Teil des Potenzials ausmachen, zur Verfligung
(Chenal et al. 1995). Fiir andere Kraftwerkstypen miissten Abschéitzungen vorgenommen werden.

Als relativ ungenau erweisen sich auch die verfiigbaren Daten zu den Stromgestehungskosten im
Allgemeinen, da diese stets grosse Schwankungsbereiche aufweisen. Die Schliisselfaktoren fiir diese
Variation gehen aus den zu Grunde liegenden Berichten oft nicht eindeutig hervor. Dazu kommt, dass
standortspezifische Faktoren wie die hydrologischen und topografischen Bedingungen oder der
Aufwand fiir 6kologische Begleitmassnahmen im Allgemeinen eine grosse Rolle spielen und es daher
tiberhaupt schwierig ist, Durchschnittswerte festzulegen.

Die kleinrdumigen 6kologischen Auswirkungen der Kleinwasserkraftwerke wie beispielsweise die
Frage der Restwasserproblematik oder der Einfluss auf den Fischbestand miissen generell fiir jeden
Standort einzeln untersucht werden. Dazu bietet sich das Umweltzertifizierungsverfahren
»greenhydro der EAWAG (Bratrich & Truffer 2001) an, das einen standardisierten Verfahrensablauf
gewdhrleistet.
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4.8 Schlussfolgerungen

Die Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken stellt in der Schweiz eine 6konomisch und vor allem
okologisch interessante Option dar. Im Hinblick auf eine breit gestreute Elektrizititsversorgung sowie
auf eine Forcierung der erneuerbaren Energietriager sollte das noch offen stehende Potenzial so weit
wie moglich genutzt werden. Die heutige Stromerzeugung von etwa 3400 GWh/a sollte in
Kraftwerken <10 MW in natiirlichen Gewissern etwa auf 5600 GWh/a erhoht werden kénnen, wobei
die Stromgestehungskosten grossteils bei etwa 10-25 Rp./kWh liegen durften. Das maximal
verfiighbare Ausbaupotenzial bei Trink- und Abwasserkraftwerken ist weit geringer und wird mit
ca. 120 GWh/a (5-23 Rp./kWh) bzw. knapp 50 GWh/a (9-85 Rp./kWh) abgeschitzt. Die meist iiber
den derzeitigen Marktpreisen liegenden Kosten diirften bei einer entsprechenden Vermarktung als
,JOkostrom*“ kein Hindernis darstellen. Falls entsprechende 6kologische Begleitmassnahmen zum
Erhalt der Okosysteme bei Renovierung und Neubau der Anlagen konsequent umgesetzt werden, so
sprechen die im Vergleich zu anderen Energietrigern sehr geringen Schadstoffemissionen pro kWh
deutlich fiir die Realisierung des Potenzials. Generell soll an dieser Stelle noch einmal darauf
hingewiesen werden, dass sowohl die Stromkosten als auch die Einfliisse auf lokale Okosysteme sehr
stark von den jeweiligen Kraftwerksstandorten abhéngen und jeweils im Einzelfall abgeschétzt werden
sollten.

Die vorliegenden Daten zum Potenzial und zu den heutigen Kosten sollten relativ verlésslich sein, da
ausgereifte Technologie zum Finsatz kommt und in der Schweiz langjdhrige Erfahrung mit
Kleinwasserkraft vorhanden ist. Das heisst allerdings auch, dass die Moglichkeiten zur Senkung der
Anlagenkosten im Allgemeinen relativ gering sind. Geringere Stromkosten sind vor allem durch eine
Reduktion der Betriebskosten mittels Automatisierung méglich.

Tab. 4.8 gibt einen zusammenfassenden Uberblick iiber die Indikatoren zur Stromerzeugung in
Kleinwasserkraftwerken.
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Tab. 4.8 Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken.
Physikalische und technische Potenziale Umwandlung von in einer Wasserstrémung enthaltenen Energie in
elektrischen Strom
Physikalisches Potenzial Keine Angabe
Technisch realistisch erschliessbares 2004 2020 2035 2050
Potenzial [GWh/a]
Natirliche Gewésser
<10 MW 3422 4’700 5600 ® 5'600 ¢
6’800 °
4200 ©
<1 MW 781 860 920 960 °
<300 kW 300 380 420 450°
Trinkwasserkraftwerke 65 120 155 © 175
Abwasserkraftwerke 5 15 25° 50
Dargebot stark ortsabhéngig
Stand der Technik aktuelle Technik ist weit gehend ausgereift
Umweltauswirkungen vgl. Kap. 4.5
stark ortsabhéngig
Technik Wasserturbinierung zur Stromerzeugung
Produktionsmethode Industrielle Erzeugung
Wirkungsgrad 2005 2020 2035 2050
relativ konstant, da ausgereifte Technologie 0.70-0.85 0.72-0.87 0.74-0.89 0.75-0.90
Marktreife marktreif, Grossserie
Lebensdauer 30 Jahre (Trinkwasser-, Abwasserkraftwerk)
80 Jahre (Fluss- und Speicherkraftwerk)
Stromkosten [Rp./kWh] 2005 2020 | 2035 | 2050
(siehe auch Tab. 4.6, Fig. 4.11 und Fig. Diese Werte stellen grobe Abschatzungen dar und
4.14) sollen als Anhaltspunkte dienen. Fir Einzelanlagen
sind die Kosten stark standortspezifisch.
Trinkwasserkraftwerke 5-23 4.5-21 4.2-19 4-18
Abwasserkraftwerke 9-85' 8-77 7-70 6.5-65
Hoch- und Niederdruckkraftwerke < 10 MW 5-249 4.5-21 4.2-20 4-19
40 kW - 2.2 MW 10-30 " 8-26 7-24 6-23
<300 kW > 16 > 14 >13 >12
Picokraftwerke <40kW 15-45 13-37 12-33 11-30
Pico-Alpkraftwerk 40-100 35-85 32-78 30-75
Periphere Investitionen Keine weiteren
Lernkurven vgl. Kap. 4.4.2, insbesondere Fig. 4.14
Planungsdauer Standortsspezifisch; 2-4 Monate Lizenzierung, 1-8 Monate
Planung, 1- 2 Monate Bewilligungen
Typische Betriebskosten Standortsspezifisch; zwischen 1 und 10% der Investitionskosten;
Anteil an den Stromgestehungskosten rund 10%-40%

a (Elektrowatt 1987), bei Gestehungskosten von etwa 14-22 Rp./kWh.

(Lorenzoni et al. 2001), ohne 6konomischen und 6kologischen Einschrankungen realistisch erschliessbar.

¢ Schitzung nach (Lorenzoni et al. 2001), unter Skonomischen und &kologischen Einschrinkungen realistisch
erschliessbar.

d Dieser Wert wird hier als praktisch realisierbares Potenzial angenommen. Der Zeitrahmen der Verwirklichung hiangt
stark von den Rahmenbedingungen ab.

e Nach Angabe von Hr. Buser, BFE-Programmleiter Kleinwasserkraft, entspricht dieser Zubau wirtschaftlich und
6kologisch interessanten Teil des Ausbaupotenzials (14.6.2004). Je nach Rahmenbedingungen kann dieses Potenzial
auch deutlich frither oder spiter realisiert werden.

f ca. 50% des Potenzials weisen Gestehungskosten von <20 Rp./kWh auf (Chenal et al. 1995) (siehe Kap.4.4.1).

bestehende Anlagen; keine Unterteilung in Leistungskategorien.

Durchschnittswerte fiir Neubau und Renovierung bestehender Anlagen.

=1}
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4.9 Abkiirzungsverzeichnis

BFE Bundesamt fiir Energie

CEPE Centre for Energy Politics and Economics

CHF Schweizer Franken

EAWAG Eidgenossische Anstalt fiir Wasserversorgung, Abwasserreinigung und Gewisser-
schutz

IEA International Energy Agency

k.A. keine Angabe

KWK Kleinwasserkraftwerk

LCA Life Cycle Analysis (Lebenszyklusanalyse)

PMi, Partikel mit einem Durchmesser <10 um
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Windenergie

5 Windenergie
5.1 Einleitung

Die Windenergie wurde schon frith vom Menschen genutzt. Nach alten Uberlieferungen waren die
ersten Windmiihlen vor ca. 3000 Jahren in Alexandria zu sehen. In Europa begann die
Windkraftnutzung im 9. Jht. n. Chr. in England, im 12. Jht. in Frankreich und ein Jahrhundert spéter in
Holland, wo sie ihre Bliitezeit erlebte. Ihre damaligen Zwecke waren unter anderem Getreide mahlen,
Holz sigen, Wasser pumpen oder Zuckerrohr auspressen. Man schitzt, dass Ende des vorigen
Jahrhunderts alleine in Holland tiber 10’000 Windmiihlen in Betrieb waren, die gréssten mit einer
Leistung von 50 kW. Der Vormarsch der Dampfmaschine und spéter der Stromenergie beendete dann
die Vormachtstellung der Windkraft. Als Vater der modernen Windkraftanlagen (WKA) fur die
Stromerzeugung gilt Poul la Cour (1846-1908), der 1904 die Gesellschaft der Windkraft-
Elektroingenieure griindete (Windpower 2002). Nach der ersten Olkrise im Jahre 1973 erwachte das
Interesse an Windenergie in mehreren Landern neu. In Dédnemark begannen die Elektrizitdtsversorger
anschliessend grofle Anlagen zu installieren (Windpower 2002). Das gleiche geschah in Deutschland,
Schweden, GroBbritannien und in den USA. Dennoch blieben die Herstellungskosten hoch und nicht
konkurrenzfahig im Vergleich zu Strom aus konventionellen Kraftwerken. Der Strompreis wurde zum
wichtigsten Argument gegen Windkraftnutzung zur Stromerzeugung. Die 55 kW-Generation von
Windkraftanlagen, die zwischen 1980 und 1981 entwickelt wurde, verhalf der modernen
Windkraftindustrie zum industriellen und technologischen Durchbruch. Die Kosten pro
Kilowattstunde Strom fielen um rund 50 Prozent, als diese Anlagen auf dem Markt auftauchten
(Windpower 2002).

Seit den 1980er-Jahren hat die Windkraftnutzungstechnologie gewaltige Fortschritte gemacht. Die
Anlagen wurden grosser, leichter (binnen 5 Jahren hat sich die Masse von didnischen WKA halbiert
(Windpower 2002)), siec werden stabiler, effizienter, gerduschiarmer. Dadurch konnten die Kosten pro
installierter Kilowattstunde laufend gesenkt werden. Eine durchschnittliche Anlage hatte Mitte der
1990er-Jahre eine Grosse von 630 kW installierter Leistung (B. Burger & Bauer 2004), der Markttrend
geht in Richtung grossere, seriengefertigte Anlagen. Die durchschnittliche Leistung der im Jahr 2002
in Deutschland und Ddnemark neu installierten Anlagen betrug knapp 1500 kW (EWEA 2004a). Die
Zuwachsraten der durchschnittlich installierten Leistung lagen im Durchschnitt Ende der 1990er-Jahre
bei tber 20%. Es kann angenommen werden, dass diese Entwicklung der steigenden Anlagengrossen
auch in Zukunft anhalten wird (Rehfeldt et al. 2001). Auf die zunehmende Nachfrage reagieren die
Hersteller mit einem breiteren Angebotsspektrum an Windkraftanlagen, das Spektrum reicht
mittlerweile schon bis zu einer Nennleistung von 5 MW.* Anfang Oktober 2004 errichtete REpower
Systems AG bei Brunsbiittel in Schleswig-Holstein mit dem Prototyp ,,REpower SM* die grosste
Windkraftanlage der Welt mit einer Nennleistung von 5 MW und 126 m Rotordurchmesser”.

Durch die zunehemenden Bestrebungen vieler Lénder, den Anteil der erneuerbaren Energien an der
Gesamtstromproduktion zu erhéhen (z.B. wegen der Treibhausgasproblematik) und die abnehmenden
Kosten von Windstrom ist Windenergie heute eine der interessantesten Optionen geworden.

* Angaben von http://www.gepower.com/prod_serv/products/wind_turbines/en/36mw/index.htm,
http://www.repower.de/de/products/pSm.htm und http://www.nordex-online.com/produkte und_service/index.html (Mérz 2004).

® Angaben von http://www.repower5m.de, bezogen am 12.11.2004.
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5.1.1 Definition

In einer Windkraftanlage wird die kinetische Energie der anstromenden Luft zur Rotation der Fliigel
ausgenutzt und die so erzeugte mechanische Energie wird von einem Generator in elektrische Energie
umgewandelt.

Wirkungsgrad

Als Wirkungsgrad einer Windkraftanlage wird hier das Verhéltnis von der in der Luftstrémung
enthaltenen Leistung zu der zur Verfiigung gestellten elektrischen Leistung definiert. Der theoretisch
mogliche Maximalwert ohne Verluste, der maximale Leistungsbeiwert bzw. Betz-Koeffizient, ist mit
einem Faktor von 0.593 begrenzt (Wokaun 1999). In der Praxis werden hochstens Leistungsbeiwerte
von 40% bis 50% erreicht. Diese sind jedoch stark von der Windgeschwindigkeit abhéngig und fiir
jede Windkraftanlage spezifisch einstellbar.” Der reale Wirkungsgrad wird weiters von mechanischen
Verlusten (Teilwirkungsgrade von Rotor, Getriebe und Generator) reduziert. Als durchschnittliche
Wirkungsgrade sind Werte von etwas mehr als 20% bis 35% dokumentiert.” © Als Durchschnitt kann
ein Wert von 25% angesehen werden. Der tatséchliche Wirkungsgrad ist von den Windbedingungen,
der Bauart, d.h. der Anzahl der Rotorblitter, und der Einstellung der Anlage abhingig. Es liegen
jedoch keine ausreichenden Informationen vor, um zwischen einzelnen Windkraftanlagen zu
differenzieren.

5.1.2 Globale und europdische Stromversorgung und Trends

Die Windenergie hatte in den letzten Jahren eine beeindruckende Entwicklung erfahren. Per Ende
2003 waren weltweit 39’249 Megawatt (MW) Leistung installiert, davon 73% in Europa (AWEA
2004; EWEA 2004d). Innerhalb von Europa dominieren Deutschland, Spanien und Didnemark mit
einem Anteil von tiber 80% der gesamten installierten Leistung. Derzeit befindet sich der Grossteil der
Windkraftanlagen an Land, die installierte Leistung der Offshore-Anlagen betrigt 522 MW (EWEA
2004a). Der etwas geringer als erwartet ausgefallene Zuwachs in Deutschland im Jahr 2003 wurde
teilweise durch Neuinstallationen in den aufstrebenden europdischen Mirkten wie Osterreich
(276 MW), Niederlande (226 MW), Italien (116 MW), Portugal (106 MW) und Grossbritannien
(107 MW) kompensiert. In den vergangenen Jahren betrugen die Wachstumsraten in Europa 40% oder
mehr pro Jahr (Ancona & McVeigh 2001).

Im Durchschnitt ist der europédische Windenergiemarkt im Jahr 2003 mit 23% erneut stark gewachsen
(WindEnergy Studie 2004). Ende 2003 waren in Europa 28’706 MW an Windenergie installiert,
davon 28’440 MW in der EU-15, 102 MW in den Beitrittslaindern (Accession States) und 164 MW in
anderen Liandern (EWEA 2004a; EWEA 2004d). Deutschland steuerte mit 14’609 MW knapp iiber
50% an der gesamten installierten Leistung in Europa bei, gefolgt von Spanien (6202 MW) und
Déanemark (3110 MW). In Tab. 5.1 und Tab. 5.2 ist die Leistung der Ende des Jahres 2003 in Europa
installierten Windkraftanlagen linderweise angegeben.

http://www.windpower.org/de/tour/wres/cp.htm, bezogen am 25.7.2003.

® http://www.windpower.org/de/tour/wres/cp.htm , bezogen am 25.7.2003.

C

http://www.fh-bochum.de/fb3/eglab/solar/energietraeger/energiepotential.html , bezogen am 25.7.2003.
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Tab. 5.1

Windkraftanlagen (Quelle: EWEA 2004a; EWEA 2004b).

Installierte Leistung der Ende des Jahres 2003 in den 15 Mitgliedsstaaten der EU betriebenen

Total Ende 2002 (MW) | Installiert Jan-Dez 2003 (MW) | Total Ende 2003 (MW)

Deutschland 11'994 2645 14’609
Spanien 4825 1377 6202
Danemark 2889 243 3110
Niederlande 693 226 912
Italien 788 116 904
Grossbritannien 552 103 649
Schweden 345 54 399
Griechenland 297 78 375
Frankreich 148 91 239
Osterreich 140 276 415
Portugal 195 107 299
Irland 137 49 186
Belgien 35 33 68
Finnland 43 8 51
Luxemburg 17 5 22
EU-15 23'098 5411 28440
EU-25 23’159 5452 28542

Anmerkung: Im Jahr 2003 wurden Anlagen mit einer Leistung von 69 MW stillgelegt.

Tab. 5.2

Windkraftanlagen (Quelle: EWEA 2004a; EWEA 2004b).

Installierte Leistung der Ende des Jahres 2003 in den restlichen Landern Europas betriebenen

Beitrittslander
Total Ende 2002 (MW) | Installiert Jan-Dez 2003 (MW) | Total Ende 2003 (MW)

Polen 27 30 57
Lettland 24 0 24
Tschechische Republik 3 7 10
Ungarn 3 0 3
Estland 2 1 3
Zypern 2 0 2
Litauen 0 0 0
Malta 0 0 0
Slovakei 0 3 3
Slovenien 0 0 0
TOTAL 61 41 102
Andere Lander

Norwegen 97 4 101
Ukraine 46 11 57
Schweiz 5 0 5
Rumanien 1 0 1
TOTAL 149 15 164

Der Anteil von Offshore-Windkraftanlagen in Europa betrug mit 522 MW nicht einmal zwei Prozent
(EWEA 2004a). Dabei entficlen fast 75% auf Installationen in Ddnemark, wihrend sich die restlichen
25% auf Grossbritannien, Irland, Schweden und die Niederlande verteilten. Weltweit sind jedoch tiber
70  Offshore-Projekte in Planung, wobei die {berwiegende Anzahl in europédischen
Territorialgewsssern zu liegen kommt (Overméhle & Lehmann 2003). Basierend auf
Planungsinformationen konkreter Projekte prognostizieren (Overmohle & Lehmann 2003) einen
weltweiten Anstieg auf 3960 MW per Ende 2006. Eine Aufschliisselung nach Lénderanteilen zeigt,
dass Offshore-Pioniere wie Dénemark, Schweden oder die Niederlande von anderen européischen
Landern (Deutschland, Grossbritannien und Irland) aber auch den USA und Kanada {iberholt werden.
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Ubersichten iiber bereits gebaute und geplante Offshore-Projekte finden sich etwa bei (BWEA 1999)
(Overméhle & Lehmann 2003), (EWEA 2004a) und (WSH 2004).

In (EWEA 2004a) sind zwei Szenarien fiir die Entwicklung der weltweit bzw. in Europa installierten
Windkraftanlagen fiir die Jahre 2007 und 2012 angegeben, die Zahlen sind in Tab. 5.3
zusammengefasst. Das konventionelle Marktszenario kann als Weiterfiihrung des derzeitigen
Wachstumtrends mit o6ffentlicher Unterstiitzung in einigen Léndern klassifiziert werden. Im
erweiterten Marktszenario wird eine deutlich breitere politische Unterstiitzung angenommen, als sie
derzeit vorhanden ist.

Tab. 5.3 Konventionelles und erweitertes Marktszenario der Windkraftanlagen weltweit bzw. in Europa [MW
installierte Leistung] (Quelle: EWEA 2004a).

Jahr 2007 2012

Erweitertes Szenario — Europa 59000 112°000
Durchschnittliche jahrliche Wachstumsrate 20% 14%
Erweitertes Szenario — weltweit 106’000 311°000
Durchschnittliche jahrliche Wachstumsrate 27% 24%
Konventionelles Szenario — Europa 55941 -
Konventionelles Szenario — weltweit 80’050 160’900
Durchschnittliche jahrliche Wachstumsrate 20.6% 15%

Die Europdische Union hat sich das Ziel gesetzt, den Anteil der erneuerbaren Energien am
Gesamtverbrauch bis zum Jahr 2010 von derzeit 6% auf 12% zu verdoppeln. Dabei wird der
Windkraft zusammen mit Biomasse eine Schliisselrolle zukommen, da das Potenzial fiir grosse
Wasserkraftwerke weit gehend ausgeschopft ist (Millais & Teske 2004).

5.1.3 Schweizer Stromversorgung und Trends

In der Schweiz wurde die erste Windkraftanlage bei Sool (Langenbruck) mit einer Leistung von
30 kW im Jahr 1986 in Betrieb genommen. Seither wurden stetig neue Anlagen errichtet, so dass heute
22 Anlagen mit einer installierten Leistung von 5349 kW gesamthaft etwa 5.4 GWh/a Strom erzeugen.
Der mit Abstand grosste Windpark befindet sich auf dem Mont Crosin im Berner Jura bei St. Imier,
wo an zwei Standorten sechs Windturbinen eine Gesamtleistung von 4160 kW erbringen. Die Anlage
Mont Crosin West besteht aus vier Windturbinen (3x 600 kW, 1x 660 kW) und Mont Crosin Ost aus
zweil Windturbinen (2x 850 kW). Die zweitgrosste Anlage (1x 800 kW) wurde im Herbst 2002 auf
dem Giitsch oberhalb von Andermatt in Betrieb genommen. Da jedoch immer wieder Mingel einen
reibungslosen Betrieb verhindert haben, kam es im Frithjahr 2004 zum Abbau des Windkraftwerkes
(Bolli 2004a; Bolli 2004b; SuisseEole 2004b), Ziel des Elektrizitatswerks Urseren war es jedoch noch
vor dem nichsten Winter erneut Windstrom auf dem Giitsch zu erzeugen. Bereits im Oktober 2004
konnte die neue Windkraftanlage vom Typ Enercon E-40 mit einer Nennleistung von 600 kW
montiert werden.” ® Die restlichen 19 Anlagen in der Schweiz erbringen eine kumulierte Leistung von
HShur 389 kW Leistung. Detailliertere Informationen zu den ans Stromnetz angeschlossenen
Windkraftanlagen in der Schweiz finden sich in (B. Burger & Bauer 2004).

* http://www.zisch.ch/navigation/top_main_nav/NEWS/Regional/uri/detail.htm?client_request_contentOID=10955, bezogen
am 12.11.2004

b http://www.ew-ursern.ch/docs/windkraft.cfm?cmd=NormalBild&ID=69, bezogen am 12.11.2004
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Anlagen in Planung

Im Herbst 2004 sollen auf dem Mont Crosin westlich der bestehenden sechs Windturbinen zwei
weitere, besonders leistungsstarke Turbinen von je 1750 kW Spitzenleistung errichtet werden, wofiir
die Juvent SA bereits die Bewilligung erhalten hat.” Beim Standort Entlebuch-Feldmoos sind Planung
und Bewilligungsverfahren so weit fortgeschritten, dass im Sommer 2004 eine 900 kW Anlage
installiert werden kann (SuisseEole 2003b). Daneben sind verschiedene neue Windkraftanlagen in
Planung, schon geplant oder kurz vor der Realisierung (ENET-News 2002; Horbaty 2002; SuisseEole
2003a). In Sainte-Croix (Waadt) soll ein Windpark an den Standorten Mont des Cerfs und La Gittaz
Dessus zwischen 13.6 und 14.8 GWh Strom pro Jahr produzieren (SuisseEole 2004a).” Bei einzelnen
Projekten kann es durch Einsprachen oder Planungsunsicherheiten auch zu Verzdgerungen kommen.
So etwa beim Projekt Crét Meuron, wo die Stiftung fiir Landschaftsschutz und der Schweizerische
Heimatschutz Einsprache erhoben haben, was zu einer starken Verzégerung dieses Projektes fiihrt
(Horbaty 2002). Insgesamt sind heute Windenergieprojekte von rund 20 MW Leistung durch
Einsprachen blockiert (BFE/BUWAL/ARE 2003).

5.2 Technologiebeschreibung
5.2.1 Derzeitige Technologie

Der tiberwiegende Teil der heute eingesetzten Windkraftanlagen besitzt eine horizontale Achse und
meist drei Rotorblétter. Obwohl theoretisch auch noch andere Typen existieren, beschrinkt sich die
folgende aus (B. Burger & Bauer 2004) stammende Technologiebeschreibung auf diese
typischerweise eingesetzten Anlagen.

Die Ubertragung der Energie von der Luftstromung an die Turbine erfolgt am Rotor. Bei der Strom-
herstellung, wo eine moglichst hohe Drehzahl erwiinscht ist, sind dies heute meist wenigfliiglige,
schnell laufende Rotoren, deren aerodynamisch optimierte Fliigel den Auftriebseffekt der Stromung
ausnutzen. Der dussere Teil der Blitter ist zum Teil mittels Extender vom restlichen Blatt unabhéngig
drehbar. Um die Fliehkrifte in Grenzen zu halten, werden die Rotorblitter heute zumeist aus leichten
Faserverbundwerkstoffen hergestellt. Die mechanische Rotationsenergie wird von den Blittern iiber
eine Nabe an die Rotorwelle Ubertragen. Da der Rotor wegen der begrenzten Blattspitzen-
geschwindigkeit im Allgemeinen langsam dreht (je nach Grosse 15 bis 200 U/min.), bei den
Generatoren aus Gewichtsgriinden jedoch schnell rotierende, d.h. wenigpolige bevorzugt werden, wird
noch ein Getriebe zwischengeschaltet. Als Generatoren fiir den Netzbetrieb konnen Synchron- oder
Asynchrongeneratoren verwendet werden. Zusitzlich sind noch eine Kupplung und eine mechanische
Bremse vorhanden, die entweder als Betriebs- oder als Notfallbremse installiert ist.

Dieser gesamte Maschinensatz wird in der sogenannten Gondel, einer selbsttragenden Konstruktion,
die oben am Turm angebracht ist und {iber ein Lager in die Windrichtung gedreht wird,
zusammengefasst. Diese Windnachrichtung des Rotors kann je nach Konstruktion durch Ausnutzung
aerodynamischer Krifte oder durch einen Zwangsantrieb erfolgen. Turm und Fundament schliessen
die Anlage nach unten ab. Bei kleinen und mittleren Anlagen besteht der Turm meist aus Stahl. Das
Problem der Turmauslegung liegt hauptsichlich in der schwingungsdynamischen Dimensionierung.

Windkraftanlagen bendtigen im Allgemeinen eine Regel- und Steuereinrichtung zur Begrenzung der
Rotordrehzahl und der Leistung, um die Anlage vor Uberlast bei starkem Wind oder bei Storfillen zu
schiitzen. Da bei Netzanlagen die Drehzahl durch die Netzfrequenz festgelegt wird, werden sie im

* Anfang September 2004 wurden auf dem Mont-Soleil bei Saint-Imier zwei Windturbinen vom Typ Vestas V66 mit 67 m
Nabenhohe und je 1.75 MW Leistung installiert. (http://www.suisse-eole.ch)

® Im Rahmen des Konzept Windenergie Schweiz (BFE/BUWAL/ARE 2004a) wird auf ein Szenario mit Anlagen von 70 m
Nabenh6he und 1250 MW Nennleistung fokussiert, was in einer tieferen Stromproduktion von 10.6 GWh/a resultieren
wiirde. Fiir detailliertere Angaben zu diesem Standort sei auch auf den entsprechenden kantonalen Nutzungsplan verwiesen.
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Betrieb leistungsgeregelt. Die Leistungsregelung kann einerseits passiv erfolgen, indem die Rotoren so
ausgelegt sind, dass bei hoheren Windgeschwindigkeiten und damit geédndertem Anstromwinkel der
Blitter die Stromung abreisst und die abgegebene Leistung damit begrenzt bleibt (,,stall-Regelung*).
Andererseits besteht auch die Moglichkeit, diese Leistungsaufnahme in Funktion des Anstellwinkels
durch eine aktive Blattverstellung (Rotation um die Lé&ngsachse, ,pitch-Regelung™) zur
Leistungsbegrenzung zu niitzen. Bis Mitte der 1990er-Jahre dominierte die passive Regelung. Derzeit
wird jedoch bei grossen Anlagen die aktive Regelung bevorzugt eingesetzt, da hier keine Probleme
mit Vibrationen beim Abreissen der Luftstromung auftreten (EWEA 2004a). Der Grossteil der heute
installierten Anlagen weist eine variable Rotordrehgeschwindigkeit auf.

Die Energiegewinnung durch Windkraftanlagen ist abhidngig vom Windangebot und der Wind-
geschwindigkeit. Je nach Auslegung der Anlage beginnt bei einer Windgeschwindigkeit auf
Nabenhohe von ca. 3 m/s die Stromeinspeisung ins Netz. Mit steigender Windgeschwindigkeit wéchst
die abgegebene Leistung an und erreicht ab etwa 10 m/s oder mehr ihren Bemessungswert. Ab
Windgeschwindigkeiten von etwa 25 m/s wird die mechanische Festigkeit der Anlage gefdhrdet. Um
Schidden zu vermeiden, wird der Rotor aus dem Wind gedreht und ausser Betrieb genommen (Heuck
& Dettmann 1999). Die von einer Windkraftanlage maximal abgegebene Leistung im Dauerbetrieb
wird als Bemessens- oder Nennleistung bezeichnet. Sie hédngt hauptsidchlich von der gewéhlten
Turmhohe und der von den Rotoren tiberstrichenen Fliache ab. Die mogliche Auslastung — der so
genannte Kapazitatsfaktor — betridgt in Europa zwischen 10% und 70%, meistens aber zwischen 20%
und 30% (Windpower 2003), wobei im Offshore-Bereich auch hiufig Werte von bis zu 50% erreicht
werden. Der Kapazititsfaktor gibt jenen Teil der Zeit an, in dem eine Windkraftanlage mit
Nennleistung Strom produziert, wobei darin auch Zeiten eingerechnet sind, in denen die Anlage
geringere Leistung abgibt. Oft wird die Auslastung auch mit der Anzahl an Volllaststunden pro Jahr
angegeben.

Fig. 5.1 gibt eine Ubersicht iiber eine typische horizontalachsige Windkraftanlage.

Rotornabe mit Blatt- l Rotorbremse  Elaktr. Schaltantage
verstellmechanismus Qetriebe u.Regetungssystem

_—Generator

: ‘T;E &
I Windrichtungs-
. nachfihrung
Rotorbtatt — 1
. e Turm
=  Netzanschlui
Fundament ]

// AT /ﬁ

Fig. 5.1 Schematische Darstellung einer Windkraftanlage (Quelle: Kaltschmitt & Fischedick 1995).
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Onshore-Anlagen

Der grosste Teil der installierten Leistung ist heute durch Onshore-Anlagen realisiert. Heute
kommerziell genutzte Onshore-Anlagen haben Turmhéhen von etwa 40 — 120 m, Rotordurchmesser
von ca. 40-95m und Leistungen von 600 —2800 kW." Wihrend der letzten Jahre ist ein
kontinuierlicher Trend zu immer grésseren Anlagen mit hoheren Leistungen festzustellen, wie in Fig.
5.2 und Fig. 5.3 dargestellt.

Fig. 5.2 Entwicklung der Grosse von typischen Windkraftanlagen zwischen 1980 und 2003 (Quelle: EWEA 2004a).

Fig. 5.3 Enercon E-112 4.5 MW Prototyp (EWEA 2004c).

* Herstellerangaben von Nordex, Vestas, RepowerSystems, NEG Micon und GE Energy (Mérz 2004) http://www.neg-
micon.de/cm17.asp?d=1, http://www.repower.de/de/products/products.htm,
http://www.gepower.com/prod_serv/products/wind_turbines/en/index.htm, http://www.nordex-

online.com/produkte und_service/index.html, http://www.vestas.com/produkter/V47/v47 UK. html,
http://www.vestas.com/produkter/pdf/updates_020304/V90_ 3 US.pdf,
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Tab. 5.4 gibt einen Uberblick iiber die Entwicklung der Rotordurchmesser von typischen Windkraft-
anlagen mit einer Leistung von 1.5 MW.

Einschrankungen bei der Ausscheidung von Onshore-Standorten sind héufig durch die Néhe zu
Populationszentren, in Regionen von nationaler Bedeutung (Natur- und Landschaftsschutz), sowie bei
Néhe zu Vogelflugrouten oder Nistplédtzen zu erwarten.

Tab. 5.4 Rotordurchmesser (D) von handelsiiblichen WKA mit 1.5 MW Leistung (Quelle: EWEA 2004a).

Jahr Design D (m)
NEG MICON 64C/1500 64.0
FUHRLANDER FL MD70 70.0
PWE 1570 70.0
REPOWER MD 70 70.0
SUDWIND S70 70.0
TORRES TWT 1500 70.0
GEWE 1.5s 70.5
NEG MICON 72C/1500 72.0
FUHRLANDER FL MD77 77.0
GEWE 1.5sl 77.0
REPOWER MD 77 77.0
SUDWIND S77 77.0
PWE 1577 774
GAMESA G-80 1500 80.0
NEG MICON 82/1500 82.0

2003 | MITTELWERT 73.6
NEG MICON 64C/1500 64.0
ENERCON E-66/15.66 66.0
WINDTEC 1566 66.0
JACOBS MD 70 70.0
SUDWIND S70 70.0
TACKE TW 1.5s 70.5
TACKE TW 1.5sl 77.0

2000 | MITTELWERT 69.1
NTK 1500/64 64.0
TACKE TW 1.5 65.0
ENERCON E-66/15.66 66.0

1997 | MITTELWERT 65.0

Offshore-Anlagen

Griinde fir den Betrieb von Offshore-Windkraftanlagen sind einerseits die sich entwickelnde
Verknappung von geeigneten Standorten an Land, andererseits ist im Allgemeinen das Windangebot
im Vergleich zu Onshore-Anlagen grosser. So konnen auf See bis zu 40% mehr Energie gewonnen
werden als mit vergleichbaren Anlagen in Kiistenndhe an Land (Soeker et al. 2000). Dazu kommt,
dass bei Offshore-Standorten weniger Nutzungskonflikte zu erwarten sind. Konflikte konnen mit
Natur- und Landschaftsschutz (Schutzgebiete), dem Schiffsverkehr (Transport, Fischfang, Sport,
Erholung), mit militirischer Nutzung des Meeres und mit der Ol/Gasforderung (Plattformen und
Pipelines, Ausbaggerungs- und Bergbaukonzessionen) entstehen. Unterschiedlich beurteilt werden
Konflikte in Bezug auf verdnderte Optik (Asthetik) und Larm fiir Mensch und Meeresbewohner.
Ausserdem erdffnen sich mit der Entwicklung von optimierten Offshore-Anlagen fiir die europdische
Windkraftindustrie neue Absatzchancen fiir die zukiinftige weltweite Entwicklung von neuen
Offshore-Markten (Soeker et al. 2000).

Offshore-Anlagen werden in Kiistenndhe oder im offenen Meer auf dem Festlandsockel installiert.
Entscheidend fiir die Standortwahl ist primédr die Wassertiefe. Die Fundamente heutiger Offshore-
Anlagen stehen in Wassertiefen bis zu maximal 15 m, in Zukunft bis zu 40 m, z.B. in Deutschland
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(Rehfeldt et al. 2001). Die Notwendigkeit ein Fundament im Meer zu errichten, ist der gewichtigste
Nachteil gegeniiber der Onshore-Nutzung und zieht grosse Mehrkosten nach sich. Bei Bau,
Inbetriebnahme und Betrieb von Offshore-Anlagen sollten moglichst viele Arbeitsschritte an Land und
mit grosser Sorgfalt durchgefiihrt werden, da die Problembehebung auf See immer sehr aufwindig,
kosten- und zeitintensiv ist. Wichtig bei der Standortwahl sind neben Windverhdltnissen und
Nutzungskonflikten auch die Meeresbedingungen, z.B. Grunderosion, Stromungen, Gezeiten, Packeis
und Wellencharakteristik (B. Burger & Bauer 2004).

Offshore-Anlagen unterscheiden sich heute kaum von ihren Geschwistern auf dem Festland. So
wurden bislang grosse Onshore-Anlagen auch fiir den Offshore-Einsatz verwendet. Es zeichnet sich
allerdings ein Trend zur Spezialisierung ab, da die Anforderungen an die Anlagen unterschiedlich sind
und die steigende Nachfrage grossere Produktpaletten rentabel macht. Der grosste Unterschied
zwischen On- und Offshore ist das verwendete Fundament. Fir den Offshore-Einsatz kommen
verschiedene Fundamenttypen in Frage, Tab. 5.5 gibt eine Ubersicht iiber verschiedene
Fundamentstypen bzw. —konzepte.

Monopod- oder Multipodstrukturen haben als Basis ein Gravitationsfundament, ein Bucketfundament
oder einen Pfahl. Multipodfundamente sind aufgrund der aufwindigen Konstruktion eher weniger
geeignet. Gravitations- und Bucketfundament eigen sich fiir homogene Untergriinde, Pilefundamente
eher fiir Standorte, bei denen die Zusammensetzung des Untergrunds stark variiert (Watson 2000).
Schwimmende Fundamente eignen sich bei grossen Wassertiefen.

Einpfahl-Griindungen (Monopile-Fundamente) bestehen aus einem einzelnen, im Seeboden fixiertem
Standbein. Dadurch ist keine Seebettvorbereitung nétig und das Fundament ist gegen Erosion des
Untergrunds relativ widerstandsfahig. Allerdings wird eine spezielle Installationsausriistung benotigt.
Beim Einrammen konnen Probleme mit grossen Steinen im Untergrund entstehen. Bei grossen
Wassertiefen wird das Fundament flexibel (Grud 2000). Monopilefundamente haben einen
Durchmesser von drei bis 3.5 m und eine Masse von etwa 175t. Tripod-, Jacket-Structure oder
Multipile-Fundamente nutzen drei oder mehr Standbeine als Basis. Auch hier ist keine oder nur eine
geringe Untergrundvorbereitung notig. Fir grossere Wassertiefen gut geeignet ist dieses Fundament
kaum in flachem Wasser verwendbar. Die Standbeine haben einen Durchmesser von etwa 1 m, das
Fundement wiegt um 125 t. Gravitationsfundamente setzen sich meist aus einer Basisplatte und
aufgesetzten Zylindern zusammen. Im Trockendock werden zunédchst die Armierungseisen und
Zylinder verbunden, anschliessend wird das ganze mit Beton gefiillt. Die Beschwerung kann mit
Beton oder anderen Materialien wie Kies oder Sand erfolgen. Sie haben einen Basisdurchmesser von
12-15 m und ein Gewicht von 500-1000 t (Watson 2000). Nach Beendigung der Trockendockarbeiten
wird das Fundament zum vorbereiteten Standort geschleppt und montiert. Die Grossen- und
Massenangaben zu den Fundamenttypen sind als Richtwerte zu verstehen, grosse Unterschiede sind je
nach Standort und lokalen Verhiltnissen moglich. Bei zunehmender Wassertiefe steigen nicht nur die
Ausmasse und das Gewicht des Fundaments, auch die Belastungen durch Wellen nehmen zu. Denn die
Wellenhohe nimmt zu, je grosser die Wassertiefe ist. Gleichzeitig ergibt sich aus der zunehemenden
Tiefe auch ein verldangerter Hebelarm vom Grund bis zum Angriffspunkt der Wellen und somit ein
grosseres Kippmoment, dem das Fundament widerstehen muss (B. Burger & Bauer 2004).
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Tab.5.5 Ubersicht iiber verschiedene Offshore-Fundamentsarten nach (EWEA 2004a).

Fundamentstyp / - Einsatz Vorteile Nachteile

konzept

Mono-piles Bei unterschiedlichen Vielseitig, einfach, leicht; Teure Installation wegen

Bedingungen einsetzbar;
vorzugsweise in seichtem
Wasser und nicht bei
tiefem, weichen
Untergrund; bis zu 4 m
Durchmesser (5-6 min
Entwicklung)

bis zu Wassertiefen von
35m

Grosse; Aushub fir Sockel
maoglicherweise
erforderlich; schwierige
Demontage

Multiple-piles (tripod)

Bei unterschiedlichen
Bedingungen einsetzbar;
auch bei Wassertiefen
Uber 30 m; nicht bei
tiefem, weichen
Untergrund

Sehr widerstandsféhig und
vielseitig einsetzbar

Sehr teure Konstruktion
und Installation; schwierige
Demontage

Gravitationsfundament Bei jedem Untergrund LFloat-out® Installation Teuer wegen hohem
(Beton) einsetzbar Gewicht
Gravitationsfundament Bei jedem Untergrund Leichter als Beton; Bei starker Erosion
(Stahl) einsetzbar; gréssere einfacherer Transport & kostenintensiv;

Wassertiefen als mit Beton
mdglich

Installation; Geringere
Kosten, da der gleiche
Kran wie fir die Errichtung
der Turbine eingesetzt
werden kann

kathodischer
Schutzmechanismus nétig

Mono-suction caisson Bei Sand- und weichen Kostenglnstige Begrenzte Menge an

Lehmbdden einsetzbar Installation; einfache Materialien erprobt
Demontage

Multiple-suction caisson Bei Sand- und weichen Kostenglinstige Begrenzte Menge an

(tripod) Lehmbdden einsetzbar; Installation; einfache Materialien erprobt;
grossere Wassertiefen als | Demontage Teurere Konstruktion
bei ,Mono-suction
caisson“ méglich

Schwimmend Bei grossen Wassertiefen | Kostengtinstige Hohe Kosten fir

bis zu 100 m

Konstruktion; Wassertiefe
spielt geringe Rolle;
beweglich, daher weniger
Belastung durch Wellen

Verankerung und
Plattform; Fischerei und
Schifffahrt innerhalb des
Windparks meist nicht
moglich

Bei den technischen Charakteristika der Offshore-Anlagen geht der Trend zu grossen Anlagen im
Leistungsbereich von 2 MW und mehr. Aktuelle Anlagen haben Turmhohen von etwa 60 — 100 m,
Rotordurchmesser von ca. 80 — 125 m und eine Leistung von 2 — 5 MW.*

Die Kosten von Offshore-Anlagen sind noch um 35-60% hoher als die von Anlagen an Land, was auf
Mehrkosten von Fundament und Netzverbindung zum Festland zuriickzufiihren ist (RAE 2004; Soeker

et al. 2000).

http://www.nordex-online.com/produkte_und service/index.html, http://www.vestas.de/html_ls/offshore.htm.
http://www.repower.de, http://www.neg-micon.de/cm17.asp?d=1,

http://www.gepower.com/prod_serv/products/wind_turbines/en/36mw/index.htm (April 2004).

134




Windenergie

5.2.2 Zukiinftige Technologien

Prinzipiell sind hinsichtlich der Technologie der Windkraftanlagen in Zukunft keine bedeutenden
Verdnderungen zu erwarten, horzontalachsige Anlagen mit drei Rotorblittern sind zur
Stromgewinnung am besten geeignet. Es ist zu erwarten, dass der heutige Trend zu grosseren Anlagen
mit hoheren Leistungen anhalten wird. Fiir den Offshore-Bereich werden derzeit Prototypen mit einer
Leistung von 10 MW geplant (Béchtold 2004). Die in der ndheren Zukunft zu erwartende Erh6hung
der Anlagenleistung im Onshore-Bereich ist etwas geringer. Grundséitzlich sollten bis zu einer
Anlagenleistung von 20 MW keine physikalischen Barrieren im Wege stehen. Solche Anlagen mit
einem Rotordurchmesser von etwa 220 m konnen fiir das Jahr 2020 erwartet werden (Morthorst 2003).

Optimierungspotenzial besteht bei den Windturbinen noch im Hinblick auf eine Reduktion der
Komponentenzahl, und den Einsatz von neuen Werkstoffen mit einem besseren Verhéltnis von
Steifigkeit zu Gewicht, was zu einem geringeren Gewicht der Anlagen und zu niedrigeren Kosten
fithren sollte. Auch die Lebensdauer der Anlagen kann gesteigert werden. So kommt bei Rotorblitter
beispielsweise vermehrt Karbonfieber zum Einsatz. Durch die Verwendung von direkt angetriebenen
Generatoren kann auf das teure und material- und wartungsintensive Getriebe verzichtet werden, dazu
werden Liarmemissionen reduziert und die Qualitit des ins Netz gelieferten Stroms kann sich
verbessern. Derzeit ist jedoch nicht absehbar, ob nicht durch die Verwendung von direkt angetrieben
Generatoren statt mechanischen Problemen elektrische Schwierigkeiten auftreten. Eine
Neuentwicklung stellt auch das ,,Hybrid“-System dar, welches quasi einen Kompromiss zwischen
einem direkt betriebenen Generator und der konventionellen Losung darstellt (EWEA 2004a). In
Zukunft kommt es wahrscheinlich auch zu einer Entwicklung oder Verbesserung von
Windkraftanlagen, welche an spezielle Windbedingungen und klimatische Verhiltnisse angepasst sind
(IEA 2003). So kommen beispielsweise bei Anlagen, die in grosser Kélte betrieben werden, speziell
beschichtete oder geheizte Rotorblétter zum Einsatz, um die Eisbildung zu minimieren.” Damit sollte
auch die Erschliessung hochalpiner Standorte, an denen die Windgeschwindigkeiten tiblicherweise
recht hoch sind, méglich sein. Erste positive Betriebserfahrungen dazu gibt es aus Osterreich, wo in
den Niederen Tauern auf einer Meereshhe von knapp 2000 m seit Dezember 2002 der hochst
gelegene Windpark Europas in Betrieb ist.”

Bei einem steigenden Anteil der Windkraft an der gesamten Stromproduktion erfordert auch die Netz-
integration der Anlagen erhohte Aufmerksamkeit und Investitionen. Aufgrund der proportional zur
Windgeschwindigkeit schwankenden Elektrizitidtsproduktion ist der mogliche Anteil des Windstroms
an der Elektrizititserzeugung insgesamt beschrankt. In Danemark, einigen Regionen Spaniens und in
Norddeutschland leistet die Windenergie momentan zeitweise einen Beitrag von mehr als 15% (bis zu
50% fiir einige Minuten), wodurch teilweise Probleme in der Netzstabilitdt und der Stromqualitét
verursacht wurden (IEA 2003). Durch geeignete Massnahmen, die Gegenstand weiterer Forschungs-
und Entwicklungsaktivititen sind, sollten solche Probleme geldst und das Limit fiir die Einspeisung
von Windstrom ins Offentliche Netz nach oben verschoben werden konnen. Die Verbindung von
Windkraftanlagen mit Speichermdoglichkeiten wie Schwungridern, Batterien, Kondensatoren bzw.
Brennstoftzellen oder Wasserstoff wird zukiinftig eine Rolle spielen (IEA 2003). Der Schlisselfaktor
hinsichtlich der Integration von Windkraftanlagen ins Stromnetz in grossem Umfang ist jedoch das
Verhiltnis der Grosse des Netzes im Vergleich zu meteorologischen Massstében, d.h. die geografische
Erstreckung von Wettersystemen. Um die erforderliche Leistung moglichst dauerhaft und
gleichmaéssig bereitstellen zu konnen, muss der vernetzte Stromverbund gross genug sein, um relativ
kleinrdumige Schwankungen der Windbedingungen ausgleichen zu kénnen (EWEA 2004a).

Von wachsender Bedeutung wird auch die Entwicklung von genaueren Vorhersagemethoden der
Windbedingungen und damit der Stromproduktion mit Hilfe von anlagenspezifischen
meteorologischen Daten spielen (EWEA 2004a).

* http://science.orf.at/science/news/59547 (Mai 2004).

® Nihere Informationen dazu unter http://www.tauernwind.com (Mai 2004).
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Anfang des Jahres 2004 wurde von der European Wind Energy Association ein Zwischenbericht zur
F&E-Strategie der Windindustrie herausgegeben (EWEA 2004c). Darin werden die
Hauptentwicklungsziele der Industrie fir die néchsten Jahre definiert. Der Schlussbericht ist fiir
Frithling 2005 geplant. Folgende Schwerpunkte sind fiir Forschung und Entwicklung detailliert
erldutert: sozio-6konomische und politische Rahmenbedingungen; 6kologische sowie soziale Effekte;
Verbesserungen von Technologie und Wirtschaftlichkeit der Windkraftanlagen; Zertifizierung und
Sicherheitsaspekte; Netzintegration und Vorhersage der Windverhéltnisse; Betrieb und Wartung;
Erschliessung neuer Potenziale; Offshore-Windkraft; Megawatt- und Muli-Megawatt-Anlagen.

5.3 Potenzial zur Stromerzeugung
5.3.1 Globale theoretische und technische Potenziale

In Bezug auf das globale theoretische Potenzial fiir Onshore-Windenergie schwanken die Schitzungen
von 483'000 TWh/a (World Energy Council 1994) bis 500'000 TWh/a (Grubb & Meyer 1993). Die
daraus abgeleiteten technischen Potenziale weisen eine grossere Streuung auf, da sie auf
unterschiedlichen Annahmen basieren. (Grubb & Meyer 1993) gehen davon aus, dass unter
Beriicksichtigung anderer Landnutzung, Bevolkerungsdichte etc, nur etwa 10% des theoretischen
Potenzials realistischerweise zur Verfiigung stehen, was in einer Schétzung von 53'000 TWh/a fiir das
technische Potenzial resultiert. In der Studie des (World Energy Council 1994) wird vorausgesetzt,
dass ungefihr 3x107 km®> (27%) der Landoberfliche der Erde einer mittleren jéhrlichen
Windgeschwindigkeit ausgesetzt ist von mehr als 5.1 m/s auf einer Héhe von 10 m tiber Grund, wovon
nach Beriicksichtigung von praktischen und gesellschaftlichen Griinden 4% dieser Flache fiir
Windparks genutzt werden konnte. Daraus ergibt sich dann ein technisches Potenzial von ungefihr
18700 TWh/a.

Eine neue Studie von (Hoogwijk 2004) kommt zu einem deutlich hoheren globalen technischen
Potenzial von 96'000 TWh/a. Um dieses Potenzial auszuschopfen, wiirde eine Fliche von 1.1 Gha
bendtigt, wenn man eine Leistungsdichte von 4 MW pro km® annimmt. Dies entspricht ungefihr der
gesamten globalen Weidelandefliche oder der Flache Chinas. Wirde die in (Hoogwijk 2004)
angenommene minimale Windgeschwindigkeit von 4.1 m/s auf das Niveau von 5.1 m/s wie in den
oben zitierten Studien erh6ht, so wiirde die verbleibende Fliache ein um 60% reduziertes Potenzial von
ca. 38'400 TWh/a ergeben, was ungefidhr dem Mittel der beiden anderen Studien entspricht. Fiir eine
detaillierte Diskussion der unterschiedlichen Annahmen fiir die Eingabeparameter sei auf (Hoogwijk
2004) verwiesen.

Das weltweite Offshore-Potenzial wird von (Leutz et al. 2001) auf 37'000 TWh/a geschitzt, was zu
einem signifikant hoheren Gesamtpotenzial (Onshore und Offshore) fiihrt, als wenn nur das Onshore
Potenzial alleine berticksichtigt wird.

5.3.2 Technisches Potenzial
Schweiz

In der EGES-Studie (EGES 1987) wurde fiir die Windenergie ein technisch nutzbares Potenzial von
1800 Anlagen ausgewiesen, und fiir das Jahr 2025 ein ausschopfbares Potenzial von 96 GWh/a bei
einem technisch nutzbaren Potenzial von 132 GWh/a prognostiziert. Nach (Horbaty 1996) miissen
diese Aussagen heute relativiert werden, denn das Schwergewicht der eingesetzten Anlagen lag
damals auf 75- bzw. 150 kW-Anlagen. Heute sind grossere Anlagen mit 600 kW bis 2 MW oder noch
mehr Leistung weit verbreitet. Dadurch werden der Energieertrag pro Standort massiv gesteigert und
die Stromgestehungskosten deutlich gesenkt.

Gemadss einer Studie von (Buser et al. 1996) ist eine Energieproduktion von 1628 GWh/a aus
Windkraft als realistisch anzusehen, was 3% des Gesamtelektrizititsverbrauchs des Jahres 2000 in der
Schweiz entspricht. Dieses Potenzial beinhaltet die Gebiete erster und zweiter Prioritét, die Standorte
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mit Windgeschwindigkeiten von tiber 4.5 m/s (Jahresmittel) respektive iiber 3.5 m/s (Jahresmittel)
einschliessen und zusédtzlich Aspekte des Landschaftsschutzes beriicksichtigen. Sdmtliche Gebiete
dritter Prioritdt wurden aus den Potenzialberechnungen ausgeschlossen, da diese aus Griinden des
Landschaftsschutzes ein zu grosses Konfliktpotenzial aufweisen.

Die Potenzialberechnungen von (Buser et al. 1996) basierten auf der Annahme, dass Anlagen mit einer
installierten Leistung von 250 kW bis maximal 500 kW errichtet wiirden. Aus heutiger Sicht und unter
Beriicksichtigung der geplanten Anlagen diirfte dies in einer Unterschitzung des gesamten Potenzials
resultieren. Deshalb wurde eine eigene Abschitzung vorgenommen, die von einer installierten
Leistung von 600 kW pro Anlage ausgeht, was der maximal installierbaren Leistung pro Rasterzelle
im GIS-Modell von (Buser et al. 1996) entspricht. Daraus ergibt sich ein Gesamtpotenzial von
2142 GWh/a, davon entfallen 605 GWh/a auf Gebiete 1. Prioritit und 1537 GWh/a auf solche
2. Prioritét. Hierzu ist jedoch einschrinkend anzumerken, dass ein solches ,,Upscaling® nur bedingt
Sinn macht, da es aktuellen Bemiithungen einer Konzentration von Windkraftanlangen an geeigneten
Standorten nur beschrinkt nachkommt.

Im Gegensatz dazu integriert das aktuelle ,,Konzept Windenergie Schweiz* (BFE/BUWAL/ARE
2004a) das Prinzip der Konzentration von Windturbinen bei der Standortwahl. Deshalb fokussiert das
Konzept bewusst auf Windparks®, da hier einer iibergeordneten Koordination eine entscheidende Rolle
zukommt. Basierend auf der Methode der fritheren Studie von (Buser et al. 1996) wurden mittels einer
aktualisierten und erweiterten GIS-Modellierung in der ganzen Schweiz potenzielle Windkraft-
Standorte lokalisiert. Fiir die Auswahl der Standorte wurden die folgenden Kriterien angewandt:

- Nur Standorte ausserhalb nationaler Inventare und Schutzgebiete mit einem zusitzlichen Abstand
von mindestens 200 m

- Keine Standorte in geschlossenem Wald, sowie ein Mindestabstand von 50 m zum Waldrand
- Mindestabstand von 300 m zu Siedlungsgebieten und bewohnten Gebauden
- Mittlere jdhrliche Windgeschwindigkeit von mindestens 4.5 m/s auf Nabenhohe (70 m)

Das Konzept beriicksichtigt ausserdem séamtliche zur Zeit vorhandenen, fortgeschrittenen Studien und
Planungen auf kantonaler Ebense und soweit bekannt auf kommunaler Ebene. Eine ausfiihrliche
Beschreibung der Kriterien und Grundsitze zur Standortwahl findet sich in (BFE/BUWAL/ARE
2004a). Es ist ausserdem anzumerken, dass die angewandten Kriterien sich auch fiir die Beurteilung
von Einzelanlagen eignen.

Basierend auf der computergestiitzten Modellierung konnten 110 potenzielle Windpark-Standorte
identifiziert werden (Tab. 5.6). Davon wurden 12 Standorte als mehrheitlich unbedenklich beurteilt
(,,prioritdr) und weitere 68 Standorte als nicht grundsétzlich umstritten (,,iibrige”). Insgesamt 30
Standorte wurden wegen grundsitzlicher Vorbehalte im Vernehmlassungsverfahren eliminiert
(,,ausgeschiedene®). Zusétzlich wurden jedoch Standorte miteinbezogen, die von Kantonen und
Gemeinden festgelegt wurden, so dass schliesslich 96 Standorte als potenzielle Windpark-Standorte
resultierten, wobei sich diese vor allem im Jurabogen sowie in den Voralpen und Alpen befinden.

* Als Windpark werden mehrere (mindestens 3) WKA bezeichnet, die in einer gemeinsamen Anordnung stehen. Im Gegensatz
dazu bezeichnet der Begriff Einzelanlage eine alleinstehende WKA.
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Tab. 5.6 Aufteilung der urspriinglichen 110 Standorte und der kantonalenkommunalen Standorte (Daten aus
BFE/BUWAL/ARE 2004a).

Standortkategorie Anzahl Standorte
Jprioritar 12
L,2abrige® 68
»ausgeschiedene” 30
Total 110
kantonale/lkommunal 16
Total kantonale/lkommunale, ,,prioritare“ und ,,librige“ 96

Fir die Abschitzung des Produktionspotenzials der Windpark-Standorte wurde von einer
Referenzanlage mit einer Nennleistung von 1250 kW, einer Nabenhéhe von 70 m und einem
Rotordurchmesser von 60 m ausgegangen.In Tab. 5.7 sind die Windenergie-Potenziale fiir die
verschiedenen Standortkategorien zusammengefasst, welche ein Gesamtpotenzial von 1157 GWh/a
ergeben. Wiirden zusitzlich alle moglichen Standorte fiir Einzelanlagen berticksichtigt, welche die
Kriterien des Konzepts erfiillen, so wiirden zusétzliche 2850 GWh/a hinzukommen, was sich auf ein
um gut das 3.5-fache hoheres Potenzial von rund 4000 GWh/a summieren wiirde (BFE/BUWAL/ARE
2004b).

Tab. 5.7 Windenergie-Potenziale der kantonalen/kommunalen, ,prioritiren“ und ,lbrigen“ Windpark-Standorte,
wenn Vollausbau angenommen wird (Daten aus BFE/BUWAL/ARE 2004a).

Standortkategorie Anzahl Standorte Anzahl WKA Energieproduktion
(GWh)
kantonal/lkommunal 16 113 198
HSprioritar 12 76 118
Labrige* 68 539 841
Total 98 728 1157

R. Horbaty (Horbaty 2004) hat gemiss personlicher Mitteilung weitere Potenzialberechnungen
durchgefiihrt, wobei fiir das Jahr 2004 von Anlagen mit einer Nennleistung von 1750 kW und fiir
2020 mit 2000 kW ausgegangen wurde. Die entsprechenden Potenziale betragen etwa 1470 GWh/a
(2004) respektive 1680 GWh/a (2020). Diese Resultate konnen als Anhaltspunkte dienen wie sich
zukiinftige technologische Entwicklungen in einer Erhohung der Produktionspotenziale
niederschlagen konnen, was jedoch eine starke Forderung der Windkraftnutzung voraussetzt.

Abschliessend kann festgehalten werden, dass das bereits in (Buser et al. 1996) angegebene Potenzial
zur Windkraftnutzung in der Schweiz als weitgehend robust anzusehen ist, mit dem heutigen Stand der
Technologie jedoch mit einer Konzentration auf eine geringere Anzahl geeigneter Standorte erreicht
werden kann. Dazu wire ein Vollausbau sdmtlicher Windparkstandorte aus dem Konzept Windenergie
Schweiz notwendig sowie ungefihr 15% der Standorte fiir Einzelanlagen.

Bis zum Jahr 2010 sollen im Rahmen des Programms Energie Schweiz zusédtzlich 500 GWh/a Strom
aus erneuerbaren Energien produziert werden. Diesbeziiglich hat das UVEK zusammen mit den
Bundesdmtern ARE, BUWAL und BFE im Jahr 2001 festgehalten, dass die Windenergie einen
Beitrag von 10 - 20%, also 50 - 100 GWh/a leisten soll. Basierend auf den Resultaten verschiedener
Studien”, haben (Gantner & Hischberg 1997) unter der Voraussetzung starker Foérdermassnahmen

a BEW 1995; BFE 1996; CAN 1995; EGES 1987; Eicher & Kaufmann 1997; Energieforum 1995; Kriesi 1995; Prognos 1994;
SGS 2002; VSE 1995

138



Windenergie

folgende realistisch-optimistische Potenziale etabliert. Fiir das Jahr 2010 ebenfalls einen Anteil von
50 GWh/a der Windenergie an der Stromproduktion und fiir das Jahr 2020 einen weiteren Anstieg auf
200 GWh/a. Im Gegensatz dazu geht eine Infras-Studie (Iten & Oettli 2003b) davon aus, dass bis ins
Jahr 2030 eine Stromproduktion aus Windenergie von nur 12 - 24 GWh/a realisiert werden kann, was
deutlich unter den angestrebten Zielsetzungen liegt.

Im Jahr 2003 wurde das anvisierte Ziel von 50 GWh/a fiir 2010 mit einer Stromproduktion von
5.4 GWh erst zu gut 10% erreicht. Zur konkreten Umsetzung des Ziels sind Anlagen mit einer
installierten Leistung von gesamthaft 40 — 80 MW notwendig. Dies entspricht etwa 60 - 90 Anlagen
>0.5 MW oder 9 - 18 Anlagen der Grosse Mont Crosin (SuisseEole 2003a). Um bis ins Jahr 2020
einen Anteil von 200 GWh/a zu erreichen, miissten zwischen 2000 und 2020 pro Jahr im Durchschnitt
16 Anlagen mit 600 kW installierter Leistung in Betrieb genommen werden. Die prognostizierten
Ziele konnten auch mit der Installation einer kleineren Anzahl grosser Windturbinen an sorgfiltig
gewihlten Standorten erreicht werden, was die Streuung in der Landschaft vermindert und auch
marktfihige Produktionskosten erméglicht. Diesem Aspekt trdgt auch das Konzept Windenergie
Schweiz (BFE/BUWAL/ARE 2004a) Rechnung, da bereits eine nur teilweise Ausnutzung der
kantonalen/kommunalen und ,,prioritdren* Standorte mit einem Gesamtpotenzial von 316 GWh/a (vgl.
Tab. 5.7) sowohl fiir die Erreichung der Zielwerte fiir 2010 wie 2020 bei weitem ausreicht. Obwohl
diese Strategie von den involvierten Bundesdmtern (BUWAL, ARE, BFE) befiirwortet wird und auch
von einigen Umweltorganisationen prinzipiell unterstiitzt wird, ist bei konkreten Projekten dennoch
mit Einsprachen zu rechnen (vgl. Projekt Crét Meuron in Abschnitt 5.1.3).

Friithere Studien von (Buser et al. 1996) und (Horbaty 1999) gingen davon aus, dass bis ins Jahr 2030
das gesamte Windkraftpotenzial in der Schweiz weit gehend ausgeschopft werden kann. Dies scheint
jedoch aus mehreren Griinden eine zu optimistische Annahme zu sein. So entwickeln sich baureife
Projekte langsamer als erwartet, Verzégerungen durch Einsprachen nehmen eher zu und die EMG-
Abstimmung hat zu Unsicherheiten im Elektrizitdtsmarkt gefiihrt (Horbaty 2002). Es erscheint deshalb
realistischer von der Annahme auszugehen, das Windkraftanlagen vorrangig an den 28
kantonalen/kommunalen und ,,prioritiren* Standorten errichtet werden, die im Rahmen des Konzepts
Windenergie Schweiz (BFE/BUWAL/ARE 2004a) bestimmt wurden, und erst danach ein forcierter
Ausbau der ,,iibrigen* Standorte sowie von Einzelanlagen erfolgt.

In (BFE/BUWAL/ARE 2004b) wird dabei von erschliessbaren Potenzialen von 600 GWh/a
(320 GWh/a an Windparkstandorten und 280 GWh/a an Einzelanlagenstandorten) fur 2025 und sogar
4000 GWh/a (1150 GWh/a und 2850 GWh/a) fiir 2050 ausgegangen. Dies ist zwar nicht unrealistisch,
jedoch als sehr optimistisches Szenario zu betrachten, vor allem hinsichtlich eines Vollausbaus des
Einzelanlagen-Potenzials bis 2050. FEine solche Entwicklung konnte nur mittels starker
Fordermassnahmen erreicht werden und wenn ausserdem die in den vorangehenden Abschnitten und
in Kapitel 5.6.2 ausfiihrlich diskutierten, hemmenden Faktoren praktisch nicht zum Tragen kommen.

In der vorliegenden Studie wird deshalb von einer langsameren Erschliessung der Potenziale
ausgegangen, was dann eher einem realistisch-optimistischen Szenario entsprechen diirfte, wobei eine
konsequente Forderung der Windenergie ebenfalls vorausgesetzt wird. Ausserdem erfolgt eine
Beschrénkung auf die Darstellung der Windpark-Potenziale aus den folgenden Griinden: (1) Die
Windpark-Standorte wurden im Konzept Windenergie Schweiz (BFE/BUWAL/ARE 2004a) detailliert
untersucht. (2) Thr vorrangiger Ausbau entspricht der Strategie der involvierten Bundesémter, welche
die landschaftliche Belastung minimieren wollen. (3) Schliesslich sind auch Prognosen hinsichtlich
der zukiinftigen Entwicklung von Einzelanlagen im grossen Stil mit deutlich grosseren Unsicherheiten
behaftet. Entsprechend wird erst fiir 2035 von einem genutzten Potenzial von 600 GWh/a
ausgegangen, denn dafiir wire bereits eine Nutzung von rund einem Drittel des Potenzials der
»ubrigen Standorte notwendig. Fur 2050 kann dann mit einem Vollausbau bei den
Windparkstandorten gerechnet werden, wodurch rund 1150 GWh/a erreicht werden kénnen. Fig. 5.4
gibt einen grafischen Uberblick zur historischen und einer moglichen zukiinftigen Entwicklung der
Windenergie in der Schweiz, wobei zukiinftige Potenziale nur Windpark-Standorte berticksichtigen.
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Zielwerte von Konzept Windenergie
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Fig. 5.4 Historische und mégliche zukiinftige Entwicklung der Windenergie in der Schweiz. Fiir die zukiinftigen
Potenziale wurden nur Windpark-Standorte beriicksichtigt (vgl. auch Text).

Europa

Angaben zum technischen Potenzial fiir die Onshore-Windenergienutzung in Westeuropa reichen von
1300 TWh/a (World Energy Council 1994) tiber 4100 TWh/a (Hoogwijk 2004; Johansson &
Turkenburg 2004) bis zu 4800 TWh/a (Grubb & Meyer 1993)".

Einen detaillierten Vergleich der technischen Onshore-Potenziale in den Landern der EU-15 und in
Norwegen erlaubt jedoch nur die Studie von (van Wijk & Coelingh 1993). In Tab. 5.8 sind die Werte
fiir die einzelnen Linder sowie das Gesamtpotenzial von 649 TWh/a® dargestellt. Dieses Potenzial
liegt deutlich tiefer als die summarischen Werte in den anderen Studien. Ausserdem dirften
aufdatierte Annahmen sowohl fiir die Technologien, wie auch fiir die Randbedingungen in einem
deutlich hoheren Potenzial resultieren. In diesem Zusammenhang sei auch auf die Prognosen bis ins
Jahr 2030 in den folgenden Abschnitten verwiesen. Trotzdem zeigt sich, dass sogar bei diesen sehr
konservativen Schitzungen einzig Deutschland seine Windressourcen anndhernd bis zum im Jahr
1993 geschitzten Potenzial ausbauen konnte.

* Fiir eine zusammenfassende Darstellung sowie detailliertere Informationen sei auf (Goldemberg 2000b) und (Thomas B.
Johansson et al. 2004) verwiesen.

® (Lako 2002) gibt einen Wert von nur 630 TWh/a an, da fiir Dinemark ein Potenzial von 10 TWh/a anstatt 29 TWh/a
angenommen wird.
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Tab. 5.8 Technische Onshore-Potenziale in der EU-15 und in Norwegen (Quelle: EWEA 2004a).

Land Verbrauch im Jahr van Wijk & Coelingh Windenergieproduktion
2002 (TWh)' Technisches Potenzial (TWh, 2002) %; und % des
(TWhlyr) Technischen Potenzial
Osterreich 60.15 3 0.24 8
Belgien 81.73 5 0.088 2
Danemark 34.01 29 5.28 18
Finnland 79.64 7 0.08 1
Frankreich 431.83 85 0.20 0.2
Deutschland 531.78 24 18.49 77
Griechenland 48.60 44 0.65 1
Irland 2214 44 0.27 1
Italien 295.08 69 1.18 2
Luxemburg 5.65 0 0.048 -
Niederlande 105.81 7 1.36 19
Portugal 42.55 15 0.39 3
Spanien 221.42 86 11.95 14
Schweden 138.16 41 0.66 2
Grossbritannien 349.20 114 1.45 1
Norwegen 114.94 76 0.26 0.3
Total 2'562.69 649 42.60 6.6

! Extrapoliert von 2001 unter Verwendung von IEA-Daten aus “Electricity Information 2003”.

2 Abschitzung basierend auf der installierten Leistung unter Verwendung von Eurostat-Daten fiir das Jahr 2000.

Abschidtzungen zu den technischen Offshore-Potenzialen fiir Europa weisen ebenfalls eine grosse
Bandbreite auf. So geht etwa (Hoogwijk 2004) von einem Potenzial von 8500 TWh/a aus. Dabei wird
eine Wassertiefe bis 50 m beriicksichtigt, wihrend die meisten anderen Studien nur bis 40 m gehen.
Entsprechend tiefere Werte zwischen 3030 TWh/a (Garrad Hassan et al. 1995) und 459.5 — 564.5
TWh/a (CA-OWEE 2001) werden in diesen Studien ausgewiesen. Eine vergleichende Darstellung
dieser beiden Studien ist in Tab. 5.9 aufgefiihrt.

In (Millais & Teske 2004) wird detailliert beschrieben, wie das Potenzial von 3030 TWh/a durch sehr
konservative Annahmen stark reduziert wurde, um zu einer realistischen Einschitzung der mittelfristig
»~hutzbaren Ressourcen zu gelangen.

Aufgrund der momentan noch sehr hohen Kosten, wurden alle Wassertiefen {iber 20 m nicht
beriicksichtigt > Restpotenzial 1523 TWh/a

Standorte in Entfernung von <10 km zum Festland wurden aus Riicksicht gegeniiber visuellen
Beeintrichtigungen um 90% reduziert - Restpotenzial 514 TWh/a

Die Potenziale im Bereich von 10-20 km Entfernung vom Festland wurden um 50% reduziert, vor
allem aus den bereits oben angefiihrten Griinden - Restpotenzial 374 TWh/a

Im Entfernungsbereich von 20-30 km wurde ebenfalls um 50% reduziert, wobei einerseits
Fischereiaspekte und Schifffahrtsstrassen und anderseits die hohen Kosten fiir lange
Kabelverbindungen als Griinde zu nennen sind = Restpotenzial 313 TWh/a.

Unter Berticksichtigung all dieser Einschrinkungen bei den diversen Reduktionsschritten verbleiben
fiir das gesamte europdische Offshore-Potenzial 313 TWh/a, was noch ungefihr 10% des anfianglich
ermittelten Bruttopotenzials entspricht. Technologische Verbesserungen und kostengiinstigere
Fundamenttechniken konnten jedoch zu einer betrdchtlichen Erhohung dieses um 90% reduzierten
Gesamtpotenzials fithren.
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Tab. 5.9 Technische Offshore-Potenziale in Westeuropa (Quelle: EWEA 2004a).

Land Verbrauch im Jahr | GH-GL Study | CA-OWEE Survey
2002 (TWh)' (TWhlyr) (TWhlyr)
Belgien 78.0 24 4
Danemark 37.2 550 26
Finnland 71.9 20
Frankreich 533.3 477 44
Deutschland 543.5 238 45
Griechenland 48.9 92 5
Irland 22.9 184 11
Italien 270.3 154 10
Niederlande 92.4 137 33
Portugal 441 48 2-3
Spanien 216.3 140 7
Schweden 143.4 22.5
Grossbritannien 361.5 986 230-334
Total 2'463.7 3’030 459.5-564.5

Zusitzlich zur reinen Abschdtzung von diesen technischen Potenzialen wird in den folgenden
Abschnitten deren mogliche Ausschopfung ausfiihrlich dargestellt, wobei Prognosen fiir die
zukiinftige Entwicklung bis ins Jahr 2030 erldutert werden.

Die Prognosen der Europdischen Windenergie Vereinigung gehen von einer installierten Leistung in
der EU-15 von 75'000 MW im Jahr 2010 und 180'000 MW im Jahr 2020 aus (EWEA 2003). Die
(WindEnergy Studie 2004) gibt fiir 2010 mit 72°600 MW einen sehr dhnlichen Wert an, wihrend fiir
2020 keine Prognose verfiigbar ist, da die Studie nur den Zeithorizont bis 2012 abdeckt.

Gemiss Schitzungen von (EWEA 2003) sollen sich die Offshore-Anteile im Jahr 2010 auf
10'000 MW und 2020 auf 70'000 MW belaufen. Die Studie von (Overmshle & Lehmann 2003) weist
fiir 2010 mit 10'5S00 MW nur eine geringe Abweichung auf, fiir 2020 mit 29'600 MW jedoch eine
beinahe 60% tiefere Schitzung aus, was als untere Limite der moglichen Entwicklung anzusehen ist.

Gemiss (EWEA 2003) entfallen 2010 beinahe 75% der installierten Leistung auf die vier Lénder
Deutschland (28'000 MW), Spanien (15'000 MW), Frankreich (6000 MW) und Grossbritannien
(6000 MW). In einigen Lindern wie Niederlande, Ddnemark und Grossbritannien wird die Zunahme
vor allem durch die rasche Entwicklung bei den Offshore Windkraftanlagen erfolgen. Der Beginn der
Offshore-Anwendung wird in Deutschland nach neuesten Prognosen erst 2006/07 anstatt bereits 2004
erwartet, aber es wird dann mit einer schnelleren Entwicklung gerechnet als bisher angenommen, die
2012 in einer Offshore-Leistung von 6800 MW in Nord- und Ostsee resultieren konnte (WindEnergy
Studie 2004).

Fiir Deutschland finden sich bei (Voss 2003) folgende Angaben zu den technischen Potenzialen der
Windenergieerzeugung (Voss 2003). Vom Onshore Potenzial von insgesamt 116.6 TWh/a entfallen
90.5 TWh/a auf Standorte mit Windgeschwindigkeiten von 4-5 m/s, 21.2 TWh/a auf Standorte mit
5-6 m/s und nur 4.9 TWh/a auf Standorte mit >6 m/s. Demgegentiiber wird das Offshore Potenzial auf
130 — 237 TWh/a geschitzt, wobei nur Standorte mit Windgeschwindigkeiten >6 m/s berticksichtigt
wurden. Eine Ubersicht der geplanten Offshore-Parks in der Nordsee ist in Fig. 5.5 dargestellt.
Weitere Informationen sind in (Overméhle & Lehmann 2003) oder im Internet auf der Webseite der
,IWR - Die Welt der Regenerativen Energiewirtschaft** verfiigbar.

* http://www.iwr.de/wind/offshore/nat_plan.html (Mai 2004).
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In (WindEnergy Studie 2004) wird das Ausbaupotenzial in Deutschland (Fig. 5.6) fiir Onshore-
Windparks bis ins Jahr 2030 mit 24.3 GW* angegeben, wobei nach 2010 nur noch ein geringer Zubau
zu erwarten ist, der hauptsédchlich durch Repowering erfolgt. Fiir den Offshore-Bereich geht die Studie
bis ins Jahr 2030 von einer installierten Leistung von 30.5 GW aus, wobei die stirkste Zunahme
zwischen 2010 und 2020 von ungefihr 2 GW auf 20 GW zu erwarten ist. In (Rehfeldt et al. 2001)
wird das Ausbaupotenzial fiir Offshore-Windparks bis ins Jahr 2030 mit Werten zwischen 20 GW und
25 GW noch deutlich tiefer eingeschitzt.
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Fig. 5.5 Karte geplanter Offshore-Parks in der Nordsee (aus M. Luther 2003).
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Fig. 5.6 Prognosen der Onshore- und Offshore-Windenergienutzung in Deutschland bis 2030 (WindEnergy Studie
2004). Zum Vergleich ist auch die Vorhersage von BTM-Consult bis 2007 angegeben.”

? Dies entspricht 50 TWh/a bei Annahme von 2000 Volllaststunden pro Jahr.

° Bei Jansen et al. (2005) findet sich eine Zusammenstellung weiterer Szenarien fiir die zukiinfitge Entwicklung der
Windenergienutzung in Deutschland, die teilweise aber stark von (Wind Energy Studie 2004) abweichen.
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54 Kosten

Da fiir dieses Projekt auch die Moglichkeiten des Imports von Windstrom beriicksichtigt werden
sollen, wird im Folgenden die Situation in der Schweiz auch im europédischen und internationalen
Vergleich betrachtet.

5.4.1 Derzeitige Situation
Investitionskosten

Fir grossere Windkraftanlagen in der Schweiz betragen die durchschnittlichen Investitionskosten
zwischen 1700 bis 2000 CHF/kW (BFE/BUWAL/ARE 2004a; Horbaty 2002). Die konkreten Zahlen
fiir die Anlagen auf dem Mont Crosin beliefen sich auf 2000 CHF/kW fiir die Anlage West und 1500
CHF/kW fiir die Anlage Ost (Vollenweider 2002). Der schweizerische Durchschnitt liegt somit im
oberen Bereich der von (Voss 2003) fiir Onshore-Anlagen in Deutschland angegebenen Spannweite
und teilweise deutlich iiber den Maximalwerten der anderen Informationsquellen (vgl. Tab. 5.10). Die
neue Anlage Mont Crosin Ost zeigt jedoch, dass auch in der Schweiz Anlagen errichtet werden
konnen, die im internationalen Vergleich kompetitive Investitionskosten aufweisen. Generell diirften
derart tiefe Kosten jedoch nur an den besten schweizerischen Standorten zu erreichen sein.

Die entsprechenden Kosten fiir Offshore-Anlagen sind mindestens 35% hoher als fiir Onshore-
Anlagen, wobei es in Finzelfillen zu Differenzen bis 100% kommen kann (IEA 2003). Bei einem
Vergleich der verschiedenen Quellen (vgl. Tab. 5.10) fillt der sehr tiefe Minimalwert der (IEA 2003)
auf. Dieser diirfte nur unter sehr guten Bedingungen zu erreichen sein, da aufwindige Bauarbeiten vor
Ort und die Netzanbindung oft zu héheren Kosten fithren (IEA 2003). Seit dem Beginn der 90er Jahre
konnten die Kosten jedoch deutlich reduziert werden. Wéhrend die Kosten fiir die ersten dénischen
Offshore Windparks (Vindeby 1991, Tuno Knob 1995) noch ungefidhr 2200 EUR/kW betrugen (CA-
OWEE 2001), erreichen kiirzlich fertigestellte Projekte deutlich tiefere Werte von 1688 EUR/kW fiir
Horns Rev (2002) (Overmohle & Lehmann 2003) oder sogar 1234 EUR/KW fiir Middelgrunden
(2001) (IEA 2003).
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Tab. 5.10 Vergleich der derzeitigen Investitionskosten fiir Windenergieanlagen in der Schweiz mit denjenigen im
Ausland. Fiir Vergleichszwecke wurden auch Offshore-Anlagen beriicksichtigt. Umrechnungsfaktoren:

EUR/CHF 1.55; USD/CHF 1.30; GBP/CHF 2.30.

Onshore Offshore Quelle
CHF/kW CHF/kW
Schweiz 1700 — 2000 -- BFE/BUWAL/ARE 20043;
Horbaty 2002
Mont Crosin West 2000 - Vollenweider 2002
Mont Crosin Ost 1500
Deutschland 1430 — 2220 2640 — 3100 Voss 2003 (basierend auf

(920 — 1430 EUR)

(1700 — 2000 EUR)

Kaltschmitt et al. 2003 und Staiss

2003)
Deutschland 1860 - DEWI 2002
(~1200 EUR)
Danemark 1415 CHF (914 EUR) -- Morthorst (2004)
Europa 1190 — 1550 1810 — 3100 ESTIR 2002
(770 — 1000 EUR) (1170 — 2000 EUR)
Europa 1400 - 1710 - EWEA 2004a
(900 — 1100 EUR)
Internationaler Durchschnitt 1940 2640 — 2950 Overméhle & Lehmann 2003
(1250 EUR) (1700 — 1900 EUR)
Europa 1090 — 1550 2560 CA-OWEE 2001
(700 — 1000 EUR) (~1650 EUR)
Grossbritannien 1700 2120 RAE 2004
(740 GBP) (920 GBP)
Internationaler Durchschnitt 1100 - 1240 1430 — 2600 IEA 2003
(850 — 950 USD) (1100 — 2000 USD)
Internationaler Durchschnitt 1780 3850 DLR/IFEU/WI 2004
(1150 EUR) (2486 EUR)

Internationaler Durchschnitt

Referenz Szenario '
1400 CHF (900 EUR)
Enron Wind Corp.
1400 CHF (900 EUR)

Referenz-Szenario 2
near-shore / offshore
2130/ 2640 CHF
(137571700 EUR)

Lako 2002

! Referenz-Szenario onshore: Lernfaktoren (Progress Ratios) fiir den Zeitraum 2000-2030 variieren von 0.9 (Rotor + Gondel)
iber 0.96 (Turm) bis 0.98 (Bauten, Infrastruktur, Netzanbindung). Enron Wind Corp.: Szenario basiert auf Schitzungen der
Firma Enron.

2 Referenz-Szenario near-shore / offshore: Lernfaktoren (Progress Ratios) fiir den Zeitraum 2000-2030 variieren von 0.9
(Rotor + Gondel + Turm) tiber 0.95 (Offshore Bauten) bis 0.975 (Verkabelung und Netzanbindung).

Die Fig. 5.7 zeigt wie sich die Gesamtinvestionskosten einer Windkraftanlage (WKA) auf die
verschiedenen Komponenten verteilen, und wie sich die einzelnen Kostenanteile von Onshore und
Offshore Einrichtungen unterscheiden. Von der Gesamtinvestition einer Onshore-WKA entfallen im
Durchschnitt etwa 70% auf die Anlagekosten und die restlichen 30% auf die sogenannten Investitions-
nebenkosten (CA-OWEE 2001; DEWI 2002). Andere Quellen nennen teilweise leicht abweichende
Werte fiir die Anlagekosten zwischen 60% und 80% (BFE/BUWAL/ARE 2004a; EWEA 2004a;
Vollenweider 2002; Voss 2003). Bei den Nebenkosten verursacht die Netzanbindung die grossten
Aufwendungen, gefolgt von den Kosten fiir die Fundamentierung und die sonstigen Kosten. Fiir die
Schweiz liegt nach (Vollenweider 2002) der Anteil fiir die Netzanbindung mit ca. 20% der
Investitionskosten hoher als im europdischen Durchschnitt (14%). Fiir Offshore-Anlagen liegt der
prozentuale Anteil der Anlagekosten mit ungefihr 50% zwar fast ein Drittel tiefer als fiir Onshore,
doch die Kostenbeitrige fiir die Fundamentierung und Netzanbindung sind deutlich héher als bei
Onshore-Projekten.
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Die Betriebskosten fiir Onshore-Anlagen liegen zwischen 2 und 5% der Anlagekosten, wobei Wartung
und Instandhaltung mehr als ein Viertel beitragen. (DEWI 2002; Voss 2003). Fiir Offshore-Anlagen
sind die Betriebskosten sogar auf 5 - 7.5% der Anlagekosten zu veranschlagen (Voss 2003), da
insbesondere die Wartung und Instandhaltung auf dem Meer viel aufwéndiger und damit teurer ist.
Ausserdem gilt es die zeitliche Entwicklung der Betriebskosten zu beriicksichtigen, da diese in den
ersten vier Betriebsjahren stark ansteigen und ab dem fiinften Jahr knapp 5% der WKA-Investition
betragen. Der Anstieg der Betriebskosten geht im wesentlichen auf den steigenden Reparatur- und
Wartungsaufwand zuriick, der in den ersten Jahren offenbar durch Garantieleistungen der Hersteller
abgemindert wird. Allerdings nehmen auch die Versicherungskosten mit der Zahl der Betriebsjahre
signifikant zu (DEWI 2002).
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Fig. 5.7 Zusammensetzung der derzeitigen  Gesamtinvestitionskosten fiir Onshore und Offshore
Windenergieanlagen in Europa (modifiziert nach CA-OWEE 2001).

Gestehungskosten

Die Stromgestehungskosten des grossten Windkraftwerks in der Schweiz auf dem Mont Crosin
betragen gemiss Angaben BKW 20 Rp./kWh fiir die Anlage West und 12 Rp./kWh fiir die Anlage Ost
(Horbaty 2002; Vollenweider 2002). Nach (Horbaty 2004) ergaben im Rahmen des Konzepts
Windenergie Schweiz durchgefiihrte Auswertungen fiir das Jahr 2004 fiir Anlagen mit 70 m
Nabenhohe und einer Nennleistung von 1750 kW durchschnittliche Gestehungskosten von
17 Rp./kWh. Gemiss diesen Resultaten konnte an der Mehrzahl der evaluierten Standorte im Bereich
20 + 4 Rp./kWh Windstrom produziert werden, was im Bereich der Anlage Mont Crosin West liegt.
Gestehungskosten von 12 Rp./kWh (Mont Crosin Ost) oder weniger wiirden jedoch nur an wenigen
Standorten erreicht. Fiir eine typische Kleinanlage in der Schweiz (z.B. Grenchenberg, 150 kW)
steigen die Kosten auf 50 — 60 Rp./kWh (SATW 1999b; Vollenweider 2002) und fiir noch kleinere
Anlagen erreichen sie bis 90 Rp./kWh (SATW 1999b). Im Vergleich dazu kénnen typische Anlagen
im Ausland mit Kosten unter 10 Rp./kWh Strom produzieren, die besten auslédndischen Anlagen sogar
im Bereich von 5 Rp./kWh (Vollenweider 2002). Weitere Quellen geben fiir die Stromkosten die
folgenden Werte an: (Buser 1999) 20 — 30 Rp./kWh, (AVES 2003) 20 — 51 Rp./kWh und (Gaude &
Kunz 2003) 13 — 20 Rp./kWh. Fiir die geplanten Windkraftanlagen Crét-Meuron und St. Croix werden
die Gestehungskosten auf 20 Rp./kWh respektive 25 Rp./kWh geschitzt (SuisseEole 2004a).
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Die folgende Zusammenstellung in Tab. 5.11 gibt eine Ubersicht der Gestehungskosten in
verschiedenen Léadndern aber auch internationalen Durchschnittswerten. Dabei sind die
schweizerischen Gestehungskosten generell deutlich hoher als im europédischen und internationalen
Vergleich. Einzig in der Anlage Mont Crosin Ost kann Windstrom zu international kompetitiven
Gestehungskosten erzeugt werden. Dabei gilt es jedoch zu beachten, dass dies flir schweizerische
Verhiltnisse die momentan absolut beste Anlage ist, wihrend sie im internationalen Vergleich einem
eher durchschnittlichen Standort entspricht. Ein Vergleich der maximalen Gestehungskosten fiir
Deutschland (DEWI 2002; Voss 2003) mit jenen der Anlage Mont Crosin West ist ebenfalls nur
bedingt zuldssig, da auch hier Standorte unterschiedlicher Qualitidt verglichen werden, sowohl
betreffend Volllaststunden als auch durschnittlicher Windgeschwindigkeiten. Der Zusammenhang ist
in (Voss 2003) ersichtlich (vgl. Fig. 5.8). Typischerweise werden in der Schweiz an guten Standorten
(Schweizer Jura) bei Windgeschwindigkeiten von durchschnittlich 5 m/s zwischen 1200 und 1500
Volllaststunden pro Jahr erreicht.” Dies trigt zu den substantiell héheren Gestehungskosten in der
Schweiz bei. Weitere kostensteigernde Faktoren beinhalten die hoheren Kosten fiir Planung,
Installation und Wartung.

Sogar im deutlich kostenintensiveren Offshore-Bereiche produzieren auslédndische Windparks Strom
zu Preisen, die in der Schweiz nur von der Anlage Mont Crosin erreicht werden. In diesem
Zusammenhang stellt sich auch die Frage, ob und zu welchen Bedingungen die Schweiz in Zukunft
Windstrom aus dem Ausland importieren konnte. Entsprechende Szenarien werden im Kapitel 5.4.2
genauer betrachtet.
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Fig. 5.8 Zusammenhang zwischen Windgeschwindigkeit und Volllaststunden pro Jahr (Quelle: Voss 2003).

* Gemiss den Auswertungen fiir 2004 von (Horbaty 2004) kénnen an wenigen sehr gut bewindeten Standorten sogar bis
maximal 2000 Volllaststunden pro Jahr erreicht werden.
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Tab. 5.11

Vergleich der derzeitigen Gestehungskosten fiir Windenergieanlagen in der Schweiz mit denjenigen im

Ausland. Fiir Vergleichszwecke wurden auch Offshore-Anlagen beriicksichtigt. Umrechnungsfaktoren:
EUR/CHF 1.55; USD/CHF 1.30; GBP/CHF 2.30

Onshore Offshore Quelle
Rp./kWh Rp./kWh
Mont Crosin West 20 -- Vollenweider 2002
Mont Crosin Ost 12
Schweiz 17 - Horbaty 2004 (70 m Nabenhdhe
(10 — 24) und 1750 kW im Jahr 2004)
Typische Kleinanlage Schweiz 50-60 - SATW 1999b; Vollenweider
2002
Kleinstanlagen (<150 kW) max. 90 SATW 1999b
Deutschland 7.8-20.2 - DEWI 2002
(6-13ctEUR)
Deutschland 12.4 -20.2 -- Voss 2003 (basierend auf
(8 =13 ct EUR) Kaltschmitt et al. 2003 und
Staiss 2003)
Ost-Osterreich 12.4-13.2 IG Windkraft 2003
(8 —8.5ctEUR)
Europa EWEA 2004a
sehr gute Standorte 6.2-7.8 --
(4 —5ctEUR)
durchschnittliche Standorte 93-124 --
(6 — 8 ct EUR)
Europa - Millais & Teske 2004
Optimale Bedingungen, neueste 5.9
Technik (3.79 ct EUR)
Europa 6.2-10.9 10.9-18.6 ESTIR 2002
(4 -7 ctEUR) (7 =12 ct EUR)
Grossbritannien 85-124 12.7-16.6 RAE 2004
(3.7 — 5.4 Pence) (5.5-7.2 Pence) | (Obere Intervallgrenze inklusive
Reserveproduktion)
Internationaler Durchschnitt IEA 2003
tiefe Gestehungskosten 39-6.5 (keine Unterscheidung zwischen
(3-5ctUSD) Onshore und Offshore)
hohe Gestehungskosen 13.0-15.6
(10— 12 ct USD)
Internationaler Durschnitt 52-15.6 Johansson & Turkenburg 2004
(4 —12 ct USD) (keine Angaben ob nur On- oder
Offshore oder zusammen)
Internationaler Durschnitt 9.9-191 149-19.2 DLR/IFEU/WI 2004
(6.4—12.3ctEUR) | (9.6 —12.4 ct EUR)
Internationaler Durchschnitt -- 9.5-10.9 Overméhle & Lehmann 2003
(6.1 —7.0 ct EUR)
Europa 47-124 7.8-155 CA-OWEE 2001
(3-8 ctEUR) (5—-10ct EUR)
Danemark -- 7.8 DEA-CADDET 2000
(5 ct EUR)

5.4.2 Zukiinftige Kosten

Investitionskosten

Fiir die zukiinftigen Investitionskosten von Windkraftanlagen in der Schweiz sind mit Ausnahme der
Studie (BFE/BUWAL/ARE 2004a) nur wenige ganz aktuelle Daten verfiigbar. Die Zusammenstellung
in Tab. 5.12 gibt einen Uberblick der zukiinftigen Entwicklung der Investitionskosten von
Windkraftanlagen. Ein Vergleich mit europidischen und internationalen Durchschnittswerten aus
verschiedenen Studien zeigt, dass die schweizerischen Investitionskosten auf einem hoheren Niveau

* Gestehungskosten von bestehenden Windparks in Ddnemark: Vindeby 8.5 ct EUR/kWh, Tuno Knob 6.6 — 8.2 ct EUR/kWh,
Middelgrunden 6 ct EUR/kWh, Horns Rev 4.7 ct EUR/kWh, Nysted 4.8 ct EUR/kWh.
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verbleiben. An sehr guten Standorten konnen jedoch trotzdem #hnlich tiefe Kosten erreicht werden
wie im Ausland, wie dies heute schon fiir die Anlage Mont Crosin Ost zutrifft. Generell wird dies
jedoch auch in Zukunft auf gut bewindete Standorte beschrinkt bleiben, wie sie etwa im Rahmen des
Konzepts Windenergie Schweiz (BFE/BUWAL/ARE 2004a) evaluiert wurden. So geht (Horbaty
2004) fiir das Jahr 2020 von durchschnittlichen Installationskosten von 1390 CHF/kW aus, wobei eine
Referenzanlage mit 70 m Nabenhohe und 2000 kW Nennleistung angenommen wurde.

Tab. 5.12 Vergleich der zukiinftigen Investitionskosten fiir Windenergieanlagen in der Schweiz mit denjenigen im

Ausland.

EUR/CHF 1.55; USD/CHF 1.30; GBP/CHF 2.30

Fiir Vergleichszwecke wurden auch Offshore-Anlagen beriicksichtigt. Umrechnungsfaktoren:

Onshore Offshore Quelle
CHF/kW CHF/kW
Schweiz 2010 2300 -- Gantner et al. 2001b
2020 2100
Schweiz 2010 2053 — 2281 - Buser et al. 1996
2030 1812 —2012
Schweiz 2010 1700 - BFE/BUWAL/ARE 2004a
Schweiz 2020 1390 -- Horbaty 2004 (70 m Nabenh&he
und 2000 kW im Jahr 2020)
Schweiz 2010 1600 — 1700 -- Berechnungen basierend auf
2020 1436 — 1585 Angaben zu Kostenreduktions-
2030 1346 — 1530 potenzialen in Millais & Teske 2004
2035 1332 - 1530 sowie IEA 2003 (Details siehe Text)
2050 1292 — 1530
Europa 2010 998 (644 EUR) -- Millais & Teske 2004 '
2020 794 (512 EUR)
2030 735 (474 EUR)
2035 735 (474 EUR)
2050 735 (474 EUR)
Europa 2010 930 - 1240 1550 — 2015 ESTIR 2002
(600 — 800 EUR) (1000 — 1300 EUR)
Grossbritannien 2020 1450 1795 RAE 2004
(630 GBP) (780 GBP)
Int. Durchschnitt 2010 1605 2645 DLR/IFEU/WI 2004
(1035 EUR) (1706 EUR)
2020 1450 1655
(937 EUR) (1067 EUR)
2050 1260 1520
(812 EUR) (981 EUR)
Int. Durchschnitt Ref Sz./EnronSz. * | Referenz-Szenario ° | Lako 2002
near-shore / offshore
2010 1125/1010 1705/ 2140
(726 / 650 EUR) (1101 /1379 EUR)
2020 990/930 1495/ 1905
(637 / 600 EUR) (965 / 1229)
2030 915/930 1370/ 1770
(589 / 600 EUR) (885/1143)
Int. Durchschnitt 2010 910 — 1690 IEA 2003
(700 — 1300 USD)
Europa 2010 - 1725 CA-OWEE 2001
(750 GBP)

! Szenario in Millais & Teske 2004: Windstirke 12 Szenario geht ab 2025 davon aus, dass Kostensenkungsfaktor zu 100%

ausgeschopft ist.

2 Referenz-Szenario onshore: Lernfaktoren (Progress Ratios) fiir den Zeitraum 2000-2030 variieren von 0.9 (Rotor + Gondel)
iber 0.96 (Turm) bis 0.98 (Bauten, Infrastruktur, Netzanbindung). Enron Wind Corp.: Szenario basiert auf Schitzungen

der Firma Enron.

3 Referenz-Szenario near-shore / offshore: Lernfaktoren (Progress Ratios) flir den Zeitraum 2000-2030 variieren von 0.9
(Rotor + Gondel + Turm) iiber 0.95 (Offshore Bauten) bis 0.975 (Verkabelung und Netzanbindung).

Um die Entwicklung der Investitionskosten in der Schweiz im zeitlichen Verlauf besser zu erfassen,
wurden verschiedene Szenarien entwickelt. Basierend auf den Angaben zu den Kostenreduktions-
potenzialen in (Millais & Teske 2004) und (IEA 2003) wurde fiir die Schweiz ein Szenario tief und ein
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Szenario hoch bis ins Jahr 2050 erstellt. Dabei wurde fiir das Jahr 2004 von einer Referenzanlage mit
1250 kW Nennleistung und 70 m Nabenhohe ausgegangen. Fiir die durschnittlichen Investitionskosten
wurden als Minimal- und Maximalwerte 1700 CHF/kW respektive 2000 CHF/kW angenommen
(vergleiche auch BFE/BUWAL/ARE 2003; BFE/BUWAL/ARE 2004a; Horbaty 2002) Fir die
Szenarien tief und hoch wurden die folgenden Kostenreduktionspotenziale zugrundegelegt:

- Szenario tief: 15% bis 2010, 10% von 2011 bis 2025, 0% von 2026 bis 2050 (gemédss Angaben in
Millais & Teske 2004).

- Szenario hoch: 20% bis 2010 (gemédss Angaben in IEA 2003), 15% von 2011 bis 2025, 5% von
2026 bis 2050 (jeweils 5% hoher als in Szenario tief).

In Tab. 5.12 und Fig. 5.9 werden die entsprechenden Resultate fiir die Schweiz gezeigt und zum
Vergleich das Szenario ,,Windforce12* aus (Millais & Teske 2004). Geht man von durchschnittlichen
Investionskosten von 2000 CHF/kW aus so zeigt sich, dass die schweizerischen Kosten auch in
Zukunft deutlich iiber dem européischen Niveau zu liegen kommen, wobei im Maximum rund doppelt
so hohe Werte erreicht werden. Dies wird auch durch die Zahlen aus verschiedenen anderen Studien
bestdtigt (Tab. 5.12). Werden die Szenarien mit durchschnittlichen Investitionskosten von
1700 CHF/kW berechnet, so diirften die resultierenden Kurven eine gute Abschitzung der minimalen
Invstitionskosten fiir eine optimistische zukiinftige Entwicklung widerspiegeln. Bei dieser Variante
verkleinert sich zwar der Unterschied zu Europa (Fig. 5.9, gestrichelte Linien). Die entsprechenden
Kosten von 1220 — 1347 CHF im Jahr 2020, 1133 — 1301 CHF im Jahr 2035 und 1098 — 1301 CHF im
Jahr 2050 liegen jedoch immer noch rund die Hélfte bis drei Viertel iber dem europdischen
Durchschnitt.
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Fig. 5.9 Entwicklung der Investitionskosten fiir die Schweiz bis ins Jahr 2050. Fiir die Definition der Szenarien tief
und hoch siehe Text. Zum Vergleich ist auch das entsprechende Szenario ,,Windforce12“ fiir Europa aus
(Millais & Teske 2004) dargestelit.
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Gestehungskosten

Die Prognosen fiir die zukiinftigen Gestehungskosten fiir Windkraftanlagen in der Schweiz weisen
ebenfalls eine ziemlich breite Streuung auf (Tab. 5.13). Generell zeigen jedoch die neueren Studien,
dass bei grosseren Windparks mit Anlagen hoherer Nennleistung bis 2010 Gestehungskosten unter
20 Rp./kWh moglich sind. So geht das Konzept Windenergie Schweiz (BFE/BUWAL/ARE 2004a;
BFE/BUWAL/ARE 2004b) davon aus, dass bis 2010 je nach Standort (Windverhiltnisse,
Infrastruktur) die Gestehungskosten zwischen 9 — 25 Rp./kWh erreicht werden, wobei die durch-
schnittlichen Gestehungskosten 16 Rp./kWh betragen. Fiir das Jahr 2020 wird eine Reduktion auf
13 Rp./kWh angenommen, was auch mit Berechnungen von (Horbaty 2004) iibereinstimmt. Der
Vergleich der schweizerischen Gestehungskosten mit europdischen und internationalen Durch-
schnittswerten macht jedoch deutlich, dass die Schweiz auch nach 2010 auf einem hoéheren Niveau
verbleibt.

Wie bereits im vorhergehenden Abschnitt dargestellt, wurden fiir die zukiinftige Entwicklung der
Gestehungskosten in der Schweiz ein Szenario tief und ein Szenario hoch entwickelt, wobei die selben
Kostensenkungspotenziale verwendet wurden. Auch die Kennzahlen fiir die Referenzanlage wurden
mit 1250 kW Nennleistung und 70 m Nabenhdhe nicht verdndert. Fiir das Jahr 2004 wurden die
Gestehungskosten auf 18 Rp./kWh" festgesetzt, was zwischen den Gestehungskosten von 20 Rp./kWh
fir die Anlage Mont Crosin West und den durschnittlichen Gestehungskosten von 16 Rp./kWh bis
2010 aus dem Konzept Windenergie Schweiz entspricht. Damit diirften nicht nur die besten Standorte,
sondern eine grossere Anzahl addquat représentiert sein.

In Tab. 5.13 und Fig. 5.10 werden die entsprechenden Resultate fiir die Schweiz gezeigt und zum
Vergleich das Szenario ,,Windforcel2*“ aus (Millais & Teske 2004). Es zeigt sich, dass die
schweizerischen Kosten auch in Zukunft deutlich {iber dem europdischen Niveau zu liegen kommen,
wobei auch noch 2050 zwischen rund 3.2 und 3.9 mal hohere Werte erreicht werden.

Um auch eine Abschitzung fiir die Entwicklung an den schweizweit besten Standorten zu erhalten,
wurden die Szenarien zusitzlich berechnet mit den aktuell tiefsten Gestehungskosten von 12 Rp./kWh
fiir die Anlage Mont Crosin Ost (gemiss Angaben BKW; vgl Vollenweider 2002)" als Ausgangspunkt.
Dadurch verkleinert sich zwar der Unterschied zu Europa (Fig. 5.10, gestrichelte Linien). Die
entsprechenden Kosten von 8.6 — 9.5 Rp./kWh im Jahr 2020, 8.0 — 9.2 Rp./kWh im Jahr 2035 und
7.8-9.2 Rp./kWh im Jahr 2050 liegen jedoch immer noch um mehr als das Doppelte tiber dem
europdischen Durchschnitt.

Die Entwicklung der zukiinftigen Stromgestehungskosten wird auch durch Skaleneffekte (sogenannte
»economy of scale”) sowohl im R&D Bereich wie auch bei den Komponenten, Herstellungsmengen
und Anlagengrossen positiv beeinflusst (IEA 2003). Ein gegenldufiger Effekt ergibt sich jedoch
dadurch, da mit zunehmendem Ausbau der Windenergie die Standortsqualitit wahrscheinlich
abnehmen wird. In (Rehfeldt et al. 2001) wird angegeben, dass die mittlere Windgeschwindigkeit bei
geplanten Windparks in Deutschland zwischen 2004 und 2006 von 5.1 m/s auf 4.8 m/s (in 30 m Hoéhe)
abnehmen wird.® Insgesamt ergibt sich jedoch eine deutliche Verringerung der zukiinftigen
Gestehungskosten im Vergleich zu heute, die prisentierten Szenarien weisen aufgrund der getroffenen
Annahmen nach 2025 aber nur noch ein geringes Kostensenkungspotenzial auf.

* (Horbaty 2004) gibt fiir 2004 nur geringfiigig tiefere durschnittliche Gestehungskosten von 17 Rp./kWh an fiir eine Anlage
mit 70 m Nabenhohe und 1750 kW Nennleistung.

® Derart tiefe Werte konnten nach (Horbaty 2004) bereits heute an den am besten bewindeten Standorten (6 Standorte bei
Szenario mit Nennleistung von 1750 kW) erreicht werden, die im Rahmen des Konzepts Windenergie Schweiz
(BFE/BUWAL/ARE 2004a) evaluiert wurden.

¢ Dabei gilt es jedoch zu beachten, dass der Stichprobenumfang der Umfrage von 527 Windkraftanlagen im Jahr 2004 auf 161
WKA im Jahr 2006 abnimmt.
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Tab. 5.13 Vergleich der zukiinftigen Gestehungskosten fiir Windenergieanlagen in der Schweiz mit denjenigen im

Ausland. Fiir Vergleichszwecke wurden auch Offshore-Anlagen beriicksichtigt. Umrechnungsfaktoren:
EUR/CHF 1.55; USD/CHF 1.30; GBP/CHF 2.30

Onshore Offshore Quelle
Rp./kWh Rp./kWh
Schweiz 2010 25 -- Gantner et al. 2001b
2020 21
Schweiz 2010 25-28 -- Buser et al. 1996
2030 19 - 21
Schweiz 2010 ~15 -- SuisseEole 2003a
Schweiz 2020 10 -- Factor & econcept 2003
Schweiz 2015 9-20 Iten & Oettli 2003b
Schweiz 2010 9 — 25 (Mittel: 16) - BFE/BUWAL/ARE 2004a;
2025 13 BFE/BUWAL/ARE 2004b
Schweiz 2020 8-20 -- Horbaty 2004 (70 m Nabenhéhe und
(Mittel: 13) 2000 kW im Jahr 2020)
Schweiz 2010 14.4-153 -- Berechnungen basierend auf
2020 12.9-14.3 Angaben zu Kostenreduktions-
2030 12.1-13.8 potenzialen in Millais & Teske 2004
2035 12.0-13.8 sowie |IEA 2003 (Details siehe Text)
2050 11.6-13.8
Europa 2010 4.7 (3.03 ct EUR) - Millais & Teske 2004 2
2020 3.8 (2.45 ct EUR)
2030 3.5(2.29 ct EUR)
2035 3.5 (2.29 ct EUR)
2050 3.5 (2.29 ct EUR)
Europa 2010 4.8 -- EWEA 2004a
(3.1 ct EUR)
Europa 2008 <54 <7.8 ESTIR 2002
(<3.5 ct EUR) (<5.0 ct EUR)
Europa 2010 <4.2 (<2.7 ct EUR) ESTIR 2002
2020 <2.8 (<1.8 ct EUR)
Grossbritannien 2020 74-11.0 10.9-14.6 RAE 2004

(3.2—-4.78 Pence) | (4.76 — 6.34 Pence)

(Obere Intervallgrenze inklusive
Reserveproduktion)

Int. Durchschnitt 2010
tiefe Gestehungskosten
hohe Gestehungskosen

2.6 5.2 (2 -4 ct USD)
7.8-11.7 (6 — 9 ct USD)

IEA 2003
(keine Unterscheidung Onshore vs
Offshore)

Int. Durchschnitt 2010 8.2-15.8 9.8-12.6 DLR/IFEU/WI 2004
(5.3-10.2ctEUR) | (6.3-8.1ctEUR)
2020 7.3-141 6.1-7.8
(4.7 -9.1 ct EUR) (3.9-5.0ct EUR)
2050 6.4—-12.3 56-7.1
(4.1-7.9ctEUR) (3.6 —4.6 ct EUR)
Internationaler Durschnitt 4.7-155 Johansson & Turkenburg 2004 (keine

(zuktnftige Kosten)

(3-10 ct EUR)

Angaben ob nur On- oder Offshore
oder zusammen)

Danemark (kommende Jahre) -- 6.2 6.7 Morthorst 2004 (3 MW Szenario fur
(4 —4.3ctEUR) Horns Rev)
Europa (kommende Jahre) -- 6.2-93 CA-OWEE 2001
(4 -6 ctEUR)

! Mittel zwischen 2000 und 2030; Intervall basiert auf Szenario tief und Szenario hoch

2 Szenario in Millais & Teske 2004: Windstirke 12 Szenario geht ab 2025 davon aus, dass Kostensenkungsfaktor 100%

erreicht.
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Fig. 510 Entwicklung der Gestehungskosten fiir die Schweiz bis ins Jahr 2050. Fiir die Definition der Szenarien tief
und hoch siehe Text. Zum Vergleich ist auch das entsprechende Szenario ,,Windforce12“ fiir Europa aus
(Millais & Teske 2004) dargestelit.

Import von Windstrom

Die Studien von Prognos (Hacker 2002) und Infras (Kessler & Iten 2002) erwarten Kosten zwischen 8
und 12 Rp./kWh fiir den Windstromimport aus Deutschland im Jahr 2020 (Tab. 5.14, Fig. 5.11). Nach
Aussage von B. Pellaud (SVA) sind diese Kostenschitzungen zu tief gegriffen, und ein Preis von
16 Rp./kWh diirfte realistischer sein (Anonymus 2003). In diese Richtung gehen auch die
Kostenschidtzungen von EON (Schneller 2002) und (Voss 2003), wobei fiir die Gestehungskosten
angenommen wurde, dass fiir den Export in die Schweiz mindestens die durchschnittlichen
garantierten Einspeisetarife fiir Deutschland im Jahr 2020 berechnet werden (Tab. 5.14, Fig. 5.11).

Sowohl (Hacker 2002) wie auch (Kessler & Iten 2002) weisen hohere Kosten fiir den Netzausbau &
Netzverluste aus als fiir Reserve- & Regelenergie, was im Gegensatz zu den Angaben von EON
(Schneller 2002) und (Voss 2003) steht. Dies wird jedoch durch (RAE 2004) unterstiitzt, die fiir
Reserve- & Regelenergie mit 3.6 Rp./kWh (1.58 Pence/kWh) einen dhnlichen Wert angibt.

Studien in den USA zeigen ebenfalls ein recht heterogenes Bild. Gemiss (DeCarolis & Keith 2001)
belaufen sich die Kosten fiir Reserveenergie auf ca. 1.3 Rp./kWh (1 US Cent/kWh) und fiir die
Ubertragungskosten auf ca. 2 Rp./kWh (1.5 US Cent/kWh) fiir 2000-km Leitungen, sofern moderne
HVDC (high-voltage direct current) Technologie verwendet wird. Demgegeniiber veranschlagen
(Jacobsen & Masters 2001) die Kosten fiir Reserveenergie auf 0.005 bis 0.03 US Cent/kWh. Sie halten
auch Ubertragungskosten von 1.5 US Cent/kWh fiir nicht gerechtfertigt, da dies durch die aktuellen
Kosten fiir HVDC-Leitungen nicht unterstiitzt wird und ausserdem solche Leitungen {iber mehrere
Jahrzehnte genutzt werden konnen.

Die Kosten im Netzgebiet von EON (Boxberger 2003; M. Luther 2003) betrugen im Jahr 2002 2 Mio
Euro fiir den Netzausbau und 100 Mio Euro fiir Regelenergie. Fiir 2016 werden entsprechende
Ausgaben von 60 Mio Euro und 850 Mio Euro prognostiziert.

153



Windenergie

Eine aktuelle Studie von (Jansen et al. 2005) rechnet aufgrund des Ausbaus der Windenergie in
Deutschland bis 2015 mit zusétzlichen Kosten von 0.36 — 0.45 ct EUR/kWh fiir Regel- und
Reserveenergie (inkl. Kostensteigerungen im Kraftwerkspark), sowie 0.025 ct EUR/kWh fiir den
Ausbau des Hochstspannungsiibertragungsnetzes.

Wie und in welchem Umfang ein Netzausbau erforderlich ist fiir den Windstromimport aus Deutschland
wird zum Teil kontrovers beurteilt (Anonymus 2003). Nach (Czisch 2000; Czisch & Giebel 2000) wire
eine Hochspannungs-Gleichstromiibertagung (HGU) gegeniiber einer herkémmlichen Drehstrom-
Hochspannungsleitung vorzuziehen, da HGU-Leitungen eine verlustarme Ferniibertragung ermdglichen
mit Verlusten von lediglich rund 4%/1000 km bei Volllast. Im Weiteren muss fiir eine sichere
Stromversorgung Reserve- und Regelenergie bereitgehalten werden, wofiir sich die Nutzung der
Wasserkraft eignet (vgl. Ott et al. 2004). Die bestehenden Speicherkraftwerke in der Schweiz bieten
dafiir geniigend Kapazitit, ein Mangel an Spizenleistung kann jedoch nicht ausgeschlossen werden
(Czisch 2002). Weitere Informationen zum Einfluss des Netzausbaus auf die Weiterentwicklung der
Windenergie sowie die Bereitstellung von Reserve- und Regelenergie finden sich in Kapitel 5.6.

Tab. 5.14 Vergleich der Kosten fiir Windstromimporte im Jahr 2020. Angaben in Rp./kWh, Originalwdhrungen in

Klammern.

Prognos Infras EON (Schneller 2002) Voss (2003)
Gestehungskosten 6.5-10.0 6-7 11.2" 11.2"
Netzausbau & Netzverluste 2 12-14 0.3 0.3

(0.2 ct EUR/kWh) (0.2 ct EUR/kWh)
Reserve- & Regelenergie 0.3 0.5 3.4 11-28
(1.5 + 0.7 ct EUR/kWh) | (0.7 — 1.8 ct EUR/KWh)
Gesamtkosten 8.8-12.3 7.7-8.9 14.9 12.6-14.3
(4.8-11.9)2

! Durchschnittliche Einspeisevergiitung in Deutschland im Jahr 2020: 6.8 ¢t EUR/kWh fiir Onshore und 7.6 ct EUR/kWh fiir
Offshore (Luther 2003). Annahme fiir Windstromimport geht von jeweils 50% Onshore und Offshore aus, woraus mittlere
Gestehungskosten von 11.2 Rp./kWh (7.2 ct EUR/kWh) resultieren.

2 Min-Max gemiss deutlich optimistischerem und pessimistischerem Szenario.

In Fig. 5.11 sind die Kosten fiir Importstrom aus den diversen Studien grafisch dargestellt.
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Fig. 5.11

Kosten fiir Windstromimporte bis zur Schweizer Grenze aus verschiedenen Quellen.
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Fir das Jahr 2020 kann die Windstromproduktion in Deutschland mit ungefihr 120 TWh/a
abgeschitzt werden (basierend auf WindEnergy Studie 2004)." Das entspricht bei einem
prognostizierten Gesamtstromverbrauch von ca. 600 TWh/a im Jahr 2020 (Quaschning et al. 1999)
einem Anteil von ca. 20%. Die Deutsche Bundesregierung hat jedoch das Ziel, bis zum Jahr 2020 20%
des Strombedarfs aus erneuerbaren Energien zu decken, wobei auf Windkraft gut 80 TWh/a entfallen
werden, da die iibrigen Erneuerbaren Energien knapp einen Drittel beisteuernn kénnten (BEE 2004).
Unter diesen Annahmen reduziert sich die theoretische Maximalmenge fiir den Windstromexport in
andere europdische Léander bereits auf 40 TWh/a. Welche Menge davon titsdchlich in die Schweiz
importiert werden konnte, hingt im wesentlichen von den politischen Rahmenbedingungen in
Deutschland ab und ist im Rahmen dieses Projekts nicht quantifizierbar.

5.5
5.5.1

Im Folgenden wird zwischen globalen und lokalen Umweltauswirkungen der Stromerzeugung in
Windkraftanlagen unterschieden.

Umweltauswirkungen
Derzeitige Technologie

Globale Umweltauswirkungen

Darunter sind grossrdumig wirksame okologische Auswirkungen der Nutzung der Windenergie zu
verstehen, beispielsweise die aus der Materialproduktion resultierenden Luftemissionen.

Die in Tab. 5.15 dargestellten Luftemissionen stammen aus (B. Burger & Bauer 2004), geben den
Stand der Technik um das Jahr 2000 wieder und basieren auf den LCA-Daten von (ecoinventCentre
2004).

Tab. 5.15 Charakteristika beispielhafter Windkraftanlagen und ausgewdhlte, Lebenszyklusanalyse (LCA) basierte
Umweltauswirkungen der Stromerzeugung.

WKA 600 kW, WKA 800 kW, WKA 800 kW, | WKA 2 MW,
Onshore Onshore Onshore Offshore
CH CH Europa Nordsee
Typ Nordex N43/600 [Nordex N50/800 | Nordex N50/800 |Bonus 2MW
Nennleistung kW 600 800 800 2000
Kapazitatsfaktor % 14 14 20 30
Turmhoéhe m 40 50 50 60
Rotordurchmesser | m 43 50 50 76
40 (Turm, 40 (Turm, 40 (Turm,
Fundament) Fundament) Fundament)
Lebensdauer a 20 (Gondel) 20 (Gondel) 20 (Gondel) 20
Treibhausgase kg (CO,-Aq.)/kWh 0.017 0.015 0.010 0.013
SO, kg/kWh 6.1E-05 5.4E-05 3.8E-05 4.4E-05
NO, kg/kWh 6.0E-05 5.5E-05 3.9E-05 5.6E-05
PMyo kg/kWh 5.2E-05 4.7E-05 3.2E-05 5.4E-05

Die Ergebnisse fiir die beiden fiir die Schweiz untersuchten Anlagen sind recht dhnlich, grossteils sind
die Emissionen der Stromerzeugung in der 800 kW-Anlage etwas geringer, was auf eine geringere
Materialintensitdt bei hoherer Leistung schliessen ldsst. Die geringeren Umweltauswirkungen der fiir
Europa bilanzierten Windturbine sind auf den hoheren Kapazitétsfaktor zuriickzufithren und spiegeln

* Dabei werden fiir Onshore 2000 und fiir Offshore 3500 durchschnittliche Volllaststunden angenommen.
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die im Allgemeinen im Vergleich zur Schweiz vorteilhaften Windverhiltnisse wieder. Die Emissionen
der Offshore-Anlage sind meist hoher als jene der europédischen Onshore-Anlage. Die Auslastung auf
See ist zwar hoher, dieser Vorteil wird aber grossteils durch das materialintensive Fundament sowie
die grosseren Montageaufwendungen zunichte gemacht.

Fiir die beiden bilanzierten Anlagen in der Schweiz wurde die gleiche Auslastung von jahrlich etwa
1200 Volllaststunden angenommen, was die Windverhéltnisse im Windpark auf dem Mt. Crosin
wiederspiegelt. Die Daten der europdischen Onshore-Anlage gelten fiir einen durchschnittlichen
Standort mit rund 1750 Volllaststunden pro Jahr. Dies wiirde einem Onshore-Standorte in
Deutschland, wo derzeit der grosste Anteil der Windkrafterzeugung stattfindet, mit einem etwas unter-
durchschnittlichen Windangebot entsprechen. An optimalen Standorten kann die Auslastung auch
doppelt so hoch sein, was zu einer Halbierung der Emissionen fithren wiirde. Die Auslastung fiir die
Offshore-Anlage ist mit etwa 2600 Volllaststunden wurde aufgrund der fiir den Dauerbetrieb
erwarteten Stromproduktion im Offshore-Park Middelgrunden 3.5 km vor der Kiiste Dénemarks
gewihlt.* An guten Standorten wie bei dem im Jahr 2002 fertig gestellten Windpark Horns Rev® in der
Nordsee vor Dinemark sind Auslastungen von 40% bis 50% und damit geringere Emissionen
moglich. Es muss jedoch angemerkt werden, dass die LCA-Ergebnisse auch relativ stark von anderen
standortspezifischen Verhiltnissen wie der Wassertiefe, dem Fundamentskonzept sowie der
Entfernung von der Kiiste abhingen konnen und deshalb Extrapolationen der vorhandenen Daten
ausschliesslich basierend auf unterschiedlichen Windverhéltnissen nicht immer empfehlenswert sind.
Fiir eine detaillierte Analyse der Ergebnisse wird auf (B. Burger & Bauer 2004) verwiesen.

Lokale Umweltauswirkungen

Darunter sind kleinrdumig wirksame und standortspezifische Okologische Auswirkungen der
Stromerzeugung in Windkraftanlagen zu verstehen, beispielsweise der Einfluss auf das
Landschaftsbild oder mogliche Beeinflussungen von Vogelflugrouten.

Flichennutzung

Bei der Errichtung von Onshore-Windkraftanlagen werden tiblicherweise nur kleine Fliachen direkt
verbaut. Es kann aber dennoch zur Uberbauung und Zerschneidung von schutzwiirdigen Biotopen
kommen, was aber durch angepasste Standortwahl leicht vermieden werden kann. Zudem besteht die
Moglichkeit, kleinfldchige Inanspruchnahme durch Kompensationsmassnahmen auszugleichen
(Rehfeldt et al. 2001). Die landwirtschaftliche Nutzung der direkten Umgebung von Windkraftanlagen
stellt normalerweise kein Problem dar.

Auf See kann es zu Nutzungskonflikten mit Fischerei, Sportschiffahrt und militdrischen
Erfordernissen kommen. Diese sollten so weit wie méglich im Vorfeld abgeklart werden. Vorhandene
Flora-Fauna-Habitate und Vogelschutzgebiete miissen beriicksichtigt werden. Die Kenntnisse tiber
negative Einfliisse der Windkraftanlagen auf Meeresbewohner sind derzeit jedoch gering und sollten
weiter untersucht werden (Rehfeldt et al. 2001). In (Soeker et al. 2000) wird festgestellt, dass der
Einfluss von Offshore-Windkraftanlagen auf die maritime Flora und Fauna im Allgemeinen gering
sein sollte. Die direkte Flidcheninanspruchnahme durch die Fundamente der Anlagen ist gering, es
kommt also kaum zu permanentem Verlust von Lebensraum am Meeresboden. Es wird geschitzt, dass
das wahrscheinliche Fischereiverbot in der unmittelbaren Umgebung der Anlagen positive
Auswirkungen auf den Fischbestand haben wird und der fiir die Wartung notige Schiffsverkehr in
etwa dem der Fischerei entspricht, wodurch die negativen Effekte auf Meeressduger und Fische gering
bleiben sollten.

Landschafisbild

* www.middelgrunden.dk (Mirz 2004).
® www.hornsrev.dk (Mirz 2004).
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Beziiglich der Beeinflussung des Landschaftsbildes lassen sich nur bedingt messbare Kriterien
festlegen, wodurch ein deutlich individuelles Bewertungspotenzial besteht (Rehfeldt et al. 2001). Um
hier das Konfliktpotenzial moglichst gering zu halten, ist eine sorgfiltige Raumplanung nétig. Sollen
jedoch Windkraftanlagen einen nennenswerten Beitrag zur Stromerzeugung leisten, so kann fiir die
Standortwahl an Land nicht ausschliesslich auf vorbelastete Orte, wie beispielsweise Industriegebiete,
zuriickgegriffen werden.

Die Beeinflussung des Landschaftsbildes durch Offshore-Anlagen héngt neben der subjektiven
Wahmehmung der Betrachter auch stark von der Entfernung zur Kiiste ab. In (Rehfeldt et al. 2001)
wird davon ausgegangen, dass Windparks in grésserem Umfang nicht in weniger als 30 km
Entfernung realisiert werden, womit eine stérende Wahrnehmung von Land aus nicht zu befiirchten
ist. Laut (Soeker et al. 2000) verschinden Anlagen ab einer Entfernung von 45 km aufgrund der
Erdkriimmung hinter dem Horizont.

Auswirkungen auf Vigel

Hier kann zwischen mehreren Arten der Beeintrdchtigung unterschieden werden: Vogelschlag,
Einflusse auf den Vogelzug sowie auf Brut- und Rastgebiete. Das Problem der Vogelmortalitit als
Folge von Kollisionen mit Windkraftanlagen kann im Allgemeinen als vergleichsweise nachrangig
betrachtet werden. Beachtung sollte dieser Frage an Einzelstandorten geschenkt werden, etwa in
Taleinschnitten oder Meeresengpédssen (Rehfeldt et al. 2001). Derzeit stehen keine systematischen
Vorher-Nachher-Unteruchungen zur Beeinflussung von Vogelzugrouten zur Verfiigung, so dass eine
abschliessende Beurteilung hier nicht moglich ist. Der erhohte Energieaufwand zum Umfliegen der
Hindernisse und die méglicherweise auftretende Desorientierung diirften aber zu vernachldssigen sein
(Rehfeldt et al. 2001). Die Scheuchwirkung auf rastende und Nahrung suchende Vogel hat sich als
grosseres Problem erwiesen. Obwohl das Verhalten sehr artspezifisch ist und nur wenige
aussagekriftige Vorher-Nachher-Unteruchungen existieren, kann der Schluss gezogen werden, dass
etliche Arten zumindest den Nahbereich meiden, insbesondere Rastvigel, Brutvogel in viel
geringerem Ausmass (Rehfeldt et al. 2001; Reichenbach et al. 2004). Eine Errichtung von
Windkraftanlagen in Vogelschutzgebieten sollte also vermieden werden. Erickson et al. (2001) geben
an, dass die Vogelmortalitdt in Folge von Kollisionen mit Windkraftanlagen in den USA im Vergleich
zu anderen Hindernissen derzeit vernachldssigbar gering sind. Auch bei einer deutlich erhohten
Anzahl an betriebenen Anlagen ist zu erwarten, dass Kollisionen mit Windturbinen nur fiir einige
wenige Prozent der gesamten todlichen Vogelkollisionen mit vom Menschen errichteten Hindernissen
ausmachen.

Der Einfluss von Windkraftanlagen auf Vogel auf See ist weit gehend unerforscht. Nach (Rehfeldt et
al. 2001; Soeker et al. 2000) diirfte das Problem der Kollisionen eher gering sein, auch wenn es unter
ungiinstigen Witterungsbedingungen zu héufigeren Kollisionen kommen kann. Bei grossen Windparks
konnte es durchaus zu erheblichen Verlagerungen der Flugrouten kommen, gesicherte Aussagen
dariiber sind jedoch derzeit nicht moglich. Auch die Beeinflussung des Rastverhaltens ist nicht
zuverldssig abzuschédtzen und sehr artspezifisch. Auch hier gilt, dass Vogelschutzgebiete wenn
moglich nicht durch Windkraftanlagen beeintrichtigt werden sollten. Als vorteilhaft fiir die Vogel
diirfte sich eine grosse Distanz zwischen Kiiste und Windkraftanlagen erweisen, da tiblicherweise die
Vogelflugbewegungen mit steigender Distanz zur Kiiste abnehmen. Zudem sollten innerhalb
grossflachiger Windparks einige Kilometer breite Liicken offen gehalten werden, um den Vogelflug
hindurch zu erméglichen.

Lérm

Die Larmentwicklung moderner Windkraftanlagen ist in der Regel gering und betrigt nach (AWEA
2000) in einer Entfernung von 350 m 35 dB(A)—45dB(A), was etwa der Lautstirke eines
Kiihlschranks entspricht. In (EWEA 2004a) werden fir WKA >1 MW in einer Entfernung von
200/300 m Larmpegel von 49/45 dB(A) angegeben. Mit Ausnahme von speziellen topografischen
Verhiltnissen sind dadurch keine Beeintrichtigungen der Umwelt zu erwarten. Auch in (Soeker et al.
2000) wird davon ausgegangen, dass die Larmentwicklung von Offshore-Anlagen keinen bedeutenden
negativen Einfluss auf Meeresbewohner hat.
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Sonstige

In (Rehfeldt et al. 2001) wird fiir Onshore-Anlagen zusitzlich noch der Einfluss auf Flederméuse und
Insekten erwdhnt. Dazu existieren jedoch keine aussagekriftigen Untersuchungen. Die Problematik
des Schattenwurfes diirfte zu vernachlissigen sein, da nicht anzunehmen ist, dass Windkraftanlagen in
dicht besiedelten Gebieten errichtet werden.

5.5.2 Zukiinftige Technologien

Schliisselfaktoren fur die grossrdumigen Umweltauswirkungen sind das standortspezifische
Windangebot, die Material- und Energieaufwendungen fiir die Anlage und deren Lebensdauer. Diese
Faktoren sind also auch hauptverantwortlich fiir die zukiinftige Entwicklung der globalen Umwelt-
auswirkungen.

Es kann davon ausgegangen werden, dass die in Tab. 5.15 fiir die Stromerzeugung in
Windkraftanlagen dargestellten Luftemissionen in Zukunft bei neu errichteten Anlagen eher geringer
ausfallen werden. In der Schweiz sollten Neuanlagen eine hohere Leistung aufweisen als die der
aktuellen Bilanzierung zu Grunde liegenden Turbinen auf dem Mt. Crosin, was die Materialintensitét
im Allgemeinen reduziert. Zudem ist anzunehmen, dass nur Standorte mit mindetens gleich gutem
Windangebot ausgewihlt werden, um eine wirtschaftlich rentable Stromproduktion zu ermdglichen.
Auch fiir zukiinftig in Europa installierte Onshore-Anlagen ist mit geringeren als den hier gezeigten
Umweltauswirkungen zu rechnen, da sowohl Anlagenkapazitidt als auch Auslastung derzeitliche
Durchschnittsverhéltnisse reprasentieren. Wie schon erwihnt, liegt die durchschnittliche Anlagen-
grosse der heute neu installierten Anlagen in Deutschland tiber 1 MW, der Trend zu grosseren
Anlagen sollte auch in den ndchsten Jahren erhalten bleiben und auch fiir andere Léander gelten.
Zudem ist damit zu rechnen, dass neu ausgewdéhlte Standorte mindestens Auslastungen iiber dem
aktuellen Durchschnitt aufweisen werden. Fiir zukiinftige Offshore-Standorte ist es schwierig,
verldssliche Prognosen beziiglich Umweltauswirkungen zu treffen. Hier weisen ndmlich die
Aufwendungen fiir das Fundament sowie die Installationsarbeiten auf See einen teilweise hohen
Einfluss auf und die damit verbundenen Umweltlasten werden bei zunehmender Wassertiefe und
Entfernung von der Kiiste grosser. Auf der anderen Seite werden neue Standorte wahrscheinlich
bessere Auslastungen als der hier analysierte Windpark in Middelgrunden aufweisen und auch die
Kapazitit der Anlagen diirfte zunehmen.

Beziiglich der zukiinftigen Entwicklung lokaler Umweltauswirkungen konnen keine verldsslichen
Vorhersagen getroffen werden, da die derzeitige Situation insbesondere im Offshore-Bereich meist
noch ungeniigend erforscht ist. Fiir Onshore-Anlagen kann davon ausgegangen werden, dass die
Auswirkungen in Zukunft etwa die gleichen wie heute sein werden.

5.6 Entwicklung und Markteinfiihrung beeinflussende Faktoren
5.6.1 Begiinstigende Faktoren

Kernelement einer erfolgreichen Marktentwicklung der Windenergie sind die finanziellen
Rahmenbedingungen im Zuge einer klar definierten nationalen Gesetzgebung, um fiir Investoren eine
langfristige Planung mit moglichst geringem Risiko und einer ausreichenden Rendite zu ermdglichen
(Millais & Teske 2004). Solange die externen Kosten der Stromerzeugung aus konventionellen
Energietragern nicht beriicksichtigt werden, braucht es Impulsprogramme bzw. Unterstiitzung fiir eine
Weiterentwicklung der Windstrom-Technologie (EWEA 2004a). FEine Moglichkeit zur
Internalisierung externer Kosten wire die Einfilhrung einer Energiesteuer, welche die tatséchlichen
Umweltschdden einzelner Technologien beriicksichtigt. Beim Fehlen einer solchen Internalisierung
stellen FEingriffe in den Elektrizitdtsmarkt geeignete Forderungsinstrumente dar, und zwar
Festpreissysteme oder Festmengensysteme. Bei einem Festpreissystem schreibt die Regierung die
Vergilitung vor, welche an den Produzenten zu zahlen ist und lidsst den Markt iiber die Menge
entscheiden. Bei Festmengen- oder Quotensystemen bestimmt die Regierung die Menge des Stroms
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aus bestimmten Energiequellen und iiberlédsst die Preisgestaltung dem Markt (Millais & Teske 2004).
Garantierte Einspeisetarife in geeigneter Hohe, bei welchen alle Steuerzahler oder sidmtliche
Stromkonsumenten fiir die zusétzlichen Kosten aufkommen, haben Investitionen in Windkraftanlagen
in den grossen europdischen Windkraftmirkten Dénemark, Deutschland® und Spanien bisher sehr
attraktiv gemacht. Dieses Instrument wird auch in Osterreich, Frankreich, Griechenland, Luxemburg,
den Niederlanden sowie Portugal eingesetzt, wihrend in Australien, Grossbritannien und Irland
Mengen festgesetzt werden. In den USA besteht quasi ein Mischsystem aus Steuerfreibetrag auf
nationaler Ebene und Quoten fiir erneuerbare Energie auf bundesstaatlicher Ebene (EWEA 2004a;
Millais & Teske 2004).

5.6.2 Hindernisse

Ein fiir die Schweiz bedeutendes Hindernis stellt die sehr begrenzte Verfligbarkeit von geeigneten
Standorten fiir Windkraftanlagen dar. Ein Grund dafiir ist das in Teilen der Schweiz relativ geringe
Windangebot, welches die Errichtung von Windkraftanlagen nicht {iberall als sinnvoll erscheinen
lasst. Die alpine Topografie der Schweiz kann jedoch nicht als Grund fiir geringe Erfolgschancen der
Windenergie herangezogen werden, wie der seit Ende des Jahres 2002 erfolgreich betriebene
Windpark in den Niederen Tauern in Osterreich auf knapp 2000 m Meereshdhe beweist.” Derzeit kann
der Faktor der mangelnden Standorte jedoch kaum als vorrangig bezeichnet werden, da aufgrund der
momentan verschwindend geringen Anzahl an Strom liefernden Windkraftanlagen sicher noch
geniigend attraktive Lagen verfiigbar sind. Als viel grosseres Hindernis in diesem Zusammenhang
erweisen sich jedoch die regelmissig wiederkehrenden Einsprachen von Gegnern dieser Form der
Stromerzeugung, welche nicht immer objektiv begriindbare Landschafts- und Umweltschutzaspekte
ins Feld fithren, wodurch die meisten Projekte, wenn nicht verhindert, so doch zumindest verzogert
werden (vergleiche etwa (BFE/BUWAL/ARE 2004a; Horbaty 2002)).

Ein weiteres entscheidendes Hindernis stellt der in der Schweiz fiir unabhingige Produzenten meist
nicht ausreichende Einspeisetarif von 15 Rp./kWh fiir Windstrom dar (Béchtold 2004). Da es derzeit
relativ schwierig ist, hierzulande Windstrom zu konkurrenzfihigen Kosten zu produzieren, ist es
absehbar, dass sich ohne entsprechende Einspeiseregelungen nur wenige Investoren finden werden.
Wie der Boom der Windkraft in vielen anderen Lindern wie etwa Deutschland, Danemark, Spanien
oder Osterreich zeigt, stellt eine solche staatlich verordnete Forderung in ausreichender Héhe eine
zumindest zu Beginn der Entwicklung sicherlich sinnvolle Mdoglichkeit dar, die
Technologieentwicklung zu unterstiitzen.

Fir Windkraftanlagen in entlegenen Gebieten, beispielweise in alpinen Regionen, stellt auch der
einzurichtende Netzanschluss einen ungiinstigen Faktor dar, weil durch den vergleichsweise grossen
Aufwand die Stromgestehungskosten unverhiltnisméssig ansteigen konnen.

Da der Windstrom in Abhéngigkeit vom Windangebot im Allgemeinen recht unregelmaéssig anfillt,
entsteht bei einer Forcierung der Windkraft auch die Notwendigkeit, die Reservekapazititen und die
Kapazititsgrenzen der Stromnetze auszubauen. Beim derzeitigen Ausbaustand der Windenergie in der
Schweiz kann zwar davon ausgegangen werden, dass diese Umsténde noch zu vernachlédssigen sind,
sie sollten aber fiir die Zukunft nicht ausser acht gelassen werden. Die wichtigsten Reservekapazititen
wiirden in der Schweiz wahrscheinlich Pumpspeicherkraftwerke darstellen, welche aus 6kologischer
Sicht eher unbedenklich sind, in Deutschland beispielsweise jedoch fossil betriebene Kraftwerke,
welche die gesamte 6kologische Performance des Windstroms deutlich verschlechtern konnten, sofern
sie in die Gesamtbetrachtung des Systems mit einbezogen werden. Dieser Faktor sollte bei einem
Import von Windstrom beriicksichtigt werden. Der Ausbau des Stromnetzes ist notig, da der

* Die garantierte Mindest-Einspeisevergiitung in Deutschland betrigt beispielsweise 6.8 Eurocent/kWh fiir Onshore-Anlagen
und 7.6 Eurocent/kWh fiir Offshore-Anlagen bis mindestens zum Jahr 2020 (M. Luther 2003).

® Nihere Informationen sind unter http://www.tauernwind.com/ zu finden (23.5.2004).
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Windstrom, sofern er im grossen Massstab erzeugt wird, im Allgemeinen nicht im selben Gebiet
verbraucht wird. Dies gilt nicht nur etwa in Deutschland fiir die Kiistenregionen, sondern eventuell
auch in der Schweiz fiir alpine Regionen. Bei diesen Uberlegungen darf auch der Kostenfaktor nicht
vergessen werden: nach (Elsdsser 2003) betragen beispielweise in Deutschland die durch den Ausbau
von Stromnetz und Reservekapazititen verursachten Kosten etwa 0.9 Eurocent/kWh, nach (Voss
2003) zwischen 0.9 Eurocent/kWh und 2.0 Eurocent/kWh (vgl. auch Kapitel 5.4.2, Abschnitt Import
von Windstrom). Geméss dem in (Edwin 2003) dargestellten Szenario kénnen bei einem Zubau von
6.2 GW an Windkraftanlagen lediglich 14% dieser Leistung an konventionellen Kraftwerken
abgeschaltet werden. Nach Angaben des VDEW (Verband der Elektrizitatswirtschaft) in (BFE 2002)
wird fiir jedes Megawatt Windkraftleistung knapp 0.9 MW Reserveleistung benoétigt. Die Angaben in
(Ott et al. 2004) sind diesbeziiglich bedeutend optimistischer. Darin werden zwei Szenarien fiir den
Ausbau des europidischen Windkraftmarktes bis ins Jahr 2040 und der dafiir notwendige Ausbau der
Regelenergieleistung sowie die Chancen der Schweizer Wasserkraftwerke in diesem Zusammenhang
modelliert. Im Minimalszenario wird ein Anstieg der installierten Windenergieleistung auf 65 GW
angenommen, im Maximalszenario ein Anstieg auf 115GW. Durch die zusitzlichen
Windkraftanlagen ergibt sich ein notwendiger Ausbau der Reservekapazitit von etwa 9-19 GW beim
Minimal- und 18-37 GW beim Maximalszenario. Das entspricht einer WKA-bedingten
Reservekapazitit von 14-29% bzw. 16-32%, wobei hier Tertidrregelreserve benétigt wird, welche
tiblicherweise mit einer Aktivierungszeit von 10-15 Minuten aktiviert wird. Die Schwankungsbereiche
sind durch unterschiedliche Annahmen beziiglich der Genauigkeit der Vorhersagen fiir die tatséchliche
Windkraftleistung bedingt. Das Mass fiir die Genauigkeit der Vorhersagen stellt die Standard-
abweichung der Wahrscheinlichkeitsverteilung des Prognosefehlers (Abweichung der aktuellen WKA-
Leistungsabgabe von der WKA-Leistungsabgabe des Vortags) dar, welche mit 8-14% angenommen
wird. Heute erreichen die Prognosen Werte von 12%. Daraus wird auch der erhebliche Einfluss der
Qualitdt der Windvorhersagen und die Notwendigkeit von moglichst guten Prognosen ersichtlich.

Es ist davon auszugehen, dass die Windenergienutzung in den néichsten Jahrzehnten in ganz Europa
erheblich ausgeweitet wird. Dies wird Erweiterungen des europdischen Hochspannungsnetzes
erfordern, um die schwankende Verfiigbarkeit der Windenergie in Europa ausgleichen zu kénnen. Die
Schwankungen sind umso grosser, je kleinrdumiger der Verbund der Windenergieanlagen ist.
Analysen zur Windenergieverfiigbarkeit zeigen, dass eine Verfiigbarkeit der Windleistung von unter
20% mit einer Haufigkeit von 37% in einem europiischen Park auftreten (Czisch & Giebel 2000).

Generell stellt auch international die derzeitige Struktur des Strommarktes ein Hindernis fiir die
Entwicklung der Windenergie dar. Die Gesetzgebung ist beziiglich Planung, Zertifizierung und
Netzzugang momentan auf grosse zentralisierte Kraftwerke zugeschnitten. Die umfangreichen
Genehmigungsverfahren begtinstigen die Stromproduktion in grosstechnischem Massstab und stellen
fiir erneuerbare Energien eine nicht zu unterschitzende Hiirde dar. Dazu kommen die kurz- und
mittelfristigen Uberschiisse in der Stromproduktionskapazitit Europas. Derzeit ist es billiger, mehr
Kohle und Gas in den vorhandenen Kraftwerken zu verbrennen, als eine neue Windkraftanlage zu
betreiben. Es werden also entsprechende Investitionen nicht getitigt, auch wenn eine neue
Technologie wie die Windenergie durchaus mit neuen Kohle- oder Gaskraftwerken konkurrieren
konnte. Als weitere Hindernisse konnen die mangelnde Planungssicherheit auf nationaler und
internationaler Ebene, mangelnde integrierte Netzplanung und Netzmanagment, mangelnde
Vorhersagbarkeit und Stabilitdt der Markte, das Fehlen gesetzlicher Regelungen fiir internationale
Gewisser, das Fehlen von Netzen im Offshore-Bereich sowie ein Mangel an langfristiger Forschungs-
und Entwicklungsforderung (Millais & Teske 2004).

5.6.3 Rahmenbedingungen fiir zukiinftige Entwicklung und Marktreife

Aus technologischer Sicht bestehen bei Windkraftanlagen heute keine Hindernisse, die eine
erfolgreiche Marktentwicklung auch in der Schweiz behindern wiirden. Wie der Boom der
Windenergie in anderen europdischen Léndern zeigt, sind die kommerziell erhiltlichen Anlagen
ausgereift und zuverlédssig. Fundamentale Verdnderungen sind in den néchsten Jahren nicht mehr zu
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erwarten, technologische Fortschritte werden sich wahrscheinlich auf funktionelle Details und eine
Erhohung der Kapazitit sowie auf die Anpassung an Offshore-Bedingungen beschrinken. Somit
miissten lediglich die richtigen Rahmenbedingungen geschaffen werden, um der Windenergie auch
hierzulande zum Durchbruch zu verhelfen.

Darunter ist primédr eine staatliche Unterstiitzung, vorzugsweise in Form einer garantierten
Mindesteinspeisevergiitung, fiir den Strom zu verstehen. Wie die Beispiele anderer Lénder zeigen,
kann eine Realisierung des potenziell zur Verfiigung stehenden Ausbaupotenzials auf diese Weise am
schnellsten erreicht werden. Ausserdem sollte dafiir gesorgt werden, dass Bewilligungs- und
Planungsverfahren vereinfacht und beschleunigt werden. Wie die Vergangenheit zeigte, kommt es
immer wieder zu Einsprachen gegen die Errichtung von Windkraftanlagen, die zu Verzogerungen
filhren. Deren aufschiebende Wirkung sollte durch angemessene gesetzliche Regelungen moglichst
gering gehalten werden.

Eine Moglichkeit, Windkraftanlagen 6konomisch zu betreiben, stellt auch der Verkauf der Elektrizitdt
als Okostrom dar, wodurch hohere Preise erzielt werden konnen. Elektrizititsversorger bieten heute
schon erfolgreich Strom aus erneuerbaren Energiequellen zu hoheren Preisen an, etwa aus
Wasserkraft, Biomasse und Photovoltaikanlagen." Es kann davon ausgegangen werden, dass ein
ausreichen grosses Marktpotenzial an umweltbewussten Konsumenten, die bereit sind einen etwas
hoheren Preis fiir umweltfreundlich erzeugte Elektrizitdt zu bezahlen, vorhanden ist (Spreng et al.
2001). Mit Hilfe eines entsprechenden Marketings kann sicher auch Windstrom erfolgreich in dieses
Segment aufgenommen werden. Damit konnte eventuell auch das Bewusstsein geschaffen werden,
dass Windkraftanlagen nicht hauptsichlich die Landschaft verschandeln, sondern vor allem eine
okologisch vorteilhafte Alternative zur Stromerzeugung darstellen.

5.7 Offene Fragen, Forschungsaktivitaten und —bedarf

In Bezug auf die Windkraft in der Schweiz ist die wichtigste offene Frage, inwieweit der Staat durch
die Schaffung von geeigneten Rahmenbedingungen eine Rolle als Initiator einer erfolgreichen
Entwicklung der Windenergie tibernehmen will.

Im Allgemeinen gibt es insbesondere hinsichtlich des Ausbaus der Offshore-Windkraftanlagen offene
Fragen. Da momentan erst aussagekriftige Betriebserfahrungen fiir relativ kiistennahe Windparks mit
Anlagen im 2 MW-Bereich vorliegen, besteht noch keine Sicherheit, ob bei der Errichtung und beim
Betrieb grosserer Anlagen bei grosserer Meerestiefe und stirkerem Seegang ernsthafte Probleme
auftreten. Auch der Einfluss der Offshore-Anlagen auf die lokalen Okosysteme ist noch nicht
ausreichend erforscht, wobei jedoch keine gravierenden Einfliisse, welche heute noch unbekannt sind,
erwartet werden konnen. Fiir die Schweiz spielen diese Faktoren jedoch lediglich beim Import von
Windstrom eine Rolle.

Hinsichtlich dieses Imports bestehen auch noch einige Unklarheiten. Einerseits divergieren die
Schitzungen der moglichen Kosten relativ stark, andererseits ist derzeit nicht klar, wie die beste
Losung fiir den sicherlich nétigen Ausbau des Stromnetzes zwischen den Produktionsgebieten an und
auf der Nordsee bzw. den Verbrauchern in der Schweiz aussieht. Hier sind noch weitere
Untersuchungen, auch im Hinblick auf die prinzipielle Realisierbarkeit dieser Option notwendig.

Auch beziiglich der optimalen Integration der Windkraftanlagen bei einem hohen Anteil des dezentral
erzeugten und zeitlich stark variablen Windstroms an der Gesamtstromproduktion wird momentan
geforscht. Auch die Moglichkeiten der kurz- und mittelfristigen Stromspeicherung zum Ausgleich der
auftretenden Lastspitzen und zur Gewihrleistung der Netzstabilitdt werden untersucht. Diese Fragen

http://www.axpo.ch/prod_dienstleistungen/privatkunde/naturstrom/naturstrom.asp ~ (26.5.2004). Die AXPO bietet

beispielsweise drei verschiedene Naturstromprodukte an, welche aus unterschiedlichen Anteilen an Strom aus grossen
Wasserkraftwerken, Kleinwasserkraftwerken, Biomasse- und Photovoltaikanlagen zusammengestzt sind.
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sollten jedoch in nichster Zeit in der Schweiz keine Rolle spielen, da die Windenergie nach
derzeitigem Stand der Dinge noch langere Zeit keinen allzu grossen Beitrag leisten wird.

5.8 Schlussfolgerungen

Gegenwirtig betrdgt der Anteil der Windkraftanlagen an der gesamten Stromerzeugung von gut
950 GWh/a aus erneuerbaren Energien (ohne Kleinwasserkraft) nur ungefihr 0.5%. Verschiedene
Studien haben gezeigt, dass in der Schweiz bis 2050 ein realistisches technisches Windkraftpotenzial
in der Grossenordnung von etwa 1150 GWh/a aus Windparks vorhanden ist. Dieses verteilt sich auf
96 Standorte, wobei die meisten im Jurabogen sowie in den Voralpen und Alpen identifiziert wurden.
Aus Einzelanlagen, welche ebenfalls die Kriterien des Konzepts Windenergie Schweiz erfiillen,
konnten zusétzliche 2850 GWh/a Windstrom produziert werden. Um die Zielsetzungen von Energie
Schweiz von 50 — 100 GWh/a fiir 2010 und 200 GWh/a fiir 2020 zu erreichen, geniigt bereits ein
teilweiser Ausbau des Potenzials von 316 GWh/a an den 16 kantonalen/kommunalen und 12
»prioritiren Standorten. Bis 2035 erscheint eine Zunahme auf rund 600 GWh/a méglich, und bei
einem Vollausbau aller Windparkstandorte bis ins Jahr 2050 konnte das Gesamtpotenzial von
1150 GWh/a ausgeschopft werden.

Was die Gestehungskosten anbelangt, so kann derzeit nur in der Anlage Mont Crosin Ost mit
12 Rp./kWh zu einigermassen konkurrenzfihigen Preisen Windstrom produziert werden, wéhrend die
anderen Anlagen zum Teil deutlich tiber dem Einspeisetarif von 15 Rp./kWh liegen. Obwohl die
Windenerige technologisch etabliert ist, besteht ein Potenzial fiir Verbesserungen sowie
Kostenreduktionen, vor allem da in der Schweiz bisher mit Ausnahme des Mont Crosin keine
grosseren Anlagen gebaut wurden. Fiir 2020 konnen durchschnittliche Gestehungskosten im Bereich
von 12.9 — 14.3 Rp./kWh erwartet werden, fiir 2035 zwischen 12.0 — 13.8 Rp./kWh, wihrend fiir 2050
nur noch eine geringfiigige Reduktion auf etwa 11.6-13.8 Rp./kWh zu erwarten ist. Dies stimmt auch
gut tiberein mit den durchschnittlichen Gestehungskosten von 13 Rp./kWh fiir 2020 aus dem Konzept
Windenergie Schweiz (BFE/BUWAL/ARE 2004b), und trifft sich auch mit der Prognose von
(Horbaty 2004), der fiir 2020 von mittleren Gestehungskosten von 13 Rp./kWh und einer Spannweite
von 8§ — 20 Rp./kWh ausgeht.

Im Allgemeinen sind jedoch weder ein Mangel an geeigneten Standorten noch die Kosten ein
limitierender Faktor betreffend der zukiinftigen Entwicklung der Windkraft in der Schweiz. Als ein
viel grosseres Hindernis fiir den weiteren Ausbau haben sich die regelmédssig wiederkehrenden
Einsprachen von Windkraftgegnern aus Griinden des Landschaftsschutzes und des Naturschutzes
erwiesen. Insgesamt sind in der Schweiz zur Zeit Projeke im Umfang von rund 20 MW blockiert
(BFE/BUWAL/ARE 2003). Generell konnen die Umweltauswirkungen bei sorgfiltiger Planung
jedoch als gering eingestuft werden, insbesonders auch im Vergleich zu fossilen Technologien.

Was schliesslich die zukiinftige Verfligbarkeit von Windstromimporten betrifft, so kénnen zwar
Szenarien zur Abschitzung dieses Potenzials entwickelt werden, ob und in welchem Umfang ein
Import ab dem Jahr 2020 aber eine mogliche Option darstellt, hdngt weit gehend von den politischen
Rahmenbedingungen ab. Ein weiterer kritischer Faktor ist, dass heutige Abschitzungen darauf
hindeuten, dass die Preise fiir den Windstromimport nicht viel tiefer sein diirften als jene fuir die
Produktion in der Schweiz.

Tab. 5.16 gibt einen zusammenfassenden Uberblick iiber die Indikatoren zur Stromerzeugung in
Windkraftwerken.
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Tab. 5.16 Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in Windkraftanlagen.

Physikalische und technische Potenziale

Umwandlung von Luftstrémung (Wind) in elektrischen Strom;
Typischerweise beginnt die Stromproduktion ab einer
Windgeschwindigkeit von ca. 3.5-4 m/s

Physikalisches Potenzial

9.2*10° GWh/a ' (BFE/BUWAL/ARE 2004b)

Integriertes Potenzial in der Schweiz

Nennleistung 5.35 MW; Stromproduktion 5.4 GWh/a (Ende 2003)

Technisch realistisch erschliessbares
Potenzial in der Schweiz

Szenario (BFE/BUWAL/ARE 2004a; BFE/BUWAL/ARE 2004b):
1150 GWh/a aus Windparks (728 WKA an 96 Standorten)
2850 GWh/a aus Einzelanlagen

(Referenz-WKA mit Nennleistung 1250 kW)

Szenario (Horbaty 2004):

1470 GWh/a (Referenz-WKA mit Nennleistung 1750 kW) bis 1680
GWh/a (Referenz-WKA mit Nennleistung 2000 kW)

Flr detailliertere Angaben vgl. Kap. 5.3.2

Dargebot

Stark standortspezifsch; variiert zwischen ca.750 und 2000
Volllaststunden/a; gute Windbedingungen im Jurabogen und
oberhalb von 800 m Seehbéhe

Stand der Technik

Horizontalachsige Windturbinen mit 2 oder 3 Rotorblattern mit einer
heute kommerziell angebotenen Nennleistung von 600 kW bis 3 MW
(Onshore) bzw. bis zu 5 MW (Offshore);

Rotordurchmesser Onshore: 40 m — 95 m
Turmhohe Onshore: 40 m — 120 m
Rotordurchmesser Offshore: 80 m — 125 m
Turmhohe Offshore: 60 — 100 m

Umweltauswirkungen vgl. Kap. 5.5

stark ortsabhangig
Technik Horizontalachsige Windkraftanlage
Produktionsmethode Industrielle Erzeugung

Wirkungsgrad (zeiliche Entwicklung)

20%-35% (annahernd konstant, ausgereifte Technologie)

Marktreife

Marktreif

Lebensdauer

20 Jahre (Teile 40 Jahre)

Kosten (zeitliche Entwicklung)

Derzeit CH: 12-20 Rp./kWh (Mt. Crosin 600-850 kW)
50-60 Rp./kWh (Grenchenberg 150 kW)
bis max. 90 Rp./kWh (Kleinanlage)
12.9-14.3 Rp./kWh

12.0-13.8 Rp./kWh

11.6-13.8 Rp./kWh

Zukunft CH? (2020):
(2035):
(2050):

Derzeit DE:
Zukunft DE (2020):

Onshore: 7.8-20.2 Rp./kWh
Onshore: 4.7-12.4 Rp./kWh

Onshore:
6.2-7.8 Rp./kWh (sehr gute Standorte)
9.3-12.4 Rp./kWh (durchschnittl. Standorte)
Offshore: 7.8-18.6 Rp./kWh
Onshore:

(2020): 3.8-10.4 Rp./kWh

(2035): 3.5-9.0 Rp./kWh
Offshore:

(2020): 6.1-14.6 Rp./kWh

Derzeit Europa:

Zukunft Europa:

Importkosten (2020):  Gesamt 7.7-14.9 Rp./kWh
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Periphere Investitionen

Netzanschluss:

Onshore: 14% der Investionskosten (Europa)
20% der Investitionskosten (CH)
Offshore: 25% der Investitionskosten(Europa)

Planungskosten

Onshore: 2.5% der Investionskosten (Europa)
Offshore: 4% der Investitionskosten(Europa)

Planungsdauer

Bis 1 Jahr (ohne Einsprachen)

Typische Betriebskosten

Onshore: 2-5% der Anlagekosten
Offshore: 5-7.5% der Anlagekosten

Lernkurven

Kostenreduktionspotenziale:

bis 2010: 15%

2011-2025: 10%

2026-2050: 0% (Millais & Teske 2004)

!Entspricht der Energie der bewegten Luftmasse bis ca. 300 m iiber Boden iiber der gesamten Fliche der Schweiz.

% Diese Kosten werden wohl vorrangig an den 16 kantonalen/kommunalen und 12 ,prioritiren Windpark-Standorten
erreichbar sein, welche ein Potenzial von ungefihr 316 GWh/a umfassen. Fiir die ,,ibrigen” Standorte diirfte diese Schétzung
jedoch zu optimistisch sein. Gemiss (Horbaty 2004) liegen die durchschnittlichen Gestehungskosten im Jahr 2020 bei ca.
13 Rp./kWh, also etwa im gleichen Bereich, wenn man annimmt, dass nur Anlagen von 2000 kW Nennleistung gebaut
werden, um das Potenzial von rund 1.7 TWh/a auszuschopfen. Die Spannweite der Gestehungskosten reicht trotzdem von

8 Rp./kWh an den besten Standorten bis zu 20 Rp./kWh an den weniger geeigneten Standorten.
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5.9
ARE
AWEA
BFE
BUWAL
BWEA
COz—Aq.

DEWI

EWEA

GIS

GWh, MWh, kWh

IEA
kW, MW

LCA
NOx
PM,,
SO,
UVEK
WKA

Abkiirzungsverzeichnis

Bundesamt fiir Raumentwicklung

American Wind Energy Association
Bundesamt fiir Energie

Bundesamt fiir Umwelt, Wald und Landschaft
British Wind Energy Association

Fiir die Charakterisierung des Treibhauspotenzials (Global Warming Potenzial,
GWP) wird CO, als Referenzwert benutzt (=1) und die anderen
treibhausrelevanten Gase (z. B. Methan, Kohlenmonoxid, fliichtige organische
Verbindungen, Stickoxide) werden nach wissenschaftlich hergeleiteten
Umrechnungsfaktoren in CO,-Aquivalente umgerechnet.

Deutsches Windenergie-Institut
European Wind Energy Association
Geographisches Informationssystem

Gigawatt-Stunden, Megawatt-Stunden, Kilowatt-Stunden: Masseinheit der
produzierten oder verbrauchten Energie.
1 GWh = 1000 MWh = 1'000'000 kWh

International Energy Acency

Kilowatt, Megawatt: Masseinheit der Leistung. Bei Windkraftanlagen auch fiir
die Angabe der Nennleistung gebrauchlich, das heisst fiir die Leistungsfahigkeit
bei voller Auslastung des Generators.

Life Cycle Analysis (Lebenszyklusanalyse)

Stickoxide

Partikel mit einem Durchmesser <10 um

Schwefeldioxid

Departement fiir Umwelt, Verkehr, Energie und Kommunikation

Windkraftanlage
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6 Stromerzeugungspotenzial von Biomasse in
der Schweiz
6.1 Einleitung

Im 19. Jahrhundert war Biomasse die Hauptenergiequelle der gesamten Erde. Holz, Torf und Stroh
wurden in Europa zum Kochen und Heizen verwendet. Auf Grund der relativ geringen Energiedichte
wurde Biomasse im zwanzigsten Jahrhundert zuerst durch Kohle und spiter durch Ol und Gas
substituiert. Fossile Energietrdger haben allerdings auf lange Sicht entscheidende Nachteile. Sie sind
nur in beschrinktem Umfang verfiigbar und emittieren bei der Verbrennung sowohl Treibhausgase als
auch Verbrennungsschadstoffe.

Biomasse ist einer der Energietriiger, die einen reibungsfreieren Ubergang weg vom fossilen Zeitalter
bieten. Durch eine effiziente energetische Nutzung im Bereich der Stromerzeugung erdffnet Biomasse
der Schweiz die Moglichkeit, weiterhin weitgehend unabhiingig von Kohle, Ol und Gas zu bleiben
und zudem die Treibhausgas- und Schadstoffemissionen gering zu halten. Mit einem 6kologischen
Biomassepotenzial von 122 PJ im Jahr 2040 kann die heutige Nutzung um das 2.5 bis 3-fache
gesteigert werden (BFE 2004). Zudem stellt die energetische Nutzung von Biomasse einen weitgehend
geschlossenen CO, Kreislauf dar. Der Grund liegt hauptséchlich darin, dass Biomasse wihrend des
Pflanzenwachstums so viel CO, aus der Luft aufnimmt, wie bei der Verbrennung abgegeben wird.
Somit kann Biomasse als CO, neutral betrachtet werden.

Biomasse eignet sich im Gegensatz zu anderen Formen erneuerbarer Energie zur Bereitstellung von
Treibstoffen und es kann davon ausgegangen werden, dass langfristig Treibstoffe und chemische
Grundstoffe wichtige Produkte aus Biomasse sein werden. Die Produktion von Strom aus Biomasse
steht in Konkurrenz zur Produktion von Treibstoffen einerseits und Heizwérme aus Holz andererseits.
Im Rahmen dieser Arbeit werden ausschliesslich Optionen zur Gewinnung von Strom aus Biomasse
aufgezeigt. Dabei stehen zwei Technologieszenarien im Vordergrund. Zum einen wird eine
Verwertung von Biomasse zur reinen Stromerzeugung betrachtet. Dieses Szenario konzentriert sich
auf die Effizienzsteigerung bei der Stromerzeugung und resultiert im Bau von Grossanlagen. Zum
anderen wird eine Verwertung von Biomasse in Wirme-Kraft-Kopplungsanlagen (WKK) betrachtet.
Dieses Szenario tendiert zu dezentralen Kleinanlagen mit einem hohen Gesamtwirkungsgrad. In Bezug
auf Biomasse werden zwei Arten von Biomasse unterschieden, der traditionelle Holzbrennstoff und
nasse Biomasse.

Das Spektrum der Nutzungspfade von der Biomasse bis zu Strom und Wirme als Produkte ist
vielfiltig und eine vollstindige Beschreibung aller Pfade ist sehr aufwindig. Wir haben im
vorliegenden Kapitel versucht, technologische Trends in der Verstromung von biogenen Brennstoffen
aufzuzeigen und darzustellen. Eine verldssliche Prognose iiber die zu erwartende Entwicklung der
Kapazititen und Kosten der Stromproduktion aus Biomasse war uns mit den zur Verfiigung stehenden
Mitteln und Zeit leider nicht moglich.

6.1.1 Definition

Biomasse im Sinne dieser Studie sind pflanzliche und tierische Stoffe, die energetisch genutzt werden
konnen. Die Potenzialstudie des BFE (BFE 2004) unterscheidet Biomassesortimente geméss ihrer
Herkunft. Diese Sortimente sind in Fig. 6.4 und Fig. 6.5 ausgewiesen. Im Folgenden sind wir von
einer Technologie-orientierten vereinfachenden Klassifikation in holzartige trockene Biomassen
einerseits (Verbrennung, Vergasung) und nasse Biomassesortimente (Vergirung, hydrothermale
Umwandlung) ausgegangen. Holzartige Sortimente: Waldholz, Feldgeholze, Hecken, Obstbau,
Altholz, Restholz, feste Abfille aus Industrie, Gewerbe und Haushalten; nasse Biomasse: Schlimme,
tierische Exkremente, Ernteriickstinde, Gras, etc.. Damit ist der grosste Teil der in der Schweiz
relevanten Biomassesortimente erfasst. Nicht relevant fiir die Stromerzeugung sind Energiepflanzen,
welche direkt zu Treibstoffen verarbeitet werden, wie z.B. Rapsol oder zucker- und stirkehaltige
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Produkte zur Ethanolherstellung. Energiepflanzen haben in der Schweiz generell eine wenig
bedeutsame Rolle.

6.1.2 Schweizer Stromversorgung und Trends fiir die Biomasseverstromung

Im Jahr 2002 wurde Biogas zur Stromerzeugung in WKK Anlagen in grésseren Mengen eingesetzt.
Insgesamt summiert sich die Stromproduktion aus Biogas in der Schweiz auf 153 GWh (dabei
stammen 110 GWh aus Abwasserreinigungsanlagen, 14.5 GWh aus Biogasanlagen und 28.5 GWh aus
Deponiegasanlagen) und die Wérmeproduktion auf 1061 TJ (BFE 2003). Auch der Anteil an biogenen
Stoffen bei der Miillverbrennung ist hoch. Im Jahr 2003 wurden insgesamt 2598 TJ Strom durch
Mitverbrennung biogener Materialien in Miillverbrennungsanlagen erzeugt (BFE 2003). Dabei wird
davon ausgegangen, dass der biogene Anteil im Hausmill ca. 50% ausmacht. Die inldndische
Gewinnung von Brennholz hat sich zwischen 1970 und 2000 von 10100 TJ auf 20’040 TJ fast
verdoppelt (GEST 2000). Der Zuwachs wurde vorwiegend fiir die Bereitstellung von Wirme
verwendet.

Seit Anfang der 1990er Jahre ist die dezentrale Stromerzeugung auf Holzbasis vermehrt in der
Diskussion. Die reine Verstromung ohne Wirmenutzung stand bisher in der Schweiz nicht zur
Diskussion. Verschiedene WKK Projekte auf Holzbasis wurden in der Zwischenzeit realisiert. Die
elektrische Leistung dieser Anlagen liegt im Bereich von 0.3 bis 1 MW,,. Die Anlagen werden mit
naturbelassenem Holz oder Altholz betrieben. Bei diesen Anlagen, wie auch bei den KVA, kommt zur
Stromerzeugung hauptsichlich die Dampfturbine zum Einsatz. In jiingster Zeit kommen anstelle von
Wasser auch organische Arbeitsfluide (ORC) im Dampfprozess zum Einsatz. Dampfprozesse mit
Wasser als Arbeitsfluid haben einen hohen technischen Entwicklungsstand erreicht. Die grdssten
Dampfturbinenanlagen werden zur Kohleverstromung und in Kernkraftwerken eingesetzt. Im 1 GWy,
Massstab werden elektrische Wirkungsgrade von 46% erreicht. Im Vergleich dazu erreichen die
verhiltnisméssig kleinen holzbefeuerten WKK-Anlagen aus thermodynamischen Griinden elektrische
Wirkungsgrade im Bereich von 10 bis 15%. Diese WKK-Anlagen sind damit vorwiegend Wirme-
produktionsanlagen. Um den elektrischen Wirkungsgrad wesentlich zu steigern und die Strom-
gestehungskosten zu senken, miissen deutlich grossere Anlagen gebaut oder neue Technologien
eingesetzt werden.

In der Schweiz ist die Umsetzung von grossen Dampfheizkraftwerken u.a. mit der Schwierigkeit
verbunden, dass die Standorte fiir grosse Anlagen limitiert sind. Das bisher weltweit grosste realisierte
Damptheizkraftwerk auf Holzbasis ist in Schweden in Betrieb. Die Brennstoffleistung betragt
150 MWy, und ein elektrischer Wirkungsgrad von bis zu 29% wird erreicht. Moderne KVAs haben
eine vergleichbare Brennstoffleistung. Eine hohe Warmenutzung bei den KVAs wird in der Schweiz
jedoch nur von Stddten wie z.B. von Basel erreicht, die {iber ein gut ausgebautes Wéarmenetz verfiigen.
Ohne Wirmenutzung sind holzbefeuerte Dampfprozesse in der Regel nicht wirtschaftlich betreibbar.

Mit der Zielsetzung der Steigerung des elektrischen Wirkungsgrades und der Senkung der
Stromgestehungskosten haben in den letzten 10 Jahren verschiedene Firmen im In- und Ausland
versucht, neue WKK-Systeme auf Holzbasis zu entwickeln. In der Schweiz standen Systeme mit einer
Leistung unter 500 kW, im europdischen Ausland Anlagen zwischen 500 und 2000 kW im
Vordergrund. Bei diesen WKK Technologien kommt die Technik der Holzvergasung zum Einsatz.
Das gereinigte Holzgas wird iiber einen Gasmotor verstromt. Der elektrische Wirkungsgrad solcher
Systeme liegt im Bereich von 25%. Gemessen an den eingesetzten Mitteln, ist der erreichte
technologische Stand beachtlich. Mit einer Reihe von Pilotanlagen wurden in den letzten Jahren
wichtige Betriebserfahrungen gesammelt. Diese Erfahrungen werden in Neuanlagen einfliessen und
werden zu weiteren Kostenreduktionen fithren. Entscheidend ist, dass weitere Anlagen gebaut werden
konnen. Im Gegensatz zur Schweiz wurde im Ausland die reine Verstromung von Biomasse
technologisch vorangetrieben. Die Verstromung tiber Gasturbinen bzw. Kombikraftwerke steht dabei
im Vordergrund mit elektrischen Leistungen iiber 10 MW. Dazu wurden Pilot- und Demonstrations-
anlagen gebaut.
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Abschliessend kann zur Ausgangslage folgendes gesagt werden: Die nationale und internationale
Technologieentwicklung der letzten 10 Jahre zur Verstromung von Holz ist beachtlich und
ermutigend. Grosse Unsicherheiten bestehen bei den Marktchancen fiir Strom aus Holz und
holzartigen Biomassen. Die eingesetzten F&E sowie P&D-Mittel waren fiir die gesteckten Ziele
vielfach nicht angemessen. Fiir die Technologieentwicklung ist die nationale Energie-, Umwelt- und
Industriepolitik entscheidend. Heute verfiigen diejenigen Lander tiber die notwendigen Technologien,
in welchen frithzeitig entsprechende Rahmenbedingungen geschaffen wurden. Beispiele dafiir sind
Osterreich, Finnland oder Danemark.

6.2 Technologiebeschreibung

Die fir die Stromerzeugung im Vordergrund stehenden Biomassesortimente sind Holz oder
holzédhnliche Stoffe (,trockene Biomasse®) oder nasse Biomasse (Schlimme, Pflanzenmaterial mit
hohem Wassergehalt, wisserige Losungen von biogenem Material). Fiir diese beiden Biomasse-
sortimente wird von einer unterschiedlichen Technologieentwicklung ausgegangen, was die primire
Umwandlung und deren Integration in einen Stromerzeugungsprozess betrifft. Nicht beriicksichtigt in
dieser Studie werden alternative Szenarios der Biomassenutzung, wie z.B. die reine Warmeproduktion
(Holzfeuerungen) oder die Produktion von Treibstoffen aus Holz oder aus speziell angebauten
Energiepflanzen. Das bedeutet, dass die Studie keine Aussagen macht tiber den Anteil des gesamten
Biomassepotenzials, der beispielsweise in die Produktion von Treibstoffen, Chemikalien oder Wérme
(ohne Strom) geht. Die klassischen Technologien zur Verstromung von Biomasse sind

a) die Verbrennung von Holz und holzidhnlichen Stoffen in einer Rostfeuerung, kombiniert mit einem
Dampfprozess, und

b) die anaerobe Vergirung von Biomasse (meist Abfillen) zu Biogas und dessen Verstromung in
Gasmotoren.

Im Hinblick auf hohe energetische Wertschopfung und geringere spezifische Investitionskosten laufen
die Technologie-Entwicklungen generell in Richtung hoherer Wirkungsgrade, sowohl fiir die reine
Stromerzeugung, als auch fiir die gekoppelte Warmeproduktion (WKK). Wie bei thermischen Anlagen
zur Verstromung von fossilen Brennstoffen sind die realisierbaren Wirkungsgrade und spezifischen
Investitionskosten abhingig von der Grosse der Anlagen. Thermische Verluste sind grosser, je kleiner
die Anlage. Ein wesentlicher Unterschied zwischen Biomasse-Anlagen und fossilen Kraftwerken bzw.
WKK-Anlagen liegt in der Logistik. Die O6konomisch und 0&kologisch noch vertretbaren
Transportdistanzen fiir Biomasse sind umgekehrt proportional zum spezifischen Heizwert der
Biomassen. Entsprechend erwarten wir grossere Kraftwerke im Bereich von bsi zu 100 MW, nur mit
Holz als Brennstoff, wihrend fiir Stoffe mit geringer Energiedichte, wie z.B. Giille, die realisierbaren
Anlagengrossen auf ein paar MW beschrinkt bleiben werden.

Die Realisierung grosser Anlagen ist andererseits auch beschriankt fiir WKK-Anlagen. Der Markt fiir
grosse WKK-Anlagen ist im Wesentlichen begrenzt durch die Verfiigbarkeit geeigneter grosser
Wirmebezugsstandorte. Eine substanzielle Erhohung der Biomassenutzung iiber WKK-Anlagen mit
optimaler Nutzungseffizienz bedingt, dass die Anlagen den Bediirfnissen des (dezentralen)
Wiérmemarktes angepasst werden konnen. Somit sind Technologieentwicklungen stark von der Markt-
entwicklung abhingig, bzw. mogliche Marktentwicklungen bedingen unterschiedliche Technologie-
entwicklungen.

Fir diese Studie werden fiir zukiinftige Technologieentwicklungen zwei Szenarien fiir die
Entwicklung des Marktes betrachtet.

a) Klimaschutz, CO,-Vermeidung und damit hochstmogliche Gesamtwirkungsgrade stehen im
Vordergrund. Stromerzeugung mit maximierter Primérenergienutzung (WKK-Szenario): Die
Biomassenutzung wird unter dem Gesichtspunkt der optimalen Primédrenergienutzung gefordert.
Wiérmenutzung ist von zentraler Bedeutung und die Stromerzeugung findet bevorzugt in WKK-
Anlagen statt.
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b) Substitution und neue Stromerzeugungskapazitit stehen im Vordergrund (Stromknappheit):
Maximierte Stromerzeugung (Strom-Szenario): Die verfiigbare Biomasse wird mit moglichst
hohem Wirkungsgrad und moglichst tiefen Kosten verstromt.

Fiir die Technologieentwicklung wird davon ausgegangen, dass je nach dem Typ der Biomasse fiir die
Stromerzeugung unterschiedliche Technologien fiir die primdre Umwandlung der Biomasse in einen
fiir die Stromerzeugung einsetzbaren Brennstoff zum Einsatz kommen.

6.2.1 Marktentwicklung und Technologieentwicklung

Fig. 6.1 verdeutlicht die erwartete Entwicklung von Verstromungstechnologien aus Holzbrennstoffen.
Die Marktentwicklung (blaue Pfeile) stellt die angenommenen Bediirfnisse des Markts bezogen auf
den Wirkungsgrad der Stromerzeugung und die Anlagenkapazitit dar. Unterschieden wird dabei die
Marktentwicklung von WKK Anlagen und Anlangen zur reinen Stromerzeugung. Unabhingig vom
Anlagentyp erwarten wir eine Entwicklung zu hoheren elektrischen Wirkungsgraden. Im WKK-
Szenario wird davon ausgegangen, dass die Entwicklung der Technologien im Wesentlichen durch
den Wirmemarkt bestimmt wird. Da der Wiarmebedarf von Gebduden ab- und der Strombedarf
zunimmt, wird eine Entwicklung zu hoheren elektrischen Wirkungsgraden einerseits, und zu
geringeren Wirmeleistungen bzw. tendenziell eher kleineren Anlagen angenommen. Fiir das Strom-
Szenario wird davon ausgegangen, dass die Entwicklung zu grosseren Kraftwerken hin verlduft. Im
Stromszenario wird auch davon ausgegangen, dass der hohe Strombedarf zum Bau von
Gaskraftwerken in der Schweiz fithren wird. Eine kombinierte Verbrennung von Biomasse in fossil
beheizten Kraftwerken ist eine mogliche Entwicklung. Diesen erwarteten Marktentwicklungen bzw.
diesen Bediirfnissen des Markts wurden in einem zweiten Schritt dann wahrscheinliche Technologie-
entwicklungen (schwarze Kisten) zugeordnet.

Fig. 6.2 verdeutlicht die zukiinftige Technologieentwicklung fir die Verstromung von nasser
Biomasse. Es wird von grundsitzlich dhnlicher Marktentwicklung fiir die beiden Szenarien
ausgegangen, allerdings sind die erwarteten Anlagen kleiner und damit generell das WKK-Szenario
wahrscheinlicher. Dies vor allem wegen der aufwindigeren Logistik und der schlechteren
Lagerfihigkeit der nassen Biomasse. Analog zu Fig. 6.1 erwarten wir einen Trend zu hoheren
Wirkungsgraden. Von der Grésse der Anlagen her werden sich fiir diese Anlagen wohl kaum
unterschiedliche Technologien fiir reine Stromerzeugungsanlagen und WKK-Anlagen entwickeln.
Einspeisung des aus nasser Biomasse produzierten Gases in grosse und effizient zu betreibende GuD-
Kraftwerke ist eine Option.

Wir gehen davon aus, dass im Bereich der nassen Biomasse neue Technologien entwickelt werden,
welche eine vollstindige Mineralisierung des nassen Materials erlauben und somit eine hohere
Energieausbeute erwarten lassen als die klassische anaerobe Vergédrung, welche jeweils nur einen Teil
der Biomasse zu Biogas umsetzt.
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Fig. 6.1 Zukiinftige Technologieentwicklung zur Verstromung von Holz. Bi-Fuel Gaskombi-Technik: Koppelung von
Druckvergaser mit konventionellem Gaskombi-Kraftwerk.

Stand der Technik heute sind Dampfprozesse, mit oder ohne Wérmeauskoppelung. Es ist zu erwarten,
dass sich in zukunft Prozesse auf der Basis von Vergasung wegen ihrer potenziell hoheren
Wirkungsgrade durchsetzen werden. Wiarme-Kraft-Kopplung (WKK) entwickelt sich tendenziell zu
kleineren Anlagen mit verbessertem elektrischem Wirkunsgrad. Druckvergasung ist Voraussetzung
fiir Gasturbinenprozesse und kommt bei grosseren Anlagen zum Tragen. Wirkungsgrad-
verbesserungen von konventionellen Stromerzeugungsmaschinen im Strom-Szenario setzen grossere
Anlagenkapazitdten voraus.
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Fig. 6.2 Zukiinftige Technologieentwicklung zur Verstromung von nasser Biomasse.
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Stand der Technik ist die anaerobe Vergidrung von dafiir geeigneten Substraten. Wirkungsgrad-
verbesserungen werden erwartet durch den Einsatz von Vergasungsverfahren in iiberkritischem
Wasser (hydrothermale Vergasung). Das Produkt der hydrothermalen Vergasung ist ein Gemsich aus
Methan und CO, und kann wie Biogas in fortgeschrittenen Stromerzeugungsanlagen umgesetzt
werden.

6.2.2 Derzeitige Technologien

Heute sind verschiedene Technologien vorhanden, die eine Verstromung von Biomasse erméglichen.
Im Auftrag vom BFE wurden in den letzten Jahren verschiedene Studien zur Verstromung von
Biomasse und Holz durchgefiihrt. Die Veroftentlichungen von (Nussbaumer 1997) und (Nussbaumer
2001) sind eine gute Zusammenstellung fiir eingefithrte und zukiinftige Holzverstromungsverfahren.
In Tab. 6.1 sind die heute am Markt eingefiihrten bzw. demonstrierten WKK- und Stromproduktions-
verfahren zusammenstellt. Die Verfahren werden unterteilt in Verfahren, die entweder trockene,
holzartige Biomasse (Holz) oder nasse Biomasse verwerten konnen. Die Verbrennung von Hausmiill
in KVA stellt heute die wichtigste Quelle von Strom aus Biomasse dar. Es wird davon ausgegangen,
dass ca. 50% des brennbaren Anteils im Hausmiill biogen ist und somit als Biomasse gerechnet
werden kann.

Tab. 6.1  Eingefiihrte und demonstrierte Biomasse-Technologien.

Trockene Biomasse (Holz, etc.) Nasse Biomasse
WKK Rostfeuerung mit Dampfprozess (inkl. KVA) Anaerobe Vergarung (Biogas,
Vergasung mit Gasmotor Klargas, Deponiegas, Kompogas mit
Gasmotor
Reine Rostfeuerung mit Dampfprozess (inkl. KVA) Anaerobe Vergarung (Biogas,
Stromproduktion Vergasung mit Gas- und Dampfturbine Klargas, Deponiegas, Kompogas) mit
Gasmotor

6.2.3 Zukiinftige Technologien
Trockene Biomasse (Holz)

Das technische Entwicklungspotenzial bei der Verstromung von trockenen Biomassen wie Holz ist
erheblich. Die Entwicklung von Technologien fiir die Verstromung von Biomasse ist eng mit der
Entwicklung der Technologie fiir die Stromerzeugung aus fossilen Brennstoffen gekoppelt (Gas, Ol,
Kohle). Insbesondere fiir die eigentlichen Stromerzeugungstechnologien (Gasmotor, Gas- oder
Dampfturbine, Brennstoffzelle) ist die Verstromung fossiler Brennstoffe die treibende Kraft der
Entwicklung (und wird es auf absehbare Zeit bleiben). Die Vergasungstechnik wird mit grossem
Aufwand fiir die Kohlevergasung weiterentwickelt. Obwohl Kohlevergasungstechnologie nicht 1:1 auf
Biomasse umgesetzt werden kann, bestehen bedeutende Synergien. Zentral fuir die Weiterentwicklung
der Stromerzeugung aus Holz ist die Entwicklung von Vergasungsverfahren im grossen
Leistungsbereich (Wirbelschicht- oder Flugstromvergaser) und im kleinen Leistungsbereich
(Festbettvergaser). Druckvergaser sind Voraussetzung fiir den Einsatz von Gasturbinentechnologie. In
den letzten 10 Jahren wurde international die Technologieentwicklung zur Verstromung von Biomasse
vorangetrieben. Demonstrationsanlagen mit fortgeschrittenen, und auf den Brennstoff Holz
optimierten Technologien, wurden realisiert (z.B. das indirekte Vergasungsverfahren in Giissing,
Osterreich, oder die Druckvergasung, gekoppelt mit Gasturbine, in Virnamo, Schweden). In Zukunft
ist damit zu rechnen, dass einige neue Technologien auf dem Markt erscheinen werden, bzw. dass die
demonstrierten Technologien auf dem Markt eingefiihrt werden. Wirtschaftlich interessante Optionen
ergeben sich in Bifuel Systemen, in welchen Biomasse als erneuerbarer Zusatzbrennstoff in einem
fossil gefeuerten Kraftwerk mitverbrannt wird. Neben der bereits existierenden Mitverbrennung in
Kohlekraftwerken sind solche Bifuel-Varianten auch mit modernen Gas-Kombikraftwerken denkbar
(Einspeisung von biogenem Gas in den Prozess und Verstromung mit hohem Wirkungsgrad). Bifuel-
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Varianten erlauben, die Vorteile grosser, mit Biomasse allein kaum realisierbarer Anlagen, beziiglich
Wirkungsgrad und Kosten auszunutzen (wahrscheinliche Entwicklung im Strom-Szenario).

Tab. 6.2  Zukiinftige Biomasse-Technologien mit Schatzung iiber den Zeitpunkt der Technologieverfiigbarkeit.

Holzbrennstoff Nasse Biomasse
Technologie Datum Technologie Datum
WKK Gasmotor-Kombi 2008 Hydrothermal Gasmotor 2020
Brennstoffzelle 2012 Hydrothermal Brennstoffzelle 2030
Brennstoffzelle-Hybrid 2015
Reine Bi-Fuel Gas-GuD 2010 Hydrothermal Bi-Fuel Gas GuD 2020
Stromproduktion
BZ-Hybrid mit 20 MWq, 2020 Hydrothermal GT 2020
50 WKK-Anlage
NC) II]]]]]]I Dampfheizkraftwerk
=
£ 50 N Gasmotor
(]
z
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Fig. 6.3  Zusammenfassende Darstellung heutiger und in Zukunft erwarteter elektrischer Wirkungsgrade von mit
trockener Biomasse (Holz) gefeuerten Stromerzeugungsanlagen. Die Wirkungsgradangaben stammen aus
eigenen Berechnungen und verschiedenen Veroéffentlichungen: (Bolhar-Nordenkampf 2004), (BMU 2004),
(Dornburg 2001), (Fichtner 2002), (Solantausta 2000), (Veringa 2003).

In Fig. 6.3 sind die Wirkunsgradbereiche der Verfahren zur Produktion von Strom aus holzartiger
Biomasse zusammengefasst. Die schraffierten Bereiche geben den Streubereich der aus verschiedenen
Veroffentlichungen ermittelten Daten. Zweierlei ldsst sich unschwer aus der Figur ableiten: Der
Wirkungsgrad der Verstromung ist eine Funktion der Anlagengrosse, wobei dies besonders deutlich
bei den am breitesten eingefithrten Dampfprozessen zum Ausdruck kommt.

Nasse Biomasse

Bei der nassen Biomasse zeichnet sich ein qualitativer Sprung in der Entwicklung ab. Biomasse kann
in Wasser in der Nihe des kritischen Punkts verfliissigt und, je nach Betriebsbedingungen zu Methan
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oder Wasserstoff vergast werden. Diese Technologie (Hydrothermale Vergasung) ist noch in der
Anfangsphase der Entwicklung. Eine Pilotanlage ist in Deutschland realisiert worden. Falls die
Technik erfolgreich entwickelt und am Markt eingefiihrt werden kann, ergibt sich ein erhebliches
Potenzial, die heutige anaerobe Vergidrung durch ein effizienteres Verfahren zu ersetzen bzw. zu
ergidnzen. Da das Gas aus einer hydrothermalen Vergasung bei hohem Druck anfillt, sind Prozesse
denkbar, die Druckentspannung des Produktgases in einer Turbine ausnutzen.

»~Hydrothermal“ bezeichnet ein wdssriges System unter Druck und erhohter Temperatur,
typischerweise in der Néhe oder sogar iber dem kritischen Punkt von Wasser (374°C, 22.1 MPa).
Nahekritisches und iiberkritisches Wasser bilden ein interessantes Reaktionsmedium, um chemische
Reaktionen durchzufithren. Insbesondere eignet sich dieses Medium fiir die Hydrolyse und die
Reformierung von Biomasse zu fliissigen und gasférmigen Produkten. Da der Ubergang eines
fliissigen Systems unter Druck ins Uberkritische keinen echten Phaseniibergang darstellt, muss keine
Verdampfungsenthalpie aufgewendet werden, im Gegensatz zu Gasphasenprozessen (z.B. atmos-
phérische Vergasung nasser Biomasse). Daher haben hydrothermale Prozesse das Potenzial fiir hohe
thermische Wirkungsgrade. Die ,,Traumreaktion* fiir die Umwandlung von Biomasse zu Methan kann
beispielhaft fiir Holz (waf") mit folgender Stochiometrie beschrieben werden:

CH, 490067 +0.29 H,O — 0.52 CH4 + 0.48 CO;, AH® =-26 kJ/mol (D

Die theoretisch maximale Methanausbeute betrigt gemidss Reaktion (1) 0.34 kg CHy/kg Holz(waf).
Dieser Wert ergibt als theoretisch maximal moglichen Wirkungsgrad 94% (Heizwert des Methans
bezogen auf den Heizwert des Holzes). Gelingt es, diese Reaktion in einem Prozessschritt
durchzufiihren, kann auch ein hoher praktischer Wirkungsgrad erwartet werden, da Reaktion (1) leicht
exotherm ist. Eine von uns durchgefiihrte Systemanalyse fiir einen kommerziellen Prozess ergab einen
erzielbaren Wirkungsgrad im Bereich von 70-80% fiir Holz (Vogel & Hildebrand 2002).

Neben diesen neuen Entwicklungen sind Weiterentwicklungen der klassischen Vergasungstechnik zu
erwarten.

6.3 Potenzial

Die Biomasse-Potenziale wurden fiir die Studie aus dem Bericht ,,Potenzial zur energetischen Nutzung
von Biomasse in der Schweiz“ iibernommen (BFE 2004). Dieser Bericht wurde im Rahmen eines
Forschungsprogramms des Bundesamts fiir Energie erarbeitet und ist fiir eine weitergehende
Betrachtungsweise empfohlen. Nachstehend die kurze Zusammenfassung der iibernommenen
Potenzialschitzungen.

Das Biomassenpotenzial kann in ein theoretisches und ein dkologisches Potenzial eingeteilt werden.
Das theoretische Potenzial bezieht sich auf gewachsene Biomasse, auf kulturfdhige Landfliche und
auf in der Volkswirtschaft anfallende Stoffe aus der Sekundirproduktion. Dieses Potenzial kann auch
als physikalisches Potenzial betrachtet werden. Das 6kologische oder auch technische Potenzial, wird
je nach Biomassekategorie als dkologisches Nettoproduktionspotenzial bzw. als Anteil der Biomasse
zur Behandlung mit Energienutzung ohne stoffliche Verwertung verstanden.

6.3.1 Theoretisches Potenzial

Fig. 6.4 stellt das theoretische Biomassenpotenzial im Jahr 2001 dar. Basierend auf dem Anfall an
Biomasse in der Volkswirtschaft und unter Beriicksichtigung des zugrunde liegenden Energieinhalts
des jeweiligen Biomassegutes wurde der Brennwert des theoretischen Potenzials der Biomasse auf
rund 331 PJ geschitzt. Die gesamte Nutzung von Biomasse betrug hingegen nur 38 PJ.

# wasser- und aschefrei
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Die zukiinftige Potenzialschitzung geht davon aus, dass, obwohl das theoretisch Potenzial bis zum
Jahr 2040 konstant bleibt, der Anteil von Holz, Feldgeholz, Hecken und Obstbau mit ca. 2000 ha pro
Jahr ansteigt. Dies resultiert in eine Steigerung von Holz, Feldgeholz, Hecken und Obstbau ausgehend
von 96 PJ im Jahr 2001 zu 100 PJ im Jahr 2025 und zu 103 PJ im Jahr 2040. Diese Steigerung ist
hauptsichlich auf eine riickldufige landwirtschaftliche Bewirtschaftung zuriickzufithren. Zudem wird
angenommen, dass sich die Waldfldche schwergewichtig zulasten der alpwirtschaftlichen Nutzflichen
ausdehnt.

Grundsitzlich sind auch Szenarien vorstellbar, in denen auf landwirtschaftlichen Flachen produzierten
nachwachsenden Rohstoffen eine grossere Rolle zukommt. Allerdings ist zu erwarten, dass der
Schwerpunkt bei einer verstirkten landwirtschaftlichen Produktion von Energiepflanzen auf die
Produktion von Treibstoffen gelegt wiirde. Aus diesem Grund gehen wir mit (BFE 2004) davon aus,
dass fuir die Stromproduktion diese Sortimente kaum von Bedeutung sind.

6.3.2 Okologisches Potenzial

Das 6kologische Potenzial (OP) (Fig. 6.5) kann basierend auf dem theoretischen Potenzial und einem
okologisch nachhaltigen Nutzungsgrad abgeschitzt werden. Fiir das Jahr 2001 berechnet sich das
Okologische Potenzial zu insgesamt 122 PJ, wobei Holz, Feldgeholz, Hecken und Obstbau mit 46 PJ
den grossten Anteil beisteuern.
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Fig. 6.4  Theoretisches Biomassenpotenzial 2001.
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Fig. 6.5 Okologisches und genutztes Biomassenpotenzial 2001.

Um Aussagen iiber die zukiinftige Entwicklung des 6kologischen Potenzials zu machen, miissen im
Wesentlichen Annahmen iiber Zuwachs oder Abnahme der Anbaufliche bzw. Zunahme oder
Abnahme der Abfallmenge und iiber die Entwicklung des potenziellen 6kologisch nachhaltigen
Nutzungsgrades unter Beriicksichtigung 6kologischer Aspekte getroffen werden. Aus diesem Grund
wurden zwei Schétzungen tiber das zukiinftige Potenzial vorgenommen, eine konservative und eine
optimistische. Die konservative Schitzung ergibt ein Potenzial von ca. 83 PJ im Jahr 2025 und von ca.
98 PJ im Jahr 2040. Hingegen ergibt die optimistische Schitzung einen Wert von ca. 108 PJ im Jahr
2025 und von ca. 120 im Jahr 2040. Zusammenfassend ergibt dies eine potenzielle Nutzungs-
steigerung im Jahr 2040 um das 2.5 bis 3-fache im Vergleich zur heutigen Nutzung. Obwohl die
Schitzungen fiir das 6kologische Potenzial im Jahr 2025 etwas unterhalb den Schitzungen fiir 2040
liegen, sind insgesamt grosse Steigerungsraten der Nutzung moglich.

Ordnet man die angegebenen 6kologischen Potenziale auf in die zwei Technologie-Kategorien ,,nasse
Biomasse® und ,trockene Biomasse* auf, dann ergeben sich Potenziale von 60-70 PJ/a fiir trockene
Sortimente, welche tiber die Verbrennung bzw. Vergasung verstromt werden konnen und 50-60 PJ/a
fiir nasse Sortimente, fiir welche iiber die Vergidrung bzw. hydrothermale Vergasung genutzt werden
konnen.

6.4 Kosten

Die Kosten fiir die reine Stromproduktion aus Biomasse sind im Wesentlichen durch den erzielbaren
Wirkungsgrad, die spezifischen Investitionskosten und die Brennstoffkosten bestimmt. Bei WKK-
Anlagen ist zusdtzlich der Wéarmepreis von grosser Bedeutung. Abfallstoffe haben in der Regel einen
negativen Preis, bzw. erzielen eine Entsorgungsgebiihr, erfordern aber entsprechend héheren Aufwand
fir die umweltgerechte Nutzung; ,einfache biogene Brennstoffe, wie naturbelassenes Holz
andererseits haben einen Preis, welcher durch die Erntekosten und den Marktwert des Brennstoffs
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bestimmt ist. Zu den Brennstoffkosten kommen noch Bereitstellungskosten dazu (Transport,
Vorbehandlung), welche regional sehr stark variieren konnen, und bei grosseren Anlagen von
Bedeutung sein konnen.

6.4.1 Kosten ausgefiihrter Anlagen
Trockene Biomasse (Holz)

Die Kosten fiir die Konversionstechnologien lassen sich aus einer Analyse realisierter Anlagen
ermitteln, bzw. fiir zukiinftige Technologien durch eine Prozessmodellierung mit Annahmen tber die
Kosten standardisierter Anlagenkomponenten abschitzen. In der deutschen Studie ,,Okologisch
optimierter Ausbau der Nutzung erneuerbarer Energien in Deutschland* werden Kosten fiir Strom aus
Biomasse und deren zukiinftige Entwicklung abgeschitzt (BMU 2004). Der Streubereich der
berechneten Gestehungskosten ist sehr gross, z.B. zwischen 1.8 und 18.8 EUR-Ct./kWh fiir
Dampfturbinen-Heizkraftwerke mit Rostfeuerung, je nach Anlagengrosse, erzielbarer Gutschrift fiir
Wirmenutzung, und Brennstoffpreisen. Wir verzichten in der Folge aus diesen Griinden auf die
Angabe von Stromgestehungskosten fur holzgefeuerte Kraftwerke, filhren aber dafiir eine Beispiel-
rechnung durch.

Als Beispiel wurde fiir eine WKK-Anlage auf der Basis Holzvergasung/Gasmotor die resultierenden
Stromgestehungskosten gerechnet, in Abhéngigkeit der Brennstoffkosten (Holzpreis), der jéhrlichen
Betriebszeit der Anlage, der fiir die Wérme erzielbaren Vergiitung und der Investitionskosten. In Fig.
6.6 sind die Ergebnisse der Sensitivitdtsanalyse dargestellt. Die zu Grunde liegenden Parameter sind in
Tab. 6.5 zusammengefasst. Die ermittelten Stromgestehungskosten variieren je nach den zu Grunde
gelegten Parameterkombinationen zwischen 0 Rp/kWh und mehr als 40 Rp/kWh, je nach den
gegebenen Randbedingungen. Die Berechnungen fiir den Fall 0 Rp/kWhyme entsprechen 6konomisch
der reinen Stromproduktion. Die angenommenen Variationsbereiche beziiglich Investitionskosten,
Betriebsstunden, Vergiitung fiir die produzierte Wérme und die Holzpreise decken die Bandbreite ab,
die von verschiedenen Experten diskutiert werden.

Realistischerweise ist in der Schweiz der Holzpreis bei 2 bis 3 Rp/kWh, der Warmepreis ab Anlage bei
4 Rp/kWh und der Strompreis bei 15 Rp/kWh. Wie aus Fig. 6.6 abzulesen ist, ist bei diesen
Rahmenbedingungen kein wirtschaftlicher Betrieb moglich, selbst bei 6000 Betriebsstunden pro Jahr.
Bei 4000 Betriebsstunden pro Jahr und einer Halbierung der Investitionskosten wird knapp ein
wirtschaftlicher Betrieb nicht erreicht (siehe Fig. 6.6). Nur bei 6000 Betriebsstunden pro Jahr und
einer Halbierung der Investitionskosten wird ein wirtschaftlicher Betrieb erreicht. Vergiitungen fiir den
Biostrom von 25 Rp/kWh, wie sie z.B. in Osterreich iiblich sind, anstelle der 15 Rp/kWh, wie in der
Schweiz iiblich, verdndern die wirtschaftlichen Randbedingungen deutlich. So kann bereits mit
heutiger Technologie bei 6000 Betriebsstunden ein wirtschaftlicher Betrieb erreicht werden.
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Fig. 6.6  Abhangigkeit der Stromgestehungskosten vom Holzpreis, der Jahresbetriebszeit der Anlage und der
erzielbare Warmeabnahmepreis. Als weiterer Parameter wurden die Investitionskosten variiert (a: 100%, b:
50%). Eine Kostenreduktion um 50% wird von verschiedenen Autoren fiir neue Technologien erwartet.
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Tab. 6.3 Parameterannahmen fiir die Beispielrechung ,Holzvergasung/Gasmotor®“. Ausgefiihrte Anlage
»first-of-its-kind“ aus (Bolhar-Nordenkampf 2004).

Basis-Fall | Variationen

Brennstoffleistung [MWy] 2.00
Strom [MW,] 0.50
Warmeleistung [MWi] 0.86
Wirkungsgrade

Strom [%] 25

Warme [%] 43

Summe [%] 68
Investition

spezifische Investionen [CHF/KW ¢ Nutz] 9375 4688
Gesamtinvestition [MCHF] 4.69 2.34
Wirtschaftliche Lebensdauer [a] 15
Zinssatz [%] 6
Annuitat [%] 10.3
Betriebstunden

Stromproduktion [h/a] 4000 6000
Warmeproduktion [h/a] 4000 6000
Unterhaltskosten % der Investition [%] 3.0
Lohnkosten in % der Investition [%] 1.5

Die spezifischen Investitionskosten fiir Kraftwerke und WKK-Anlagen auf der Basis von Holz als
Brennstoff sind u.a. eine Funktion der Anlagengrosse (siehe Fig. 6.7). Der Streubereich der
verfiigbaren Investitionskosten fiir eine bestimmte Technologie ist vielfach sehr gross. Unterschiede
um einen Faktor 2 sind nicht ungewdhnlich. Der grosse Streubereich kommt u.a daher, dass vielfach
nicht klar ist, welche Kosten in der Investitionsrechnung enthalten sind, Kosten von realisierten
Anlagen mit geplanten Anlagen verglichen werden und Kostenangaben fiir Erstanlagen mit
Kostenangaben fiir die entsprechend reife Technologien vermischt werden. Unabhéngig von diesen
Unsicherheiten und der Technologie kann die ,,economy of scale” mit dem Exponent 0.7 angendhert
werden. Zusammen mit der umgekehrten Abhéngigkeit des erzielbaren elektrischen Wirkungsgrads
von der Anlagenleistung (siehe Fig. 6.3) ergeben sich deutliche Vorteile fiir den Bau von
Grossanlagen, d.h. Anlagen mit installierter Leistung von mehreren MWy,. Die Unterschiede in den
spezifischen Investitionskosten zwischen Dampfprozessen und Vergasungsprozessen sind geringer als
der Streubereich. Dies spricht insgesamt fiir die Anlagen mit Vergasung, die mit héheren elektrischen
Wirkungsgraden betrieben werden konnen.
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Fig. 6.7 Abhingigkeit der spezifischen Investitionskosten verschiedener Technologien zur Stromerzeugung aus
Holz von der elektrischen Anlagenkapazitit, zusammengezogen aus verschiedenen Quellen (Bolhar-
Nordenkampf 2004, BMU 2004, PSI 2004). Die spezifischen Investitionskosten hangen deutlich von der
Anlagenkapazitit ab.

Nasse Biomasse

Ahnlich schwierig gestaltet sich die Aufgabe, sich einen Uberblick iiber die Kosten von
Stromerzeugungsanlagen zu verschaffen, welche auf Biogas aus unterschiedlichen Vergiarungsanlagen
basieren. Reine Giille-Vergidrungsanlagen mit Gasmotoren fithren zu Stromgestehungskosten von
50 Rp/kWh (BFE 2004). Angesichts dieser hohen Kosten ist die Bedeutung der Vergidrung von
Hofdiinger gering. Die gleiche Studie kommt zum Schluss, dass die Co-Vergidrung von Gille mit
anderen Substraten zu einer besseren Wirtschaftlichkeit fiihrt, vor allem wenn fiir die zu verwertenden
Biomasse-Abfille Entsorgungsgebiihren bezahlt werden.

Weitere Kostendaten fiir die Stromproduktion aus der Vergdrung von landwirtschaftlicher
Abfallbiomasse wurden in (BMU 2004) zusammengetragen. Fiir die dort zu Grunde gelegten Anlagen
liegen die Kosten zwischen 16 EUR-Ct/kWh (25 KW,) und 7.5 EUR-Ct./kWh (500 KW,). Die
Diskrepanz zu den weiter oben zitierten Kosten von 50 Rp/kWh fiir eine Biogasanlage von 100 kW,
sind erklarbar mit den unterschiedlichen Annahmen zur jéhrlichen Nutzungsdauer von 7000h im Falle
der BMU-Studie und 1500h im Falle der BFE-Studie.

6.4.2 Erwartete Kostenentwicklung

Die Entwicklung der Technologien zu hoheren Wirkungsgraden folgt eng der Entwicklung der
Technologien fiir die Nutzung fossiler Brennstoffe. Dies gilt in besonderem Masse fiir diejenigen Teile
der Technologien, welche sich fiir fossile und biogene Brennstoffe nur wenig oder gar nicht
unterscheiden: Verbrennungsmaschinen, Dampfturbinen, Kessel, Generatoren, Brennstoffzellen etc. In
(BMU 2004) wird von einem Reduktionspotenzial fiir die Investitionskosten der Konversions-
technologien bis zum Jahr 2050 von 10% (Dampf-Prozess) bis 50% (Holzgas-Kraftwerk, bzw.
Holzgas-WKK) ausgegangen. Die Unterschiede reflektieren den unterschiedlichen Grad technischer
Reife. Wir teilen die in dieser Studie gemachten Annahmen fiir die klassischen Energie-
konversionsverfahren. Eine Abschédtzung des Kostenreduktionspotenzials neuer Prozesse, wie z.B. von
Brennstoftzellensystemen, ist aus heutiger Sicht noch sehr unsicher. Stationdre Brennstoffzellen-
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systeme werden heute zu noch nicht konkurrenzfihigen Preisen auf einem Testmarkt angeboten. Wann
die Kostenziele von 400 USD/kW,, fiir stationidre Brennstoffzellensysteme erreicht werden (DOE-
Zielsetzung), ist heute noch schwierig abzuschitzen. Wenn sich Brennstoffzellen auf dem Markt fiir
fossil befeuerte WKK behaupten, dann sind wirtschaftlich interessante Anwendungen im Bereich
Biomasse zu erwarten.

Die Kosten von Biogasanlagen sind stark beeinflusst durch die langen Verweilzeiten im
Vergirungsreaktor und die damit zusammenhéngenden grossen spezifischen Anlagenvolumina. Fiir
die Kostenentwicklung von Biogasanlagen wird von geringem Kostenreduktionspotenzial
ausgegangen (BMU 2004).

Die hydrothermale Vergasung hat das Potenzial, wesentlich hohere Gesamtwirkungsgrade fiir die
Umsetzung von nasser Biomasse zu Methan und CO,. Das liegt vor allem daran, dass die Technik die
Biomasse vollstindig umsetzt, was automatisch zu besseren Energiecausbeuten fiir ein gegebenes
Substrat fiihrt. Klassische Vergédrungsverfahren setzen je nach Substrat um die 30% des Heizwerts der
eingesetzten Biomasse in Methan um. Fiir die Verstromung resultiert dabei ein Wirkungsgrad von
10%. Die hydrothermale Vergasung ldsst demgegeniiber einen elektrischen Gesamtwirkungsgrad von
bis gegen 30% erwarten. Fiir die hydrothermalen Verfahren werden teure Hochdruckreaktoren, -
pumpen, -leitungen und -armaturen benétigt. Dafiir lassen sich solche Anlagen wegen der viel hGheren
Umsitze kompakt bauen. Ob sich die hydrothermale Vergasung als interessante Alternative zu der
klassischen Vergidrung durchsetzen wird, ist aus heutiger Sicht nicht vorauszusagen. Die Forschung
dazu steht noch im Anfang und es sind ein paar grundsitzliche technologische Fragestellungen zu
16sen. Auf Grund einer Prozesssimulation der hydrothermalen Vergasung von Giille wurde
beispielhaft fiir eine Anlage von 2 MWy, eine Kostenrechnung durchgefiihrt, welche zu den
nachstehenden Ergebnissen kommt. Fiir die Abschitzung der Anlagenkosten wurde auf existierenden
Kostendaten aus der Nassoxidation in tberkritischem Wasser (SCWO) zuriickgegriffen. Die
Produktionskosten sind fiir Stromerzeugung ohne Gutschrift fiir Warme.

Tab. 6.4 Kostenschitzung fiir hydrothermale Vergasung von Giille im Massstab 2 MW.

Gesamtwirkungsgrad % 69
Elektrischer 27
Wirkungsgrad %

Thermischer 42
Wirkungsgrad %

Biomasseinput MW nput 2
Investitionskosten CHF/KWinput, 2000
Betriebskosten fix CHF/KWe Nutza 200
Betriebsstunden h/a 6000
Technische Lebensdauer | a 15
Produktionskosten Rp/kWh 25

Eine deutliche Kostensenkung fiir die Stromproduktion durch hydrothermale Vergasung ist durch
folgende Massnahmen zu erwarten:

e Erhohung der Betriebsstunden auf min. 7000 h/a.
e Reduktion der Unterhalts- und Lohnkosten
¢ Einsatz billigerer Katalysatoren

e Bau grosserer Anlagen, was jedoch fiir Giille in der Schweiz aus logistischen Griinden als
kaum machbar erscheint. Fiir grossere Anlagen kommen insbesondere Kldrschlamm sowie
andere organische Abfallschlimme (Papierschlamme) in Frage.

o Kopplung der hydrothermalen Vergasung mit einer Gasturbine (fiir grosse Anlagen)
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Neben der Stromproduktion erlaubt die hydrothermale Vergasung die vollstindige Riickgewinnung
der Néhrsalze in konzentrierter Form. Zudem entsteht kein Restschlamm und folglich keine
Deponiekosten. Ein wesentlicher Vorteil der hydrothermalen Vergasung ist die grosse Feedflexibilitat
fiir sowohl nasse als auch trockene Biomasse.

6.5 Umweltauswirkungen und Sicherheitsaspekte

Biomasse ist eine Ressource mit limitiertem Potenzial. Der Umgang mit dieser Ressource muss
nachhaltig sein, d.h. die Biomasseproduktion muss so erfolgen, dass sie nicht ihre eigenen
Produktionsgrundlagen (Boden) irreversibel schidigt. Umweltprobleme, die durch Biomasse-
Ubernutzung entstanden sind (grossflichige Rodungen, Bodenerosion) sind aus der Geschichte
hinreichend bekannt.

Bei der Nutzung von Biomasse ist der grosste Vorteil die weitgehende CO,-Neutralitit. Da wéhrend
des Pflanzenwachstums die gleiche Menge an CO,, welche spiter bei der Verbrennung emittiert wird,
der Umgebungsluft entnommen wird, stammen die Netto-CO,-Emissionen ausschliesslich aus
indirekten Quellen der vollstdndigen Energiekette wie beispielsweise der Holzgewinnung und sind im
Allgemeinen im Vergleich zur Stromerzeugung mit fossilen Energietrdgern gering.

6.5.1 Derzeitige Technologien
Trockene Biomasse

Die Motivation fiir die Nutzung von Holz oder holzéhnlichen Stoffen ist die grundsitzliche CO2-
Neutralitdt unter der Voraussetzung nachhaltiger Nutzung (s.0.). Problematisch bei der Verbrennung
von naturbelassenem Holz sind vor allem die NO,- und Partikelemissionen. Im Unterschied zur
Verbrennung fossiler Energietrdger resultieren die NO,-Emissionen bei Holz zu einem grossen Teil
aus dem im Brennstoff gebundenen Stickstoff. Diese Emissionen lassen sich durch eine Beeinflussung
der Verbrennungsbedingungen wie die Trennung in Primédr- und Sekundérluftzufuhr in der Praxis nur
schwer verringern. Die wirkungsvollste Massnahme stellt die Installation einer DeNO,-Anlage dar.
Dies ist aber oft aus 6konomischen Griinden nicht praktikabel, insbesondere im Fall von Anlagen mit
relativ geringer Leistung. Die Partikelemissionen hidngen ebenfalls in hohem Mass von den
Brennstoffeigenschaften ab. Im Allgemeinen sind die Partikelemissionen aus Holzfeuerungen, die
lediglich mit einem Zyklon ausgeriistet sind, hoher als jene aus modernen, mit fossilen Brennstoffen
betriebenen Grosskraftwerken, da diese mit hoch wirksamer Filtertechnologie ausgestattet sind. Bei
der Nutzung von Stroh oder anderen halmgutartigen Brennstoffen sind die Emissionen noch grosser.
Dieses Problem liesse sich auch beim Brennstoff Holz durch den Einbau von Partikelfiltern 16sen,
dagegen sprechen derzeit jedoch wieder 6konomische Aspekte.

In Tab. 1.5 sind ausgewihlte Ergebnisse einer Lebenszyklusanalyse der Stromerzeugung in WKK-
Anlagen, welche mit naturbelassenen Holzschnitzeln betrieben werden, dargestellt. Dabei ist jedoch zu
beachten, dass diese Anlagen hauptsichlich zur Wéirmebereitstellung installiert sind und der
elektrische Wirkungsgrad sehr klein ist. Dies hat vor allem Auswirkungen auf den Allokations-
schliissel, d.h. welcher Teil der gesamten Emissionen dem Strom und welcher Teil der Wiarme
zugeschrieben wird. Die Ergebnisse der Analyse stammen aus (Bauer 2003) und gelten fiir
schweizerische Verhéltnisse sowie fiir die Allokation nach Exergiegehalt. Um konkrete Zahlen fiir mit
Holz betriebene Anlagen, die vorrangig oder ausschliesslich zur Stromproduktion dienen, zu erhalten,
sind weitere Studien notig.
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Tab. 6.5 Charakteristika beispielhafter mit naturbelassenen Holzschnitzeln betriebener WKK-Anlagen und
ausgewdhlte LCA-basierende Umweltauswirkungen der Stromerzeugung, Allokation nach Exergie

(Bauer 2003).
ORC ORC H,O-Kreislauf | H,O-Kreislauf
Multi-Zyklon | Gewebefilter | Multi-Zyklon | Gewebefilter

Anlage DeNO, DeNO,
Thermische Leistung kW, 1440 1440 6400 6400
Elektrische Leistung kW, 335 306 400 386
Holzverbrauch tatro/a 2231 2231 3227 3227
Jahrliche Warmeproduktion MJ/a 3.24*107 3.24*10’ 4.68*107 4.68*10"
Jahrliche Stromproduktion kWh/a 3.72*107 3.40*10° 1.40%10° 1.35*10°
Thermischer
Jahreswirkungsgrad % 76.8 76.8 76.7 76.7
Elektrischer
Jahreswirkungsgrad % 2.92 3.20 8.28 7.92
Treibhausgase kg (CO,-Aqg.)/kWh 0.164 0.295 0.089 0.152
SO, kg/kWh 1.8*10™ 1.9*10™ 9.1*10° 9.3*10
NO, kg/kWh 2.5*107 1.5%10° 1.1*10° 6.7*10™
PM, (Partikel <10um) kg/kWh 2.2*107 3.1*10™ 5.1*10™ 9.8*107

Nasse Biomasse

Hier werden beispielhaft fiir die Nutzung nasser Biomasse die Umweltauswirkungen der Verstromung
von Biogas diskutiert. Die folgenden Ergebnisse stammen aus (BMU 2004, siehe auch weitere
Details). Darin wird eine Okobilanz fiir eine durchschnittliche moderne Biogasanlage, welche Strom
aus fermentierter Giille in einem Motor-BHKW erzeugt, dokumentiert. Die Sachbilanz berticksichtigt
die Umweltauswirkungen der gesamten Biogas-Energiekette abziiglich der vermiedenen Umwelt-
wirkungen der reinen Giillelagerung. Ausgewihlte Resultate sind in Tab. 6.5 dargestellt. Es wird
darauf hingewiesen, dass sich die Bilanzen von Einzelanlagen individuell stark von den présentierten
Ergebnissen unterscheiden kénnen. Da fiir die vorliegenden Ergebnisse keine Allokation durchgefiihrt
wurde, ist es schwierig, einen Vergleich mit den Resultaten fiir die WKK-Anlagen in Tab. 6.
durchzufiihren. Eine Moglichkeit wire, die Warme der Biogasanlage als Nebenprodukt anzusehen und
samtliche Umweltauswirkungen dem Strom anzurechnen.

Tab. 6.5 Ausgewihlte Sachbilanzergebnisse der Okobilanz fiir Strom aus Biogas nach (BMU 2004).

Biogasanlage (ohne Allokation)
Produkt 1 kWhg + 0.39 kWhy,
Emissionen Einheit
CO, kg 0.011
CH, kg -19.8*10°
N,O kg -7.4*10™
S0, kg 3.7*10™*
NOy kg 5.8*10™
Partikel* kg 3.8*10°

* keine Grossenangabe

In (BMU 2004) werden die bewerteten Sachbilanzergebnisse auch noch mit den Umweltauswirkungen
des deutschen Strommix des Jahres 2010 verglichen. Dabei ergibt sich kein eindeutiges Bild. Wéhrend
die Biogasanlage in den Wirkungskategorien Verbrauch nicht erneuerbarer Ressourcen,
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Treibhauseffekt sowie Sommersmog deutliche Vorteile aufweist, schneidet sie bei Versauerung und
Eutrophierung deutlich schlechter ab.

Auch in (Edelmann et al. 2001) wurde eine Okobilanz der gekoppelten Strom- und Wirmeproduktion
aus der Vergirung landwirtschaftlicher Abfallbiomasse — Rinder- und Schweinegiille sowie Co-
substrate — erstellt. Die Ergebnisse dieser Studie werden jedoch nicht in Form von einzelnen Schad-
stoffemissionen dargestellt, sondern nur als LCIA-Resultate (Life Cycle Impact Assessment). Somit ist
hier ein Vergleich mit (BMU 2004) nicht ohne weiteres moglich. In (Edelmann et al. 2001) wird
jedoch auch auf die kritischen Faktoren der Biogasverwertung hinsichtlich 6kologischer Qualitét
dieser Art der Stromerzeugung hingewiesen. Als besonders problematisch erweisen sich die im
Vergleich zur reinen Lagerung und Ausbringung der Giille hoheren Ammoniakemissionen, aber auch
Methan- und Lachgasemissionen. Diese und weitere gasformige Emissionen werden durch eine
Vielzahl von Parametern beeinflusst, die von Betrieb zu Betrieb sehr unterschiedlich sein kénnen
(Betriebstyp, Fiitterung, Art der Lagerung, Bodenbeschaffenheit, Bewirtschaftung von Giille und
Wasser, usw.). Es konnen jedoch geeignete Vorkehrungen getroffen werden, um die Freisetzung
dieser Schadstoffe moglichst gering zu halten. Die Methan- und Lachgasemissionen konnen durch die
Nutzung der Nachgirung mittels Uberdeckung des Giillelagers verringert werden. Dies hat auch einen
positiven Einfluss auf die Ammoniakemissionen. Wichtigster Einflussfaktor ist hier jedoch die
Ausbringungsart der Giille. Wird dabei von der heute tiblichen Ausbringung durch Versprithen auf
Schleppschlauchverteilung umgestellt, so kénnen die durch die Vergidrung hoheren Ammoniak-
emissionen bei weitem kompensiert werden.

6.5.2 Zukiinftige Technologien

Konkrete Angaben zu den Umweltauswirkungen zukiinftiger Technologien zu machen, ist schwierig.
Bei der Verwertung von Biomasse kann von einer Steigerung der elektrischen Wirkungsgrade in
WKK-Anlagen und Biomassekraftwerken ausgegangen werden. Das hitte sinkende Emissionen
pro kWh Elektrizitdt zur Folge. Insbesondere beim Szenario Stromerzeugung kann davon ausgegangen
werden, dass effizientere neue Technologien im grésseren Massstab auch bessere Emissionsdaten
aufweisen werden. Bei der Nutzung nasser Biomasse wird beispielsweise erwartet, dass die
hydrothermale Vergasung von Giille zu einer besseren und pflanzenverfiigbaren Riickgewinnung der
in der Gtille enthaltenen Diingerstoffe fithren wird. Zudem kann durch die hydrothermale Behandlung
von nassen Biomasseabfillen ein vollstindiger Abbau der Biomasse und damit auch von biologisch
aktiven Spurenstoffen gewihrleistet werden.

6.6 Einflussfaktoren auf die Entwicklung und Markteinfiihrung
6.6.1 Forderfaktoren

Neben den allgemeinen Fordermassnahmen fiir CO,-neutrale Energien, (Internalisierung externer
Kosten konventioneller Energiesysteme, O6kologische Steuerreform, Lenkunsgabgabe auf nicht
erneuerbaren Energien, bzw. CO,-Abgabe, etc.) gibt es eine Reihe von spezifischen Massnahmen fiir
die Nutzung von Biomasse:

e Vorgaben iiber die Nutzung und Entsorgung von biogenen Abfillen (analog der in der
Schweiz giiltigen Verordnung, wonach brennbare Abfille verbrannt und energetisch genutzt
werden miissen);

e Eine Waldpolitik, welche Instrumente schafft, welche eine wirtschaftliche Nutzung der
Wailder erlaubt (Waldprogramm);

e Die Forderung von Wirme-Kraft-Kopplung generell ist ein Forderfaktor fiir Biomasse-WKK.

Durchbriiche in der Entwicklung sauberer und effizienter Technologien der Verstromung von fossilem
Gas (Brennstoftzellen, Gasturbinen, Gasmotoren) wirken sich positiv auf die Konkurrenzfihigkeit von
Biomassesystemen aus.
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6.6.2 Hindernisse

Ein Hindernis fiir die Umsetzung von Biomasse-Systemen fiir die Stromerzeugung ist der Wettbewerb
mit anderen Nutzungsszenarien fiir die gleichen Rohstoffe (Produktion von Wirme, Treibstoff,
Chemie...). Das Ausbleiben von politischen Férdermassnahmen (ohne politischen Willen bleibt die
Biomasse ungenutzt) stellt einen weiteren Hindernisfaktor dar.

6.6.3 Rahmenbedingungen fiir die zukiinftige Entwicklung und Marktreife

Wir sind in der vorliegenden Studie von zwei unterschiedlichen Tendenzen im politischen Umfeld
ausgegangen. Im WKK-Szenario gehen wir davon aus, dass die politischen Rahmenbedingungen so
gewidhlt werden, dass der Gesamtwirkungsgrad der Biomassenutzung im Sinne maximaler CO,-
Emissionseinsparungen minimiert wird. Dies wird ganz klar auf Kosten der Wirtschaftlichkeit der
Stromerzeugung gehen, da die Wirmegutschriften bei der Warme-Kraft Kopplung die erhohten
Kosten, die fiir eine flichendeckende Verteilung notwendige Beschridnkung auf kleine Anlagen in
Kauf zu nehmen sind, nicht kompensieren kénnen.

Unter den Rahmenbedingungen, dass fiir Strom aus erneuerbaren Energien ein attraktiver Markt wird,
werden sich Biomassekraftwerke grésserer Bauart durchsetzen (Szenario Strom). Mittelfristig von
grosser Bedeutung konnen dabei Hybrid-Kraftwerke werden; in der Schweiz davon abhéngig, ob neue
Stromerzeugungskapazitit auf der Basis von Erdgas-Kombikraftwerken gebaut wird.

6.7 Offene Fragen, Forschungsaktivitaten und Forschungsbedarf

A) Technologie-Entwicklung:

e Entwicklung von robusten Vergasungsverfahren fiir die Produktion eines definierten Gases
aus einer Vielzahl von unterschiedlichen Ausgangsmaterialien

o Gewibhrleistung der Kompatibilitit von biogenen Gasen mit Downstream-Prozessen
(Energiekonverter, wie Gasmotoren, Gasturbinen, Hochtemperatur-Brennstoffzellen) durch
optimierte Prozessfithrung und wirksame Gasreinigungsverfahren

e Praxiserprobung von Vergasungssystemen
e Demonstrationsanlagen

e Entwicklung von thermischen Verfahren fiir die vollstdindige Vergasung von nassen
Biomassen (hydrothermale Verfahren)

e  Weiterentwicklung und anwendungsorientierte Optimierung von Vergirungsverfahren
B) Sozio-6konomische Forschung
e Stofffliisse erforschen, vergleichen und bewerten

e Identifikation der aus energetischer, 6kologischer und wirtschaftlicher Sicht besten Routen fiir
die Nutzung der unterschiedlichen Biomasse-Sortimente

e Biomasse-Nutzung und Nachhaltigkeit
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6.8 Schlussfolgerungen

Das okologische Biomassepotenzial in der Schweiz ldsst eine deutliche Steigerung der
Stromproduktion aus Biomasse zu. Einerseits sind Steigerungen der Mengen der fiir die energetische
Nutzung geeigneten Biomassesortimente zu erwarten, andererseits wird die Entwicklung der
Umwandlungstechnologien den Verstromungswirkungsgrad um einen Faktor 2 bis 3 steigern kénnen,
was das Stromerzeugungspotenzial entsprechend erhoht. Die Kostenentwicklung hingt zum einen von
der Kostenentwicklung in der Landwirtschaft bzw. Forstwirtschaft ab, zum anderen von den
Entsorgungsgebiihren, welche fiir die Verwertung von Abfillen erhoben werden konnen. Die
Kostenentwicklung fiir die Umwandlungstechnologien hiangt zu einem grossen Teil (mind. 50%) von
den Entwicklungen in der Nutzung von fossilen Ressourcen ab. Insbesondere hingen die
Einsatzmoglichkeiten der Brennstoffzellentechnologien davon ab, ob sich diese auf dem Markt der
fossilen Stromerzeugung bzw. WKK durchsetzen werden.

In der vorliegenden Studie wird von zwei Szenarien fiir die Markt- bzw. Technologieentwicklung
ausgegangen. Im so genannten WKK-Szenario gehen wir davon aus, dass Biomasse schwergewichtig
in WKK-Anlagen genutzt wird. Dabei werden die Anlagen wegen dem erwarteten abnehmenden
Wairmebedarf tendenziell kleiner und deren elektrischer Wirkungsgrad grosser. Die Stromgestehungs-
kosten in diesem Szenario werden hoéher sein, als im zweiten untersuchten Szenario, welches die
Stromproduktion maximiert. Im so genannten Strom-Szenario wird die Entwicklung in Richtung
grossere Anlagen gehen. Die Massstabsvergrosserung und die sich ergebenden Moglichkeiten der
Hybridisierung mit fossilen Stromerzeugungsanlagen (z.B. Koppelung mit einem Kombikraftwerk auf
der Basis Erdgas) lassen fiir dieses Szenario stirker sinkende Kosten erwarten.

192



Biomasse

6.9 Abkiirzungsverzeichnis

CcC Gas und Dampf

FC Brennstoffzelle

FCCC Gas und Dampf Brennstoffzelle
GT Gasturbine

GWh Gigawattstunden

HT Hochtemperatur

HTFC Hochtemperatur — Brennstoffzelle
KVA Kehrichtverbrennungsanlage
OK Okologisches Potenzial

PJ Petajoule

TJ Terajoule

u.d. und ghnliches

WKK Wirme-Kraft-Kopplung

z.B. zum Beispiel

waf wasser- und aschefrei
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7 Photovoltaik
71 Einleitung

Die Photovoltaik (PV) ist die direkte Umwandlung von Sonnenlicht in Elektrizitit. Dies ist wohl der
physikalisch eleganteste Weg zur Stromerzeugung. Sonnenlicht ist eine hochst wertvolle Form von
Energie. Ihr Exergiegehalt betriagt 94.8% (vgl. Anhang, Kap. 7.10.1). Es ist demzufolge physikalisch
moglich, Photozellen mit einem Wirkungsgrad von 94.8% herzustellen. Obwohl der photovoltaische
Effekt bereits 1839 (Becquerel) entdeckt wurde, dauerte es bis 1954, bis die erste Siliziumsolarzelle
von RCA und Bell Labs angekiindigt wurde. Heute rangiert die Solarenergie und damit auch die
Photovoltaik in vielen Léandern auf Platz eins der Sympathieskala. Viele renommierte Energieexperten
halten die Photovoltaik fiir eine aussichtsreiche Option fiir die nachfossile Zeit.

In den vergangenen Jahrzehnten erzielte die Photovoltaik beachtliche Fortschritte. So wuchs
beispielsweise die weltweite Solarzellen-Produktion seit 1978 mit durchschnittlich 25.5% pro Jahr.
Bis Ende des Jahres 2003 wurde weltweit eine kumulierte elektrische Leistung von etwa 3100 MW,
produziert.” Die weltweite Jahresproduktion von Solarzellen wird noch 2004 oder spitestens im
Jahr 2005 die 1000 MW-Grenze {iberschreiten. Dies wird einem Photovoltaikmarkt von rund
10 Mrd. CHF entsprechen. Die im Labor ereichten Wirkungsgrade stiegen seit 1954 von 3% auf
36.9% (Spectrolab, USA). In der Roadmap von Spectrolab wird bis 2009 eine Zelle mit einem
Wirkungsgrad von iiber 45% anvisiert. Am Lawrence Berkeley National Laboratory, LBNL, wurde
eine Mehrband-Legierung hergestellt, mit der Wirkungsgrade bis iiber 50% erreichbar sein sollen.
Dies verdeutlicht, dass das technologische Entwicklungspotenzial noch ldangst nicht ausgeschopft ist.
Dazu sind aber weitere und erhebliche Forschungs- und Entwicklungsanstrengungen erforderlich,
insbesondere um die Stromgestehungskosten zu senken und 6konomische Konkurrenzfdhigkeit zu
erreichen. Fiir die Photovoltaik wichtig sind aber auch giinstige politische Rahmenbedingungen zur
beschleunigten Markteinfithrung, z.B. zinsgiinstige Kredite (soft loans) und erleichterte Bewilligungs-
verfahren zum Bau von Photovoltaik-Anlagen, sowie erhohte Akzeptanz durch die Elektrizitits-
wirtschaft. Wie in zahlreichen EU-Léndern konnte auch in der Schweiz eine gesetzlich verankerte
Vergiitung fiir Photovoltaikstrom durch die Elektrizititswerke den PV-Markt wieder ankurbeln.

Im Jahr 2003 stammten 59% der gesamten Stromerzeugung in der Schweiz oder etwa 30 TWh aus
Wasserkraftwerken, rund 19 TWh (37%) aus Kernkraftwerken und etwa 2 TWh (4%) aus
konventionell-thermischen und anderen Anlagen (BFE 2003c). Dem gegeniiber haben die in der
Schweiz installierten Photovoltaikanlagen ,,nur 0.017 TWh bzw. 0.03% der Schweizer Strom-
prodution (Jauch & Tscharner 2004) erzeugt.

In der Schweiz werden nach wie vor praktisch keine Solarzellen produziert. Sdmtliche bisher in der
Schweiz gebauten Photovoltaik-Anlagen basieren auf importierten Photovoltaik-Generatoren
(-Modulen). Dennoch wird die Schweiz in der internationalen Photovoltaik-Community immer wieder
auf mehreren Gebieten als Pionier bezeichnet. Es betrifft dies z.B. Wechselrichter einschliesslich
Messtechnik, Anlagenengineering, Montagesysteme, Gebdudeintegration und Verkabelungstechnik.
Die Rahmenbedingungen in der Schweiz haben sich inzwischen aber derart ge#éndert, dass der
Photovoltaikmarkt seit fiinf Jahren stagniert und die Schweiz seinen Weltrekord in der Pro-Kopf
installierten Photovoltaik-Leistung langst verloren hat. Gute Schweizer Photovoltaikfirmen wurden
von auslidndischen Firmen aufgekauft (z.B. ASP Laupen, AS Engineering, Fabrisolar Kiisnacht,
Temtec usw.) und gute Schweizer Firmen bauen nun Photovoltaikanlagen in Nachbarldnder (z.B.
ENECOLO, Monchaltdorf, 3S Bern, LEC Kiisnacht usw.). Natiirlich erhebt sich hier die Frage, ob
staatliche Fordermassnahmen und die damit verbundene Marktverzerrung sinnvoll sind. Der
vieldiskutierte Solarrappen hitte die erwidhnte Stagnation jedoch vielleicht abwenden konnen.
Allerdings muss auch festgestellt werden, dass von gewissen PV-Kreisen iiber lange Zeit hinweg,
massiv zu viel versprochen wurde. Dies hat nun méglicherweise zu einer tibertriebenen Erntichterung

* Davon waren Ende 2003 rund 2.6 GW installiert (Details in Kap. 7.2.3).
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gefiihrt. Als sicher fiir die Photovoltaik gilt hingegen nach wie vor das Motto ,.kurzfristig {iberschétzt,
langfristig unterschétzt®.

7.1.1 Definition / Funktionsprinzip
Energiequelle Sonne

Die Erde empfingt von der Sonne, nach Abzug atmosphirischer ,,Verluste®, fortwidhrend
Strahlungsenergie im Umfang von rund 1000 Mrd. GWh/Jahr. Auf die gesamte Erdoberfléche, inkl.
Meeresoberflichen (510 Mio. km?) verteilt entspricht das einer mittleren spezifischen Leistung oder
mittleren global-horizontalen Einstrahlung von 224 MW/km®. Effektiv variiert sie zwischen Null und
rund 1000 MW/km®, abhingig vom Standort, von der Tages- und Jahreszeit sowie vom
Bewdlkungszustand. Konnte die intermittierend eingestrahlte Leistung (Mittelwert 224 MW/km?),
mittels Photovoltaiksystemen zu 20% in elektrische Leistung umgewandelt werden und wiirde diese
mit verlustlos angenommenen Pumpspeicherwerken geglittet, konnte auf einer Fliche von 8148 km®
eine mittlere elektrische Leistung von 365’000 MW kontinuierlich abgeerntet werden. Dies entspricht
in etwa der heute weltweit installierten Kernkraftwerkskapazitit und die benétigte Fliache stellt 0.09%
der Sahara dar. Obwohl der Umwandlungswirkungsgrad von 20% heute fiir grosse Photovoltaik-
anlagen noch nicht erreicht ist und Pumpspeicherwerke Verluste bis 30% aufweisen, zeigt das
Beispiel, dass Solarenergie im Uberfluss vorhanden ist und ihre Nutzung, zumindest weltweit
betrachtet, kein Fldchenproblem darstellt. In der Schweiz allerdings besteht ein Fldchenproblem: Hier
stehen nach neueren Studien fiir die Photovoltaik insgesamt rund 150 km® relativ gut nutzbare Flichen
zur Verfiigung, davon ca. 138 km® Dachfliche, 52 km® Fassadenfliche® (Haas et al. 2002) und etwa
13 km® Landfliche in den Alpen und im Jura (Elektrowatt 1991). Wihrend die Dachflichen
vollstdndig mit Photovoltaikmodulen bedeckt werden konnen, miissen die Module auf Landflichen
gestaffelt installiert werden, so dass sie sich gegenseitig nicht beschatten. Das hat zur Folge, dass nur
ca. 4 km> Module auf der Landfliche von 13 km® installiert werden konnten. Fiir die Potenzial-
abschitzung sollen im Folgenden nur die Dachflachen weiter verfolgt werden, da aus der Landschafts-
schutzbewegung und evtl. der Tourismusindustrie grosse Widerstdinde gegen die Errichtung von
Grossanlagen auf Landflichen in hohem Umfang zu erwarten sind. Wie sich zeigen wird, stellt schon
der Ausbau der Dachflachen allein eine grosse Herausforderung dar.

Prinzip der Photovoltaik

Die Umwandlung der thermodynamisch hochwertigen Photonenenergie in Elektrizitét gelingt tiber den
inneren Photoeffekt in Halbleitersperrschichten. Dabei werden die Photonen im Halbleiter absorbiert,
und es werden Elektron/Loch-Paare gebildet, d.h. Elektronen vom energieirmeren Valenz- ins
energiereichere Leitungsband ,,gepumpt. Die fehlenden Elektronen im Valenzband werden als Lécher
bezeichnet und verhalten sich so wie positiv geladene Ladungstrager. Diese Ladungstrager fliessen
danach {iber einen dusseren Stromkreis (Lastkreis) und koénnen Arbeit verrichten. Die Sperrschicht
besteht aus zwei aneinandergrenzenden, positiv und negativ dotierten Halbleiterschichten (Fig. 7.1).
Die Energie der Photonen muss mindestens so gross sein, wie die Bandliickenenergie.” Sie betrigt
beispielsweise beim Silizium 1.1 eV, d.h., nur Photonen mit Wellenldngen unter 1100 nm vermogen
ein Elektron ins Leitungsband zu befordern. Verlustprozesse, wie diffuse Reflexion der Photonen auf
der Halbleiteroberfliche, wirmeproduzierende Absorption, Transmission und Rekombination der
Ladungstriagerpaare sind Griinde fiir die heute noch wunvollkommene Umwandlung der
Photonenenergie in technischen Solarzellen. Neben Silizium findet man in der Literatur noch zahlreich
andere Halbleitermaterialien, die sich fiir Solarzellen eignen koénnten. Fiir die Energieproduktion in
grosserem Umfang ist bisher aber nur Silizium verwendet worden.

? Details siche Kap. 7.3.2 und 7.3.3.

® Bandliicken sind Differenzen von Energieniveaus in den Elektronenschalen von Elementen bzw. Molekiilen.
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positive
Elektrode

Fig. 7.1 Prinzipieller Aufbau einer kristallinen Solarzelle.

Die an Solarzellen abgreifbare Spannung héngt vom Halbleitermaterial ab. Bei Silizium betragt sie
rund 0,5 V. Wéhrend die Klemmenspannung nur in geringem Ausmass von der Lichteinstrahlung
abhiingig ist, steigt die Stromstirke bei hoherer Beleuchtungsstirke an. Bei einer 100 cm® grossen
Siliziumzelle liegt die maximale Stromstirke unter Bestrahlung von 1000 W/m® bei einem Wert von
gut 3 A. Die Leistung einer Solarzelle ist von der Temperatur abhéngig. Hohere Zelltemperaturen
verursachen niedrigere Leistungen und damit schlechtere Wirkungsgrade. Der Wirkungsgrad gibt an,
wie viel der eingestrahlten Lichtmenge in nutzbare elektrische Energie umgewandelt wird. Die
Abhingigkeit des Stroms von der Spannung bei verschiedenen Einstrahlungsintensitéten ist in Fig. 7.2
dargestellt.
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Fig. 7.2 Strom-Spannungs-Kennlinie einer Si-Solarzelle.”

* http://www.solarserver.de/wissen/photovoltaik.html#unt (25.5.2004).
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7.1.2 Globale und europidische Stromversorgung und Trends

Fiir das Jahr 2001 weist (IEA 2003b) eine PV-Stromerzeugung von 339 GWh in OECD-Léndern aus.”
Seit dem Jahr 1990 — damals betrug die PV-Stromerzeugung 16 GWh — wurde eine durchschnittliche
jahrliche Steigerungsrate von 32% erreicht. Innerhalb der EU weist Deutschland den gréssten Anteil
am PV-Strom auf, rund 70% der installierten Leistung befinden sich in Deutschland (Nitsch et al.
2004). Die Stromerzeugung stieg von 1990 bis 2001 von 1 GWh auf 116 GWh. Im Jahr 2003 wurden
bei einer installierten Leistung von rund 400 MW, bereits 332 GWh mit PV-Anlagen erzeugt, was
einem Anteil an der gesamten Stromproduktion von 0.06% entspricht” Ausserhalb der EU
verzeichneten Japan und Korea den deutlichsten Anstieg: in Japan nahm die installierte Leistung von
19'000 kW, im Jahr 1992 auf iiber 452'000 kW, Ende des Jahres 2001 zu (IEA 2002), Ende des
Jahres 2002 wurde bereits ein Wert von knapp 637'000 kW, erreicht’; in Korea wuchs die Strom-
produktion von 15 GWh 1991 auf 75 GWh im Jahr 2001 (IEA 2003Db).

Unter der Annahme, dass Ende des Jahres 2003 weltweit rund 2.6 GW, an PV-Leistung installiert
waren (Blanchard 2004, vgl. Kap.7.2.3) und einem geschétzten mittleren Jahresertrag von
800 kWh/kW,, ergibt sich fiir diesen Zeitpunkt eine Weltproduktion von Photovoltaikstrom von etwa
2.1 TWh/a.

Fig. 7.3 zeigt die Entwicklung der kumulativ installierten PV-Leistung zwischen 1992 und 2003 in
jenen Léndern, die am ,Photovoltaic Power Systems Programme® der IEA teilnehmen. Die
bedeutendsten Einzelstaaten darunter sind Japan, Deutschland und die USA, welche zusammen einen
Anteil an der installierten Leistung von etwa 85% aufweisen.
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Fig. 7.3 Kumulativ installierte Leistung der am ,,Photovoltaic Power Systems Programme* der IEA teilnehmenden
Lander.’

 Dieser Wert beinhaltet nicht die PV-Stromerzeugung in Japan und einigen anderen bedeutenden Lindern, daher liegt der Wert
deutlich unter der kumulierten Weltproduktion.

® http://www.bmu.de/files/enteestat.pdf (8.8.2004).

¢ http://www.oja-services.nl/iea-pvps/statistics/index.htm (15.11.2004).
4 http://www.oja-services.nl/iea-pvps/isr/download/graph01.pdf (15.11.2004).
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7.1.3 Schweizer Stromversorgung und Trends

Ende des Jahres 2003 waren in der Schweiz 21 MW, PV-Leistung installiert, womit im Jahr 2003 etwa
16.7 GWh Elektrizitit produziert wurden. Davon waren Anlagen mit einer Leistung von 18 MW, mit
einer Produktion von 15.2 GWh ans Stromverbundnetz gekoppelt, der Rest besteht aus Inselanlagen in
Berggebieten, Gartenhdusern etc. (Jauch & Tscharner 2004). Das entspricht einem Anteil an der
gesamten schweizerischen Stromproduktion (50°673 GWh (BFE 2003c)) von 0.03%. Tab. 7.1 gibt
einen Uberblick iiber die zeitliche Entwicklung der installierten Leistung und der Stromproduktion der
netzgekoppelten PV-Anlagen in der Schweiz von 1989 bis 2003.

Tab.7.1  Historische Entwicklung der Photovoltaik in der Schweiz.’
Anzahl ca.
Anzahl neuer ca. ZUiwachs : Solarstrom-
Anlagen pro Aot pes MNennleistung Netllelsil hig produkdion
Ende Jahr per Ende Jahr
Jahr . pro Jahr . pro Jahr
Jahr kumuliert kumuliert
M D] [Miyp D] [htvh]
1989 60 g0 03 03 100
1990 110 170 04 07 400
1931 210 380 1.0 1.8 1'000
1992 110 490 17 a5 1'800
1993 110 500 0.9 44 3'000
1994 g0 630 1.0 5.5 3'500
19945 50 740 0.6 5.1 4'000
1996 g0 g20 0.7 6.8 4700
1997 130 950 0.9 77 5'000
1998 150 1100 19 9.6 7'000
1999 125 1225 19 115 5'000
2000 100 13245 16 131 10'000
2007 125 1450 19 15.0 11'000
2002 75 15245 16 166 12'000
2003 75 1600 1.3 179 15100

7.2
7.21

In der Photovoltaik wird zwischen Insel- und Netzverbundanlagen unterschieden. Inselanlagen eignen
sich vor allem fiir netzferne Stromversorgungen, wo das Heranfiihren des Netzes weit teurer wére, als
die Installation einer PV-Anlage. Netzverbundanlagen speisen den mit den PV-Generatoren erzeugten
Strom via Inverter ins Verbundnetz ein. So steht er jedermann zur Verfiigung. Bei privaten dezentralen
Netzverbundanlagen dient er in erster Linie zur Deckung des Eigenbedarfs. Wéhrend sonnenlosen
Stunden und wihrend der Nacht wird der Bedarf aber wie iiblich durch das Elektrizititswerk, EW,
gedeckt. Weil Inselanlagen einen Speicher (Akkumulatoren) und einen Inselinverter benétigen (falls
relativ teure Gleichstrom-Verbraucher ausgeschlossen werden), ist Inselstromstrom teurer als
netzeingespeister. In der Schweiz werden rund 85% der installierten PV-Generatoren im Netzverbund
betrieben (Jauch & Tscharner 2004). Deshalb soll hier auf Inselanlagen nicht weiter eingegangen
werden. Vielmehr soll das Schwergewicht auf dezentrale Netzverbund-Anlagen gelegt werden, die
bereits anderweitig genutzte Flichen belegen, Fig. 7.4. Dies vor allem deshalb, weil so Bauland und
Kosten eingespart werden konnen. Ebenso wird in der vorliegenden Studie der Import von
Photovoltaikstrom aus zentralen Grossanlagen im Sonnengiirtel, insbesondere dem Mittelmeerraum,

Technologiebeschreibung
Allgemeines

* http://www.solarch.ch/main/Show$Id=312.html (11.8.2004).
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nicht in Betracht gezogen, obwohl dies langfristig eine interessante Option sein kénnte. Denn in
Sonnenlidnder ist die Sonneneinstrahlung mindestens zwei mal so hoch wie im Schweizerischen
Mittelland (vgl. Fig. 7.24 und Fig. 7.25). Das bedeutet mindestens zwei mal so hohe
Jahresstromerzeugung bei vergleichbaren Investitionen, fiithrt also zu einer Reduktion der Strom-
gestehungskosten um mehr als 50%. Damit diirften die Stromkosten franko Schweiz, d.h. unter
Bertiicksichtigung der Transportkosten, tiefer ausfallen als bei einheimischer Produktion. Ein dhnlicher
Effekt, wenn auch nicht so gross, wire beim Ubergang von dezentralen Photovoltaik-Anlagen im
Mittelland zu zentralen Kraftwerken in den Schweizer Alpen zu erwarten (Durisch & Bulgheroni
1999). Auch diese Option soll hier nicht weiter verfolgt werden.

Fig. 7.4 Typischer Aufbau einer Netzverbund-Photovoltaikanlage.

Photovoltaik-Generatoren, z.B. auf Gebdudedidchern, wandeln die Sonneneinstrahlung in elektrischen
Gleichstrom um. Mittels eines Wechselrichters wird er in netzkonformen Wechselstrom umgewandelt.
Dieser wird entweder zur Deckung des Eigenbedarfs verwendet oder via Verbundnetz anderen
Konsumenten zur Verfiigung gestellt. Der Einspeisezéhler dient dazu, die korrekte Vergiitung des
riickgespeisten Stroms zu ermdglichen. Derzeit sind die Elektrizititswerke gesetzlich verpflichtet, fiir
die riickgespeiste kWh 15 Rp. zu vergiiten. Es gibt indessen zahlreiche EWs, die zur Forderung der
Photovoltaik mehr als 15 Rp. vergiiten, z.T. bis tiber 1 Fr./kWh. Anderseits gibt es Strom-
Konsumenten, die keine eigene Photovoltaik-Anlage realisieren konnen, jedoch bereit sind, fiir
Photovoltaikstrom etwas mehr zu bezahlen als fiir konventionellen Strom. Thnen hilft die
Solarstromborse, wo EWs gekauften PV-Strom an interessierte Kunden weiterverkaufen (Beispiel
EWZ, Ziirich®).

Vorteile der Photovoltaik
e Keine Brennstoffkosten (PV basiert auf praktisch unerschopflicher Quelle)

e Einfachster Weg zur Umwandlung von Sonnenstrahlung in hochwertigen Strom

* http://www3.stzh.ch/internet/ewz/home/produkte/energieprodukte/oekostrom/premium_solar.html (11.8.2004).
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e Dezentrale und zentrale Stromerzeugung moglich
e Keine Schadstoffemissionen beim Betrieb
e Modularer Aufbau => Leistungsbereich wihlbar, Anlageerweiterung einfach
e Anwendungsbereich mW (Uhren) bis GW (Wiistenkraftwerke)
e Komponenten einfach und robust
e Keine bewegten mechanischen Bauteile erforderlich => kein mechanischer Verschleiss
e Niedrige Betriebs- und Unterhaltskosten
e Wartungsarm
e  Gerduschlos
e Sicher und zuverléssig
e Abbruch von Anlagen und Recycling von Wertstoffen einfach
Nachteile
e Intermittierender Anfall des Sonnenlichts => keine garantierte Energie
e Leistungsdichte gering => hoher Material- und Flachenbedarf
e Stromgestehungskosten noch hoch
e Energetische Riickzahlzeit noch hoch

e Inverter fiir netzkonformen Strom nétig => Verschleiss

7.2.2 Photovoltaikmarkt in der Schweiz
Historische Entwicklung

In der Schweiz hat die Photovoltaik 1979, d.h. vor rund 25 Jahren Einzug gehalten. Damals hat die
Firma Fabrimex (heute SunTechnics GmbH) die ersten Photovoltaikmodule von ARCO Solar, USA
(heute Shell Solar) importiert (33 W, pro Modul, heute bis 300 W, pro Modul). Noch im gleichen Jahr
wurde mit der Planung und dem Bau der beiden ersten Demonstrationsanlagen in der Schweiz am EIR
(heute PSI) und bei der Elektrowatt in Ziirich begonnen (1.2 kW, bzw. 1.5 kW),,). Es folgte 1981 eine
zweite Anlage am TISO (heute SUPSI) in Lugano (3 kW,). Bei allen Anlagen ging es um den
Nachweis der Praxistauglichkeit, Messung des Stromertrags sowie die Untersuchung der Langzeit-
stabilitdt bzw. Degradation der Module. Aber auch die Entwicklung der Wechselrichtertechnologie fiir
Insel- und Netzverbundbetrieb hat damals in der Schweiz seinen Anfang genommen. Die beiden ersten
Photovoltaikanlagen funktionieren heute, nach 25 Jahren immer noch tadellos, wenn auch der Modul-
wirkungsgrad infolge leicht photodegradiertem Kleber (damals Polyvinylbutyral PVB, heute Ethylen-
vinylacetat, EVA) zwischen Zellen und Frontglas etwa um 10% abgenommen hat (browning effect).
Damit ist demonstriert, dass PV-Module eine lange Lebensdauer haben, wahrscheinlich bis iiber
30 Jahre. Mit der Anlage am PSI gelang erstmals in der Schweiz die Demonstration des Netzverbund-
Betriebs (Georg von Tobel). Die PSI-Anlage wurde in der Folge fiir die Inverterentwicklung an der
ETH, und spéter als Stromversorgung fiir eine meteorologische Messstation in den Alpen verwendet.
Heute ist sie auf dem Dach der Kunsteisbahn in Kiisnacht in Betrieb. Die Elektrowatt-Anlage dient
noch heute als mobile Stromversorgung in der Alpwirtschaft. Auch die SUPSI-Anlage funktioniert
immer noch tadellos. Fig. 7.5 zeigt eine typische dachaufgebaute Anlage. 1991 wurde in der Schweiz
die bisher grosste Anlage mit einer Leistung von 500 kWy(ac) am Mt. Soleil in Betrieb genommen.

203



Photovoltaik

Fig. 7.5 PV-Dachanlage (Becker 2003).

Ab 1989 wurde in der Schweiz mit der statistischen Erfassung der PV-Anlagen begonnen. Ende des
Jahres 2003 waren in der Schweiz Photovoltaik-Anlagen mit einer Gesamtleistung von rund 21 MW,
installiert (Jauch & Tscharner 2004), davon 18 MW, im Netzverbund, entsprechend einem
Investitionsvolumen von rund 200 Mio. Franken. Fig. 7.6 zeigt die zeitliche Entwicklung der
jéhrlichen Zubaurate und der kumulativen Leistung der im Netzverbund installierten PV-Anlagen.
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Fig.7.6  Zeitliche Entwicklung der jahrlichen Zubaurate und der kumulativ installierten Leistung von
netzgekoppelten PV-Anlagen in der Schweiz.
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Strommarkt und Trends

Von einem eigentlichen Photovoltaik-Strommarkt kann angesichts des geringen Anteils im
schweizerischen Strommix nicht gesprochen werden. Hingegen bleibt zu erwéhnen, dass mehr und
mehr Stromkonsumenten erneuerbaren Strom beziehen wollen. Dem Wunsch kommen bereits tiber
100 Elektrizitdtswerke nach, indem sie PV-Strom zu einem erhShten Tarif anbieten. Sie kaufen ihn
von Vertragspartner, meist privaten Kleinproduzenten, aber auch von speziell darauf ausgerichteten
Firmen, wie z.B. ENECOLO, Monchaltorf. Die Produzenten verpflichten sich wihrend der
Vertragsdauer jahrlich eine festgelegte Strommenge zu liefern. Es gibt aber auch Elektrizitatswerke,
welche eigene Produktionsanlagen besitzen, wie z. B. die Bernischen Kraftwerke, BKW, welche das
grosste Photovoltaikkraftwerk in der Schweiz betreiben (Mont Soleil, 500 kW,(ac), durchschnittliche
Produktion rund 600'000 kWh/a). Diese Anlage dient jedoch primédr als gesamtschweizerische
Forschungs- und Demonstrationsanlage fiir den Bereich der Photovoltaik in unseren Breitengraden.
Dies erklért auch die relativ hohen Stromgestehungskosten von 1-1.2 CHF/kWh. *

Das Elektrizititswerk der Stadt Ziirich, ewz, bietet 6kologisch zertifizierten Photovoltaikstrom unter
dem Namen ,,Premium Solar zum Selbstkostenpreis von 85 Rp./kWh aus der ewz-Solarstromborse
an. Der Kauf dieses Stroms bewirkt direkt den Bau neuer Photovoltaikanlagen. Zur Férderung privater
Photovoltaikanlagen beteiligt sich das ewz zudem an den Investitionskosten (derzeit Fr. 5'000.- pro
installiertes kW,). Damit kann an gut besonnten Standorten nahezu kostendeckend Strom produziert
werden. Weitere Elektrizititswerke, welche die Photovoltaik unterstiitzen mdéchten, bezahlen bis zu
einem Franken pro kWh (z. B. EW Burgdorf).

7.2.3 Weltmarkt

Die weltweite Produktion von Solarzellen, ausgedriickt in elektrischer Leistung unter Standard-
Betriebsbedingungen (Sonnenintensitit 1 kW/m?® Zellentemperatur 25°C und spektrale Intensitits-
verteilung entsprechend Sonnenlicht bei einer Sonnenh6he von 41.8°) ist in Fig. 7.7 dargestellt.
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Fig. 7.7 Entwicklung der weltweiten Produktion von Photovoltaikzellen.

* http://www.bkw-fmb.ch/pubweb/page/bkw-fmb/company/energiequellen/sonne/Sonne__D.html (15.11.2004).
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Fig. 7.8 zeigt die kumulierte Leistung der weltweit erzeugten PV-Zellen. Der Anfangswert von
260 MW,, im Jahr 1990 ist eine Schétzung, welche auf der Summe der bis dahin produzierten Leistung
abziiglich moglicher riickgebauter Analgen basiert. Von diesen gut 3.1 GW, waren Ende des
Jahres 2003 weltweit rund 2.6 GW, installiert (Blanchard 2004)."

3500

3120
3000 bk

2500 D?/
2000 184

144

1500
1150
950
1000 800

670
o 580

o 440 °1

500 932038 SR
© 2003-2004 Eric Martinot

Sources and notes: see http://www.martinot.info/markets.htm

1990 1991 1992 1993 1994 1995 1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003

Fig. 7.8 Kumulierte Leistung der weltweit erzeugten PV-Zellen.

Fig. 7.9 zeigt die weltweite Solarzellenproduktion von 1995 bis 2003, aufgeteilt auf die wichtigsten
Herstellungsregionen. Am grossten ist das Wachstum wihrend der letzten Jahre in Japan und Europa.
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Fig. 7.9 Produktion von Photovoltaikzellen in den USA, Japan, Europa und dem Rest der Welt (Maycook 2004).

* Nach Angaben von Hr.Nowak, BFE Programmleiter Solarstrom, betrug Ende 2003 die weltweit installierte PV-Leistung rund
2.5 GW,,. Die Diskrepanz zu den in anderen Quellen genannten 3.1 GWp an erzeugter Leistung ldsst sich teilweise durch
Doppeltziahlung in der Erhebung erkléren.

b http://www.martinot.info/markets.htm#figure2 (26.11.2004).
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Seit 1978 wuchs die Produktion im Durchschnitt mit 25.5% p.a. Im vergangenen Jahr betrug die
Produktion 742 MW. Der Zuwachs im vergangenen Jahr betrug 32%. Die derzeit hohe Wachstumsrate
ist wohl zum Teil auf staatliche Forderprogramme in mehreren Lénder zurtickzufiihren. Wie stark die
Rate bei Ausbleiben der Forderung sinken wiirde, ist schwer zu prognostizieren.

In Tab. 7.2 ist die Zellproduktion des Jahres 2003 nach Zellentechnologie und Produktionsort
aufgegliedert.

Tab. 7.2 Produktion von verschiedenen PV-Zelltechnologien [MW] im Jahr 2003 (Maycook 2004).

Technologie USA Japan |Europa Rest |TOTAL |%
SINGLE CRYSTAL FLAT PLATE 68.0 44 17 71.15 17.15 |200.47 26.94
POLYCRYSTAL 13.42 |271.23 |114.5 60.65 |459.80 61.79
SINGLE AND POLYCRYSTAL TOTAL 81.42 [313.90 |182.65 77.80 [658.77 88.73
AMORPHOUS SILICON outside 71 0.01 7.7 3.0 17.81 2.4
AMORPHOUS SILICON INDOOR USE 0.0 5.0 0 3.0 8.0 1.0
AMORPHOUS SILICON TOTAL 71 5.01 7.7 6.0 25.81 3.4
CRYSTAL SILICON CONCENTRATORS 0.7 -- -- -- 0.7 0.1
RIBBON (SILICON) 6.8 -- - -- 6.8 0.9
CADMIUM TELLURIDE INDOOR 0.0 0.0* -- --

CADMIUM TELLURIDE OUTDOOR 3.0 - - - 3.0 0.4
COPPER INDIUM DISELENIDE 4.0 4.0 0.54
MICROCRYSTAL SI /SINGLE Sl - 13.5 13.5 1.82
S| ON LOW-COST-SUBSTRATE 0 0 0
A-SI ON Cz SLICE 30.0 30.0 4.0
TOTAL 103.02 |363.91 |193.35 83.80 (744.08 99.89
TOTAL Indoor Verwendung 8.0 A-SI +1.5 CdTe 9.6

TOTAL Weltproduktion 734.48

* Matsushita gab die Produktion von CdTe fiir Taschenrechner aus Umweltschutzgriinden bez. Cadmium-Emissionen auf.

Fig. 7.10 zeigt eine Extrapolation des Wachstums aus Fig. 7.7 bis ins Jahr 2020. Im Jahr 2020 wiirden
bei Fortschreibung der Kapazititsentwicklung entsprechend dem durchschnittlichen Wachstum der
vergangenen 26 Jahre von 25.5% rund 30 GW, produziert. Dies deutet darauf hin, dass das hohe
Wachstum von 25.5% trotz der vergleichsweise hohen Kosten des PV-Stroms wohl durch staatliche
Forderprogramme zustande kam. Bei auslaufender Forderung ist damit zu rechnen, dass die
Wachstumsrate auf beispielweise etwa 15% zurtickfillt. Die entsprechenden Produktionen von 3.7 bis
10.7 GW,, im Jahr 2020 sind aber immer noch beachtlich.
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Fig. 7.10 Bisherige Entwicklung der weltweiten jahrlichen Zellen-Produktionskapazitat und Extrapolation bis 2020.
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Fig. 7.11  Wachstum der weltweit kumulativ installierten Photovoltaik-Leistung und mégliche Entwicklung bis 2020.

Fig. 7.11 zeigt die historische Entwicklung der weltweit installierten PV-Leistung und Extrapolationen
bis zum Jahr 2020. In den vergangenen vier Jahren trat vermutlich ein durch staatliche Programme
tiberhohtes Wachstum der kumulativ installierten PV-Leistung auf. Denn es ist kaum vorstellbar, dass
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das Wachstum von 21.6% bis 2020 anhélt und dann 117 GW,, installiert sein werden. Realistisch
diirfte langfristig wohl eher mit einem Wachstum von nicht mehr als 14% zu rechnen sein. Es
existieren jedoch auch weit optimistischere Ansichten. Beispielsweise wird in (PV-TRAC 2004)
davon ausgegangen, dass im Jahr 2030 weltweit eine kumulierte PV-Leistung von 1000 GW,, erreicht
sein wird. Dies wiirde eine gleich bleibende jdhrliche Wachstumsrate von rund 24% erforderlich
machen.

Fig. 7.12 zeigt die Anteile der wichtigsten Produzenten am PV-Weltmarkt im Jahr 2003, Tab. 7.3 die
Marktentwicklung seit 1999.
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Fig. 7.12 Anteile der wichtigsten Produzenten am PV-Weltmarkt im Jahr 2003 (Maycook 2004).

Tab. 7.3  Entwicklung der PV-Zellen Produktion der bedeutendsten Hersteller (Maycook 2004).

Produzent 1999 | Rang | 2000 Rang 2001 | Rang [ 2002 @ Rang | 2003 | Rang
1999 2000 2001 2002 2003
BP SOLAR 325 1 41.9 3 542 | 2 738 | 2 702 |4
KYOCERA 30.3 2 42 2 54.0 3 60 3 72 3
SHARP 30.0 3 50.4 1 75.0 1 1231 1 198 1
SHELLSolar 22.2 4 28.0 4 390 4 575 4 73 2
AstroPower 12.0 6 18.0 5 260 5 297 | 6 17 11
SANYO 13.0 5 17.0 6 19.0 7 35 5 35 8
ISOFOTON 6.1 9.5 10 180 | 8 27.4 8 352 |7
Photowatt 10.0 7 14.0 7 14.0 10 17 10 20 10
RWE (ASE) 10.0 7 14.0 7 230 6 29.5 7 44 5
Mitsubishi ?77? ? 12.0 9 14.0 9 24 9 40
Q,CELLS 28 9
TOTAL 160.0 235.3 336.2 476.9 630.4
Welt gesamt 201.3 287.7 390.5 561.8 7441
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7.2.4 Solarzellen und deren Wirkungsgrade
Definition

Der Wirkungsgrad einer Solarzelle oder eines Moduls ist gleich dem Verhiltnis der abgegebenen
elektrischen Leistung zur Strahlungsleistung die auf die Zelle oder das Modul auftrifft.

Heute existieren verschiedene Typen von Solarzellen, wobei laufend Neuentwicklungen stattfinden.
Die drei momentan bedeutendsten Zelltypen werden aus Silizium, dem zweithdufigsten Element der
Erdkruste, hergestellt.

Monokristalline Zellen (mc-Si)

Das photoaktive Material der gesamten Zelle besteht aus einem durchgehenden Einkristall ohne
Korngrenzen. Dieser Zelltyp weist die hochsten Wirkungsgrade auf (etwa 14%-18% bei derzeit
kommerziell erhiltlichen Zellen; im Labor werden 24% erreicht”) und wird am haufigsten fiir
Grossanlagen eingesetzt. Zur Herstellung wird hochreines Halbleitermaterial benétigt. Aus einer
Siliziumschmelze werden im so genannten Czochralski-Verfahren (Cz-Si) einkristalline Stibe mit
Durchmessern von etwa 15 cm und Léngen bis zu einem Meter gezogen und in der Folge in diinne
Scheiben (,,wafer) gesédgt. Dieses Herstellungsverfahren garantiert zwar den hochsten Wirkungsgrad,
verursacht jedoch wegen der aufwindigen Technologien des Kristallisierens und Sigens auch die
hochsten Kosten.

Polykristalline Zellen (pc-Si)

Das photoaktive Material setzt sich aus mehreren Kristalldoménen unterschiedlicher Orientierung
zusammen. Die Wirkungsgrade sind im Vergleich zu den mc-Zellen niedriger (etwa 11% - 16% bei
derzeit kommerziell erhiltlichen Zellen; 18% bei Laborzellen®), da an den Dominengrenzen (auch
Korngrenzen) Elektron-Loch-Rekombinationsverluste auftreten. Zur Herstellung wird fliissiges
Silizium in Blocke gegossen, welche anschliessend in Scheiben geségt werden. Bei der Erstarrung des
Materials entstehen die unterschiedlich grossen Kristalldoménen. Neben dem Blockgiessen existiert
zur Herstellung auch noch das Bandverfahren, wobei die Siliziumbénder dabei auf trickreiche Weise
aus der Flussigphase von Silizium gezogen werden und anschliessend direkt als 100-300 um dicke
Silizium-Folie erstarren, die dann nur noch in meist quadratische Stiicke geschnitten werden muss
(beispiclsweise mit einem Laser). Dieses Verfahren weist offensichtlich ein grosses Kosten-
reduktionspotenzial im Vergleich zur Waferherstellung aus einem volumindsen Kristall auf, es konnen
bei diesen band-gezogenen Silizium-Folien allerdings auch neue Schwierigkeiten auftreten, wie etwa
eine erschwerte Handhabung in der Fertigung aufgrund von hoherer Briichigkeit gegeniiber Block-
gegossenen Wafern.

Amorphe Zellen (a-Si)

Der photoaktive Teil der Zelle besteht aus einer vollig unstrukturierten, ,,glasartigen* Mischphase aus
Silizium und Wasserstoff. Wihrend der ersten hundert Betriebsstunden tritt eine deutliche
Verminderung des Wirkungsgrads ein (Degradation, Staebler-Wronski-Effekt). Der Initial-
Wirkungsgrad betrigt heute etwa 9% - 11%, der langfristig stabile 7% - 9%. Im Labor wird derzeit ein
Wirkungsgrad von 13% erreicht.® Aufgrund dieses geringen Wirkungsgrades kommen amorphe Zellen
in Netzanlagen kaum zum FEinsatz, eher im Kleinleistungsbereich zur Stromversorgung von Uhren
oder Taschenrechnern. Zur Herstellung wird auf Glas oder ein anderes Substratmaterial eine diinne
Siliziumschicht abgeschieden. Die Schichtdicke betrdgt weniger als 1 um, man spricht deshalb auch
von Diinnschichtzellen. Die Produktionskosten sind alleine wegen der im Vergleich zu den anderen
beiden Zelltypen weit kleineren Materialkosten geringer, der Materialverbrauch betrigt im Vergleich

* http://www.solarserver.de/wissen/photovoltaik.html#unt (25.5.2004).

® hitp://www.solarserver.de/wissen/photovoltaik.html#unt (25.5.2004).

¢ http://www.solarserver.de/wissen/photovoltaik.html#unt (25.5.2004).
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zu kristallinen Zellen lediglich 1/20 bis 1/100 (Harmon 2000). Das Degradationsproblem ist nach wie
vor ungelost. Deshalb hat a-Si bis heute keinen grossen Marktanteil erreicht (ca. 10% vom
Weltmarkt). Es wird vor allem fiir Kleinverbraucher (consumer market) verwendet, wo die
Lebensdauer keine grosse Rolle spielt und etwas Degradation ohne weiteres in Kauf genommen
werden kann. Eine moégliche Losung dieses Problems besteht moglicherweise in der an der Universitit
Neuenburg (Gruppe von Prof. A. Shah) entwickelten mikromorphen Si-Diinnschichtzelle. Sie besteht
aus einer mikrokristallinen Basiszelle (uc-Si:H), welche eine amorphe Si-Zelle (a-Si:H) trégt
(Tandemzelle, siche Fig. 7.13). Da diese Zellen extrem diinn sind (2-4 um), besteht erhebliches
Kostensenkungspotenzial, eine giinstige Realisierung erscheint aussichtsreich. Der Wirkungsgrad nach
der Degradation betrigt etwa 10%", wodurch der Flichenbedarf im Vergleich zu Zellen mit héheren
Wirkungsgraden steigt. Die industrielle Umsetzung dieses Konzepts erfolgt durch unaxis, Balzers, FL
(Niederhdusern 2004).

—_——— ——

_ blau- und
grinempfindlich

_ rot- und infra-
rotempfindlich

Fig. 7.13 ,,Mikromorphe“ Tandem-Diinnschichtzelle.

Trends und Entwicklungen

Neben diesen drei wichtigsten auf Silizium basierenden Typen wird auch versucht, mit alternativen
Materialien bessere Ergebnisse zu erzielen. Zellen auf Basis von CadmiumTellurid (CdTe), Kupfer-
Indium-Diselenid (CIS) oder Kupfer-Indium-Gallium-Diselenid (CIGS) sind in Entwicklung. Fig. 7.14
zeigt den Aufbau einer CIGS-Zelle. Dieser Typ ist die erste industriell erzeugte Zelle ohne Silizium,
derzeit werden von Shell Solar etwa 4 MW,/a hergestellt (Tab. 7.2), was etwa 0.5% der gesamten
Weltproduktion darstellt. Die CIGS-Schicht weist eine Dicke von etwa 2-5 pm auf. Die Vorteile
liegen in Materialeinsparungen und geringeren Produktionskosten im Vergleich zu Si-Zellen. Der
Wirkungsgrad liegt bei etwa 10%. Das Hauptproblem stellt die Degradation dar. Die technische
Zukunft dieser Technologie kann mangels Langzeiterfahrung nicht beurteilt werden, insbesondere
auch die Degradation, welche am PSI schon nach einem Jahr outdoor-Exposition festgestellt wurde.

* Eigene Messung am PSI.
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Fig. 7.14 Aufbau einer CIGS-Zelle.

Fig. 7.15 zeigt den schematischen Aufbau einer CIS-Zelle sowie eine Praxisanwendung. Die Zelle ist
mit 3-5 pm sehr diinn. Ein weiterer Vorteil ist die einheitlich dunkle Oberfliche, die eine gute Astethik
bietet. Nachteilig sind die giftigen und schlecht umweltvertréglichen Komponenten, zudem ist der
Rohstoffvorrat Indium begrenzt (Becker 2003).

Licht

1-2um

1-2um
1 um

Fig. 7.15 Schematischer Aufbau einer CIS-Zelle und Praxisanwendung (Becker 2003).

Fig. 7.16 zeigt den schematischen Aufbau einer CdTe-Zelle. Dieser Typ verspricht eine
kostengiinstige Fertigung und ist auf dem Weg zur Produktion in grésserem Massstab. Das enthaltene
Cadmium ist allerdings wenig umweltvertrdglich und die vorhanden Mengen des Rohstoffs Tellur sind
begrenzt (Becker 2003).
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Fig. 7.16 Schematischer Aufbau einer CdTe-Zelle (Becker 2003).

Auch mit Hilfe eines verinderten Zellenaufbaus kann die Performance optimiert werden. So wird
beispielsweise mit dem Aufbau der Zelloberfliche in Pyramidenstruktur experimentiert, um das
einfallende Licht mehrfach auf die Oberfliche treffen zu lassen (Fig. 7.17). Die eingegrabenen
Frontseitenkontakte bringen 5% mehr Lichteinfall, der Produktionswirkungsgrad liegt aktuell bei
18.3%. Bei der nédchsten Generation soll die Riickseite wie ein Spiegel fiir Photonen wirken, wodurch
eine bessere Nutzung des Rot- und Infarotbereichs moglich wird (Becker 2003).

Pyramideniormige Oberflache mit eingegrabenar Kontakt
Antireflexschicht aus Silizivmnitrid Vi

i

stark negativ datierte Schicht (n* )

sehr stark negativ dotierte Schicht { n* "}

positiv dotiertes Silizium (p)

_stark positiv dotierte Schicht (p” )

Riickseitenkontakt

arte. §F, Gl ke erig

Fig. 7.17 Monokristalline Saturn Zelle von BP (Becker 2003).

Eine weitere Moglichkeit stellen Mehrschichtzellen dar. Sie bestehen aus mehreren tibereinander
gestapelten Halbleiterschichten mit unterschiedlichen spektralen Empfindlichkeiten, welche die
einzelnen Anteile des Spektrums simultan in Strom umwandeln. Das Funktionsprinzip einer solchen
Mehrschichtzelle ist in Fig. 7.18 dargestellt. Fiir einen Stapel von 36 Schichten wird ein Wirkungsgrad
von 72% prognostiziert. So gelingt es, das Sonnenlicht weit besser auszuniitzen, als mit einem
einzigen Halbleiter, wie beispielsweise Silizium, welcher nur bis zu einer Wellenldnge von 1100 nm
(1.1 eV) empfindlich ist.

Wie jedoch in neueren Arbeiten am PSI gezeigt wurde (Durisch et al. 2004a), sinkt der Wirkungsgrad
von Mehrschichtzellen bei Abweichung des Spektrums vom Standardspektrum signifikant ab,
insbesondere bei der Rotverschiebung des Spektrums bei abnehmender Sonnenhdhe ab spiterem
Nachmittag (verlustreicher Strom-missmatch zwischen den einzelnen Zellen). Losungen zu diesem
Problem miissen unbedingt noch gefunden werden, um Mehrschichtzellen fiir terrestrische
Anwendungen wirtschaftlich nutzbar zu machen.
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Fig. 7.18 Funktionsprinzip einer Mehrschicht-Zelle (http://www.nrel.gov/ncpv).

Bei Konzentratorzellen wird durch die Verwendung von Linsen- oder Spiegelsystemen eine hohere
Lichtintensitit auf die Zellen fokussiert. So kann teure Zellenfldche eingespart werden. Diese Systeme
werden der Sonne nachgefiihrt, da sie nur die direkte Solarstrahlung niitzen konnen.

Die Farbstoffzelle ist eine elektrochemische Fliissigkeitszelle mit Titanoxid als Halbleiter und einem
Farbstoff zur Verbesserung der Lichtabsorption. Deren Prinzip ist in Fig. 7.19 dargestellt. Das
Titandioxid TiO, wird in Form von Kugeln (d=10 nm), die mit Farbstoffmolekiilen bedeckt sind,
eingesetzt. Das einfallende Licht ionisiert die Farbstoffmolekiile, Elektronen werden in den Halbleiter
injiziert und das Red/Ox-Paar schliesst den Stromkreis. Bei diesem Zelltyp vorteilhaft ist der Ersatz
von teurem Silizium durch eine diinne Schicht aus billigerem Halbleitermaterial, vorzugsweise TiO».
Derzeit werden im Labor Wirkungsgrade von 11% erreicht. Probleme bestehen noch mit der
Degradation und dem Einschluss des Elektrolyten.

Farbstoff- oder Sensibilisierungszelle

Glas
InSn02
O Ion
| =—Elektrolyt

Farbstoff-

molekiil
Ti0;
v InSn0;
Glas Substrat

Fig. 7.19 Schematische Darstellung einer Farbstoff-Zelle (Becker 2003).

Im Folgenden werden einige fortschrittliche Entwicklungen der Solarzelle-Technologie der jingeren
Vergangenheit aufgelistet:

Am deutschen Frauenhofer-Institut wurde Ende 2003 eine kristalline Siliziumzelle mit einem
Wirkungsgrad von 20.2% prisentiert. Ganz entscheidend fiir den hohen Wirkungsgrad ist ein
patentiertes Verfahren fiir die Riickseitenkontaktierung der Solarzelle. Die sogenannte LFC-(Laser
Fired Contacts)-Technik ermdglicht durch verbesserte Kontakte bei niedrigen Herstellungskosten eine
hohe Effizienz. Die bisher notwendigen teuren und langsamen Photolithographie-Schritte entfallen.
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Bei dem LFC-Prozess wird die Aluminiumschicht direkt auf die Passivierungsschicht aufgedampft.
Der Laserpuls schmilzt dann das Aluminium auf, ,,schiesst” es durch die passivierende Nitrid-Schicht
und erzeugt so die lokalen Kontakte. Dieser Prozess ist kostengiinstig, materialschonend und schnell:
er benotigt nur eine Sekunde pro Solarzelle und er funktioniert auch bei sehr diinnen Scheiben. Mit
diesem Verfahren wurde eine Solarzelle von 37 Mikrometer Dicke hergestellt. In der Luft- und
Raumfahrt gibt es einen Nischenmarkt fiir superdiinne Hochleistungszellen. Fiir den terrestrischen
Massenmarkt miissen noch Verfahren entwickelt werden um die ultradiinnen Scheiben kostengiinstig
herzustellen. Mit konventionellem Schneiden sind etwa 150 Mikrometer Schichtdicke zu erreichen.”

Eine weitere Moglichkeit, diinne Siliziumzellen herzustellen, besteht im so genannten ,,EFG-
Verfahren* (edge definded film-fed growth), bei dem Oktagon-Rohre aus fliissigem Silizium gezogen
werden (Eberl 2004).

Die Entwicklung des Wirkungsgrades verschiedener Zelltypen in den vergangenen rund 50 Jahren ist
in Fig. 7.20 dargestellt.

In den vergangenen 25 Jahren hat der Wirkungsgrad durchschnittlich um 0.25 Prozentpunkte pro Jahr
zugenommen. Bei den Zellen aus Silizium, Si und Galliumarsenid, GaAs wurde der maximal mogliche
Wirkungsgrad von rund 28% bzw. 29% im Labor anndhernd erreicht. Da eine weitere Steigerung mit
unverhdltnisméssig hohen Kosten verbunden wire, ist hier die Entwicklung als weit gehend
abgeschlossen zu betrachten. GaAs-Zellen werden ihres hohen Preises wegen ausschliesslich in der
Raumfahrt verwendet. Das Ziel bei den Si-Zellen besteht darin, die im Labor erzielten Ergebnisse in
die Praxis umzusetzen, d.h. die Herstellungsprozesse zu vereinfachen und damit die Kosten zu senken
und dies bei akzeptablen Wirkungsgradeinbussen. So ist es beispielsweise der Firma SunPower in den
USA neuerdings gelungen, grossflichige Si-Zellen mit Wirkungsgraden um die 20% zu
konkurrenzfihigen Preisen herzustellen.
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30 SHeon —| = 3 505 Gansinaap
Thin films — T 7
—/*  Silicon modules /O_,_,,-a.._--'-'——""#"""'" | GoA
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Fig. 7.20 Historische Entwicklung des Wirkungsgrades verschiedener Solarzellen (Labor) und von Siliziummodulen.”

Der Wirkungsgrad von Si-Zellen aus kristallinem Silizium (c-Si) in handelsiiblichen Modulen hat von
1980 bis 2000 von etwa 10 auf 15% zugenommen. In den vergangenen 4 Jahren ist es der Firma
SunPower gelungen, bis 19% zu erreichen (Messungen am PSI).

* http://www.stp-gateway.de/Archiv/archiv850.html (25.5.2004).

® Darstellung basierend auf (Green 1993-2000), (SERI 1985) und (MRS-Bulletin 1993), ergéinzt durch eigene Messungen.
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Diinnschichtzellen aus Kupfer-Indium-Gallium-Diselenid (CulnGaSe,), auch unter dem Kiirzel CIGS-
Zellen bekannt, haben das Potenzial fiir grostechnische Anwendungen. Shell Solar und die Wiirth
Solar haben die grosstechnische Modulproduktion aufgenommen. Sie leiden allerdings, wie die a-Si-
Zellen, unter Degradationserscheinungen (Messungen am PSI an einem CIGS-Modul ST 40 von
Shell).

Mit Tandemzellen aus Galliumarsenid, GaAs und Gallium-Antimonid (GaSb) bzw. aus GaAs und
Indium-Gallium-Phosphid (InGaP) konnten im Jahr 2000 erstmals Wirkungsgrade tiber 30% erzielt
werden. Sie werden derzeit, wie die GaAs-Zellen, ausschliesslich in der Raumfahrt verwendet. So wie
Si-Zellen anfinglich auch nur in der Raumfahrt verwendet wurden, heute jedoch dominieren, kénnten
Mehrschichtzellen dereinst auch fiir terrestrische Anwendungen zum FEinsatz gelangen. Auch bei den
Mehrschichtzellen sind in den vergangenen Jahren enorme Fortschritte erzielt worden. Die aktuellen
Wirkungsgrade aller Technologien fiir Labor und Praxisbetrieb sind in Tab. 7.4 zusammengestellt.

Tab.7.4 Ubersicht {iber die Wirkungsgrade von verschiedenen Zelltypen, Labor- und Praxiswerte.

Laborzellen
Zelltyp Hersteller Wirkungsgrad
Dreischichtzellen Sharp 39.2%"3)a)
GalnP/GaAs/Ge Spectrolab 36.9%" ¥
GalnP/GaAs/Ge Spectrolab 32.0%9
Galliumarsenid Kopin 25.1%9
Silizium mono UNSW 24.7%
poly UNSW 19.8%
dunnfilm FhG ISE 16.6% °
amorph Uni Toledo 12.5%2)
tripel United Solar 15.2%2)
hybrid Uni Neuenburg 11.9%
CIGS Auf Glas NREL 18.4%° )
Auf Polymer ETHZ 12.8%2
EPFL 11%2 9
Farbstoffzelle ISE 8%°)
Organische Zelle Siemens ca. 5%
Zellen in handelsiiblichen Modulen
Silizium mono Sun Power 18-19%
BP Solar 15-16%
Shell Solar 14-15%
poly Kyocera 13-14%
Sharp 14-15%
amorph Sanyo 8-9% 9
tripel United Solar 7-8% )
CIGS Auf Glas Shell Solar 10-11%
1) Unter konzentriertem Sonnenlicht (200 bzw. 310x).

2) Vor Degradation.

3) Bestitigung durch unabhéngiges Labor steht noch aus.
a) Quelle: (EC 2004).

b) Eigene Messungen am PSI.

¢) Quelle: www.sonnenseite.com (2003).

d) Quelle: (Green et al. 2003).

e) weitgehend stabil; Quelle: (Luther 2002).
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Der Wirkungsgrad herkommlicher kristalliner Si-Zellen, Si-Mehrschichtzellen, CIGS-Zellen und
neuester Si-Zellen (SunPower) hédngt in komplexer Weise von den klimatischen Parametern
Einstrahlungsintensitidt, Umgebungstemperatur und Luftmasse (Engl. Air mass, AM") ab. Am PSI
wurden dazu eingehende experimentelle Arbeiten durchgefiihrt. Um die bestgeeignete Technologie fiir
vorgegebene Standorte evaluieren zu konnen, wurden am PSI Wirkungsgradmodelle entwickelt,
welche fiir entsprechende klimatische Bedingungen eine genaue Prognose der jdhrlichen
Stromproduktion erméglichen (Durisch et al. 2004a). Dies ist unabdingbare Voraussetzung zur
moglichst wirtschaftlichen Produktwahl.

7.2.5 Zukiinftige Technologieentwicklung

Hauptziel der zukiinftigen Technologieentwicklung ist die Verbilligung der PV-Stromproduktion, um
mit anderen Stromerzeugungsalternativen konkurrieren zu konnen. Nur auf diesem Weg kann die
Photovoltaik den Durchbruch hin zur breiten Anwendung schaffen.

Einerseits muss die Herstellung der PV-Zellen verbilligt werden. Gefragt sind also kostengiinstige
Herstellungsverfahren, die Entwicklung hin zur industriellen Massenproduktion sowie die
Verwendung alternativer, billiger Materialien. Nach (Keshner & Arya 2004) konnte beispielsweise
eine deutliche Kostenreduktion bei der Herstellung von Diinnfilm-PV-Systemen allein durch die
Errichtung von Produktionsanlagen in ausreichender Grosse erreicht werden.

Ein weiterer Schwerpunkt der zukiinftigen Entwicklung wird die Erhdhung der Wirkungsgrade sein.
Dabei sind jedoch durch unterschiedliche Verlustmechanismen Grenzen gesetzt. Grundsétzlich konnen
mit einzelnen Halbleitermaterialien nur bestimmte Spektralbereiche des Lichts genutzt werden. Ein
bestimmter Anteil der Strahlungsenergie bleibt also ungenutzt, da die Lichtquanten nicht iiber
ausreichend Energie verfiigen, um die Ladungstriger zu aktivieren. Die Uberschussenergie der
Photonen wird nicht in Strom, sondern in Wiarme umgewandelt. Zudem spielen optische Verluste, wie
etwa die Abschattung der Zelloberfliche durch die Kontaktierung oder die Reflexion einfallender
Strahlung an der Zelloberflache, sowie elektrische Widerstandsverluste im Halbleiter und dem
metallischen Stromabnehmer eine Rolle. Finzelne Verlustmechanismen kénnen aus physikalischen
Griinden nicht weiter optimiert werden, da sie durch das verwendete Material vorgegeben sind. So
liegt etwa der theoretisch maximale Wirkungsgrad von kristallinem Silizium bei 28%. In Fig. 7.21
sind die thbeoretisch maximalen Wirkungsgrade anderer Zellenmaterialien bei Standardbedingungen
dargestellt.

* Der Faktor der Luftmasse [m/m] entspricht dem realen Weg des Sonnenlichts durch die Atmosphére, der lidnger ist als der
vertikale Weg.

® http://www.solarserver.de/wissen/photovoltaik.html#unt (25.5.2004).
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Fig. 7.21  Maximale theoretische Wirkungsgrade einiger Solarzellenmaterialien bei Standardbedingungen.

Durch den Einsatz alternativer Zellmaterialien oder die intelligente Verwendung von Material-
kombinationen konnen diese systematischen Beschrankungen jedoch umgangen werden. So ist das
Wirkungsgradpotenzial von Solarzellen in handelsiiblichen Modulen noch ldangst nicht ausgeschopft
(die theoretische Obergrenze liegt bei 94.8%). Heutige kommerziell erhiltliche Produkte haben
Wirkungsgrade im Bereich von 8-16%. In den vergangenen 25 Jahren nahm der Wirkungsgrad mit
durchschnittlich 0.25 Prozentpunkten pro Jahr zu. In Anbetracht der noch enormen Entwicklungs-
moglichkeiten diirfte eine lineare Extrapolation wohl die sinnvollste Annahme sein. Somit ergeben
sich fiir das Jahr 2035 technische Wirkungsgrade im Bereich von 16 bis 24% und im Jahr 2050 von 20
bis 28%. Im Labor diirften dann 40-56% erreicht sein, bei quantensprungartigen Entwicklungen, wie
bei den HT-Supraleiter sogar noch hohere Werte. Quantensprungartige Entwicklungen sind aber derart
spekulativ, dass 2035 fiir Massenprodukte realistischerweise von einem durchschnittlichen Wirkungs-
grad von 20% ausgegangen werden darf und von 24% im Jahr 2050. Bei einem Durchbruch in der
Technologieentwicklung konnten aber auch deutlich hohere Werte resultieren.

Diese Schitzungen decken sich auch in etwa mit den in Fig. 7.22 gezeigten historischen und fiir die
Zukunft prognostizierten Entwicklungen der Wirkungsgrade verschiedener Zelltypen, jeweils fur die
hochsten Laborwirkungsgrade nach (Goetzberger 2001). Die Kurve fiir die dritte PV-Generation ist
rein hypothetisch.” Die Kurven zeigen, dass die maximal moglichen Wirkungsgrade im Jahr 2050
anndhernd erreicht sein werden. Der Wert solcher Prognosen kann jedoch zumindest in Frage gestellt
werden, da schon heutige Laborwirkungsgrade (vgl. Tab. 7.4) teilweise deutlich von den Prognose-
kurven abweichen.

* Der Grossteil der heute verwendeten Solarzellen basiert auf wafern aus Silizium, der so genannten ,.ersten Generation* der
Photovolataik. Hier bestimmen die Materialkosten, insbesondere die Kosten der Si-wafer die Investitionskosten. Als ,,zweite
Generation* werden Diinnfilmtechnologien bezeichnet. Vorteilhaft ist hier, dass keine Si-wafer benétigt werden, was zu
deutlichen Kosteneinsparungen fithren kann. Derzeit sind die Wirkungsgrade jedoch noch deutlich unterhalb jener der ersten
Generation.

Als ,.dritte Generation werden schliesslich Technologien bezeichnet, welche der Diinnfilmtechnologie nachfolgen werden
und deren Wirkungsgrad nicht dem thermodynamischen Limit des Quantenumwandlungsprozess der heutigen Zellen
unterworfen ist. Es kann erwartet werden, dass die Wirkungrade der dritten Generation zwischen dem thermodynamischen
Limit von 31% fiir einen einzelnen Ubergang und dem maximalen Canot’schen Umwandlungswirkungsgrad von Sonnenlicht
in Strom von rund 95% liegen wird (Green 2002). Diese dritte Generation wird auf Diinnfilmtechnologie mit héherem
potenziellen Wirkungsgrad (mehr als ein Elektroneniibergang) sowie der Verwendung reichlich vorhandener, nicht toxischer
Materialien basieren und soll zudem keine DEgradationserscheinungen aufweisen (Green 2003, Green 2004).
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Fig. 7.22 Historische und prognostizierte Entwicklungen der Wirkungsgrade verschiedener Zelltypen, jeweils fiir die
héchsten Laborwirkungsgrade (Goetzberger 2001).

Tab. 7.5 bietet einen zusammenfassenden Uberblick iiber verschiedenen PV-Systeme, deren Vor- und
Nachteile sowie deren Verbesserungspotenzial.

Tab. 7.5

Uberblick iiber verschiedene Photovoltaik-Optionen nach (Energie-Spiegel 2001).

Materialsystem

Vorteile

Nachteile

Verbesserungspotenzial

Kristallines Silizium (c-Si)

Bewahrt, stabil, in
beliebigen Mengen und
Uberall verfugbar,
umweltfreundliches
Material, hoher
Wirkungsgrad 15-20%

Geringe Absorption bedingt
grosse Dicke (200-400 pm),
grosser Materialbedarf,
verlangt hochwertiges Si,
hoher Energieverbrauch bei
Herstellung

Abscheidetechnik,
Dunnfilmtechnik,
Wirkungsgrad, Lichteinfang,
Mehrfachzellen, Quanten-
Strukturen

Amorphes Silizium (a-Si)

Hohe Absorption,
geringer Materialbedarf,
Abscheiden auf billige
Substrate

Wirkungsgrad gering (7-
10%), nimmt unter
Lichteinstrahlung ab

Stabiler Wirkungsgrad,
Tandemzellen aus
mikrokristallinem Si und
amorphen Si

Konzentratortechnik (Si,
GaAs, InP)

Geringer
Materialbedarf, hoher
Wirkungsgrad 25-30%

Nutzt nur direkt
eingestrahltes Licht, Zelle
muss stets auf Sonne
gerichtet sein

Konzentrator,
Mehrfachzellen,
Wirkungsgrad >35%

Verbindungshalbleiter
(CIS, CIGS, CdTe)

Kostenguinstige
Abscheidetechnik, sehr
hohe Absorption, sehr
dinne Schichten

Seltene Elemente (In, Te),
benétigt geringe Mengen
toxisches Cd, Te

Wirkungsgrad,
Mehrfachzellen, Anpassung
an Spektrum, billige
Substrate

Elektrochemische Zellen

Billige Halbleiter (z. B.
TiOy)

Einschluss des chemischen
Systems (Elektrolyt),
Degradation

Neuartige Elektrolyten,
Halbleiter und Farbstoffe,
Nanostrukturen,
Wirkungsgrad
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7.2.6 Systeme und Anlagen

Einzelne Solarzellen, etwa in der Grosse von 10 cm mal 10 cm und einer Leistung von rund 1.5 W,,,
konnen zu so genannten PV-Modulen kombiniert werden, welche tiblicherweise eine Leistung von
10 W, bis 300 W, aufweisen. Einzelne Module koénnen wiederum zu Generatorarrays zusammen-
gesetzt werden, um eine dem Anwendungszweck entsprechende Leistung zu erreichen. Diese
Generatorarrays konnen auf Décher und Fassaden aufgesetzt oder integriert werden, wobei zur Strom-
gewinnung natiirlich auch noch Elektroinstallationen nétig sind. Fig. 7.23 zeigt eine schematische
Darstellung einer netzverbundenen PV-Dachanlage mit den notwendigen Elektroinstallationen. Die
Panele sind fix ausgerichtet.

1 Photovoltaikgeneratoren

2 Unterkonstruktion

3 Gleichstromleitung

4 Netzeinspeise-Wechselrichter
5 Produktionszahler

6 Verteilerkasten

7 Einspeisung des Strom-
Uberschusses ins EVW-Netz

Fig. 7.23 Schematische Darstellung einer ans Stromnetz angebundenen PV-Dachanlage.

Erste Anwendungen fand die Photovoltaik in der Raumfahrt. Dort spielten die Kosten keine Rolle.
Danach folgten die ersten terrestrischen Anlagen. Heute sind es vor allem dach- und
fassadenintegrierte Netzverbund-Anlagen im Bereich von 1-10 kW, die im Rahmen von staatlichen
Programmen gef6érdert werden (z.B. in Deutschland, Japan, USA wusw.). Bereits anfangs der
Achtzigerjahre wurden in den USA zwei grosse Freiland-Kraftwerke gebaut. Die derzeit grossten
Anlagen stehen in Hemau bei Regensburg (4 MW), Rancho Seco in Kalifornien (3.9 MW), Tuscon in
Arizona (3.78 MW) und in Serre bei Salerno in Italien (3.3 MW)." Im deutschen Saarland entsteht
derzeit die weltweit grosste Anlage mit einer Leistung von 8.2 MW,. Auf einer Flidche von 165'000 m’
werden etwa 50'000 Solarmodule installiert, welche 8 GWh/a Strom fiir 3500 Haushalte liefern
werden.” Mehrere weitere Grossanlagen im Bereich von 2-18 MW sind in Deutschland in Planung.

Langfristig werden sonnenreiche Wiistengebiete von Interesse sein. Dort sind nutzbare Flichen im
Uberschuss vorhanden und das Angebot an Sonnenenergie mindestens zwei mal so hoch wie in
unseren nordlichen Breiten (vgl. Fig. 7.24 und Fig. 7.25). Visionen fiir Grosskraftwerke im Bereich
von 100 bis 1000 MW wurden im Rahmen des IEA-Programms ,,Photovoltaik Power Systems®, Task
8 ,,Very Large Scale Photovoltaic Systems® erarbeitet. Das dort fiir Wiistengebiete abgeschitzte PV-
Potenzial iibersteigt die heutige weltweite Elektrizitdtsproduktion um mehr als zwei Grossen-
ordnungen. Fiir Europa ist vor allem Nordafrika interessant.

* http://www.zdf.de/ZDFde/inhalt/14/0,1872,2138062.,00.html (11.8.2004).
® http://www.umwelt.saarland.de/11949.htm (11.8.2004).
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7.2.7 Entsorgung und Recycling

Ganze PV-Anlagen mussten bisher noch nie entsorgt werden. Vor allem die Entsorgung der
Photovoltaikmodule ist noch nicht abschliessend geklért. Kleine Mengen defekter Module fallen aus
der Endkontrolle der Produktion an und werden heute als Industricabfall (KVA oder Deponie)
entsorgt. Methoden fiir das Recycling von PV-Modulen sind in Entwicklung. Modulrahmen (Stahl
oder Aluminium) kénnen als rezyklierbar eingestuft werden, da sie in massiver Form mechanisch vom
Modul getrennt werden konnen.

Der eigentliche PV-Generator bzw. das Laminat ist aufgrund der Betriebs-Anforderungen ein
hochstabiler Verbund aus Glas, Kleber, Siliziumzellen und einer wetterfesten Schutzfolie aus
Kunststoff. Das Rezyklieren dieser Wertstoffe ist erstrebenswert, da das Laminat Materialien in
hochsten Reinheiten enthélt. Drei Losungswege des Recyclings sind denkbar:

trennen des Laminatverbundes (mechanisch, chemisch oder thermisch)
recyclinggerechte Panelkonstruktion

reparaturgerechte Panelkonstruktionen (Ersatz von defekten Komponenten)

Der Laminat-Verbund kann mechanisch nur schwer geldst werden. Allenfalls konnen Glasscheibe und
Riickseitenfolie mechanisch getrennt werden. Thermische Verfahren zur Auftrennung sind fir
Verbundglasscheiben in Erprobung. Dabei werden die nicht chemischen Flachenhaftungen bzw.
Adhision der unvernetzten Polymere durch Abkiihlung herabgesetzt. Zur Trennung des vernetzten
Kleber/Zellen-Verbundes ist dieses Verfahren jedoch kaum praktikabel, da dieser Verbund besonders
stabil ist und gutes Tieftemperaturverhalten aufweist. Als vernetztes Polymer ist ein Recycling des
Klebers kaum moglich. Eine thermische Verwertung ist hingegen moglich. Recycling- oder
reparaturgerechte Konstruktionen sind noch nicht erhiltlich, sind jedoch in Erprobung.

Die Entsorgung in einer KVA ist wegen der zu erwartenden Emissionen nachteilig. Der
hauptsidchliche Nutzen bei einer Verbrennung der Laminate wire die Volumenreduktion durch
Verbrennung der Kunststoffteile (Kleber- und Rickseitenfolie). Wichtige Emissionen sind aus der
Riickseitenfolie (HF aus PVF) und z.T. aus den elektrischen Verbindungselementen (fliichtigere
Metalle wie Kupfer, Silber, Zinn, Blei) sowie sehr geringe Mengen von Phosphor- und
Borverbindungen aus den Zellendotierungen zu erwarten. Die Volumenreduktion betrdgt durch
vollstindige Kunststoffverbrennung lediglich ca. 10%. Die Entsorgung in der KVA sollte deshalb
nicht in Betracht gezogen werden.

Materialien, die in Inertstoffdeponien gelagert werden, diirfen nicht mehr als 5 Gewichtsprozent
organisches Material enthalten. Die direkte Deponierung von Laminaten als Inertstoff ist deshalb in
einigen Fillen erst nach Entfernung der Riickseitenfolie und evtl. des Klebers zwischen den Zellen
und der Folie moglich. Weil die Laminate zum grossen Teil aus Glas und hochreinem Silizium
bestehen, stellen sie relativ harmlosen Miill dar.

Als problematisch konnen sich einerseits die Kosten des Recyclings, andererseits die Entsorgung
geringer toxischer Bestandteile erweisen. Nach (Fthenakis & Moskowitz 2000) ist das Recycling
technologisch und 6konomisch machbar, es miissen jedoch einige spezifische Faktoren berticksichtigt
werden. So stellt beispielsweise der Transport bei der Entsorgung weit verstreuter Kleinanlagen einen
bedeutenden Kostenfaktor dar. Mit den heute moglichen Verfahren kann der Grossteil der Metalle
recykliert werden. Der verbleibende Anteil liegt in Form eines Schlamms vor, welcher entweder
entsorgt oder einer weiteren Verwertung zugefiihrt wird. In Frage kommt z.B. die Nutzung des
Cadmiums im Schlamm aus dem Recycling von CdTe als Grundstoff fiir NiCd-Batterien (Fthenakis &
Moskowitz 2000).

In (Sander et al. 2004) wurde die Entsorgung von Photovoltaikanlagen angesichts des boomenden
Marktes in Deutschland und der EU analysiert, um Empfehlungen hinsichtlich eines optimalen
Stoffstrommanagements aussprechen zu konnen. Die Ergebnisse zeigen, dass fiir kristalline Module
eine moglichst vollstindige getrennte Erfassung und ein zerstdrungsfreier Transport sicherzustellen

221



a

Photovoltaik

sind, wihrend bei amorphen Zellen diese Notwendigkeit nicht besteht. Bei kristallinen Zellen ist deren
Abtrennung anzustreben, da dadurch eine Wiederverwertung des teuren Materials ermoglicht wird.
Bei Cadmiumbhaltigen Modulen muss das Hauptaugenmerk auf die Abtrennung des Schwermetalls
gelegt werden, um es aus dem Abfallstrom zu entfernen. Bei Modulen mit amorphen Zellen besteht
das Ziel lediglich in der getrennten Sammlung und anschliessenden Wiederverwertung von Glas und
Metall. Tab. 7.6 gibt einen aktuellen Uberblick iiber Verfahrenstypen zur Behandlung von PV-

Modulen.

Tab.7.6  Merkmale von Verfahrenstypen zur Behandlung von PV-Modulen (Sander et al. 2004).

Verfahren Fraktionen Output Starken Schwiéchen Status

Chemisch Silizium-Wafer; Glas; Gewinnung von Silizium fiir Menge verbrauchter Chemi- Fiir die Auflésung des Verbunds
gebrauchte Chemikalien; Wiederverwendung bzw. kalien zur Beseitigung Jkristallines Si-EVA-Glas" als nicht
Halbleiter (Metallrahmen Wiederverwertung durchfiihrbar erachtet.
wird vor der Behandlung Riickgewinnung von Halblei- Fiir cadmiumbaltige Diinnschichtmodule
separiert) tern 7. 7t. in USA im Pilotbetrieb (First Solar

GmbH)
Thermisch Silizium-Wafer; Glas Gewinnung von Silizium fiir Energiebedarf; Emissionspo- | Zur Zeit eine Pilot-Anlage in Freiberg

(Metallrahmen wird vor der
Behandlung separiert)

Wiederverwendung bzw.
Wiederverwertung

tential im Abgaspfad;
Abgasbehandlung; Abfalle
aus der Abgasbehandlung

(Sachsen) im Versuchshetrieb fiir
Trennung kristalline Module (Deutsche
Solar AG)

Mechanisch (fiir
Diinnschicht-
Module)

Halbleiter; Glas; Kunststoffe
(Metallrahmen wird vor der
Behandlung separiert)

Riickgewinnung von Halblei-
tern; kein Einsatz von Chemi-
kalien

Kontaminierter Sand;
geféhrliche Staube wahrend
des Prozesses

Pilotverfahren der BAM

Trennung mit
anschlieBendem
Einsatz des Glases

Glas (einschlieBlich Si);
(Metallrahmen wird vor der
Behandlung separiert)

Mechanische Trenntechnik
ohne Nebenprodukte, die
zusatzlich entsorgt werden

Downcycling; Si-Einschluss
fiihrt zu Glasfehler; Gehalte
an Si, Cu, Pb + Kunststoff

abgeschlossene Versuche mit kristallinen
Modulen in einer Verbundglas-
Recyclinganlage; fiir groBe Mengen nicht

im Verbundglasre- miissen

cycling

problematisch fiir Recycla-
teinsatz in Glasproduktion

geeignet

Vorteilhaft wirkt sich auch die relativ grosse Reduktion des Energieverbrauchs zur Herstellung der
PV-Anlagen durch die Wiederverwertung der Zellmaterialien aus. Nach (Frisson et al. 2000) kann der
Energieinput pro erzeugter Kilowattstunde durch die Verwendung von recycklierten polykristallinen
wafern in PV-Modulen um rund 75% gesenkt werden.

7.2.8 Produktionscharakteristik

Infolge winterlicher Hochnebellagen ist die PV-Stromproduktion im Mittelland nur beschriankt
moglich, wogegen sie bei gleichzeitiger Hochdrucklage in den Alpen durchaus Sinn macht. Dies wird
auch, wie spdter in Fig. 7.32 und Fig. 7.33 gezeigt, aus der monatlichen Stromproduktion im
Mittelland bzw. in den Alpen deutlich.

7.3
7.3.1

Das Stromerzeugungspotenzial mit PV-Anlagen ist sehr stark von der Sonneneinstrahlung abhéngig.
Fig. 7.24 zeigt die durchschnittliche globale Einstrahlung auf horizontale Flichen fiir die Schweiz.”
Bei Dachanlagen sind die Module meist geneigt. Die Neigung fiir maximalen Jahresertrag betrédgt in
der Schweiz bei Siidausrichtung etwa 35°. Nach Meteonorm betrdgt die Einstrahlung bei dieser
Ausrichtung in Wiirenlingen, einem Ort im Mittelland, 1220 kWh/m?, in Chur 1468 kWh/m” und in
St. Moritz 1795 kWh/m®. Es wird also deutlich, dass die Einstrahlung in Abhingigkeit vom Standort
stark variiert.

Potenzial
Einstrahlungspotenzial

Die globale Einstrahlung ist die gesamte Sonneneinstrahlung, die auf einen ebenen Empfénger trifft. Sie schliesst die
reflektierte und gestreute Strahlung ein, welche aus dem Halbraum vor der Empféngerebene auf den Empféanger trifft. Fiir die
herkémmliche Photovoltaik wichtig ist die Einstrahlung in geneigte, nach Siiden ausgerichtete Flachen, wie sie in der Studie
zur Berechnung der Stromgestehungskosten verwendet wird.
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3 17200 - 1250
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I 17300 - 1400
I 1°400 - 1°500
I 1°500 - 1'650

Fig. 7.24 Jihrliche Sonneneinstrahlung auf horizontale Flichen in der Schweiz [kWh/m?] nach Meteotest.’

Im Schweizer Mittelland sind die Verhéltnisse vergleichsweise ungiinstig. In den Alpen ist etwa
1.5 mal mehr Globalstrahlung verfiigbar als im Schweizer Mittelland, in einem Sonnenland wie
Jordanien mindestens 2 mal mehr (Durisch et al. 1995). Fig. 7.25 veranschaulicht die Strahlungs-
verhiltnisse weltweit.

Ref: F. Krieth; J. Krieger,
Principles of Solar Engineering

(<1000 [J1000 1500 [ 2000 Ml 2500 MM 3000 (KWh/m2) M Graw Hil, 197s.

Fig. 7.25 Jahrliche solare Einstrahlung auf horizontale Flachen weltweit (Krieth & Krieger 1978).

* http://www.solarch.ch/main/Show$1d=452$L oName=solar_frames_right.html (3.2.2005).

223



Photovoltaik

7.3.2 Flachenpotenzial

Das Potenzial der fiir die Installation von PV-Anlagen geeigneten Gebdudefldchen in der Schweiz
wurde in (Gutschner 1996, Haas et al. 2002) abgeschitzt. Die darin enthaltenen Zahlen dienen als
Basis fiir die im Folgenden vorgenommenen Abschédtzungen fiir Leistungs- und Energiepotenzial
(Kap. 7.3.3 und Kap. 7.3.4). Nach (Gutschner 1996) betrigt die nutzbare Fldche in Abhéngigkeit von
der Flachengiite (entspricht dem Verhéltnis der effektiven Jahreseinstrahlung zur maximal méglichen
Einstrahlung) zwischen geschitzten 46 km”> und 303 km’. Bei einer Fliche von 46 km® werden
lediglich Dachflachen mit einer Giite von mehr als 90% berticksichtigt. Beriicksichtigt man Fliachen
mit einer Giite von mindestens 80%, so ergeben sich Potenziale von 138 km? fiir Dicher und 52 km®
fiir Fassaden (Haas et al. 2002). Der Wert von 303 km? entspricht Gebiudeflichen mit einer Giite von
mehr als 50%.

7.3.3 Leistungspotenzial

Um das kiinftige Energiepotenzial abzuschitzen zu kénnen, muss zunéchst bekannt sein, mit welcher
kumulativ installierten Leistung kiinftig zu rechnen ist. Dazu wird durch die bisherige Entwicklung der
kumulativen Leistung ein Modell gelegt, siehe Fig. 7.26. Es ist jedoch zu beachten, dass diese
Extrapolationen von einem sehr niedrigen Niveau ausgehen und die zukiinftige Entwicklung als relativ
unsicher angesehen werden muss. Die reale Entwicklung wird sehr stark von den tatsdchlichen
Investitionskosten fiir die PV-Anlagen abhéngen.

Kumualtiv installierte Leistung in der Schweiz

500

4
o 50 ] B/438MWp
E 400-{ Wachstum der kumulativen Leistung, Schweiz

~ 350 1| Modell: P, = b*(q""**-1) /
o 300 1| A Fit=>Wachstum = (dP/dt)/P, =Inq =153 % /
D VW11 B Annahme: Wachstum = 18% / MW
: i -
..3 250-| C Annahme: Wachstum = 12% Aﬂ261 P
° 1| D Lineares Wachstum: 1.3MWp/Jahr / /
1 200+
P 1
= 150
)
= 1
S 100
g 50 -
X 1
0+ LA I R ; ;
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Zeit t, Jahr

Fig. 7.26 Wachstum der kumulativ installierten Photovoltaik-Leistung in der Schweiz und mégliche kiinftige
Entwicklungen.
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Die Szenararien A, B, C und D stellen Varianten dar, wie die Entwicklung unter bestimmten
Voraussetzungen verlaufen konnte.

Das Modell fiir die kumulative Leistung wurde aus der Analyse der weltweiten Zellen-Produktions-
kapazitit sowie der weltweit kumulativ installierten Leistung entwickelt und auf den Fall Schweiz
tibertragen. Es lédsst die Extrapolation {iber einen nicht allzu grossen Zeitraum zu. Das Szenario A
wiirde gelten bei Fortschreibung des Wachstums in der Schweiz wihrend der vergangenen 15 Jahre.
Szenario B setzt eine fortschrittliche Férderung voraus, wie z.B. in Deutschland und Japan, d. h. z.B.
eine garantierte kostendeckende Vergiitung wéhrend einer nicht allzu kurzen Zeit. Das Szenario C
trifft zu, falls es mit dem mittleren Wachstum der letzten 5 Jahre von 12% weiter ginge. Im Szenario D
wird ein linearer Zuwachs mit einer durchschnittlichen Wachstumsrate der letzten Jahre unterstellt.
Das Modell zeigt die beachtliche Ungewissheit iiber die im Jahr 2020 installierte Leistung (38 bis 438
MW,).

Fiir langere Zeitrdume ist das in Fig. 7.26 verwendete Modell nicht geeignet. Hier bietet sich ein
logistisches Modell an (Marchetti 1997), siehe Fig. 7.27. Dieses beriicksichtigt die Dynamik der
Markteinfithrung neuer Energietriger. Zu seiner Anwendung wird Kenntnis des langfristig
installierbaren Leistungspotenzials vorausgesetzt. In der Schweiz ist dieses Potenzial gegeben durch
die fiir die Photovoltaik zur Verfiigung stehende Flidche. Nach (Gutschner 1996) betrigt sie je nach
Flachengiite (Verhiltnis der effektiven Jahreseinstrahlung zur maximal moglichen Einstrahlung)
zwischen 46 km® und 303 km®. Bei den 46 km® werden nur Flichen mit einer Giite grosser als 90%
beriicksichtigt, bei den 303 km’ jene mit Giite iiber 50%. Daraus list sich die installierbare STC-
Leistung, d.h. die Modul-Leistung bei Einstrahlung 1000 W/m®, Zellentemperatur 25°C und air mass
1.5 abschétzen. Dazu wird mit einem bis 2040 erreichbaren Modulwirkungsgrad von 25% gerechnet.
Bei Berucksichtigung eines Inverterwirkungsgrad von 95% ergibt sich die installierbare
Wechselstromleistung P, zu 10.9 GW, bis 72.0 GW,. In Fig. 7.27 ist der zeitliche Verlauf der
kumulativen Leistung iiber einen langen Zeitraum dargestellt und zwar fiir den unteren Wert der
verfiigbare Fliche von 46 km®. Das Szenario B wurde hier weggelassen, weil die finanzielle
Forderung tiber Jahrzehnte nicht sinnvoll ist.

Wachstum der kumulativen Leistung in der Schweiz
12
| | |

Logistisches Wachstum
4 . = _a(t- //

2 10 Model: P, = P, /(1+exp(-a(t-t,,)))
% Annahme: P_=10.9 GWp

- A a=153% =>t,=2044
o 871 c a=120% =>t,=2056
Cgﬂ D a= 6.0% =>t,,=2115
» ° ‘
o 2035
® 4 A 2196MWp
= C 812MWp
E D 89MWp

5 2 /
X J[ = Bulletin SEV |

0 e

1980 2000 2020 2040 2060 2080 2100
Zeit t, Jahr

Fig. 7.27 Wachstum der kumulativ installierten Photovoltaik-Leistung in der Schweiz liber einen langen Zeitraum.
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Die Szenarien A, C und D stellen Varianten dar, wie die Entwicklung unter bestimmten
Voraussetzungen verlaufen konnte. Szenario A bedeutet die Fortschreibung des mittleren Wachstums
wihrend der vergangenen 15 Jahre, Szenario C jenes der vergangenen 5 Jahre. In Szenario D wird bis
zum Jahr 2020 ein lineares Wachstum um 1.3 MW,/a angenommen, danach ein moderates jéhrliches
Wachstum von 6%.

Fiir das Jahr 2020 liefert das logistische Model gemiss Fig. 7.27 fiir die beiden Szenarien A und C
installierte Leistungen von 270 MW, bzw. 143 MW,.. Sie schliessen gut an das Modell geméss Fig.
7.26 an. Beim Szenario D wird im Jahr 2020 eine kumulierte Leistung von 38 MW, erreicht. Fiir 2035
liefert das logistische Modell 2196 bzw. 812 MW, fiir die Szenarien A und C sowie 89 MW, fiir
Szenario D. Auch hier zeigt sich wieder die grosse Unsicherheit tiber die 2020 und spéter installierte
Leistung. Fig. 7.27 zeigt, dass der Vollausbau der oben erwihnten 46 km® erst um die Jahrhunder-
twende oder abhingig von den Rahmenbedingungen eventuell auch deutlich spiter abgeschlossen sein
wird.

7.3.4 Energiepotenzial
Produktionscharakteristik - Tagesverlauf

Die Stromproduktion von PV-Anlagen ist in grober Approximation proportional zur Intensitit der
Sonneneinstrahlung. Deshalb fillt der meiste Strom um die Mittagszeit an, koinzidiert also gut mit
einer der tdglichen Strombedarfsspitzen. Weil PV-Strom aber nicht garantiert abrufbar ist, wird er
auch als Pseudo-Spitzenstrom bezeichnet.

Die folgenden Figuren zeigen typische Tagesverldufe der Sonneneinstrahlung in eine nach Siiden
orientierte Dachfliche mit einer Neigung von 30 Grad.”

Fig. 7.28 Globale Einstrahlung in W/m? in eine 30° geneigte, nach Siiden ausgerichtete Fliche bei wolkenlosem
Himmel.

Der Intensitétsverlauf in Fig. 7.28 ist typisch fiir wolkenlose Tage. Um die Mittagszeit werden bis tiber
1000 W/m® erreicht. Die beiden vertikalen Kurvenstiicke entsprechen dem Auf- und Untergang der
Sonne in der geneigten siidorientierten Fldche. Der Intensititsverlauf in Fig. 7.29 ist typisch fiir
bewolkte Tage mit kurzen sonnigen Abschnitten. Dabei kann die Intensitdt infolge Reflexion an
Wolken kurzzeitig bis auf iiber 1300 W/m® ansteigen (in den Alpen bis auf iiber 1800 W/m?). Solche
Einstrahlungsspitzen konnen zur Uberlastung von Invertern fiihren.

* Siehe auch http://grid-pv.web.psi.ch/ (19.8.2004).
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Fig. 7.29 Globale Einstrahlung in Wi/m? in eine 30° geneigte, nach Siiden ausgerichtete Flache an einem bewdlktem
Tag mit kurzen sonnigen Abschnitten.

Der Intensitétsverlauf in Fig. 7.30 entspricht leicht bis stark bewolkten Tagen ohne Sonnenschein. Die
tigliche Stromproduktion betragt etwa 30% jener von wolkenlosen Tagen.

Fig. 7.30  Globale Einstrahlung in W/m? in eine 30° geneigte, nach Siiden ausgerichtete Fliche an einem bewdlktem
Tag ohne Sonnenschein.

Der Intensitéitsverlauf in Fig. 7.31 entspricht Hochnebeltagen, wie sie im Winter im Mittelland in
wochenlangen Perioden auftreten konnen. In den Alpen, oberhalb der Hochnebelgrenze, ist es dann
bei Hochdrucklagen sonnig. Die Intensitdt steigt an diesen Hochnebeltagen im Mittelland bis auf
knapp 100 W/m®> an, und die Stromproduktion betrigt noch rund 5% jener eines sonnigen
Sommertages, wihrend sie in den Alpen 100% des theoretisch moglichen Wertes betragt.

(i

Fig. 7.31 Globale Einstrahlung in W/m? in eine 30° geneigte, nach Siiden ausgerichtete Fliche an einem Tag mit
Hochnebel.
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Produktionscharakteristik - Jahresverlauf

Im Mittelland betrdgt die Jahreseinstrahlung auf ein nach Siiden orientiertes, 30° geneigtes Dach
typischerweise 1100 kWh/m®, in den Alpen rund 1400 kWh/m* (bis zu 1800 kWh/m?) (Durisch &
Bulgheroni 1999). Der Winteranteil an der Jahreseinstrahlung betrégt im Mittelland rund 30%, in den
Alpen rund 50%. Daraus kann gefolgert werden, dass PV-Anlagen vor allem in den Alpen interessant
sind. Via Verbundnetz kann Winterstrom aus den Alpen und sonnigen Regionen der Siidschweiz ins
Mittelland transportiert werden und so der dortige Standortnachteil etwas entschérft werden. Die
winterliche Minderproduktion im Mittelland hat aber auch eine verminderte Jahresproduktion zur
Folge und damit hohere Strom-Gestehungskosten.

Die Monatsproduktion einer 2 kW-PV-Anlage im Mittelland in kWh(ac) ist in Fig. 7.32 dargestellt.
Daraus ist die Minderproduktion im Winter infolge von Hochnebel klar ersichtlich. Wesentlich
ausgeglichener ist die Produktion einer 2.4 kW-PV-Anlage in den Alpen, Fig. 7.33. Diese
jahreszeitlichen Schwankungen werden jedoch in den folgenden Potenzialabschédtzungen nicht weiter
betrachtet.
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Fig. 7.32 Monatliche Stromproduktion einer 2 kW PV-Anlage im Schweizer Mittelland im Jahr 1997.
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Fig. 7.33 Monatliche Stromproduktion einer 2.4 kW PV-Anlage in den Schweizer Alpen im Jahr 1993.

Jahresproduktion

Der leistungsspezifische Jahresertrag p von Photovoltaikanlagen kann wie folgt abgeschitzt werden:
P = MwrINm(DARG(D)dt/Psrc )

p spezifischer Jahresertrag, kWh/kW,, stc

nwr  Jahresmittelwert des Inverterwirkungsgrades

Nm(t)  zeitliche Abhingigkeit des Modulwirkungsgrades

An Modulfliche, m?

G(t)  zeitliche Abhingigkeit der solaren Einstrahlung in die Modulfliche, W/m?

Psrc  elektrische Gleichstromleistung der Anlage unter Standardbedingungen®, W

Die Integration in (1) ist tber ein ganzes Jahr vorzunehmen. Fir den zeitlichen Verlauf der
Einstrahlung G ist das langjahrige Durchschnittsjahr des betrachteten Standorts zu verwenden. Pgrc ist
die Leistung einer Photovoltaik-Anlage, wenn sie bei Standardbedingungen betrieben wiirde, d.h. bei
einer Einstrahlungsintensitét in die Modulebene von G, = 1000 W/mz, bei einer Zellentemperatur von
25°C und einer relativen atmosphirischen Luftmasse (air mass) von AM = 1.5 (entspricht einer
Sonnenhshe von 41.8°). Wie in mehreren Arbeiten (Durisch et al. 1988a, Durisch et al. 1988) gezeigt
wurde, ist der Modulwirkungsgrad n,, in komplexer Weise abhéngig von der Einstrahlungsintensitit
G, der Modultemperatur (genauer Zellentemperatur) und der Luftmasse AM.

Fiir Pgrc gilt:
Pstc = NimstcAnGo ()
Es wird angenommen, dass gilt:

Nm = CNmsTC (3)

% Standard Test Conditions (Einstrahlung 1000 W/m?, AM = 1.5, Zellentemperatur = 25 °C).
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Die Konstante ¢ in (3) ist technologieabhingig und betrdgt nach einer neuesten Arbeit (Durisch et al.
2004) zwischen 0.89 und 0.98. Im Folgenden soll mit einem Wert von 0.94 gerechnet werden. Aus
den Gleichungen (1) bis (3) folgt:

p = nwre)G(H)dt/G, @)

Heutige Wechselrichter haben einen Jahresmittelwert des Wirkungsgrades von rund 90%. Er diirfte
innerhalb des hier betrachteten Zeitrahmens auf etwa 95% steigen. Mit diesem Wert soll im Folgenden
gerechnet werden.

Das Integral in (4) entspricht der Jahressumme der in die Modulebene eingestrahlten Energie. Sie ist
vom Standort, Modulausrichtung und Betriebsweise der Module (fest installiert oder
sonnennachgefiihrt) abhingig. Bis anhin sind praktisch keine sonnennachgefiihrte Module in der
Schweiz installiert worden. Es wird angenommen, dass dies weiterhin so bleibt, zumindest solange die
Photovoltaik nur auf {berbauten Flichen zur Anwendung kommt. In diesem Fall betragen die
Jahressummen der Einstrahlung in die Modulebene im Mittelland und in den Alpentdlern zwischen
1000 kWh/m?* und 1400 kWh/m®. Dabei wurde angenommen, dass bis 2020 nur optimale Flichen, d.h.
mit guter Stidausrichtung und einer Neigung zwischen 15° und 40° genutzt werden. Damit ergibt sich
nun der spezifische Jahresertrag zu:

p = 0.95%0.94*(1000 bis 1400 kWh/m?)/G, = 893 bis 1250 kWh/kWh, src (5)

Diese Werte stimmen mit den Produktionsdaten neuerer Anlagen gut iiberein (Meier et al. 2004). Zum
Vergleich betrug der durchschnittliche Jahresertrag aller Anlagen in der Schweiz im Zeitraum von
1990-2002 etwa 800 kWh/kW,,, im sonnenreichen Jahr 2003 wurden 875 kWh/kW,, erreicht (Jauch &
Tscharner 2004). Fig. 7.34 zeigt die spezifischen Jahresertrdge der installierten Einzelanlagen im
Jahr 2003, unterteilt in Klassen.

‘Verteilung der sperzifischen Anlageertrage

400 450 500 550 600 650 70O 750 B0OC 8500 900 950 1000 1050 1100 1150 1200
| Mittelwert ca. 875 KWhikWp |

Spezifischer jahriicher Ertrag in Klassen (KWhikWp)

Fig. 7.34 Jahresertrag der PV-Anlagen in der Schweiz (Meier et al. 2004).

In (5) wird vorausgesetzt, dass keine Produktionseinbussen, z.B. durch Beschattung, Schnee-
bedeckung usw. der Module auftreten. Ebenso keine Betriebsunterbriiche durch defekte Wechsel-
richter.

Mit (5) kann nun die jéhrliche Energieproduktion berechnet werden:
Epv =p*PK (6)
Wobei PK die kumulativ installierte Leistung bedeutet.

Aus den im Kapitel 7.3 aufgezeigten Szenarien ergibt sich nun der im Jahr 2020 produzierbare
Photovoltaikstrom wie in Tab. 7.7 dargestellt.
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Tab. 7.7 Stromproduktion mit Photovoltaikanlagen im Jahr 2020, verschiedene Szenarien (siehe Fig. 7.26).

Szenario Leistung [MW,] Wechselstrom-Produktion [TWh]
A hoch 261 0.234 bis 0.350
B sehr hoch 438 0.395 bis 0.555
C moderat 134 0.120 bis 0.168
D linear 38 0.034 bis 0.048

Wiirden die selben Leistungen im Alpenraum als zentrale Kraftwerke installiert, ergdben sich infolge
erhohter Einstrahlung rund 1.5 mal héhere Stromausbeuten.

Aus dem logistischen Wachstum der installierten Photovoltaikleistung, siche Fig. 7.27, sowie den
Gleichungen (5) und (6) ergibt sich die Stromproduktion fiir das Jahr 2035 wie in Tab. 7.8 dargestellt.
Das Szenario B gemiéss Fig. 7.26 mit dem hohen Wachstum von 18% wird als unrealistisch angesehen
und daher nicht weiter verfolgt.

Tab. 7.8 Stromproduktion mit Photovoltaikanlagen im Jahr 2035, verschiedene Szenarien (siehe Fig. 7.27).

Szenario Leistung [MW,] Wechselstrom-Produktion [TWh]
A hoch 2196 1.84 bis 2.76
C moderat 812 0.73 bis 1.02
D linear 89 0.080 bis 0.112

Fiir 2050 ergibt sich, je nach angenommenem Szenario, die in Tab. 7.9 dargestellte Stromproduktion.

Tab. 7.9 Stromproduktion mit Photovoltaikanlagen im Jahr 2050, verschiedene Szenarien (siehe Fig. 7.27).

Szenario Leistung [MW,] Wechselstrom-Produktion [TWh]
A hoch 7790 6.96 bis 9.78
C moderat 3568 3.19 bis 4.48
D linear 216 0.194 bis 0.272

Bei Vollausbau der sehr gut geeigneten Flichen (Giitefaktor > 90%) von insgesamt 46 km* wiirde die
PV-Stromproduktion schliesslich 9.4 bis 13.7 TWh ausmachen.

In der Praxis werden nicht ausschliesslich auf sehr gut geeigneten Gebdudeflichen PV-Anlagen
errichtet. Es ist allerdings deutlich ersichtlich, dass selbst zum Bebau der sehr gut geeigneten Fléichen,
wie Fig. 7.27 zeigt, 60 bis 80 Jahre erforderlich sind. Fiir Gebdudeflichen mit einer Giite von
mindestens 80% werden deshalb hier keine Szenarien zum zeitlichen Verlauf der Stromproduktion
berechnet, sondern nur die Maximalertrige angegeben. Die potenzielle Stromerzeugung mit PV-
Dachanlagen betrégt fiir Dachflachen dieser Giite 15 TWh/a, fiir Fassadenfldchen 3 TWh/a (Haas et al.
2002).

Es ist ferner zu beachten, dass die in Fig. 7.27 angenommenen Wachstumsraten von 12 und 15.3%
vergleichsweise hoch sind. Das Szenario mit der linearen Wachstumskurve stellt eine eher
konservative Schétzung dar und entspricht wahrscheinlich der unteren Grenze des moglichen Ausbaus
ohne starke Férdermassnahmen.

7.3.5 Einfilhrungsgeschwindigkeit

Die Einfithrungsgeschwindigkeit fiir PV-Anlagen ist wegen der momentan nicht konkurrenzfihigen
Stromgestehungskosten sehr stark von der 6ffentlichen Unterstiitzung abhingig. Wie das Beispiel
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Deutschland mit dem {iberaus erfolgreichen ,,100°000-Dicher-Programm® beweist, erméglicht
staatliche Unterstiitzung in Form von zinsvergiinstigten Darlehen einen raschen Ausbau der PV-
Anlagen.” Einen weiteren begiinstigenden Faktor stellt das deutsche Erneuerbare-Energien-Gesetz
(EEG) dar, welches eine Mindestvergiitung fiir Solarstrom von derzeit 45.7 Eurocent/kWh garantiert.”
Mithilfe dieser beiden Instrumente konnte die PV-Stromerzeugung zwischen 2001 und 2003 beinahe
verdreifacht werden. Andere Staaten haben dieses erfolgreiche Beispiel identisch oder geringfiigig
modifiziert ibernommen. Auch hier ist in den ndchsten Jahren wahrscheinlich ein Boom der
Photovoltaik zu erwarten. Dies konnte zur Folge haben, dass die Modulpreise infolge anhaltender
Verknappung am Markt nicht so schnell fallen wie erwartet.

Das Beispiel Schweiz hingegen zeigt, wie schleppend sich die Photovoltaik entwickelt, wenn keine
starken Forderinstrumente zur Verfiigung stehen. Wie aus Fig. 7.6 ersichtlich, ist der Zuwachs
hierzulande sehr gering, die jéhrlich hinzukommenden Installationen stagnieren oder nehmen sogar
leicht ab. Die iiber Solar- oder Okostrombérsen zu kostendeckenden Preisen absetzbare Menge an
Solarstrom ist wahrscheinlich nicht gross genug, um ein schnelleres Wachstum des PV-Marktes zu
erlauben.

7.4 Kosten
7.41 Derzeitige Kosten

Fig. 7.35 zeigt den zeitlichen Verlauf der Kosten (Preise ab Fabrik) von mono- und polykristallinen
PV-Modulen iiber der weltweit kumulativ installierten Leistung. In den drei Kurven wird die
Preisentwicklung seit 1989 mit unterschiedlichen Werten fiir die heutigen Kosten bis 2020
extrapoliert, und zwar mit 2.6 USD/W,, 3.3 USD/W,und 3.5 USD/W,.

Eine weltweit kumulativ produzierte Leistung von etwa 25’000 MW, und damit Modulkosten von
rund 2.4 USD/W,, werden gemiss Fig. 7.11, Kurve C, bei einem jéhrlichen Wachstum von ca. 14%
und einer ,,progress ratio (PR)* von 0.91¢ im Jahr 2020 erreicht werden, wie auch in der roten Kurve
in Fig. 7.35 dargestellt. Die beiden schwarzen Kurven, die im Jahr 2020 Modulkosten von etwa
2.0 USD/W,, bzw. 2.9 USD/W, ergeben, grenzen die Unsicherheit ein. Sollte im Jahr 2020, Fig. 7.11,
Kurve A, eine kumulative Leistung von 117 GW, erreicht werden, wiirde der mittlere Modulpreis
beim gleichen PR-Faktor noch 1.95 USD/W,, betragen.

* http://www.100000daecher.de/index.php?id=7 (8.8.2004).
® http://www.solarserver.de/100.000daccher.html (8.8.2004).

¢ Nach Angaben von Hr. Nowak, BFE Programmleiter Solarstrom, betrugen im Jahr 2003 die Modulkosten in sehr
kompetitiven Mirkten annéhernd 2.6 USD/W,,. Laut Dan Shugar, Président einer namhaften US-PV-Firma, betragen die
Kosten fiir PV-Module am Weltmarkt heute rund 3.5 USD/W,,
(http://www.powerlight.com/company/media/2004/04.13.04_SFChronicle FirmShowsFlairforSolarPower.shtml (11.1.2005)).
Es existieren noch weitere Angaben zu den aktuellen Modulkosten, die die angegebene Bandbreite der zukiinftigen
Entwicklung unterstiitzen. Laut (PV-POWER 2004) bewegt sich der Preis fiir Solarmodule in grésseren Mengen (rund
500 kW) im Bereich von 3 EUR/W,, das entspricht rund 3.9 USD/W,,. Nach http://www.solarbuzz.com/Moduleprices.htm
(31.1.2005) betrug im Januar 2005 der niedrigste ermittelte Handelspreis 3.64 USD/W,,, Grossabnehmer konnen mit Preisen
von rund 3 USD/W rechnen.

4 Mit der ,,progress ratio wird die Verbilligung einer Technologie im Lauf der Zeit bei zunehmender Produktion quantifiziert.
Fir die Verbilligung sind unterschiedliche Faktoren verantwortlich: Lerneffekte bei steigender Produktion und
zunehmendem Einsatz einer Technologie; Innovationen durch Forschung und Entwicklung; Verbesserung der
Zusammenarbeit von Marktteilnehmern; Standardisierung der Herstellung; und Verbesserungen im Produktdesign. Der PR-
Faktor gibt die Preisreduktion bei verdoppelter kumulierter Produktion einer Technologie an, siche auch Fig. 7.38. Ein
Faktor von 0.91 bedeutet somit, dass bei einer verdoppelten kumulierten Modulproduktion die Modulkosten nur mehr 91%
des Ausgangswerts betragen.
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Fig. 7.35 Degression der Kosten von mono- und polykristallinen Modulen iiber der weltweit kumulativ produzierten
Leistung. Es handelt sich um Preise ab Fabrik. Die Progress Ratio (PR) betrégt hier 0.91.

Bei einer typischen dachaufgebauten Netzverbundanlage machen die Modulkosten rund 50% aus
(Nowak 1999).” Der Rest wird mit ,,balance of system“-Kosten (BOS) bezeichnet. Fig. 7.36 zeigt eine
Aufschliisselung der Systemkosten auf einzelne Bestandteile. Bei grossen Freilandanlagen betrdgt der
Anteil der Modulkosten 50%-60%, bei einer Integration in Neubaudicher und Fassaden bis zu 70%.

Elektr.
Dachaufbau Installationen
inkl. Montage 6% Solar-Module

20% 51%

Wechselrichter
15%

Projektierung,
Bauleitung, etc.
8%

Fig. 7.36 Kostenaufschliisselung von dachaufgebauten Netzverbundanlagen.

* Auch auf http://www.solarbuzz.com/Moduleprices.htm (31.1.2005) wird der Anteil der Modulkosten an den gesamten
Investitionskosten mit 45-55% angegeben.

233



Photovoltaik

Fig. 7.37 zeigt eine schematische Darstellung des Modells zur Berechnung der Stromgestehungs-
kosten. Neben den meteorologischen Randbedingungen, d.h. der Sonneneinstrahlung, sind vor allem
die Investitionskosten von entscheidender Bedeutung.

Meteo ............................................... E [ectricity
Data Module Generalized Production
Base Temp. Model for n, (G, 8) ) P=n_A_ G
Time Model Module

e En, = | Pdt
resolved
Em
Specific
Investment — Production
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aat -

c=CIE,

Fig. 7.37 Schematische Darstellung des Modells zur Berechnung der Stromgestehungskosten aus PV-Anlagen.
G: Globale Einstrahlung, 3.: Umgebungstemperatur; P: Modulleistung; 3: Zellentemperatur; E,,: Ertrag; nm:
Modulwirkungsgrad; C: Produktionskosten; A,,;: Modulflache; c: Spezifische Gestehungskosten.

Fir die Abschitzung der Stromgestehungskosten miissen einige Annahmen getroffen werden. Fiir
kleine Dachanlagen im Bereich von 1-10 kW,, die im Folgenden als Referenz fiir die Berechnung der
Stromgestehungskosten dienen, sowie fiir Grossanlagen mit einer Leistung von mehr als 500 kW,
resultieren mit BOS-Kosten von 50% und einer Lebensdauer von 25 Jahren bei einem Hypothekar-
zinssatz von 3-6% und einem Dollarkurs von 1.18 CHF/USD® die in Tab. 7.10 dargestellten Strom-
gestehungskosten.

Die Modul- und BOS-Kosten fiir Dachanlagen in der Schweiz werden dabei jeweils mit 3.8 USD/W,,
angenommen, was als eher optimistischer Wert eingeschétzt werden kann, da aufgrund einer Umfrage
bei Schweizer Modullieferanten heute Module fiir typische Dachanlagen im unteren Leistungsbereich
zwischen 3.7 USD/W, und 4.8 USD/W, kosten.” Fiir Grossanlagen werden hier im Vergleich zu
kleinen Dachanlagen um 30% geringere spezifische Anlagekosten angenommen.*? Fiir Anlagen in der
Leistungsklasse dazwischen kann im Vergleich zu Kleinanalgen mit geringeren Investitionskosten
gerechnet werden. Eventuelle Preisnachlédsse der Lieferanten sind jedoch projektspezifisch und konnen
nicht genau quantifiziert werden.

* http://www.dollar-kurs.de/index.php (28.1.2005).

® Nach (PV-POWER 2004) liegen die Modulkosten in Fallstudien zu drei nicht niher bezeichneten Lindern bei mindestens
etwa 3.7 USD/W,,

¢ Bei den in Deutschland neu gebauten Anlagen im Megawattbereich betragen die spezifischen Investitionskostenkosten rund
4.5 Mio. Euro/MW,, z.B. Biirstadt: 5 MW, 23 Mio. Euro
(http://www.solarserver.de/solarmagazin/newsa2004m08.html#news2791) und Leipzig: 5 MW, 22 Mio. Euro,
(http://www.mdr.de/nachrichten/sachsen/1160358.html). Bei einem Anteil der Modulkosten von 50-60% der Anlagekosten
ergeben sich die spezifischen Modulkosten fiir MW-Anlagen in Deutschland zu 2.9-3.5 USD/W,,.

4 Nach Angaben von Hr.Nowak, BFE Programmleiter Solarstrom, betragen die Kosten fiir das gesamte PV-System am Dach des
Stade de SuisseWankdorf Bern mit einer Leistung von 850 kW,,, dessen Er6ffnung im Sommer 2005 geplant ist, rund 6 CHF/W,,.
Dies entspricht gegeniiber den hier fiir Kleinanlagen angenommenen 7.8 USD/W,, einer Reduktion von rund 33%.
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Neben den Investitionskosten ist die Sonneneinstrahlung ein Schliisselfaktor fiir die Hohe der Strom-
gestehungskosten. So betragen die Kosten fiir PV-Strom in einem Sonnenland im Vergleich zum
Schweizer Mittelland nur etwa die Hilfte, da die Einstrahlung deutlich hoher ist. Die Einstrahlung an
Schweizer Alpenstandorten liegt dazwischen (vgl. Fig. 7.24). Fir die Berechnung der Strom-
gestehungskosten werden folgende Werte fiir den jahrliche Stromertrag angenommen (vgl.
Kap. 7.3.4):

e 893 kWh/kW, im Schweizer Mittelland
e 1250 kWh/kW,, in Schweizer Alpentilern
e 2000 kWh/kW, in einem Sonnenland

Ein weiteres wichtiges Element ist der Zinssatz, da der Grossteil der Kosten bei der Installation der
Anlage anfillt. Als realistischer Referenzwert werden 5% angenommen, dies entspricht den fett
gedruckten Kosten in den Tab. 7.10 bis Tab. 7.12. Fiir die Angaben der Intervalle wird mit 3% und 6%
gerechnet.

Da die spezifischen Investitionskosten fiir Grossanlagen geringer sind, fallen auch die
Stromgestehungskosten entsprechend niedriger aus als fiir Dachanlagen.

Tab. 7.10 Heutige Stromgestehungskosten in PV-Anlagen fiir verschiedene Regionen [Rp./kWh].

Investitionskosten [USD/W,] | Schweizer Mittelland | Alpenstandort | Sonnenland
Module BOS
Dachanlagen 3.8 3.8 81 (68 — 89) 58 (48 — 63) 36 (30 — 40)
1-10 kW,
Grossanlagen 27 27 57 (48 - 62) 41 (34 — 44) 25 (21 -28)
>500 kW,

7.4.2 Zukiinftige Kosten

In Zukunft sind sowohl fiir die Module als auch fiir die BOS-Kosten substanzielle Reduktionen zu
erwarten. Fig. 7.38 zeigt Lernkurven fiir PV-Module. Aus der Extrapolation der Kostendaten seit 1989
resultiert in Fig. 7.35 eine ,,progress ratio* von gut 90% (Modulkosten von 2.4 USD/W,, bei einer
kumulierten Produktion von etwa 25GW und 1.95USD/W, bei 117GW, mit einem
durchschnittlichen Wachstum von etwa 14% pro Jahr), entsprechend der roten ,,PSI-Linie” in Fig.
7.38. Diese Fortschrittsrate ergibt sich aus der historischen Entwicklung der Modulpreise, wenn die
vorindustriellen Werte fiir die Extrapolation nicht berticksichtigt werden, sondern lediglich die
Kostendaten ab 1989. Zum Vergleich wird in Fig. 7.39 die Entwicklung der Kosten fiir PV-Systeme in
Japan im Zeitraum von 1994 bis 2000 gezeigt. Hier wird deutlich, dass es in der jiingeren
Vergangenheit zu einer Verlangsamung der Kostenreduktion, insbesondere bei den BOS-Kosten, kam.
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Fig. 7.39 Entwicklung der PV-Systemkosten in Japan zwischen 1994 und 2000 (Margolis 2003).

Fir die Berechnung der zukiinftigen Stromgestehungskosten wird hier bis 2035 ein kostantes
Wachstum des PV-Marktes von jéhrlich 14% angenommen sowie fiir die Modulkosten bis 2020 ein
PR-Faktor von 0.85, von 2020 bis 2035 ein Faktor von 0.9. Die dusserst rasche Entwicklung des PV-

236



Photovoltaik

Marktes in den letzten Jahren und die geplanten Erweiterungen der industriellen Produktions-
kapazititen lassen darauf schliessen, dass der Lernfaktor in der ndheren Zukunft eher héher angesetzt
werden kann, ein PR-Faktor von 0.85 scheint realistisch. Fiir die BOS-Kosten wird bis 2020 ein PR-
Faktor von 0.9 angenommen, danach bis 2035 ein Faktor von 0.95. Dieser im Vergleich zu den
Modulen geringere Lernfaktor basiert auf der nahe liegenden Vermutung, dass bei Teilen der BOS-
Kosten, wie etwa den Installations- und Planungsarbeiten, keine substanziellen Reduktionen erwartet
werden konnen. Genaue Daten zur historischen Entwicklung BOS-Kosten sind nicht vorhanden. Fiir
eine solide Basis wird hier eine Handelsumfrage empfohlen. Im Weiteren wird angenommen, dass bis
zum Jahr 2020 die PV-Kosten auf internationalem Niveau liegen.

Unter diesen Voraussetzungen sinken die Investitionskosten fiir die gesamten Dachanlagen der unteren
Leistungsklasse von heute 7.6 USD/W,, bis ins Jahr 2020 auf 4.4 USD/W,. Diese Abnahme erscheint
aus heutiger Sicht realistisch. Dabei wird fiir die Modulkosten eine Reduktion auf 2.0 USD/W,, an-
genommen, fiir die BOS-Kosten eine Abnahme auf 2.4 USD/W,. Unter den gleichen Annahmen
(Zinssatz, Lebensdauer, Dollarkurs und Einstrahlung) wie im vorigen Kapitel resultieren fiir die
Schweiz im Jahr 2020 die in Tab. 7.11 dargestellten Stromgestehungskosten. Um der hohen
Unsicherheit bei der Kostenentwicklung, wie sie schon aus Fig. 7.35 hervorgeht, Rechnung zu tragen,
werden jeweils die Kosten in einem optimistischen und einem pessimistischen Szenario berechnet. Im
optimistischen Fall werden gegeniiber der Referenz bis zum Jahr 2020 um 20% geringere Modul- und
BOS-Kosten angenommen, im pessimistischen Fall um 20% héohere.

Tab. 7.11 Stromgestehungskosten in PV-Anlagen fiir verschiedene Regionen bei unterschiedlichen Investitionskosten

im Jahr 2020 [Rp./kWh].

Investitionskosten [USD/W,] | Schweizer Mittelland | Alpenstandort | Sonnenland
Module BOS

Dachanlagen 2.0 2.4 47 (44 - 51) 34(28-37) | 21(18-23)
1-10 kW, 1.6 1.9 37 (31-41) 27 (22-29) | 17 (14-18)
2.4 2.9 57 (47 — 62) 41(34-44) | 25(21-28)

Grossanlagen 1.4 1.7 33 (31-36) 24 (20-26) | 15(13-16)
>500 kW, 1.1 1.4 26 (22 — 29) 19 (15-20) | 12 (10-13)
1.7 2.0 40 (33 — 43) 29 (24-31) | 18(15-20)

Bis zum Jahr 2035 nehmen im Referenzfall die Modulkosten auf 1.5 USD/W,, ab, die BOS-Kosten auf
2.1 USD/W,,. Die Kosten bei der optimistischen Entwicklung werden im Vergleich zur Referenz um
30% geringer eingeschitzt, bei der pessimistischen Entwicklung um 30% hoher. Damit ergeben sich
die in Tab. 7.12 dargestellten Stromgestehungskosten.

Tab. 7.12 Stromgestehungskosten in PV-Anlagen fiir verschiedene Regionen bei unterschiedlichen Investitionskosten
im Jahr 2035 [Rp./kWh].

Investitionskosten [USD/W,] | Schweizer Mittelland | Alpenstandort | Sonnenland
Module BOS

Dachanlagen 1.5 2.1 39 (32-42) 28(23-30) | 17 (14-19)
1-10 kW, 1.1 1.5 28 (23 - 30) 20(17-22) | 12(10-14)
2.0 27 50 (42 — 55) 36 (30—-39) | 22 (19-24)

Grossanlagen 1.1 1.5 27 (22 - 29) 20 (16 —21) 12 (10 - 13)
>500 kW, 0.8 1.1 20 (16 — 21) 14 (12 - 15) 8(7-10)
1.4 1.9 35 (29 - 39) 2521-27) | 15(13-17)
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Die Untergrenze der hier fiir das Jahr 2004 bei guten Einstrahlungsverhéltnissen in einem Sonnenland
berechneten Kosten deckt sich in etwa mit der Extrapolation der in der folgenden Fig. 7.40 dar-
gestellten Kosten in einer EU-Studie. Die Abschédtzungen durch Shell aus (Shell 1996) in Fig. 7.40
sind wesentlich optimistischer, besitzen jedoch fiir die Verhéltnisse in der Schweiz nur beschrinkte
Aussagekraft, da iiber die zukiinftige Entwicklung nur sehr allgemeine Aussagen getroffen werden
und die der Kurve zu Grunde liegenden Daten nicht nachvollzogen werden konnen. Danach sollen
marktgingige Kosten bereits ab 2015 erreichbar sein.
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Fig. 7.40 Prognostizierte Stromgestehungskosten fiir PV-Kraftwerke nach zwei verschiedenen Studien.

Nach (Hoffmann 2004), siche Fig. 7.41, soll in unseren Breitengraden die Konkurrenzfihigkeit mit
Spitzenlaststrom etwa 2020 erreichbar sein, ab etwa 2045 auch jene mit Grundlaststrom. Fiir besser
besonnte Gebiete wird die Konkurrenzfihigkeit um einiges frither erreicht. Auch in (PV-TRAC 2004)
wird eine reichlich optimistische Photovoltaic-Vision entwickelt. Demnach sollen sich die
Stromgestehungskosten bei netzgebundenen PV-Anlagen in Europa gegeniiber dem heutigen
Ausgangsniveau von 0.25-0.65 EUR/kWh bis 2010/2015 halbieren. Im Jahr 2030 sollen die Kosten im
Bereich von 0.05-0.12 EUR/kWh liegen, und zwar bei einer weltweit installierten PV-Leistung von
1000 GW,,
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Fig. 7.41 Mogliche Entwicklung der PV-Stromkosten im Vergleich zu Preisen von Spitzen- und Grundlaststrom
(Hoffmann 2004).

Um einen wirklich nennenswerten Beitrag zur Stromproduktion leisten zu konnen, muss die
Entwicklung der PV-Technologie wohl noch deutlich voranschreiten, sowohl die Kosten als auch die
Wirkungsgrade betreffend. In (Jager-Waldau et al. 2004) wird skizziert, welche Anforderungen PV-
Module der nédchsten Generation erfiillen miissten. Nach den ersten beiden Technologiegenerationen —
kristallines Silizium und Dunnfilmzellen — miisste ein Technologiesprung zur dritten Generation
folgen, welche geringere Kosten und héhere Wirkungsgrade aufweist. Fig. 7.42 zeigt den Bereich von
Kosten und Wirkungsgrad, welcher fiir diese Weiterentwicklung angestrebt wird. Heute liegen die
kristallinen Zellen im oberen Bereich der Ellipse 1. Um die angestrebten Kostenziele zu erreichen, soll
diese 3. Generation auf Diunnfiltechnologie basieren, sei es in konventioneller Weise, unter
konzentriertem Sonnenlicht oder mit neuen Ideen (Jiger-Waldau et al. 2004).
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Fig. 7.42 (Angestrebte) Wirkungsgrade und Kosten der verschiedenen PV-Generationen (Jager-Waldau et al. 2004).
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Ob die anvisierten Ziele fiir die Modulkosten und die Wirkungsgrade durch eine revolutionére
Technologieentwicklung bis ins Jahr 2050 erreicht werden konnen, kann jedoch nicht serios
vorhergesagt werden. Daher wird auf Angaben fiir die Stromgestehungskosten tiber das Jahr 2035
hinaus verzichtet.

7.5
7.5.1

Der Betrieb der PV-Anlagen zur Stromerzeugung kann als emissionsfrei bezeichnet werden, da keine
unmittelbaren Stofffliisse auftreten. Die Quantifizierung der Umweltauswirkungen der Strom-
erzeugung basiert auf vollstindigen Lebenszyklusanalysen (LCA, Life Cycle Analysis) unter
Beriicksichtigung sdmtlicher Material- und Energieaufwendungen sowie direkter Emissionen wihrend
der Herstellung diverser Anlagenkomponenten. In Tab. 7.13 sind fiir einige PV-Systeme aus
(Jungbluth 2003) Anlagencharakteristika sowie ausgewihlte Luftemissionen nach (ecoinventCentre
2003) dargestellt.

Umweltauswirkungen und Sicherheitsaspekte
Umweltauswirkungen derzeitiger Technologien

Die untersuchten PV-Anlagen unterscheiden sich in der Art der Installation (Fassade / Schridgdach)
sowie im Zelltyp (mono- / polykristallin). Die Schrigdachanlagen weisen aufgrund ihrer besseren
Sonnenausrichtung eine hohere Ausbeute und damit eine hohere jahrliche Stromproduktion auf. Der
Wirkungsgrad ist bei den mc-Zellen hoher, was bei gleicher Leistung ihren Fldchenbedarf verringert.

Ein wichtiger Faktor bei der Produktion der PV-Zellen ist der Stromverbrauch. Die LCA-Ergebnisse
sind also in gewissem Ausmass von der Art der Elektrizitit, die fir die Herstellung der Anlagen
angenommen wird, abhingig. Die vorliegenden Resultate basieren auf der Verwendung von
Wasserkraft und einem sehr effizienten GuD-Kraftwerk (Gas- und Dampfturbine) im Fall von pc-Si
sowie dem zusdtzlichen Einsatz des durchschnittlichen UCTE-Strommix im Fall von mc-Si.
Detaillierte Angaben dazu sind in (Jungbluth 2003) zu finden.

Tab. 7.13 Charakteristika derzeitiger Photovoltaikanlagen in der Schweiz und ausgewahite LCA-basierende Umwelt-
auswirkungen der Stromerzeugung nach (Jungbluth 2003; ecoinventCentre 2003).

3kW, Fassaden-3kW, Fassaden-[3kW, Schragdach-[3kW, Schrégdach-
Typ Anlage, mc-Si_ |Anlage, pc-Si__ |Anlage, mc-Si Anlage, pc-Si
Leistung kW, 3 3 3 3
Panelflache m2/3kW, 18.2 20.3 18.2 20.3
Ausbeute kWh/kW, 626 626 885 885
Zellenwirkungsgrad % 16.5 14.8 16.5 14.8
Mittlere jahrliche
Produktionserwartung | MWh/a 1.9 1.9 2.7 2.7
Lebensdauer a 30 30 30 30
Treibhausgase kg (CO,-Aquiv.)/kWh 0.112 0.092 0.073 0.060
SO, kg/kWh 3.1E-4 2.5E-4 2.0E-4 1.6E-4
NOy kg/kWh 3.6E-4 3.5E-4 2.5E-4 2.4E-4
PMyo kg/kWh 1.0E-4 1.0E-4 6.7E-5 6.6E-5

Ein potenzielles Risiko fiir die Umwelt bzw. die menschliche Gesundheit stellt die Verwendung vieler
toxischer Substanzen wihrend der Zellenproduktion dar. Die emittierten Mengen héngen von der
Wirksamkeit der Sicherheitsvorkehrungen und der Effizienz der Systeme zur Emissionskontrolle ab.
Solche Stoffe konnen in gasformiger, fester oder flussiger Form frei gesetzt werden. Eine akute
Gesundheitsgefahr geht jedoch nur von den gasférmigen Emissionen aus. Fliissige und feste Stoffe
konnen zwar auch eine Gefahr darstellen, die sind jedoch leichter zu kontrollieren und beobachten, da
die Bevolkerung ihnen lediglich tiber indirekte Wege, beispiclsweise das Trinkwasser, ausgesetzt ist.
Nach (Fthenakis & Moskowitz 2000) werden etwa folgende toxische, Krebs erregende oder leicht
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entziindliche Substanzen bei der PV-Zellenproduktion eingesetzt: Arsen, Cadmium, CCl,, Silan,
Diboran, Wasserstoff-Fluorid, Wasserstoff-Selenid, Wasserstoff-Sulfid sowie Phosphate.

Um die Gefahren und mégliche Schidden durch den Einsatz solcher toxischer Substanzen moglichst
gering zu halten, ist eine kontinuierliche Uberwachung der Produktionsprozesse und des Personals nétig.

7.5.2 Umweltauswirkungen zukiinftiger Technologien

Die Angaben in Tab. 7.14 beziehen sich auf ein zukiinftiges Szenario fiir den Zeitraum zwischen 2005
und 2010. Darin werden ein steigender Zellenwirkungsgrad sowie eine verbesserte Produktions-
technologie angenommen.

Tab. 7.14 Charakteristika zukiinftiger Photovoltaikanlagen in der Schweiz und ausgewihlte LCA-basierende Umwelt-
auswirkungen der Stromerzeugung nach (Jungbluth 2003; ecoinventCentre 2003) fiir den Zeitraum 2005 —

2010.
3kWp slanted- [3kWp slanted-
roof, mc-Si, roof, pc-Si,
Typ future future
Leistung kW, 3 3
Panelflache m?/3kW, 171 19.1
Ausbeute kWh/kW, 885 885
Zellenwirkungsgrad % 17.5 15.7
Mittlere jahrliche
Produktionserwartung | MWh/a 2.7 2.7
Lebensdauer A 30 30
Treibhausgase kg (CO,-Aquiv.)/kWh 0.047 0.039
SO, kg/kWh 1.64E-4 1.44E-4
NOy kg/kWh 2.07E-4 2.18E-4
PM1g kg/kWh 5.88E-5 6.04E-5

Die Umweltauswirkungen der Stromproduktion in PV-Anlagen in fernerer Zukunft, beispielsweise im
Jahr 2035 sind schwierig zu quantifizieren. Haupteinflussfaktoren fiir die dkologischen Folgen sind
die Wirkungsgrade, die indirekt aus dem Stromverbrauch resultierenden Auswirkungen und die
direkten Emissionen bei den verschiedenen Produktionsschritten. Generell kann angenommen werden,
dass die Emissionen aus der Produktion eher abnehmen und die Wirkungsgrade zunehmen werden,
was geringere Umweltauswirkungen nach sich ziehen wiirde. Die Art der Stromversorgung fiir die
Herstellung der PV-Anlagen kann nicht zuverldssig vorausgesagt werden.

7.5.3 Risiken und Sicherheitsaspekte

In (SWISSOLAR 2003) sind allgemeine Empfehlungen zur Organisation von PV-Projekten, zu
Installation, Betrieb und Unterhalt von PV-Anlagen enthalten. Darunter fallen unter anderem auch
spezifische Sicherheitsaspekte. Details zu Projektierungs- und Installationsfragen sowie zu rechtlichen
Aspekten stellen jedoch keinen Schwerpunkt dieses Berichts dar und sollten jener Publikation
entnommen werden.

Moglicherweise bestehende Risiken innerhalb der gesamten PV-Produktionskette wie beispielsweise
Unfille, Schiaden und Schadstoffemissionen durch unsachgeméssen Umgang mit toxischen Stoffen bei
der Herstellung und beim Transport von Photovoltaik-Komponenten sind nicht Schwerpunkt dieses
Berichts und werden nicht ndher untersucht. Grossere Sach- und Personenschédden sind bis heute nicht
bekannt.
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Bewilligungen/Vorschriften

Zum Bau und Betrieb privater Photovoltaikanlagen ist teilweise bei der jeweiligen Gemeinde eine
Bewilligung einzuholen. Bei Netzverbundanlagen ist auch eine Bewilligung vom lokalen
Elektrizitdtswerk erforderlich. Betreffend Erdung und Blitzschutz sind die Sicherheitsvorschriften des
Eidgenossischen Starkstrom-Inspektorats, ESTI einzuhalten. Zudem ist die auf den 1. Januar 2002 in
Kraft gesetzte ,,Verordnung tiber die elektrischen Niederspannungsinstallationen®, NIV zu beachten.
Danach miissen solche Installationen bzw. Anlagen ein erstes Mal bei der Erstellung und spéter in
regelmissigen Abstinden kontrolliert werden. Verantwortlich dafiir ist neu der Eigentiimer. Der
Verordnungstext ist auf der Homepage des BFE zu finden.® Weitere Vorschriften sind im
Arbeitsgesetz zu finden, oder gegebenenfalls bei der Schweizerischen Unfallversicherung, SUVA und
beim Schweizerischen Ingenieur- und Architekten-Verein, SIA anzufordern.

7.6  Einflussfaktoren auf die Entwicklung und Markteinfiihrung
7.6.1 Forderfaktoren

Photovoltaik ist eine relativ junge und komplexe Technologie, bei welcher heute noch breiter
Forschungsbedarf besteht. Wichtigster Faktor zur technologischen Weiterentwicklung ist also die
Verfiigbarkeit von F&E-Mitteln. Das Hauptziel der Forschung besteht in einer Senkung der Kosten,
um moglichst bald 6konomische Konkurrenzfihigkeit zu erreichen und damit eine breite Anwendung
zu ermdglichen. Die Entwicklungsschwerpunkte werden auf weiteren Steigerungen der Zellen-
wirkungsgrade, auf der Verwendung von alternativen Halbleitermaterialien und der Entwicklung von
kostengtinstigeren Herstellungsprozessen liegen.

Fiir eine rasche Markteinfithrung der PV-Anlagen in der Schweiz ist der Strom aus heute kommerziell
erhiltlichen PV-Modulen deutlich zu teuer. Die Menge an Solarstrom, welcher zu kostendeckenden
Preisen vertriecben werden kann, ist hierzulande offensichtlich zu klein, um einen ausreichenden
Investitionsanreiz darzustellen. Falls die Stromerzeugung mit PV-Anlagen ausgeweitet werden soll, so
missen Offentliche Férderungen zur Verfiigung gestellt werden. Wie das deutsche ,,100°000-Déacher-
Programm* bewiesen hat, wiirde die Kombination von vergiinstigten Krediten zur Installation von PV-
Anlagen und garantierten FEinspeisetarifen (EEG) in entsprechender Hohe eine rasche
Markteinfithrung gewéhrleisten.

7.6.2 Hindernisse

Das Haupthindernis fiir die Photovoltaik in der Schweiz sind die hohen Stromgestehungskosten,
welche hauptsdchlich durch die meteorologischen Bedingungen, d.h. durch die relativ geringe
Sonnenstrahlung, bedingt sind. Fiir die Zukunft sind zwar substanzielle Reduktionen der Modul- und
damit der Stromgestehungskosten zu erwarten, diese werden jedoch zumindest unter schweizerischen
Bedingungen in einem absehbaren Zeitrahmen nicht mit anderen Formen der Stromproduktion
konkurrieren kénnen.

Ein grosser immer wieder vorgebrachter Nachteil der Photovoltaik ist ihre durch den intermittierenden
und saisonal variablen Anfall der Solarstrahlung gesteuerte Stromproduktion. Photovoltaikanlagen
konnen deshalb nicht auf Abruf Strom liefern. Bei der derzeit in der Schweiz installierten PV-Leistung
spielt das allerdings keine Rolle, denn das Zu- und Wegschalten industrieller Grossverbraucher
iibersteigt diese bei weitem. Via Speicherkraftwerke und Verbundnetz konnen solche Schwankungen
jedoch innerhalb von Sekunden ausgeglichen werden. Ein Ausgleich ist auch moglich, indem via
Verbundnetz PV-Strom aus der sonnigen Stidschweiz und den Alpen ins winterlich nebelverhangene
Mittelland transportiert wird. Bleibt zu bemerken, dass PV-Strom vor allem zur Mittagszeit anfillt, wo

* www.energie-schweiz.ch
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eine Bedarfsspitze auftritt. Deshalb wird PV-Strom hdufig als Pseudospitzenenergie bezeichnet. Als
Vision sind ein weltumspannendes Verbundnetz und grosse PV-Kraftwerke in sonnenreichen
Wiistengebieten denkbar (Fig. 7.43). Damit konnte das Problem der intermittierenden Produktion
verringert werden. HT-Supraleiter konnten den Schliissel dazu sein.

Fig. 7.43 Zukiinftige Photovoltaik-Kraftwerk in Wiistengebieten.

Bei Grossanlagen, insbesondere an alpinen Standorten, ist Widerstand von Seiten der in der Schweiz
sehr aktiven Landschaftsschiitzer zu erwarten. Dies kann vor allem aufgrund der Erfahrungen mit der
Errichtung von Windkraftanlagen erwartet werden (vgl. Kap. ,,Windkraft dieses Berichts). Durch
sorgfiltige Planung, Auswahl von weniger schiitzenswerten Gebieten sowie eine frithzeitige
Integration aller interessierter Parteien in die Projekte sollten Probleme dieser Art jedoch verringert
werden konnen.

Wie (Gutschner 1996) gezeigt hat, steht in der Schweiz in ausreichendem Mass Dachfliche mit
vergleichsweise hohem Einstrahlungspotenzial zur Verfiigung, auf welcher PV-Anlagen mit einer
Leistung von knapp 11 GW, errichtet werden konnen. Die verfiigbare Fliche stellt also keinen
Hindernisfaktor fiir den Ausbau der Photovoltaik in der Schweiz dar.

In der Schweiz stellen jedoch riicklaufige Fordermittel ein besonderes Hindernis fiir die Photovoltaik
dar. Subventionen des Bundes fiir PV-Anlagen im Umfang von CHF 3'000.- pro kW, sind ldngst
ausgelaufen und es gibt nur noch wenige Kantone, die hier etwas Ausgleich schaffen. Zudem ist der
gesetzliche Einspeisetarif fiir PV-Strom von 16.5 Rp./kWh auf 15 Rp./kWh zuriickgenommen worden.
Insgesamt haben sich die Rahmenbedingungen in der Schweiz in den vergangenen etwa 10 Jahren
signifikant verschlechtert.

7.6.3 Rahmenbedingungen fiir die zukiinftige Entwicklung und Marktreife

Angesichts der mangelnden wirtschaftlichen Konkurrenzfihigkeit der Photovoltaik in der Schweiz
kann davon ausgegangen werden, dass es lediglich bei ausreichenden staatlichen Férdermassnahmen,
sei es durch Zuschiisse bei der Anlageninstallation oder durch garantierte Einspeisetarife, welche die
Gestehungskosten decken, zu einer deutlich steigenden Erzeugung von Solarstrom kommt. Dies wird
sich in absehbarer Zukunft auch bei den zu erwartenden Steigerungen der Modul-Wirkungsgrade
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wahrscheinlich nicht grundlegend #ndern, da die Sonneneinstrahlung in der Schweiz, zumindest
ausserhalb der Alpen, eher bescheiden ist. Es kann jedoch nicht angenommen werden, dass die aus
wirtschaftlicher Sicht eher vorteilhafte Errichtung von grosseren Solarkraftwerken in den Schweizer
Alpen in nichster Zeit realisiert wird, da Strom aus solchen Anlagen einerseits wirtschaftlich auch
nicht konkurrenzfihig ist und andererseits Widerstdnde von Seiten der Landschaftsschutzbewegung zu
erwarten sind. Ohne substanzielle Forderung erscheint lediglich ein Ausbau der PV-Anlagen im
Ausmass der vergangenen Jahre — also ein Zuwachs von 1-2 MW,, pro Jahr — realistisch, da es fraglich
ist, ob eine grosse Zahl von Strombeziehern bereit ist, deutlich hohere Tarife fiir Solarstrom zu
bezahlen.

Positiv auf die weitere Photovoltaik-Entwicklung in der Schweiz konnte sich das Setzen eines
nationalen Ziels erweisen, wie dies beispielsweise in Deutschland mit der angestrebten Installation von
1000 MW,, bis zum Jahr 2010 festgelegt wurde. Die Zielvorgabe in Japan betridgt 5000 MW, bis 2010
und 50°000-200'000 MW, bis 2030.

7.7  Offene Fragen, Forschungsaktivitaten und Forschungsbedarf
Forschungs-, Entwicklungs- und Demonstrationsbedarf

Das Ziel der F&E in der Photovoltaik muss letztlich sein, die photovoltaische Stromerzeugung
wirtschaftlich konkurrenzfihig zu machen. Die Mittel dazu sind:

Innovative Ideen

Eruieren neuer umweltvertraglicher Halbleitermaterialien
Charakterisierung der Materialien

Verstiandnis der darin ablaufenden physikalischen Vorgénge
Entwicklung materialsparender energieeffizienter Herstellungsprozesse
Minimierung irreversibler Umwandlungsverluste

Demonstration der technischen Machbarkeit

Umsetzung in industrielle Produkte

Rationeller Einsatz der Produkte

Systemoptimierung

Dazu sind breit und kontinuierlich angelegte F&E-Programme und repriasentative Demonstrationen als
Bindeglied zur Markteinfithrung erforderlich. Crash-Programme niitzen hier nichts. Viel mehr sei in
diesem Zusammenhang an Ambros P. Speisers (Forschungsdirektor bei der damaligen BBC Baden)
Worte erinnert ,,Innovation l4sst sich nicht befehlen* (Technische Rundschau vom 5. Juni 1984).

Weitere substanzielle Kostenreduktion ist nur méglich durch
Neue Resultate aus der Grundlagenforschung
Effiziente Umsetzung
Expandierender Markt
Automatisierte Massenproduktion

Erhaltung/Ausbau des Know-hows
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7.8 Ausblick

Bis heute hat lediglich das Halbleitermaterial Silizium in grossem Umfang als Photovoltaikzelle
Anwendung gefunden. Der Wirkungsgrad dieses Einstoffsystems ist im Vergleich mit Mehrstoff-
systemen und erst recht mit dem theoretisch moglichen Wirkungsgrad bescheiden. Wie die am LBNL
entwickelte Legierung aus Zink, Mangan, Tellur und etwas Sauerstoff zeigt, ist auch kiinftig mit
signifikanten Erhohungen des Wirkungsgrades zu rechnen. Bleibt zu bemerken, dass noch Hunderte
Mehrstoff-Halbleitermaterialien — wie bei der Suche nach neuen Materialien fiir die Hochtemperatur-
Supraleitung — noch nicht einmal entdeckt, geschweige denn auf ihre Tauglichkeit in der Photovoltaik
untersucht wurden. Zu bedenken ist auch, dass die ersten Dampfkraftmaschinen vor etwas mehr als
100 Jahren auch nur einen Wirkungsgrade von ca. 2% hatten, wogegen heutige moderne Gas- und
Dampfturbinen-Anlagen (GuD) tiber 55% erreichen. Die Photovoltaik hat nun rund 50 Jahre hinter
sich. Wird sie zum selbstverstidndlichen Bestandteil von Neubauten? Wir diirfen gespannt sein auf die
kommenden filinfzig Jahre.

Als erstes Material neben Silizium wird heute lediglich CIS in bescheidenem Masse produziert und
vertrieben (Shell Solar und Wiirth Solar).

Langfristig konnte in der Schweiz auch wieder an den Bau grosserer zentraler Photovoltaik-
Kraftwerke in den Alpen gedacht werden, wobei allerdings eine vertrdgliche Symbiose mit
Landschaftsschutzaspekten sowie der Tourismusindustrie gefunden werden miisste.

7.9 Schlussfolgerungen

Die photovoltaische Stromerzeugung basiert auf einer nachhaltigen praktisch unerschépflichen und
thermodynamisch hochwertigen Energiequelle. Sie ist in einigen Anwendungen bereits heute
konkurrenzfahig. Weltweit wichst die kumulativ installierte Leistung im langjéhrigen Durchschnitt
mit 21.6%, in der Schweiz mit 15.3%. Die Stromgestehungskosten in der Schweiz betragen derzeit je
nach Technik und Standortgiite etwa 34-89 Rp./kWh. Dabei weisen kleine Dachanlagen im Mittelland
mit 68-89 Rp./kWh die hochsten Kosten auf. Diese reduzieren sich in den Alpen auf 48-63 Rp./kWh.
Wiirden Grossanlagen in den Alpen errichtet, so konnten damit in der Schweiz die geringsten Strom-
gestehungskosten erzielt werden, namlich 34-44 Rp./kWh. Im Mittelland wiirden die Kosten rund
48-62 Rp./kWh betragen. Im Jahr 2020 wird fiir kleine Dachanlagen im Mittelland mit Stromkosten
von 44-51 Rp./kWh gerechnet, in alpinen Regionen mit 28-37 Rp./kWh. Im Jahr 2035 kénnten bei den
gleichen PV-Systemen die Stromkosten im Mittelland im Bereich von 32-42 Rp./kWh liegen, in den
Alpen bei 23-30 Rp./kWh.

Ende des Jahres 2003 betrug die in der ganzen Schweiz installierte PV-Gesamtleistung etwa 21 MW,
(zum Vergleich: weltweit installierte PV-Gesamtleistung Ende 2003 rund 2600 MW,). Das Potenzial
ist in ndchster Zukunft nicht durch die zur Verfiigung stehende Flache beschrénkt, da in der Schweiz
schon auf den am besten geeigneten Dachfldchen PV-Anlagen mit einer Leistung von knapp 11 GW,,
installiert werden konnten, was einer Stromproduktion von 9.4-13.7 TWh/a entsprechen wiirde. Die
tatsidchliche Elektrizititserzeugung hingt also hauptsdchlich von der Geschwindigkeit der Markt-
einfuhrung ab. Um die breite Markteinfithrung zu beschleunigen, sind eine zeitlich beschrinkte
Anschubfinanzierung und ebenso ein an die Schweizer Verhiltnisse angepasstes Elektrizititseinspeise-
gesetz notwendig. Wichtig scheinen aber auch klare Zielsetzungen zu sein. So ist beispielsweise in
Japans PV-roadmap bis 2010 eine installierte Leistung von 4.8 GW,, zu finden.

Das technologische Entwicklungspotenzial und damit das Kostenreduktionspotenzial ist noch ldngst
nicht ausgeschopft. Weitere Forschungs- und Entwicklungsmittel sind dazu erforderlich, insbesondere
zur Entwicklung neuer billigerer Halbleitermaterialien mit hheren Wirkungsgraden und einfacheren,
Energie sparenderen und kostenglinstigeren Herstellungsprozessen. Aber auch die Umsetzung in
technisch optimierte Produkte und Systeme muss vorangetrieben werden. Durch Massenproduktion
von Komponenten sollen die Herstellungskosten weiter gesenkt werden. Zur weiteren Kostensenkung
werden weltweit auch Grosskraftwerke in Wiistengebieten in Betracht gezogen. In Deutschland
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werden derzeit mehrere grossere PV-Kraftwerke im Bereich von 2 bis 18 MW, geplant und gebaut.
Die 18 MW ,-Anlage entspricht der gesamten derzeit in der Schweiz installierten netzgekoppelten PV-
Leistung. Auch in der Schweiz kénnte der Bau grosserer Kraftwerke in den Alpen wieder in Betracht
gezogen werden. Spétestens dann, wenn die sinnvoll nutzbaren Flachen auf Bauten, Infrastruktur, usw.
ausgeschopft sind. Alpenstandorte haben den Vorteil eines signifikant hoheren jdhrlichen
Sonnenenergieangebots (rund 1.5 mal mehr als im Mittelland). Ein weiterer Vorteil besteht darin, dass
der Winteranteil des Angebots mehr als doppelt so hoch ist wie im Mittelland. Der grosse Nachteil von
Grossanlagen an alpinen Standorten ist, dass dagegen massiver Widerstand aufgrund von Landschafts-
schutzaspekten zu erwarten ist.

Tab. 7.15 gibt einen zusammenfassenden Uberblick iiber die Indikatoren zur Stromerzeugung in PV-
Anlagen.
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Tab. 7.15 Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in Photovoltaikanlagen.

Physikalische und technische
Potenziale

Direkte Umwandlung von Solarstrahlung in Elektrizitat

Physikalisches Potenzial

Integriertes Potenzial in der
Schweiz (Ende 2003)

Installierte Leistung: 21 MW, (davon 18 MW, im Netzverbund,

3 MW, Inselanlagen)

16.7 GWh (davon 15.2 GWh im Netzverbund,
1.5 GWh Inselanlagen)

Stromproduktion:

Technisch erschliessbares Installierte Leistung Stromproduktion
Potenzial
Dachanlagen 46 km* ® 10.9 GW, 9.4-13.7 TWh/a °
138 km®° kA. 15 TWh/a ¢
Fassadenanlagen 52 km?°© k.A. 3 TWh/a ®
Realisierung abhangig vom 2020 2035 2050
Wachstum [TWh/a]
Hoch 0.234-0.350 1.84-2.76 6.96-9.78
Moderat 0.120-0.168 0.73-1.02 3.19-4.48
Linear 0.034-0.048 0.080-0.112 0.194-0.272
Einstrahlung 1000-1400 kWh/m?“a (Schweizer Mittelland und Alpentler)
Stand der Technik Kontinuierliche Weiterentwicklung
Umweltauswirkungen vgl. Kap. 7.5
Treibhausgasemissionen: ca. 65 g (CO,-Aq./kWh) fiir Dachanlagen
Technik Direkte Umwandlung von Solarstrahlung in Elektrizitat
Produktionsmethode Industrielle Erzeugung
Wirkungsgrad 2004 2020 2035 2050
(Abhangig vom Zelltyp; 8-16% 12-20% 16-24% °© 20-28% °©
handelsubliche Module)
Marktreife marktreif, in Grossserie erhaltlich
Lebensdauer 25-30 Jahre
Kosten [Rp./kWh] 2004 ‘ 2020 ‘ 2035 ‘ 2050
(Schweizer Mittelland)
Dachanlagen 1-10 kW, 68-89 ‘ 44-51 ‘ 32-42 ‘ kA
Grossanlagen >500 kW, 48-62 | 31-36 | 22-29 | kA.f

Starke Abh&ngigkeit vom Zinssatz (hier 3-6%);
Details siehe Tab. 7.10 (2004), Tab. 7.11 (2020), Tab. 7.12 (2035)

Periphere Investitionen

Keine weiteren

Planungskosten

Ca. 8% der Investitionskosten

Planungsdauer

Einige Monate

Typische Betriebskosten

Vernachlassigbar

Lernkurven

Die Modulkosten, welche etwa 50% der Kosten der Gesamtanlage ausmachen,
zeigen eine exponentielle Abnahme. Details zur zukiinftigen Kostenreduktion
siehe Fig. 7.35 bzw. Kap. 7.4

a Dies stellt die verfiighare Dachfliche mit einer Giite (Verhéltnis der effektiven Jahreseinstrahlung zur maximal
moglichen Einstrahlung) von mindestens 90% dar.

b Eigene Berechnung mit Jahresertrag von 893-1250 kWh/kW,. Welche Anteile davon in den Referenzjahren 2020, 2035
und 2050 realisiert sein werden, hingt von der Einfithrungsgeschwindigkeit ab. In Kap. 7.3.3 und 7.3.4 sind dazu

verschiedene Szenarien erstellt.

¢ Dies stellt die verfligbare Gebdudefliche mit einer Giite (Verhéltnis der effektiven Jahreseinstrahlung zur maximal
moglichen Einstrahlung) von mindestens 80% dar.

(Haas et al. 2002).

e Falls es bis dahin zu einem revolutiondren Sprung in der Technologieentwicklung kommt, kénnen die resultierenden
Wirkungsgrade auch deutlich héher sein. Die hier angegebenen Werte stellen Extrapolationen der Entwicklung in der

Vergangenheit dar.
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f Bis ins Jahr 2050 ist ein Sprung in der technologischen Entwicklung, welcher moglicherweise zu deutlich geringeren
Modulkosten und hoheren Wirkungsgraden fiihrt, leicht moglich. Extrapolationen fiir die Stromkosten anhand der heute
handelsiiblichen Module kénnen iiber einen so langen Zeitraum daher nicht seriés vorgenommen werden. Es wird auf
eine Angabe verzichtet.
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710 Anhang
7.10.1 Exergie der Solarstrahlung
Definition

Exergie ist der in mechanische Arbeit bzw. Strom umwandelbare Anteil der Energie.

Exergie der extraterrestrischen Solarstrahlung

Annahme: Sonne ist schwarzer Emitter.
Dann gilt fiir die innere Energie U der extraterrestrischen Solarstrahlung im Volumen V:

U = (1/2)amVT*

mit

a Konstante, a = 4o/c, 6=5.67-10° Wm?K™*, ¢=2.998-10° m/s
T Temperatur der Sonnenoberfldche, 5775 K

m Geometriekonstante, m = 1— [1— (R¢/D)?*]"?

Rg Sonnenradius, 0.696-10° m
D Mittlere Sonne/Erde-Distanz, 149,6-10° m

Nach Gibbs-Helmbholtz gilt fiir die freie Energie F:
(oF/0T)y — F/T=-U/T

Daraus ergibt sich mit obiger Gleichung fiir U die freie Energie F der extraterrestrischen Solar-
strahlung wie folgt:

F=—(1/6)amVT*

Daraus erhélt man die Entropie S und die Enthalpie H der extraterrestrischen Solarstrahlung:
S = — (OF/0T)y = (2/3)amV T’

H =F — T(6F/dT)V — V(6F/aV)T = (2/3)amVT* = TS

Damit ergibt sich die Exergie W der Enthalpie H zu

W =H — Hy — Ty(S — Sy), wobei sich Hy, Ty und Sy auf den Umgebungszustand beziehen.

Weil eine Solarzelle ein offenes System darstellt, ist H die fiir den Umwandlungsprozess massgebende
Grosse. Es ergibt sich somit fiir den maximal moglichen Wirkungsgrad n einer ausserhalb der Erd-
atmosphire platzierten Solarzelle:

n=WH=1-T¢S/H=1-TyT=nc

Dabei wurde angenommen, dass die Dicke der Erdatmosphére gegeniiber der Sonne/Erde-Distanz
vernachléssigt werden kann. Der Wirkungsgrad n¢ wird Carnot-Wirkungsgrad genannt.
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Terrestrische Solarstrahlung
Annahme: Atmosphire wirkt wie Graufilter, d.h. die spektrale Transmission () ist konstant

T(A) =1

Daraus ergibt sich wie oben der Reihe nach:

U = (1/2)amtVT*

F =— (1/6)amtVT*

S =-(2/3)amtVT’

H=(2/3)amtVT* =TS
n=WH=1-T¢S/H=1-TyT=nc

Mit der Umgebungstemperatur von 25 °C (Ty = 298.15 K) ergibt sich schliesslich der maximal
mogliche terrestrische Wirkungsgrad einer Solarzelle zu

n=nc=1-298.15 K/5775 K =94.84%
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711
a-Si
AC
AM
CdTe
CIGS
CIS
DC
FhG ISE
GaAs
GaSb
InGaP
KVA
LBNL
LCA
mc-Si
uc-Si
pc-Si
PR
PV
STC
W,

Abkiirzungsverzeichnis
amorphes Silizium
Wechselspannung (Alternating Current)
Luftmasse, relativ
Cadmium-Tellurid
Kupfer-Indium-Gallium-Diselenid
Copper Indium Diselenide (Kupfer-Indium-Diselenid)
Gleichspannung (Direct Current)
Frauenhofer Institut fiir Solare Energiesysteme
Gallium-Arsenid
Gallium-Antimonid
Indium-Gallium-Phosphid
Kehrichtverbrennungsanlage
Lawrence Berkeley National Laboratory
Lebenszyklusanalyse (Life Cycle Analysis)
monokristallines Silizium
mikrokristallines Silizium
polykristallines Silizium
Progress Ratio
Photovoltaik
Standard Test Conditions
Watt peak
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8 Solarthermische und -chemische Kraftwerke
8.1 Einleitung

Rund ein Prozent der Fliche der Sahara wiirde ausreichen, um mit Solarkraftwerken aus
konzentrierenden Spiegelsystemen den gesamten Elektrizititsbedarf der Erde zu decken (Broesamle
2001). Solche Solarkraftwerke erfordern direkte Sonneneinstrahlung und kénnen deshalb nur im so
genannten Sonnengiirtel der Erde (Breitengrad < 35-40°; DNI* > 1700-1750 kWh/m?/a; siehe dazu
Fig. 8.1) wirtschaftlich konkurrenzfihig sein (IEA 2003; Kistner 2003). In Mitteleuropa hingegen sind
die Einsatzmoglichkeiten von solarthermischen Kraftwerken begrenzt, da auf Grund der deutlich
geringeren direkten Solarstrahlung die Stromkosten bedeutend hoher wiren. Deshalb ist in absehbarer
Zeit die Errichtung solarthermischer Kraftwerke in der Schweiz nicht sehr wahrscheinlich®. In Zukunft
konnte jedoch der Import solarthermisch oder solarchemisch erzeugten elektrischen Stroms aus dem
Mittelmeerraum fiir die Schweiz eine interessante Option darstellen.

Fig. 8.1 Regionen mit jahrlicher solarer Einstrahlung liber 2000 kWh/m?.

Seit tiber 20 Jahren befinden sich solarthermische Kraftwerke zur Umwandlung von Solarstrahlung in
Elektrizitdt in kommerziellem Einsatz. Sie liefern zurzeit etwa die Hailfte des weltweit produzierten
Solarstroms, und dies zu erheblich giinstigeren Kosten von 0.12-0.14 USD/kWh als andere Techniken
zur Stromerzeugung aus Solarenergie (Quaschning & Geyer 2000). Neben diesen bestehenden
Solarkraftwerken mit einer elektrischen Leistung von etwa 350 MW, sind gegenwértig zahlreiche
weitere Grossprojekte in Planung, die mit Hilfe von Sonnenenergie insgesamt mehr als 1000 MW,
kostengiinstigen und umweltfreundlichen elektrischen Strom produzieren sollen (CSP-GMI 2003).
Ihre Markteinfiihrung wird einerseits verzogert wegen der im Vergleich zu konventionellen
Kraftwerken hohen Investitionskosten und der damit verbundenen finanziellen Risiken (Becker 2000),
anderseits auf Grund mangelnder Bekanntheit der solarthermischen Technologien und ihrer
mittelfristigen Potenziale bei Kraftwerkbetreibern und politischen Entscheidungstrigern. Noch
ausgeprégter ist dieses Manko im Fall der Solarchemie, deren langfristige Potenziale bei der
Speicherung und beim Transport von Sonnenenergie in der Offentlichkeit noch kaum bekannt sind.

DNI = Direct Normal Irradiation: Direkt-Normal-Strahlung auf eine Fliache, die immer senkrecht zur Einfallsrichtung der
Direktstrahlung von der Sonne ausgerichtet ist.

® In den Schweizer Alpen betragen die jéhrlich zu erwartenden Einstrahlungswerte maximal etwa 1500 kWh/m%/a
(MeteoWallis 1995).
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8.1.1 Definition

Solarthermische Kraftwerke konnen zur Stromerzeugung oder zur Bereitstellung von
Hochtemperaturwiarme eingesetzt werden. Dabei wird das direkte Sonnenlicht mit Spiegelsystemen
auf einen Absorber konzentriert, um ein Warmetibertragungsmedium (Luft, Salz) auf moglichst hohe
Betriebstemperaturen zu erhitzen. Mit der entstandenen Wirmeenergie wird eine weitgehend
konventionelle Warmekraftmaschine — in der Regel ein Dampfkreislauf — angetrieben und iiber einen
Generator elektrischer Strom erzeugt. Bei solarthermischen Kraftwerken kann die tégliche
Betriebsdauer durch thermische Zwischenspeicher verldngert werden.

Fir die Langzeitspeicherung von Sonnenenergie eignen sich solarchemische Verfahren, welche die
konzentrierte Solarstrahlung fiir die Bereitstellung von Hochtemperatur-Prozesswédrme verwenden, um
damit chemische Prozesse zur Herstellung von solaren Brennstoffen anzutreiben. Beispielsweise ldsst
sich in einem geschlossenen Kreislauf Zinkoxid (ZnO) in metallisches Zink (Zn) umwandeln, womit
einerseits in einer Zink-Luft-Brennstoffzelle Strom erzeugt und anderseits mittels Hydrolyse
Wasserstoff produziert werden kann. Die Prozess- und Reaktortechnologie fiir diese langfristige
Option zur chemischen Speicherung und fiir den Transport von Sonnenenergie wird am PSI in
Zusammenarbeit mit der ETHZ intensiv erforscht und entwickelt (BFE-Projekt 2001; BFE-Projekt
2003; BBW-Projekt 2001). Das Ziel dieser Forschung ist die Entwicklung der wissenschaftlichen und
verfahrenstechnischen Grundlagen fiir die effiziente Umwandlung von Sonnenenergie in chemische
Energie. Thermochemische Prozesse sollen im technischen Massstab realisiert werden und mit
anderen aktuellen Prozessen zur Umwandlung von erneuerbaren Energien in chemische Energie
konkurrieren kénnen.

Die Zielsetzungen dieser beiden solaren Technologien sind also grundlegend verschieden. Bei der
Hochtemperatur-Solarthermie steht die Stromerzeugung in solarthermischen Kraftwerken im
Vordergrund, wobei optional auch die Herstellung von Wasserstoff aus dem Solarstrom mittels
Elektrolyse von Wasser in Frage kommen kann. Bei der Hochtemperatur-Solarchemie hingegen liegt
das Schwergewicht auf der chemischen Speicherung der Sonnenenergie in solaren Brennstoffen wie
beispielsweise Zink oder Wasserstoff, wobei als Option die nachfolgende Erzeugung von Elektrizitat
durchaus sinnvoll sein kann. Insgesamt sind die Moglichkeiten der Solarchemie vielfiltiger, und aus
thermodynamischen Uberlegungen hat die Solarchemie das Potenzial zu wesentlich hoheren
Prozesswirkungsgraden.

Solarthermische Technologien — Verschiedene Technologien zur solarthermischen Stromerzeugung
wurden bisher entwickelt (FVS 2002, RES 2003):

e Parabolrinnenkraftwerke (Geyer 2002): im kommerziellen Einsatz, 354 MW,, USA;

e Solarturmkraftwerke (Pitz-Paal 2002): Versuchsanlagen, 12 MW,, USA, Spanien;

e Paraboloidkraftwerke (Laing 2002): Prototypen, 200 kW., USA, Spanien, Saudi-Arabien;
e Solare Aufwindkraftwerke (Schlaich & Schiel 2002): Prototyp, 50 kW., Spanien.

Mit Ausnahme der Solaren Aufwindkraftwerke” arbeiten alle diese Kraftwerkstypen mit
konzentriertem Sonnenlicht und werden deshalb als CSP® Technologien bezeichnet. Fig. 8.2 zeigt
Bilder des kommerziellen Parabolrinnenkraftwerks in Kramer Junction, USA, des 10 MW, Versuchs-
Turmkraftwerks ,,Solar Two* in Barstow, USA, sowie von Paraboloid-Prototypen im europiischen
solaren Testzentrum Plataforma Solar de Almeria (PSA) in Siidspanien.

Nicht-konzentrierende solarthermische Technologien wie solare Aufwindkraftwerke (,,Solar Chimney* oder ,,Solar Tower")
niitzen Temperaturdifferenzen zur Erzeugung von elektrischem Strom aus. Solche Systeme (Turmhohe bis 1000 m fiir ein
200 MW, Kraftwerk) haben aufgrund ihres geringen Wirkungsgrades einen extrem grossen Fliachenbedarf. Sie werden in
dieser Studie nicht betrachtet.

® Konzentrierende solarthermische Technologien zur Stromerzeugung werden unter dem Begriff ,,Concentrating Solar Power
(CSP)“ zusammengefasst.
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Solar Two, Barstow, USA PSA, Almeria, Spanien

Fig. 8.2 CSP Technologien: Links Parabolrinnen (USA); Mitte Solarturm (USA); Rechts Paraboloid (Spanien).

Sollte in Zukunft das riesige Solarenergiepotenzial in der Mittelmeerregion erschlossen werden, ergibt
sich fiir die Schweiz ein erstes mogliches Szenario:

Szenario 1: Solarstrom aus solarthermischen Kraftwerken im Mittelmeerraum wird mittels der fiir
grosse Distanzen geeigneten Technik, der Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung
(HGU), in die Schweiz transportiert”.

Solarchemische Technologien — Solarchemische Prozesse zur Herstellung von solaren Brennstoffen
wurden bisher vorwiegend in solaren Forschungsreaktoren im 10 kW Massstab untersucht, so
insbesondere der geschlossene Zn/ZnO-Kreisprozess zur Herstellung von Zink und Wasserstoff
(Steinfeld 2002). Pilotanlagen im Leistungsbereich von 200-500 kW werden derzeit errichtet, wie
etwa jene zur solaren karbothermischen Produktion von Zink im EU-Projekt SOLZINC mit
Beteiligung des PSI und der ETHZ (SOLZINC 2003). Betrachten wir den Zn/ZnO-Zyklus als
exemplarischen solarchemischen Prozess, so ist fiir den Transport der im Zink bzw. Wasserstoff
chemisch gespeicherten Solarenergie aus einem sonnenreichen Produktionsgebiet im Mittelmeerraum
speziell folgendes Szenario denkbar:

Szenario 2: Die im Zink gespeicherte Sonnenenergie wird direkt am Produktionsort in elektrischen
Strom umgewandelt, der dann via Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung (HGU) in
die Schweiz transportiert wird.

Je nach beabsichtigter Anwendung kann es auch vorteilhaft sein, den solar hergestellten Wasserstoff
zu transportieren und erst am Ort des Verbrauchs dezentral in Elektrizitdit umzuwandeln, was zu
folgendem Szenario fiihrt™:

Szenario 3:  Solar produzierter Wasserstoff wird entweder in bestehenden Erdgasleitungen oder in
neu zu errichtenden Wasserstoff-Pipelines vom Mittelmeerraum in die Schweiz
transportiert, um dezentral in Brennstoffzellen Elektrizitdt fiir mobile und stationére
Anwendungen zu erzeugen.

Welches der hier skizzierten Szenarien zum Import von solarthermisch bzw. solarchemisch
produzierten elektrischen Stroms in die Schweiz letztendlich zum Tragen kommen, héngt von
verschiedenen Einflussfaktoren ab, die in der vorliegenden Studie untersucht werden.

Voraussetzung flir den Ferntransport von Solarstrom aus solarthermischen Kraftwerken sind leistungsfihige Leitungen zur
Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung  (HGU), wie sie bisher weltweit mit {iber 70 GW, Leistung und
Ubertragungslingen von bis zu 2000 km realisiert sind (Trieb 2002; ABB 2004).

Statt Wasserstoff konnte auch Zink iiber weite Distanzen transportiert werden. Im Rahmen des EU-Projekts SOLZINC
(BBW-Projekt 2001) werden die energetischen und wirtschaftlichen Aspekte des Langstreckentransports von solar
hergestelltem Zink eingehend untersucht.
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8.1.2 Globale und europdische Stromversorgung und Trends

Gegenwirtig ist der Anteil der CSP Technologien an der globalen Stromversorgung noch sehr
bescheiden. Gemiss (IEA 2003) sind derzeit lediglich Parabolrinnenkraftwerke (so genannte SEGS®)
mit einer installierten Leistung von 354 MW, in kommerziellem Einsatz. Diese Anlagen wurden
zwischen 1984 und 1991 in den USA errichtet und produzieren jahrlich nahezu 1 TWh, Strom (IEA
2003). Sie haben sich als zuverldssige Technologie bewéhrt. Weltweit sind eine Reihe von CSP
Demonstrationskraftwerken mit insgesamt mehr als 1000 MW, neuer solarer Kapazitit in der
Planung”. Den gréssten Schub fiir den Bau neuer solarthermischer Rinnen- und Turmkraftwerke
erwartet man von Spanien, welches kiirzlich ein neues Einspeisegesetz fiir Elektrizitit aus CSP
Technologien in Kraft gesetzt hat’. In Siidspanien stehen zwei 50 MW, Parabolrinnenkraftwerke vom
SEGS-Typ (,,AndaSol*) und ein 10 MW, Solarturmkraftwerk (,,PS10“) kurz vor Baubeginn. Diese
Demonstrationsanlagen werden gemaiss (Schild 2002) von der EU finanziell unterstiitzt. Ebenfalls weit
gediehen sind die Vorbereitungen fiir ein 50 MW, Kraftwerk vom SEGS-Typ in Nevada, USA.

Bei grossen Kraftwerken in sonnenreichen Gebieten stellen Parabolrinnen und Solartiirme langfristig
die mit Abstand kostengiinstigste Moglichkeit der Nutzung der Sonnenenergie zur Stromerzeugung
dar. Aufgrund der unterschiedlichen Eigenschaften ist zu erwarten, dass beide Technologieoptionen je
nach Rahmenbedingungen (Sonneneinstrahlung, Kraftwerksgrosse, Infrastruktur, lokaler Strombedarf,
Moglichkeiten des Stromferntransports) breiten Einsatz finden werden (WBGU 2003).

Solarstrom aus solarthermischen Kraftwerken in der
Mittelmeerregion konnte langfristig zusammen mit
anderen regenerativen Energien einen grossen Teil
des europdischen Strombedarfs decken (Szenario
1). Die grossrdumige Vernetzung von Gebieten mit
giinstigen Dargebotsverhiltnissen durch
interkontinentale Stromverbiinde (Fig. 8.3) stellt
deshalb eine interessante Perspektive fiir eine
zukiinftige regenerative Stromversorgung dar
(Czisch 2001).

Fig. 8.3 Vision eines Euro-Mediterranen Stromverbunds v r ok !
auf HGU-Basis zur Nutzung der ergiebigsten : i fee2 1R
regenerativen Energiequellen: Solar (gelb); Wind \ : i
(hellblau); Wasserkraft (dunkelblau); Geothermie i S A ""‘f..""”:-t""r i
(rot). (Quelle: Trieb 2002) z_\, Solar \_: Wind 'E::.; Wasserkraft . Geothermie

Solarthermische Kraftwerke konnen auch in Warme-Kraft-Kopplung betrieben werden, indem neben
elektrischer Energie beispielsweise Trinkwasser aus einer Meerwasserentsalzungsanlage (z. B. {iber
thermische Destillationsprozesse) gewonnen wird (TREC 2004). In Wérme-Kraft-Kopplung sind
solare Wirkungsgrade von bis zu 85% erreichbar (WBGU 2003). Ebenso ist die Kombination
solarthermischer Kraftwerke mit thermischer Biomasseverwertung denkbar. Dies ermdoglicht den
kontinuierlichen Betrieb von Kraftwerken im Multi-Megawatt-Bereich ausschlieBlich auf der Basis
erneuerbarer Energien (WBGU 2003).

Die Solarchemie hat langfristig ein grosses Potenzial bei der Speicherung von Sonnenenergie in
solaren Brennstoffen wie beispielsweise Zink (Szenario 2) oder Wasserstoff, der iiber weite Strecken
transportiert werden kann und nach Bedarf fiir mobile oder stationdre Anwendungen zur Verfiigung
steht (Szenario 3).

* SEGS - Solar Electricity Generation System.

Einen Uberblick bietet http://www.solarpaces.org/projects.htm von IEA — SolarPACES (International Energy Agency — Solar
Power and Chemical Energy Systems). Sieche (IEA 2003; SolarPACES 2003; SolarPACES 2004; Geyer & Quaschning 2000)

¢ Royal Decree 436/2004, March 27, 2004, erldutert und abrufbar unter http://www.solarpaces.org/news.htm (27.5.2004).
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8.1.3 Schweizer Stromversorgung und Trends

In der Schweiz ist in absehbarer Zeit die Errichtung von solarthermischen Kraftwerken zur
Stromerzeugung oder zur Bereitstellung von Hochtemperaturwérme wegen mangelnder solarer
Direktstrahlung wirtschaftlich nicht attraktiv. Mittelfristig ist hingegen der Import von Solarstrom aus
solarthermischen Parabolrinnen- und Turmkraftwerken im Mittelmeerraum eine interessante Option
fir die Versorgung der Schweiz mit umweltfreundlicher Elektrizitit (Szenario 1). Langfristig kann
auch chemisch gespeicherte Sonnenenergie aus solarthermischen Kraftwerken in Form von solaren
Brennstoffen (z.B. Zink und Wasserstoff) einen Beitrag zur Stromversorgung in der Schweiz leisten
(Szenarien 2 und 3).

Die Schweiz hat eine langjdhrige Forschungstradition auf dem Gebiet der Hochtemperatur-
Solartechnik, die vom Bundesamt fiir Energie (BFE), vom Bundesamt fiir Bildung und Wissenschaft
(BBW), vom Schweizerischen Nationalfonds (SNF) und anderen 6ffentlichen Institutionen namhaft
unterstiitzt und geférdert wird. Es ist daher zu erwarten, dass der Schweiz eine wichtige Rolle beim
Transfer der solarthermischen und insbesondere der solarchemischen Technologien in Lénder rund
ums Mittelmeer (Siideuropa, Nordafrika, Naher Osten) zufallen wird. Dies ist eine Chance fiir die
Schweizer Industrie und kann sich giinstig auf die Schweizer Wirtschaft auswirken.

8.2 Technologiebeschreibung
8.2.1 Derzeitige Technologien

Solarthermische Kraftwerke zur Stromerzeugung bestehen im Wesentlichen aus zwei Komponenten:
(1) Solarkollektoren, welche die Solarstrahlung in Wiarme umwandeln; (2) Warmekraftmaschinen,
welche die Wiarme in FElektrizitdit umwandeln. Verschiedene konzentrierende solarthermische
Kollektorsysteme und konventionelle Wirmekraftmaschinen koénnen kombiniert werden, um
elektrischen Strom zu erzeugen. Zusitzlich besteht die Moglichkeit der thermischen Speicherung von
tiberschiissiger thermischer Energie aus dem solaren Betrieb, die bei fehlender oder ungeniigender
Solarstrahlung zur Stromerzeugung verwendet werden kann.

CSP Technologien — Drei verschiedene CSP Technologien wurden bereits realisiert (Tyner 2001):
Parabolrinnenkraftwerke (Price 2002) haben sich im kommerziellen Einsatz bewéhrt und sind
betriebssicher verfligbar, Solarturmkraftwerke (Romero 2002) haben ihr grosses Potenzial im
Megawatt-Massstab demonstriert und Paraboloidkraftwerke (Mancini 2003) sind in technischer

Erprobung: M,
I
e  Parabolrinnenkraftwerke (,,Parabolic Trough“ oder Dot
,Solar Farm*) bestehen aus linearen Reflektoren®, Absorber
die parabolisch geformt sind und der Sonne The /"’\
1

einachsig nachgefiihrt werden. Die Sonnenstrahlung
wird um einen Faktor 80-100 auf ein Absorberrohr
fokussiert und erhitzt ein darin zirkulierendes
spezielles Thermodl auf knapp 400°C, welches
anschliessend in einem Wiarmetauscher Dampf fiir
eine Dampfturbine erzeugt. Diese Systeme haben
derzeit typische Nennleistungen von 30-80 MW, und
sind relativ leicht auf grosse Leistungen bis 1000

= Reflector

Solar Field
Piping

Parabolrinnen (Quelle: SolarPACES)

* Eine neue Art von Rinnenkraftwerken sind die auf linearen Fresnel-Kollektoren (,,Linear Fresnel Reflector — LFR)
basierenden Systeme (siehe http://www.solarmundo-power.com), speziell die in Australien entwickelten kompakten Anlagen
(,,Compact Linear Fresnel Reflector — CFLR) (Mills 2004). Das weltweit erste wirtschaftlich nutzbare CFLR-Kollektorfeld
mit einer thermischen Leistung von gegenwirtig 1 MWy, nahm im Juni 2004 in Australien den Testbetrieb auf. Es soll bis
2006 auf eine Kapazitit von 40 MW, ausgebaut und an ein 2000-MW-Kohlekraftwerk angekoppelt werden (SW&W 2004).
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MW, auszulegen (Geyer 2002). In Kalifornien liefern solche Kraftwerke seit mehr als 15
Jahren Strom bei einer installierten Gesamtleistung von etwa 350 MW, und zu Kosten von

0.12-0.14 USD/kWh. Eine deutliche

Kostenreduktion

konnte sich durch die

Direktverdampfung von Wasser in den Absorberrohren ergeben (WBGU 2003).

Bei  Solarturmkrafiwerken  (,Power  Tower®)
fokussiert ein grosses Feld beweglicher Einzelspiegel
(Heliostaten) das Sonnenlicht um etwa einen Faktor
500-1000 auf einen Empfinger (Receiver), der auf
einem Turm montiert ist. Dort wird der Warmetriager
(Luft, Salz) auf 1000-1200 °C erhitzt (Pitz-Paal
2004). Aufgrund der hohen Nutztemperaturen kann
die Prozesswdrme prinzipiell auch direkt in ein
modernes GuD*-Kraftwerk eingekoppelt werden. Fiir
Solarturmkraftwerke sind Nennleistungen um 200
MW, geplant®, die etwa zehn Mal hoher liegen als bei
derzeitigen Pilotanlagen (WBGU 2003).

Bei Paraboloidkrafiwerken (,,Dish/Engine*) werden
der Sonne nachgefiihrte Parabolspiegel eingesetzt, in
deren Brennpunkt ein Warmetragermedium auf 600-
1200°C erhitzt werden kann. Die Wérmeenergie wird
dann in Kraftmaschinen wie z.B. Stirling-Motoren
(sog. Dish-Stirling Systeme) oder Gasturbinen (sog.
Dish-Brayton Systeme) in mechanische und
schliesslich in elektrische Energie umgewandelt.
Solche Anlagen sind in der Regel eher klein mit einer
Nennleistung von einigen 10 kW, und bieten sich

daher fir dezentrale Anwendungen an. Diese
Technologie befindet sich in der technischen
Erprobung (WBGU 2003).
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Wiéhrend sowohl Parabolrinnen als auch Solartiirme typische Konzepte fiir netzgebundene
Massenstromproduktion darstellen, eignen sich Paraboloidkraftwerke besonders fiir netzunabhingige
Stromproduktion in entlegenen Gebieten. Allgemein werden Systeme mit hohen Arbeitstemperaturen
angestrebt, da dann die Umwandlung von Wérme in Elektrizitit in thermodynamischen Maschinen

einen hoheren Wirkungsgrad erlaubt.

Kraftwerkstechnik — Die heutigen
solarthermischen Kraftwerke verwenden
einen Dampfkreislauf zur Erzeugung von
Elektrizitdt (,,Rankine Cycle* oder einfach
»Steam Cycle™). Wegen der saisonalen und
taglichen = Schwankung der  solaren
Einstrahlung konnen diese Systeme nur
wihrend einer beschrdnkten Zeit unter
Volllast ohne Speicher betrieben werden,
so dass eine fossile Zusatzheizung sinnvoll
sein kann (World Bank 1999).

GuD-Kraftwerk: Gas- und Dampf-Kraftwerk, auch Kombi-Kraftwerk genannt.

Parabolrinnen-
Kollektorfeld

Dampferzeuger
und Ubertitzer

Turbine

b Generator
fossi
Zusatz-
heizung

- @

Salarkraisiaut

Damnfireisizuf Kondensator

Kahlturm

Solarer Dampfkreislauf (Quelle: RES 2003)

Diese Aussage ist umstritten. An einem Workshop (ECOSTAR 2004) wurde kiirzlich fiir Solarturmkraftwerke eine obere

Leistungsgrenze von 20 MW, genannt.
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Thermische Speichersysteme — Die thermische Speicherung bringt fiir solarthermische Kraftwerke
verschiedene Vorteile: (1) Verldngerung der Stromerzeugung iiber die eigentliche Sonnenscheindauer
hinaus (typisch um drei bis sechs Stunden); (2) Erhchte Verfiigbarkeit des Solarkraftwerks, auch zur
Deckung des Spitzenstrombedarfs; (3) Erhohung des solaren Kapazititsfaktors® der Anlage auf iiber
50% (bei gleichzeitiger Vergrosserung des Solarfeldes); (4) Erhohung des solaren Kapazititsfaktors
bedeutet auch, dass die fossil befeuerten Komponenten des Kraftwerks eliminiert werden kénnen.

Parabolrinnenkraftwerke verwenden derzeit
keine thermischen Speichersysteme, weil
einerseits das als Wiarmeiibertragungsmedium

benutzte Thermodl zu teuer ist und anderseits 565°C 285°C q
die Eignung anderer Speichermedien wie Beton Hot Satf Cold Salt

oder Keramikmaterialien zuerst nachgewiesen @—» @

werden muss (Tamme et al. 2004). ; —_
Solarturmkraftwerke hingegen konnen Staam Generator

beispielsweise eine Salzschmelze sowohl zur Whmmw @

Wiérmetibertragung als auch zur Speicherung

verwenden (WOI’ld Bank 1999)‘ Ein derartiges Thermische Speicherung mit Salzschmelze (Quelle: SolarPACES)
Speichersystem sollen auch die beiden 50 MW, Rinnenkraftwerke ,,AndaSol* in Siidspanien
aufweisen, deren Baubeginn fiir Herbst 2004 erwartet wird (Aringhoff 2002)".

8.2.2 Zukiinftige Technologien

Da sich solarthermische Kraftwerke zur Stromerzeugung erst am Anfang der Markteinfiihrung
befinden und sich die verschiedenen Technologien erst bewédhren miissen, sind in naher Zukunft zwar
Verbesserungen von einzelnen Komponenten, jedoch kaum tief greifende Neuerungen zu erwarten.
Mittel- und langfristig hingegen diirften neuartige technologische Entwicklungen eine wesentliche
Steigerung des Systemwirkungsgrads bewirken. Im Gegensatz zum heute tiblichen Thermodl wird in
Parabolrinnenanlagen in Zukunft vermutlich Wasser als Wéirmetrigermedium direkt in den
Absorberrohren verdampft (Zarza 2002). Dadurch werden voraussichtlich geringere Kosten erreicht
und Umweltprobleme mit Warmetrdgerdlen vermieden.

Kraftwerkstechnik — Die enge Verwandtschaft solarthermischer Anlagen mit konventionellen
Kraftwerken erlaubt die Integration eines solarthermischen Kollektorfeldes in ein kombiniertes GuD-
Kraftwerk (ISCCS; siche Fig. 8.4). Die Erweiterung bestehender fossiler Kraftwerke um eine
solarthermische Zusatzeinheit zu einem so genannten Hybridkraftwerk wird in einstrahlungsstarken
Regionen als ein wichtiger kurz- und mittelfristiger Markt fiir erneuerbare Energien angesehen®.
Dadurch lassen sich CO,- und SO,-Emissionen vermeiden. Mit einer neuen Technologie, dem
geschlossenen volumetrischen Druckluftabsorber (REFOS-Konzept®) ist es moglich, Sonnenenergie
direkt in ein modernes, hocheffizientes GuD-Kraftwerk einzukoppeln und dort mit hohen

Kapazitdtsfaktor: Anteil des aktuellen Ertrags der Anlage verglichen mit dem maximal moglichen Ertrag (Anlage lauft bei
Volllast wiahrend 100% der Zeit). In Systemen ohne Speicher ist der jéhrliche solare Kapazititsfaktor auf etwa 25% limitiert
(World Bank 1999).

b Projektstatus siehe unter http://www.flagsol.com/andasol_projects.htm (27.5.2004).
“ISCCS — Integrated Solar Combined Cycle System.

¢ Global Environment Facility (GEF) fordert ISCCS-Projekte in Agypten, Indien, Marokko und Mexiko mit etwa 200 Mio.
USD (SolarPACES 2003; siche auch http://www.solarpaces.org/projects.htm).

¢ Geschlossener volumetrischer Druckluftabsorber (REFOS): Luft wird unter Druck bis zu 1000°C erhitzt, um direkt eine
Gasturbine bzw. ein modernes Gas- und Dampfturbinenkraftwerk anzutreiben. Das Prinzip wurde erstmals Ende 2002 auf

der Plataforma Solar in Spanien erfolgreich zur Stromerzeugung eingesetzt. Eine Pilotanlage mit kombinierter Strom- und
Absorptionskilteerzeugung wird derzeit fiir den semi-kommerziellen Einsatz in Italien gefertigt.
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Wirkungsgraden von iiber 50% in Strom umzuwandeln (BMU 2004). Das Solarfeld muss so
dimensioniert werden, dass der Wirkungsgrad des GuD-Kraftwerks nicht leidet, wenn nur ein geringer
Anteil an Solarwdrme erhéltlich ist. Deshalb ist der jéhrliche solare Anteil ohne Einsatz von
Speichertechnologien typischerweise auf Werte von 10% (World Bank 1999) bis gegen 20%
(Quaschning 2002) beschriankt. Gemdss (Quaschning 2002) sind allerdings Hybridkraftwerke aus
okologischer Sicht nur dann sinnvoll, wenn sie die Mdoglichkeit einer sukzessiven Erweiterung des
Solaranteils bis hin zu hohen solaren Beitrdgen offen lassen. Zudem ist der reine Solarbetrieb
zusammen mit thermischer Speicherung dem Hybridbetrieb vorzuziehen.

BRAYTON cvcl.e\

Topping
Combustor

| Electric
| Generator

Electric
Generator

\ RANKINE CYCLE

Heliostat Field

Fig. 8.4 Hocheffizientes, solar betriebenes Kombikraftwerk (Quelle: ETHZ/PSI).

Thermische Speichersysteme — Thermische Speicher, die in naher Zukunft wahrscheinlich aus einem
2-Tank-System mit Salzschmelze als Speichermedium bestehen werden (Herrmann 2002), sollen den
Betrieb des Kraftwerks auch nach Sonnenuntergang und bei ungeniigender Sonnenstrahlung
ermoglichen (Herrmann & Kearney 2002). Solche Kurzzeitspeicher dienen zur Uberbriickung von
Engpissen bei der einfallenden Solarstrahlung fiir wenige Stunden oder allenfalls fiir einen Tag. Es ist
zurzeit noch ungewiss, ob thermische Speichersysteme mit der fiir einen 24-Stundenbetrieb nétigen
Kapazitit in die heutigen Kraftwerkskonzepte integriert werden konnen. Wahrscheinlich wird eine
solche Speicherkapazitit ldngerfristig erst in solarchemischen Kraftwerken zur flexiblen Nutzung zur
Verfligung stehen.

Chemische Speicherung — Soll Sonnenenergie zukiinftig in grossem Rahmen genutzt werden, muss
sie in eine einfach transportierbare und lagerfihige Form mit hoher Energiedichte gebracht werden,
um ihre zeitlich begrenzte Verfiigbarkeit wettzumachen. Sie muss also eine Rolle tibernehmen, welche
heute etwa Benzin einnimmt. Im Zentrum der Diskussion stehen Wasserstoff und Methanol (Energie-
Spiegel 2001). Eine mogliche Option zur Herstellung von Wasserstoff ist die Elektrolyse von Wasser
unter Verwendung von solarthermisch hergestellter Elektrizitdt. Konzentrierende Solarsysteme bieten
jedoch auch die Moglichkeit, Sonnenlicht auf direktem Wege zur solarchemischen
Brennstofferzeugung zu nutzen und haben das Potenzial fiir sehr hohe Umwandlungswirkungsgrade.
Damit solche chemische Energietrager in spétestens 20-30 Jahren in grossem Massstab bereitgestellt
werden konnen, missen bereits heute umfangreiche Forschungsarbeiten auf dem Gebiet der
Solarchemie durchgefiihrt werden. Eine Ubersicht iiber die solare thermochemische Prozess- und
Reaktortechnologie findet sich in (Steinfeld & Palumbo 2001) und (Steinfeld & Meier 2004).

264



Solarthermische und -chemische Kraftwerke

Solarchemische Technologien bendtigen iiblicherweise Prozesswidrme bei hohen Temperaturen von
etwa 1000°C bis tiber 2000°C, welche bevorzugt durch punktkonzentrierende Spiegelsysteme
bereitgestellt wird. Prinzipiell kénnen dazu auch Paraboloid-Konzentratoren verwendet werden, doch
sind Solartiirme fiir grosstechnische Anwendungen besser geeignet. Zwei unterschiedliche Systeme
zur Einbringung des konzentrierten Sonnenlichts in den solarchemischen Reaktor stehen zur
Verfiigung:

e Turmsystem (,,Tower Top*): Wie bei einem solarthermischen Turmkraftwerk fokussiert das
Spiegelfeld die direkte Solarstrahlung in den solarchemischen Reaktor, der analog zu einem
solarthermischen Empfanger (,,Receiver) auf dem Turm montiert ist.

e Turmreflektorsystem (,,Beam Down*): Das Solarfeld,
bestehend aus einer Vielzahl von Heliostaten,
fokussiert die direkte Solarstrahlung auf einen
hyperbolischen Reflektor, der sich auf einem Turm
befindet (,,Tower Reflector”); von diesem
Turmreflektor wird die Solarstrahlung in den

Helicstat

solarchemischen Reaktor unterhalb des Turms Field

gelenkt, nachdem sie in einem Sekundérkonzentrator
(CPC") gesammelt und zusétzlich konzentriert worden
ist.

Turmreflektorsystem (Quelle: Kribus 1996)

Verschiedene Prozesse zur solarchemischen Herstellung von Wasserstoff sind in Fig. 8.5 schematisch
dargestellt.

-

Konzentrierte
Sonnenenergie

Fossile Fossile
Brennstoffe Brennstoffe

H,0 H,0 Mxoy

A Thermo- AA A AA 4 -
Thermolyse || chemische IReformierung H Cracking H Vergasung l Karbothermische

Zyklen Reduktion
Langfristig Kurz-/Mittelfristiger Ubergang zu solarem Wasserstoff
Hydrolyse
Solarer Wasserstoff Solare Metalle

Fig. 8.5 Wege zu solarem Wasserstoff (Quelle: ETHZ/PSI).

Kurz- und mittelfristig wird der Ubergang zur solaren Wasserstoffwirtschaft durch thermochemische
Prozesse begiinstigt, bei denen der Heizwert von fossilen Brennstoffen wie Erdgas, Ol und Kohle

* Beim Sekunddrkonzentrator handelt es sich meist um einen so genannten ,,Compound Parabolic Concentrator — CPC
(Welford & Winston 1989).
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durch die Verwendung von Prozesswidrme aus konzentrierter Sonnenenergie erhéht wird. Derartige
Prozesse zur gemischten solar-fossilen Produktion von Wasserstoff sind z.B.

e Solare Dampfreformierung von Erdgas (,,Reforming®);
e Solarthermische Dekarbonisierung von Erdgas (,,Cracking®);
e Solare Kohlevergasung (,,Gasification®).

Auch die karbothermische Reduktion von Metalloxiden zur Herstellung von Metallen mit
anschliessender Hydrolyse zu Wasserstoff gehort in diese Kategorie der gemischten solar-fossilen
Prozesse. Ein Beispiel ist die im oben erwihnten EU-Projekt (SOLZINC 2001) untersuchte

e Solare karbothermische Reduktion von ZnO zur Produktion von Zink und anschliessender
Bereitstellung von Elektrizitdt bzw. Wasserstoff (,,Carbothermic Reduction®).

Eines der langfristigen Ziele der Solarchemie ist die rein solare Herstellung von Wasserstoff und
anderen solaren Brennstoffen mittels thermochemischer Zyklen (,,Thermochemical Cycles”) und
Thermolyse von Wasser”. Als Beispiel eines thermochemischen Kreisprozesses dient wiederum die

e Solarthermische Dissoziation von ZnO zur Herstellung von Zink und Wasserstoff.

An der Erforschung und Entwicklung dieser solarchemischen Technologien zur Herstellung von
solaren Brennstoffen sind PSI und ETHZ massgeblich beteiligt. Fig. 8.6 bietet einen Uberblick iiber
die wichtigsten auf dem Zn/ZnO-Kreisprozess basierenden chemischen Prozesse zur Herstellung von
Wasserstoff und Elektrizitdt. Wahrend bei der rein solaren Zersetzung von Zinkoxid (ZnO) nur Zink
(Zn) und Sauerstoff (O,) entstehen, wird bei der karbothermischen Reduktion von ZnO neben Zn auch
ein so genanntes Synthesegas® gebildet. Mit diesem Synthesegas lisst sich einerseits in einem Kombi-
Kraftwerk Strom erzeugen, anderseits Methanol oder Wasserstoff herstellen. Wasserstoff kann auch
iiber die Hydrolyse von Zink gewonnen werden®. Die Stromerzeugung fiir dezentrale mobile oder
stationdre Anwendungen geschieht entweder in einer H,/O,-Brennstoffzelle oder in einer Zn/Luft-
Batterie. Fiir diese beiden solarchemischen Prozesse wurden am PSI fortgeschrittene Hochtemperatur-
Solarreaktoren entwickelt und im Hochfluss-Solarofen erforscht (Fig. 8.7) Der aufskalierte SOLZINC-
Reaktor wird ab Herbst 2004 am Weizmann Institute of Science in Israel getestet.

Bei der Frage, welche dieser solarthermischen und solarchemischen Technologien sich in Zukunft auf
dem Markt durchsetzen werden, spielt der Systemwirkungsgrad eine bedeutende Rolle. Tab. 8.1
illustriert am Beispiel der solarthermischen und solarchemischen Stromerzeugung die prognostizierte
Erhchung des Systemwirkungsgrads® im Laufe der Zeit, wodurch eine drastische Kostensenkung
erwartet werden kann®. Wihrend die heutigen Werte fiir Parabolrinnenkraftwerke kommerziell
bestitigt sind, handelt es sich bei Solarturm- und Paraboloidkraftwerken um Schétzungen, basierend
auf Pilotanlagen und auf der Annahme, dass die gegenwértigen Technologien bereits ausgereift seien.
Der Wirkungsgrad von solarchemischen Technologien wird fiir ein Turmreflektorsystem am Beispiel

Die direkte thermische Wasserspaltung (Thermolyse von Wasser) wire ein bestechend einfaches Konzept fiir die solare
Herstellung von Wasserstoff. Sie wird jedoch vorderhand verunméglicht durch die Notwendigkeit einer Warmequelle bei
sehr hohen Temperaturen und das Fehlen einer wirksamen Technik zur Trennung von Wasserstoff und Sauerstoff.
Ausserdem zeichnet sich ab, dass der Wirkungsgrad dieses Prozesses eher gering sein wird.

Synthesegas besteht hauptséchlich aus CO und H,.

Bei der Hydrolyse reagiert Zink mit Wasserdampf bei etwa 500°C in einer exothermen Reaktion, d.h. unter Freisetzung von
Energie, zu Wasserstoff und Zinkoxid.

Die Angaben zum Wirkungsgrad beziehen sich auf den elektrischen Jahressystemwirkungsgrad, d.h. auf das Verhiltnis der
jahrlich produzierten elektrischen Energie zur jahrlichen direkten solaren Einstrahlung (DNI) auf die Spiegelfliche.

Die Kosten von Solarkraftwerken werden etwa zur Hilfte durch das konzentrierende Spiegelfeld verursacht, welches
verkleinert werden kann, wenn es gelingt, den Prozesswirkungsgrad zu erhohen.

266



Solarthermische und -chemische Kraftwerke

des Zn/ZnO-Kreisprozesses im rein solaren bzw. karbothermischen Betrieb abgeschitzt. Es wird
angenommen, dass die Technologie ab etwa 2010-2020 einsatzbereit und um 2050 voll ausgereift sei.

Solar Fuels Based on ZnO/Zn Reactions

- Solar Tower

The Solar Zinc Route
for
Electricity Generation

The Solar Zinc Route
for
Hydrogen Generation

Centralized
Applications
i i Solar Receiver .
Helios tat Field 3 Combined-Cycle @
Solar Dissociation:  ZnO = Zn + 0.50,
COAL ™~ | o Processing to
Solar Carbothermic: Zn0O+C = Zn+CO _g_
NATURAL GAS ZnO+CH,=Zn+2H.+CO Commodities
BIOMASS 4 2

Shift Reactor @
CO+H,0=CO,+H,
H,/CO, Separator

@ Zn/air Battery Hydrolyser @

Zn+0.50,=Zn0 Zn+H,0=ZnO+H,

. H,/O, Fuel Cell
Decentralized & 10 50O
+0.50,=

Mobile Applications @ ,+0.50,=H,

Decentralized &

Mobile Applications

Fig. 8.6 Herstellung von solaren Brennstoffen und Elektrizitdt mit dem Zn/ZnO-Kreisprozess (Quelle: PSI).
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Fig. 8.7 Links: 10 kW Solarreaktor fiir die thermische Dissoziation von ZnO bei 2000°C. Rechts: 200-500 kW

Solarreaktor fiir die karbothermische Reduktion von ZnO mit C bei 1200° (Quelle: PSI).
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Tab. 8.1  Elektrische Wirkungsgrade solarthermischer Kraftwerke in rein solarem Betrieb und solarchemischer
Kraftwerke basierend auf dem Zn/ZnO-Kreislauf (rein solar und karbothermisch).

Elektrischer 1990 2005 (heute) | 2020 2035 2050
Jahreswirkungsgrad [%)]
Solarthermie allgemein - 14° 20-25° 23-28° 25-30°
Parabolrinnen 9-14°¢ 14°(219%° 16-18 © - -
14 ' 15-17 "
Solarturm 7-8° 16°(23%° |18-20° - -
13-14 17-18 "
Paraboloid - 239(29%° |- - -
Solarchemie
Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ" " | - - 9-13% (19-22) | 10-14 (21-24) | 11-15 (22-25)
Zn/ZnO (Hy,—H,/0, BZ ™! |- - 6-9%(15-17") [ 7-10 (17-19) | 8-11 (18-20)

2 Ref. (WBGU 2003), wobei Werte tiber 20% fiir Paraboloidkraftwerke gelten; ° Interpolation von Ref. (WBGU 2003) zwischen
2020 und 2050; © Ref. (World Bank 1999); ¢ demonstrierte Peak-Wirkungsgrade; ¢ Ref. (IEA 2003); " Ref. (Sargent & Lundy
2003); ° Ref. (Mancini 2003); " BZ = Brennstoffzelle; ' Szenario 2; ' Szenario 3; * Zn/ZnO-Kreisprozess rein solar nach Ref.
(Steinfeld 2002); : Zn/ZnO-Kreisprozess karbothermisch mit zuséatzlicher Stromerzeugung aus CO nach Ref. (Wieckert 2004).

8.3 Potenazial
8.3.1 Physikalisches Potenzial

Gemiss (Gantner & Hirschberg 1997) betréigt das theoretisches Potenzial der Solarstrahlung fiir die
Schweiz 4.8-10' GWh./a bei einem Endenergieverbrauch von etwa 2.410° GWh/a und einem
Stromverbrauch von etwa 5.5-10* GWh,/a in 2003 (BFE 2004). Im Vergleich dazu ist das theoretische
Potenzial der solarthermischen Stromerzeugung im nordlichen Afrika mit 1.3-10° TWh,/a (Broesamle
2001) nahezu unbeschrankt, entspricht dies doch fast dem 100-fachen des gesamten
Weltstromverbrauchs von 13.93-10° TWh,/a in 2001 (CIA World Factbook 2003).

8.3.2 Technisches Potenzial

Solarthermische Kraftwerke — Nach einer Studie der Expertengruppe Energieszenarien (EGES
1988) betragt das technische Nutzungspotenzial von solarthermischen Kraftwerken fiir die
Elektrizitatsproduktion in den Schweizer Alpen 5040 TJ/a fiir das Jahr 2025. Eine andere Studie (SGS
1996) beziffert das technisch nutzbare Potenzial von solarthermischen Kraftwerken in der Schweiz auf
2800+£830 GWhe/a bzw. 10080+2988 TJ/a. Dies entspricht nach (Gantner & Hirschberg 1997) der
Energiemenge, die pro Jahr unter verniinftigen Randbedingungen, jedoch ohne Riicksicht auf die
Wirtschaftlichkeit, nutzbar gemacht werden kann.

In (World Bank 1999) wird eine Studie von (Pilkington 1996) zitiert, gemiss der das weltweite
Marktpotenzial fiir solarthermische Kraftwerke bis 2020 auf 600 GW, oder 6000 Anlagen mit je 100
MW, solarer Leistung geschitzt wird, wovon die meisten in Entwicklungsldandern. Allerdings wird
wegen der hohen Investitionskosten von CSP und der Konkurrenz mit anderen Formen der
Elektrizitdtserzeugung wohl nur ein geringer Teil dieses Marktpotenzials solar ausgeschopft werden
(Wenzlawski 2003). In naher Zukunft wird sich die Markteinfiihrung von CSP wahrscheinlich auf
Nischenmédrkte mit hohen Brennstoffkosten oder beschrinktem Zugang zu Brennstoffen
konzentrieren. Bis 2020 rechnet (Pilkington 1996) deshalb mit einer weltweit installierten Leistung
von lediglich 45 GW, (7.5% des gesamten Marktpotenzials), was immerhin die Errichtung von etwa
30 Anlagen zu 100 MW, pro Jahr bedingen wiirde. Dabei wird angenommen, dass weitere
Kostenreduktionen moglich sind und die 6ffentliche Hand derartige Investitionsvorhaben finanziell
unterstiitzen wird.
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Die Schitzung der installierten Leistung von (Pilkington 1996) liegt jedoch um mehr als das Doppelte
hoher als die Angaben, welche in spéteren Arbeiten zu finden sind. Eine umfassende Studie stammt
vom Europdischen Verband der Solarthermischen Kraftwerksindustrie (European Solar Thermal
Industry Association, ESTIA) in Zusammenarbeit mit Greenpeace International (Greenpeace/ESTIA
2003). Nebst einer profunden Darstellung der CSP Technologien findet sich ein Szenario der technisch
nutzbaren Potenziale von solarthermischen Kraftwerken mit detaillierten Angaben® fiir verschiedene
Weltregionen und auch einzelne Léindern, aufgelistet in Fiinfjahresschritten bis 2020 und mit einer
Projektion bis 2030 resp. 2040 (Tab. 8.2). Im Folgenden werden daraus die entsprechenden Potenziale
weltweit und fiir den Mittelmeerraum (EUMENAP) extrahiert und mit den Angaben anderer
Veroffentlichungen, soweit vorhanden, verglichen.

Tab. 8.2 Technisch nutzbares Potenzial (MW, installierte Leistung) solarthermischer Kraftwerke. Geméass Szenario
bis 2020 und Projektion bis 2030 bzw. 2040 von (Greenpeace/ESTIA 2003); eigene Interpolation fiir die Jahre
2025 und 2035.

Jahr Welt USA Europa Naher Osten | Nordafrika ?

EU ME NA EUMENA®
2002 354 354 0 0 0 0
2005 505 405 100 0 0 100
2010 2235° 845° 470 335 185 990
2015 5990 2010° 1620 405 280 2305
2020 21540 5010° 3970 2455 1180 7605
2025 48000 ° - - - - 17000 ©
2030 106000 - - - - 37000 ©
2035 260000 - - - - 91000 ©
2040 630000 - - - - 220000 ®

2 Nordafrika = Afrika minus Stidafrika; > EUMENA = EU plus ME plus NA; ¢ Korrigierte Werte; ¢ Interpolation der Daten von 2020
und 2030 (mittlere Wachstumsrate 17.3%); ® Extrapoliert von 2020 analog zu Welt; " Interpolation der Daten von 2030 und 2040
(mittlere Wachstumsrate 19.5%). Zum Vergleich: Zur Deckung des Weltstromverbrauchs von 13.93-10° TWhc/a im 2001 (CIA
World Factbook 2003) wird eine Kraftwerksleistung von etwa 1.6 TW, benétigt (Vollbenutzungsstunden); fur die Schweiz mit
einem Stromverbrauch von 5.5-10* GWhs/a in 2003 (BFE 2004) sind zirka 6 GW, installierte Leistung notig
(Vollbenutzungsstunden).

Werden die gegenwirtig geplanten Projekte umgesetzt, wird der CSP Markt zwar bis 2010 um das
Fiinffache steigen, jedoch wird CSP kaum vor 20-30 Jahren einen wesentlichen Beitrag zur
Stromerzeugung liefern (IEA 2003). Gemiss (FVS 2003) wird bis 2010 in Europa mit ca. 400 MW,
neu installierter Leistung gerechnet, weltweit mit ca. 2000 MW,. Fiir 2010 schitzt (Kearney 2003) die
Kapazitit von CSP Technologien weltweit auf 2250 MW,, wovon 740 MW, auf Siideuropa (Spanien,
Italien, Griechenland) und 350 MW, auf den angrenzenden Mittelmeerraum (Agypten, Algerien,
Marokko, Jordanien, Israel) entfallen. Fiir Stideuropa beziffert (Becker 2000) das Marktpotenzial auf 1
GW, im Jahr 2010 und 7 GW, im Jahr 2015, letzteres gleich wie (Aringhoff 2002).

Weltweit wird das technisch nutzbare Potenzial von (Geyer 2002) mit 3 GW, im Jahr 2010 und mehr
als 18 GW,. im Jahr 2020 angegeben, wihrend (IEA 2003) 2 GW. fiir das Jahr 2010 und 20 GW, fiir
das Jahr 2020 prognostiziert. Weit konservativer ist (ESTIR 2002), welche das Ziel fiir 2010 auf
lediglich 664 MW, weltweit installierte Leistung setzt. In einer Studie von (Sargent & Lundy 2003)

 Leider enthalten die Tabellen etliche fehlerhafte Werte, was einige Zweifel an der Seriositéit der Studie aufkommen ldsst.
Aufgrund der Verzogerungen bei der Einfithrung des Einspeisegesetzes in Spanien kann das Ziel fiir 2005 nicht eingehalten
werden, so dass mit einer Verspitung von mindestens 1-2 Jahren gerechnet werden muss.

® EUMENA: Akronym fiir Europa (EU) plus Middle East (ME) plus Nordafrika (NA).
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wird fiir das Jahr 2020 die weltweit installierte Leistung von Parabolrinnenkraftwerken auf 2.8-4.9
GW. und von Solartiirmen auf 2.6-8.7 GW, geschiitzt.

Obwohl die angestrebte installierte Leistung von 2 GW, wahrscheinlich nicht vor 2010 erreicht werde,
geht (WEA 2000) davon aus, dass sich die solarthermische Stromerzeugung danach mit einer
Zeitverzogerung von 20 Jahren dhnlich dynamisch wie die Windenergie entwickeln wird. Bei einer
Wachstumsrate von 20-25% nach 2010 kann dann bis 2020 mit 12-18 GW, installierter Leistung
gerechnet werden. Mit einer mittleren jdhrlichen Wachstumsrate von 15% konnte bis 2050 die
Kapazitit auf 800-1200 GW, steigen. Eine solche Entwicklung wird von (BMU 2004) als eher
optimistisch eingestuft, wobei fiir 2025 die installierte Leistung immerhin auf 42 GW, veranschlagt
wird. Wesentlich tiefere Werte ergibt die Extrapolation des pessimistischen Szenarios von (Sargent &
Lundy 2003) mit einer angenommenen Wachstumsrate von 10% nach 2020. Eine Zusammenstellung
der wichtigsten Szenarien zum Potenzial der solarthermischen Stromerzeugung liefert Fig. 8.8. Im
Gegensatz zu (Greenpeace/ESTIA 2003) liefert (IEA 2003) eine Aufteilung der prognostizierten
Potenziale nach verschiedenen CSP Technologien und auch zugehorige Wachstumsraten (Tab. 8.3).

10000.00
— Weltweit:
;“’ m  SEGS X
O 1000.00 WEA 2000 tief
; WEA 2000 hoch
:C; A Greenpeace/ESTIA2003
- ® IEA2003
% 100.00 O S&L 2003 tief
- 0 S&L 2003 tief extrapol.
2 & S&L 2003 hoch
o 10.00 o S&L 2003 hoch extrapol.
— EUMENA
‘.(;; Greenpeace/ESTIA2003
£ 1.00 - / 2035
e :
o .-I----I
% [ ] 2020
2 o0 -
] = 2004
2
0.01 = . . ;
1975 1990 2005 2020 2035 2050

Jahr

Fig. 8.8 Bisher installierte Leistung (SEGS Anlagen I-IX) und technisch nutzbares Potenzial solarthermischer
Kraftwerke weltweit und fiir den Mittelmeerraum (EUMENA) gemaéss verschiedenen Quellen.
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Tab. 8.3 Technisch nutzbares Potenzial (MW, installierte Leistung) solarthermischer Kraftwerke. Vergleich der
Prognosen von (Greenpeace/ESTIA 2003) und (IEA 2003) mit derjenigen von (Sargent & Lundy 2003).

Jahr Welt ? Welt ® (total) Parabolrinne ® | Solarturm ° Paraboloid ”
2002 354 380 354 25° 1°
2005 505 825 650 135 40
2010 2235 ° 2225 1600 410 215
2020 21540 20150 10050 3850 6250

- 5400-13600 ° 2800-4900 °© 2600-8700 © -
Wachstumsrate © | - - 20% 25% 40% °

2 Ref. (Greenpeace/ESTIA 2003); ° Ref. (IEA 2003); ® nicht kommerziell; ¢ Korrigierter Wert (siche Tab. 8.2); ® Ref. (Sargent &
Lundy 2003); f Wachstumsrate zwischen 2005-2020; ° netzunabhéngige Anwendungen in abgelegenen Gebieten, wofir speziell
in Entwicklungslandern ein extrem hoher Bedarf besteht.

Zwischen 2005 und 2020 sollen Paraboloidkraftwerke mit einer enormen Wachstumsrate von 40%
einen Anteil von mehr als 30% am gesamten CSP Potenzial erreichen, was vor allem auf
netzunabhéngige Anwendungen in abgelegenen Gebieten in Entwicklungsldndern zuriickzufiihren ist.
Weil zudem in erster Linie der wachsende Strombedarf in den Mittelmeerldndern gedeckt werden
wird, steht im Jahr 2020 vermutlich nur ein geringer Anteil des verbliebenen Potenzials aus Rinnen-
und Turmkraftwerken fiir Stromexporte nach Mitteleuropa zur Verfiigung. Nach (FVS 2003) kann
jedoch ab etwa 2030 der Stromimport mittels HGU aus solarthermischen Kraftwerken im
Mittelmeergebiet einen wichtigen Beitrag zum europdischen Strom-Mix leisten (Szenario 1). Fiir
Deutschland erwartet (Trieb 2002), dass im Jahr 2050 in der Mittelmeerregion 9 GW, installierter
Leistung fiir den Import aus solarthermischen Kraftwerken zur Verfiigung stehen konnten.

Solarchemische Kraftwerke — Eine grobe Abschidtzung des nutzbaren Potenzials des Zn/ZnO-
Kreisprozesses von (Wieckert 2004) geht davon aus, dass eine komplette Jahresproduktion von 8
Millionen Tonnen Zink mit einem nutzbaren Energieinhalt® von etwa 8 TWh fiir den solarchemischen
Zn/ZnO-Kreisprozess zur Verfligung steht. Bei einer angenommenen Zykluszeit von zwei Wochen
reicht dies fiir den Betrieb von solarchemischen Kraftwerken mit einer installierten thermischen
Leistung von knapp 24 GWy,, was je nach Prozessfiihrung einer installierten elektrischen Leistung von
4-8 GW, entspricht. Verringert man die Zykluszeit auf nur einen Tag (d.h. Produktion von Strom bzw.
Wasserstoff vor Ort), betridgt die installierte thermische Leistung etwa 330 GWy, bzw. die installierte
elektrische Leistung je nach Prozessfithrung zirka 50-100 GW..

8.4 Kosten

Damit CSP Technologien auf dem Elektrizitdtsmarkt mit den auf fossilen Brennstoffen basierenden
konventionellen Technologien und auch mit anderen erneuerbaren Energien konkurrenzfihig sein
konnen, braucht es Marktanreize und signifikante Kosteneinsparungen. Die Wettbewerbsfihigkeit der
CSP Technologien wird durch die Stromgestehungskosten (so genannte ,,Levelized Energy Costs*
oder LEC® in USD/kWh bzw. EUR/kWh°) gemessen, die sich aus den totalen Investitionskosten und
Betriebskosten (O&M?) zusammensetzen.

 Der nutzbare Energieinhalt betrdgt ca. 1 kWh/kg Zn.

b

LEC steht manchmal auch fiir ,,Levelized Electricity Cost”. LEC sind abhingig von verschiedenen Faktoren (Konfiguration
und Standort des Solarkraftwerks; Grosseneffekt; Volllaststunden; thermische Speicherung; solare und fossile Anteile).

Im Folgenden werden die Kostenangaben der Originalquellen verwendet (USD bzw. EUR), da eine Wahrungsumrechnung
wegen teilweise ungeniigender Angaben nicht moglich ist.

O&M: Operation and Maintenance (Betrieb und Unterhalt).
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8.4.1 Derzeitige Kosten

Solarthermische Kraftwerke — Die derzeitigen Kosten fiir Elektrizitdt aus solarthermischen
Kraftwerken basieren auf Daten der bislang einzigen in kommerziellem Einsatz stehenden SEGS
Parabolrinnenkraftwerke mit einer installierten Leistung von insgesamt 354 MW.. Nach (Becker 2000)
weisen die sechs 30-MW,.-Kraftwerke in Kramer Junction, USA, mit einer jahrlichen Einstrahlung von
2700 kWh/m?/a Stromgestehungskosten von 0.15 USD/kWh, aus. Fiir die beiden 80-MW .-Kraftwerke
mit gleichen solaren Einstrahlungswerten in Harper Lake, USA, werden 0.12 USD/kWh, bestitigt.
Wegen der Zufeuerung von bis zu 25% Erdgas entspricht dies Stromgestehungskosten von 0.20
USD/kWh, bzw. 0.16 USD/kWh, bei rein solarem Betrieb. Praktisch dieselben Stromkosten fiir
bestehende Parabolrinnenkraftwerke werden in den neueren Publikationen von (ESTIR 2002) und
(Price 2002) genannt. Auch (WEA 2000) nennt heutige Stromkosten von 0.12-0.18 USD/kWh, fiir
Rinnen- und Turmkraftwerke sowie von 0.20-0.40 USD/kWh, fiir Paraboloidkraftwerke. In der
neuesten Studie von (BMU 2004) werden heutige Stromkosten fiir rein solaren Betrieb von 0.09-0.16
EUR/kWh, und fiir hybriden Betrieb von 0.03-0.08 EUR/kWh, angenommen. Die angegebenen
Kosten fiir Turm- und Paraboloidkraftwerke basieren auf Demonstrationsanlagen und bediirfen der
Bestitigung

Gemiss (GEF 2001) fielen die Investitionskosten fiir die SEGS-Kraftwerke in Kalifornien zwischen
1984 und 1991 von 4500 USD/kW, auf knapp unter 3000 USD/kW., hauptsidchlich aufgrund der
Steigerung der Anlagengrosse von 30 MW, auf 80 MW, und daraus resultierender Serienproduktion.
Schitzungen einer Weltbankstudie (World Bank 1999) fiir das Jahr 2000 beliefen sich auf 3500
USD/kW, fiir eine 30 MW, Anlage und auf etwa 2500 USD/kW, fiir eine 200 MW, Anlage in den
USA, wihrend Machbarkeitsstudien fiir Parabolrinnenkraftwerke in Entwicklungslandern
durchschnittlich 15% tiefere Kosten von 2200-3400 USD/kW. aufweisen, so etwa (Price & Carpenter
1999). Diese Angaben decken sich recht gut mit Informationen iiber die Investitionskosten fiir die
geplanten Parabolrinnenkraftwerke ,,AndaSol“ (6 h Speicherung). Eine gewisse Diskrepanz besteht
allerdings zwischen den relativ tiefen amerikanischen LEC-Werten und der hohen spanischen
Einspeisevergtitung fiir Strom aus CSP Technologien von 0.18-0.22 EUR/kWh,, auch wenn man die
geringere Sonneneinstrahlung in Siidspanien (2000-2200 kWh/m?/a) beriicksichtigt.

Tab. 8.4 liefert eine Ubersicht iiber die Investitionskosten und Stromgestehungskosten (LEC) der
nichsten Generation von geplanten CSP Anlagen, wobei geméss (IEA 2003) die zukiinftigen Kosten
wesentlich tiefer liegen dirften. Obwohl nicht ausdriicklich vermerkt, sind in (IEA 2003)
offensichtlich die Kosten fiir einen thermischen Speicher nicht beriicksichtigt. Diese kénnen je nach
Speicherkapazitit vor allem wegen der zusitzlich bendtigten Spiegelfliche die Investitionskosten
wesentlich verteuern. Demgegeniiber sinken iiblicherweise die LEC, weil durch die verlidngerte
Betriebsdauer die Kapitalkosten auf mehr Produktionsstunden verteilt werden koénnen und die
Betriebskosten unterproportional steigen (Pilkington 1996). Eine unabhingige Studie von (Sargent &
Lundy 2003) fiir das US Department of Energy (DOE) und das National Renewable Energy
Laboratory (NREL) beziffert denn auch die Investitionskosten fiir ein neues SEGS
Parabolrinnenkraftwerk auf etwa 4900 USD/kW. (12 h Speicherung) bzw. 3900 USD/kW. (6 h
Speicherung), wihrend fiir ein neues Solarturmkraftwerk (,,Solar Tres*) gar mit 7100-9100 USD/kW,
(12-13 h Speicherung) zu rechnen ist. Die entsprechenden LEC belaufen sich auf 0.10 USD/kWh, fiir
Rinnenkraftwerke bzw. 0.11-0.15 USD/kWh, fiir Turmkraftwerke (jeweils 12 h Speicherung).
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Tab. 8.4 Investitions- und Stromgestehungskosten heutiger CSP Technologien: Durchschnittswerte ohne thermische
Speicherung (IEA 2003) und mit thermischer Speicherung (Sargent & Lundy 2003).

Parabolrinne ? Solarturm ¢ Paraboloid °¢
Investitionskosten (USD/kW,)
Ohne therm. Speicherung 2800-3200 © (3000 ) | 4000-4500 © 10000-12000 ©
Mit therm. Speicherung (6 h /12 h) | 3900 / 4900 * -/7100-9100 -
Stromkosten (LEC) (USD/kWh,)
Ohne therm. Speicherung 0.12-0.15°9 (12 ) 0.15-0.20 © 0.20-0.25 °
0.12-0.18 " 0.12-0.18 " 0.20-0.40 "
Mit therm. Speicherung (12 h) 0.10f 0.11-0.15 " -

2 SEGS Plants, USA (2700 kWh/m*a); ® Solar Two, Barstow, USA (2700 kWh/m%a); ® Dish/Stirling; ¢ Die angegebenen Kosten
fir Turm- und Paraboloidkraftwerke basieren auf Demonstrationsanlagen und bediirfen der Bestétigung; ° fehlerhafte
Kostenangaben in (IEA 2003) von EUR auf USD Korrigiert; "Ref. (Sargent & Lundy 2003); ° Geméss (Becker 2000) betragen die
Kosten fiir rein solaren Betrieb 16-20 USD/kWh; " Ref. (WEA 2000).

8.4.2 Zukiinftige Kosten

Als Basis fiir die Darstellung der zukiinftigen Kostenentwicklung von CSP Technologien dient hier
die detaillierte Studie von (Sargent & Lundy 2003). Zum Vergleich wird ein Statusbericht der
Internationalen Energieagentur (IEA 2003) herangezogen, welcher sich seinerseits auf Prognosen
einer Weltbankstudie (Weltbank 1999) und diverse Versffentlichungen von SolarPACES und anderen
nationalen und internationalen Institutionen stiitzt. Allerdings reicht bei diesen beiden Referenzen der
Zeithorizont nur bis 2020, so dass ergidnzend weitere Arbeiten und eigene Abschitzungen fiir die
langfristigen Prognosen bis 2035 und 2050 herangezogen werden miissen.

Solarthermische Kraftwerke — In Tab. 8.5 sind die geplanten und vorhergesagten Investitionskosten,
Betriebskosten (O&M) und Stromgestehungskosten (LEC) der verschiedenen CSP Technologien
aufgelistet. Die mittel- und langfristigen Kostenschitzungen von (IEA 2003) beruhen im Wesentlichen
auf der Fortschreibung der Kosten heutiger CSP Technologien (ohne thermische Speicherung) unter
Annahme eines Lernfaktors® von 0.85 und einer Wachstumsrate von gegen 25%. Die Studie von
(Sargent & Lundy 2003) hingegen untersucht das Kostenreduktionspotenzial der Parabolrinnen- und
Turmkraftwerke unter Verwendung detaillierter Sensitivitdts- und Risikoanalysen.

* Ein Lernfaktor f (englisch: ,Progress Ratio“ PR) von 0.85 oder 85% bedeutet, dass jede Verdopplung des
Fabrikationsvolumens zu einer Kostenreduktion von 15% fiihrt.
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Tab. 8.5 Geplante und vorhergesagte Kosten solarthermischer Kraftwerke: Durchschnittswerte ohne thermische
Speicherung (IEA 2003) und mit thermischer Speicherung (Sargent & Lundy 2003).

Parabolrinnen Solarturm Paraboloid
2005° (2010 |[2020 |2005° (2010 |2020 |2005° |2010 [2020

Investitionskosten (USD/kW,)

Ohne therm. Speicherung 2600 |2200 (1400 |[2800 |2100 |1100 |5000 |3200 |1200
2450° [2100° | 1850° |- - - - - -
Mit therm. Speicherung (12h) | 4800- [2900- |2200- |7100- |3100- |2300- |- - -
4900 |3600 (3200 |9100 |4600 |3600
Betriebskosten (US¢/kWhe)

Ohne therm. Speicherung 1.0 0.5 0.4 1.2 0.4 0.3 4.0 15 0.9
3.8° [28° [21° |- - - - - -

Mit therm. Speicherung (12h) | 2.3- 1.4- 1.0- 2.7- 0.6- 0.3-
2.8 1.8 1.4 3.3 0.8 0.6

Stromkosten (USD/kWh,)

Ohne therm. Speicherung 0.10 0.08 0.07 0.11 0.07 0.04 0.15 0.10 0.06
0.12° [0.10° [0.08° |- - - - - -
Mit therm. Speicherung (12h) | 0.10 0.06- |0.043- [0.11- |0.05- |0.035- |- - -
0.07 0.062 |0.15 0.07 0.055

@ Wegen der Verzégerungen beim Markteintritt von CSP Technologien diirfte sich die Zeitskala um mindestens 1-2 Jahre
verschieben; ® Ref. (Sargent & Lundy 2003).

Trotz einiger Kritik an diesem Bericht attestiert das National Research Council (NRC) Committee,
dass eine plausible Schitzung der Kosten (LEC) in eine Bandbreite fallen diirfte, die durch die zwei
untersuchten Extremfille gegeben ist: (1) technisch aggressives Szenario mit optimierter Technologie
und hoher Wachstumsrate (optimistisch); (2) konservatives Szenario basierend auf bereits
demonstrierten oder getesteten Technologieverbesserungen und relativ langsamer Wachstumsrate
(realistisch). Daraus resultieren fiir das Jahr 2020 spezifische Stromgestehungskosten (LEC) im
Bereich von 0.043-0.062 USD/kWh, fiir Parabolrinnenkraftwerke und 0.035-0.055 USD/kWh, fiir
Solarturmkraftwerke. Die Kostenschitzung von (IEA 2003) zeigt im Zeitverlauf etwas hohere Werte
fiir die Stromgestehungskosten, jedoch deutlich (zu) tiefe Werte fiir die Investitionskosten, was wohl
auf die Nichtberiicksichtigung eines thermischen Speichers zuriickzufiihren ist. Geméss (Schild 2002)
hat sich die Europdische Kommission (EC) fiir die Elektrizitdtsproduktion aus solarthermischen
Kraftwerken zum Ziel gesetzt, kurz- bis mittelfristig die Installationskosten unter 2500 EUR/kW, und
die Produktionskosten unter 0.08 EUR/kWh, zu senken (bei einem solaren Anteil von mindestens
50%). Langfristig werden Stromgestehungskosten unter 0.04 EUR/kWh, angestrebt. Zum Vergleich
nennt (ESTIR 2002) Kostenziele fiir Strom aus rein solarem Betrieb von unter 0.10 EUR/kWh, im
Jahr 2010 und von unter 0.07 EUR/kWh, im Jahr 2020. Diese Annahmen werden von (Quaschning
2004) bestidtigt, der bis 2015 fiir solarthermische Kraftwerke in Nordafrika Stromgestehungskosten
signifikant unter 0.10 EUR/kWh, schétzt. Auch (WEA 2000) erwartet, dass die LEC von Rinnen- und
Turmkraftwerken in 2005 auf etwa 0.08-0.14 USD/kWh, und langfristig auf etwa 0.04-0.10
USD/kWh, fallen werden. Entsprechende Schitzungen fiir Paraboloidkraftwerke belaufen sich auf
etwa 0.12-0.20 USD/kWh, im Jahr 2005 und langfristig auf etwa 0.05-0.10 USD/kWh...

In Fig. 8.9 sind die Investitionskosten bisheriger SEGS-Anlagen (World Bank 1999) und
prognostizierte Investitionskosten und Lernkurven gemiss (Sargent & Lundy 2003) veranschaulicht.
Wegen der geringen Zahl der bis heute gebauten solarthermischen Kraftwerke ist es schwierig,
zuverldssige Lernfaktoren zu bestimmen. In (World Bank 1999) wird aus den Daten der zwischen
1986 und 1991 in Kalifornien gebauten Parabolrinnenkraftwerke ein Lernfaktor zwischen 0.85 und
0.92 abgeleitet. Fiir Parabolrinnenkraftwerke ergibt das realistische Szenario von (Sargent & Lundy
2003) bis 2020 einen mittleren Lernfaktor f von 0.86 (Extrapolation mit f=0.92 bis 2050); das
optimistische Szenario rechnet bis 2020 mit einem mittleren Lernfaktor von 0.80 (Extrapolation mit
=0.85 bis 2050). Fiir Solarturmkraftwerke ergibt das realistische Szenario bis 2020 einen mittleren
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Lernfaktor von 0.88 (Extrapolation mit f=0.92 bis 2050); das optimistische Szenario rechnet bis 2020
ebenfalls mit einem mittleren Lernfaktor von 0.88 (Extrapolation mit f=0.85 bis 2050). Eine neue
Studie von (BMU 2004) nimmt an, dass der Lernfaktor ausgehend von 0.88 im Jahr 2000 um jeweils
0.01 pro Dekade steigt. Allgemein wird erwartet, dass die solarthermischen Technologien ihre Kosten
in den nichsten beiden Dekaden jeweils um etwa 30-50% senken kénnen als Folge der Lernkurve und
des wachsenden Markts.
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Fig. 8.9 Investitionskosten bisheriger SEGS-Anlagen ohne thermische Speicherung (World Bank 1999) und prog-
nostizierte Investitionskosten von solarthermischen Parabolrinnenkraftwerken (PR) und Solarturmkraft-
werken (ST) mit thermischer Speicherung. Extrapolierte Lernkurven gemaéss realistischem Szenario (real; f =
0.92) und optimistischem Szenario (opt; f = 0.85) nach 2020 (Sargent & Lundy 2003; S&L). Details im Text.

Als Hauptgriinde fiir eine Kostensenkung werden in (IEA 2003) Forschung und Entwicklung (F&E),
Komponentengrosse, Massenanfertigung (z.B. Heliostaten) und Anlagengrésse genannt. Geméss
(Sargent & Lundy 2003) werden beim Parabolrinnenkraftwerk die Investitionskosten hauptséichlich
durch das Solarfeld (~58%), den Kraftwerksblock (~14%) und den thermischen Speicher (~23%)
bestimmt (basierend auf einer Anlage mit einem 12 h thermischen Speicher). Die Kosten des
Solarfelds ihrerseits werden im Wesentlichen vom Receiver bzw. Absorberrohr (20%), den
Spiegelelementen (19%) und der Tragstruktur (29%) verursacht. Kostenreduktionen erfolgen durch
technische Verbesserungen, Vergrésserung der Anlagen (,,Economy of Scale®) und Massenproduktion
(Lernkurven), welche ihrerseits von der Verbreitung der Technologie abhingen. Auch eine
Verbesserung des jahrlichen elektrischen Wirkungsgrads um ein Prozent ldsst die Anlagekosten um
etwa 7% sinken. Die Betriebskosten betragen bei einem Parabolrinnenkraftwerk bis zu 25% der LEC
(Sargent & Lundy 2003), bedingt hauptséchlich durch Personalkosten und die Haufigkeit des Ersatzes
der Absorberelemente. Die jahrlichen O&M Kosten der kalifornischen SEGS-Anlagen konnten durch
gezielte Massnahmen bereits erheblich reduziert werden (Cohen et al. 1999). Weitere
Kostensenkungen sind zu erwarten durch den Bau grosserer Anlagen sowie eine Zunahme des
jéhrlichen solaren Kapazititsfaktors, der direkt von der Grosse der thermischen Speicherkapazitit
abhingt. Zur prognostizierten Kostenreduktion (LEC) fiir das optimistische Szenario in 2020 trigt die
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Anlagenvergrosserung 20% bei, auf die technologischen Verbesserungen durch F&E entfallen 54%
und durch die Massenproduktion kénnen etwa 26% eingespart werden.

Bei einem Solarturmkraftwerk entstehen nach (Sargent & Lundy 2003) die grossten Investitionskosten
durch das Heliostatenfeld (43% fiir ,,Solar Tres“ in Spanien), den Receiver (18%), den
Kraftwerksblock (13%) und den thermischen Speicher (8%). Das Kostensenkungspotenzial fiir
Heliostaten ist betrdchtlich. Fiir die ndchste Generation von Turmkraftwerken (,,Solar Tres*) wird mit
Heliostatkosten von 160 USD/m” gerechnet, die bis 2020 je nach Verbreitung der Technologie auf 87-
98 USD/m” fallen sollen, wobei die Kosteneinsparungen auf die Technologieentwicklung (30%), auf
die Vergrosserung der Spiegelfliche (19%) und auf die Massenproduktion (51%) entfallen. Die
Betriebskosten eines Solarturmkraftwerks werden hauptsidchlich durch Personalkosten fiir den
Unterhalt der Anlage verursacht (Sargent & Lundy 2003). Ein hoher jahrlicher solarer
Kapazititsfaktor als Folge der Installation eines thermischen Speichers bewirkt eine erhohte jahrliche
Stromerzeugung ohne zusitzlichen Personalbedarf, so dass die spezifischen O&M Kosten sinken.
Auch eine Erhohung des jdhrlichen elektrischen Wirkungsgrads hat einen signifikanten Einfluss auf
die O&M Kosten, weil dadurch die Grosse des Solarfeld und somit die Anzahl der Heliostaten
reduziert wird. Die Beitrdge zur prognostizierten Kostenreduktion (LEC) in 2020 entstammen
technologischen Verbesserungen durch F&E (23%), der Anlagenvergrosserung (49%) und der
Massenproduktion (28%). Gemiss (FVS 2003) werden fur die derzeit geplanten kommerziellen
solarthermischen Kraftwerke von den Investorenkonsortien solare Stromgestehungskosten von 0.12
bis 0.15 EUR/kWh, angegeben®; damit steht man allerdings erst am Anfang der Kostensenkungs-
Lernkurve (Fig. 8.10). Die beteiligte Industrie schétzt, dass bei einem stetigen Ausbau auf etwa 15
GW, weltweit” bis 2020 bei gleichzeitiger Fortsetzung von Forschung und Entwicklung die volle
Wettbewerbsfihigkeit gegeniiber Mittellaststrom aus fossilen Energietrdgern und bis 2030 gegeniiber
Grundlaststrom an guten Standorten erreicht werden kann.

In Tab. 8.6 ist die zeitliche Entwicklung der Investitionskosten, der Betriebskosten und der
Stromgestehungskosten (LEC) von solarthermischen Kraftwerken (Parabolrinnen und Solartiirme)
aufgrund von Angaben aus unterschiedlichen Quellen zusammengefasst.

Tab. 8.6 Kostenentwicklung solarthermischer Kraftwerke im reinen Solarbetrieb (Parabolrinnen und Solartiirme).
Kosten Solarthermie 1990 2005 (heute) | 2020 2035 2050
Investitionskosten (USD/kW,) 3000 ® 2600-2800° | 1100-1400° |- -

3000 © 4800-9100 ° | 2200-3600 ° | 1300-3000 ¢ | 800-2600 °
Betriebskosten  (US¢/kWh,) | 3.0-3.5 ¢ 1.0-1.2° 0.3-0.4° - -
- 2.3-33° 03-14°
Stromkosten (USD/kWhe) 0.16-0.20 © 0.10-0.15° 0.04-0.07 ° - -
- 0.10-0.15° 0.035-0.062 ° | - -
(EUR/KWh,) |- 0.14-020" |0.07-0.14" |- ~0.06"

2 Ref. (World Bank 1999); ® Ref. (IEA 2003); © Ref. (Sargent & Lundy 2003); ® Eigene Extrapolation (siehe Fig. 8.9); ¢ Daten fur
1999; ° Ref. (Becker 2000); ' Ref. (WBGU 2003).

 Diese Kostenangaben kontrastieren mit der Tatsache, dass vom neuen spanischen Einspeisegesetz ein Aufpreis von etwa 0.18-
0.22 EUR/kWh, auf den normalen Strompreis garantiert wird.

® Parabolrinnen- und Solarturmkraftwerke, ohne Paraboloid-Kraftwerke.
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Fig. 8.10 LEC bisheriger SEGS-Anlagen ohne thermische Speicherung (Becker 2000) und prognostizierte LEC von
solarthermischen Parabolrinnenkraftwerken (PR) und Solarturmkraftwerken (ST) mit thermischer
Speicherung. Extrapolierte Lernkurven gemass realistischem Szenario (real; f = 0.92) und optimistischem
Szenario (opt; f = 0.88) nach 2020 (Sargent & Lundy 2003; S&L). Details im Text.

Solarchemische Kraftwerke — Wegen des frilhen Entwicklungsstadiums der solarchemischen
Technologien sind noch kaum verldssliche Kostenschidtzungen erhiltlich, ganz zu schweigen von
Angaben zu Lernkurven. Weil jedoch solarchemische Kraftwerke entweder ein Turmsystem (,,Tower
Top*) oder Turmreflektorsystem (,,Beam Down®) verwenden, sind viele Systemkomponenten gleich
wie bei solarthermischen Turmkraftwerken. Dies trifft insbesondere auf das Heliostatenfeld zu, dessen
Grosse durch den Prozesswirkungsgrad gegeben ist und dessen Kosten etwa die Halfte der
Investitionskosten ausmachen. Wihrend die Kosten fiir die Tragstruktur des Turms #hnlich sind,
entstehen beim Turmsystem zusétzliche Kosten fiir die Forderung des Feststoffmaterials (ZnO und
Zn), wihrend beim Turmreflektorsystem Zusatzkosten fiir den Spiegelreflektor und den
Sekunddrkonzentrator (CPC) auftreten. Obwohl sich ein solarchemischer Reaktor grundlegend von
einem solarthermischen Receiver unterscheidet, diirften die Kosten fiir den chemischen Reaktor sowie
periphere Komponenten nicht signifikant hher sein. Man kann deshalb davon ausgehen, dass sich die
Kosten zur Bereitstellung der solaren Hochtemperaturwérme fiir die Einspeisung in eine
Wairmekraftmaschine bzw. fiir den chemischen Prozess im Wesentlichen nur aufgrund des
Prozesswirkungsgrades unterscheiden. Es scheint somit gerechtfertigt, zumindest diesen Kostenanteil
eines solarchemischen Kraftwerks analog zur Kostenentwicklung von solarthermischen
Turmkraftwerken abzuschitzen und auch analoge Lernkurven zu verwenden.

Etwas schwieriger gestaltet sich der Kostenvergleich zwischen der solarthermischen Stromerzeugung
im Kraftwerksblock (Szenario 1) mit der Elektrizitdtsproduktion in einem Brennstoffzellenpark mit
solarchemisch hergestelltem Zink bzw. Wasserstoff. Fiir die Elektrizitatserzeugung aus Zink (Szenario
2) benétigt man eine Zn-Luft-Brennstoffzelle, deren Kosten heute auf etwa 1000 USD/kW geschétzt
werden, wobei von Herstellerseite als langfristiges Kostenziel 500 USD/kW angestrebt werden. Die
Elektrizititserzeugung aus solarem Wasserstoff (Szenario 3) erfolgt in einer H,/O,-Brennstoffzelle,
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deren Kosten von (Steinfeld 2002) mit 1500 USD/kW angegeben werden. Es wird auch hier
angenommen, dass sich diese Kosten langfristig etwa halbieren werden. Solarer Wasserstoff entsteht
in einem vorangehenden Zwischenschritt in einem Wasserspaltungsreaktor durch die Hydrolyse von
Zink mit Wasserdampf und muss anschliessend in einem Wasserstoff-Speichersystem
zwischengespeichert werden. Die Kosten fiir die Hydrolyse und Speicherung betragen nach (Steinfeld
2000) zirka 150 USD/kW, was im Vergleich zu anderen Wasserstoftherstellungsverfahren (zu) niedrig
erscheint. In (Nitsch 2002) findet man fiir fossile Wasserstoffherstellung konstant bleibende 350
EUR/kW, fiir biogene Verfahren ca. 700 EUR/kW, die nach 2020 etwa 500 EUR/kW betragen sollen,
und fiir die Wasserelektrolyse 1000 EUR/kW mit dem Potenzial, nach 2020 auf ca. 700 EUR/kW zu
sinken.

Ausgehend von einer wirtschaftlichen Studie von (Steinfeld 2002) wird hier die Kostenentwicklung
von solarchemischen Kraftwerken fiir die Szenarien 2 und 3 anhand von diversen Fallbeispielen
untersucht (Tab. 8.7). Unter der Annahme, dass der thermochemische Zn/ZnO-Kreisprozess bereits
voll entwickelt sei, konnten die Herstellungskosten fiir solaren Wasserstoff nach (Steinfeld 2002) mit
heutigen Solartechnologien etwa 0.13-0.15 USD/kWh betragen. Wenn dieser Wasserstoff dazu
verwendet wiirde, Elektrizitdt aus H,/O,-Brennstoffzellen mit einem Wirkungsgrad von 70% zu
erzeugen, miisste heute mit Stromkosten von ungefihr 0.31-0.33 USD/kWh, gerechnet werden. Die
Anwendung dieses Basisbeispiels auf die Szenarien 2 und 3 geht davon aus, dass die solarchemische
Reaktortechnologie frithestens ab 2020 grosstechnisch einsatzbereit sein wird und das
Kostensenkungspotenzial bis zu diesem Zeitpunkt dank der Fortschritte der solarthermischen
Technologien voll ausgeschopft wird (mittlerer Lernfaktor 0.92-0.95). Die Schwachstellen dieser
wirtschaftlichen Abschitzung beruhen laut (Steinfeld 2002) primdr auf Unsicherheiten der
erreichbaren Wirkungsgrade und Investitionskosten der einzelnen Komponenten aufgrund ihres frithen
Entwicklungsstadiums. Zudem muss die technische Machbarkeit von solarchemischen Reaktoren und
Zink-Hydrolyseanlagen erst noch in industriellem Massstab demonstriert werden.

Die solarchemische Herstellung von Wasserstoff mittels thermochemischer Kreisprozesse steht in
Konkurrenz mit anderen Verfahren zur Bereitstellung von regenerativem Wasserstoff, insbesondere
der Wasserelektrolyse. In einer Ubersicht iiber die Methoden und Kosten der Wasserstoffherstellung
beziffert (Fahrni 2002) die Kosten fiir die alkalische Elektrolyse (Wirkungsgrad 65-75%) auf 0.068-
0.081 USD/kWh bei Stromkosten von 0.049 USD/kWh.. Daraus resultieren Kosten fiir die
Wasserstoffbereitstellung mittels solarthermischer Stromerzeugung und alkalischer Elektrolyse von
0.20 USD/kWh fiir Parabolrinnenkraftwerke, 0.16 USD/kWh fiir Solarturmkraftwerke und 0.26
USD/kWh fiir Paraboloidkraftwerke. Fiir Solartirme nennen (Tamme et al. 2002) #hnliche
Wasserstoffkosten von 0.13-0.17 EUR/kWh. Gemiss (Quaschning & Trieb 2001) kostet die
Herstellung von Wasserstoff mittels Hochdruck-Elektrolyse zusétzlich etwa 0.02 bis 0.05 EUR/kWh
in Abhéngigkeit der Anzahl Volllaststunden. Beim Einsatz der Solarturm-Kraftwerkstechnik kostet
zukiinftig Wasserstoff mittels Hochtemperatur-Elektrolyse geméiss (Tamme et al. 2002) 0.10-0.13
EUR/kWh, wihrend (Fahrni 2002) etwa 0.13 USD/kWh angibt. Langerfristig hélt (Nitsch 2002)
Wasserstoffkosten ab Elektrolysenanlagen um 0.07-0.08 EUR/kWh fiir erreichbar, und dies bei
Stromkosten ab Kraftwerk von 0.04 EUR/kWh,. Wasserstoff, der aus regenerativer Elektrizitit erzeugt
wird, hat aus 6konomischer Sicht den prinzipiellen Nachteil, dass er wegen seiner Herstellung aus
Strom teurer sein muss als der Strom selbst. Die elektrolytische Wasserstoffproduktion mit
anschliessender Wiederverstromung ist wegen der vielen Energieumwandlungsstufen sehr
verlustbehaftet, teuer und deutlich ungiinstiger als ein direkter Stromeinsatz (Wagner et al. 1996).
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Tab. 8.7 Kostenentwicklung solarchemischer Kraftwerke fiir Szenarien 2 und 3, ausgehend von einem Basisbeispiel
(Steinfeld 2002). Ohne Strom- bzw. Wasserstoff-Transportkosten.

Kosten Solarchemie Basis® | Szenario 2 ° Szenario 3 °

2005° | 2005° (2020 |[2035 (2050 |(2005° | 2020 |2035 |2050
Heliostatkosten [USD/m?] 150 160 100 |70° 50°¢ 160 100 |70° 50°¢
Fester Zinssatz [%] 15 15 15 12 9 15 15 12 9
Wirkungsgrad elektrisch f 0.15- |0.19- [0.22- |0.24- |0.25- |0.15- |0.17- |0.19- [0.20-
[-] 0.129 |0.08 0.09 0.10 0.11 0.05 0.06 0.07 0.08
Kosten Solarreaktor ~400" | ~700" [~600 |~550 |~500 |~700' |~600 |[~550 |~500
[USD/kW]
Kosten Hydrolyse + Speicher | ~150" | - - - - 450" 400 |350 [300
[USD/kW]
Kosten Zn/Luft-Brennstoffzelle | - 1100" | 900 700 500 - - - -
[USD/kW]
Kosten H,/O,-Brennstoffzelle 1500 |- - - - 1500 1250% | 1000 | 750
[USD/kW]
Kapitalkosten Zn-Herstellung - 2300- | 1600- | 1300- |1100- |2300- |1600- | 1300- | 1100-
(USD/kW) 4350 | 2900 (2300 |1900 |4350 (2900 |2300 |1900
Kapitalkosten Hy-Herstellung 1850- | - - - - 1350-' | 1000-' | 850-' | 750-'
(USD/kW) 2050 4700 |3200 |2600 [2150
Kapitalkosten Stromerzeugung | 4200- | 2600- | 1950- | 1500- | 1200- | 3750- |[2900- |2450- | 2000-
(USD/kW,) 4500 |5400 (3750 [2950 |2350 (8300 |5950 |4750 |3850
Kosten Zn-Herstellung - 0.22- |[0.15- [0.10- |0.07- |0.22- |0.15- [0.10- |0.07-
(USD/kWh) 0.38 0.24 0.15 0.09 0.38 0.24 0.15 0.09
Kosten H,-Herstellung 0.14- |- - - - 0.13-' [0.09-' [0.06-' [0.04-'
(USD/kWh) 0.15 0.41 0.27 0.17 0.10
Stromgestehungskosten 0.31- |(0.24- [0.17- |0.11- |0.07- |0.34- |0.26- [0.17- |0.11-
(USD/kWhe) 0.33 0.47 0.31 0.19 0.11 0.72 0.49 0.31 0.18

2 Basis (Steinfeld 2002): 90 MWy, Leistungseintrag in solarchemischen Reaktor, 2300 kW/m%a jahrliche Sonneneinstrahlung,
2300 jahrliche Volllaststunden, Bandbreite fiir solare Konzentrationsfaktoren 10000 (erste Zahl) bzw. 5000 (zweite Zahl); °
Bandbreite: Erste Zahl bezieht sich auf den besten Fall des karbothermischen Prozesses (ZnO+C—Zn+CQO) mit zusétzlicher
Stromerzeugung aus CO nach (Wieckert 2004), zweite Zahl auf den schlechtesten Fall des rein solaren Prozesses
(ZnO—Zn+0.50,); © Annahme: Solarchemische Prozesstechnologie bereits voll entwickelt; ¢ Ref. (Sargent & Lundy 2003); ®
Zeitlich extrapoliert nach (Sargent & Lundy 2003); ' Geschatzter Systemwirkungsgrad unter Beriicksichtigung samtlicher
Warmeverluste (Riickstrahlung, Warmeleitung, Konvektion); ¢ Geschatzter Systemwirkungsgrad (nur Riickstrahlungsverluste
beriicksichtigt); " Aus Daten von (Steinfeld 2002) extrahiert; ' Eigene Schatzung und Extrapolation; ! Eigene Schatzung aus
Vergleich mit anderen Wasserstoffherstellungsverfahren (Nitsch 2002) und Extrapolation; * Eigene Extrapolation;' Im Fall des
karbothermischen Prozesses (ZnO+C—Zn+CO) kann alternativ zur hier angenommenen Stromerzeugung aus CO zusétzlich
Wasserstoff mittels Wassergas-Shift-Reaktion hergestellt werden, wodurch sich die spezifischen Kosten von solarem
Wasserstoff nahezu halbieren lassen (Wieckert 2004).

Stromtransport — Um Elektrizitit aus solarthermischen Kraftwerken (Szenario 1) bzw.
solarchemischen Kraftwerken (Szenario 2) {iber Tausende von Kilometern vom Mittelmeerraum in die
Schweiz zu transportieren, bieten sich Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragungsleitungen (HGU) an
(Carlsson et al. 2003; ABB 2004). Die Leitungsverluste von HGU werden von verschiedenen Autoren
auf 4-6% pro 1000 km beziffert. Fiir die relativen Ubertragungsverluste bei Volllast nennt (Czisch
2001) 4% pro 1000 km in den Leitungen und je 0.6% in den Umrichterstationen an beiden Enden der
Leitung. Die Kosten sind mit je 60 EUR/kW, an den Umrichterstationen sowie 70 EUR/kW, pro 1000
km fiir Freileitungen und ca. 700 EUR/kW., fiir Seekabel angesetzt. Gemiss (Weinrebe 2000) betragen
die Verluste bei neuen HGU-Anlagen der 1200 MW -Klasse hingegen rund 70 MW, oder 6% je 1000
km Ubertragungsstrecke. Weiter treten Verluste von je etwa 0.6% an den Konverterstationen auf. Bei
einer angenommenen Leitungslédnge von rund 2000-3000 km ergeben sich damit Verluste von etwa
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154-224 MW, oder 12.8-18.7%, wodurch die Stromkosten in Mitteleuropa um denselben Prozentsatz
verteuert werden. Dem gegeniiber rechnen (Quaschning & Geyer 2001) fiir die Zukunft mit
Ubertragungsverlusten unter 5% pro 1000 km und Ubertragungskosten von weniger als 0.01
EUR/kWh, pro 1000 km. Gemiss (BMU 2004) wiren fiir die Ubertragung von Solarstrom aus
Nordafrika nach Mitteleuropa mit einer HGU Kosten von 0.015-0.02 EUR/kWh, zu veranschlagen

Wasserstofftransport — Bei Szenario 3 miissen die Kosten fiir den Transport des Wasserstoffs iiber
2000-3000 km vom Mittelmeerraum in die Schweiz beriicksichtigt werden. Gemiss (WBGU 2003)
wire jedoch erst mit der grossskaligen Etablierung einer regenerativen Wasserstoffwirtschaft, in der
dann sehr grosse Energiemengen transportiert wiirden, ein Pipelinetransport erforderlich und
wirtschaftlich attraktiv. Laut (Nitsch 2002) belaufen sich die Transportkosten von Wasserstoff in
Pipelines bei einer Transportentfernung von 3000 km auf etwa 0.015 EUR/kWh bei Energieverlusten
von rund 15% durch Kompression und Transport des Gases. Einen dhnlichen Wert von 0.01
EUR/kWh nennen auch (Dreier & Wagner 2000).

Elektrizitit vs. Wasserstoff — Die grundsitzlichen Effizienz- und Kostenverhéltnisse bei der
Herstellung von regenerativem Strom und regenerativem Wasserstoff mittels Elektrolyse sind in Tab.
8.8 zusammengestellt (Nitsch 2002). Die Bandbreite der einzelnen Angaben ist auf unterschiedliche
Konfigurationen und Standorte der Referenzsysteme zuriickzufiihren; die Mittelwerte konnen als
reprasentativ betrachtet werden. Solarer Strom kann mit rund 10 — 12% Verlusten und 20 — 30%
hoheren Kosten in Mitteleuropa bereitgestellt werden, wenn die Produktionsorte im Mittelmeerraum
liegen. Gasformiger Wasserstoff in Mitteleuropa enthilt noch 65% der Energie des solaren Stroms am
Produktionsort (bezogen auf den unteren Heizwert von 3 kWh/Nm?) und kostet einschlieflich
Transport nahezu das Doppelte des erzeugten Solarstroms. Bei fliissigem Wasserstoff stehen dem
Nutzer noch etwa 50% der urspriinglichen Energie des Solarstroms zu etwa dem Vierfachen der
urspriinglichen Stromgestehungskosten zur Verfiigung.

Tab. 8.8 Effizienz- und Kostenverhéltnisse zwischen regenerativem Strom (Basis: 1) und regenerativem Wasserstoff
fiir fortschrittliche Technologien (Nitsch 2002).

Nutzungsgrade (LHV ?) Kosten
Nur Herstellung Inkl. Transport Nur Herstellung Inkl. Transport
Uber 3000 km Uber 3000 km
Strom 1 0.9 1 1.5
(0.85-0.92) (1.3-1.7)
H,, gasférmig, 0.75 0.65 1.65 1.9
mittels Elektrolyse (0.70-0.80) (0.62-0.68) (1.5-1.8) (1.7-2.1)
H,, flussig, 0.6 0.52 2.5 4
mittels Elektrolyse (0.57-0.63) (0.50-0.55) (2.3-2.8) (3.7-4.3)

2 Bezogen auf den unteren Heizwert von 3 kWh/Nm?® (LHV = Low heating value)

Nur wenn aus technischen oder strukturellen Griinden die direkte Nutzung von Strom und Wérme
nicht moglich ist (z. B. im Verkehr oder bei zu hohem Angebot an regenerativem Strom), ist der
Einsatz von Wasserstoff sinnvoll (WBGU 2003). Der Gewinn an Speicher- bzw. Einsatzfihigkeit
muss dann gegeniiber den zusitzlichen Kosten und Wandlungsverlusten abgewogen werden. Die
energiewirtschaftliche Bedeutung von Wasserstoff liegt also in der Moglichkeit, die Nutzungsgrenzen
von erneuerbaren Energiequellen zu erweitern.

Quaschning et al. (2003) weisen darauf hin, dass Strom aus solarthermischen Kraftwerken in der
Mittelmeerregion mit HGU-Transportkosten von weniger als 0.02 EUR/kWh, bis ins Jahr 2020 in
Europa fiir etwa 0.05 bis 0.09 EUR/kWh, erhéltlich wére. Somit wire die direkte solarthermische
Stromerzeugung in Mittelmeerlindern mit HGU-Transport nach Mitteleuropa giinstiger als
beispielsweise die solare Herstellung von Wasserstoff in Nordafrika, der Transport von Wasserstoff in
Pipelines nach Furopa und die anschliessende dezentrale Stromerzeugung (z.B. in H,/O,
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Brennstoffzellen). Trotzdem wird Wasserstoff, der entweder in einem solarchemischen Prozess oder
durch Elektrolyse mit Strom aus solarthermischen Kraftwerken produziert wird, eine der wichtigsten
Optionen fiir saubere Brennstoffalternativen und Elektrizitdtsversorgung sein, wenn
Speichermdoglichkeiten gefragt sind. Zusammen sind dies Schliisseltechnologien fiir eine nachhaltige
Energieversorgung im Hinblick auf den Klimaschutz.

8.5 Umweltauswirkungen und Sicherheitsaspekte
8.5.1 Derzeitige Technologien

Umweltauswirkungen — Solarthermische Kraftwerke gehéren zu den besten Technologien zur
Erreichung der globalen Ziele zur Reduktion der CO,-Emission. Gemédss (BMU/BMZ/DLR 2002)
zahlt ein solarthermisches Kraftwerk die investierte Energie innert eines halben Jahres zuriick,
wihrend seine wirtschaftliche Lebensdauer etwa 25-30 Jahre betrdgt. Die Treibhausgasemissionen
tiber den Lebensdauerzyklus belaufen sich auf 10-15 kg/MWh (Trieb et al. 2002) bzw. auf etwa 20
kg/MWh (Weinrebe 2000), was sehr wenig ist im Vergleich zu GuD-Kraftwerken (500 kg/MWh) oder
kohlebetriebene Dampfkraftwerke (900 kg/MWh). Nach (Pitz-Paal 2004) liegen die CO,-Emissionen
von solarthermischen Kraftwerken bei 12 kg/MWh, verglichen mit 14 kg/MWh bei
Wasserkraftwerken, 17 kg/MWh bei Windenergieanlagen und gar 110 kg/MWh bei PV-Kraftwerken.
Im Vergleich zu einem Steinkohlekraftwerk ist bei einer optimierten solarthermischen
Parabolrinnenanlage pro kWh erzeugtem Strom der abiotische Rohmaterialverbrauch um einen Faktor
7 kleiner und der Wasserbedarf um einen Faktor 10 geringer (Lehmann et al. 1997).

CSP Technologien verursachen also vergleichsweise unbedeutende Umweltbelastungen. Die
wichtigsten Umweltbedenken betreffen den angeblich grossen Landbedarf, der jedoch kleiner ist als
bei manchen anderen erneuerbaren Energien (Pilkington et al. 1996), sowie die visuellen
Verianderungen der Landschaft, die allerdings in ariden Gebieten weitab von bevolkerungsreichen
Zentren kaum von Bedeutung sind (Groenendaal 2002). Die Wasserzufuhr kann in Trockengebieten
ein Problem darstellen, betrifft aber nur Systeme mit konventioneller Dampferzeugung und Wasser als
Wirmeiibertragungsmedium (IEA 2003). Die Kontaminierung des Bodens durch auslaufendes
Thermodl kann bis zur Einfiihrung der Direktverdampfung von Wasser in den Absorberrohren von
Parabolrinnenkraftwerken ein gewisses Gefahrenpotenzial darstellen.

Sicherheitsaspekte — Beziiglich Sicherheit sind neben den iiblichen Vorsichtsmassnahmen in
Kraftwerken keine besonderen Vorkehrungen zu treffen.

Soziale Aspekte — Der grosste Solarkraftwerksstandort der Welt entsteht in Spanien durch den Bau
der ersten beiden solarthermischen Grosskraftwerke (,,AndaSol*), deren Realisierung durch eine
beispielhafte Gesetzgebung ermoéglicht wird. Dadurch werden sowohl in Spanien als auch in
Deutschland mehrere hundert Arbeitsplitze geschaffen®.

8.5.2 Zukiinftige Technologien

Umweltauswirkungen — Solarthermische Kraftwerke sind unbedenklich, solange umweltvertriagliche
Wirmetrdgermedien verwendet werden (WBGU 2003). Mit der in naher Zukunft zu erwartenden
direkten Wasserverdampfung in den Absorberrohren von Parabolrinnenkraftwerken wird das Problem
allfdlliger Bodenkontamination durch auslaufendes Thermodl gelost (Zarza 2002).

Sicherheitsaspekte — Beziiglich Sicherheit sind neben den iiblichen Vorsichtsmassnahmen in
Kraftwerken keine besonderen Vorkehrungen zu treffen.

Pressemitteilung: Ratifizierung eines Rahmenabkommens SCHOTT - SOLAR MILLENNIUM. Erlangen/Bonn 3.6.2004.
Siche http://www.solarmillenium.de/ (14.7.2004).
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Soziale Aspekte — Die Potenziale fiir solarthermische Kraftwerke im Sonnengiirtel der Erde sind
riesig, so dass der Bau von solarthermischen Kraftwerken fiir Lénder wie Deutschland und Spanien zu
einem Exportschlager werden konnte. Eine Studie des Europédischen Verbands der Solarthermischen
Kraftwerksindustrie (ESTIA) und Greenpeace errechnet, dass bis zum Jahr 2020 gegen 200’000 neue
Arbeitsplitze entstehen konnten (Greenpeace/ESTIA 2003). Gemidss (WBGU 2003) ist es einfacher,
eine Versorgung Europas mit Sonnenenergie durch Stromimport aus angrenzenden Regionen zu
verwirklichen als eine autonome Energieversorgung aufzubauen. Der Aufbau entsprechender
Infrastruktur in den Lindern Nordafrikas und des Nahen Ostens sowie der Ubertragungsleitungen nach
Europa wire sowohl politisch-strategisch als auch entwicklungspolitisch von Bedeutung.

8.6  Einflussfaktoren auf die Entwicklung und Markteinfiihrung
8.6.1 Forderfaktoren

Gemiss (Diirrschmidt & Lorych 2002) vom Deutschen Bundesumweltministerium (BMU) muss
parallel zur Férderung der Forschung und Entwicklung der solarthermischen Stromerzeugung auch die
Markteinfithrung dieser Anlagen vorangebracht werden. Unterstiitzung ist in dieser Sparte besonders
wichtig, da solarthermische Kraftwerke nur im Sonnengiirtel der Erde wirtschaftlich betrieben werden
konnen. Besonders effiziente marktwirtschaftliche Instrumente wie z. B. das deutsche Erneuerbare-
Energien-Gesetz (EEG)" wurden dort bisher kaum eingefiihrt. Es zeichnet sich allerdings eine
deutliche Wende ab, seit Spanien in seinem kiirzlich novellierten Stromeinspeisegesetz spezielle
Tarife fiir Strom aus solarthermischen Kraftwerken eingefiihrt hat (Mills 2004; Quaschning 2003).

Ferner haben mittlerweile die Weltbank und die Vereinten Nationen (United Nations Environmetal
Programme — UNEP, United Nations Development Programme — UNDP) zusammen mit dem Global
Environment Facility — GEF® mehrere Ausschreibungen fiir Solarkraftwerke in Entwicklungs- und
Schwellenldndern initiiert, so dass der Bau solarthermischer Kraftwerke mehr und mehr geférdert
wird. GEF unterstiitzt unter anderem Kraftwerksprojekte in Agypten, Indien, Marokko und Mexiko
mit jeweils etwa 50 Millionen USD, um die Mehrkosten solarthermischer Markteinfithrungsprojekte
gegeniiber konventionellen GuD-Kraftwerken zu decken (SolarPACES 2003).

Im Juni 2002 hat das deutsche BMU gemeinsam mit der KfW® und UNEP/GEF in Berlin eine
internationale Konferenz zu solarthermischen Kraftwerken mit dem Titel ,,Expanding the Market for
Concentrating Solar Power — Moving Opportunities into Projects* durchgefiihrt (BMU & KfW 2002).
Vertreter aller Staaten, in denen Aktivititen zu Forschung und Entwicklung sowie Markteinfithrung
solarthermischer Anlagen bestehen, waren zur Présentation und Diskussion ihrer Vorhaben anwesend.
Als zentrales Ergebnis dieser Konferenz wurde die ,,Berliner Erkldrung* verabschiedet. Darin wird die
Griindung internationaler Arbeitsgruppen vereinbart, die eine langfristig wirkende globale
Markteinfithrungsstrategie fiir solarthermische Kraftwerke ausarbeiten sollen. Das Konzept, welches
am Weltgipfel fiir nachhaltige Entwicklung in Johannesburg 2002 als Type II-Partnerschaft
eingebracht wurde, soll innovative Finanzierungsinstrumente und angemessene Risikoverteilungen
zwischen den Beteiligten beinhalten (BMU/BMZ/DLR 2002).

Die Ergebnisse wurden auf einer Folgekonferenz im Herbst 2003 in Kalifornien prisentiert, wo die
»CSP Global Market Initiative (GMI)“ ins Leben gerufen wurde (CSP-GMI 2003). Auf der
internationalen Konferenz fiir erneuerbare Energien "Renewables 2004" in Bonn haben die
Reprasentanten mehrerer Lander die GMI zur Markteinfithrung solarthermischer Kraftwerke im

* Siehe http://www.eeg-aktuell.de/ (14.5.2004).

® Die GEF ist eine Finanzagentur, die in Zusammenarbeit und Teilhaberschaft mit UNEP, UNDP und Weltbank Projekte fiir
globalen Klimaschutz finanziert.

¢ KfW = Kreditanstalt fiir Wiederaufbau.
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Sonnengiirtel der Erde vereinbart® (CSP-GMI 2004). Bis zum Jahr 2015 sollen solche Kraftwerke mit
einer Kapazitit von 5000 Megawatt errichtet und die Stromgestehungskosten mittelfristig halbiert
werden. Damit soll innerhalb von rund zehn Jahren diese Technik zur Marktreife gefiihrt werden.
Solarstrom soll dann voll konkurrenzfihig mit fossil erzeugtem Strom aus konventionellen
Kraftwerken sein.

8.6.2 Hindernisse

Einer der Hauptgriinde fiir die verzogerte Markteinfithrung von CSP Technologien ist die mangelnde
Bekanntheit der solarthermischen Technologien und ihrer mittelfristigen Potenziale bei politischen
Entscheidungstragern, Kraftwerkbetreibern und potenziellen Verbrauchern (CSP-GMI 2003). Die
Haupthindernisse bei der Projektierung solarthermischer Kraftwerke sind fiir (Becker 2000) die im
Vergleich zu konventionellen Kraftwerken hohen Investitionskosten und die damit verbundenen
finanziellen Risiken. Auch (Trieb et al. 2002) verweisen auf die Unsicherheit von Investoren einerseits
beziiglich des vorhandenen Solarenergieangebots und anderseits beziiglich der Wirtschaftlichkeit
solcher Anlagen. Generelle Markthemmnisse bei der Kommerzialisierung der CSP Technologien
lokalisiert (Wenzlawski 2003) auch bei den billigen fossilen Brennstoffen, einer schlafenden Industrie,
dem weitgehenden Fehlen von Referenzanlagen und der Liberalisierung des Energiemarktes (z. B.
kiirzere Abschreibungszeiten von Kraftwerksinvestitionen). Dazu kommen in Entwicklungsldandern
ungewisse politische Zustinde und gesetzliche Vorschriften, das Fehlen der nétigen Infrastruktur,
regressive Steuer- und Finanzpolitik sowie vielfdltige politische und wirtschaftliche Instabilititen
(Morse 2001).

Technologische Engpédsse sieht (ESTIR 2002) bei dem gegenwirtig noch relativ bescheidenen
Systemwirkungsgrad sowie der beschrénkten Zuverldssigkeit und Lebensdauer des Reflektormaterials.
Auch wird moniert, dass heutige CSP Technologien erst fiir die Einspeisung in einen Damptkreislauf
ausgelegt seien und noch nicht fiir Gasturbinen bei hohen Temperaturen und Driicken. Ebenso seien
kommerzielle thermische Speichersysteme fiir CSP bisher nur fir Anwendungen bei niedrigen
Temperaturen erprobt und noch nicht fiir GuD-Systeme. Nicht-technologische Engpésse ortet (ESTIR
2002) zudem bei den noch fehlenden Einspeisevergiitungen, der Diskriminierung von hybriden
Betriebsformen sowie der Geringschitzung des Potenzials und der Verfiigbarkeit von CSP.

8.6.3 Rahmenbedingungen fiir die zukiinftige Entwicklung und Marktreife

Um das Ziel der GMI fiir Hochtemperatur-Solarthermie zu erreichen, wollen die beteiligten Lander
(bislang Deutschland, Agypten, Algerien, Israel, Italien, Marokko, Nevada [USA] und Spanien)
Rahmenbedingungen schaffen, die den Betrieb solcher Kraftwerke erleichtern. Durch Anreizsysteme
zur besseren Vergilitung des Solarstroms, multilaterale Finanzprogramme und einen Stromverbund
zwischen Europa und Nordafrika soll diese prinzipiell kostengiinstigste Solartechnologie signifikant
zur Erreichung der klimapolitischen Ziele der EU beitragen.

Damit die dringend benétigten langfristigen Investitionen mit akzeptablen Kosten und Risiken getétigt
werden, muss zuerst ein sichtbarer, zuverldssiger und wachsender Markt fiir solarthermische
Kraftwerke entstehen. Einige der von (CSP-GMI 2004) vorgeschlagenen Massnahmen betreffen die
Vereinbarung von nationalen und/oder regionalen CSP Kapazititszielen (Anzahl MW {iber eine
bestimmte Zeitperiode) und die Festlegung von addquaten Stromtarifen, um private Investoren zu
ermutigen und ein stabiles Investitionsklima herzustellen. Unterstiitzende Massnahmen wie
Einspeisevergiitungen, Steuererleichterungen oder Aufpreise auf die Stromkosten sollen mit
zunehmender Marktreife und Konkurrenzfihigkeit reduziert werden. Finanzierungsmechanismen

Pressemitteilung 1.6.2004 Bundesministerium fiir Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit: Initiative fiir solarthermische
Kraftwerke gestartet. Siche http://www.solarmillenium.de/ (14.7.2004).
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miissen entwickelt werden, um Darlehensgarantien von Banken, staatlichen Institutionen und globalen
Umweltprogrammen wie GEF, UNEP oder UNDP zu erhalten, damit die inhdrenten Risiken bei der
Einfuihrung einer neuen Technologie vermindert werden konnen. Weiter sollen staatliche
Regulierungen zur Begrenzung der CSP Anlagengrosse oder gesetzliche Vorschriften iiber
Betriebsstrategien vermieden werden, damit die Markteinfithrung nicht unnétig verteuert wird.

Ein vorrangiges Ziel der CSP Technologien besteht nach (Becker 2000) in der baldigen Errichtung
von grossen solarthermischen Kraftwerken mit Einheiten von 10 MW, oder vorteilhafter 100 MW, im
Mittelmeerraum. Dabei sollen vor allem Spanien und Griechenland mit Unterstiitzung der EU eine
entscheidende Rolle spielen. Als néchstes sollen dann integrierte hybride solar-fossile Losungen
(ISCCS-Anlagen) in verschiedenen (Entwicklungs-)Liandern mit finanzieller Beteiligung des GEF
folgen. Es wird empfohlen, die Markteinfithrung schrittweise voranzutreiben, angefangen mit
Parabolrinnenkraftwerken vom SEGS-Typ, gefolgt von einer limitierten Anzahl kommerzieller
Turmkraftwerke sowie schliesslich von Paraboloid-Anwendungen in geeigneten Marktsegmenten.

In einer ersten Phase soll nach (Morse 2001) der Schwerpunkt in kommerziellen Nischenmirkten
liegen, wo die vorteilhaftesten Bedingungen fiir CSP herrschen: Hohe solare Einstrahlung, hohe
fossile Brennstoffpreise, Spitzenlast wihrend des Tages, ineffiziente konventionelle Kraftwerke,
lokale Subventionen, Zugang zu Wasser und zum Stromnetz. Zur Marktankurbelung sowie zur
Deckung der hohen Risiken und Anfangskosten werden giinstige Kredite und Garantien des GEF
benotigt. In einer zweiten Phase der Marktausweitung sollen Kostenreduktionen aufgrund der
Lernkurven und standardisierter Systeme erzielt werden. Bis zur Entwicklung eines ,,Griinen Markts*
werden weiterhin Subventionen von GEF, EU, nationalen Institutionen und anderen Génnern nétig
sein. In der dritten Phase der Marktakzeptanz sollen nachhaltige globale Mérkte entstehen und
Solarstrom zu konkurrenzfihigen Kosten produziert werden. Vom GEF werden kaum noch
Subventionen, jedoch die Férderung von CO,-Krediten erwartet. Mit einer solchen Strategie sollte es
gelingen, den Marktdurchbruch der CSP Technologien zu schaffen.

8.7 Offene Fragen, Forschungsaktivititen und Forschungsbedarf

Ein Eckpunktepapier von (FVS 2003) ortet gemeinsamen Forschungs- und Entwicklungsbedarf bei
allen solarthermischen Kraftwerkstypen, wie beispielsweise die industrienahe Forschung und
Entwicklung von Fertigungsverfahren und Automatisierung des Anlagenbetriebs, die Entwicklung
kostengtinstiger thermischer Energiespeicher fiir unterschiedliche Wérmetrdgermedien und die
Gewichtsreduktion von Kollektoren und Konzentratoren durch den Einsatz innovativer Spiegel und
Verbundwerkstoffe. Fiir die Parabolrinnenkraftwerke speziell wichtig ist die Weiterentwicklung der
Direktverdampfungs-Technologie, die Herstellung selektiver Absorberschichten mit hoher
Bestindigkeit bei hohen Temperaturen um 500°C, sowie die Entwicklung neuer optischer
Konzentratorkonzepte wie etwa Fresnel-Spiegelsysteme. Vordringlich ist die Entwicklung
kostengiinstiger hochreflektierender Spiegel sowohl fiir die Parabolrinnen- als auch fiir die Solarturm-
Technologie. Solarturmkraftwerke benétigen eine Technologieentwicklung zur Einkopplung der
Solarwédrme in Gasturbinen zur Erschliessung des Hochtemperaturpotenzials. Bei der Dish/Stirling-
Technologie soll die Entwicklung von solar/fossilen Hybridanlagen bzw. von solar/Biomasse
Hybridanlagen gefordert werden.

Unter einer Vielzahl von weiteren CSP Technologieentwicklungen seien hier speziell die Entwicklung
von solaren Brennstoffen zur chemischen Speicherung der Sonnenenergie, die Durchfiihrung von
solarthermischen bzw. solarchemischen Demonstrationsprojekten, sowie Vergleichsstudien der
verschiedenen vorhandenen CSP Technologien erwéhnt, die geméss (ESTIR 2002) entweder durch
EU-Programme oder durch nationale Institutionen gefoérdert werden sollten. F&E von CSP wird
weltweit vor allem in folgenden Instituten durchgefiihrt: CIEMAT (E), CNRS (F), DLR (D), ENEA
(I), NREL (USA), PSI/ETH (CH), Sandia (USA), WIS (IL).
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8.8 Schlussfolgerungen

Die folgenden zusammenfassenden Aussagen stiitzen sich zum Teil auf eine kompetente und
umfassende Situationsanalyse von (Morse 2001).

CSP Technologien — CSP Technologien erzeugen mit konzentriertem Sonnenlicht Hochtemperatur-
Prozesswiarme, die dann in Elektrizitdit umgewandelt oder zur Herstellung chemischer Brennstoffe
verwendet werden kann. CSP Technologien sind perfekt auf die heutigen modernen und effizienten
Kraftwerke zugeschnitten, wo fossile Brennstoffe ganz oder teilweise durch solare Prozesswirme
ersetzt werden konnen, um dadurch schiddliche Emissionen zu vermeiden. Am weitesten
fortgeschritten sind Parabolrinnen- und Solarturmsysteme fiir grosse zentrale Kraftwerke im Bereich
von 30-200 MW, sowie Paraboloidanlagen fiir dezentrale Anwendungen im kW-Bereich. Dieselben
Anlagen konnen auch thermische Energie fiir industrielle Prozesse liefern. Weitere Vorziige von CSP
sind die hohe Verfiigbarkeit, die Modularitdt sowie das nachgewiesene Leistungspotenzial. Weil sie
Hochtemperatur-Prozesswirme zur Verfiigung stellen, sind CSP Technologien einzigartig unter den
erneuerbaren Energien und deswegen unabdingbar in einem Portfolio erneuerbarer Energien. Wie
andere erneuerbare Energien bendtigen auch CSP Technologien Unterstiitzung bei der Entwicklung
und der Markteinfithrung.

Marktpotenzial — Ahnlich wie andere erneuerbare Energien befinden sich die CSP Technologien in
unterschiedlichen Entwicklungsstadien. Wéhrend Parabolrinnenkraftwerke sich bereits kommerziell
bewdhrt haben, sind Turmkraftwerke und Paraboloidsysteme noch in der Demonstrationsphase.
Allgemein wird erwartet, dass sich zuerst Parabolrinnen und erst spéter Solartiirme auf dem Markt
grosser CSP Kraftwerke durchsetzen werden. In verschiedenen Studien wurde das Marktpotenzial von
CSP Technologien mit einigen 100 GW,. als gross genug geschétzt, um zeitlich begrenzte
Anschubsubventionen und Unterstiitzungsmassnahmen zu rechtfertigen. Bis 2010 wird eine installierte
Leistung von etwa 2 GW, vorausgesagt und bis 2020 ein Anstieg auf 20 GW, prognostiziert. In einem
voll entwickelten Markt scheint eine Installationsrate von 2 GW, pro Jahr erreichbar.

Kosten — Parabolrinnenkraftwerke mit einer installierten Leistung von insgesamt 354 MW, stehen in
den USA seit nunmehr 20 Jahren in kommerziellem Einsatz. Die Stromgestehungskosten dieser
Anlagen sind in dieser Zeit stetig auf etwa 0.10-0.15 USD/kWh, gefallen, wodurch CSP zur
kostengiinstigsten Solartechnologie wurde. Weitere Kostenreduktionen auf etwa 0.08 USD/kWh, sind
notig fiir Spitzenlaststrom und ungefdhr 0.06 USD/kWh, fiir Mittellaststrom. Solarturmkraftwerke
haben #hnliche Kostenziele. Paraboloidkraftwerke miissen die heutigen Kosten von etwa 0.50
USD/kWh, auf unter 0.12 USD/kWh, in den USA und unter 0.30 USD/kWh, in Entwicklungsliandern
senken, um im dezentralisierten Elektrizitditsmarkt zu bestehen (Morse 2001). Der Schliissel zu
weiteren Kostenreduktionen sind zusitzliche Solarkraftwerkprojekte. Weil solche Projekte privat
finanzierte Investitionen darstellen, miissen sie den Investoren attraktive Renditen bieten. Die
gegenwirtigen Kapitalkosten von solarthermischen Kraftwerken sind jedoch bedeutend hoéher als bei
konkurrierenden Technologien, so dass wie bei anderen erneuerbaren Energien zeitlich begrenzte
Anschubsubventionen bendtigt werden.

Kostenreduktionspotenzial — Die Elektrizitdtskosten koénnen gesenkt werden durch tiefere
Kapitalkosten als Resultat von Verbesserungen der Technologie-Lernkurven sowie durch reduzierten
Schuldendienst als Folge verbesserter Finanzierung, ausreichender Subventionen und verminderter
Risiken. Fiir alle CSP Technologien konnen mit gezielten Marktanreizen Produktionssteigerungen
erreicht werden, welche Kostenreduktionen und dadurch einen steigenden Marktanteil zur Folge
haben. Wenn beispielsweise ein neues 200 MW, Parabolrinnenkraftwerk mit Damptkreislauf
dieselben steuerlichen Vorteile wie ein konventionelles Kraftwerk und die gleichen
Produktionsgarantien wie ein Windkraftwerk erhielte, konnte Solarstrom fiir etwa 0.09 USD/kWh,
produziert werden. Wiirde die gleiche Solaranlage in ein kombiniertes GuD-Kraftwerk (ISCCS)
integriert, wiirde die Stromkosten auf ca. 0.07 USD/kWh, fallen (Morse 2001). Lernkurven werden
diese Kosten weiter senken. Steigende konventionelle Energiepreise kénnen in Zukunft den derzeit
noch bestehenden Kostenunterschied autheben.
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Mirkte — Weltweit wurden viele ideale Einstiegsmérkte identifiziert. Solche Nischenmaérkte fiir CSP
Technologien benétigen gute direkte Sonneneinstrahlung, hohe konkurrenzierende Energiepreise, die
Verfiigbarkeit von Subventionen und andere positive Faktoren wie Unsicherheit und Schwankungen
bei den Brennstoffpreisen, Primien fiir ,griinen Strom™ sowie der Bedarf neuer
Elektrizititskapazititen. Verheissungsvolle Mérkte existieren in den USA, in Nord- und Siidafrika, im
Nahen Osten, in Stideuropa, Indien, Pakistan, China, Brasilien, Chile, Mexiko und Australien.

Markthindernisse — Die Markthemmnisse sind bekannt und miissen in Zukunft von sdmtlichen CSP
Technologien angegangen werden, damit ein erfolgreicher Markteintritt méglich ist. In allen Landern
betreffen die wesentlichsten Markthindernisse die hohen Kapitalkosten, technische und finanzielle
Risiken, eine schlafende Industrie und tiefe Konkurrenzpreise. Zusidtzliche Barrieren in
Entwicklungsldndern sind ungewisse politische Zustéinde und gesetzliche Vorschriften, ungeniigende
Netzausbauplédne, fehlende Infrastruktur, regressive Steuerpolitik und vielfdltige Instabilititen.

Marktanreize — Als Antwort auf die Kyoto-Verpflichtungen entstand vielerorts ein umweltpolitisch
motiviertes Bekenntnis zum Gebrauch offentlicher Gelder, um die hohen Anfangskosten viel
versprechender sauberer Energietechnologien herunterzuschrauben. Die  vorgeschlagenen
Massnahmen umfassen Stromeinspeisevergiitungen, ,.griine Preise”, tiefverzinsliche Produktions-,
Energie-, Emissions- und Steuerkredite und Garantien jeglicher Art. Daraufhin haben GEF, EU sowie
die Regierungen von Spanien und Italien CSP-Projekte initiiert. Heutzutage sind ungefihr zehn
Projekte in der Entwicklung oder Ausschreibung, und es ist durchaus moglich, dass bereits in naher
Zukunft 10-20 CSP-Projekte realisiert werden.

Nichste Schritte — Eine Vielzahl von Studien kommt zum Schluss, dass eine ganze Reihe von
solarthermischen Kraftwerken mit wachsender Grosse und verbessertem Wirkungsgrad nétig ist, um
die CSP Technologien wettbewerbsfihig zu machen. Dafiir werden je nach den fur die
Marktausweitung veranschlagten Initialpreisen Investitionen in der Hoéhe von schétzungsweise 500-
4000 Millionen USD benotigt (Morse 2001). Marktanreize wie Produktionskredite oder CO,-Abgaben
konnten einen Hauptanteil dieser Summe liefern. Die CSP Global Market Initiative (GMI) fordert die
Markteinfithrung solarthermischer Kraftwerke im Sonnengiirtel der Erde. Bis zum Jahr 2015 sollen
solche Kraftwerke mit einer Kapazitidt von 5000 Megawatt errichtet und die Stromgestehungskosten
mittelfristig halbiert werden. Damit soll innerhalb von rund zehn Jahren diese Technik zur Marktreife
gefiihrt werden. Solarstrom soll dann voll konkurrenzfihig mit fossil erzeugtem Strom aus
konventionellen Kraftwerken sein.

Auswirkungen auf die Schweiz — Erst nachdem die CSP Technologien marktreif und die
Stromgestehungskosten konkurrenzfihig sein werden, kann der Stromimport aus solarthermischen und
solarchemischen Kraftwerken im Mittelmeerraum fiir die Schweiz eine gewisse Bedeutung erlangen.

Bewertung der Szenarien — Im Folgenden soll eine Zusammenfassung der Erkenntnisse und eine
Bewertung der drei betrachteten Szenarien zur solarthermischen und solarchemischen
Stromproduktion fiir die Schweiz vorgenommen werden.

Szenario 1: Elektrizitiit aus solarthermischen Kraftwerken (Rankine oder Brayton Cycle) — Weil in
erster Linie der wachsende Strombedarf in den Mittelmeerldndern gedeckt werden wird, steht im Jahr
2020 vermutlich nur ein geringer Anteil des verbliebenen Potenzials aus Rinnen- und
Turmkraftwerken fiir Stromexporte nach Mitteleuropa zur Verfiigung. Jedoch kann ab etwa 2030 der
Stromimport mittels HGU aus solarthermischen Kraftwerken im Mittelmeergebiet einen wichtigen
Beitrag zum européischen Strom-Mix leisten. Fur Deutschland erwartet (Trieb 2002), dass im Jahr
2050 in der Mittelmeerregion 9 GW, installierter Leistung fiir den Import aus solarthermischen
Kraftwerken zur Verfiigung stehen kénnten.

Solarthermische Kraftwerke konnen an guten Standorten ohne Energiespeicher etwa 2000 bis 3000
Stunden pro Jahr im reinen Solarbetrieb arbeiten. Daraus ergeben sich Stromgestehungskosten von
heute 0.09-0.16 EUR/kWh, (BMU 2004). Wenn die vorhandenen Kostensenkungspotenziale der
anstehenden globalen Markteinfithrung erschlossen werden, kénnen diese Kosten innerhalb des
kommenden Jahrzehnts halbiert werden. Die Zufeuerung von Brennstoffen fithrt zu besserer
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Auslastung der Wiarmekraftmaschine, da auf diese Art mehr Betriebsstunden erreicht werden kénnen.
Damit wird die Konkurrenzfdhigkeit gegeniiber konventionell betriebenen Kraftwerken deutlich
verbessert. Je nach Anteil der Zufeuerung und abhéngig von den Brennstoffpreisen konnen die
Stromgestehungskosten gegeniiber dem reinen Solarbetrieb um ca. 50% niedriger ausfallen. Dadurch
werden schon heute Stromgestehungskosten erreicht, die ohne Férdermassnahmen nur wenige Cents
iiber denen konventioneller Kraftwerke liegen. Energiespeicher erhohen den Solaranteil des
Kraftwerks, verbessern das Betriebsverhalten, bewirken eine héhere Ausnutzung des Kraftwerkblocks
und verbessern die Erlossituation. Dadurch lassen sich die solaren Stromgestehungskosten eines
solarthermischen Kraftwerks mit integrierter Speichertechnik gegeniiber dem Betrieb ohne Speicher
absenken. Mit einer sehr gross dimensionierten Speicherkapazitit von 14 Volllaststunden konnte ein
Parabolrinnenkraftwerk an einem guten Standort in Spanien etwa 3000 Volllaststunden pro Jahr im
reinen Solarbetrieb erreichen. In Siidmarokko wiren knapp 5600 und in Mauretanien gut 5800
Volllaststunden moglich (Czisch 2001).

Szenario 2: Elektrizitdt aus solarchemischen Kraftwerken (Zink) — Soll Sonnenenergie zukiinftig in
grossem Rahmen genutzt werden, muss sie in eine einfach transportierbare und lagerfihige Form mit
hoher Energiedichte gebracht werden, um ihre zeitlich begrenzte Verfligbarkeit wettzumachen. Es ist
zurzeit noch ungewiss, ob thermische Speichersysteme mit der fiir einen 24-Stundenbetrieb nétigen
Kapazitit in die heutigen Kraftwerkskonzepte integriert werden koénnen. Wahrscheinlich wird eine
solche Speicherkapazitét langerfristig erst in solarchemischen Kraftwerken zur flexiblen Nutzung zur
Verfiigung stehen. Ein aus heutiger Sicht viel versprechendes Verfahren ist die chemische
Speicherung von Sonnenenergie in metallischem Zink mittels karbothermischer bzw. rein solarer
Reduktion von ZnO. Bei Bedarf kann Strom im grossen Massstab in Zn-Luft-Brennstoffzellen
produziert und wie solarthermisch erzeugter Strom via HGU in die Schweiz transportiert werden.
Diese Option diirfte etwa zeitgleich mit Szenario I verfiigbar sein. Im Gegensatz zu den in Szenario 1
verwendeten thermischen Warmespeichern erlaubt Zink eine dusserst flexible Speicherung auch tiber
langere Zeit. Die etwas hoheren Kosten diirften somit angesichts der stdndigen Verfiigbarkeit des
Solarstroms akzeptierbar sein.

Szenario 3: Elektrizitit aus solarchemischen Krafiwerken (Wasserstoff) — Langerfristig konnte in
Solarkraftwerken im Mittelmeerraum sauberer Wasserstoff fiir den Export nach Mitteleuropa
produziert werden. Einerseits konnte es interessant sein, in einem solarthermischen Kraftwerk in
Zeiten hoher Produktion oder geringer Nachfrage mit tiberschiissiger Elektrizitdt Wasserstoff mittels
Elektrolyse von Wasser herzustellen. Anderseits konnte in einem solarchemischen Kraftwerk jederzeit
aus dem solar hergestellten Zink mittels Hydrolyse sauberer Wasserstoff hergestellt werden. Der
solare Wasserstoff wiirde dann via Wasserstoff-Pipelines in die Schweiz transportiert und dort
vorwiegend fiir mobile Anwendungen zur Verfiigung stehen. Eine energierelevante Einfithrung von
Wasserstoff aus erneuerbaren Energien sollte gemiss (DLR/IFEU/WI 2004) bis spitestens 2050
erfolgt sein, wenngleich eine breite Einfiihrung von Wasserstoff aus erneuerbaren Energien nicht vor
2025 erforderlich und wegen der dann immer noch hohen Kosten volkswirtschaftlich auch nicht
zweckmissig ist.

Fazit — Der Stromimport aus solaren Kraftwerken im Mittelmeerraum stellt fiir die Schweiz
langerfristig eine interessante Option dar als Bestandteil des Portfolios erneuerbarer Energien. Im
Vordergrund steht dabei zweifellos die Stromerzeugung in solarthermischen Kraftwerken zur direkten
Einspeisung des Solarstroms ins Elektrizititsnetz. Solarchemische Kraftwerke hingegen bieten die
Moglichkeit zur flexiblen Speicherung der Sonnenenergie in Energietrigern wie Wasserstoff oder
Zink, woraus nach Bedarf Strom fiir stationire oder mobile Anwendungen erzeugt werden kann.

Tab. 8.9 gibt einen zusammenfassenden Uberblick iiber die wesentlichen Charakteristika und
Indikatoren zur Stromerzeugung in solarthermischen und solarchemischen Kraftwerken im
Mittelmeerraum und den Strom- bzw. Wasserstofftransport in die Schweiz.
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Tab. 8.9

Charakteristika und Indikatoren fiir die Stromerzeugung in solarthermischen und solarchemischen Kraftwerken.

Physikalische und technische Potenziale von
solarthermischen und solarchemischen Kraftwerken

Umwandlung von konzentrierter Solarstrahlung in
elektrischen Strom und /oder Energietrager wie
Wasserstoff bzw. Zink. Nutzung der direkten
Solarstrahlung (DNI). Mindestanforderung:

DNI > 1700-1750 kWh/m%/a. Breitengrad < 35-40°

Physikalisches Potenzial
Schweiz

Mittelmeerraum

4.8-10" GWh/a

(CH Stromverbrauch 5.5:10* GWhc/a in 2003)
1.3-10° TWho/a

(Weltstromverbrauch 13.93-10° TWhe/a in 2001)

Technisch erschliessbares Potenzial (GW,) 1990 2005 2020 2035 2050
Schweiz (nur bedingt, teuer) 0 0 (0.3) (0.3) -
Mittelmeerraum (fur Stromimport) 0 0.1 7 91 -
Welt 0.4 0.5 5-20 25-150 100-
maximal 21 260 1200
Technisch erschliessbares Potenzial (TWh,/a) 1990 2005 2020 2035 2050
Schweiz (nur bedingt, teuer) 0 0 (0.4) (0.4) -
Mittelmeerraum (fUr Stromimport) 0 0.22 17.5-21 250 -
Welt 0.84- 1.12- 12.5- 68- 300-
maximal 1.12 2.25 63.0 1456 6960
Dargebot (Vollbenutzungsstunden) 1990 2005 2020 2035 2050
Standortabhangig (nur gute Standorte)
Schweiz (max.) - - (1250) (1375) -
ohne TS @ 2100 2250 2500 2750 3000
mit TS ® - - 3000 5600 5800
Hybrid 2800 4500 - - -

Stand der Technik

Solarthermische Technologie:
Parabolrinnen + Rankine Cycle
Solarturm + Rankine Cycle + TS ? (Salzschmelze)
Paraboloid + Stirling-Motor

Solarchemische Technologie:
Turmreflektor + Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ °)
Solarofen + Zn/ZnO (H,—H,/0, BZ °)

SEGS (30-80 MW,)
Solar Two (10 MW,)
EuroDish (10 kW,)

SOLZINC (0.5 MWy,)
PSI/ETHZ (10 kWy,)

Technik (nachste Technologieentwicklung)
Solarthermische Technologie:
Parabolrinnen + Rankine Cycle (SEGS) + TS @
Parabolrinnen + GuD (ISCCS) + TS ®
Solarturm + Luftreceiver + Rankine Cycle + TS ®
Paraboloid + Stirling-Motor
Solarchemische Technologie:
Turmreflektor + Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ b)
Solarturm + Zn/ZnO (H,—H,/O, BZ °)

2006 (AndaSol: 50 MW,)
ca. 2007

2006 (PS10: 10 MW,)
ca. 2010

ca. 2008 (SOLZINC 10 MW,,)
ca. 2010 (PSI/ETHZ, 0.5 MW,,)

Wirkungsgrad ° (%)
Solarthermische Technologie:
Parabolrinnen
Solarturm
Paraboloid
Solarchemische Technologie:
Zn/Zn0O (Zn—Zn/Luft BZ °)
Zn/ZnO (H,—H,/0, BZ ®)

1990 2005 2020 2035 2050
- 14 20-25 23-28 25-30
9-14 14 15-18 - -

7-8 13-16 17-20 - -

- 23 - - -

- - 9-22 10-24 11-25
- - 6-17 7-19 8-20

Marktreife
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Solarthermische Technologie:
Parabolrinnen
Solarturm
Paraboloid

Solarchemische Technologie:
Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ °)
Zn/ZnO (H,—H,/0, BZ ®)

Marktreif, Einfiihrungsphase
Markterprobt (354 MW,); betriebssicher verflgbar
Demonstriert (10 MW,)
Prototyp (10 kW,)
Forschungsphase
Pilotanlagen bis 500 kW,
Testanlagen bis 10 kWy,

Solarthermische Technologie:
Solarchemische Technologie:

Umweltauswirkungen vgl. Kap. 1.5
Lebensdauer 25-30 Jahre
Planungsdauer Standortsspezifisch; im Bereich von Monaten
Investitionskosten (USD/kW,) 1990 2005 2020 2035 2050
Solarthermische Technologie: 3000 4800- 2200~ 1300- 800-
(Szenario 1; begrenzte Speicherung) 9100 3600 3000 2600
Solarchemische Technologie:
Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ °) - - 1950- 1500- 1200-
(Szenario 2; flexible Speicherung) 3750 2950 2350
Zn/ZnO (Hp—H,/0, BZ ®) - - 2900- 2450- 2000-
(Szenario 3; flexible Speicherung) 5950 4750 3850
Typische Betriebskosten (US¢/kWh,) 1990 2005 2020 2035 2050

3.0-3.5 1.0-3.3 0.3-1.4 - -

Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ °) - - 3-7 2-4 1-2
Zn/ZnO (Hy—H,/0, BZ ®) - - 5-10 3-6 2-3
Stromkosten (USD/kWh,) ohne Transport 1990 2005 2020 2035 2050
Solarthermische Technologie: 0.16- 0.099- 0.033- 0.023- 0.015-
(Szenario 1; begrenzte Speicherung) 0.20 0.143 0.062 0.052 0.044
Solarchemische Technologie:
Zn/ZnO (Zn—Zn/Luft BZ °) - - 0.17- 0.11- 0.07-
(Szenario 2; flexible Speicherung) 0.31 0.19 0.11
Zn/ZnO (Hy—H,/0, BZ ®) - - 0.26- 0.17- 0.11-
(Szenario 3; flexible Speicherung) 0.49 0.31 0.18

Transportkosten
Stromtransport (Szenarien 1 und 2)

Wasserstofftransport (Szenario 3)

< 0.01 EUR/KWh, pro 1000 km
3000 km: 0.015-0.02 EUR/kWh,
3000 km: 0.01-0.015 EUR/kWh

Demontageaufwand (USD/kW)

unbekannt

Lernkurven

vgl. Kap.1.4; speziell Fig. 1.9 und Fig. 1.10

Begriindung

Technische Verbesserungen durch F&E;
Komponenten- und Anlagengrdsse;
Massenanfertigung; Einsparungen bei O&M.

2 TS = Thermische Speicherung; ® BZ = Brennstoffzelle; ° Elektrischer Jahressystemwirkungsgrad
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8.9 Abkiirzungsverzeichnis

BBW Bundesamt fiir Bildung und Wissenschaft

BFE Bundesamt fiir Energie

Bz Brennstoffzelle

CFLR Compact Linear Fresnel Reflector

CPC Compound Parabolic Concentrator

CSP Concentrating Solar Power

DNI Direkte Normaleinstrahlung (Direct Normal Irradiation)
EEG Erneuerbare-Energien-Gesetz

EUMENA Akronym fiir Europa (EU) plus Middle East (ME) plus Nordafrika (NA)
GuD Gas- und Dampfturbine

HGU Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung

IEA Internationale Energieagentur

ISCCS Integrated Solar Combined Cycle System

Kfw Kreditanstalt fiir Wiederaufbau

LEC Levelized Energy Costs

LFR Linear Fresnel Reflector

O&M Betrieb und Unterhalt (Operation and Maintenance)

REFOS Geschlossener volumetrischer Druckluftabsorber

SEGS System zur solaren Stromerzeugung (Solar Electricity Generation System)
SNF Schweizerischer Nationalfonds
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9 Geothermie
9.1 Einflihrung

Das Ziel dieses Kapitels ist die Beschreibung des Potenzials zur geothermalen Stromproduktion in der
Schweiz. Dies beinhaltet geothermale Ressourcen, die zu erwartende Technologie sowie deren
zukiinftige Entwicklung, potenzielle Kosten und andere Aspekte wie beispielsweise 6kologische
Gesichtspunkte und Fragen der Nachhaltigkeit. Der Abschnitt zu den geothermalen Ressourcen
beschreibt zunéchst, welche Arten der geothermalen Ressourcen zur Stromerzeugung geeignet sind,
inkl. Der Reichweite und Klassifizierung verschiedener Typen von Ressourcen, und welche Faktoren
wichtig fiir die Warmertickgewinnung sind. Das Hauptaugenmerk dieser Untersuchung liegt auf dem
technischen Potenzial der geothermalen Stromerzeugung in der Schweiz, d.h. wie viel Elektrizitat
konnte unter Verwendung von aktuellen bzw. zukiinftigen Technologien produziert werden. Das
Ausmass der moglichen Wiarmegewinnung zur Stromerzeugung auf verschiedenen Kostenniveaus
hingt von der lokalen Geologie ab, welche momentan fiir die Schweiz nicht vollstédndig untersucht ist.
Der zweite Abschnitt beschreibt die Technologie der Bohrungen, der Rissbildung und der
Stromproduktion sowie deren Kosten und das Potenzial zur Kostenreduktion. Durch die Kenntnis der
relativen Anteile der einzelnen Beitrdge zu den Gesamtkosten und deren moglichen Reduktions-
potenzialen ermoglichte die Entwicklung eines Modells zur Berechnung der Stromgestehungskosten
bei unterschiedlichen Verhéltnissen der geothermalen Ressourcen. Dieses Modell ist jedoch noch in
entscheidendem Ausmass von einigen relativ unsicheren Daten abhingig, insbesondere den
potenziellen lokalen Flussraten des geothermalen Fluids. Der Schlussabschnitt dieses Kapitels
behandelt 6kologische Fragen wie z.B. die Verwendung oder Entsorgung der Abwidrme und des
Abwassers, den Landverbrauch sowie andere Nachhaltigkeitsindikatoren.

9.1.1 Globale und Européische Stromversorgung, Warmeversorgung und
Trends

Im Jahr 2000 betrug die weltweite Stromproduktion aus geothermalen Quellen 49.3 TWh bei einer
installierten Kapazitdt von 7974 MW, (IEA 2003). Dies resultierte jedoch aus Trockendampf- und
hydrothermischen Ressourcen. Obwohl eine beschrinkte Anzahl von Anlagen zur Untersuchung des
»Hot Dry Rock“-Verfahrens (HDR) existierten, trugen diese nicht signifikant zur Elektrizitits-
produktion bei. Das urspriingliche Konzept der HDR-Stromproduktion aus kiinstlich geschaffenen
Rissen im nicht permeablen ,trockenen* Gestein wurde laufend verdndert in Richtung einer Nutzung
von Reservoirs mit natiirlichen Rissen. Der neue Begriff ,,Enhanced Geothermal Systems* (EGS)
beinhaltet ein Spektrum mit dem ,,Hot Dry Rock“-Verfahren an einem Ende sowie der Verbesserung
von natiirlichen hydrothermalen Systemen am anderen Ende. Das bedeutendste Beispiel der EGS
stellte jedoch bis heute die Riickinjektion von Wasser in eine ausgebeutete Trockendampf-Formation
bei Geysiren in Kalifornien. Dies ist jedoch nicht mit den geothermalen Ressourcen in der Schweiz
vergleichbar.

Wirmegewinnung stellt natiirlich die hauptsdchliche Nutzung geothermischer Energie dar. Die
Energiemenge, welche aus geothermischen Ressourcen als Elektrizitdt gewonnen werden kann, ist
jedoch deutlich geringer. Aufgrund der niedrigen Temperaturen der Ressourcen liegen die thermischen
Wirkungsgrade im Bereich von 10%, die gesamte Abwéirmemenge aus der Stromproduktion machte
im Jahr 2000 ann&hernd 450 TWh aus, wovon der Grossteil in die Umgebung freigesetzt wurde.

9.1.2 Schweizer Stromversorgung, Warmeversorgung und Trends

Derzeit wird in der Schweiz keine Elektrizitit aus geothermischen Quellen produziert, im Rahmen des
Projekts in Basel ist jedoch die Errichtung einer Anlage mit 3 MW, geplant, deren Stromproduktion
im Jahr 2009 oder 2010 beginnen soll. Basel wurde teilweise wegen des vorhandenen Marktes fiir die
Abwirme gewdhlt, {iber eine ldngere Zeitperspektive erscheint es jedoch wahrscheinlich, dass der
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Stromversorgung aus kleinen, dezentralisierten Anlagen, welche sich nicht unbedingt in stiddtischen
Gebieten befinden, den limitierten Markt fiir Fernwérme tibertreffen wird.

9.2 Technologiebeschreibung
9.2.1 Aktuelle Technologien

Im Gegensatz zu anderen erneuerbaren FEnergieformen existiert zur Stromerzeugung aus
geothermischen Quellen keine Vielzahl an Technologien. Als Basistechnologie fiir hydrothermale und
erweiterte geothermale Systeme dienen Anlagen mit bindrem Kreislauf, wie in Fig. 9.1 dargestellt.

Reservoir Subsystem Generator Subsystem
B e e e S e e Tt e e et et o e e e e e e
1 | :
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! : l Turbine !
N Strom
! S A As | \_/ |
1 < 2 | |
1 = .5 -g 1 [}
! | H d ! wame Luftgekiihiter :
; ?:, E % : tauscher Kondensator !
: § o § i ] | .
| 5 5 5 I [ ) ——» Abwarme
r B $ g ! !
I = - = I I
\ o g, o | 1
! = : Q *— ventilator :
i Efrdober—_ L i ArbeitsFluid i Umgebungs-
I ]
L fisene | Pumpe b luft
! | Einspeise- .
I I pumpe 1
] 1 [}
1 : 1
I I
| : Ausgleichswasser :
e el e Pumpe | ________ .
Systemgrenze Ausgleichswasser

Fig. 9.1 Schematische Darstellung einer Stromerzeugungsanlage mit bindrem Kreislauf (Kutscher 2001).

Das heisse geothermale Fluid stammt entweder aus einem Injektionsbohrloch und einem Produktions-
bohrloch (,,Doublet) oder aus einem Injektionsbohrloch und zwei Produktionsbohrléchern
(,, Triplett®). Das heisse Wasser wird zur raschen Verdampfung einer organischen Fliissigkeit in einem
Rankine Kreislauf verwendet. Der Dampf wird zum Antrieb eines Generators liber eine Turbine
genutzt, die Abwarme wird entweder in die Umgebungsluft oder ein Gewésser in der Nédhe abgelassen,
kann jedoch auch zur lokalen Wéarmeversorgung genutzt werden. Der kondensierte Dampf wird in den
Wirmetauscher riickgefiihrt und das abgekiihlte geothermische Fluid wird mit einer Pumpe zuriick in
das Injektionsbohrloch gepumpt. Wasserverluste innerhalb der geothermischen Gesteinsformation
miissen durch Oberflichenwasser ausgeglichen werden.

Anlagen mit bindrem Kreislauf sind aus verschiedenen Griinden eher klein, die Leistungen liegen
zwischen einigen hundert Kilowatt bis in den zweistelligen Megawatt-Bereich. Die Produktion mit
einem einzigen Bohrloch ist beschrinkt, thermische Verluste und Kosten fiir Rohrleitungen
verunmdoglichen die Kombination mehrerer Bohrlocher zum Betrieb eines Generators. Die Abfithrung
der Wérme in die Umgebungsluft kann bei grossen Anlagen schwierig oder teuer sein und falls die
Abwérme genutzt werden kann, spielt moglicherweise auch die Grossenordnung des Wérmebedarfs
eine Rolle. Tab. 9.1 zeigt typische Charakteristika von Anlagen zur geothermischen Stromerzeugung
in verschiedenen Grossen, beispielsweise Strom- und Wirmeproduktion, Pumpverluste,
Nettostromerzeugung, Abwirme, Gesamtwirkungsgrad, Fluss- und Verlustraten des Fluids,
Produktions- und Injektionstemperaturen.
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Tab. 9.1  Charakteristika geothermischer Stromproduktionsanlagen (USDOE/NREL 2001).

Charakteristika Einheit 2010 2020 2030
Reservoir-Volumen 10° m® 99 198 396
Produktionsdauer a 20 20 20
Anzahl der Tripletts 1 2 4
Triplett-Flussrate m%h 224 291 291
Flussverluste % 5-15 5-15 5-15
Geothermischer Gradient °C/km 65 65 65
Tiefe der Bohrlécher km 4 4 4
Produktionstemperatur °C 225 225 225
Netto-Fluid-Wirkungsgrad kWh/m?* 30.1 30.8 30.8
Anlagenkapazitat MW, 6.8 17.9 35.8
Pumplast MW, 1.2 3.12 6.24
Netto-Anlagenkapazitat MW, 5.6 14.8 29.6
Nutzungsgrad % 83 85 90
Jahrliche Stromproduktion GWh 40.4 1101 233.1

Die zweite Anlagengeneration und ausgereifte Technologie werden 2020 bzw. 2030 verfiigbar sein.

9.2.2 Zukiinftige Technologien

Es kann angenommen werden, dass Anlagen mit bindrem Kreislauf fir den Untersuchungszeitraum
dieser Studie die Basistechnologie zur Stromerzeugung darstellen werden. Forschung und
Entwicklung werden vorangetrieben, das Hauptaugenmerk liegt jedoch auf Moglichkeiten zur
Verringerung der Kosten der aktuellen Systeme. Anlagen mit bindrem Kreislauf werden bereits zur
Nutzung hydrothermaler Ressourcen verwendet, die Technologieentwicklung folgt also gegenwértigen
Erfahrungen in der Kostenreduktion. Eine der Moglichkeiten ist eine Abwandlung des bindren
Kreislaufs, indem als Fluid eine Mischung aus Ammoniak und Wasser verwendet wird. Dies wird als
Kalina-Kreislauf bezeichnet. In Fig. 9.2 ist der Kraftwerksteil des Gesamtsystems ohne das
geothermale Reservoir aus Fig. 9.1 dargestellt. Zu beachten ist hier, dass die kalte Arbeitsfliissigkeit
einerseits im normalen Heizer durch das geothermale Fluid erwdrmt wird, andererseits auch im
Wairmetauscher mittels Abwérme aus dem unteren Teil des Seperators. Dieser Kreislauf weist einen
hoheren thermischen Wirkungsgrad auf und wurde in Demonstrationsanlagen in den USA und Island
betrieben. Ob durch diesen hoheren Wirkungsgrad die hoheren Kosten der Anlage kompensieren kann,
héngt von verschiedenen Faktoren ab, bei welchen noch Forschungsbedarf besteht. Eine weitere
Moglichkeit zur Modifikation des bindren Kreislaufs wire die Verbesserung der Warmeabgabe in die
Luft durch die Anwendung von Verdampfungskiihlung. Dies konnte eine attraktive Option an Stand-
orten mit geringer Luftfeuchtigkeit und genug vorhandenem Wasser zur Verdampfung sein. Falls
ausreichend Wasser zur Verfiigung steht, wire die direckte Wirmeabgabe ins Wasser natiirlich
effektiver.
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Fig. 9.2 Schematische Darstellung einer Stromproduktionsanlage mit bindrem Kalina-Kreislauf (Kutscher 2001).

Da die Erforschung und Ausbeutung der Ressourcen eine grossen Anteil an den gesamten Strom-
gestehungskosten aufweisen (anndhernd 50%, siche Kap. 9.4), konzentriert sich die Forschung fiir
zukiinftige Technologien auf die Verringerung der Bohrkosten. Bohrkosten hingen hauptsédchlich von
den Kosten der Bohranlage pro Stunde oder Tag ab sowie vom Zeitaufwand fiir jedes Bohrloch. Die
Kosten pro Tag bewegen sich um die 15'000 USD, abhéngig von der Grosse der Bohranlage,
Betriebskosten und den Kosten von Betriebsstoffen wie dem Bohrschlamm. Die Bohrdauer hangt zum
Grossteil von der Tiefe des Bohrlochs und den wihrend der Bohrung auftretenden Problemen ab. Es
kann eine Vielzahl von Schwierigkeiten auftreten wie beispielsweise der Bruch des Bohrkopfs, das
Abscheren der Bohrstange oder das Eindringen von Schlamm in die auszubeutende geologische
Formation, um nur einige zu nennen. Die meisten dieser Probleme ziehen eine Entfernung des
Bohrgestinges und eine anschliessende Wiedereinfithrung nach sich, was unproduktiv und ein teurer
Zeitverlust ist. Sogar die normale Abniitzung unter optimalen Bohrbedingungen ist die Hauptursache
fiir ein nicht-lineares Ansteigen der Bohrkosten mit zunehmender Tiefe. Bei einem vorhandenen
Tiefenregime konnen die Bohrkosten jedoch anndhernd eine lineare Abhéngigkeit von der Tiefe
aufweisen. Diese Kosten liegen bei typischen geothermischen heissen Gesteinsformationen bei etwa
700-1000 EUR/m oder 1000-1500 CHF/m, abhédngig von den Kostendefinitionen, beispielsweise ob
die Uberwachung des Bohrprozesses beinhaltet ist. Erfahrungen in Europa (Soultz) lassen auf Werte
im oberen Bereich schliessen.

Die Zahl der kontrollierbaren Einflussgréssen wihrend des Bohrens ist begrenzt. Regulierbar sind
grundsitzlich die Umdrehungsgeschwindigkeit des Bohrkopfes, der Druck gegen das Gestein sowie
die Flussrate und die Zusammensetzung des Schlammflusses, welcher Bohrkopf und —réhre kiihlt und
schmiert, den Druck am Ende des Bohrlochs kontrolliert und das ausgebrochene Gestein
abtransportiert. Das Problem der Kontrolle und der Optimierung dieser Parameter wird noch durch das
Fehlen von Echtzeit-Information zur Art des Gesteins, zur Temperatur, zum Vorhandensein von
Fliissigkeiten unter hohem Druck oder zum Verhalten des Bohrkopfes an sich erschwert. Grosse Teile
der Forschung zu Bohrungen beziehen sich auf die fiir Ol- und Gasbohrungen interessanten
Gesichtspunkte. Aktuelle Forschungsaktivitdten, die fiir die Suche und Ausbeutung von geothermalen
Ressourcen interessant sind, konzentrieren sich auf folgende Gebiete:

*  Verbesserung der Bohrkronen — Bei konventioneller geothermischer Bohrtechnologie werden
rotierende Bohrkopfe verwendet. Eine Erhéhung der Rotationsgeschwindigkeit und der
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Lebensdauer der fiir hartes Gestein verwendeten Kronen hat offensichtliche Vorteile. Der
Schwerpunkt der technischen Forschung fiir verbesserte Bohrkronen liegt auf der
»Polycrystalline Diamond Compact (PDC)“-Technologie, bei der polykristalline Diamant-
fraser, aufgelstet auf Kronenkopfe aus Wolframkarbid verwendet werden. Zwei Beispiele
dieses Bohrkronendesigns sind in Fig. 9.3 dargestellt. Das zweite Bild zeigt verbesserte
integrierte Schlammdiisen. Die Forschung zeigt, dass Mikroblasen bildende Hochdruckdiisen
synergetische Verbesserungen durch eine Verringerung der Scherkrdfte und eine hohere
Lebensdauer der Bohrer bringen. Schlag- oder Hammerbohrer, die mit Druckluft angetrieben
werden, weisen laut Literatur gegeniiber Rotationsbohrers Kostenvorteile auf, nicht jedoch im
Zusammenhang mit geothermischen Bohrungen, fiir diesen Zweck erschienen sie als nicht
geeignet. Weiter fortgeschrittene Forschungsgebiete betreffen Bohrer, die mit thermaler
Spaltung, Schmelzen oder Verdampfen des Gesteins arbeiten, oder mit chemischen
Reaktionen oder mechanischer Beanspruchung zur Entfernung des Gesteins. Die meisten
dieser Ideen existieren schon jahrelang, sind jedoch weit weg von der praktischen Anwendung
in ndherer oder mittlerer Zukuntt.

Schlanke Bohrungen — Konventionelle Bohrlocher sind am oberen Ende breit (bis zu 1 m
Durchmesser) und verdiinnen sich nach unten hin in einer Abfolge von zylindrischen Stufen
mit abnehmendem Durchmesser. Ein Bohrloch wird so gestaltet, dass in der vorgesehenen
Tiefe ein bestimmter Durchmesser erreicht wird, dir Zahl der Stufen und der Durchmesser an
der Oberfliche hingen also von dieser Tiefe ab. Dieser Prozess fiihrt natiirlich dazu, dass eine
viel grossere Menge an ausgebohrtem Material entfernt werden muss, und dass viel mehr Zeit
zum Entfernen und Wiedereinsetzen des Bohrgestinges nétig ist. Die sogenannte ,,slimhole
boring* Technologie vermeidet dies Probleme, indem ein Loch mit konstantem Durchmesser
tiber die gesamte Tiefe gebohrt wird. Der Durchmesser des Bohrlochs bei diesem Verfahren
ist beschrinkt. Typisch sind Werte von 7-10 cm (3“-4*), das obere Limit liegt bei etwa 15 cm
(6). Das heisst, dass diese Technik eher zur Verringerung der Kosten bei den Versuchs-
bohrungen als bei den Produktionsbohrlochern geeignet ist. Diese Kostenreduktion kann
jedoch auch von grosser Bedeutung sein. Es sind Kostenverringerungen von mehr als 60%
dokumentiert (von 1250 USD/m auf 500 USD/m). Die kleineren Locher fiir die
Versuchsbohrungen bedeuten, dass das Bohrloch einen grosseren Anteil am Widerstand
gegentiber dem Fluidfluss durch das heisse Gestein verursacht und daher die Forschung eine
Anpassung der Berechnungen zur Abschitzung der Gesteinspermeabilitdt beinhaltet. Obwohl
Flussraten aus geothermischen Bohrungen mit solch geringen Durchmessern als ungeniigend
fir einen 6konomischen Betrieb von Generatoren in der heute iiblichen Grossenordnung
angesehen werden, konnte eine deutliche Verringerung der Bohrkosten fiir Erforschung und
Nutzung der Ressourcen dazu fithren, dass geothermal betriecbene Mikro-Generatoren im
Leistungsbereich von etwa 10-100 MW, 6konomisch betrieben werden kénnen, insbesondere
in abgelegenen Gebieten.

Forschung zum Bohrschlamm — Wie schon erwéhnt, kiihlt und schmiert der Bohrschlamm die
Bohrkrone und das Bohrgestinge, sorgt fir den Druck im Bohrloch und transportiert das
ausgebrochene Gestein ab. Verlust von Schlamm in das umliegende Gestein kann zu
Schwierigkeiten fiihren. Aus diesem Grund wird an der Beobachtung des Schlammflusses
hinsichtlich solch plotzlicher Verluste sowie an Versiegelungsmethoden zur Verhinderung der
Verluste geforscht. Aktuelle Forschungsergebnisse beinhalten die Verwendung von PU-
Schaum um Locher zu stopfen und vergeudete Zirkulation zu verhindern. Konventionelle Ol-
oder Gasbohrungen verwenden Schlimme mit hoher Dichte, sodass die hohe Schlammséule
im Bohrloch hohen Druck am Boden des Lochs gewihrleistet und somit dem Druck von
vorhandenem Gas oder Ol entgegenwirkt. Heisse Gesteinsformationen stellen im Gegensatz
dazu eine Niederdruckumgebung dar. Daher wird auch an der Beifiigung von Additiven mit
geringer Dichte, wie z.B. Mikro-Glaskugeln, geforscht, um den Schlammdruck zu reduzieren.

Bohrgestinge — Das Gewicht des Bohrgestdnges kann den limitierenden Faktor hinsichtlich
erreichbarer Bohrtiefe mit Bohranlagen jeder bestimmten Grosse darstellen. Daher wird an
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leichtgewichtigen Bohrrohren geforscht, um konventionelle Stahlrohre zu ersetzen. Die
Forschung beinhaltet die Verwendung von Kohlefaserrohren.

Echtzeitiiberwachung der Bohrung (,,Dagnostics While Drilling (DWD)*) — Wie zuvor
erwdhnt, kann eine Veridnderung der Bohr-Parameter oder der Geologie Probleme
verursachen, die iiber mehrere Minuten bis hin zu einer Stunde nicht ersichtlich sind. Daher
wird an der Uberwachung der Verhiltnisse am Bohrkopf, etwa der Temperatur, dem Druck,
dem Zustand des Gesteins und der Bohrmeissel sowie des Bohrverhaltnes, geforscht. Das
eigentliche Ziel ist eine Uberwachung dieser Parameter in Echtzeit, eine Ubermittlung der
Informationen an die Oberfldche, sofortiges Feedback an den Betreiber und als Reaktion
Steuerungssignale zuriick ins Bohrloch. Die Forschung konzentriert sich hier auf zwei
Bereiche.

o Hochtemperatur-Elektronik — Der Boden des Bohrlochs in heissen Gesteins-
formationen ist eine sehr feindliche Umgebung. Elektronische Sensoren und
Mikroprozessoren weisen derzeit eine Ausfallsrate von etwa 90% bei Temperaturen
von unter 200°C (400 F) auf. Die Funktion von Elektronikbauteilen, die Temperaturen
bis zu 300°C (575 F) aushalten konnen, wurde im Labor demonstriert und in
Bohrléchern mit Temperaturen bis zu 250°C (475 F) getestet.

o Bohrloch-Telemetrie — Derzeit geschieht die Kommunikation mit dem Bohrkopf,
beispielsweise zur Steuerung durch eine Taktung des Schlammflusses bei Frequenzen
von etwa 10 baud (bits/s). Die Forschung zielt auf die Verwendung von akustischen
Signalgebern ab, um Daten durch die Stahlrohre des Bohrgestinges mit Frequenzen
von 100-200 kbaud zu tibermitteln. Die Verwendung von einer verschleissbaren
Faseroptikverbindung im Bohrgestinge wird auch untersucht und wiirde sogar noch
hohere Kommunikationsfrequenzen erlauben.

In Fig. 9.3 bis Fig. 9.6 sind einige Beispiele zur oben beschriebenen Forschung an der
Bohrtechnologie dargestellt — neue Bohrmeisseldesigns, Profile schlanker Bohrlocher, Messungen des
geothermalen Fluidflusses sowie Bohrloch-Messtechnik und Telemetrie.

Fig. 9.3

Polykristalline Diamant-Bohrkronen Technologie (USDOE 2001).
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Fig. 9.4 Profile eines konventionellen und eines schlanken Bohrlochs.?

Fig. 9.5 Messgerdit fiir den Fluss des geothermischen Fluids (USDOE 2001).

Vom DOE (U.S. Department of Energy) finanzierte Forschung fiihrte zu neuen geothermalen
Bohrtechnologien, wie diesem Stromungsmessgerit, das die Ausflussrate des Fluids aus einem

Bohrloch misst.

* http://www.netl.doe.gov/scngo/Natural%20Gas/E&P/Deep%20Trek/DTProgram/ (Juli 2004).
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Fig. 9.6 Bohrloch-Uberwachung und Steuerung, akustischer Signaliibermittler fiir Bohrloch-Telemetrie (USDOE 2001).

Wihrend die Forschung an der Bohrtechnologie an Standorten wie Basel oder Soultz natiirlich
Bestandteil der gesamten geothermischen Forschung ist, existieren auch einige Institutionen, die im
Speziellen in Forschung und Entwicklung der Bohrtechnologie interessiert sind, beispielsweise das
F&E- und Demonstrations-Programm des U.S. DOE am Morgantown Energy Technology Center
(METC) in West Virginia, das ,,Deep Trek Program* des DOE Nationalen Energietechnik Labors (als
Teil des strategischen Zentrums fiir Erdgas), das ,National Advanced Drilling and Excavation
Technologies (NADET) Institute am MIT sowie das ,,Sandia National Laboratory* des DOE. Die
ersten beiden Institute konzentrieren sich hauptsichlich auf Ol- und Gasbohrungen, deren Ergebnisse
sind jedoch auch fiir geothermische Zwecke verwendbar.

9.3 Potenzial der Ressourcen
9.3.1 Physikalisches Potenzial

Geothermische Energie stammt aus der Wérme im Zentrum der Erdkugel. Deren Ursprung liegt in der
Restwirme der Erdbildung sowie dem Zerfall von verschiedenen radioaktiven Isotopen, unter anderem
Uran und Thorium. Die in der Erde enthaltene Warmemenge ist immens gross, entweicht jedoch
wegen des relativ geringen thermischen Gradienten und der eher kleinen thermischen Kunduktivitit
der Erdkruste relativ langsam. Aufgrund dieser Faktoren kommt ein durchschnittlicher Warmefluss
zustande, welcher bei weitem zu gering ist, um von o&konomischem Interesse zu sein. Daher
konzentriert sich die Nutzung geothermischer Wéarme fiir alle Anwendungen, insbesondere fiir die
Stromerzeugung, auf Gebiete, in denen die Ressourcen aufgrund inhomogener geologischer
Verhiltnisse in konzentrierter Form vorkommen. Diese fiir die Nutzung interessanten Gebiete
beschrinken sich iiblicherweise auf vulkanologisch oder seismisch aktive Gegenden an den Réndern
der tektonischen Platten, wie etwa den ,,Ring of Fire* im Pazifik. Die Verfligbarkeit und Qualitét der
geothermischen Ressourcen weisen natiirlich eine Bandbreite auf, von hochqualitativen und selten
vorkommenden Ressourcen bis zu solchen mit geringerer Qualitdt, die weit verbreitet sind. Dieses
Spektrum in Fig. 9.7 dargestellt, zusammen mit den Bezeichnungen verschiedener Arten von
geothermalen Ressourcen, die fiir Stromerzeugung genutzt werden.
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Fig. 9.7 Spektrum der Geothermalen Ressourcen zur Stromerzeugung.

Die Qualitidt der geothermalen Ressourcen hingt von der Temperatur und einem ausreichenden
Grundwasserfluss zur Gewinnung der Warme ab. Die hochste Qualitidt weist heisser, trockener Dampf
auf. Dies erfordert nicht nur eine heisse Gesteinsformation, sondern auch das Vorhandensein von
Grundwasser sowie eine undurchldssigen Gesteinsformation um den Dampf einzuschliessen. Solche
Dampfressourcen stehen fiir die erste geothermische Stromerzeugung in Lardarelle, Italien, zur
Verfiigung und auch fiir die grosste, einzelne derzeit genutzte Einrichtung zur geothermischen
Stromerzeugung bei den Geysiren in Kalifornien.

Hydrothermale Ressourcen konnen von ausreichend hoher Temperatur sein, direkt verdampft werden
und so einen Generator antreiben. Sie konnen auch kleinere Temperaturen aufweisen, die zum Antrieb
einer Anlage mit bindrem Kreislauf nétig sind, wo ein organisches Arbeitsfluid tiber einen
Wiairmetauscher verdampft wird. Solche Anlagen existieren an viel mehr Standorten, beispielsweise im
Imperial Valley in Kalifornien, auf den Philippinen oder Island.

Am anderen Ende der Bandbreite an Qualitdt und Verfiigbarkeit befindet sich heisses, trockenes
Gestein (,,hot dry rock®). Die Nutzung dieser Ressource bedingt Bohrungen bis zu einer Tiefe mit
ausreichend hoher Temperatur, hydraulische Rissbildung im Gestein, die Injektion von Wasser und die
Extraktion desselben zum Antrieb eines bindren Kreislaufs, dhnlich jenem zur Nutzung fiir
hydrothermale Ressourcen mit niedrigerer Temperatur. Die Nutzung von heissem Gestein war wegen
des riesigen Ausmasses der Ressource und der geografischen Allgegenwirtigkeit immer schon das
ultimative Ziel zur geothermischen Stromproduktion. Diese Ressource ist buchstéblich {iberall unter
unseren Fiissen verfligbar, falls die Nutzungskosten ausreichend reduziert werden konnen. Als
problematisch haben sich bisher die hohen Kosten fiir die Bohrungen und die hydraulische Riss-
bildung im Gestein, niedrige Fluid-Flussraten aufgrund von unzureichender Permeabilitit sowie
Wasserverluste erwiesen.

Aus den genannten Griinden wurde der Ausdruck ,.hot, dry rock® (HDR) vor relativ kurzer Zeit durch
verschiedene andere Ausdriicke ersetzt, wie etwa ,,hot, wet rock* (HWR), “hot, fractured rock” (HFR)
oder den umfassenderen Begriff ,,enhanced, geothermal systems* (EGS). Diese neueren Ausdriicke
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sind auch in Fig. 9.1 enthalten. HWR und HFR spiegeln beiden die Tatsachen, dass im Fall von bereits
vorhandenem Grundwasser die Permeabilitit des Gesteins schon gewéhrleistet ist und Verluste
minimiert werden, und dass die Schaffung oder Ausweitung des Risssystems zur Gewihrleistung des
Flusses der Kiihlfliissigkeit einfacher sein muss, wenn das Gestein schon mit Rissen durchzogen ist,
besser wider als die Bezeichnung HDR. Die umfassendere Bezeichnung EGS beinhaltet nicht nur die
verschiedenen heissen Gesteinsformationen, sondern auch Fille, in denen ein zusitzlicher Fluid-Fluss
(mehr als zum Ausgleich normaler Verluste erforderlich) zur Ausweitung der Nutzungsdauer
vorhandener Ressourcen hinzugefiigt wird. Ein Beispiel dafiir ist die Verwendung von stiddtischem
Abwasser zur Injektion in das geothermale Geysir-Feld, um angesichts sinkender Dampferzeugung die
Nutzungsdauer dieser Ressource zu verlangern.

Diese relativ allgemeine Diskussion kann durch die Beriicksichtigung einer durchschnittlichen
Stichprobe der Erdkruste konkretisiert werden (Fig. 9.8).

Fig. 9.8 Durchschnittlicher Warmegehalt und —fluss (BGR 2000). Tiefenbereich, der fiir die geothermische
Stromerzeugung grundsétzlich infrage kommt. Obere Begrenzung 100 °C-lsotherme, Untere Begrenzung:
7 km (maximale Bohrtiefe).

Fig. 9.8 zeigt ein Tiefenprofil der Erdkruste mit einem Querschnitt von 1 km?®, das sich bis in eine
Tiefe von 7 km erstreckt. Von besonderem Interesse ist der Teil, der zwischen 3 km und 7 km Tiefe
liegt. Es kann angenommen werden, dass dieser Teil im Allgemeinen unterhalb der durchschnittlich
tief reichenden dartiber liegenden Sedimentformationen aus kristallinem Granit besteht. Die
Mindesttiefe von 3 km hidngt vom Temperaturprofil ab. Als untere Grenze fiir die 6konomische
Stromproduktion in einer Anlage mit bindrem Kreislauf kann eine Fluidtemperatur von 100°c
angegeben werden. Die Temperatur nimmt mit der Tiefe um etwa 20-40°C/km zu. Mit einem durch-
schnittlichen Wert von 30°C/km ergibt sich eine Mindesttiefe von 3 km, um die Skonomische
Mindesttemperatur von 100°C zu erreichen. Die Maximaltiefe von 7 km reprisentiert das
o6konomische Limit beziiglich Bohrtiefe und basiert auf heutigen Kosten.

Der durchschnittliche Wirmefluss in Zentraleuropa betrigt 70-100 mW/m® bzw. 70-100 kW/km?. Der
Fluss in der nordlichen Schweiz liegt im oberen Bereich von 90-100 kW/km® im Kanton Aargau
zwischen 100-120 kW/km®. Der gesamte, nachhaltig bestehende Wirmefluss in der Schweiz wiirde
mit diesen 70 kW/km” und der Fliche von etwa 41°000 km® etwa 3000 MW betragen. Das liegt zwar
in der gleichen Grossenordnung wie die derzeitige Leistung der schweizerischen Kernkraftwerke,
kann jedoch in diesem Ausmass nicht realisiert werden, da die Ressource fiir eine 6konomische
Nutzung viel zu weit verteilt ist und die Umwandlung der Warme in Elektrizitdt ziemlich ineffizient
wire.

306



Geothermie

Obwohl der Wirmefluss gering ist, ist der Wiarmegehalt des Gesteins jedoch bemerkenswert. Dieser
Ausschnitt der Erdkruste mit einer Ausdehnung von 1*1*4 km beinhaltet im Durchschnitt einen
Energiegehalt von 1.3 EJ (1.3*10"® J). Das entspricht annéihernd einer Wirmemenge von 41 GWa oder
der Stromproduktion eines 1000 MW Kernkraftwerks wihrend etwa 52 Jahren. Es entspricht auch der
Wirmemenge, die nétig ist um ein solches Kernkraftwerk tiber etwa 18 Jahre hinweg zu betreiben,
bzw. um ein 50 MW Geothermiekraftwerk 33 Jahre lang mit einem thermischen Wirkungsgrad von
4% betreiben.

Streng genommen kann Geothermie nur als nachhaltig und 6konomisch betrachtet werden, wenn die
Wirme iiber einen langen Zeitraum an einem bestimmten Ort genutzt wird. Wenn die 6konomische
Lebensdauer eines Kraftwerks erreicht ist, muss wieder tiefer oder an der Seite des Bohrlochs gebohrt
oder eine neue Anlage an einem anderen Standort errichtet werden. Das ausgebeutete Gestein wird
sich nur sehr langsam asymptotisch mit der verbrauchten Wéirme zum urspriinglichen
Temperaturprofil aufladen. Bis zum Erreichen der fiir die Stromerzeugung bendétigten Temperatur
kann das mehrere hundert bis zu tausenden Jahren dauern.

Die verfiigbare Wéarmemenge ist zwar enorm (etwa 1.7 Mio. GWa fiir die gesamte Schweiz), es kann
jedoch nur ein kleiner Teil davon aus mehreren Griinden genutzt werden. Erstens kann die Wérme nur
einem kleinen Teil des gesamten Gesteins, in dem die Rissbildung zur Wirmegewinnung
vorgenommen wird, entnommen werden. Zweitens ist die nutzbare Warmemenge davon abhingig, wie
gut die Rissbildung durchgefiihrt wurde, vom Wirmeiibergang auf das injizierte Fluid sowie der
Geometrie des Temperaturfeldes, das wihrend der fortlaufenden Nutzung entsteht. Drittens kann die
Wirme nur bis zu einer Temperatur entnommen werden, bei der es noch Gkonomisch ist, einen
Generator zu betreiben, was vom thermischen Wirkungsgrad, den Kapitalkosten und der Abgabe der
Abwiérme abhéngt. Schliesslich hidngt die produzierbare Strommenge vom thermischen Wirkungsgrad
ab, der wiederum an die Fluidtemperatur gekoppelt ist.

Es stellt sich also die Frage, welche Faktoren eine ausbeutbare geothermische Ressource charakter-
isieren. Die beiden wichtigsten Bedingungen sind die Temperatur und die Flussrate des zur Wirme-
extraktion genutzten Fluids (Wasser). Diese hingt wiederum von der Temperatur des Gesteins, von
dessen Permeabilitdt und der Séttigung mit Grundwasser ab. Diese drei geologischen Charakter-
isierungsfaktoren sind in Fig. 9.9 dargestellt.

Enhanced
Geothermal

Cuctam
SyowSiii

Reservoir

Fig. 9.9 Geologische Charakteristika einer Geothermischen Ressource (Mink 2003).

Fig. 9.9 zeigt, dass eine brauchbare geothermische Ressource dort existiert, wo diese drei
Charakteristika tiberlappen. Die Abbildung zeigt auch die Gebiete, in denen eine hydrothermale
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Ressource existiert (Temperatur und Sittigung) und wo ein erweitertes geothermisches System
(Temperatur und Permeabilitit) durch die Injektion von Wasser geschaffen werden kann. Diese drei
Faktoren haben eine Vielzahl von Implikationen.

Sattigung ist wertvoll, da sie zumindest ein gewisses Mass an Porositit zur Wasserspeicherung sowie
eine minimale Permeabilitdt fiir den Wassereintritt impliziert. Das vorhandene Wasser weist bereits
die Gleichgewichtstemperatur auf und, noch wichtiger, reduziert auch die Verluste des injizierten
Fluids. Falls das vorhandene Wasser zirkulieren kann, kann es auch Warme nach oben transportieren
und somit die Temperatur iiber das normale Temperaturprofil anheben. Das bedeutet, dass
Temperaturprofile von Bohrlschern moglicherweise vorteilhafte Standorte anzeigen konnen. Séttigung
kann in trockenen Gebieten und Wiisten ein Problem darstellen, nicht jedoch in der Schweiz.

Permeabilitit verbindet die Konzepte von Porositit und der Rissbildungsméglichkeit. Porositit
bedeutet, dass miteinander verbundene Leerrdume vorhanden sind. Die Mdoglichkeit zur Rissbildung
besteht, wenn mittels hydraulisch erzeugtem Hochdruck ein makroskopisches, zusammenhidngendes
System von Rissen gebildet werden kann. Die Moglichkeit zur Rissbildung héngt wiederum vom
Spannungsfeld im Gestein ab. Ein Spannungsfeld zeigt Stirke und Richtung des Drucks oder der
Spannung an einer Stelle des Materials an. Das heisst in der Geologie {iblicherweise den in einer
interessanten Gesteinsformation vorhandenen Druck und Druckgradienten. Gesteinskorper sind weit
von der Homogenitét entfernt. Lokale Defekte oder Zonen, in denen sich zwei tektonische Platten
unter Scherkriften aneinander vorbei oder unter Spannung voneinander weg bewegen, haben
signifikante Auswirkungen auf den hydraulischen Druck, welcher fiir die Erzeugung eines zur
Wiairmeextraktion ausreichenden Risssystems notwendig ist.

Eine ausreichend hohe Temperatur kann immer erreicht werden, falls ein ausreichend tiefes Loch
o6konomisch gebohrt werden kann. Das Problem sind die hohen Kosten der Bohrungen (Bohrkosten
konnen bis zu 50% der gesamten Kapitalkosten ausmachen), wobei die Kosten mit der Tiefe
zunehmen und zunehmende Tiefe im Allgemeinen das Vorhandensein von Grundwasser und
potenzielle Permeabilitidt verringert. Bei zunehmender Tiefe erhohen sich auch die storenden
Pumpverluste bei der Zirkulation des geothermischen Fluids, was die Nettostromproduktion
verringert.

Ungliicklicherweise ist es nicht gleich einfach, alle diese geologischen Charakteristika mit verfiigbaren
Daten aus bestehenden Bohrléchern vorherzusagen. In der Praxis ist die Temperatur des Gesteins in
unterschiedlichen Tiefen der homogenste Faktor und daher der mit einer begrenzten Zahl an
Testbohrungen am leichtesten vorherzusagende. Temperaturkarten sind daher die am héaufigsten
verfligbaren Indikatoren moglicher Potenziale zur geothermischen Stromerzeugung, sind jedoch nicht
ausreichend fiir das sichere Vorhandensein 6konomisch nutzbarer Ressourcen. Die Schliisselfaktoren
der Grundwassersittigung und der geologischen Permeabilitit, die den Fluss des geothermischen
Fluids bestimmen, sind viel inhomogener und Verzeichnisse mit diesen Charakteristika sind im
Allgemeinen nicht vorhanden. Dieser Mangel an Daten und die Unsicherheiten bedeuten, dass mehr
Testbohrungen fiir einen einzelnen Standort notig sind. Testbohrungen sind kleiner und billiger als
Produktionsbohrldcher, die zusétzlichen Erschliessungskosten miissen bei der Stromerzeugung jedoch
berticksichtigt werden.

Daten zu den Faktoren, die fiir die geothermale Stromerzeugung von Interesse sind, beschrianken sich
iiblicherweise auf vorhandene Bohrlocher. Der Grossteil dieser Locher wurde zu anderen Zwecken
gebohrt, nur einige wenige fiir die geothermische Erschliessung. Das heisst, dass die Daten nicht die
Anforderungen fiir geothermische Vorhersagen erfiillen. Eine Auswahl an Temperaturprofilen aus
Bohrléchern in Deutschland ist in Fig. 9.10 zu sehen. Diese zeigt ecine grosse Bandbreite von
Temperatur vs. Tiefe, in Ubereinstimmung mit den niedrigen hohen und durchschnittlichen Werten
von 20°C/km, 30°C/km und 40°C/km, wie bereits im Beispiel vorher (Fig. 9.8) erwdhnt. Es wird auch
deutlich, dass der Grossteil der Testbohrungen eine tiefe von weniger als 2 km aufweist, und dass nur
wenige tiefer als 4 km reichen.
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Fig. 9.10 Temperaturprofile von Bohrléchern in Deutschland, Auszug der Datenbank des GGA-Institutes (BGR 2000).

Was ldsst sich nun angesichts der erlduterten Fakten zu geothermischen Ressourcen in der Schweiz
gesagt werden? Erstens befindet sich die Schweiz auf pro Kopf Basis unter den fithrenden Nationen,
was die Nutzung der Geothermie betrifft, und zwar auf Rang drei nach Island und Neuseeland. Das
schweizerische Geothermie-Programm konzentriert sich jedoch mehr auf die Wérme- als auf die
Stromproduktion. Angesichts des zu versorgenden Wérmebedarfs ist dies wohl auch die richtige
Verwendung der Ressource, auch unter dem Gesichtspunkt, dass die Warmeversorgung — meist mit
fossilen Brennstoffen — im Vergleich zur nahezu CO,-freien Schweizer Stromproduktion mit Wasser-
und Kernkraft recht hohe CO,-Emissionen verursacht. Die Hauptquellen der geothermischen Energie
in der Schweiz beinhalten (Rybach et al. 2000):

Geothermale Warmekreislaufe (horizontale Rohre)

Wiérmetauscher in Bohrléchern

Grundwasserbohrungen

Energiepfihle (Kreisldufe, die in Fundamentspfosten von Gebduden integriert sind)
Bohrungen in tiefe Grundwasservorkommen

Geothermales Tunnelwasser (warmes Abwasser aus Eisenbahntunneln)

Thermalquellen

Die bedeutendsten moglichen Nutzungsarten geothermaler Wéarme in der Schweiz beinhalten:
Geothermische Warmepumpen
Kur- und Wellnessangebote (Baden & Schwimmen)

Raumwirme und —kiihlung
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Heizen von Treibhdusern

Fisch- und Tierzucht
Landwirtschaftliche Trocknungsprozesse

Industrielle Prozesswirme

In der Schweiz mangelt es ungliicklicherweise an geothermalen Dampfvorkommen oder hydro-
thermalen Ressourcen, welche zur Stromerzeugung geeignet wiren. Es existiert jedoch ein
Forschungsprogramm zur geothermischen Stromerzeugung unter dem Namen ,,Deep Heat Mining
(DHM)*, das vom BFE finanziert wird. Standort dieses Projekts ist Basel. Gegenwirtig ist dort ein
Erschliessungsbohrloch mit einer Tiefe von 2700 m vorhanden (bei einer anderen Bohrung brach das
Gestidnge bei 1500 m). Detaillierte Planungen fiir eine Bohrung bis in 5000 m zur Festlegung des
Reservoirs sind in Arbeit. Die Bohrkosten lagen bei etwa 1000 EUR/m (oder 1 M EUR/km) (Hopkirk
et al. 2002). Es wurden Flussraten fiir das geothermische Fluid von bis zu 701/s (250m’/h)
vorhergesagt. Das Ziel ist eine thermische Leistung von 20 MW, womit jahrlich 20 GWh Strom und
80 GWh Wirme produziert werden kénnten.”

Ein dhnliches Testprojekt existiert fiir die Stadt Genf, dieses ist aber noch nicht so weit fortgeschritten.
Es befindet sich 4 km westlich von Genf auf der Halbinsel Aire an der Rhone. Das Projekt wurde 1998
gestartet und beinhaltet drei Phasen zur Bestimmung moglicher Standorte, geologischer Verhéltnisse,
Wiérmebedarf, Landverbrauch sowie Umweltauswirkungen. Die aktuellste Projektphase fiihrte zur
Auswahl eines Standorts fiir ein 3700 m tiefes Erkundungsbohrloch.

Der Grossteil der geothermischen Forschung wird zwar durch den Bund finanziert, es gibt aber auch
Forschung auf kantonaler Ebene. Der Kanton Vaud hat eine Untersuchung zu geothermalen
Ressourcen vertdffentlicht, welche in Ergidnzung zu oberflichennaher Warme und hydrothermalen
Ressourcen auch deep heat mining beinhaltet (Wilhelm et al. 2003).

Das BFE hat kiirzlich auch einen Bericht zu geothermischen Ressourcen im Kanton Tessin
verdffentlicht. Dieser Bericht beschreibt ein Projekt, das vom Institut fiir Erdwissenschaften (IST) an
der Fachhochschule der italienischen Schweiz (SUPSI) durchgefiihrt wurde. Der Schwerpunkt des
Projekts lag auf der Kartierung der geothermischen Ressourcen des Kantons Tessin, inkl. Bereits
vorhandenen geothermischen Einrichtungen, Grundwasservorkommen, vorhandenen Grundwasser-
Schutzzonen, geologischer Wérmekapazitit und —leitfihigkeit und natiirlich dem geothermischen
Wirmefluss. Diese Arbeit scheint sich eher auf die Nutzung geothermaler Wiarme zu konzentrieren
und nicht auf die Stromproduktion. Zusitzlich zum Bericht, der auf der ENET-homepage zu finden ist,
stehen die Ergebnisse der Studie auch auf der entsprechenden website” und in Form einer CD-ROM
zur Verfiigung (Thiring 2003).

Dazu gibt es mit dem Soultz-Projekt in Soultz-sous-Foréts, Frankreich, noch ein weiteres grosses
geothermisches Forschungsprojekt, das fiir die Schweiz relevante Informationen geliefert hat. Es
befindet sich im Rheingraben in der Region Alsace nordlich von Strassburg. Die Geologie und weitere
Umstédnde machen es quasi zu einem Referenzprojekt fiir die zukiinftige Entwicklung der Geothermie
in der Schweiz. Es wurden bereits zwei Testreservoirs in Tiefen von rund 3500 m und 5000 m
untersucht. Die im Jahr 2004 gestartete Projektphase zielt darauf ab, die Rissbildung im Reservoir in
5 km Tiefe durch drei Bohrlocher zu ergénzen.

? http://www.dhm.ch/dhm.html (Juni 2004).
® http://www.ist.supsi.ch/engl/geotherm/index.htm (Oktober 2004)
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Obwohl diese Forschungsprojekte sehr wertvolle Ergebnisse zu Bohrungen, hydraulischer Rissbildung
und Stromerzeugung sowie standortspezifische Daten zu Ressourcen liefern, behandeln sie nicht direkt
den Untersuchungsgegenstand dieser Studie, mit welcher das technische Potenzial der geothermischen
Stromerzeugung in der ganzen Schweiz abgeschétzt werden soll. Dazu sollten so weit wie moglich
Daten zu Stromgestehungskosten fiir bestimmte Potenzialbereiche angegeben werden. Da der
Grossteil der Geothermie-Forschung vom BFE finanziert wird und die Berichte bereits dem BFE zu
Verfiigung gestellt und von diesem verdffentlicht wurden, erscheint es als eine nicht notwendige
Wiederholung Informationen zu den einzelnen vorliegenden Projekten in weiter gehender Tiefe in
diese Studie aufzunehmen. Weitere Informationen konnen aus den folgenden Internetquellen bzw.
-referenzen bezogen werden.

http://www.dhm.ch (Deep Heat Mining Projekt in Basel & Genf)

http://www.soultz.net (EGS Projekt in Soultz-sous-Foréts, Frankreich)
http://www.geothermal-energy.ch (BFE ENET Geothermie-website, inkl. Publikationen)

http://www.energieforschung.ch/ENET/Publication/ENETProj.nst/fmPubsByType?ReadFormé&c
at=19&count=12&lang=DE (ENET Publikationen zur Geothermie, mit frei erhiltlichen PDF-
Dokumenten)

Obwohl verschiedenste Anstrengungen zur Kartierung der geothermischen Ressourcen unternommen
wurden, behandelten diese nicht die geothermische Stromerzeugung und die wechselseitige
Abhingigkeit von Kosten gegeniiber Qualitit und Verfligbarkeit der Ressourcen. Zwei dieser
Initiativen sind eine Kartierung der geothermalen Wérmeressourcen in der Schweiz von (Héring et al.
2003) sowie der geothermale Ressourcenatlas der Schweiz, der ein Teil des grosseren europdischen
geothermalen Ressourcenatlas ist.

Die Kartierung der geothermalen Warmeressourcen (Fig. 9.11) ist ein dhnlicher Ansatz wie der zuvor
umrissene generische Ansatz des Erdkrustenelements. Fiir eine Schicht von kristallinem Basisgestein
mit einer Temperatur von mehr als 120°C wird angenommen, dass der Warmegehalt bis in eine Tiefe
von 7 km von Temperaturprofilen ausgewéhlter Bohrlocher abhingt. Weiter wird angenommen, dass
5% dieser Wérme genutzt werden konnen. Die Karte zeigt Standorte von Bohrléchern und Isothermen,
welche eine durchschnittlich nutzbare Wirmeressource in GWh/km® angeben. Daraus ergibt sich fiir
die gesamte Schweiz ein kontinuierlicher Wérmefluss von etwa 3000 MW bzw. 3600 TWh pro Jahr
(Haring et al. 2003). Dies stimmt einigermassen gut mit den Ergebnissen des allgemeiner berechneten,
gesamten Wirmegehalts iiberein. Obwohl der verfiigbare Wérmegehalt von Messtemperaturen
abhéngt, stellt der Anteil der nutzbaren Wérme immer noch eine eher grobe Annahme dar.

Der geothermale Ressourcenatlas des Schweiz ist Teil des grosseren europdischen Ressourcenatlas,
der sich auf hydrothermale Ressourcen fiir den Bedarf an Wérme mit niedrigerer Temperatur
konzentriert. In diesem Atlas sind die Abstinde von hydrothermalen Grundwasserleitern, deren Dicke,
die Temperaturen an deren oberer Grenze sowie die geothermale Energiedichte (in GJ/m?), welche
sich aus diesen drei Faktoren ergibt, kartografiert (Hurter & Haenel 2002).

Fig. 9.12 zeigt schliesslich eine Karte zur potenziellen geothermalen Stromerzeugung in der Schweiz.”
Diese Karte offenbart einige Tatsachen. Der Grossteil der geothermischen Ressourcen wird dort
gefunden, wo nach anderen Dingen gesucht wird. Das heisst, der Hauptteil der bekannten, geologisch
interessanten und Okonomisch realisierbaren Ressourcen befindet sich in einem Streifen in der
Nordschweiz zwischen Bodensee und Genfersee. Dies ist der am dichtesten bevolkerte Teil der
Schweiz, mit den meisten Erkundungsbohrléchern und dem grossten Warmebedarf.

* http://www.dhm.ch/dhm-swiss.html (September 2004).
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Fig. 9.11 Ressourcenkarte fiir geothermale Warme (Haring et al. 2002).
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Fig. 9.12 Geothermal Generation Map of Switzerland.

Diese Karte stimmt auch recht gut mit der Typologie der ,hot fractured rock (HFR)“-Ressourcen
tiberein (Genter 2003), die auf Daten des Soultz-Projekts basieren, welche deutlich machen, dass die
am besten geeigneten geothermalen Standorte aufgrund der geologischen Spannungsfelder
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wahrscheinlich in den Voralpen liegen, auch im Molassebecken im Norden der Schweiz und Siiden
Deutschlands.

Wegen der fehlenden Informationen zur Sittigungs- und Permeabilititscharakteristik potenzieller
geothermischer Ressourcen beauftragte das BFE das SGPK (Schweizer Geophysikalische
Kommission) und die private Consultingfirma Geowatt mit einer fiinf-jahrigen, detaillierten Studie zu
einer Verbesserung der geothermischen Modellierung der Schweiz. Das Projektziel ist die
Untersuchung von fiinf iiberlappenden Regionen der Schweiz, beginnend mit Ziirich sowie dem
Gebiet nordlich davon in Richtung Westsiidwest. Die Arbeiten zur ersten Region wurden bereits
abgeschlossen, siche Fig. 9.13. Die Studie wird mit der Untersuchung einer weiteren Region pro Jahr
wihrend der kommenden vier Jahre fortgesetzt. Ein grosser Teil der fiir diese erste Region stammt aus
Bohrlochern zur ausfuhrlichen Erforschung der Geologie durch die NAGRA, welche fiir die
Endlagerung der radioaktiven Abfille in der Schweiz verantwortlich ist, zur Charakterisierung von
Gesteinsformationen fiir Endlagerstandorte fiir radioaktiven Abfall.

| Falded J
[ T ttiary Infro- wnd Ectrusica

5]

Wamraue |

‘.‘II l\‘

Fig. 9.13 Urspriingliches Gebiet der Geowatt Studie. Geologische Karte der Nordschweiz, inkl. Bohrléchern,
seismischen Linien und Geowatt Modellparameter.

Beim Geowatt-Modell werden das vorhandene Spannungsfeld in geologischen Formationen sowie
Wasser und Wérmetransport hindurch modelliert. Diese Art von Computermodell ist sehr
rechenintensiv, da Resultate fiir einzelne, finite Volumselemente der Erdkruste berechnet werden.
Wiren diese Elemente regelmédssig geformt, so miissten sie sehr klein sein, um den vorhandenen
geologischen Stérungszonen und Gesteinsformationen genau folgen zu konnen. Einer der Fortschritte
in diesem Modell ist die Verwendung von grésseren, vierflichigen Elementen, welche an die
existierenden geologischen Formen angepasst sind und nicht ein kleines, gleichméssiges Gitternetz.
Dadurch reduziert sich die Zahl der fiir eine sorgfiltige Modellierung notwendigen Elemente deutlich
und auch die Anforderungen an die Computerrechenleistung sinken entsprechend. Daten zu
physischen geologischen Strukturen werden mit Daten aus vorhandenen Bohrléchern kombiniert,
sodass zwischen den Bohrlochern Werte fiir die verschiedenen geologischen Eigenschaften interpoliert
werden konnen. Fig. 9.14 zeigt das an Gesteinsformationen angepasste vierflichige Modellnetz. Die
Farbgebung zeigt die mit zunehmender Tiefe steigende Temperatur. Das Temperaturprofil auf der
rechten Seite zeigt die Ubereinstimmung der Temperatur im Modell im Vergleich zu einem
gemessenen Temperaturprofil an einer einzelnen Stelle. Es sollte angemerkt werden, dass das
Temperaturprofil nicht exakt linear ist und die Temperatur zwischen 600 m und 1000 m Tiefe starker
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zunimmt als im Durchschnitt. Das zeigt, dass der konvektive Warmefluss im Grundwasser den
Wirmefluss erhoht, und dass das Modell diesen Effekt erfolgreich wiedergibt.

Temperatur [°C1

Fig. 9.14 Geowatt Modell mit vierflichigen Netzelementen.

Nach Abschluss des Geowatt-Projekts sollte ein wertvoller Leitfaden zur Nutzung geothermischer
Ressourcen zur Verfiigung stehen. Dieser kombiniert Informationen zu Temperatur- und
Durchlissigkeitsverteilung unterhalb der Oberfliche mit vorhandenen Informationen zu
Bevolkerungsichte, Wassernutzung und industrieller Nutzung der Oberfldche. Angesichts der derzeit
bestehenden Liicke zwischen der Kartierung der potenzielle Warmeressourcen, welche bereits zur
Verfiigung steht, und der vollstdndigen Verfiigbarkeit dieser detaillierteren Daten in etwa vier Jahren
stellt sich die Frage, welcher Ansatz zur Evaluierung des geothermischen Potenzials zur
Stromerzeugung in der Schweiz verfolgt werden soll.

Ein moglicher Zugang ist jener aus einer kiirzlich erstellten Studie zum geothermischen Potenzial in
Deutschland (Jung et al. 2002). Darin wird das fiir die geothermische Stromproduktion geeignete
Potenzial in drei verschiedene Gesteinsformationen bzw. Arten von Ressourcen, siche Fig. 9.15. Es
wurde wiederum ein Element der Erdkruste mit den Massen 1*1*7 km gewéhlt, nun wurden jedoch
einige schematische geologische Eigenschaften eingefiihrt, um einen geothermalen Grundwasserfluss,
eine Stoérungszone und den Granitfelsen (manchmal kristallines Fundament genannt), der unter dem
sedimentdren Abraum liegt, zu zeigen.
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Fig. 9.15 Schematische Darstellung geothermaler Ressourcentypen (BGR 2000).

Die dieser Studie zu Grunde liegende Vorgehensweise ist es, jeden dieser drei Typen von Ressourcen
nicht nur beziiglich deren Wiarmegehalt, sondern auch im Hinblick auf die Frage, wie der nutzbare
Anteil der Warme von der Geologie und der Geometrie des Fluid-Flusses durch den aufgebrochenen
Fels sowie vom Umwandlungswirkungsgrad der genutzten Wirme in Strom. Die Basis fiir die
Abschitzungen bildet die durchschnittliche Temperatur in verschiedenen Tiefen. Dieser Ansatz fiihrt
zu einer relativ verniinftigen oberen Abschitzung der mit sdmtlichen geothermalen Ressourcen
erzeugbaren Menge an Elektrizitéit, allerdings ohne Beriicksichtigung moglicher Reduktionen der
Wiérmegewinnung durch unterdurchschnittliche geologische Permeabilitéit oder Sattigung.

Eine korrekte Anwendung dieses Ansatzes sollte die Anteile der Gesamtfliche der Schweiz, die in die
Kategorien Grundwasserleiter, Stérungszone und HDR fallen, beriicksichtigen. Diese Studie teilte
jedoch die ganze Schweiz (etwa 41'000 km?) ohne detaillierte geologische Untersuchung in die
Kategorie ,,hot dry rock ein, und zwar aus zwei Griinden. Erstens ist die HDR Kategorie bei weitem
die grosste. In der Studie fiir Deutschland machte das Potenzial des HDR-Typs 95% der gesamten
geothermalen Ressource aus, wihrend Stoérungszonen und Grundwasserleiter nur 4% bzw. 1%
ausmachten. Zweitens waren die nutzbaren Anteile der Warme bei Stérungszonen und Grundwasser-
leiter hoher und daher fiihrt eine Kategorisierung der gesamten Ressource unter HDR zu einer etwas
konservativen, niedrigeren Abschitzung im Vergleich zu den tatsdchlichen Verhiltnissen.

Tab. 9.2 und Tab. 9.3 zeigen, wie die Methodologie der deutschen Studie verwendet wurde, um das
technische Potenzial zur geothermalen Stromerzeugung in der Schweiz abzuschétzen.

Tab.9.2 Physikalisches Potenzial der geothermalen Warme.

Maximal Thermische Energie
Temperatur | Durchschnitt. Teufen Flache Warme Dichte Thermische Energie
-klasse Temperatur -intervall -kapazitat (heat in place)
[°C] [°C] [km] [km2] [I/kg*K] [Kg/m3] [I]

100 - 130 115 3-4 41000 840 2600 1.03E+22

130 - 160 145 4-5 41000 840 2600 1.30E+22

160 - 190 175 5-6 41000 840 2600 1.57E+22

190 - 220 205 6-7 41000 840 2600 1.84E+22

Gesamtwdrmeenergie [J] 5.73E+22

Gesamtwarmeenergie [GWa] 1.82E+06
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Tab. 9.3 Physikalisches Potenzial der geothermalen Stromproduktion.

Maximal Gewinnbare Energie (nur Stromerzeugung)

Temperatur | Durchschnitt. Teufen Recovery Zur Stromerzeugung Wirkungsgrad Elektrische
-klasse Temperatur -intervall -factor nutzbare therm. Stromerzeugung Energie
[°C] [°C] [km] Energie [J] [J]
100 - 130 115 3-4 2.4% 2.47E+20 10.3% 2.55E+19
130 - 160 145 4-5 4.0% 5.19E+20 11.7% 6.08E+19
160 - 190 175 5-6 4.6% 7.21E+20 12.6% 9.08E+19
190 - 220 205 6-7 5.0% 9.18E+20 13.1% 1.20E+20

Gesamtenergie [J] 2.41E+21 2.97E+20
Gesamtenergie [GWa] 7.62E+04 9.42E+03

Wie die Tabellen zeigen, wird die HDR Ressource zwischen 3 km und 7 km Tiefe in 1 km dicke
Schichten geteilt. Jeder dieser Schichten wird ein Temperaturbereich und eine Durchschnitts-
temperatur zugeschrieben. Zur Abschitzung der in situ HDR geothermalen Ressource werden dann
typische Werte fir Wiarmekapazitit und Dichte verwendet.

Zur Umwandlung der in jeder Schicht verfiigbaren Warme in Elektrizitit ist es notwendig, die
Faktoren fiir die Warmegewinnung und die elektrischen Wirkungsgrade (Tab. 9.3) zu berechnen. Der
Nutzungsfaktor fiir die Wérme héngt wiederum von einem Temperaturfaktor und einem
Geometriefaktor ab. Der Temperaturfaktor wird mit der Formel

Rr=(Tg — T)/(Tg — Ts),

berechnet, wobei mit Tg die Temperatur des geothermalen Fluids, das produziert wird, bezeichnet
wird. Ty steht fiir die Injektionstemperatur des Fluids, mit Ts wird die Temperatur der Abwérme an
der Oberfldche bezeichnet. Diese Gleichung bedeutet, dass kein Strom gewonnen werden kann, wenn
die Injektionstemperatur nicht niedriger als die Produktionstemperatur ist.

Der Geometriefaktor kann weiter unterteilt werden in einen Oberflichenfaktor (basierend auf der
durch die Rissbildung entstandenen Oberfldche zur Wérmeiibertragung) und einem Einflussfaktor, der
von der Gestaltung der Fluid-Zirkulation und dem resultierenden Temperaturfeld abhingt. Der
gesamte Geometriefaktor kann entweder empirisch oder analytisch bestimmt werden. Bei der
deutschen Studie wurde ein Abstand von 340 m zwischen den Bohrlochern (Fig. 9.16) und eine
Lebensdauer der Bohrlécher von 25 Jahren angenommen. Diese Abbildung zeigt das durch die
Wiérmeextraktion absinkende Temperaturfeld mit einem Abstand zwischen den Bohrungen, der
ausreicht, um eine Uberlappung oder Wechselwirkung zwischen den aufwindigen Bohrungen und
Risszonen wihrend einer Betriebsdauer von 100 Jahren zu verhindern. Fiir die Bohrl6cher wird eine
Lebensdauer von 25 Jahren angenommen, d.h. die Bohrungen konnten theoretisch in geringerem
Abstand durchgefiihrt werden und der Anteil der genutzten Wérme somit erhoht, aber das erscheint in
der Praxis unwahrscheinlich. Die Kombination all dieser Faktoren Wéarmenutzungsraten von 2.4-5%,
wie in Tab. 9.3 angefiihrt.
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Fig. 9.16 Temperaturprofil, das durch Deep Heat Mining entsteht (BGR 2000). Erschliessungsschema fiir die
kristallinen Gesteine. Die eingezeichneten Temperaturkurven fiir die Ebene der Injektionsbohrung (IN) und
der Produktionsbohrung (EX) gelten fiir eine Nutzungsdauer von tn = 25 a und k = 10 m%s bei gleichzeitiger
Nutzung der Rissflichen. Bei zeitversetzter Nutzung verbreitert sich die Auskiihlungszone der zuerst
genutzten Rissflichen weiter.

Der Wirkungsgrad bei der Umwandlung der Warme in Elektrizitdt hidngt von der Temperatur des
produzierten geothermischen Fluids ab, wie in Fig. 9.17 gezeigt. Es ist anzumerken, dass die
Wirkungsgrade ziemlich gering sind. Sie liegen fiir die durchschnittlichen Temperaturen in Tab. 9.3
zwischen 10% und 13%. Im Vergleich dazu betragen die durchschnittlichen Wirkungsgrade fiir
Kernkraftwerke etwa 33%-35%, fiir ein mit Gas betriebenes Kombikraftwerk 55%-60%.

Eine niedrige Temperatur der Ressource hat daher einen doppelten Einfluss auf die Stromerzeugungs-
kosten. Eine geringere Nutzung der Wirme bedeutet eine geringere Flussrate iiber eine bestimmte
Lebensdauer und ein kleinerer Umwandlungswirkungsgrad hat zur Folge, dass die Investitionskosten
auf eine niedrigere Stromproduktion aufgeteilt werden. Daher ist es wichtig, die Ressource mit der
hochsten Temperatur zu nutzen, was jedoch mit héheren Bohrkosten verbunden sein kann, um hohere
Temperaturen in grosseren Tiefen zu erreichen.
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Fig. 9.17 Wirkungsgrad als Funktion der geothermalen Temperatur.

Eine Kombination des technischen Wérmepotenzials aus Tab. 9.2 mit der Nutzungsrate fiir die Wéarme
und den Wirkungsgraden aus Tab. 9.3 ergibt bei einer Addition iiber die vier 1km dicken
Tiefenschichten insgesamt eine Stromproduktion von anndhernd 9400 GWa fiir die gesamte Schweiz.
Eine Ressource dieser Grossenordung sollte wenn moglich 6konomisch genutzt werden. Diese Studie
wendet sich daher nun der entsprechenden Stromerzeugungstechnologie, den Kosten und moglichen
Kostenreduktionen der geothermalen Stromproduktion zu.

9.3.2 Technisches Potenzial

Das technische Potenzial der geothermischen Stromproduktion héngt von einer Vielzahl von Faktoren
ab, darunter die lokalen geologischen Bedingungen, der Entfernung vom Stromnetz, alternativen
Formen der Landnutzung (inkl. bestehender stiddtischer und landschaftlicher Bediirfnisse) und der
Markt fiir potenzielle thermische Kapazititen, um die Abwirme zu nutzen und die Okonomie zu
verbessern. Am Ende werden die meisten dieser Faktoren in einer abschliessenden Kostenberechnung
kombiniert. Das bedeutet, dass der Schliisselfaktor die Beziehung zwischen Geologie, Technologie
und den durchschnittlichen Stromgestehungskosten ist. Aus diesem Grund wird das technische
Potenzial im folgenden Abschnitt tiber die Kosten (Kap. 9.4) behandelt, worin eine Methode
entwickelt wird, welche fir die potenzielle geothermal produzierte Strommenge die jeweiligen
Gestehungskosten berechnet werden kénnen.

9.4 Kosten der Stromerzeugung
9.4.1 Kostenentwicklung

Die Kosten fiir geothermale HDR oder EGS-Anlagen konnen im Wesentlichen auf die Kosten der
Anlage mit dem bindrem Kreislauf und auf die Kosten fiir die Erschliessung der Ressource —
Erforschung, Bohrungen und hydraulische Rissbildung — aufgeteilt werden. Die Anlagenkosten
weisen eine viel hohere Sicherheit auf, da es sich weit gehend um ausgereifte Technologie handelt,
welche bereits bei der Nutzung von hydrothermalen Anlagen mit bindrem Kreislauf zum Einsatz
kommen. Es wird erwartet, dass die Infrastrukturkosten etwas hoher sind als bei hydrothermalen
Anlagen, da HDR-Anlagen basierend auf Fluid-Flussraten und Temperaturen im Allgemeinen etwas
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kleiner sind und nicht die gleiche Kostendegression erreicht wird. Die Erschliessungskosten fiir die
geothermale Ressource sind jedoch viel unsicherer und standortspezifischer. Die Bohrkosten werden
fiir HDR und EGS Ressourcen als viel hoher eingeschitzt, da es aufgrund der niedrigeren Qualitét der
Ressource notig ist, zum Erreichen der fiir die Stromproduktion mindestens erforderlichen Temperatur
tiefer zu bohren. Die Produktionsbohrlécher von HDR-Ressourcen kosten schitzungsweise im
Vergleich zu hydrothermalen Bohrungen das Vier- bis Siebenfache. Abhéngig von der Flussrate kann
der Faktor auch noch hoher sein.

Wie zuvor angemerkt, befindet sich die Stromerzeugung mit erweiterten geothermalen Systemen
(EGS) noch in der Erforschungs-, Entwicklungs- und Demonstrationsphase. Das bedeutet, dass heute
lediglich Daten zu Kosten bestehender Forschungsanlagen vorliegen sowie aktuelle Schitzungen fiir
nicht existierende bzw. zukiinftige Anlagen. Tab. 9.6 bis Tab. 9.6 zeigen Abschétzungen von Kosten
fiir aktuelle, verbesserte und ausgereifte Technologien sowie deren geschitzte Verringerung mit der
Zeit. Diese Quelle des Energieministeriums der USA wurde gewihlt, da sie die detaillierteste
Aufschliisselung der Kosten verschiedener Systemkomponenten ausweist, inkl. Reservoir, Bohrloch,
Stromerzeugungsanlage, Injektionspumpe sowie Betriebs- und Wartungskosten. Diese fiir die Zukunft
vorhergesagte Kosten entsprechen Extrapolationen basierend auf heute vorliegender geothermaler
Erfahrung, aktueller HDR-Forschung und erwarteten technologischen Verbesserungen bei der
Ressourcenerschliessung und der Stromproduktion. Die wiedergegebenen Kostendaten des DOE
gelten fiir die drei aufeinander folgenden HDR-Technologiegenerationen von zunehmender Leistung
und mit abnehmenden durchschnittlichen Kosten. Die wichtigsten Charakteristika dieser drei
Technologiegenerationen sind in Fig. 9.1 dargestellt und im Kap. 9.2 beschrieben.

* Die erste Generation entspricht der heutigen Technologie und basiert auf der heute
verfiigbaren Bohr- und Stromproduktionstechnologie sowie auf den Betriebserfahrungen des
DOE am Standort Fenton Hill, New Mexico. Dies ist eine Anlage mit einer elektrischen
Leistung von etwa 5 MW, die mit einem einzigen Bohrloch-Triplett arbeitet. Die gezeigten
Kosten werden fiir das Jahr 2005 erwartet.

» Fiir die zweite Generation werden im Vergleich zur ersten Generation Verbesserungen im
Ausmass von 40% auf dem Weg zu einer ausgereiften Technologie erwartet. Die
Verbesserungen basieren auf Erfahrungen mit den wenigen ersten funktionierenden Anlagen.
Sie werden wahrscheinlich nicht vor dem Jahr 2015 verfiigbar sein. Anlagen der zweiten
Generation mit zwei Tripletts und weiter sinkenden Kosten werden etwa im Jahr 2020 zur
Verfiigung stehen.

* Die dritte Generation mit ausgereifter Technologie beinhaltet grossere Anlagen, welche mit
vier oder mehr Tripletts ausgestattet sind, basierend auf den FErfahrungen mit 15-20
kommerziellen Anlagen. Diese dritte Generation wird erwartungsgeméss nicht vor 2030 zum
Einsatz kommen. Ausgehend von dieser ausgereiften Technologie werden weitere Kosten-
reduktionen minimal sein.

Das DOE prognostiziert basierend auf diesen drei Technologiegenerationen die Kapital-, Betriebs- und
Wartungskosten wie in Tab. 9.4 und Tab. 9.5 dargestellt. Kosten fiir die heutige Technologie sind fiir
die Jahre 2005 und 2010 enthalten, fiir die zweite Generation fiir das Jahr 2020 und fiir ausgereifte
Technologie fiir das Jahr 2030.
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Tab.9.4 Prognostizierte Kapitalkosten.

CAPITAL COSTS UNITS 2005 2010 2020 2030
Exploration $/kW 377 7.9% 360 8.3% 135 4.1% 68 2.5%
Siting and Licensing $/kW 64 1.3% 64 1.5% 64 2.0% 64 2.4%
Land ($4942/hectare) $/kW 5.65 0.1% 5.4 0.1% 2.71 0.1% 1.69 0.1%
Field Costs $/kW
Wells $/kW| 1,631 34.3%| 1,384 32.1% 945 28.8% 639 23.7%
Fracturing $/kW 553 11.6% 501 11.6% 406 12.4% 391 14.5%
Gathering System $/kW 81 1.7% 71 1.6% 58 1.8% 55 2.0%
Fresh Water System $/kW 146 3.1% 132 3.1% 110 3.4% 85 3.2%
Injection Pumps $/kW 134 2.8% 128 3.0% 115 3.5% 115 4.3%
Total Field Cost $/kW| 2,545 53.5%| 2,216 51.4% 1634 49.9%| 1,286 47.8%
Plant Cost $/kW| 1,656 34.8%| 1,558 36.1% 1330 40.6%| 1,163 43.2%
Project Cost $/kW 109 2.3% 109 2.5% 109 3.3% 109 4.0%
Total Capital Reg. $/kW| 4,756 100%| 4,312 100% 3276 100%]| 2,692 100%

Tab.9.5 Prognostizierte Betriebs- und Wartungskosten.

OPERATION & MAINTENANCE UNITS 2005 2010 2020 2030

Power Plant O&M $/kW/yr 37 19% 33 18% 30 18% 30 20%
Daily Field O&M $/kW/yr 33 17% 32 18% 30 18% 28 18%
Well Repair $/kW/yr 121 63% 114 64% 103 63% 94 62%
Total Operating Costs $/kW/yr 191 100% 179  100% 163 100% 152  100%

Zur Interpretation dieser Kostendaten sind einige Anmerkungen und Vorbehalte angebracht. Erstens
ist es wichtig, ein Gefiihl fiir die Grossenverhiltnisse der relativen Anteile der Kosten der einzelnen
Komponenten zu haben. Im Jahr 2005 liegt der Anteil von Standortsuche und —festlegung sowie des
Landes bei etwa 10%, mit den Bohrungen verbundene Kosten machen fast 55% aus, jene der Strom-
erzeugungsanlage selbst etwa 35%. Alle diese Kosten nehmen bis zum Jahr 2030 ab, jedoch unter-
schiedlich stark. Die mit den Bohrungen zusammen hingenden Kosten sinken am deutlichsten, die
Anteile der einzelnen Bereiche betragen im Jahr 2030 etwa 5%, 50% und 45%. Die gesamten
Kapitalkosten sinken um gut 40% von etwa 4750 USD/kW. auf 2700 USD/kW.. Diese Kosten pro kW
sind recht hoch. Zum Vergleich betragen die Kapitalkosten bei Kohle- und Gaskraftwerken 400-
1000 USD/kW., bei Kernkraftwerken 1500-2500 USD/kW.. Dafiir fallen keine Brennstoffkosten an
und die Kosten fiir Betrieb und Wartung sind relativ gering. Das bedeutet, dass geothermale
Kraftwerke zur Erzeugung von Grundlaststrom eingesetzt werden, um die Kapitalkosten auf eine
moglichst grosse Elektrizitditsmenge aufzuteilen. Es ist zwar moglich, den thermischen Output eines
Bohrloch-Tripletts wéhrend vier Stunden pro Tag um etwa 65% zu erhohen, ohne das geothermale
Feld tiberméssig zu beanspruchen. Um sagen zu konnen, ob dies auch aus wirtschaftlicher Sicht von
Vorteil ist, wire jedoch eine okonomische Analyse der zusitzlichen Kosten, welche aus der
Leistungserhohungen der Pumpe und der Stromerzeugungsanlage folgen, im Vergleich zum
zusétzlichen Erlos aus der Stromproduktion wihrend der Spitzenlastzeit wiinschenswert.

Es besteht beziiglich dieser Kosten ein gewisses Mass an Unsicherheit. Die Vorhersagen fiir die
verbesserte zweite Generation im Jahr 2020 und fiir die dritte Generation im Jahr 2030 zeigen
Kostenreduktionen fiir die meisten der Komponenten, jedoch in unterschiedlichen Ausmassen. Diese
Abnahmen reflektieren die Verbesserungen auf verschiedenen Technologiesektoren (insbesondere
Erschliessungs- und Bohrtechnologie), inkl. Lernkurven und Kostendegression mit zunehmender
Anlagengrosse. Diese Abschitzungen weisen nicht fiir alle Komponenten die gleiche Sicherheit auf.
Es werden zwar die besten Schitzungen gezeigt, in manchen Fillen kénnen die Kosten jedoch um bis
zu 20-30% abweichen.

Die Betriebs- und Wartungskosten werden eher als konstant angenommen (d.h. in USD/kW/a), was
fiir den angenommenen Grundlastbetrieb plausibel erscheint. Reparaturen der Bohrl6cher stellen den
dominierenden Faktor bei diesen Kosten dar. Die Kosten fiir Betrieb und Wartung sind insgesamt
jedoch im Vergleich zu den jahrlich amortisierten Kapitalkosten gering.
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Unter der Annahme des DOE einer Lebensdauer der Bohrungen von 20 Jahren und einer Zinsrate von
5% ergeben sich bei einer Umrechnung der Kapitalkosten auf Jahresbasis die in Tab. 9.6 dargestellten
Gesamt- und durchschnittlichen Stromgestehungskosten.

Tab.9.6 Aktuelle Kostenabschitzungen einer EGS-Anlage.*

Kostenaufschliisselung Einheit 2005 2010 2020 2030
Leistung der Anlage Mw 6.5 6.8 17.9 35.8
Gesamter Kapitalbedarf USD/kW 4'756 4'312 3'276 2'692
Gesamter Kapitalbedarf M USD 31.0 291 58.7 96.4
Amortisationsdauer Jahre 20 20 20 20
Zinsrate 5% 5% 5% 5%
Amortisationsfaktor 0.080 0.080 0.080 0.080
Jahrlicher Kapitalbedarf M USD/a 25 2.3 4.7 7.7
Gesamte Betriebskosten USD/kW/a 191 179 163 152
Gesamte Betriebskosten M USD/a 1.2 1.2 29 5.4
Gesamte Jahreskosten M USD/a 3.7 3.5 7.6 13.2
Jahrliche Stromproduktion GWh/a 38.1 40.4 110.1 233.1
Durchschnittliche Stromgestehungskosten [USD/MWh 98 88 69 57
US¢/kWh 9.8 8.8 6.9 5.7

*  Fiir das Jahr 2020 wir eine verbesserte 2. Anlagengeneration erwartet, fiir 2030 ausgereifte Technologie.
Zu dieser Tabelle sind einige Kommentare angebracht.

Leistung der Anlagen — Die Stromgestehungskosten sind fiir Anlagen mit grosserer Leistung natiirlich
hoher, die Leistung ist jedoch durch die Produktion der Bohrlocher limitiert. Die Produktion an
Wirme pro Bohrung ist viel kleiner als bei hydrothermalen oder Dampf produzierenden Bohrungen,
d.h. die beste Moglichkeit, die Anlagengrésse zu steigern, ist die Erhéhung der Zahl der Bohr-Tripletts
pro Anlage. Das ist auch in Tab. 9.4 und Tab. 9.5 gezeigt, wo die Anlagen in den Jahren 2020 und
2030 jeweils zwei bzw. vier Tripletts aufweisen. Es konnte jedoch sein, dass zusitzliche Kosten fiir
Rohrleitungen an der Oberfldche und Warmeverluste in leistungsstirkeren Anlagen die Rentabilitét bei
hoherer Anlagenleistung senken. Die Kostendegression hat in diesem Fall momentan zur Folge, dass
die maximale Anlagengrdsse bei etwa 50 MW bleiben wird.

Vorteilhafte Verhéltnisse — Die Kostenschitzungen basieren auf einer einzigen Auswahl eher vorteil-
hafter geologischer Bedingungen mit einem hohen geothermischen Gradienten von 65°C/km sowie
einer Flussrate, welche eine gute geologische Permeabilitit widerspiegelt, beruhen. Das entspricht
dem Umstand, dass die ersten Anlagen an den besten Standorten errichtet werden, es ergeben sich
damit jedoch fiir die Schweiz optimistisch erscheinende Kosten, da die geothermalen Gradienten
basierend auf Bohrlochdaten der Schweiz und Deutschlands hier bei durchschnittlich 30°C/km liegen
und in den besten Fillen 40°C/km erreichen. Eine Anpassung dieser Kosten vorgenommen werden,
indem die Nettostromproduktion bei gleich bleibenden Bohr- und Erzeugungskosten verringert wird.
Die Kosten des Generators wiirden abnehmen, Pumpkosten zunehmen und der Nettowirkungsgrad
wiirde von 13% auf etwa 10% abnehmen. Damit wiirden die oben gezeigten Stromgestehungskosten
zunehmen. Es stellt sich also die Frage, wie die Abschitzungen von diesem Einzelfall auf die grossere
Bandbreite der weniger guten Schweizer Bedingungen iibertragen werden kénnen, sodass die Kosten
fiir das geothermale Potenzial in der Schweiz quantifiziert werden kénnen. Dies wird im Abschnitt
tiber die zukiinftigen Kosten (Kap. 9.4.2) erliutert.

Insbesondere die Reduktionen bei den einzelnen Komponentenkosten von der heutigen Technologie
bis zur ausgereiften dritten Generation erfordert einige spezielle Kommentare.

Erkundungskosten — Der bedeutendste Schritt zur Senkung der gesamten Bohrkosten ist eine
moglichste geringe Anzahl an Bohrléchern an den richtigen Orten, d.h. eine moglichst effektive
Erkundung der Standorte. Fortschritte, welche im Kap. 9.2.2 beschrieben sind, bestehen in der
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Verschlankung der Bohrlocher und einer besseren geologischen Modellierung. Beide Faktoren kénnen
zu verringerten Erschliessungskosten beitragen. Zusétzlich kann eine Kostenreduktion auch bei einer
Nutzung der Geothermie in grosserem Massstab erreicht werden. Dadurch konnen die
Erkundungskosten auf eine grossere Zahl von Bohrlochern aufgeteilt werden.

Bohrkosten — Da die Bohrkosten etwa 50% der gesamten Kapitalkosten ausmachen, ist deren
Verringerung ein zentraler Punkt. Zusammen mit der verbesserten Ressourcenerkundung werden die
durch die oben beschriebenen Technologien in den nédchsten 25 Jahren erreichbaren Kosten-
reduktionen auf bis zu 50% geschitzt. Diese Abnahme wird vom DOE als das realistische Maximum
angesehen, die Schitzung basiert auf einer Reihe von Ergebnissen: 1) Sandia National Laboratory, 2)
Unocal, 3) the Massachusetts Institute of Technology’s National Advanced Drilling and Excavation
Technology Institute (NADET) und 4) the National Research Council.

Kosten fiir die Rissbildung — Wirkungsvolle Rissbildung ist der Schliissel zu einer Reduktion des
Fluid-Widerstands und zu einer Steigerung des Fluid-Flusses. Das DOE sagt voraus, dass die Zahl der
gebildeten Risse um 30% erhoht werden kann. Technologische Verbesserungen und die Kosten-
degression mit zunehmender Anlagengrésse werden bis ins Jahr 2030 die relativen Kosten um 20%
bzw. 10% senken.

Infrastrukturkosten — Die Kosten fiir die HDR-Anlage mit bindrem Kreislauf basieren auf der
hydrothermalen Technologie, angepasst an die geringer Anlagengrosse (kleinere Kostendegression),
erhohten Kosten fiir die Pumpe sowie Anderungen bei der Einlasstemperatur. Das DOE prognostiziert,
dass die Kraftwerkskosten bis 2030 um etwa 25% sinken werden.

Betriebs- und Wartungskosten — Die Wartung der Bohrlocher ist hier der dominierende Faktor.
Allerdings kann erwartet werden, dass die HDR-Fluide chemisch weit weniger aggressiv sind als die
Laugen in hydrothermalen Gesteinsformationen. Daher sind die Betriebs- und Wartungskosten
hochstwahrscheinlich fiir HDR im Vergleich zu hydrothermalen Ressourcen geringer. Es kann jedoch
nicht von einer so deutlichen Kostenabnahme wie bei anderen Faktoren ausgegangen werden. Ein
Schliisselfaktor ist die Erthhung der innerhalb einer Anlage genutzten Bohrloch-Tripletts, zwei bei der
zweiten Technologiegeneration und vier bei der dritten, ausgereiften Generation. Dadurch kénnen die
Kosten, welche durch die wéhrend der Wartung reduzierte Stromerzeugung entstehen, auf eine
grossere Menge an Elektrizitét aufgeteilt werden.

Gesamtkosten — Eine Kombination all dieser Faktoren fiithrt zu Einsparungen in den Kostenfaktoren
wie in Tab. 9.4 bis Tab. 9.6 dargestellt. Die Verbesserungen bei den einzelnen Komponenten sind
auch in Tab. 9.7 zusammengefasst. Die Daten in dieser Tabelle basieren auf dem Abschnitt {iber die
Kosten der Hydrothermie, geben aber fast die gleichen, allgemeinen Annahmen wieder.

Tab. 9.7 Erwartete Reduktionsfaktoren der Stromerzeugungskosten.

Technology Factor or Indicator Units Value|Performance or Cost Multiplier

1997 2005 2010 2020 2030
a. Average cost per well $K 1,639 1 0.8 0.75 0.6 0.5
b. Wildcat dry hole 0.8 1 0.95 0.9 0.8 0.7
c. Flow per production well kg/hr 304 1 1.12 1.2 1.3 1.4
d. Field O&M cost $/kW/yr 24 1 0.75 0.68 0.62 0.62
e. Power capital cost $/kW 629 1 1 1 1 1
f. Plant net effectiveness Wh/kg 26.4 1 1.09 1.1 1.1 1.1
g. Plant O&M cost $/kW/yr 49 1 0.75 0.67 0.6 0.5
h. Reservoir pressure decline %/yr 6 1 0.85 0.66 0.4 0.33

Auch der Umstand, dass geothermale Stromproduktion neben der Elektrizitét auch grosse Mengen an
Wairme produziert, ist hier von Bedeutung. Die vorgenommenen Kostenschidtzungen behandeln diese
Wirme als Abfallprodukt ohne Wert. Falls ein lokaler Markt zur Nutzung dieser Warme existiert,
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kann dieser die Okonomie positiv beeinflussen. Dann stellt sich aber die Frage, wie die Kosten auf
Strom und Warme aufgeteilt werden konnen.

Der Schwerpunkt dieser Studie liegt auf der Quantifizierung der gesamten und durchschnittlichen
Kosten der geothermalen Stromproduktion ohne der frei werdenden Wiarme einen Wert zuzuschreiben.
Dies geschieht aus mehreren Griinden. Das Hauptproblem ist, dass bei einer signifikanten
Stromproduktion — auch wenn dies nur ein Bruchteil des technischen Potenzials wire — in den kleinen
Gebieten um die Produktionsstandorte, wo eine Nutzung der Wérme okonomisch wére, nicht genug
Wiérmebedarf besteht. Es ist sicherlich moglich, die Abwidrme zur Nahwérmeversorgung zu
verwenden, wie dies bei der Pilotanlage in Basel geschieht, aber der gesamte Bedarf an Fernwéirme ist
beschrankt und wird bereits durch vorhandene Wéirmequellen befriedigt. Die Kosten fiir die
Errichtung einer neuen Fernwirmeversorgung werden nicht so sehr von der Warmeproduktion selbst
verursacht, sondern vom Verteilungsnetz. Die Kosten héngen vom gesamten Wérmebedarf und der
Zahl der Wiarmekonsumenten pro km des Verteilungssystems ab. Auch mit einer Serie von Kosten-
einsparungen, die am ehesten in nicht sehr verstidterten Gebieten mdoglich sind, kénnen die Warme-
verteilungskosten von etwa 4 Rp./kWh auf rund 2 Rp./kWh gesenkt werden (Dettli et al. 1998). Das
heisst, dass die Kosten der Wérme sehr gering sein miissen und das ist auch der Fall, da der Grossteil
der Fernwirme aus der Abwidrme von Kernkraftwerken, aus Millverbrennungsanlagen oder
Ahnlichem stammt. Der Wert, welcher der Abwiirme aus geothermischer Stromproduktion in einer
umfassenden, landesweiten Untersuchung zugeschrieben werden konnte, ist gering und zudem ist der
Giltigkeitsbereich beschrankt.

Es gibt einige Nutzungsvarianten fiir die frei werdende Warme, fiir die ein besserer Markt existieren
wiirde, als fir die Fernwirmeversorgung. Dies sind hauptsichlich Anwendungen im Bereich
Prozesswirme, beispielsweise zur Trocknung verschiedener Produkte, zur Heizung von Treibhdusern
oder Aquakulturteichen, fiir Warmwasser im Wellnessbereich, etc., welche auch bereits die
wichtigsten Nutzungsmoglichkeiten fiir direkte geothermale Waiarme sind. Der Wert dieser
Nutzungsvarianten liegt irgendwo zwischen Null und dem derzeitigen Preis von fossil erzeugter
Wirme, da andernfalls diese Anwendungen bereits existieren wiirden und der Bedarf mit fossilen
Brennstoffen gedeckt wiirde. Es besteht jedoch immer noch das Problem, dass dieser Warmebedarf
nicht am Standort der geothermalen Stromerzeugung vorliegt, und dass der gesamte Warmebedarf sehr
unsicher ist. Aus all diesen Griinden wurde der Wert des Beiprodukts Wérme in dieser Untersuchung
vernachlissigt.

Eine mogliche Synergie hinsichtlich der Kosten, welche im Laufe dieses Projekts gefunden wurde, ist
die mogliche Verbindung von geothermaler Wérme mit der Stromerzeugung aus Biomasse.
Geothermale Wéarme wiirde zur Erwdrmung des Arbeitsfluids (organische Fliissigkeit oder Wasser)
verwendet. Die Wérme aus Biomasse wiirde anschliessend dazu verwendet, das Fluid zu verdampfen
oder auf die Arbeitstemperatur zu liberhitzen. Diese Moglichkeit konnte fiir weitere Untersuchungen
von Interesse sein, der Rahmen dieses Projekts gab jedoch vorrangig die Beriicksichtigung der
direkten Stromerzeugung mit Biomasse vor.

9.4.2 Entwicklung der Kosten/Versorgungs-Kurve

Wie schon zuvor erwéhnt, sind sowohl derzeitige als auch zukiinftige geothermale Stromgestehungs-
kosten immer noch Abschitzungen und einige gute, gegenwirtig giiltige Abschitzungen sind in Tab.
9.4 bis Tab. 9.6 dargestellt. Anstatt die Entwicklung dieser Komponentenkosten noch weiter
voranzutreiben (was ausserhalb des Rahmens, der Fachkenntnis und des Budgets dieses Projekts
gewesen wire), wurden die Daten zur Kalibrierung eines Kostenmodells verwendet, welches zur
Abschidtzung der Kosten der geothermalen Stromproduktion entwickelt wurde und welches auf
einigen Parametern der Geologie, der Bohrungen und der Anlagen selbst basiert. Daher konzentriert
sich dieses Kapitel auf die Présentation dieses Modells und dessen Ergebnisse, um zu sehen, wie fiir
die Schweiz die Kosten/Versorgungs-Kurve aussehen wiirde.
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Das geothermale Modell kann am besten mit einem Blick auf Fig. 9.1 beschrieben werden. Darin ist
eine geothermale Stromerzeugungsanlage mit bindrem Kreislauf dargestellt. Das System beinhaltet das
geothermale Reservoir, das Bohrloch, den Generator und die Injektionspumpe. Der Ansatz war es,
eine fixe Flussrate des geothermalen Fluids festzulegen und dann die Druckabfdlle innerhalb des
Reservoirs, der Bohrung und der Stromerzeugungsanlage zu finden. Damit wird der Druck, welcher
zum Pumpen fiir die Injektion des Fluids nétig ist, bestimmt, und damit die erforderliche Leistung. Die
Temperatur des Fluids héngt vom geothermalen Gradienten, der Bohrlochtiefe sowie Wéarmeverlusten
bis zum Generator ab. Flussrate und Temperatur zusammen bestimmen den Wirkungsgrad des
Generators und die Bruttoproduktion. Bruttoproduktion minus Pumpleistung ergibt die
Nettoproduktion. Die gesamten Kapitalkosten hdngen vom Grad der Rissbildung im Reservoir, von
Tiefe und Grosse der Bohrungen und von der Anlagengrosse ab. Diese Kapitalkosten wurden
amortisiert, zu den Betriebs- und Wartungskosten hinzugefiigt und durch die jihrliche Nettostrom-
produktion dividiert, um die durchschnittlichen Gestehungskosten pro kWh Elektrizitit zu erhalten.
Das Modell wurde anhand der Kosten fiir die Komponenten fiir die Anlagengrésse und die
Gegebenheiten in Tab. 9.1 kalibriert. Die Kalibrierung wurde fiir drei Generationen der Technologie
vorgenommen: aktuelle Technologie (2010), weiterentwickelte Technologie (2020) und ausgereifte
Technologie (2030). Die Schliisselparameter und —annahmen fiir das Modell werden im Folgenden
kurz umrissen, basierend auf jedem Untersystem.

Geothermales Reservoir — Das geothermale Reservoir wird durch den geothermalen Gradienten, einen
vorhandenen Koeffizienten fiir die Permeabilitit und einem linearen Koeffizienten fiir die Kosten der
hydraulischen Rissbildung zur Verbesserung der Permeabilitdt, welche ausreichend hoch sein muss,
um den spezifizierten Fluidfluss zu gewihrleisten. Wichtig ist, dass Gradient und Permeabilitits-
koeffizient nur durch die Auswahl des Standorts beeinflusst werden koénnen. Der Druckverlust
innerhalb des Reservoirs wird durch Darcys Gesetz bestimmt, welches aussagt, dass der Fluss
proportional zum Druckverlust ist. Die Daten des DOE enthalten lediglich den gesamten Druckabfall
fiir das Reservoir und das Bohrloch. Der anfingliche Druckabfall im Reservoir war also durch die
Subtraktion des Druckverlusts im Bohrloch gegeben.

Bohrloch — Tiefe und Durchmesser der Bohrung wurden fiir im Modell als verédnderliche Parameter
festgelegt. Die Tiefe des Bohrlochs bestimmt die Temperatur des produzierten Fluids. Der Querschnitt
(Durchmesser) bestimmt die Flussgeschwindigkeit. Die Oberfliche des Bohrlochs und die
Flussgeschwindigkeit bestimmen die Wirmemenge, welche an den umliegenden Fels verloren geht,
wenn das Fluid nach oben tritt. Diese Beziehung ist in Fig. 9.18 dargestellt. Die Stromung des Fluids
im Bohrloch ist turbulent und der Druckverlust ist proportional zum Quadrat der Geschwindigkeit. Die
Bohrkosten wurden als proportional zum Volumen der Bohrung angenommen, d.h. proportional zum
Quadrat des Durchmessers und der Tiefe. Es ist von vornherein klar, dass die Bohrkosten zumindest
einige Bestandteile enthalten, die proportional zum Quadrat der Tiefe sind, da wihrend des Bohrens
Bohrgestinge herausgezogen werden muss und Ahnliches mehr. Es standen jedoch keine detaillierten
Daten fiir eine binomiale Abhédngigkeit der Kosten zur Verfiigung und daher wurde ein linearer
Zusammenhang angenommen.
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Fig. 9.18 Abnahme der Temperatur des geothermalen Fluids.

Anlage zur Stromerzeugung — Die Arbeitstemperatur des geothermalen Fluids wurde festegelegt,
indem von der Temperatur des Reservoirs die Verluste im Bohrloch und jene zwischen dem Bohrloch
und dem FEinlass in die Anlage, was als Kalibrationsfaktor verwendet wurde, abgezogen wurden. Die
Temperatur des Fluids und die Wéarmekapazitét ergeben die Nettowédrmeleistung. Die Fluidtemperatur
bestimmt den thermischen Wirkungsgrad der Anlage, basieren auf der Abhéngigkeit in Fig. 9.17.
Bruttowédrmeleistung und Wirkungsgrad bestimmen die Bruttostromproduktion. Der Druckabfall
innerhalb der Anlage, welcher viel kleiner als der gesamte Druckverlust innerhalb des Reservoirs und
des Bohrlochs ist, wurde fiir verschiedene Anlagengréssen als konstant angenommen. Die
Anlagengrosse ergibt sich aus der Bruttoleistung, deren Kosten weisen basierend auf DOE-Quellen
(USDOE 1997) eine exponentielle Abnahme mit zunehmender Leistung auf.

Injektionspumpe — Die Druckerhohung, welche durch die Injektionspumpe bereitgestellt werden muss,
entspricht dem gesamten Druckverlust in Reservoir, Bohrloch und Anlage. Die Pumpleistung ergibt
sich aus dem Fluss mal dem Gesamtdruck und berticksichtigt noch die mechanischen und elektrischen
Verluste. Die Kosten weisen eine exponentielle Abnahme mit zunehmender Leistung auf, wobei ein
Koeffizient aus der DOE-Quelle verwendet wird (USDOE 1997).

Diverse Kapitalkosten — Diese beinhalten die Erschliessung, den Erwerb und die Lizenzierung eines
geothermalen Standorts, das Rohrsystem, welches das Fluid zur zentralen Anlage leitet, und das
Frischwassersystem zum Ausgleich von Reservoirverlusten. Diese Kosten werden als konstant pro kW
angenommen. Diese Kapital kosten verringern sich mit jeder Technologiegeneration, teilweise durch
verbesserte Erschliessung sowie verminderten durchschnittlichen Landbedarf, da mehr Bohrlécher pro
Anlage genutzt werden.

Konstante jahrliche Kosten — Dieser Posten beinhaltet Betriebs- und Wartungskosten fiir das
Kraftwerk und fiir die Bohrungen sowie die Reparatur von Bohrléchern. Die jahrlichen Kosten sind
pro kW konstant, verringern sich jedoch mit jeder Technologiegeneration. Hier ist anzumerken, dass
die erhohte Zahl an Bohrlochern pro Anlage fiir die Technologie der Jahre 2020 und 2030 die Still-
standszeiten der Anlagen aufgrund von Instandsetzung von Bohrlochern und Wartungsarbeiten fiir das
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Reservoir verringert. Dadurch wird der gesamte Nutzungsgrad erhoht und die Stromgestehungskosten
pro kWh nehmen ab.

Basierend auf diesem relativ einfachen Modell kann man erkennen, dass die durchschnittlichen Kosten
von sieben Hauptfaktoren abhingen: vom geothermalen Gradienten, der nachtriaglichen hydraulischen
Rissbildung, von der Bohrtiefe und deren Durchmesser, von der Flussrate des Fluids sowie von
Wirmeverlusten im Fluidsystem und der Stromerzeugungsanlage. Die ersten beiden Faktoren werden
durch die Standortauswahl bestimmt, die anderen fiinf Faktoren konnen durch das Design der
Bohrungen und der Anlage beeinflusst werden. Fig. 9.19 zeigt eine Sensitivitdtsanalyse der durch-
schnittlichen Stromgestehungskosten auf parametrisierte Weise. Jeder Faktor wurde relativ zum
Ausgangswert in der DOE-Quelle (USDOE 1997) verindert. Alle Kurven fiir die einzelnen Parameter
kreuzen sich bei 100%, wo alle Parameter ihre Referenzwerte haben. Jede Kurve reflektiert also die
Variation eines einzelnen Faktors, wihrend alle anderen Parameter konstant beim Ausgangswert
gehalten werden. Diese Sensitivititsanalyse wurde mit der Referenztechnologie des Jahres 2010
gemacht, nicht jene der Jahre 2020 oder 2030.

—#— Gradient
Geologie
—»— Rissbildung

Stromkosten (Rp/kWh)

0.1 0.5 0.9 1.3 1.7 2.1

Verhéltnis zum Ausgangswert

Fig. 9.19 Sensitivititsanalyse der geothermalen Stromgestehungskosten fiir einzelne Parameter.
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Fig. 9.19 macht deutlich, dass die durchschnittlichen geothermalen Stromgestehungskosten am
stirksten mit Verdnderungen beim Temperaturgradienten und bei der Bohrtiefe reagieren. Das macht
Sinn, da die Fluidtemperatur Haupteinfluss auf die Bruttowédrmeleistung und den thermischen
Wirkungsgrad hat. Wenn die Fluidtemperatur unter den Referenzwert fillt, bewegt sich die
Bruttoleistung in Richtung der notwendigen Pumpleistung und die Nettoleistung fillt daher gegen
Null, wodurch die Stromgestehungskosten ins Unendliche steigen. Die nédchst wichtigsten Faktoren
sind die Flussrate und die erforderliche Rissbildung. Die Flussrate, welche eine exogener Parameter
ist, und die Rissbildung beeinflussen beide den Druckabfall im Kreislauf und als Folge davon den
Pumpendruck. Erhohte Pumpleistung verringert die Nettoerzeugung und erhoht daher die
Stromkosten. In der Reihe abnehmender Bedeutung folgen die geologische Permeabilitdt und der
Durchmesser der Bohrung. Die Permeabilitit bestimmt den Druckverlust innerhalb des Reservoirs,
basierend auf dem Referenzwert der notigen Rissbildung, d.h. wie geeignet das Gestein fiir die
Rissbildung ist. Die Anderung dieses Parameters hat den selben Effekt wie mehr oder weniger
Rissbildung, allerdings mit dem wichtigen Unterschied, dass er standortspezifisch ist und keine Kosten
damit verbunden sind. Der Durchmesser der Bohrung weist die interessanteste Kurve aller Parameter
auf. Diese hdngt von den Wechselwirkungen zwischen Bohrkosten, Fliessgeschwindigkeit sowie
Druckverlust und Temperaturabnahme im Bohrloch ab. Nur wenn der Durchmesser zu klein wird,
kommt es durch die Kombination dieser Faktoren zu steigen Gestehungskosten. Der am wenigsten
einflussreichen Parameter ist schliesslich die Temperaturabnahme zwischen oberem Ende des
Bohrlochs und dem Kraftwerk. Da die Kurven fiir den Temperaturgradienten und die Bohrlochtiefe
nahe legen, dass die Fluidtemperatur der Schliisselfaktor ist, kann diese Temperaturabnahme nur die
flachste Kurve aufweisen, weil der Schwankungsbereich relativ gering war. Dennoch koénnten die
Kosten zur Isolation und einer damit verbundenen Verringerung dieses Temperaturgefilles gering
genug sein, um diese Massnahmen sehr kosteneffektiv zu machen.

Mithilfe des oben beschriebenen Modells kann nun fiir die Schweiz eine Kurve fiir die geothermalen
Stromgestehungskosten vs. realisiertem Potenzial entwickelt werden. Aus Kap. 9.3.1 ist bekannt, dass
die interessanten geothermalen Ressourcen etwa in einer Tiefe von 3-7 km vorhanden sind. Es ist
moglich die verfiigbare Stromproduktion und die durchschnittlichen Stromgestehungskosten fiir jeden
Quadratkilometer abzuschitzen, indem ein geothermischer Gradient festgelegt wird, die mdogliche
Stromproduktion basierend auf der Fluidtemperatur und dem thermischen Wirkungsgrad sowie die
Kosten des Stroms aus jeder der 1 km dicken Schichten berechnet werden und anschliessend tiber alle
vier Tiefenschichten summiert wird. Dies ist in Fig. 9.20 dargestellt. Die Abbildung zeigt die
Kosten/Versorgungs-Kurve fiir die gesamte Schweiz, basiert auf einem durchschnittlichen geo-
thermalen Gradienten von 30°C/km. Die drei Kurven geben die nach den Vorhersagen des DOE
abnehmenden Kosten fiir die Jahre 2010, 2020 und 2030 wieder. Daraus wird deutlich, dass die
durchschnittlichen Stromkosten zunehmen, wenn die Tiefe von 6.5 km iiber 5.5 km auf 4.5 km
abnimmt. Diese Tiefen sind die durchschnittlichen Distanzen der Tiefenschichten 6-7 km, 5-6 km und
4-5km zur Erdoberfliche. Bei der obersten Schicht zwischen 3 km und 4 km Tiefe ist die
Stromerzeugung undkonomisch, die Kosten werden hier nicht gezeigt. Offensichtlich verringert sich
die Menge der potenziell in einer Schicht erzeugbaren Elektrizitit mit abnehmender Tiefe, da die
enthaltene Wiarmemenge sowie der Wirkungsgrad abnehmen. Die mogliche Stromproduktion mit der
in den drei Tiefenschichten 6-7 km, 5-6 km und 4-5 km enthaltenen Energie belduft sich auf 3.8 TWa,
2.6 TWa und 1.8 Twa, womit sich kumulative Ressourcen von 3.8 TWa, 6.4 TWa und 8.2 TWa
ergeben.
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Fig. 9.20 Geothermale Kosten/Versorgungs-Kurve in der Schweiz fiir einen Temperaturgradienten von 30°C/km, fiir
Tiefen zwischen 3 km und 7 km.

Der Wert von 30°C/km stellt zwar in etwa einen Durchschnitt fiir den geothermalen Gradienten in der
Schweiz dar, ein Blick auf Fig. 9.10 offenbart aber auch, dass — falls die Verteilung des geothermalen
Potenzials hierzulande dhnlich wie in Deutschland ist — ein bedeutender Anteil der Wérme bei einem
Gradienten von 40°C/km zur Verfiigung steht. Fig. 9.21 zeigt die Kosten/Versorgungs-Kurve fiir die
Annahme, dass in der gesamten Schweiz ein Temperaturgradient von 40°C/km vorhanden wire.
Daraus wird ersichtlich, dass die Kosten nun geringer sind, die potenziell erzeugbare Strommenge nun
grosser ist, und dass nun die Moglichkeit besteht, Nettostrom mit einer Bohrtiefe von 3.5 km zu
produzieren (auch wenn die Kosten dabei ziemlich hoch sind).
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Fig. 9.21 Geothermale Kosten/Versorgungs-Kurve in der Schweiz fiir einen Temperaturgradienten von 40°C/km, fiir
Tiefen zwischen 3 km und 7 km.

Es besteht natiirlich auch die Moglichkeit, mehrere Kosten/Versorgungs-Kurven mit unterschiedlichen
geothermalen Gradienten zu berechnen, siche Fig. 9.22. Die Abbildung zeigt, dass bei einem
Gradienten von 25°C/km die Stromproduktion lediglich mit den Ressourcen der beiden Tiefsten
Schichten (6-7 km und 5-6 km) moglich ist. Die Kurven fiir Gradienten von 30°C/km und 35°C/km
weisen drei Punkte auf, d.h. die Elektrizitdtserzeugung ist fiir Tiefen von 4-7 km moglich. Bei allen
Kurven mit Gradienten von 40°C/km oder mehr sind vier Punkte fiir die vier Tiefenschichten
zwischen 3 km und 7 km vorhanden. Die Kurven fiir Gradienten von 50-70°C/km sind in der
Abbildung vorhanden, wurden jedoch nicht einzeln bezeichnet, um die Optik nicht zu stéren.
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Fig. 9.22 Kosten/Versorgungs-Kurve als Funktion des geothermalen Gradienten.

Es ist auch zu beobachten, dass bei einer Steigerung des geothermalen Gradienten die
Kostensensibilitidt hinsichtlich der Tiefe abgeflacht wird. Das heisst, dass tiefere Bohrungen an guten
Standorten die mogliche Stromproduktion deutlich erhéhen, die Kosten dabei jedoch nicht allzu stark
zunehmen.

Unter Beriicksichtigung dieser verschiedenen Kurven ist es nun mdoglich, eine gesamthafte
Kosten/Versorgungs-Kurve fiir die Schweiz abzuschitzen. Fig. 9.10 zeigt eine Verteilung des
geothermalen Gradienten fiir Deutschland. Es waren zwar keine &hnlichen Daten fiir die Schweiz
verfligbar, eine dhnliche Verteilung erscheint aber realistisch. Bei einer Abschitzung der Zahl der
Bohrungen bei unterschiedlichen Gradienten wiirde sich ein sehr grobes Bild ergeben, das
folgendermassen aussieht:

Geothermaler Gradient (°C/km) 20 25 30 35 40 45 50
Anteil fiir die Schweiz 10% 10% 15% 20% 20% 20% 5%

Mit der Ressource mit einem Gradienten von 20°C/km kann Strom nicht 6konomisch produziert
werden und auch bei 25°C/km wird dies kaum moglich sein. Unter Verwendung dieser prozentuellen
Anteile zur Erstellung einer gewichteten Durchschnitts-Kosten/Versorgungs-Kurve ergibt sich das in
Fig. 9.23 dargestellte Resultat.
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Fig. 9.23 Gewichtete Durchschnitts-Kosten/Versorgungs-Kurve fiir die Schweiz.

Fig. 9.23 zeigt die kumulativ verfiigbare geothermale Stromproduktion in der Schweiz zu oder
unterhalb bestimmter Kosten. Die Abbildung beinhaltet einige relativ grobe Annahmen, welche im
Folgenden aufgefiihrt sind:

Zunichst sollte wiederholt werden, dass Permeabilitdt und Sittigung gleich wichtig oder
bedeutender als der geothermal Gradient sind, aber weit weniger bekonnt (es sind deutlich
weniger Daten verfiigbar).

Die Verteilung der Gradienten, die fiir die Berechnung der obigen gewichteten
Kosten/Versorgungs-Kurve verwendet wurde, stellt lediglich eine visuelle Schéitzung mithilfe
von Daten aus Deutschland dar. Die tatsdchlichen Werte fiir die Schweiz sind nicht bekannt.

Die Kosten sind unsicher. Das Modell wurde mit den Schitzungen des USDOE zu den
zukiinftigen Kosten kalibriert, die wichtigsten Kostenfaktoren weisen also Unsicherheiten im
Bereich von 20-30% auf. Nach Aussagen von Schweizer Geothermie-Experten konnten die
Kosten hierzulande deutlich hoher sein, falls die Bohrkosten hoher oder die Wirkungsgrade
der Injektionspumpen niedriger sind.

Aufgrund dieser notwendigerweise getroffenen Annahmen sollte die obige Kurve nicht als prizises
Mass aufgenommen werden. Es sollten darauf zwar keine wichtigen Entscheidungen basieren, einige
Punkte werden daraus jedoch offensichtlich.

Die kumulative Kosten/Versorgungs-Kurve setzt sich aus einer Reihe von Beitrdigen
zusammen. Geringe Anteile am Stromerzeugungspotenzial stammen von Ressourcen mit den
hochsten Gradienten und den niedrigsten Kosten. Es folgt ein grosserer Beitrag von
Ressourcen mit durchschnittlichen Gradienten und durchschnittliche Kosten. Schliesslich steht
ein grosses Wiarmepotenzial bei kleinen Gradienten oder geringen Tiefen zur Verfiigung. Bei
diesem grossen Teil ist die Stromerzeugung jedoch undkonomisch oder unmdoglich.
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e Es sind zwar sowohl die Kosten als auch der Umfang der geothermalen Ressource unsicher,
die Umfang der Ressource ist jedoch so gross, dass eigentlich nur die Unsicherheit der Kosten
von Bedeutung ist. Es muss in Erinnerung gerufen werden, dass die obigen Kurven das
Ausmass der potenziellen Stromerzeugung darstellen. Ws wire unmoglich, auch nur einen
kleinen Teil der entsprechenden Anlagen bis zum Jahr 2030 zu bauen. Die Grosse der
Ressource war jedoch immer die Antriebskraft hinter der weltweiten ,,Hot, dry rock®-
Forschung (nun EGS-Forschung) und dies trifft auch auf die Schweiz zu.

e Das hier zuvor gezeigte Modell ist wohl genauer als die verfiigbaren Inputdaten (die
Genauigkeit der Ergebnisse hiangt natiirlich von der Prizision des Modells und der
Datenqualitit ab). Bessere Kosten/Versorgungs-Kurven kénnen erst dann berechnet werden,
wenn Daten von besserer Qualitit aus der gegenwértig vom BFE finanzierten Kartierung der
geothermalen Ressourcen zur Verfligung stehen.

Es ist auch ersichtlich, dass die Kurven nicht sehr glatt sind, dies ist jedoch ein Artefakt und resultiert
aus der Art, wie die geothermalen Reservoirs und Gradienten in diskrete Schichten und Gruppen
aufgeteilt wurden. Der gewichtete Durchschnitt der einzelnen relativ glatten Kurven, die sich am Ende
nach oben bewegen, ergibt eine etwas raue Kurve. Wiirden die geothermalen Daten eine Kombination
von diinneren Gesteinsschichten und einer genaueren Verteilung der Gradienten erlauben, so kénnte
eine glatte Kurve erzeugt werden. Die erforderlichen Informationen liegen jedoch noch nicht vor.

9.5 Umweltauswirkungen und Sicherheitsaspekte
9.5.1 Heutige Technologien

Geothermische Stromerzeugung ist weit gehend umweltfreundlich. Fiir die Stromerzeugung mit
erweiterten geothermalen Systemen gilt das im Vergleich zu hydrothermalen oder Trockendampf-
ressourcen ganz besonders. Das gesamte geothermale Fluid wird wieder eingespeist, das Arbeits-
medium ist keine konzentrierte oder korrosive Lauge und es gibt keine Gase wie SO,, die vom Dampf
abgetrennt werden miissen. Umweltauswirkungen oder —schiden, die aus der geothermalen Strom-
produktion resultieren, konnen in folgende Kategorien unterteilt werden.

Abwirme — Da die Stromproduktion in erweiterten geothermalen Systemen Wirkungsgrade in der
Grossenordnung von 9-13% aufweist, miissen etwa 90% der Wérme in die Atmosphire,
Oberflaichengewisser oder an andere Wérmenutzer abgegeben werden. In diesem Projekt wird die
grosstmogliche Stromerzeugung untersucht. Es wird dabei fiir die Okonomische Analyse
angenommen, dass nicht genug Warmebedarf vorhanden ist, um all die Abwarme zu nutzen. Natiirlich
wiirde die Abwirmeproduktion bei hoherem Wéirmebedarf verringert, wodurch sich auch die
Okonomie verbessern wiirde.

Landverbrauch — Der Landverbrauch fiir ein einzelnes geothermales Kraftwerk ist relativ gering und
schliesst andere Formen der Landnutzung nicht aus. Abschétzungen reichen von 6-10 ha fiir Anlagen
mit einer elektrischen Nettoleistung von 5.5-30 MW. Diese Zahlen basieren auf der DOE-Quelle
(USDOE 1997), welche als Hauptreferenz fiir dieses Kapitel verwendet wurde. Das World Energy
Council schitzt den Landverbrauch basierend auf heute verfiigbarer Technologie (also hydrothermal)
mit 200 km*/GW,, (oder 20 ha/MW,) hoher ab, wobei 5-10% davon direkt verbraucht werden und der
Rest fiir geteilte Nutzung offen steht (Manoha 2000). Die visuellen Auswirkungen (in Verbindung mit
den Gebéduden, dem Rohrnetz und den Bohranlagen), Larm und Geruch der Anlagen sollten eine
relativ einfache Integration in landwirtschaftliche, gewerbliche oder industrielle Landnutzung,
erlauben, eher nicht in dicht besiedelte Stadt- oder Erholungsgebiete. Insbesondere in der Schweiz
machen die hohen Grundstiickspreise Standorte in Stadt- oder Erholungsgebieten wohl 6konomisch
uninteressant. Daher sind Probleme aufgrund von Problemen hinsichtlich Landnutzungskonflikten
wahrscheinlich minimal. Geringer Landverbrauch heisst in diesem Fall, dass der Landverbrauch
insgesamt nicht so niedrig ist wie fiir sehr konzentrierte Stromerzeugungstechnologien, wie etwa
fossile Kraftwerke oder Kernkraftwerke. Geothermische Stromerzeugung hat jedoch einen geringeren
Landverbrauch als die meisten erneuerbaren Energietriger wie Photovoltaik oder Biomasse.
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Wasserverbrauch — Die Wasserverluste innerhalb eines geothermalen Reservoirs kénnen zwischen 5%
und 15% liegen, die Durchschnittwerte liegen anfangs bei 10%. Es liegt jedoch noch keine
ausreichende Langzeiterfahrung vor, es wird jedoch angenommen, dass die Verluste mit der Zeit auf
1-2% zuriickgehen, da das Reservoir in der Umgebung der Bohrung mehr und mehr gesittigt wird.
Wasser zum Ausgleich dieser Verluste stammt entweder aus Oberflichengewidssern oder relativ
seichten Grundwasserleitern. Der Ausgleich dieser Verluste scheint alternative Nutzung zwar nicht
auszuschliessen, er bedeutet aber, dass geringere Wassermengen fiir andere Zwecke, z.B. die
Landwirtschaft zur Verfiigung stehen. Falls die geothermale Anlage an einem Standort errichtet ist, an
dem eine Stérungs- oder Risszone vorhanden ist, konnten tiefe Injektionen von grossen Wassermassen
seismische Effekte zur Folge haben, es scheint jedoch am wahrscheinlichsten, dass kleinere Erdbeben
héufiger auftreten, und nicht grosse in ldngeren Abstinden. Diese Gefahr scheint in der Schweiz
vernachlissigbar klein zu sein.

Materialverbrauch — Der Ressourcenverbrauch der geothermischen Stromproduktion beinhaltet den
iiblichen Bedarf an Stahl, Kupfer und anderen Materialien, welche bei der Errichtung der Anlagen
benotigt werden. Der Ressourcenverbrauch wurde nicht im Besonderen untersucht. Es erscheint
jedoch wegen den Ausmassen und der Intensitéit der geothermischen Ressource wahrscheinlich, dass
der iiber die bendtigten Materialien entstehende Ressourcenverbrauch zwischen konzentrierteren
Energieformen (z.B. fossil oder nuklear) und weniger konzentrierten (z.B. Photovoltaik oder
Biomasse) liegt.

Externe Kosten — Das World Ecomomic Council (Manoha 2000) hat auch grobe Abschitzungen der
externen Kosten durchgefiihrt, basierend auf Auswirkungen auf die Umwelt und die Gesundheit. Diese
Schiatzung kommt fiir bestehende geothermale Energiequellen (hydrothermal) auf Werte von 0.2-
0.5 EUR/MWh Strom. Den Abschidtzungen liegen Daten der Internationalen Vereinigung fiir
Geothermie (International Geothermal Association, IGA) zu Grunde. Das liegt deutlich unter den
Werten der anderen erneuerbaren Ressourcen, wie Wind (0.5-2.6 EUR/MWh,), Photovoltaik
(1.4-3.3 EUR/MWh,) und Biomasse (2-50 EUR/ MWh,, stark abhéngig von der Art der Biomasse)

Beschiftigungseffekte — Diesbeziigliche Schétzungen beriicksichtigen hauptsédchlich Bohrungen,
Anlagenbau, Betrieb und Wartung der Bohrlocher und hiangen nicht stark von der Anlagengrésse ab.
Die WEC-Schitzungen (Manoha 2000) gehen von etwa 100-200 eher kurzfristig Beschéftigten in der
Baubranche aus und von 30 Beschiftigten pro Anlage fiir Betrieb und Wartung (fiir Anlagen mit
Leistungen von 15-55 MWg). Diese Abschidtzungen basieren wiederum auf bestehender
hydrothermaler Technologie. Beschéftigungseffekte pro MWh Strom wiirden fiir EGS-Anlagen wegen
der geringeren Anlagengrdsse bzw. der relativ gesehen grosseren Bohrungen hoher sein.

Unfille — Der WEC-Bericht (Manoha 2000) gibt an, dass die Unfallrate bei geothermalen Anlagen bei
etwa 15 Unféllen pro Mio. Mannstunden Arbeit liegen. Diese Zahl basiert auf einer ,,best-practice®-
Studie der IGA.

9.5.2 Zukiinftige Technologien

Es wird angenommen, dass zukiinftige Technologien eine Weiterentwicklung der heutigen darstellen,
die Umweltauswirkungen und Sicherheitsaspekte also weit gehend konstant beleiben werden. Da der
Wirkungsgrad der geothermalen Stromproduktion unvermeidlich klein ist, haben auch geringe
Steigerungen der Effizienz relativ grosse relative Steigerungen der Stromproduktion zur Folge. Die
Reduktion der gesamten, tatsdchlichen Umweltauswirkungen, beispielsweise der Abwérmeproduktion,
wird jedoch relativ gering sein. Die Reduktionen der durchschnittlichen, relativen
Umweltauswirkungen wird hoher sein, basiert jedoch auf einer Verteilung der Auswirkungen auf eine
grossere Stromproduktion und nicht auf gesunkenen Umweltauswirkungen insgesamt. Der einfachste
Weg zur Reduktion der Hauptumweltauswirkung (d.h. der Abwirme) ist eine vermehrte Nutzung
dieser Wirme in der Nihe der geothermischen Standorte.
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9.6 Faktoren, welche die Entwicklung und Markteinfiihrung
beeinflussen

9.6.1 Nachfragefaktoren

Die Faktoren, welche die Nachfrage nach geothermal erzeugtem Strom in der Schweiz beeinflussen,
sind mit deren einzigartiger Charakteristik verbunden. Die dusserst geringen CO,-Emissionen und die
hohen Abwirmeemissionen beeinflussen beide die potenzielle Nachfrage. Falls die Schweizer CO,-
Politik weiterhin vernachlédssigbare Emissionen aus dem Stromsektor anstrebt und der Bau neuer
Kernkraftwerke abgelehnt wird, wiirde dies offensichtlich fiir geothermische Kraftwerke sprechen.
Gleichermassen wiirden die 6konomische Attraktivitit und die potenzielle Nachfrage bei steigendem
Bedarf an Wiarme oder sinkenden Kosten fiir die Warmeverteilungsnetze (oder offentlicher Unter-
stiitzung) steigen.

9.6.2 Hindernisse

Die Hindernisse fiir die geothermische Stromerzeugung entsprechen natiirlich dem Gegenteil der
Forderfaktoren. Falls die CO,-Emissionen in der Schweizer Energiepolitik an Bedeutung verlieren
oder andere klimafreundliche Stromquellen, wie beispielsweise die Kernkraft, gebilligt werden, wiirde
dies ein Hindernis fiir die geothermische Stromerzeugung darstellen. Auch der Mangel an
Wirmenachfrage oder Widerstand gegen die Produktion von grossen Mengen an Abwirme wiren
Hindernisse.

9.6.3 Anforderungen fiir zukiinftige Entwicklung und Marktreife

Die wichtigsten Faktoren, welche die zukiinftige Entwicklung der geothermischen Stromerzeugung
und deren Marktchancen beschleunigen und verbessern konnten, sind eine Verringerung der
Stromgestehungskosten, Risikoverminderung sowie steigende oOffentliche Wahrnehmung der
Verfiigbarkeit und der Charakteristika der Geothermie. Das BFE fordert bereits die Bekanntheit von
Anwendungen flir geothermische Wirme, worunter auch die Nutzung von Abwédrme aus der geo-
thermischen Stromproduktion fallen wiirde. Die Reduktion von Kosten und Risiko ist eher eine Frage
der geologischen und technologischen Forschung und nicht der Marktverhéltnisse.

9.7 Offene Fragen, Forschungsaktivitaten und -bedarf

Angesichts der Abhéngigkeit der Stromgestehungskosten von geologischen Bedingungen
(insbesondere jenen, die Permeabilitdt und Fluid-Flussrate) bestimmen, besteht in der Schweiz der
dringendste Forschungsbedarf auf dem Gebiet der Ressourcenkartierung (d.h. die zuvor beschriebene,
detaillierte Geowatt Studie). Eine Fortfiihrung der Schweizer Forschung im Bereich der Technologie
ist auch wichtig. Dies ist aber nicht so dringend, da die Schweiz auch von EGS-bezogener Forschung
in anderen Landern profitieren kann, auch von Forschung im Bereich konventioneller hydrothermaler
Stromproduktion sowie allgemeiner Erschliessungs- und Bohrtechnologieforschung.

9.8 Schlussfolgerungen

Wie zuvor bei den im Rahmen dieser Arbeit entwickelten Kosten/Versorgungs-Kurven angesprochen,
ist die wichtigste Schlussfolgerung, dass in der Schweiz ein sefr grosses Potenzial zur geothermischen
Stromerzeugung existiert. Der hauptsidchliche Vorbehalt legt in den bestehenden Unsicherheiten. Die
potenzielle Ressource ist jedoch so umfangreich, dass auch eine grosse Unsicherheit in deren genauen
Umfang relativ unbedeutend ist. Auf der anderen Seite konnten Unsicherheiten beziiglich der Kosten
ausschlaggebend dafiir sein, ob die geothermale Stromerzeugung von Interesse sein wird. Die
entscheidenden kostenbezogenen Unsicherheiten sind die geologischen Daten der Ressourcen
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(besonders eine Kartierung geothermaler Gradienten, die Permeabilitit und die Sattigung des
Gesteins) sowie die damit verbunden Kapitalkosten (insbesondere Bohrkosten).

Weniger wichtige Kostenfaktoren beinhalten eher technologische Betriebsparameter und fiir die
Schweiz spezifischen Verhiltnissen wie Landkosten. Trotzdem scheinen Stromkosten fiir die
geothermische Erzeugung im Vergleich zu vielen anderen erneuerbaren Energietrigern zumindest
wettbewerbsfihig oder moglicherweise auch geringer.
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9.9
BGR

DHM
DOE
Doublet
DWD
EERE
EGS
ENET
HDR
HFR
HWR
IEA
IGA
IST
METC
NADET
NREL
PDC
SNL
Triplet
WEC

Abkiirzungsverzeichnis

Bundesanstalt fiir Geowissenschaften und Rohstoffe Hannover, Institut
Geowissenschaftliche Gemeinschaftsaufgaben.

deep heat mining

US Department of Energy, also US DOE

one injection and one return well

diagnostics while drilling

US DOE Office of Energy Efficiency and Renewable Energy
enhanced geothermal systems

BFE Netzwerk fiir Informationen und Technologie-Transfer im Energiebereich
hot dry rock

hot fractured rock

hot wet rock

International Energy Agency

International Geothermal Asssociation

Institut fuer Erdwissenschaften Tessin

Morgantown Energy Techhnology Center

National Advanced Drilling and Excavation Technologies Institute
US DOE National Renewable Energy Laboratory

polycrystalline diamond compact

US DOE Sandia National Laboratory

one injection and two return wells

World Energy Council
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10 Wellenkraft
10.1 Einfihrung

Ziel dieses Kapitels des BFE-Projekts Energieperspektiven ist die Untersuchung des Potenzials zur
Stromerzeugung aus Wellenenergie. Dieses Potenzial basiert natiirlich auf den physikalischen Basis-
charakteristika dieser Energieressource.

Ozeanische Wellenenergie ist eine indirekte Form der Sonnenenergie. Die Sonne stellt den Antrieb fiir
Wettersysteme und die damit verbundenen Winde dar. Wind, der {iber das Meer blést, verursacht
Wellen. Die Méchtigkeit der Wellen hingt von der Windstirke, der Dauer des Windes, der Konstanz
der Windrichtung sowie der Wassermenge bzw. der Distanz, iiber welche sich die Wellen aufbauen
konnen (,,fetch auf Englisch), ab. Die dominierenden Wellenmuster auf den Meeren folgen daher den
vorherrschenden Wetterverhiltnissen. Die Wellen sind tiblicherweise in den siidlichen Ozeanen am
hochsten, da zwischen den Siidspitzen Afrikas und Amerikas und der Antarktis keine storenden
Landmassen vorhanden sind. Wiahrend starker Stiirme liegen die normalen MaximalhShen bei etwa
10 m, aussergewOhnliche Wellen kénnen bis zu 30 m hoch werden. Bedeutende Wellencharakteristika
sind die Amplitude, die Frequenz (bzw. Distanz zwischen den Wellen) und die Richtung. Die
statistische Verteilung und die Maximalwerte dieser Parameter bestimmen den Umfang der Wellen-
energie-Ressource sowie das maximale Zerstérungspotenzial, welchem jedes Wellenkraftwerk
Widerstand leisten konnen muss.

Wenn sich Wellen ausbreiten, bewegen sich oder oszillieren die einzelnen Wassermolekiile etwa in
Kreisbahnen. Die Bewegung nimmt mit der Tiefe ab. Erreichen Wellen die Kiiste, so geht die Energie
teilweise auf den Meeresgrund iiber. Die verbleibende Energie konzentriert sich in Form von
steigender Wellenh6he an der Oberfliche. Diese Wellen konnen brechen und treffen schliesslich auf
den Strand oder auf Felsen an der Kiiste. Die Wellenhohe im seichten Wasser ist durch die Wassertiefe
begrenzt, und zwar auf Werte zwischen 55% und 80% der Tiefe. Die Form der Kiistenlinie kann die
Wellenenergie auch an bestimmten Orten fokussieren.

Meereswasser weist eine viel hohere Dichte auf als Luft, etwa um einen Faktor 800 (1022-1029 kg/m’
vs. 1.25-1.29 kg/m’). Das bedeutet, dass die Grosse und die Kosten der Infrastruktur der Wellen-
kraftwerke deutlich unter jenen von Windkraftanlagen liegen kénnen. Ein entgegengesetzter Effekt
wird jedoch durch die im Allgemeinen geringere Geschwindigkeit der Wellen verursacht. Ausserdem
wichst der Energiegehalt des Windes mit der dritten Potenz der Windgeschwindigkeit. Das fiihrt zu
einem weiteren bedeutenden Unterschied zwischen Wind- und Wellenenergie, welcher durch die
Dichte des Wassers bedingt ist. Masse und Impuls der laufenden Wellen haben zur Folge, dass sich
diese langsamer aufbauen und langsamer auflosen als der Wind. Letztlich wird die
Windgeschwindigkeit im Gebiet, wo sich die Wellen bilden, gemittelt. Das reduziert die Variabilitit
der verfiigbaren Wellenenergie und kann die durchschnittliche Stromproduktion (den Auslastungs-
faktor) fiir eine bestimmte Generatorenleistung erhohen. Das fithrt dazu, dass Leistung und Kosten
eines Generators fiir eine bestimmte Elektrizititserzeugung reduziert werden.

Wellenenergie ist nicht die einzige Energieressource der Weltmeere. Gezeitenkraft, Stromungsenergie
und die Nutzung von thermischer Energie der Ozeane sind weitere nutzbare Ressourcen. Darunter ist
jedoch die Wellenenergie die am reichsten vorhandene, d.h. sie ist am wenigsten auf bestimmte
Standorte beschrankt. Bei der Gezeitenkraft muss die Gezeitenbewegung am Standort konzentriert
werden, um grosse Niveauunterschiede oder starke Gezeitenstromungen erreichen zu konnen.
Meeresstromungen sind weniger an bestimmte Standorte beschrénkt, im Allgemeinen jedoch weiter
von den Kiisten entfernt, sodass Unterseekabel die Wirtschaftlichkeit verschlechtern. Die Nutzung von
thermischer Energie erfordert Standorte mit warmem Oberfldchenwasser und kaltem Tiefseewasser
nahe der Kiiste. Wihrend die Gezeitenkraft an einzelnen Standorten echte Vorteile aufweisen kann,
scheint es plausibel, dass Wellenenergie in Zukunft die vornehmlich genutzte, ozeanische
Energieressource darstellen wird.
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10.1.1 Globale und Européaische Stromversorgung und Trends

Die Stromerzeugung in Wellenkraftwerken befindet sich, wenn nicht in ihrer Kindheit, dann doch in
ihrer Jugend. Heute existiert eine relativ kleine Zahl an Demonstrationsanlagen, die iiber die ganze
Welt verteilt sind. In Tab. 10.1 ist ein weites Spektrum von Forschungs- und Entwicklungsanlagen
und —aktivititen zusammengefasst. Es kann nicht behauptet werden, dass die in dieser Tabelle
enthaltenen Angaben vollstindig und umfassend sind, obwohl eine Vielzahl von Quellen ausgewertet
wurde und viele verschiedene Typen von Wellenkrafttechnologie enthalten sind. Wegen der relativen
Knappheit der angegebenen Daten ist auch erkennbar, dass nicht alle Daten fiir die jeweilige Kategorie
passend oder anwendbar sind. Viele der Anlagen wurden entweder wegen mangelnder Rentabilitat
oder physischen Defekten wieder stillgelegt oder abgerissen. An anderen Standorten gab es eine
Abfolge von unterschiedlichen Anlagen. Fiir diese Fille ist in den Spalten Jahr und Leistung jeweils
das letzte Projekt angefiihrt.

Die Energickommission Kalifornien schétzt, dass weltweit ab dem Jahr 1995 Wellenkraftprojekte mit
einer Gesamtleistung von 685 kW betrieben wurden, wobei acht Projekte Leistungen zwischen 20 kW
und 350 kW aufweisen. Die Fithrungsrolle bei der Wellenkraftwerkstechnologie hat Nordeuropa inne.
Dort gibt es grosse Ressourcen (besonders rund um die Britischen Inseln) und mit der Offshore Ol-
und Gasindustrie lokale Fachkenntnis. Viele der zuvor angefiihrten Testanlagen befinden sich auf
Inseln. Der geringe Strombedarf und der hohe Preis anderer Elektrizititsquellen auf Inseln, welche
nicht mit dem Stromnetz am Festland verbunden sind fiihrt dazu, dass diese Standorte die besten
Voraussetzungen als Nischenmarkt fiir Wellenkraft darstellen. All diese Faktoren haben dazu gefiihrt,
dass sich der Standort des European Marine Energy Center auf den Orkney Inseln, im Norden
Schottlands, befindet.

10.1.2 Schweizer Stromversorgung und Trends

Da die Schweiz keinen Zugang zum Meer besitzt, gibt es weder heute noch in der Zukunft eigene
Wellenkraft-Ressourcen. Strom aus Wellenenergie miisste importiert werden, wahrscheinlich von der
Atlantikkiiste Spaniens, Portugals oder Frankreichs.
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Tab. 10.1 Globale Ubersicht liber Anlagen zur Nutzung der Wellenkraft.
Land Standort Firma oder Institut Name Typ On/offshor Jahr A Osse Anmer
Norwegen Norwegian University of Science owcC 1980's 500 kW stillgelegt
and Technology
Schweden Schottland Interproject Service AB IPS buoy float pump offshore 2002 150 kw Kombination
Schweden Schottland Interproject Service AB Hose pump float pump offshore 2003 150 kW Kombination
Schweden Shetlands Sea Power International AB Floating Wave Power tapered channel offshore 2004 160 t Pilotanlage, FWPV
Vessel Kolben installiert 2004
Danemark Bredning Wave Dragon ApS WaveDragon tapered channel offshore 2004 4 MW Massstab 1:4.5 (237 t)
Danemark Danish Wave Power float pump offshore effektiv, verlasslich
Danemark Waveplane spiral trough tapered offshore 1999
Schottland Ocean Power Delivery Ltd. PELAMIS hinged float offshore 2004 750 kW
Schottland Dounreay Wavegen OSPREY owcC offshore 1995 1 MW durch Sturm 1995 zerstért, 1.5
MW Wind-Turbine aufgesetzt,
Nachfolger OSPREY 2000
Schottland Wavegen WOSP OWC/wind offshore
Schottland Islay Wavegen, Queen's University LIMPET owcC onshore 2000 500 kW sturmsicher
Belfast (QUB)
Schottland Edinburgh University Salter Duck hinged float offshore 300 MW gross, komplex, effizient,
hoher Wartungsaufwand
England Plymouth Sound University of Plymouth, Embley owc offshore 2000
Energy Ltd.
England OreCON Ltd., (Univ. Plymouth MRC1000 Multi-Resonant Chamber  offshore 2004 1000 kw Tankpriifung, Plane fur die
spinoff) owcC Installation von 20x1MW vor
der SW-Kiste 2010
Irland WaveBob Ltd. Wavebob float pump offshore 2004 500 kW
Irland off mouth of Hydam Technology Ltd. McCabe Wave Pump  hinged float offshore 2001 orig. fur Entsalzung
Shannon
Portugal Pico Instituto Superior Tecnico, owcC onshore 2001 400 kW
National Institute of Engineering
and Industrial Technology (INETI)
Portugal North of Porto Teamwork Technology BV Archimedes Wave submerged float, linear offshore 2004 4 MW Test in Originalgrosse Mai
Swing induction gen. 2004
USA Makah Bay Aqua Energy Group AquaBuoys hose pump offshore 2004 4x250 kW
USA Trinidad Bay Independent Natural Resources Seadog float pump, onshore hydro offshore 2004 33.5 kW Tankprifung, vorgeschlagenes
Inc. Projekt
USA Float, Inc. (San Diego) Pneumatic stabilized multi-chamber OWC 2004 vorgeschlagen; zum Patent
platform platform angemeldet
USA Ocean Wave Energy Company Ocean Wave Energy float & damping plate, Tankprifung
Converter linear generator
USA Ocenergy Wave Pump Konzept
USA BWT.jeffotto.com Waveberg small flex float Konzept
USA NJ, Hawaii, Spain  Ocean Power Technologies PowerBuoy float driven (piezo- offshore 20kW, spater 50- auch zum Aufladen von Marine
electric?) generator 200kw Robotern
Japan Sakata Port owcC onshore 60/200 kW
Japan Sanze owcC onshore 1983 40 kW stillgelegt
Japan Kujukuri OWC (10) onshore 1988 30 kW stillgelegt ('88-'97)
Japan Haramachi owcC onshore 1996 130 kW
Japan Backward bent duct  OWC
Japan Muroran Institute of Technology Pendulor Pendulum onshore
Japan Gokasho Bay Japan Marine Science and Mighty Whale owc offshore 1998 110 kW Erosionskontrolle
Technology Center
China Guangzhou Institute of Energy offshore 1995 60 W > 650 Bojen
Conversion
China Shanwei Guangzhou Institute of Energy owc onshore 2000 100 kw
Conversion
China Daguan Island Tainjin Insitute of Ocean Pendulor Pendulum 50 kW
Technology
China Dawanshan owcC 20 kW geschlossen
Indien Indian Institute of Technology owc onshore 1991 150 kW
Indien National Institute of Ocean owc onshore
Indien National Institute of Ocean Backward bent duct OWC offshore Forschung abgeschlossen
Indonesien Baron, Java tapchan onshore
Australien  Port Kembla AU Energetech OWC, parabolic funnel, nearshore 2004 500 kw Demonstrationsanlage,

Denniss-Auld turbine

Abschluss Dec 2004. Neues
Projekt am Pt. Judith, RI USA

Pelamis = seasnake

letzte/grosste Anlage angegeben
OWC = oscillating water column

OSPREY = Ocean Swell Powered Renewable EnergY
LIMPET = Land Installed Marine Powered Energy Transformer
WOSP = Wind Ocean Swell Power

10.2 Technologiebeschreibung
10.2.1 Heutige Technologie

Grundsitzlich kann die Wellenkrafttechnologie in zwei grosse Kategorien unterteilt werden, Onshore-
und Offshore-Stromerzeugung. Onshore-Anlagen befinden sich natiirlich in der Brandungszone. Diese
Kategorie beinhaltet dazu auch kiistennahe Technologien, welche im relativ seichten Wasser installiert
werden. In diesem Abschnitt werden die wichtigsten Typen der zu diesen beiden Kategorien
gehorenden Wellenkrafttechnologie diskutiert. Es ist unmoglich alle einzelnen Designs innerhalb jeder
Kategorie zu beriicksichtigen, die bedeutendsten Vor- und Nachteile jedes Typs sowie einige
spezifische Beispiele sind im Folgenden beschrieben
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Onshore-Technologien

Die Stromerzeugung mit Onshore-Anlagen wird offensichtlich durch die geringere Wucht der Wellen,
welche die Kiiste erreichen, sowie Charakteristika der Kiiste, welche die Energie der Wellen
konzentrieren oder zerstreuen, beeinflusst. Die Standorte von Onshore-Anlagen sind viel beschrankter
vorhanden, teilweise aufgrund der Eignung, teilweise aufgrund anderer Moglichkeiten der Standort-
nutzung. Es haben zwar nicht alle Onshore-Technologien einen negativen Einfluss auf das
Landschaftsbild, die wichtigste alternative Landnutzung ist aber wohl die Aufrechterhaltung der
landschaftlichen Schonheit moglicher Standorte. Zu den wichtigsten Vorteilen der Onshore-Anlagen
z#hlt, dass zum Stromtransport an Land keine Seekabel nétig sind, und dass Sturmschidden weniger
wahrscheinlich sind. Wihrend Onshore-Standorte einige klare Vorteile aufweisen, sind Orte mit hoher
Wellenenergie meist exponiert, sodass die Errichtung von Kraftwerken zeitaufwindiger oder
gefihrlicher sein kann. Die Errichtung der Anlagen beschrinkt sich im Allgemeinen auf die ruhigere
Sommersaison. Individuelle Unterschiede zwischen den einzelnen Standorten beschrénkt das Mass der
moglichen Vereinheitlichung zur Kosteneinsparung.

Oscillating Water Column Designs (OWC) — Bei diesem Typ fiithrt die Wellenbewegung dazu, dass
der Wasserspiegel innerhalb einer Kammer, die nur einen Ausgang hat, oszilliert. Die Luft oberhalb
des Wassers wird bei jedem Ansteigen des Wasserspiegels komprimiert und diese komprimierte Luft
wird zum Antrieb eines Turbinen-Generators verwendet. Jedes Mal, wenn sich die Welle zuriick zieht,
kehrt sich die Luftstromung um. Die Luftturbine (,,Wells-Turbine* genannt) weist ein spezielles
Design auf, wodurch es moglich ist, dass sie sich wihrend beider Héilften des Wellenzyklus in die
gleiche Richtung dreht und Energie aufnimmt. Der Unterschied zwischen der grossen Wasser-
oberfliache innerhalb der Kammer und dem kleinen Querschnitt des Luftaustritts hat zur Folge, dass
die relativ geringe Geschwindigkeit der Wellenbewegung in eine deutlich schnellere Luftbewegung
tibersetzt wird. Eine schematische Darstellung dieses Typs ist in Fig. 10.1 dargestellt.

Dzcillating Water Column Device
Walls' Turbine
Seneratar

Air Column

Front Wall Back Wall

Wiz g Direction

Sea BEdW’ ....................

Fig. 10.1 Schematische Darstellung des Oscillating Water Column Designs.”

Das OWC-Design ist einer der am weitesten verbreiteten Typen der Onshore-Anlagen mit mehreren
Pilotanlagen, welche unterschiedlich erfolgreich waren. Eine Anlage in Dounreay, Schottland, wurde
1995 in einem Sturm zerstort. Weitere Anlagen wurden in Pico, Portugal, und auf der schottischen
Insel Islay errichtet. Deren Leistungen betrugen 400 kW bzw. 500 kW. Fig. 10.2 zeigt einen Schnitt
durch die Anlage auf Islay.

* http://europa.eu.int/comm/energy_transport/atlas/assets/images/Imagel4.gif (August 2004).
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Fig. 10.2  Schnitt durch die ,,Oscillating Water Column“-Anlage auf Islay.”

Der OWC-Typ gleicht in vielerlei Hinsicht einer natiirlichen Kiiste, wo Wellen in existierende Kanile
oder Hohlen eindringen und einen natiirlichen Ausfluss oder eine Wasserfontéine schaffen. Es wurde
vorgeschlagen, OWC-Anlagen in vorhandene Meeresklippen einzubauen. Dadurch wiirden jedoch die
Kosten deutlich steigen. Aktuelle Pline sehen daher eine Errichtung an exponierten und abgelegenen
Standorten vor. Die Anlagen wiirden zumindest gewisse visuelle Auswirkungen haben.

Es sollte noch hinzugefiigt werden, dass OWC-Anlagen auch in seichtem Wasser errichtet werden
konnen, wobei die Turbine und das Ausstromungsrohr oberhalb des Meeresspiegels liegen. Technisch
wiirden dies dann Offshore-Anlagen, oder genauer ,nearshore“-Anlagen, hier werden sie aber als
Onshore-Typ klassifiziert. Es existiert jedoch auch ein schwimmendes OWC-Design und dieser Typ
ist als Offshore-Anlage charakterisiert.

Pendulum Design — Wie schon vom Namen her erwartet werden kann, wird bei diesem Typ mit einem
héngenden Pendel die Energie der auftreffenden Wellen genutzt. Das Pendel hédngt unterhalb seiner
Drehachse und die Wellen bewegen es vor und zuriick. Diese oszillierende Bewegung wird an einen
hydraulischen Zylinder weitergegeben und dieser triebt wiederum einen hydraulischen Motor oder
Generator. Fig. 10.3 zeigt ein schematisches Diagramm davon. Ein solches Design wurde von einer
Gruppe des Muroran Institute of Technology in Japan (siehe Tab. 10.1) vorgeschlagen, genannt ,,The
Pendulor®. In diesem Fall héngt das Pendel vor einer unter Wasser befindlichen Mauer, welche Wellen
von der Kiiste oder indirekt einfallende Wellen reflektiert. Es wird geschitzt, dass mit diesem Design
40% der einfallenden Wellenenergie vom Pendel absorbiert werden konnen. Dieser Kraftwerkstyp
wurde auch in China getestet.

* http://europa.eu.int/comm/energy_transport/atlas/assets/images/wave3.gif (August 2004).
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Pendulor Device
Hyd raulic Pun

Incident
Vilaves

Pendulum

Caigson

Fig. 10.3 Schematische Darstellung des “Pendulum”-Designs.?

Tapered Channel Design — Hier wird ein kegelformiger Kanal verwendet, um die einlaufenden Wellen
zu sammeln und in ein hoher liegendes Reservoir zu leiten. Das Wasser fliesst zur Stromproduktion
aus diesem Reservoir durch eine konventionelle Wasserturbine fiir niedrige Fallhohen. Ein spezielles
Design wird mit der Abkiirzung ,,TAPCHAN® bezeichnet. Fig. 10.4 zeigt eine schematische Dar-
stellung dieses Typs.

Tapered

Reservoir

Aurbine

House

Fig. 10.4 Schematische Darstellung des “Tapered Channel”-Designs.b

Aus dem Design werden einige Charakteristika dieses Typs deutlich. Wasserkraftwerke mit geringer
Fallhohe brauchen hohe Flussraten. Der kegelformige Kanal konzentriert die Wellenenergie jedoch so,
dass nur ein relativ geringer Teil der urspriinglichen Welle, d.h. wenig Wasser, ins hoéher liegende
Becken gehoben wird. Das bedeutet, dass die Leistung des Generators beschridnkt ist, oder dass

? http://europa.eu.int/comm/energy_transport/atlas/assets/images/Image29.gif (August 2004).

® http://www.acre.murdoch.edu.au/ago/ocean/wfigure_3.jpg (August 2004).
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mehrere Kanidle zum Befiillen eines relativ grossen Speicherbeckens bendtigt werden. In jedem Fall
dominieren die Baukosten fiir Kanéle und Becken die Gesamtkosten. Die gesamte Anlage wird relativ
gross ausfallen und somit auch die optische Beeintrachtigung im Vergleich zu anderen Typen. Ein
grosser Unterschied zwischen den Gezeiten wird den Wasserfluss in das Becken bei Ebbe vermindern
oder zum Erliegen bringen, jedoch auch gleichzeitig die Fallhthe in Bezug auf die Turbine erhéhen.

Offshore

Offshore kann die Stromerzeugung von stirkeren Wellen profitieren. Dazu kommt, dass die Standorte
weit weniger eingeschriankt sind und der Einfluss auf das Landschaftsbild vernachldssigbar oder gar
nicht vorhanden ist, da die Anlagen von der Kiiste aus unsichtbar sind. Einige Typen konnen im
seichten oder tiefen Wasser installiert werden. Der grosse Nachteil der weit von der Kiiste entfernten
Stromerzeugung ist, dass der Strom von weit verteilten Generatoren gesammelt und mit Seekabeln zur
Kiiste transportiert werden muss. Das bedeutet, dass hier ein Kompromiss zwischen grosserer
Stromproduktion weiter von der Kiiste entfernt und hoheren Kosten fiir die Verankerung des
Generators und den Transport der Elektrizitit eingegangen werden muss. Im Allgemeinen erscheint
eine Meerestiefe zwischen 30 m und 90 m am geeignetsten, da die Wellenenergie bei weniger als 30 m
Wassertiefe abnimmt, die Kosten fiir die Verankerung aber jenseits von 90 m Tiefe unverhéltnisméssig
ansteigen. Natiirlich werden Standorte, an denen diese Wassertiefen nahe bei der Kiiste erreicht
werden, bevorzugt. Ublicherweise werden Anlagen in einer Entfernung vom Strand von 1-5km
installiert. Offshore-Anlagen miissen teilweise sehr harten Bedingungen Widerstand leisten, die fiir die
Ol- und Gasindustrie entwickelte Technologie fiir den Bau, die Verankerung und die Netzanbindung
entwickelte Technologie erscheint jedoch fiir neue Anwendungen geeignet. Ein Kostenvorteil der
Installation von Offshore-Technologie liegt auch darin, dass die einzelnen Anlagen identisch
konstruiert sein kénnen, was eine Massenproduktion unter &hnlichen Bedingungen wie in einer
Schiffswerft mit anschliessendem Schleppen zum Standort der Verankerung erlaubt.

Hinged Float Designs — Hier verursachen die Wellen die Bewegung ecines an der Oberfliche
befindlichen Schwimmkdrpers, welcher eine hydraulische Pumpe zur Stromerzeugung antreibt. Bei
diesem Typ existieren mehrere verschiedene Arten, die Namen wie ,,The Salter Duck®, ,,The Pelamis*
oder ,,The McCabe* tragen.

Eine der dltesten Arten dieses Typs ist der ,,Salter Duck*, welcher von der Universitit Edinburgh aus
den spiten 1970er-Jahren stammt (Fig. 10.5). Die Schwimmkorper sind in Achterreichen mit der
unterstiitzenden Struktur verbunden und stehen senkrecht zur Wellenfront. Jeder Schwimmkorper
rotiert mit den vorbei bewegenden Wellen vor und zuriick. Ungliicklicherweise wurde entschieden,
dass dieses Design ineffizient und undkonomisch ist.

345



Wellenkraft

Thi duck -
F Duck rotaies with
padding molion
&4 Wyl Sas5as

Flmad central section

Fig. 10.5 Schematische Darstellung des “Salter Duck”-Designs.”

Der Nachfolger des “Salter Duck” stammt ebenfalls von der Firma Ocean Power Delivery, Ltd. (ein
spin-off der Abteilung Ocean Engineering an der Universitdt Edinburgh). Dieser trdgt den Namen
»Pelamis®, wie eine Seeschlangenart. Dieses Design ist lings der Wellenbewegung ausgerichtet und
die einzelnen Segmente der Schlange bewegen sich relativ zu den anderen, wenn sich die Wellen
entlang der Schlange bewegen, wodurch hydraulische Pumpen betrieben werden. Fig. 10.6 zeigt eine
schematische Darstellung einer Pelamis-Anlage, Fig. 10.7 ein Foto eines Prototyps in Originalgrosse.

* http://www.acre.murdoch.edu.au/ago/ocean/wfigure_4.jpg (August 2004).
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Fig. 10.6 Schematische Darstellung des “Pelamis”-Designs.”

Fig. 10.7 Foto eines Pelamis-Prototyps in Originalgrésse.”

Dieser Prototyp hat einen Durchmesser von 3.5 m und eine Lénge von 130 m. Er wurde kiirzlich im
Sommer 2004 zu Testzwecken am European Marine Energy Center bei den Orkney Inseln installiert.
Jede Pelamis-Einheit hat eine mit modernen Windkraftwerken (750 kW) vergleichbare Strom-
produktion. Es ist vorgesehen, dass ein ,,Wellenpark* aus 40 Einzelanlagen auf einer Fliche von 1 km?
eine Leistung von 30 MW aufweist.

Die McCabe Wellenpumpe vom Typ mit klappbaren Schwimmkorpern, dargestellt in Fig. 10.8. Es
gibt drei zusammenhidngende Pontone, wobei ein Front- und ein Heckschwimmkd&rper mit einem
zentralen Schwimmkorper, welcher den Generator beherbergt, verbunden sind. Das Schliisselelement
ist eine Dampfungsplatte unterhalb des zentralen Schwimmkérpers. Da sich die Amplitude der Wellen
mit abnehmender Wassertiefe reduziert, stabilisiert eine Dampfungsplatte den zentralen
Schwimmkdrper gegeniiber dem Front- und dem Heckteil.

* http://www.worldenergy.org/wec-geis/publications/reports/ser/wave/Image57.gif (August 2004).
® http://www.oceanpd.com/images/Dscf0324.ipg (August 2004).
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Fig. 10.8 Schematische Darstellung des McCabe Wellenpumpen-Designs.?

Dieses Design war urspriinglich zur Produktion von Trinkwasser mittels Entsalzung durch
Umkehrosmose vorgesehen, die hydraulische Pumpe kann jedoch auch zum Antrieb eines
hydraulischen Motors und eines Generators verwendet werden.

Float Pump Devices — Wihrend Anlagen mit flexiblen Schwimmkorpern die Energie aus der
Bewegung der Wellenoberfliche beziehen, nutzen ,Float Pump Devices“ die Energie der
Wellenbewegung relativ. zum Meeresboden oder zumindest relativ zu den ruhigeren, tiefen
Wasserschichten. Im folgenden Abschnitt werden verschiedene Typen dieser Kategorie vorgestellt.

Der erste Typ ist die didnische Wellenkraftpumpe, bei welcher ein Schwimmkérper mit einer
Kolbenpumpe am Meeresgrund verbunden ist. Der Auf- und Abstieg des Schwimmkérpers treibt eine
Pumpe an, die Wasser in einen Betonkorper der Verankerung driickt. Das Wasser stromt anschliessend
durch eine Turbine oder einen Motor zum Antrieb eines Generators aus. Dieser Typ ist in Fig. 10.9
dargestellt.

DWF Float

Fump & Generator Mon Return YWahie

Concrete Body

SeaBed

Fig. 10.9 Schematische Darstellung des “Seabed Piston Pump”-Designs.b

Ein alternativer Ansatz ist die schwedische Schlauchpumpe, welche seit 1980 entwickelt wird. Hier
bewegt sich der Schwimmkorper relativ zu einer Auflage- oder Dampfungsplatte, die sich tiefer im
ruhigen Wasser befindet. Das einzigartige Merkmal dieses Typs ist die Verwendung eines Schlauchs
zur Verankerung des Schwimmkorpers an der Platte. Mit der Auf- und Ab-Bewegung des Schwimm-
korpers zieht sich der Schlauch zusammen und entspann sich wieder, wobei Wasser zum Antrieb eines
Generators durch Einwegventile gepresst wird. Die schematische Darstellung in Fig. 10.10 zeigt, dass
komprimiertes Wasser zum Antrieb eines zentralen Generators am Meeresboden zum Generator
gepumpt wird. Bei einer ausreichend grossen Dimensionierung koénnte der Generator auf der

? http://europa.eu.int/comm/energy_transport/atlas/assets/images/Image45.gif (August 2004).
b http://europa.cu.int/comm/energy_transport/atlas/assets/images/Image310.gif (August 2004).
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Auflageplatte angebracht werden, falls die Kosten fiir den Transport des komprimierten Wassers und
Pumpverluste hoher sind als jene einer Kabelverbindung.

Hosepump

Float

Hosepump

Reaction P late " Anchor

Fig. 10.10 Schematische Darstellung einer Anlage mit Schlauchpumpen-Design.?

Es existieren noch mehrere andere Varianten von Kraftwerkstypen mit Schwimmké6rper und Pumpe.
Fig. 10.11 zeigt die schematische Darstellung des ,,Archimedes Wave Swing“. Dieses Design hat
einen Kolben, welcher mit einem quallenartigen Schirm auf und ab bewegt wird. Dadurch wird ein
hydraulischer Motor-Generator am Kopf des Standrohrs angetrieben. Das Standrohr kann entweder
direkt am Meeresgrund verankert sein, oder auch an einer Auflageplatte im tieferen Wasser.

Fig. 10.11 Schematische Darstellung des “Archimedes Wave Swin”-Designs.b

Eine weitere Moglichkeit stellt das ,,Bojen“-Design mit einem Schwimmkdrper, welcher in einem
Rohr oszilliert, dar. Nach Literaturangaben werden bei der Konstruktion eines Herstellers (Ocean
Power Technology) flexible piezoelektrische Kunststoffstreifen zur direkten Stromerzeugung
verwendet. Andere Quellen (inkl. Der Aussage des US-Senats) sind jedoch eher vage und scheinen
den Wechsel zu einer konventionelleren hydraulischen Pumpe anzudeuten.

Floating OWC Designs — Anlagen vom OWC-Typ sind nicht nur im Onshore-Bereich relativ weit
verbreitet, deren Verwendung wurde auch auf dem Meer vorgeschlagen. Beispiele dafiir sind das
»Mighty Whale“-Design (110 kW) in Japan sowie Anlagen, bei denen der Ausgangskanal fiir die Luft
im so genannten ,,backward bent duct* von der Welle weg gekriimmt ist.

Floating Tapered Channel Designs — Dieser Typ wurde auch fiir die Offshore-Anwendung erprobt. Ein
Anwendungsbeispiel war der so genannte ,,WaveDragon®, welcher in den 1980er-Jahren von der

* http://europa.eu.int/comm/energy_transport/atlas/assets/images/Image310.gif (August 2004).
® http:/easyweb.casynet.co.uk/~friendly/Archimedes.gif (August 2004).
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norwegischen Hochschule fiir Wissenschaft und Technik gebaut und in einem Fjord getestet wurde.
Seither ist er ausser Betrieb gesetzt. In diesem Fall hat das schwimmende Wellenkraftwerk eine
Stahlplattform, in der das anbrandende Wasser iiber eine Rampe in ein erhohtes, internes Becken
fliesst. Das Wasser fliesst tiber eine Turbine zuriick ins Meer. Im Gegensatz zu gleichartigen Onshore-
Design wird dieser Typ nicht von den Gezeiten beeinflusst.

Kombinierte Stromerzeugung aus Wind- und Wellenkraft — Basis fiir eine Kombination von Wind-
und Wellenkraftwerken ist die Uberlegung, dass die Kosten fiir eine zusitzliche Windturbine auf
einem Offshore-Wellenkraftwerk relativ gering sind, wenn das Wellenkraftwerk bereits installiert,
verankert und mit der Kiiste verbunden ist (oder umgekehrt, es ist relativ giinstig, ein Wellenkraftwerk
in eine existierende Windkraftanlage zu integrieren). Solche Konstruktionen konnten anfilliger auf
Sturmschéden sein. Sie haben auch grossere visuelle Auswirkungen, was okologisch einen Riickschritt
darstellt, konnten aber auch eine geringere Gefahr fiir die Schifffahrt darstellen.

Aus dieser Ubersicht wird klar, dass die Zahl der Typen von Wellenkraftwerken und der damit
verbundene Einfallsreichtum gross sind. Das widerspiegelt einige Jahrzehnte ernsthafter Forschung in
vielen Landern (obwohl einige Designs eher mit lustigen Faschingsnamen bedacht wurden). Es wurde
ein bemerkenswerter Lernfortschritt erreicht, wobei die Leistung der Prototypen zunahm. Der
Onshore-Bereich wurde vom OWC-Design dominiert, im Offshore-Bereich ist die Bandbreite der
Varianten grosser. ,,Hinged float“-Designs (besonders die Pelamis-Anlage) sowie ,,float pump buoy*-
Designs (wie der OPT-Typ) beherrschen die aktuellere Literatur. Hier wird der Standpunkt vertreten,
dass Offshore-Kraftwerke in Zukunft mehr Erfolg versprechen, da die Vorteile der im Vergleich zu
Onshore-Anlagen hoheren Wellenenergie und der weniger beschriankten Standortproblematik den
Ausschlag geben werden.

10.2.2 Zukiinftige Technologien

Wie aus der voran gegangenen Vorstellung heute angewandter und vorgeschlagener Technologien
deutlich wird, existiert eine Vielzahl von Moglichkeiten zur Nutzung der Wellenkraft. Es erscheint
sehr wahrscheinlich, dass sich zukiinftige Technologien innerhalb dieses bereits existierenden
Spektrums befinden werden und keine radikalen Neuentwicklungen stattfinden werden. Bisher war die
Offshore-Gas- und Olindustrie Antriebsmotor fiir die Entwicklung verschiedener Technologien, von
denen auch die Entwicklung der Wellenkraftwerke profitieren konnte. Darunter fallen beispielsweise
Anlagenerrichtung, Seekabel, Verankerung und Widerstandsfihigkeit. Diese fiir die Wellenkraft
vorteilhafte Entwicklung von Teilkomponenten wird sich fortsetzen, es ist aber nicht klar, welche
Typen am meisten profitieren werden. Mit weiteren Fortschritten auf dem Gebiet der
Wellenkraftwerke wird sich jedoch der Innovationsmotor von der Ol- und Gasindustrie (zumindest in
gewissem Ausmass) auf die eigentliche Bediirfnisse der Wellenkraftwerkstechnologie verlegen.
Zunehmende Erfahrung sollte ausserdem die Kostenvorteile von Onshore-Anlagen verringern. Dieser
Umstand sollte zusammen mit den Tatsachen, dass auf dem Meer mehr Energiepotenzial vorhanden
ist, die Standortwahl weniger eingeschriankt ist und der negative Einfluss auf das Landschaftsbild
geringer ist, dazu fiihren, dass sich der Schwerpunkt der Wellenkraft vom Onshore- auf den Offshore-
Bereich verlagern wird.

10.3 Potenzial der Ressourcen
10.3.1 Physikalisches Potenzial

Wie schon in der Einleitung erwdhnt, ist Wellenenergie eine indirekte Form der Sonnenenergie. Die
Wellen werden durch den Wind angetrieben und glitten einen Grossteil der zeitlichen Schwankungen
des Winds. Das Potenzial der Ressource héngt von der Wassertiefe ab, da bei geringer Tiefe Energie
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vom Wasser auf den Meeresboden und die Kiiste {ibergeht. Diese Abhingigkeit hat zur Folge, dass die
verfiigbare Energie Offshore etwa acht mal grosser ist als jene an der Kiiste.” Angaben der Universitt
Edinburgh bestitigen dies detaillierter. Die folgenden Zahlen gelten fiir verfiigbare Wellenenergie und
zeigen die Reduktion des Potenzials bei abnehmender Wassertiefe.

Tiefe (m) 100 40 20 O (onshore)
UK Ressource (GW) 80 45 36 <30

Die globale Bandbreite der Wellenenergie fern der Kiiste ist zwar signifikant. Die durchschnittlich zur
Verfligung stehende Ressource hingt von den vorherrschenden Winden ab und zeigt lokal, tiber kurze
Distanzen, keine grossen Schwankungen. Wihrend Windmuster heute fiir die Schifffahrt keine grosse
Bedeutung mehr haben, stellt die Gefahr von Schéden durch Stiirme und Wellen immer noch den
treibenden Faktor fiir die Sammlung von Informationen zu Wellenmustern dar. Gliicklicherweise
konnen die Daten, welche zur Vorhersage durchschnittlicher oder saisonaler Wellenschidden
notwendig sind, und auch die Daten mit Kurzzeitauflosung fiir die Abschitzung von Echtzeitschiaden
auch zur Abschétzung der durchschnittlichen Wellenenergieressourcen verwendet werden.

Frith verfiigbare Daten beschrinkten sich natiirlich mehr oder weniger auf direkte Beobachtungen
entlang von Schifffahrtsrouten, Fischfanggebiete oder Anwendungen bei der Marine. Auch als die
direkten Beobachtungen durch Bojen zur Ermittlung von Windbedingungen und Meereszustinden
unterstiitzt wurden, waren die tiber langere Zeitrdume kontinuierlich gesammelten Daten immer noch
auf einzelne Orte beschrénkt. Erst als Satellitendaten zum Zustand der Wellen verfiigbar wurden,
waren wirklich reichhaltige Informationen vorhanden.

Die beiden fiir direkte Wellenmessung verwendeten Satellitenmesssysteme sind der ,,satellite radar
altimeter (RA)“ und das ,,synthetic apeture radar (SAR)“. Radar-Hohenmessung nutzt ein vertikales,
gepulstes Radarsignal zur Messung des Abstandes zur Meeresoberfldche mit einer Genauigkeit von
ein paar Zentimetern. Signalverzerrung und —riickstreuung sind von der Oberfldchenrauhigkeit und der
Wellenhohe abhingig. SAR erreicht eine hohe Auflosung durch die Verfolgung der Phase und
Amplitude des eintreffenden Signals, wihrend sich der Satellit bewegt. SAR stellt auch die einzige
Moglichkeit zur Bestimmung der Wellenrichtung per Satellit dar. Beide Moglichkeiten der
Satellitenmessung stellen entweder teilweise oder indirekt Bilder der Meeresoberfliche zur
Verfiigung, daher ist eine Korrelation mit direkten Beobachtungen des Meereszustands mithilfe
verschiedener Computeralgorithmen noétig. Diese Algorithmen werden iiblicherweise mit Daten von
Messbojen an bestimmten Orten kalibriert.

Satellitendaten werden dem Endnutzer in verschiedenen Formen zu unterschiedlichen Zwecken
angeboten, und zwar von einigen Verkdufern. Heute existieren mehrere globale Wellenatlasse, die auf
Satellitendaten basieren. Der ,,World Wave Atlas (WWA)” ist in der Tat eine umfassende Sammlung
verschiedener Arten von Wellendaten in der hochsten verfiigbaren Auflosung und Genauigkeit,
aufgeteilt auf kleinere Gebiete, welche fiir ans Meer grenzende Staaten von Interesse sind. Die aktuelle
Version des WWA kann Daten von GEOSAT (1986-1989), Topex/Poseidon (1992-1997), Daten von
Messbojen sowie Ergebnisse von globalen Wellenmodellen, die mit Satellitendaten kalibriert wurden,
enthalten, abhéngig von dem in Frage kommenden Gebiet. Wellendaten sind online und in Form von
CD-ROMs verfiigbar, zusammengestellt von verschiedenen Organisationen:

* The National Oceanic and Atmospheric Administration (NOAA) National Environmental
Satellite, Data and Information Service (NESDIS).
(http://ns.noaa.gov/NESDIS/NESDIS _Home.html)

*  University of California, San Diego Coastal Data Information Program (http://cdip.ucsd.edu)

*  Scripps Oceanographic Institution wave surf information (http://facs.scripps.edu/surf)it)

* http://www.energy.ca.gov/development/oceanenergy/ (August 2004).
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* Committee on Earth Observation Satellites (CEOS) (http://ceo-www.jrc)

*  Southampton Oceanography Centre (http://www.soc.soton.ac.uk)

» Satellit Observing Systems (http://www.satobsys.co.uk)

*  Oceanor ASA (World Wave Atlas sales) (http://oceanor.no/wwa)

Es wire zwar moglich gewesen, Daten zur Wellenenergie an der europdischen Kiiste von einem dieser
Anbieter zu beziehen, es wurde jedoch kein solcher Detaillierungsgrad fiir erforderlich befunden. Es
wurde stattdessen auf publizierte Wellenenergiekarten Bezug genommen. Fig. 10.12 zeigt eine solche
vom Weltenergiebeirat (World Energy Council, WEC), Fig. 10.13 eine andere von Oceanor ASA. Die
grossten Ressourcen an Wellenenergie sind an Westkiisten hoherer Breitengrade vorhanden, vor denen
in Windrichtung grosse, offene Ozeane vorhanden sind.
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Fig. 10.12 Ressourcenkarte der Wellenenergie 1.%
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Fig. 10.13 Ressourcenkarte der Wellenenergie 2.*

* http://www.worldenergy.org/wec-geis/publications/reports/ser/wave/Image55.gif (August 2004).
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Beide Karten weisen an den Westkiisten Europas Energiedichten von 40-60 kW/m (MW/km) aus.
Dies sind Durchschnittswerte tiber das ganze Jahr fiir Gebiete mindestens einige Kilometer von der
Kiste entfernt, bevor mit abnehmender Tiefe Energie der Wellen verloren geht. Die in den Wellen
enthaltene Energie nimmt von Norden nach Siiden ab. Die besten Gebiete stellen die Regionen vor
England und Schottland dar. Fiir Offshore-Gebiete vor Frankreich, Spanien und Portugal, welche fiir
den Export von Strom in die Schweiz interessant sein konnten, wére es sinnvoller, eine
durchschnittliche Wellenenergie von etwa 45 kW/m anzunehmen.

10.3.2 Technisches Potenzial

Bei einem bestimmten in Form von Wellenenergie vorhandenen Energiepotenzial vor der Kiiste
Europas hiangt des Potenzial der Stromproduktion von einer Reihe von Faktoren ab. Die kénnen durch
folgende Gleichung ausgedriickt werden:

Stromerzeugungspotenzial pro Jahr = Wellenenergiepotenzial (MW/km) * Distanz Offshore-Standort
zur Kiiste (km) * Faktor der Energieausbeute * jahrlicher Nutzungsgrad

Diese Faktoren werden im Folgenden einzeln behandelt:

* Potenzial der Wellenenergie — Wie zuvor angemerkt, erschient ein durchschnittlicher Wert
von 45 MW/km fiir die Atlantikkiisten im Siiden Europas realistisch.

* Distanz bis zur Kiiste — Der in diesem Zusammenhang interessante Teil der europdischen
Atlantikkiiste erstreckt sich vom siidlichen Ende der iberischen Halbinsel (etwa 37° nérdlicher
Breite) tiber die Bucht von Biscaya bis zur Spitze der Normandie (etwa 48° nordlicher Breite).
Die Wellen konnten sich um die iberische Halbinsel kriimmen, zur Abschédtzung der gesamten
auf die Kiiste treffenden Energie wird jedoch eine Distanz von 11° Breite angenommen. Der
mittlere Radius der Erde betrdgt rund 6370 km, womit sich eine Strecke von ca. 1220 km
(m* 6370 km * 11°/ 180°) ergibt. Das bedeutet, dass die insgesamt auf die Kiiste treffende
Energie etwa 45 MW/km * 1220 km, das heisst ca. 55 GW betrédgt. Im Vergleich dazu betréigt
die globale Wellenenergieressource 2-3 TW."

» Faktor der Energieausbeute — Wellenenergiegeneratoren konnen nicht 100% der in den
Wellen enthaltenen Energie in Strom umwandeln, andernfalls wire das Meer leeseitig
totenstill. Die Energieausbeute ist vom Design des Wellenkraftwerks abhingig. Fiir den
Pendulor-Typ, der zuvor beschrieben wurde, betrigt dieser Faktor angeblich 40%. Bei anderen
Typen wird von Werten zwischen 10% und 40% ausgegangen (Danish Wave Energy
Programme in World Energy Council Survey of Energy Resources).” Dazu kommt, dass
zwischen den einzelnen Generatoren natiirlich ein gewisser Abstand bestehen muss,
abgesehen davon miissen Seewege und Fischereigebiete fiir die Schifffahrt frei gehalten
werden. Wellenkraftwerke konnen mit gestaffeltem Abstand in mehreren Reihen angeordnet
werden, um das Maximum an Energie zu nutzen. Fiir den Pelamis-Typ wird die erreichbare
Leistung mit 30 MW/km® abgeschitzt, fiir den OPT-Bojen-Typ mit 100 MW innerhalb von
zwei Quadratmeilen (oder 19 MW/km?). Diese Angaben gelten fiir das Offshore-Gebiet vor
der Schottischen Kiiste (60-70 MW/km) und die US Westkiiste (30-40 MW/km). Angepasst
an die Wellenressourcen ergibt sich, dass etwa 40-50% der Offshore vorhandenen
Wellenenergie in Strom umgewandelt werden kann. Zusammen mit der eher willkiirlichen
Annahme, dass maximal an 40% der gesamten Nord-Siid-Distanz Kraftwerke eingesetzt
werden konnen, ergibt sich ein Ausbeutefaktor von 16-20%.

* http://www.oceanor.no/projects/wave_energy/images/globb3.gif (August 2004).

® hitp://www.eere.energy.gov/RE/ocean.html (September 2004).

¢ http://www.eere.energy.gov/RE/ocean.html (September 2004).

353



Wellenkraft

» Jahrlicher Nutzungsgrad — Die Energie der Wellen schwankt, abhingig von der saisonalen
Variation des Windes. Daher konnen die Generatoren nicht das ganze Jahr tiber mit 100% der
Nennleistung arbeiten. Basierend auf Literaturwerten kann ein Nutzungsgrad von 40%
angenommen werden (3500 h/a) (Previsic et al. 2004). Ungliicklicherweise werden in
Presseartikeln zur Wellenenergie oft Elektrizitidt und Energie vermischt, woraus sich auch zu
hohe (>100%, was unmoglich ist) oder zu tiefe Nutzungsgrade ergeben. In einem Beispiel fiir
die ddnische Nordseekiiste wird angegeben, dass auf einer Distanz von 150 km bei 25%
Umwandlungswirkungsgrad 5 TWh Strom pro Jahr produziert werden konnten." Bei einer
durchschnittlichen Ressource von etwa 50 MW/km wiirde sich ein Nutzungsgrad von 30%
ergeben.

Eine Kombination all dieser Faktoren ldsst den Schluss zu, dass die maximale, potenzielle Leistung fiir
die Offshore-Stromproduktion im Bereich von 8800 MW, ((45 MW/km) * (1220 km) * (16%
MW genutzte/MW eintreffende Wellenenergie)) liegen sollte. Mit einem Nutzungsgrad von etwa 40%
bzw. 3500 h/a ergibt sich eine jahrliche Stromproduktion von etwa 31 TWh/a.

Dies steht einer globalen Abschédtzung von 2000 TWh/a (Weiss 2001) und einer fiir Gesamteuropa der
Universitdt Edinburgh, welche von 34-46 TWh/a fiir den Onshore- und 120-190 TWh/a fiir den
Offshore-Bereich ausgeht, gegeniiber.” Die letztere Quelle gibt das Potenzial auch aufgeteilt auf
einzelne europdische Lander an, wobei die Potenziale fiir Frankreich, Portugal und Spanien zusammen
10-16 TWh/a Onshore und 34-52 TWh/a Offshore betragen.

Aus den obigen Berechnungen wird klar, dass die Abschidtzungen des technischen Potenzials auf
einigen eher groben Annahmen basieren, etwa zur Zahl der wirklich einsetzbaren Wellenkraftwerke,
deren Energieausbeute und deren Nutzungsgrad. Daher wurde keinen genaueren Daten zur
tatsdchlichen Wellenenergieressource nachgegangen. Dennoch stimmt der Wert von 30 TWh/a mit
den unteren Abschitzungen fiir das Offshore-Potenzial aus Literaturquellen recht gut tiberein. Der
Schwankungsbereich der Angaben in verschiedenen Quellen kann auch als Hinweis dafiir angesehen
werden, dass deren Werte auch Unsicherheiten, wie sie zuvor explizit angefiihrt wurden, beinhalten. In
jedem Fall stellen diese Zahlen eine Abschdtzung der Grossenordnung der moglichen Strom-
produktion bei einer Nutzung der Wellenenergie in grossem Massstab.

Ubertragungsverluste beim Transport der Elektrizitit in die Schweiz wiirden das Potenzial verringern.
Diese Verluste sind im Vergleich zu anderen Unsicherheiten jedoch relativ gering. Die Ubertragungs-
verluste einer geeigneten Gleichstrom-Hochspannungsleitung wiirden zwar im Bereich von 3-7%
liegen,* die Installation von Wellenkraftwerken konnte jedoch die Standortwahl fiir neue franzgsische
oder spanische Kraftwerke néher an der schweizerischen Grenze beeinflussen und damit wiren die
Ubertragungsverluste sogar noch geringer.

10.4 Kosten
10.4.1 Aktuelle Kosten

Wie zuvor schon erldutert befinden sich die meisten Typen der Wellenkraftwerke noch in der Phase
der Forschung und Entwicklung. Derzeit sind nur wenige Prototypen und Demonstrationsanlagen in
Betrieb. Dazu gibt es eine Vielzahl von Designs, fiir die keine (zumindest keine verdffentlichten)
Kostenschidtzungen vorliegen. In diesem Abschnitt werden daher Angaben fiir Anlagen, zu denen
Kostenschitzungen vorliegen sowie allgemeine Abschidtzungen aus Literaturquellen zur Wellenergie
zusammengefasst. Tab. 10.2 bietet eine Ubersicht dazu. Diese Kostendaten sind nach dem
Herkunftsjahr geordnet, auch wenn einige Internetquellen entweder undatiert sind oder nur indirekt

* http://www.worldenergy.org/wec-geis/publications/reports/ser/wave/wave.asp (September 2004).

® hitp://helios.bto.ed.ac.uk/resman/nrm/wave_power.htm (August 2004).

¢ http://www.worldenergy.org/wec-geis/publications/default/tech_papers/17th_congress/2_2_08.asp (September 2004).
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tiber deren Zitierung datiert werden konnen. Angesichts der relativen Ungenauigkeit dieser Quellen
wurde Inflationsrate nicht in die Kosten eingerechnet. Die Umrechnung in Schweizer Franken wurde
mit Wechselkursen des Jahres 2004 vorgenommen. Die meisten der Schéitzungen liegen im Bereich

von 11-16 Rp./kWh. Bei einigen Grossanlagen werden die Kosten mit 3.8-5 Rp./kWh abgeschitzt.

Tab. 10.2 Aktuelle Schitzungen zu Kosten der Stromerzeugung in Wellenkraftwerken.

Firma / Institut Technologie Quelle Jahr |Stromgestehungs-

kosten [Rp./kWh]
University of Edinburgh [Allgemein - damals aktuell Natural Resources Mgmt website| > 1995 22.5
University of Edinburgh [Allgemein - als realisierbar beurteilt |Natural Resources Mgmt website| > 1995 11
University of Edinburgh |OSPREY (8% disc.) Natural Resources Mgmt website| > 1995 9
Muroran Inst. of Tech. Pendulor Internetdokument > 1997 53
World Energy Council Allgemein Thorpe (8% disc.) 1998 11 bis 16
Ocean Power Technology |float pump - 20 x 50 kW US Senatsanhdrung 2001 9 bis 13
Ocean Power Technology |float pump - 500 x 200 kW US Senatsanhdrung 2001 3.8 bis 5
WaveGen LIMPET Science News Online 2001 8.8 bis 10
Ocean Power Technology |float pump buoys Tageszeitung online 2004 3.8 bis 5
Ocean Power Delivery Pelamis Online Pressemitteilung 2004 11

Diese Tabelle erfordert einige Kommentare.

Die Kapitalkosten fiir Wellenkraftwerke sind typischerweise hoher als jene fiir fossile oder nukleare
Kraftwerke, da die Energieressource weniger konzentriert ist, aber immer noch konzentrierter als fiir
Wind- und Photovoltaikkraftwerke. Reprisentative Werte fiir OPT-Bojen-Anlagen liegen bei
6200 USD/kW und 2300 USD/kW fiir Leistungen von 1 MW bzw. 100 MW sowie 2-3 Mio. USD
(2667-4000 USD/kW) fiir Pelamis-Kraftwerke ohne Beriicksichtigung der Verankerung (Previsic et al.
2004). Diese Kapitalkosten konnen normalerweise iiber eine relativ lange Lebensdauer amortisiert
werden. Fiir das OPT-System wird eine Lebensdauer von mehr als 30 Jahren angegeben. Amortisation
des Kapitals und Wartung sind die einzigen Kostenfaktoren, da natiirlich keine Brennstoffkosten
anfallen. Die Kosten fiir die Anlagen beinhalten bereits alle auch den Stromtransport zur Kiiste per
Seekabel (normal 30 kV DC). Falls der optimale Standort zur Stromerzeugung wegen der Wassertiefe
weiter von der Kiiste entfernt ist, wird sich dieser Anteil an den Gesamtkosten erhohen. Es waren zwar
nur wenige Quellen auffindbar, in denen Anlagen des gleichen Typs mit unterschiedlicher Leistung
verglichen werden, im Allgemeinen sind die Stromgestehungskosten in grésseren Anlagen jedoch
geringer. Dazu liegen Schétzungen der Firma Ocean Power Technology vor, nach denen bei einer
Erhohung der Leistung der Einzelanlagen von 50 kW auf 200 kW und der Gesamtleistung von 1 MW
auf 100 MW eine Kostenreduktion von 60% mdoglich ist.

Ubertragungskosten — Zusitzlich zur Abschitzung der Stromgestehungskosten ist es auch erforderlich,
die Kosten fiir den Import der Elektrizitdt in die Schweiz zu bestimmen. Die Schitzungen zu den
verfligbaren Ressourcen bezogen sich auf die Annahme, dass am ehesten vor den Kiisten Frankreichs,
Spaniens und Portugals erzeugter Strom in die Schweiz importiert werden kénnte. Wie in Fig. 10.14
zu erkennen ist, liegen die entsprechenden Kiisten etwa 500-1000 km von der Schweizer Grenze
entfernt.
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Fig. 10.14 Geografische Verhiltnisse fiir die Ubertragung von Strom aus Wellenkraftwerken in die Schweiz.

Wenn Strom aus Wellenkraftwerken ins Stromnetz im Westen eingespeist wird, bedeutet dies, dass
dieser Strom primér zu lokalen Verbrauchern gelangt und die (nun tiberschiissige) Elektrizitit anderer
Kraftwerke im Osten Frankreichs in Richtung Schweiz umgeleitet wird. Im Endeffekt ist es nicht
entscheidend, den Weg einzelner Elektronen zu verfolgen, ausser im Hinblick auf die Sicherheit und
den Ausbau des Ubertragungsnetzwerks. Der Preis fiir die Ubertragung wird von den Netzbetreibern
in den jeweiligen Landern festgelegt. Diese Preisfestlegung ist nicht unbedingt an die tatséchlichen
Kosten der Stromiibertragung, basierend auf Netzwerk-Rahmenbedingungen und Anderungen in der
Verteilung der Stromerzeugungskapazititen. Die Preise fiir den zukiinftigen Stromtransport sind
gegenwirtig sehr unsicher und werden sehr stark von etwaigen Anderungen der Politik der
europdischen Stromregulierung abhéngen. Daher ist der beste Weg, die Kosten der Stromiibertragung
auf lange Sicht abzuschétzen, eine obere Kostengrenze zu finden. Dieses Limit sollte durch die Kosten
einer extra fir die Ferniibertragung errichteten Stromleitung in die Schweiz repridsentiert werden.
Solch eine Fernleitung konnte entweder Gleich- (AC) oder Wechselstrom (DC) leiten.
Wechselstromleitungen benétigen lediglich einen Transformator an jedem Ende, weisen jedoch hohere
Kosten pro Kilometer auf, haben grossere Stromverluste und brauchen einen Blindleistungsausgleich.
Gleichstromleitungen sind pro Kilometer giinstiger (weniger Masten, Kabel und Landverbrauch),
bendtigen aber an jedem Ende der Ubertragungsleitung Schaltanlagen zur Spannungsumwandlung,
welche mit Hochspannungs-Halbleitern arbeiten. Die Distanz, ab der eine Stromiibertragung per
HVDC 6konomischer wird, liegt normalerweise bei etwa 650-1000 km. Die genaue Entfernung héngt
von der Spannung und damit von den Kosten der Schaltanlagen ab.

Um die obere Grenze des Kostenbereichs abzuschitzen, wurde eine Ubertragung per HVDC
angenommen. In Fig. 10.15 sind Schétzungen zu den Ubertragungskosten und der Effizienz in
Abhingigkeit von Spannung und Distanz dargestellt." Die gesamte Wellenkraftressource von etwa
8.8 GW, konnte zwar mit einer einzigen Leitung iibertragen werden, wahrscheinlicher ist jedoch ein
Transport mit mehreren Leitungen mit einer Leistung von je 1-2 GW. Basierend auf Fig. 10.15
ergeben sich fiir eine Hochspannungs-Gleichstromiibertragungsleitung mit einer Lénge von
500-1000 km beim Transport von 1000-2000 MW Kosten von 0.4-0.6 US-Ct./kWh (oder umgerechnet

* http://www.worldenergy.org/wec-geis/publications/default/tech_papers/17th_congress/2 2 _08.asp (August 2004).
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0.5-0.75 Rp./kWh). Wie zuvor erwihnt, liegen die Verluste bei einer solchen Ubertragung bei 3-7%.
Damit ergibt sich als obere Grenze fiir die Kosten der Stromiibertragung in die Schweiz, dass sich die
Stromkosten aus diversen Abschédtzungen bei Einrechnung der Ferntibertragung um maximal 5-20%
erhéhen wiirden.
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Fig. 10.15 Kosten und Wirkungsgrad der Gleichstrom-Hochspannungsiibertragung.®

Die Wellenkraft befindet sich offenbar in einer Entwicklungsphase, in der sich die Windkraft etwa vor
15-20 Jahren befand. Es kann also angenommen werden, dass die gleichen Lernkurven anwendbar
sind. Der in Tab. 10.2 abgedeckte Zeitraum ist zu klein um dies ersichtlich zu machen, auch weil nur
eine begrenzte Zahl von Technologien enthalten ist und einige der Kostenreduktionen auf einen
Rationalisierungseffekt mit zunehmender Grosse zuriickzufithren sind. Kostenabschitzungen fiir
frithere Anlagen waren nicht wettbewerbsfihig, wie die grosse Zahl der Anlagen, welche {iber das
Versuchsstadium nicht hinaus kamen, verdeutlicht. Lediglich im letzten Jahrzehnt 16sten
wettbewerbsfihige On- und Offshore-Anlagen steigendes ckonomisches Interesse und Investitionen
aus. Wie schon bei der Windkraft wird die Industrie auch bei der Wellenkraft auf der Lernkurve voran
schreiten, indem in Nischenanwendungen begonnen wird und spéter expandieren, wenn die installierte
Basis zu Fortschritten in der Technologie und Kostenreduktionen aufgrund steigender Anlagengrosse
filhrt. Die wichtigste Nischenanwendung fiir Wellenkraftwerke scheint die Stromerzeugung in
abgelegenen Gebieten (vornehmlich auf Inseln) mit einem grossen Ressourcenpotenzial, keiner
Verbindung zum Stromnetz am Festland und teuren alternativen Stromerzeugungsmdoglichkeiten zu
sein. Es existieren jedoch auch andere Nischen. Wie zuvor beschrieben, war der McCabe-Typ
urspriinglich zur Entsalzung von Trinkwasser durch Umkehrosmose vorgesehen. Andere Typen
konnen diesen Anwendungszweck natiirlich auch erfiillen. Auch die Offshore-Stromerzeugung fiir
Navigations- und Wetterbojen ist ein offensichtlicher Nischenmarkt. Eine Firma (Offshore Wave
Power) gibt auch an, dass die Offshore-Stromerzeugung zum Antrieb von Drohnen der Marine dienen
konnte. Solche militdrischen Anwendungen sind oft Nischenmérkte, da das Militdr zur Ausgabe von
hohen Betriagen bereit ist.

* http://www.worldenergy.org/wec-geis/publications/default/tech_papers/17th_congress/2_2_08.asp (September 2004).
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10.4.2 Optimierungsfaktoren

Der Hauptfaktor zur Optimierung der Kosten der Stromerzeugung in Wellenkraftwerken liegt im
optimalen Verhiltnis zwischen steigender Wellenenergie mit zunehmendem Abstand von der Kiiste
und den Kosten der Seekabel zur Elektrizititsiibertragung. Nur die Kabelkosten unterliegen einer
technologischen Verbesserung, was zu einer Erh6hung der 6konomisch optimalen Distanz zur Kiiste
fithren wird. Die besten Standorte fiir Wellenkraftwerke weisen ein hohes Energiepotenzial schon in
geringem Abstand zur Kiiste bei Wassertiefen von rund 30-90 m auf. Da diese Standorte schon genutzt
werden oder fiir die Schifffahrt oder die Fischerei reserviert sind, wird es nétig sein, die Standorte
weiter aufs offene Meer zu verlegen, was dazu fiihrt, dass sich die Versorgungskurve in Richtung
steigender Kosten bewegt. Verbesserungen beim Kapital und den Ubertragungstechnologien werden
mit der Zeit zu einer Senkung der Kurve fithren, da die Kosten mit einem Fortschreiten auf der
Lernkurve abnehmenden werden.

10.4.3 Zukiinftige Kosten

Die Kostenschiatzungen in Tab. 10.2 basieren auf einer beschrinkten Anzahl an
Demonstrationsanlagen und Prototypen und nur wenige davon waren in Originalgrosse in Betrieb.
Dennoch kann angenommen werden, dass sich der Fortschritt auf der Lernkurve, welcher sich in der
Abnahme der Kosten auf das heutige Niveau zeigt, fortsetzen wird. Die Wellenkraftindustrie befindet
sich offenbar im gleichen Entwicklungsstadium wie die Windkraftindustrie von 10-15 Jahren. Die
Kosten fiir die Windenergie sanken in den vergangenen 12-15 Jahren etwa auf ein Fiinftel. Auch fiir
die Wellenkraft kann von einer dhnlichen Abnahme ausgegangen werden. Der WEC (World Energy
Council) zitiert beispielsweise eine Studie (Weiss 2001), in welcher die Kosten im Jahr 1998 mit 5-
7 p/kWh angegeben werden und eine Halbierung innerhalb von 6-7 Jahren (d.h. 2004 oder 2005)
erwartet wird. Eine andere Studie spricht im Jahr 1998 von Kosten von 2-3 p/kWh in 3-5 Jahren (d.h.
2001-2003).” Fiir die Pelamis-Anlage wird eine Kostenreduktion von 33-50% erwartet, und zwar von
11 Rp./kWh auf 5.5-7.5 Rp./kWh. Fir den ,Seadog®, eine der neuesten und spekulativsten
Technologien in Tab. 10.1, wird geschitzt, dass die Kosten fiir Anlagen mit einer Leistung von
6.7 MW und 750 MW von 3.5 cents’kWh auf 2.1 cents’kWh (4.4 Rp./kWh auf 2.6 Rp./kWh)
abnehmen werden.

Diese erwarteten Reduktionen der Kosten basieren auf einem Fortschreiten auf den Lernkurven und
auf erwarteten Rationalisierungseffekten mit zunehmender Leistung der Anlagen. Da aber die derzeit
betriebenen Anlagen eine sehr kleine Basis fiir die Schitzungen darstellen, miissen Schitzungen fiir
zukiinftige Kosten immer noch als spekulativ und wahrscheinlich optimistisch angesehen werden.

10.5 Umweltauswirkungen und Sicherheitsaspekte
10.5.1 Heutige Technologien

Aus okologischer Sicht hat die Stromerzeugung in Wellenkraftwerken im Allgemeinen sehr geringe
negative Effekte. Es gibt keine direkten Emissionen, keine festen Abfille, keinen direkten Verbrauch
von fossilen Ressourcen und die Elektrizitit wird lokal produziert, d.h. es gibt keine Anfilligkeit
hinsichtlich Importbeschrankungen. Auf der andern Seite wirft die Wellenkraft eigene Umweltschutz-
fragen auf, welche im Folgenden kurz behandelt werden.

Wasserverschmutzung — Bei einigen Wellenkraftwerken kommen hydraulische Schmiermittel zum
Einsatz, welche moglicherweise durch Unfille oder wihrend der Wartung ins Meer gelangen konnten.
Gewisse Emissionen koénnen auch durch die Schiffe, die bei der Installation der Anlagen und zu deren

* http://www.worldenergy.org/wec-geis/publications/reports/ser/wave/wave.asp (September 2004).
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Wartung eingesetzt werden, erwartet werden. Insgesamt erscheint das Verschmutzungsrisiko durch
diese Quellen jedoch relativ gering.

Beeinflussung des Landschaftsbildes — Onshore-Anlagen kénnen Standorte, die landschaftlich oft sehr
reizvoll sind, Attraktivitdt entziehen. Die Anlagen sind nicht unbedingt sehr stérend, die Gegend ist
dann aber nicht mehr unberiihrt. Paradoxerweise kann es an sehr abgelegenen Standorten vorkommen,
dass es zu wenige Menschen gibt, welche die Landschaft geniessen kénnen und deren impliziter Wert
ist somit geringer. Auch die Verbindung mit dem Stromnetz wird bei On- und Offshore-Anlagen
sichtbar sein. Der Stromanschluss fiir die Seekabel von Offshore-Anlagen wird jedoch weniger stérend
sein, als der Anschluss von Onshore-Anlagen.

Gefahr fiir die Schifffahrt — Offshore-Anlagen stellen natiirlich eine gewisse Gefahr fiir die
Schifffahrt, fiir den Handel, die Fischerei und die Marine, dar. Offshore-Windkraftanlagen miissen auf
Navigationskarten und natiirlich auch durch deutlich sichtbare, beleuchtete Bojen gekennzeichnet
werden.

Erosion der Kiisten — Da die Offshore-Stromerzeugung den Wellen Energie entzeigt, kommt es an den
Kiisten zu einer geringeren Wellenaktivitdt und die damit verbundene Erosion der Strinde nimmt ab.
Dieser Effekt ist stark davon abhéngig, ob der Strand sandig oder felsig ist. Wenn die reduzierte
Erosion dazu fiihrt, dass sich die Sandmenge am direkt betroffenen Strand erhéht, dann kann das als
positiv angesehen werden. Dadurch konne aber auch die Sandmenge an weiter entfernten Strinden
vermindert werden, da die Wellen auch den Sandtransport antreiben. Ausserdem konnte eine
abnehmende Wellenaktivitdt auch zur Beeinflussung der Fischbestdnde fithren, indem das Verhéltnis
einzelner Fischarten zueinender verdndert wird. Einige Typen von Wellenkraftwerken, wie der
Japanische ,,Big Whale* wurden speziell dazu gebaut, die Wellenaktivitit am Strand zu vermindern,
um damit Aquakulturen zu begiinstigen. Fir die Japanische Pendulor-Anlage wurde dies in den
Kostenschitzungen beriicksichtigt. Die Stromgestehungskosten von 46 ¥/kWh (53 Rp./kWh) werden
durch einen Bonus fiir die Erosionsverringerung von 12.5 ¥/kWh (14 Rp./kWh) teilweise
ausgeglichen, womit sich Nettokosten von etwa 34 ¥/kWh (39 Rp./kWh) ergeben.

Unfille — Die Risiken von Arbeitsunfillen und andere Sicherheitsaspekte werden hauptséchlich davon
abhingen, ob sie Stromproduktion Onshore oder Offshore stattfindet. Onshore-Anlagen werden wahr-
scheinlich mit Kleinwasserkraftwerken vergleichbare Risiken fiir Arbeitsunfille aufweisen. Die
Risiken von Arbeitsunfillen bei Offshore-Anlagen werden in gewissem Mass einen gewichteten
Durchschnitt von Risiken im Schiffsbau, in Offshore-Aktivititen der Ol- und Gasindustrie, bei
Schleppschiffen und der Bedienung von Bojen abbilden.

10.5.2 Zukiinftige Technologien

Fiir zukiinftige Technologien wird erwartet, dass sie weiter entwickelt und ausgereifter sind, jedoch in
die gleiche Technologieklasse fallen. Hinsichtlich der Umweltauswirkungen und Sicherheitsaspekte
sollten sie mit heutiger Technologie in etwa tibereinstimmen. Da geeignete Onshore-Standorte nur
beschriankt realisierbar sind, kann erwartet werden, dass die Wellenkraft insgesamt in Zukunft in
zunehmendem Masse von Offshore-Anlagen dominiert wird. Die wahrscheinlich bedeutendsten
Auswirkungen werden daher mit den grossen Gebieten, in denen die Kraftwerke installiert sind,
zusammenhéngen. Dies sind vor allem die Erhohten Gefahren fur die Schifffahrt, die Effekte der
abnehmenden Wellenenergie an den Strinden sowie die Risiken von Arbeitsunféllen fiir die steigende
Zahl an Beschiftigten in diesem Sektor.

10.6 Einflussfaktoren auf Entwicklung und Markteinfiihrung
10.6.1 Nachfragefaktoren

Die Faktoren, welche die Nachfrage nach Wellenkraft beeinflussen, sind eine Folge der einzigartigen
Charakteristika. Die vernachlédssigbaren CO,-Emissionen sind wahrscheinlich der Schliisselfaktor fiir
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Schweizer Kunden. Falls die Schweizer Politik weiterhin vernachldssigbare CO,-Emissionen aus dem
Kraftwerkssektor verlangt und gleichzeitig der Bau von neuen Kernkraftwerken abgelehnt wird, so
wiirde das zweifellos einen Antriebsfaktor fir CO,-freie Elektrizititsquellen wie die Wellenkraft
darstellen. Viele der anderen zuvor beschriebenen Vor- und Nachteile, wie optische Einfliisse,
Schifffahrt, Wasserverschmutzung, usw. wiren in der Schweiz ohne Bedeutung, ausser sie weisen
einen Einfluss auf die Stromkosten auf, da sie sonst an den Standorten der Kraftwerke auftreten
wiirden.

10.6.2 Hindernisse

Die Hindernisse fiir die Wellenkraft sind natiirlich das Gegenteil jener Faktoren, welche unterstiitzend
wirken wiirden. Falls die CO,-Emissionen in der Schweizer Politik an Bedeutung verlieren wiirden
oder andere CO,-freie Moglichkeiten, insbesondere Kernkraftwerke, akzeptiert wiirden, so wiirde dies
ein Hindernis fiir die Wellenkraft darstellen. Auch die Kosten und Regulierung des
Hochspannungstransports in die Schweiz durch dazwischen liegende Lénder, konnte einen
Schliisselfaktor darstellen. Falls es bei der Errichtung von Stromleitungen, Standorten von
Ausgleichskraftwerken ausserhalb der Schweiz oder der Regelung der Stromnetze Probleme geben
wiirde, so wiirde sich dies im Preis des importierten Stroms niederschlagen und koénnte somit dessen
Attraktivitdt deutlich verringern.

10.6.3 Anforderungen an zukiinftige Entwicklungen und Marktreife

Die primédre Anforderung fiir die zukiinftige Entwicklung der Stromproduktion in Wellenkraftwerken
und deren Wettbewerbsfihigkeit am Markt, ist die Fortfithrung der Installation von Demonstrations-
anlagen, wodurch die Kosten gesenkt und die Anlagengréssen erhoht werden konnen. Die Existenz
des europdischen Marine Energy Center auf den Orkney Inseln sowie das kiirzliche Wiederaufleben
des kommerziellen Interesses lassen darauf schliessen, dass die Kosten wahrscheinlich sinken werden.
Wenn einer Lernkurve dhnlich jener der Windenergie gefolgt werden kann, konnten die Stromkosten
auf ein Okonomisch interessantes Level fallen. Schweizer Aktivititen oder Investitionen stellen
wahrscheinlich keinen Schliisselfaktor fiir diese Entwicklung dar. Sie sind wahrscheinlich nicht
erforderlich und eine abwartende Haltung in diesem Bereich erscheint verniinftig.

10.7 Offene Fragen, Forschungsaktivititen und -bedarf

Der Bedarf, dass die Schweiz in Forschung und Entwicklung der Wellenkraft involviert ist, erscheint
gering. Es ist jedoch wichtig, dass jede Schweizer Gesetzgebung, die den verkauften Strom wegen der
damit verbundenen CO,-Emissionen bestraft, auch fiir importierte Elektrizitdt gilt, sodass die CO,-
freien Importe der Wellenelektrizitét den relativen Preisbonus erhélt, den sie verdient.

10.8 Schlussfolgerungen

Die Wellenkraftressource ist von signifikantem Ausmass, aber im Vergleich zu einigen anderen
erneuerbaren Ressourcen nicht iiberméssig gross. Die Kosten erscheinen vielversprechend, basieren
jedoch bisher auf einer sehr geringen Anzahl von betriebenen Anlagen. Es koénnte sich jedoch heraus
stellen, dass die heutigen Schitzungen zu optimistisch sind. Die Kosten fiir die Ubertragung der
Elektrizitdt bis in die Schweiz scheinen ebenfalls nicht allzu gross zu sein, stellen jedoch eine
zusitzliche Belastung dar, sowohl in finanzieller als auch in biirokratischer Sicht. Im Endeffekt besitzt
die Schweiz auf dem Gebiet der Wellenkraft keine Fiihrungsrolle. Es scheint auch unwahrscheinlich,
dass die Schweiz in Zukunft Bedeutendes zu deren Weiterentwicklung beitragen wird. Auch wenn
Schweizer Firmen auf diesem Gebiet investieren wollen, gibt es keinen Grund fiir sie, die Elektrizitét
in die Schweiz zu liefern.
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10.9 Abkiirzungsverzeichnis

CEC
LIMPET
NOAA
OPD
OPT
OSPREY
owC
TapChan
WEC
WOSP
WWA

California Energy Commission

Land Installed Marine Powered Energy Transformer
National Oceanic and Atmospheric Administration
Ocean Power Deliver, Ltd. (Pelamis device)

Ocean Power Technologies, Inc.

Ocean Swell Powered Renewable EnergY
Oscillating Water Column

Tapered Channel

World Energy Council

Wind Ocean Swell Power

World Wave Atlas
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11  Neue Nuklearanlagen
11.1  Einleitung

Die Schweiz verfuigt tiber eine anndhernd CO,-freie Stromproduktion. Dies ist einerseits auf einen ho-
hen Anteil an Wasserkraft und andrerseits auf einen hohen Anteil von Stromerzeugung in Nuklearan-
lagen (40% 2003, BFE 2004a) zuriickzufiihren. Der Atomstromanteil in der Schweiz liegt etwas iiber
dem europdischen Niveau von 33% (EU15), weltweit betrigt der Anteil 16% (IAEA 2004b).

Die Entwicklung der Kernenergie wurde in der Schweiz relativ frith vorangetrieben, die Entwicklung
eines eigenen Reaktors wurde aber Ende der 60er Jahre aufgegeben. Die erste kommerzielle Anlage
wurde in Beznau in Betrieb genommen (1969), die letzte in Leibstadt (1984). Nach einer raschen
Entwicklung in den 60er und 70er Jahren kam das Programm ins stocken und mehrere Projekte
wurden nach grossem Widerstand abgebrochen (Kaiseraugst) oder gar nicht mehr weiter voran-
getrieben (Graben). Von 1990 bis 2000 galt ein Moratorium fiir neue Anlagen. Eine Verldngerung und
Ausweitung desselben wurde aber vom Volk 2003 klar verworfen (Mai 2003), allerdings unterstellt
das neue Atomenergiegesetz ab 2005 sowohl Neuanlagen wie auch Ersatzanlagen an bestehenden
Standorten dem fakultativen Referendum (KEG 2005).

- — -
e S

Fig. 11.1  Die Schweizer Kernkraftwerke Miihleberg, Gésgen, Leibstadt und Beznau

Die Beibehaltung des heutigen Strommixes der Schweiz spielt mindestens mittelfristig eine wichtige
Rolle, um die klimapolitischen Ziele wie die CO,-Reduktion geméss Kyoto-Protokoll zu erreichen
(Gantner et al. 2001c), weshalb Uberlegungen des Bundes im Allgemeinen von einer Beibehaltung des
Anteiles der Kernkraft an der Stromproduktion oder dessen Ersatz durch Energie aus erneuerbaren
Quellen ausgehen. Die folgenden Abschitzungen des Potenzials der Stromerzeugung und deren
Kosten in Kernkraftwerken (KKW) in der Schweiz und die Betrachtung einiger relevanter
Umweltauswirkungen sollen eine Basis fiir die Uberarbeitung der schweizerischen Energie-
perspektiven durch das Bundesamt fiir Energie bieten.
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11.2 Technologien
11.2.1 Phasen der Technologieentwicklung von Nuklearanlagen
Ablosung der Generationen: GEN I => GEN II => GEN III/IlII+ => GEN 1V

Fig. 11.2 zeigt die Entwicklung der Kerntechnik als Ablosung von Generationen. In den 50er und 60er
Jahren wurde weltweit eine Vielzahl von Prototypreaktoren der ersten Generation (GEN I) realisiert.
Fast jede Nation — auch die Schweiz — verfolgte ihr eigenes Programm. Aus diesen Reaktoren gingen
verschiedene Technologielinien der Generation II hervor, die dann kommerziell weiterverfolgt
wurden. Dabei haben sich nur wenige Technologien breit durchgesetzt, mit 80% der installierten
Anlagen sind die Leichtwasserreaktoren (LWR) entweder als Siedewasserreaktoren (BWR) oder als
Druckwasserreaktoren (PWR) die dominierende Technologie. Daneben gibt es die
Schwerwasserreaktoren (HWR), primédr in Kanada, Indien und Ostasien und die gasgekiihlten
Reaktoren (GCR) in Grossbritannien. Die graphitmoderierten, wassergekiihlten Reaktoren (RBMK)
und die fliissigmetallgekiihlten schnellen Reaktoren (FBR) spielen auf dem Weltmarkt heute eine
untergeordnete Rolle.

Uber 10'000 Reaktorjahre Betriebserfahrung haben erlaubt, das Sicherheitsniveau der Reaktoren der
Generation II auf einen sehr hohen Standard zu bringen. Bestehende éltere Reaktoren und Systeme mit
gravierenden Sicherheitsmingeln wurden nachgeriistet oder stillgelegt. Im Laufe der 90er Jahre
wurden sie Sicherheitssysteme aufgrund dieser Erfahrungen gezielt weiterentwickelt und in neue
Reaktorkonzepte integriert, mit dem Ziel, eine neue Sicherheitsqualitit zu erreichen. Daraus ging eine
neue Generation von fortgeschrittenen Reaktoren hervor, die Generation I11. Heute stehen wir mitten
in der Einfithrung dieser Kernreaktoren, die ersten zwei wurden in Japan 1996 in Betrieb genommen.
Weltweit sind rund 30 weitere im Bau und etwa ebenso viele in Planung, die Mehrzahl davon in Asien
(China, Indien, Japan, Korea) und in Russland (UIC 2004). Dabei handelt es sich mehrheitlich um
Systeme, die evolutionér aus bewéhrten Konzepten hervorgegangen sind.

Neuste Projekte basieren auf weiter verbesserten Konzepten, die hdufig auch als Generation I+
bezeichnet werden. Man versteht darunter grundsétzlich Reaktoren, die der neuen Generation III
angehoren, aber einen innovativen Ansatz verfolgen und zusitzliche Vorteile wie z.B. verkiirzte
Bauzeit, wesentlich geringere Betriebskosten oder weiter verbesserte Brennstoffeffizienz aufweisen.
Eine genaue Abgrenzung zwischen Generation III und 11+ ist nicht moglich, grundsétzlich kann man
davon ausgehen, dass Systeme, die bis ca. 2015 ans Netz gehen, mehrheitlich der Generation III
zuzurechnen sind. Systeme, die nach 2015 ans Netz gehen, werden vor allem der Generation III+
zuzurechnen sein. In Abweichung zur hier formulierten Differenzierung werden die Bezeichnungen
oft ohne diskriminierende Absicht sehr unterschiedlich verwendet.
) l
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Fig. 11.2 Die Entwicklung der Kerntechnik — Ablésung der Generationen (GIF 2002a)
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Neben den zur Zeit in Asien geplanten Reaktoren, die vor allem Kapazititserweiterungen zum Ziel
haben, gibt es in Europa (FR, CH ansatzweise) und in den USA Pldne fiir umfangreiche
Ablosungsprogramme der dlteren Reaktoren, die ab ca. 2020 ausser Betrieb genommen werden
miissen. Fig. 11.3 zeigt die Planung der Electricité de France (EDF) fiir die Ablosung der heutigen
Reaktoren Frankreichs durch solche der Generation III/I1I+ und IV.

Die wachsende Erdbevolkerung und der entsprechend steigende Energiebedarf und zunehmende
Besorgnis beziiglich Klimawandel verstirken den Bedarf nach sauberer, kostengiinstiger und sicherer
Energieversorgung. Viele Staaten halten eine vermehrte Nutzung der Nuklearenergie fiir nétig um die
Energieversorgung zu gewéhrleisten. Um die nukleare Option langfristig zu sichern, muss neben den
kurz- und mittelfristigen Entwicklungen der Generation III/III+ bereits heute die Entwicklung der
ndchsten Generation in Angriff genommen werden. Da die Entwicklung einer grundlegend
weiterentwickelten neuen Generation innovativer nuklearer Energiesysteme, der Generation IV, mit
enormen Aufwand verbunden ist, der weder von einzelnen Firmen noch von einzelnen Nationen
getragen werden kann und die Vergangenheit gezeigt hat, dass eine hohe Standardisierung der
Systeme erhebliche Vorteile bietet, ist es notig, diese Aktivititen gemeinsam voranzutreiben und
weltweit zu koordinieren. Verschiedene Linder, darunter auch die Schweiz, haben sich dazu im
Generation [V International Forum (GIF) zusammengeschlossen (siche auch Kapitel 11.2.2).

Die Roadmap fiir die Generation IV hat 6 Reaktorsysteme als meistversprechende fiir die Zukunft
identifiziert, und rechnet je nach System mit einer technischen Entwicklung und Demonstration bis
2020 bzw. 2030. Mit einer Verfiigbarkeit fiir den kommerziellen Einsatz wird je nach System ab 2030
bis 2040 gerechnet (GIF 2002a). Ab 2040 ist damit zu rechnen, dass mehrheitlich Anlagen der Gene-
ration IV erstellt werden. Neben erheblich verbesserter Sicherheit zeichnet sich die Mehrzahl der an-
visierten Konzepte dadurch aus, dass es sich um Reaktoren mit schnellen Neutronenspektren handelt,
die einen Quantensprung in der Ressourcenausniitzung von einem Faktor 50-100 ermdglichen.
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Fig. 11.3 Planung der Ablésung der Generationen der EDF fiir Frankereich (2002)

Nachhaltigkeit/Schnelle Systeme

Die Reichweite der Uranreserven wird im Zusammenhang mit der Nachhaltigkeit der Nuklearenergie
haufig diskutiert. Analysen zeigen aber, dass Uranreserven in niedrigeren Konzentrationen, bei
hoheren Kosten in grossen Mengen vorhanden sind (OECD/NEA 2002a). Da die Urankosten aber
selbst im Fall von erheblich hoheren Preisen nur einen kleinen Bruchteil der Stromerzeugungskosten
ausmachen, kann die Nuklearenergie auch bei wesentlich hoheren Uranpreisen noch wirtschaftlich
genutzt werden (siehe auch Kapitel 11.3.2; Uranerzabbau).

Die Reichweite wird sehr unterschiedlich analysiert. Basierend auf dem heutigen Verbrauch, kann
man von einer Reichweite von gegen 400 Jahre ausgehen (IAEA Low). Bereits bei einem moderaten
Wachstum (ca. 2% pro Jahr, IAEA High) reduziert sich die Reichweite auf ca. 120 Jahre (IAEA
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2003b). Stellt man den Ressourcen Wachstumsprognosen wie jene der IIASA/WEC (IIASA/WEC
1998) oder des IPCC (IPCC 2000), welche im mittleren Szenario von einem Wachstum der
Nuklearkapazitdt um einen Faktor 6 bis 2030 und 10-15 bis zum Jahr 2100 ausgehen, gegentiber, so
wird die Ressourcenfrage beim Uran wesentlich schneller relevant: Bis ca. 2060 wiéren die gesicherten
und geschétzten Reserven erschopft (siehe Fig. 11.4).

Die Reaktoren der Generation III/III+ zielen bereits auf eine verbesserte Brennstoffausnutzung und
verbesserte Wirkungsgrade ab. Dadurch konnen die Ressourcen geschont und die Abfallmengen
verkleinert werden. Dies ist ein erster Schritt in Richtung einer nachhaltigen Nutzung der vorhandenen
Uran-Reserven und der Endlagerkapazititen. Gleichzeitig werden Sicherheit und Wirtschaftlichkeit
verbessert.

Die Generation IV soll diesbeziiglich den Ubergang zu einer nachhaltigen Nuklearwirtschaft
erméglichen: Die Hauptvorteile beziiglich Nachhaltigkeit der Generation IV Konzepte liegen in: 1)
Verbesserung der Sicherheit sodass Unfille mit Auswirkungen auf die Bevolkerung praktisch
ausgeschlossen werden konnen; 2) Reduktion der notigen Verschlusszeit fiir Abfille um
Grossenordnungen; 3) Reduktion der Abfallmengen; 4) Schonung der Ressourcen. Die meisten
Reaktoren der Generation IV fithren geschlossene Kreisldufe und schnelle Spektren ein (siehe auch
Kapitel 11.2.2 Generation 1V). Je frither Reaktoren mit schnellen Spektren eingefiihrt werden, desto
schneller kann das rasche Wachstum des Verbrauches eingeddmmt und nachhaltig stabilisiert werden
(siehe Fig. 11.4).

Obschon, wie oben erwihnt, die Uranreserven nur im Falle erheblicher Expansion der weltweiten
Kernenergieproduktion zum kritischen Faktor fiir die Zukunft der Kernenergie werden, so werden mit
der Generation IV deren Reichweite erheblich gesteigert und die Abfallmengen auf einen Bruchteil
von heute reduziert. Insbesondere kann mit einem integralen Aktinidenmanagement (siehe auch
Kapitel 11.3.1), die Menge der hochaktiven Abfille reduziert werden, was die Radiotoxizitit im
Endlager erheblich reduziert. Die Endlagerproblematik wird entschérft, weil die notwendigen
Verschlusszeiten wegen kiirzeren Halbwertszeiten der verbleibenden Spaltprodukte um
Grossenordnungen verkiirzt werden. Das Atomenergiegesetz verlangt fur die Bewilligung neuer
Anlagen die Losung der Entsorgungsfrage und die Gegner der Nukleartechnik pochen auf Antworten
zur Entsorgungsproblematik. Die Generation IV konnte also entscheidende Impulse zur Entspannung
der politischen Situation liefern und die Reichweite der Ressource Uran erheblich verldangern.
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Fig. 11.4 Reichweite der Uranreserven (GIF 2002b) basierend auf den IIASA/WEC Szenarios; Verbrauch des heutigen
KKW-Parks als Vergleichswert eingetragen (OECD/NEA 2002a). SR = Schnelle Reaktoren

366



Neue Nuklearanlagen

11.2.2 Technologien heute und in Zukunft
Heutige Systeme (Generation IT)

Die 440 Reaktoren, die weltweit in Betrieb sind, gehdren mehrheitlich zur Generation II. Nur 14
Reaktoren sind élter als 35 Jahre (mehrheitlich Generation I) und werden hier nicht weiter behandelt.
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Fig. 11.5 Anzahl Reaktoren in Betrieb, nach Alter (IAEA 2004a).

Tab. 11.1  Uberblick iiber den weltweiten Kraftwerkspark (IAEA 2004a).

Reaktortyp Reaktoren in Betrieb Reaktoren im Bau Reaktoren in Planung Stillgelegte Reaktoren
Anzahl Leistung [MWe] Anzahl Leistung [MWe] Anzahl Leistung [MWe] Anzahl Leistung [MWe]

LWR/PWR PWR 214 204'066 4 4111 15 16'107 16 9710
WWER 50 33'040 12 10'310 10 3'765
APR 4 5'400
APWR 2 3'000

LWR/BWR BWR 90 78'005 1 1'067 1 825 19 4777
ABWR 2 2'630 4 5'329 7 9'325

HWR PHWR 38 19'182 8 3135 6 2'990 11 4'180
HWGCR 3 280
HWLWR 2 398
SGHWR 1 92

GCR GCR 12 2'484 25 5'045
AGR 14 8'380 1 32
HTGR 4 679

GR RBMK 17 12'589 1 925 6 3'748

FBR FBR 3 1'039 6 1'5682

Total: 440 361'415 30 24'877 35 37'647 104 34'288

Zur Zeit sind Reaktoren neun verschiedener Bauarten in Betrieb. Im Folgenden werden die
Technologien kurz beschrieben. Mit fast 60% (264) der weltweit betriebenen Reaktoren nimmt der
Druckwasserreaktor (PWR, inklusive jener russischer Bauart (WWER)) eine dominante Stellung ein.
Zweithdufigste Technologie ist mit 92 Systemen der Siedewasserreaktor (BWR). Im Folgenden
werden die wichtigsten Technologien kurz beschrieben (UIC 2004, NEI 2004).

Leichtwasserreaktoren (LWR)

Der Leichtwasserreaktor steht als Sammelbezeichnung fiir alle Reaktoren, die Leichtwasser (H,O) als
Moderator und Kiihlmittel verwenden. Dazu gehoren der Druckwasserreaktor und der
Siedewasserreaktor.
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- Druckwasserreaktor (PWR)

Druckwasserreaktoren verfiigen iiber zwei getrennte Kreisldufe: Das Wasser des Primérkreislaufes
wird im Reaktorkern auf ca. 330°C erhitzt und steht unter einem Druck von ca. 160 bar, um ein Sieden
zu verhindern. Uber einen Dampferzeuger gibt der Druckwasserreaktor seine Wirme an einen
Sekundarkreislauf ab (siehe Fig. 11.6). In Europa hat diese Technologie in den 80er und 90er Jahren
einen Stand der Technik erreicht, der in Frankreich und teilweise auch in Deutschland eine eigentliche
Serieproduktion mit einem hohen Standardisierungsgrad erlaubte. Der PWR ist weit verbreitet, man
unterscheidet zwischen den Systemen westlicher Bauart, deren Hauptvertreter aus den USA,
Frankreich und Japan stammen und jener russischer Bauart, die in Russland und dem gesamten Gebiet
des ehemaligen Ostblockes verbreitet sind. Drei Druckwasserreaktoren stehen auch in der Schweiz:
Beznau I und I und Gosgen (KKB 2003, KKG 2000).

- Siedewasserreaktor (BWR)

Im Siedewasserreaktor siedet das Wasser in der Spaltzone. Im Unterschied zum Druckwasserreaktor
wird der entstehende Dampf direkt mit ca. 290°C und 70 bar zum Antrieb einer Turbine verwendet.
Weltweit sind ca. 90 Siedewasserreaktoren in Betrieb, die Mehrzahl davon in den USA, Japan,
Schweden und Deutschland. Zwei Reaktoren dieses Typs stehen in der Schweiz: Miihleberg und
Leibstadt (KKM 2004; KKL 2003).

Dampf 6 MPa, 280 °C
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Fig. 11.6 Schematische Darstellung eines Druckwasserreaktors (links) und eines Siedewasserreaktors (rechts)
(Koelzer 2004).

Schwerwasserreaktoren (HWR)

Der Schwerwasserreaktor verwendet schweres Wasser (D,O) als Moderator und meist auch als
Kiithlmittel. Wie im Druckwasserreaktor gibt das Primérkiihlmittel die Wiarme iiber einen
Dampferzeuger Wirmetauscher an einen Sekundérkreislauf (mit leichtem Wasser) ab.
Schwerwasserreaktoren stehen primér in Kanada, Indien und in Ostasien in Betrieb. Diese
Technologie erlaubt eine sehr grosse Brennstoffflexibilitit, insbesondere konnen diese Reaktoren mit
Natururan (0.7% U-235) — also ohne Anreicherung — betrieben werden. Der Brennstoff befindet sich
in Druckr6hren, was ein sukzessives Auswechseln der Brennelemente ohne Abschalten des gesamten
Reaktors erlaubt, indem einzelne Druckrohren vom Kiihlkreislauf abgekoppelt werden.
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Gasgekiihlte Reaktoren (GCR)

Gasgekiihlte Reaktoren verwenden ein Gas, meistens CO,, als Kiithlmittel und Graphit als Moderator.
Heute sind 26 gasgekiihlte Reaktoren in Betrieb, alle im Vereinigten Konigreich. Die éltere
Generation, sogenannte Magnoxreaktoren, konnte mit Natururan betrieben werden, die neuere
Generation, auch Advanced Gascooled Reactors, wird mit angereichertem Uran betrieben.

Graphitmoderierte, Wassergekiihlte Reaktoren (RBMK)

Die graphitmoderierten, leichtwassergekiihlten Reaktoren sind ein russisches Design, das aus der
Plutoniumproduktion fiir die militdrischen Nuklearprogramme hervorgegangen ist. Als Moderator
verwendet er Graphit, als Kiihlmittel Leichtes Wasser, das im Kern zum Sieden gebracht wird. Wie im
Schwerwasserreaktor befindet sich der Brennstoff in Druckrohren, die eine Brennstoffnachladung
ohne Abschaltung des Reaktors ermdglicht. Nach dem Unfall in Tschernobyl wurde dieser Reaktortyp
nicht weitergebaut. Bestehende Anlagen werden heute sukzessive stillgelegt, der Bau eines weiteren
Reaktors in Russland steht seither still.

Betriebsdauer

Beim Bau der ersten Kernkraftwerke (Beznau und Miihleberg) in der Schweiz ging man vorsichtig
von einer Nutzungsdauer von 30 Jahren aus und hat auch fiir die Abschreibungsdauer mit 30 Jahren
gerechnet. Die zunehmende Betriebserfahrung zeigte, dass die Alterung von schwer ersetzbaren
sicherheitsrelevanten Komponenten, insbesondere des Reaktordruckgefisses weniger schnell
voranschreitet als erwartet, sodass man mit einer sicheren Nutzungsdauer von 40 Jahren rechnen
konnte. Diese Nutzungsdauer galt fiir spéter gebaute Werke (Gosgen und Leibstadt) von Beginn an
und wird heute in den meisten Berechnungen und Analysen als Standard fiir die Betriebs- und
Nutzungsdauer verwendet.

Langzeiterfahrung im Betriecb von Kernreaktoren und Modellrechnungen mit modernen
leistungsfahigen Computern zeigen heute, dass dltere Kernkraftwerke wie Beznau rund 50 Jahre und
neuere Kraftwerke wie Gosgen rund 60 Jahre sicher und insbesondere auch wirtschaftlich betrieben
werden konnen. In den USA ist dies offiziell zum Standard geworden: Die Sicherheitsbehorde hat eine
Standardprozedur zur Erteilung einer Betriebsverlingerung auf 60 Jahre nach eingehender
Uberpriifung festgelegt. Bisher wurden 25 Bewilligungen erteilt sowie 17 beantragt. Weitere 26 KKW
beabsichtigen, einen Antrag in nichster Zeit zu stellen. In Europa ziehen verschiedene Liander diese
verlangerten Betriebsdauern ernsthaft in Erwédgung. Eine Nutzung iiber diesen Zeithorizont hinaus
erscheint nach heutigem Kenntnisstand insbesondere wegen des grossen Umriistbedarfes nicht
wirtschaftlich. Selbst bei wirtschaftlicher Machbarkeit fiihren rein technische Uberlegungen dazu, dass
Betreiber wegen der veralteten technischen Einrichtungen auf einen Weiterbetrieb verzichten. Trotz
dieses Umstandes werden in Japan Betriebszeiten von 70 Jahren anvisiert (UIC 2004, NEI 2004).

Noch bis vor kurzem war dieser Ansatz praktisch kein Thema. Obschon die ldngeren Betriebsdauern
wissenschaftlich bereits seit lingerem gut untermauert sind, finden sich in &lteren Studien und
Prognosen durchwegs Betriebsdauern von 30 oder 40 Jahren, selbst Unterlagen neuster Projekte, wie
des EPR fiir Finnland geben 40 Jahre an, obschon der EPR (siche unten) 60 Jahre Lebensdauer hat. Es
ist davon auszugehen, dass vor allem politische Zuriickhaltung wie auch wirtschaftliche Vorsicht
(rasche Abschreibung der Anlagen) davor abgehalten haben, mit ldngeren Betriebsdauern zu planen.
In der Schweiz finden sich erst in einer Studie jiingeren Datums (Wiederkehr & Brunner 2003a)
Betriebsdauern von 50 und 60 Jahren als Basis fiir die Erstellung der Prognosen.
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Generation III/ITI+

Basierend auf der Generation II wurden in den 90er Jahren Reaktoren mit erheblich verbesserten
Sicherheitsmerkmalen entwickelt (Brogli, Foskolos, Goetzmann et al. 1996). Die Generation I1I/I11+
als solche ist als Technologie schwer zu fassen, weil sie eine Vielzahl verschiedener Konzepte
umfasst, die sich in sehr unterschiedlichen Entwicklungsstadien befinden. So sind die ersten zwei
Reaktoren, die dieser Generation zugerechnet werden, es handelt sich dabei um fortschrittliche
Siedewasserreaktoren (ABWR), in Japan seit 1996/97 in Betrieb. Andere Konzepte stehen gerade an
der Schwelle zur kommerziellen Nutzung, das heisst Reaktoren sind im Bau oder zur Realisierung
beschlossen, wie zum Beispiel die beiden Europédischen Druckwasserreaktoren (EPR) fiir Finnland
(Framatome 2003) und Frankreich, oder in Planung, wie zum Beispiel der modulare
Kugelhaufenreaktor (PBMR) in Siidafrika. Verschiedene Konzepte bendtigen aber noch viel
Entwicklungszeit und stehen erst ab 2015 oder spéter zur Verfligung. Letztere werden vermutlich
teilweise in Entwicklungen der Generation IV einfliessen (OECD/IEA 2002b).

Die Konzepte der Generation III/III+ basieren auf den Technologien der Generation II und sind
entweder evolutiondr (weiterentwickelt) oder innovativ (neu) und zeichnen sich durch eine erhebliche
Verbesserungen in den Bereichen Sicherheit, Wirtschaftlichkeit und Ressourcenschonung aus. In den
meisten Konzepten sind folgende Massnahmen integriert:

e Erhohte Sicherheit:
- Passive Sicherheitselemente, die keine aktiven Steuerelemente oder menschliche
Betriebseingriffe zur Verhinderung von schweren Unfillen im Falle einer Fehlfunktion
benotigen, sondern auf Schwerkraft, natiirlicher Konvektion, elektrischem oder
physischem Widerstand oder physikalischen Temperaturgrenzen basieren.
- Inhidrent sichere Merkmale, die kritische Betriebszustinde verunméglichen
- Erheblich reduzierte Wahrscheinlichkeit eines Kernschmelzfalles (10°%/Reaktor*a)
und einer relevanten Freisetzung von Radioaktivitit in die Umgebung (10”/Reaktor*a)
- Erhohte Redundanz durch Diversitit und raumliche Trennung der Sicherheitssysteme
- Minimale Belastung der Umgebung (z.B. mehrfache Containments)

e Verbesserte Wirtschaftlichkeit:
- Standardisierte Konstruktionen
- Verkiirzung der Bauzeit
- Einfachere Konstruktion, einfacher bedienbar, resistenter gegen Fehlmanipulationen
- Hohere Verfiigbarkeit und ldngere Lebensdauer

e Schonung der Ressourcen:
- Bessere Ausnutzung des Brennstoffes
- Reduktion der Abfille

Untenstehende Tabelle (sieche Tab. 11.2) gibt einen Uberblick iiber die Systeme der Generation
III/ITI+. Obschon die meisten Ubersichten die Russischen Reaktoren nicht auffiihren und sie in den
westlichen Industrienationen kaum zum kommerziellen Einsatz gelangen werden, sind sie hier
einerseits aus Grinden der Vollstindigkeit und anderseits aufgrund der Tatsache aufgefiihrt, dass sie
beim Ausbau der Kapazititen im Mittleren und Fernen Osten eine wichtige Rolle spielen.

Die Reaktoren der Generation III/III+ lassen sich wie die bestechenden Reaktoren in
Leichtwasserreaktoren, Schwerwasserreaktoren und gasgekiihlte graphitmoderierte Reaktoren
typisieren. Daneben gibt es noch ein paar weitere Systeme, die auf anderen Technologien basieren,
oder Kombinationen mehrere Konzepte sind, von denen nur ein Beispiel erwéhnt ist.
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Tab. 11.2 Uberblick iiber die Systeme der Generation lll/lll+ (UIC 2004)

System

Grosse

Zulassung/

Hersteller Typ Status Zertifizierung Merkmale
AP600/ 600 MW,/ AP1000 in Auswahl fur AP600 ¢ Passive Sicherheit
AP1000 1090 MW, | UK/USA NRC 1999 ¢ Vereinfachte Konstruktion
WH PWR AP1000 o Kurze Bauzeit (36 mt)
NRC ca. 2005 | e Lebensdauer 60y
¢ 1300 CHF/kWe,; < 4.6 Rp./kWh
APR-1400 1400 MW, | 4 in Planung (SKorea) NRC 1997 ¢ Evolutionar (Erhéhte Zuverlassigkeit)
WH PWR Basiert auf System 80+ ¢ VVereinfachte Konstruktion/Betrieb
Korean Next Generation o Kurze Bauzeit (48 mt)
& Reactor (KNGR) ¢ 1560 CHF/kWe,; < 5.2 Rp./kWh
= | APWR 1500 MW, | 2 in Planung (Japan) ¢ Passive Sicherheit
& | wHMmI PWR « Hohe Brennstoffeffizienz
S » Abbrand bis 556 GWd/t
§ EPR 1'545-1'750 | Wird gebaut in Finnland EUR OK ¢ Evolutionar (Verbesserte Sicherheit)
% | EDF/FANP MW, Prototyp geplant in * Hohe Brennstoffeffizienz
g PWR Frankreich o Hoher Wirkungsgrad (36 %)
§ o Tiefe Stromkosten
g * Abbrand bis 65 GWd/t
S | System 80+ | 1'300 MW, | Ahnlicher Typ in Korea in NRC 1997. * Keine weiteren
2 | WH PWR Betrieb Kommerzialisierungsaktivitdten
@ 'WWER 640/1000/ Verschiedene im Bau oder e verbesserte Sicherheit
Gido/ 1500 MW, | in Planung (Iran/Indien/ o teilweise passive Sicherheit
OKBM PWR China/Russland) » Verbesserte Brennstoffeffizienz
Offerte Finnland
IRIS 100-300 Kommerzialisierung NRC ca. 2010 | e Brennstoff bis 10 % Anreicherung und
WH MW, 2012-2015 8-Jahreszyklus
PWR o Dampferzeuger im Reaktordruckgefass
¢ 1300-1560 CHF/kW,
o Abbrand bis 60 GWd/t spater 80 GWd/t
c ABWR 1’350 MW, | 2 in Betrieb (Japan) NRC 1996 o Evolutionar
o GE BWR 4 im Bau (Taiwan 2, J 2) EUR ok » VVereinfachte Konstruktion/Betrieb
£ 7 in Planung (Japan) » VVerbesserte Effizienz, weniger Abfall
s _ Offerte Finnland © 2210 CHF/kW,; 9 Rp./kWh
5 % ESBWR 1’380 MW, | Kommerzialisierung ab ca e Evolutionar (Verbesserte Sicherheit)
h@|GE BWR 2010 e Kurze Bauzeit
E SWR 1000 1°000-1300 | Erfullt europaische NRC lauft e Innovativ
3 FANP MW, Anforderungen EUR ok ¢ Hohe Brennstoffeffizienz
% BWR Offerte Finnland ¢ Passive Sicherheit
» Lange Brennstoffwechselzyklen
__| CANDU-9 925-1300 NRC 1997 e Evolutiondr
;1'-, n;: AECL MW, » Grosse Brennstoffflexibilitat
oz HWR e Passive Sicherheit
g = | CANDU 730 MW, Kommerzialisierung ab 2005 | NRC lauft o Leichtwasserkiihlung
a;: g ACR-700 HWR/PWR » Kompakter, negativer void
g % AECL e Hoherer Wirkungsgrad
»n o ¢ 1300 CHF/kWe,; 4 Rp./kWh
o kurz Bauzeit (36 mt)
_| PBMR 120-160 Prototyp in Stidafrika o Modular
o 5 Eskom/ MW, geplant o Direktkreislauf Gasturbine
= O | BNFL Modular Keine weiteren Projekte ¢ Hohe Brennstoffeffizienz
2 S pebble bed * Hoher Wirkungsgrad (42 %)
55 « 1300 CHF/kW,; <4 Rp./kWh
§ % GT-MHR 288 MW, Anlage in Russland geplant | Lizenz fir o Hoher Wirkungsgrad (48 %)
S| GA/ Prismatic (primé&r zum Betrieb mit Pu Russland ¢ Hohe Brennstoffeffizienz
Minatom graphite aus Abriistung) * 1300 CHF/kW,; 3.8 Rp./kWh
AFR-PRISM | 300-600 Design vermutlich Zertifikation ¢ sodium-gekuhlt
GE/ANL MW, aufgegeben 1990 gestartet | e auch als ALMR bekannt

Eine ausfiihrlichere Beschreibung aller Systeme der Generation III/III+ wiirde den Rahmen dieser
Studie sprengen. Hier sollen die Entwicklungsstromungen in den verschiedenen Technologiebereichen
kurz beschrieben und stellvertretend fiir die Generation III/III+ einige weit fortgeschrittene Systeme
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vorgestellt werden. Dabei werden primér Konzepte beriicksichtigt, die auch fiir die Schweiz in Frage
kdmen (IAEA 2002; IAEA 2004c).

Fortschrittliche Druckwasserreaktoren

Im Bereich der Druckwasserreaktoren haben sich vier Hauptentwicklungsstromungen, welche
hauptsichlich durch nationale bzw. regionale Einfliisse geprigt sind, etabliert.

Der AP600/1000 integriert passive Sicherheitssysteme und unterbietet den heutigen NRC Standard fiir
Kernschmelzunfille um nahezu einen Faktor 100 (siehe Fig. 11.34). Er ist in der kleineren Version fiir
die USA zertifiziert und soll in der grosseren Version fiir Europa kommerzialisiert werden.

Das System 80+, wird trotz US-NRC Zertifizierung zur Zeit nicht kommerzialisiert, bildet aber die
Basis fiir den APR-1400, den kiinftigen Koreanischen Standardreaktor (KNGR). Zwei Reaktoren
dieses Typs befinden sich in Planung.

Der APWR, eine Weiterentwicklung der japanischen Druckwasserreaktoren, soll die Basis der néch-
sten Generation Druckwasserreaktoren in Japan bilden. Zwei dieser Reaktoren sind in Planung. Das
vereinfachte Design integriert aktive und passive Kiihlsysteme und erlaubt Abbrénde bis 55GWd/t.

Nach dem Baubeginn in Finnland und dem prinzipiellen Entscheid fiir einen weiteren Reaktor in
Frankreich nimmt der deutsch-franzosische EPR (European Pressurised Reactor) in Europa die
filhrende Stellung ein. Der EPR ist eine Weiterentwicklung der bewéhrten standardisierten
franzosischen Reaktoren N4 und der deutschen Reaktoren des Konvoityps. Die Sicherheitssysteme des
EPR sind erheblich erweitert worden. FEr verfiigt iiber ein Doppelcontainment, eine
Schmelzausbreitungsfliche, die im unwahrscheinlichen Fall eines Schmelzens des Kerns die Schmelze
auffingt und eine Beschiddigung der Betonwanne verhindert, und tiiber ein spezielles
Containmentwirmeabfuhrsystem. In keinem Fall soll eine relevante Freisetzung von Radioaktivitit in
die Umgebung stattfinden. Die Sicherheitssysteme sind in vierfacher Redundanz in vier verschiedenen
Ausfithrungen von verschiedenen Herstellern ausgefithrt. Dadurch werden systemische Fehler
vermieden (AREVA 2003).

Doppel-Containment

mit Ringraumabsaugung Schmelze-

Ausbreitungsflache

/

Containment-
Warmeabfuhr-
System

EPR
Integriertes g-i?lfelﬁeits
Flutbecken / Sumpf < ]
utbecken / Sump ———\ redundanz

Fig. 11.7 Der EPR und seine wesentlichen Sicherheitsverbesserungen (FANP 2003).

Daneben soll hier noch der weiterentwickelte russische Reaktor erwdhnt werden (WWER), der in
verschiedenen Grossen gebaut werden soll. Verschiedene Reaktoren dieses Typs sind im Bau oder in
Planung und fiir Finnland wurde eine Offerte eingereicht. Fiir Westeuropa und die Schweiz wird
dieser Typ allerdings kaum in die engere Wahl gelangen.

Ein weiteres innovatives Projekt ist der IRIS-Reaktor, der iiber Dampferzeuger verfiigt, die direkt ins
Reaktorgefdss integriert sind. Die Effizienz soll unter anderem durch Hochstabbrand (zu Beginn 60,
spater 80 GWd/t) und lange Brennstoffwechselzyklen (zu Beginn 4, spéter 8 Jahre) erreicht werden.
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Fortschrittliche Siedewasserreaktoren

Im Bereich der Siedewasserreaktoren haben sich zwei Entwicklungsstrémungen etabliert:

Der amerikanische ABWR, der als Standardkraftwerk fiir die Ablosung der Siedewasserreaktoren in
den USA gedacht ist, wurde als erstes Kraftwerk der Generation III/III+ in Japan in zwei Blocken
realisiert. Weitere zwei Anlagen dieses Typs sind je in Taiwan und in Japan geplant. Der ABWR ist
ein evolutiondres System, dessen Sicherheitselemente verbessert und erweitert wurden. Aus dem
ABWR soll eine weiterentwickelte, grundlegend iiberarbeitete Version mit passiven
Sicherheitselementen fiir Europa entwickelt werden, der ESBWR.

o o oy
Containment

e

&\}m

P A 5

L1 -

i)

7 I ~
Fusible  Basaltic Sump
Valve concrete cover

Fig.11.8 ABWR (1356 MW) Blocke 6&7, Kraftwerk Kashiwazaki-Kariwa in Japan und seine wesentlichen
Sicherheitsverbesserungen (IAEA 2002)

Der SWR-1000 ist eine vereinfachte europdische Weiterentwicklung der Siedewasserreaktoren mit
verschiedenen passiven Sicherheitselementen und Auslegung fiir hohen Abbrand, der Brennstoff-
wechselzyklen von zwei Jahren erlaubt. Er ist fiir Europa zertifiziert und hat in Finnland mitofferiert.

Fortschrittliche Schwerwasserreaktoren

Auf dem bisherigen Design der Kanadischen CANDU-6 Reaktoren basierend wurde der CANDU-9
entwickelt. Dieser Reaktor zeichnet sich durch eine enorme Brennstoffflexibilitdt aus, die vom
Natururan, leicht angereichertem Uran, Wiederaufbereiteten Brennstoff und Mischoxidbrennstoff iiber
den direkten Einsatz abgebrannter Druckwasserbrennelemente bis zum Thorium reicht. Er sollte sich
auch zur ,Verbrennung“ militdrischen Plutoniums und zur Transmutation von Aktiniden aus
Wiederaufarbeitung von PWR/BWR-Brennstoff eignen.

Der Fortgeschrittene Candureaktor (ACR) verwendet leichtes Wasser als Kiihlmittel und erreicht mit
hoherer Temperatur und hoherem Druck einen hoheren Wirkungsgrad. Die kompaktere modulare
Bauweise soll die Kosten enorm reduzieren. Integration weiterer passiver Sicherheitselemente lassen
eine problemlose Zertifizierung erwarten.

Neben Kanada verfolgt Indien Schwerwasserkonzepte aktiv, mit der Absicht die eigenen
Thoriumressourcen zu nutzen.

Fortschrittliche Gasreaktoren

Im Bereich der Gasreaktoren sind zur Zeit zwei Entwicklungen im Gang, die beide im Direktzyklus
mit Heliumgasturbinen betrieben werden. Dank hohem Wirkungsgrad sollen die Erzeugungskosten bei
ca. 3 US¢/kWh liegen.
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In Siidafrika steht der PBMR, ein gasgekiihlter Graphitreaktor kurz vor Baubeginn. Der kleine
modulare Reaktor (100-200 MW,) erlaubt industrielle Fertigung und arbeitet mit Brennstoff in
Graphitkugeln, die hohen Temperaturen widerstehen und die Radioaktivitét zuriickhalten und deshalb
als extrem proliferationsresistent gelten.

Mit knapp 300 MW, ist der Amerikanisch-Russische GT-MHR etwas grosser. Er arbeitet mit
hexagonalen Graphit-Séulen, erlaubt eine modulare Fertigung und erreicht Hochabbrand bis
100GWd/t. Erste Anlagen sind in Planung fiir die Verwertung von Plutonium aus der Abriistung.

Vergleich der Systeme

Tab. 11.3: Vergleich der Systeme der Generation lll/llI+

Typ System Leistung Baukosten | Erzeugungskosten | Abbrand Konzept Sicherheit
[MW,] [CHF/KW,] [Rp./kWh] [GWAd/t]
AP600/1000 600/1°090 1300 <46 60 Innovativ Passiv
APR-1400 1400 1560 <52 60 Evolutiondr | Verbessert
APWR 1500 k.A. 55 Evolutiondr | Verbessert
PWR | EPR 1'545-1'750 2600 3.7 (FI); 4-5 (CH) 65 Evolutiondr | Verbessert
System 80+ 1’300 k.A. - Evolutionar -
WWER 640/1000/1500 k.A. 43 Evolutionar Verbessert
IRIS 100-300 1560 60 (80) Innovativ Passiv
ABWR 1’350 2210 9 50 Evolutiondr | Verbessert
BWR | ESBWR 1’380 k.A. 60 Innovativ Passiv
SWR 1000 1°000-1300 k.A. 45 Innovativ Passiv
HWR CANDU-9 925-1300 kKA. - Evolutior.lér Verbessert
CANDU ACR-700 | 730 1300 <4 - Innovativ Passiv
GCR PBMR 120-160 1300 <4 90 (200) Innovativ Passiv
GT-MHR 288 1300 3.8 100 Innovativ Passiv
AFR-PRISM 300-600 k.A. - - -

Generation III/II1+ fiir die Schweiz?

Die jiingsten Zeitungsartikel heben allesamt den EPR als potenziellen Nachfolger fiir die bestehenden
Reaktoren in der Schweiz hervor. Aufgrund der jiingsten Entwicklungen in Europa ist diese Annahme
effektiv naheliegend, die Planung der Ablosung der bestehenden Reaktoren ist aber bei der Elektrizi-
tiatswirtschaft erst angelaufen und Entscheide beziiglich Technologie sind noch keine gefillt worden.
Zum gegebenen Zeitpunkt werden sicher ausfiihrliche Evaluationen durchgefiithrt und umfangreiche
Offerten eingeholt, genauso wie in Finnland. Wichtige Selektionskriterien werden dabei die bereits
vorhandene kommerzielle Betriebserfahrung, die Sicherheit und die Wirtschaftlichkeit sein.

Grundsétzlich kann man davon ausgehen, dass in der Schweiz im Rahmen der Generation III/III+
nicht von der LWR-Technologie abgewichen wird. In die engere Wahl dirften bei den
Druckwasserreaktoren der AP 1000, der APWR und der EPR gelangen. Da der Entscheidungsprozess
ca. 2009/10 erfolgen wird, diirften insbesondere mit dem EPR erste praktische Erfahrungen vorliegen.
Bei den Siedewasserreaktoren diirfte der ABWR bzw. der daraus weiterentwickelte innovative
europdische ESBWR oder der SWR 1000 in die Selektion aufgenommen werden. Da in der Schweiz
traditionell Systeme mit umfangreicher Betriebserfahrung favorisiert werden, stehen aus den obigen
Kandidaten der ABWR, der seit 1997 in Japan in Betrieb ist und der EPR, dessen Inbetriebnahme in
Finnland ftir 2009 vorgesehen ist, im Vordergrund.

Heute kommt dem EPR in Europa klar die Favoritenrolle zu. Er ist fiir die erste Phase des
Ersatzprogramms in Frankreich als Standard vorgesehen, was ca. 20 Reaktoren dieses Typs in den
Jahren 2020 bis 2035 entsprechen diirfte. Hier wiirde sich fiir die Schweiz allenfalls die Chance bieten,
an einem grosseren Programm teilzunehmen und von den Kostenvorteilen einer grosseren Serie zu
profitieren, die zu einer Reduktion der Baukosten um etwa 20 % fiihren sollte.
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Generation IV

Das globale Bevolkerungswachstum und der zunehmende Wohlstand fithren zu einer tiber-
proportionalen Zunahme des Energieverbrauches. Bereits heute ist die Sorge um die zunehmende
Umweltbelastung und insbesondere die sich abzeichnende globale Erwdrmung gross. Die Prognosen
fiir die zukiinftige Entwicklung geben Anlass zur Besorgnis, sodass ein breiter Konsens entstanden ist,
Energieverbrauch und die damit verbundenen Emissionen insbesondere in den Industrienationen zu
stabilisieren bzw. zu reduzieren (Kyoto). Damit soll die globale Erwarmung unter Kontrolle gebracht
und den aufstrebenden Nationen Raum fiir Entwicklung verschafft werden.

Die tiber 400 Kernkraftwerke der Welt liefern mit einem Anteil von 16% an der Stromproduktion ei-
nen wichtigen Beitrag zur Reduktion der Treibhausgasemissionen der heutigen Stromerzeugung. Ver-
schiedene Regierungen (USA, FR, FI) haben ihre Absicht gedussert (NEPDG 2001; Fontaine 2003),
die Rolle der Kernenergie als praktisch treibhausgasfreie Energiequelle (Dones et al. 2004¢) nicht nur
erhalten, sondern stirken zu wollen. Um weiter von diesem Vorteil zu profitieren und um die zukiinf-
tige Rolle der Kernenergie zu sichern, wird eine neue Generation von innovativen nuklearen Energie-
systemen benotigt, welche die bestehenden Kraftwerke nach Ablauf deren Betriebsdauer ersetzen und
die bestehenden Kapazititen erweitern kann, die Generation IV. Vor dem Hintergrund einer wesent-
lich weiteren Verbreitung der Nuklearenergie, muss die neue Generation in den vier Bereichen Res-
sourcenschonung, Wirtschaftlichkeit, Sicherheit und Proliferation erheblich weiterentwickelt werden.

Die mit der Generation III/III+ weitgehend ausgeschopfte Weiterentwicklungsfihigkeit bestehender
Reaktorkonzepte und der natiirliche Rhythmus der Ablgsung der Generationen fithren dazu, dass in
20-30 Jahren eine Nachfolgegeneration der heute fortschrittlichen Reaktoren nétig wird. Anbetrachts
der notwendigen Innovationstiefe und des Umfanges dieser Aufgabe ist klar geworden, dass die Ziele
fiir eine erfolgreiche Zukunft der Kernenergie nur erreicht werden kénnen, wenn grundsétzlich neue
Konzepte umgesetzt werden, wenn heute mit den notwendigen Forschungs- und Entwicklungsarbeiten
begonnen wird, wenn die Arbeiten international bzw. global koordiniert vorangetrieben werden und
wenn die Ressourcen fokussiert eingesetzt werden. Um die Zukunft der Kernenergie gemeinsam zu
planen und die Entwicklung der Generation IV zu koordinieren haben sich 2001 neun Lénder unter der
Bezeichnung Generation IV International Forum, kurz GIF, zusammengefunden. Die Schweiz trat dem
GIF 2002 bei, 2003 stiess EURATOM als 11. Mitglied dazu.

Dieses Forum hat fiir die Systeme der Generation IV klare Ziele formuliert, verschiedene Teilbereiche
analysiert und eine umfassende Roadmap fiir die Entwicklung der Generation IV erstellt (GIF 2002a).

Tab. 11.4 Ziele der Generation IV (GIF 2002a)
* GIF entstand nach einer US-Initiative, der Generation IV Nuclear Systems Initiative. Die darin formulierten Ziele
benutzten den Ausdruck ,Nachhaltigkeit* fir ,Umweltschonung®“. In Europa und der Schweiz wird Nachhaltigkeit als
Oberbegriff verstanden, der Aspekte der Umwelt, der Okonomie und der Gesellschaft umfasst.

Nachhaltigkeit 1*: Nachhaltige Energieerzeugung, die eine Einhaltung der Ziele der Treibhausgas Reduktion,
eine effiziente Brennstoffnutzung und eine langfristige Verfigbarkeit der Systeme erméglicht
Nachhaltigkeit 2*: Minimierung und Management des Abfalles und insbesondere Reduktion der Belastung

kiinftiger Generationen und dadurch Verbesserung des Gesundheits- und des Umweltschutzes

Wirtschaftlichkeit 1: | Die Systeme sollen eindeutig niedrigere Lebenszykluskosten als andere Energiequellen
aufweisen

Wirtschaftlichkeit 2: | Generation IV-Systeme sollen vergleichbare wirtschaftliche Risiken wie andere
Energieversorgungs-Projekte aufweisen.

Sicherheit 1: Sicherheit und Zuverlassigkeit der Generation IV Systeme Ubertrifft jene der bisherigen
Systeme.

Sicherheit 2: Die Wahrscheinlichkeit eines Kernschadens ist sehr gering.

Sicherheit 3: Notfallplanung ausserhalb des Betriebsgelandes wird unnétig.

Proliferation und Die Systeme sind uninteressant fur Produktion, Abzweigung oder Diebstahl von Waffenfahigem

Physischer Schutz 1: | Material und erheblich sicherer gegen Terroristische Aktionen.
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Ziel der Generation IV Entwicklung sind Reaktoren mit erheblich verbesserter Sicherheit, mit
geringem Brennstoftbedarf und Abfall, mit hoher Proliferationsresistenz sowie mit erheblich
verbesserter Wirtschaftlichkeit (siehe Tab. 11.4).

e Nachhaltigkeit: Geringerer Ressourcenverbrauch

Verminderung von Menge und Radiotoxizitit des Abfalles

Wirtschaftlichkeit: Standardisierung, vereinfachter Betrieb
Sicherheit: Passive Sicherheit, physischer Schutz
Proliferation: Verbesserte Resistenz

Zusitzlich sollen die Systeme der Generation IV neben der Stromproduktion vermehrt auch eine
Anwendung in neuen Sektoren ermdglichen. Im Vordergrund stehen dabei ein Einsatz als Kombikraftwerk
bzw. die Produktion von Prozesswirme, welche insbesondere fiir die Wasserstoffproduktion genutzt
werden konnte. Wie das Beispiel des VHTR (siehe unten) zeigt, sollen solche Optionen entsprechend der
Eignung der neuen Reaktorkonzepte voll in die Entwicklung integriert werden.

Aus tiber Hundert analysierten Systemen wurden in einem umfangreichen Bewertungs- und
Selektionsverfahren sechs Systeme zur weiteren Vertiefung ausgewdhlt. Die Generation IV Planung
rechnet je nach System mit Prototypen zwischen 2020 und 2030 und mit Beginn der
Kommerzialisierung zwischen 2030 und 2040.

Die Systeme der Generation [V spielen in der vorliegenden Studie nur eine relativ geringe Rolle. Wegen
der langen Planungs- und Bauphasen beim Ersatz der bestehenden Kraftwerke, kommt die Generation IV
fiir den Ersatz in Gosgen (2038) kaum in Frage. Fiir Leibstadt (2044) konnte ein solches Werk in Betracht
gezogen werden und wird deshalb auch in einem Szenario beriicksichtigt (sieche Kapitel 11.6.2).

Die Generation 1V-Systeme

Um die Ressourcen zu schonen und die Abfallproblematik zu entschérfen, zielen alle Systeme der Generation
IV auf einen moglichst geschlossenen Kreislauf, mit Wiederaufbereitung on site ab, und fithren schnelle
Spektren ein (ausser VHTR). Reaktoren mit schnellen Neutronenspektren (SR) nutzen die Fihigkeit von
hochenergetischen (,,schnellen*) Neutronen, mit schweren, sonst nicht spaltbaren Atomkernen zu reagieren
und sie entweder zu spaltbaren umzuwandeln (,,briiten”) oder diese zu vernichten (,,verbrennen®). Bisher
waren schnelle Reaktoren (SR oder FBR) sehr teuer und relativ pannenanfillig. Wenn innovative Losungen
erlauben, die Investitionskosten zu reduzieren und die betriebliche Zuverléssigkeit zu gewéhrleisten, dann
bieten die SR eine hocheffiziente Option zur Stromproduktion, da fast der gesamte mogliche Energieinhalt
von Natururan umgesetzt werden kann (im Unterschied zu rund 1% in thermischen Reaktoren). Mit der
hohen Brennstoffausnutzung, einem geschlossenen Brennstoffzyklus und dem dadurch moglichen
Aktinidenmanagement kann ein wesentlicher Schritt in Richtung der Nachhaltigen Nutzung der Ressource
Uran getan werden. Tab. 11.5 gibt einen Uberblick iiber die Systeme der Generation IV. Anschliessend
werden die Systeme kurz erldutert (GIF 2002a).

Tab. 11.5 Ubersicht die Systeme der Generation IV (GIF 2002a).

. Neutronen- . . Tempe- Brenn- Brennstoff- |Grosse
System Kiirzel spektrum Kihimedium ratur Druck stoff zyklus (MWe) Anwendung
Gas-cooled fast . o U-238 & |geschl., vor Strom &
reactor GFR |schnell Helium 850°C hoch MOX Ort 288 Wasserstoff
Lead-cooled fast 50-150
reactor (Liquid LFR |schnell Pb-Bi 950-  lyer  |U-2388 geschl, 300-400 [Sirom &
800°C MOX regional Wasserstoff
metal cooled -) 1200
. . . 700- . UFg in geschl., vor Strom &
Molten salt reactor | MSR |epithermisch |Fluoridsalze 800°C tief Salz Ort 1000 Wasserstoff
Sodium-cooled fast| grp |o e Sodium 550 |tief U238 & |geschl. 300-1500 |Strom
reactor MOX
Supercritical water- thermisch/ 510- sehr offen (th)
cooled reactor SCWR schnell Wasser 550°C hoch uo2 geschl. (s) 1500 Strom
Very high
temperature gas VHTR |thermisch Helium 1000°C  |hoch uo2 offen 250 \é\{fg):qerstoff &
reactors
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Gasgekiihlter Schneller Reaktor (GFR - Gas-Cooled Fast Reactor)

Der GFR ist ein heliumgekiihlter Reaktor mit einer direkt angetriebenen Heliumturbine, der mit
schnellen Spektren arbeitet und iiber einen geschlossenen Brennstoffzyklus verfiigt. Durch die
Nutzung schneller Spektren und vollstindige Aktinidenrezyklierung minimiert der GFR die anfallende
Menge an Aktiniden im Abfall. Die Nutzung schneller Spektren ermdéglicht die Verbesserung der
Nutzung von Spaltmaterial (U*°) und Brutmaterial (U>®, z.B. abgereichertes Uran aus der
Anreicherung) um zwei Grossenordnungen. Das GFR Referenzkonzept geht von einer integrierten on-
site Wiederaufarbeitung aus.

Der GFR kann auf verschiedene frithere Pilot- und Demonstrations-Reaktoren in England,
Deutschland oder der USA sowie auf eine breite Erfahrung mit thermischen Gasreaktoren
insbesondere in England zuriickgreifen. Hinzu kommen laufende Projekte mit Prototypenreaktoren in
Japan, China und Sudafrika (PBMR) und auch der VHTR, von denen der GFR profitieren kann. Im
Bereich der Werkstoffe kann der GFR von allen erwéhnten Projekten erheblich profitieren. Grosste
Herausforderungen liegen im Brennstoff, im Kerndesign, dem Brennstoffzyklus und den
Sicherheitssystemen. Um die Leistungsziele zu erreichen, sind Materialentwicklungen fiir
Hochtemperaturanwendungen, die Entwicklung der Heliumturbine und die Optimierung der
Hochtemperaturauskopplung nétig.

Merkmale

o Kihimittel: He

Elecrical e Direkter Gasturbinen-
Power
zyklus

e Tout: 850 °C
e P: 300 - 600 MW,
o Wirkungsgrad: 48 %

- gas-Cooled Fast Reactor Geiritir

Turbine

Vorteile

e Abfallminimierung und
* effiziente Nutzung der
Uranressourcen

Recuperator

Herausforderungen

S o Brennstoffentwicklung
* fiir schnelle

Neutronenspektren

| — e Kernauslegung

o Sicherheitssysteme
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technologie

Control
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Fig. 11.9 Generation IV Reaktor: Gasgekiihlter Schneller Reaktor (GIF 2002a).

377



Neue Nuklearanlagen

Bleigekiihlter Schneller Reaktor (LFR - Lead-Cooled Fast Reactor)

Der LFR ist ein blei- oder blei-bismuthgekiihlter Reaktor der mit schnellen Spektren arbeitet und iiber
einen geschlossenen Brennstoffzyklus verfiigt. Zur Diskussion stehen Optionen mit kleinen
,oatteriedhnlichen® Standardmodulen von ca. 100MW,, die lange Brennstoffwechselzyklen aufweisen,
iber modulare Systeme von ca. 300MW, bis zu grossen monolithischen Reaktoren von 1200MW..

Der LFR kann auf die Technologie der Pb-Bi-gekiihlten Reaktoren der Russischen U-Boote der
Alpha-Klasse, auf die Entwicklung der integralen Wiederaufarbeitung fiir schnelle Reaktoren und auf
das Sicherheitskonzept fiir Fortschrittliche Flussigmetallgekiihlte Reaktoren (ALMR) zurtickgreifen.
Ebenso konnten Materialentwicklungen aus den Arbeiten fiir den schnellen sodiumgekiihlten Reaktor
genutzt werden.

Die grossten Herausforderungen bilden die Entwicklung des Brennstoffes insbesondere fiir sehr lange
Brennstoftzyklen, der Materialien fiir hohe Temperaturen, der Systemkonfiguration und der
Optimierung der Wirtschaftlichkeit.
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Fig. 11.10 Generation IV Reaktor: Bleigekiihlter Schneller Reaktor (GIF 2002a).
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Salzschmelze-Reaktor (MSR - Molten Salt Reactor System)

Der MSR erzeugt Spaltenergie in einer zirkulierenden fliissigen Salz-Brennstoff-Mischung. Als
Brennstoff dienen Uran- oder Plutoniumfluoride. Dank einer guten Neutronenbilanz eignet sich der
MSR gut zum Aktinidenmanagement. Der Prozess erlaubt eine Brennstoffzufuhr,
Spaltproduktentfernung und Wiederaufarbeitung unter Vollbetrieb und damit eine hohe Verfiigbarkeit.
Aktiniden konnen in grosser Varianz und ohne grosse Produktionsaufwendungen, wie sie fiir
Reaktoren mit festen Brennelementen nétig sind, der Salzschmelze zugefiihrt werden.

Der MSR kann auf Resultate aus einem Forschungsprogramm fiir nuklearen Flugzeugantrieb aus den
S50er Jahren zuriickgreifen. In einem Experimentalreaktor konnte seinerzeit die Machbarkeit
verschiedener Elemente demonstriert und ein Konzeptdesign fiir ein 1000 MW, Reaktor entwickelt
werden. Verschiedene Fragestellungen wurden unter diesem Programm bereits beantwortet.

Hauptherausforderung bildet die Entwicklung der Salzschmelzechemie, insbesondere Fragen der
Loslichkeit, der Lebensdauer, der Entsorgung, der Materialkompatibilitit und der nétigen
Prozesstechnologie. Um die Leistungsziele zu erreichen sind umfangreiche Entwicklungen im Bereich
der Brennstoffentwicklung, der Korrosion, der Systemabdichtung und der Systemauslegung notig.
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Fig. 11.11 Generation IV Reaktor: Salzschmelze-Reaktor (GIF 2002a).
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Sodium-gekiihlter Reaktor (SFR - Sodium-Cooled Fast Reactor)

Der SFR ist ein Reaktor mit Sodium (Na) als Primérkiihlmittel, der mit schnellen Spektren arbeitet
und iiber einen geschlossenen Brennstoffzyklus verfiigt. Hauptziel des SFR ist eigentlich das
Aktinidenmanagement im speziellen von Plutonium. Wenn innovative Losungen erlauben, die Kosten
zu reduzieren, dann bietet der SFR eine hocheffiziente Option zur Stromproduktion. Die grosse
thermische Tréigheit, die ein Sieden des Primérkiihlmittels verhindert, und die drucklose Bauweise
machen das System inhdrent sicher. Da Sodium mit Luft und Wasser reagiert, wird aus
Sicherheitsgriinden ein zweiter Sodiumkreislauf zwischengeschaltet, um den Wasserkreislauf vollig
vom Primérkreislauf zu trennen. Um die Vorteile des Aktinidenmanagements und der hohen
Brennstoffausnutzung auszuschopfen, wird ein geschlossener Brennstoffzyklus angestrebt.

Der SFR kann auf viel praktische Erfahrung zuriickgreifen, da in Japan, Deutschland, England,
Russland und den USA diverse SFR gebaut worden sind. Heute sind SFR in Frankreich, Japan und
Russland im kommerziellen Betrieb, es muss aber dazu erwdhnt werden, dass die Systeme dieser Art
auf Widerstand stossen und verschiedentlich wegen Stérungen ausser Betrieb genommen werden
mussten. Abbrand bis 200 MWd/t konnte gezeigt werden. Aufgrund dieser Betriebserfahrungen liegen
die Hauptherausforderungen darin, die Leistungsmerkmale zu optimieren. Vor allem in den Bereichen
der Prozesssteuerung, der passiven Sicherheit und der Anlagekosten sind noch weitere
Verbesserungen notig.
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Fig. 11.12 Generation IV Reaktor: Sodium-gekiihlter Reaktor (GIF 2002a).
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Uberkritischer wassergekiihlter Reaktor (SCWR - Supercritical-Water-Cooled Reactor)

Der SCWR ist ein wassergekiihlter Hochdruck/Hochtemperaturreaktor, der oberhalb des kritischen
Punktes des Wassers (374°C, 22.1 MPa) arbeitet, im Prinzip also ein PWR mit tiberkritischem Dampf.
Er kann mit thermischen oder mit schnellen Neutronenspektren betrieben werden und weist gegeniiber
heutigen LWR verschiedene Vorteile auf.

Wegen der hoheren Enthalpie des Kiihlmittels arbeitet der SCWR mit wesentlich geringeren
Leistungsbezogenen Massenstromen und kommt mit entsprechend kleineren Aggregaten aus, der
direkte Kreislauf reduziert die Kiihlmittelmenge und benétigt keine Dampferzeuger und
Nebenaggregate, was eine wesentlich kompaktere Bauweise des Containments erlaubt und eine
einfachere und damit storungsidrmere Betriebsfithrung ermoglicht. Dank diesen Vereinfachungen soll
der SCWR erhebliche Kostenvorteile aufweisen. Bei einem Betrieb als thermischer Reaktor sollen die
Baukosten mit USD 900 etwa bei der Hilfte aktueller Fortschrittlicher Leichtwasserreaktoren (ALWR
wie ABWR oder APWR) liegen. Die Betriebskosten sollen etwa 35% unter aktuellen LWRs liegen.

Der SCWR kann in weiten Bereichen auf erprobte Technologie aus bestehenden LWRs und aus
kommerziellen {iberkritischen wassergekiihlten fossilen Kraftwerken zuriickgreifen. Ebenso profitiert
der SCWR vom Japanischen Programm fiir einen Uberkritischen Leichtwasserreaktor (SCLWR) mit
thermischem Spektrum. Den 6konomischen Vorteilen des SCWR stehen noch grosse
Herausforderungen im Reaktorbereich und beim Nachweis des stabilen Betriebes gegeniiber. Hier sind
insbesondere Anstrengungen im Materialbereich, bei Sicherheit und Stabilitit und in der
Reaktorauslegung noétig.
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Fig. 11.13 Generation IV Reaktor: Uberkritischer wassergekiihlter Reaktor (GIF 2002a)
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Ultrahochtemperatur-Reaktor (VHTR - Very-High-Temperature Reactor)

Der VHTR ist eine evolutiondre Weiterentwicklung der Hochtemperatur-Gasreaktoren. Der
graphitmoderierte, helium-gekiihlte Reaktor arbeitet mit thermischem Neutronenspektrum. Bei
Austrittstemperaturen von tiber 1000°C wartet der VHTR mit einem elektrischen Wirkungsgrad von
tiber 50% auf, kann aber auch als hervorragender Erzeuger von Prozesswiarme genutzt werden und
eignet sich daher ideal fiir die Wasserstoffproduktion.

Laufende Forschungs- und Demonstrations-Projekte in Japan und China sollen den Nachweis der
Eignung des VHTRs fiir hohe Austritttemperaturen bzw. dessen Eignung fiir Warmekraftkopplung
erbringen. Daneben kann auf die Erfahrungen mit den Hochtemperatur-Gasreaktoren (HTGR) und auf
die Arbeiten am PBMR zuriickgegriffen werden. Der VHTR stellt hochste Anspriiche an Materialien
und Brennstoff. Temperaturen bis 1800°C und Hochabbrand bis 200GWd/t sollen moglich sein. Im
Kern miissen insbesondere heisse Stellen und grosse Temperaturgradienten vermieden werden. Im Fall
der Anwendung fiir Prozesswiarme stellt auch die Seite des Prozesses hochste Anforderungen und
muss wohl im Zusammenspiel mit dem VHTR demonstriert werden, da die Anwendung von Helium
fir Prozesswidrme heute in der Industrie wuniiblich ist. Laufende Entwicklungen im
Brennstoffzellenbereich haben gezeigt, dass ,.hot piping” (Auskopplung, Transport und Ubertragung
von Hochtemperaturwiarme bei 1000 °C) #usserst anspruchsvoll ist und durch Integration soweit
moglich vermieden werden sollte (CFCL 2000). Hier muss ein Kompromiss zwischen der
sicherheitstechnisch bedingten Trennung und der thermischen Integration von Nuklear- und
Chemieteil gefunden werden.
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Fig. 11.14 Generation IV Reaktor: Hochtemperatur-Reaktor (GIF 2002a).
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Generation 1V fiir die Schweiz

Verschiedene Randbedingungen beziiglich Einfithrung der Generation IV in der Schweiz sind
vorgegeben. Die Ersatzzeitpunkte, die politischen Rahmenbedingungen und sowohl Aufwand wie
Hiirden fiir Planung und Realisierung sind heute gut abschétzbar und lassen einige Schliisse zum
Einsatz der Generation IV in der Schweiz zu. Dabei muss aber auch bedacht werden, dass die
Entwicklungen der Generation IV gerade erst anlaufen und aufgrund des langen Zeithorizontes noch
mit erheblichen Unsicherheiten beziiglich des Zeitpunktes der Kommerzialisierung behaftet sind.

Sofern die bestehenden Kraftwerke zum vorgesehenen Zeitpunkt abgelost werden und man davon
ausgeht, dass Bewilligungen, Planung und Bau rund 10 Jahre dauern, so kann man davon ausgehen,
dass weder fiir die Werke Beznau I, II und Miihleberg noch fiir Gosgen die Generation IV in Frage
kommt, da zum Zeitpunkt des Entscheides fiir eine Technologie noch keine Reaktoren kommerzielle
Betriebserfahrungen vorweisen konnen.

Fiir Leibstadt kime aber ein Generation IV Reaktor in Frage, allerdings werden nur die am weitesten
fortgeschrittenen Systeme bereits in einer frithen Planungsphase von Leibstadt gentigend Erfahrung
aufweisen, um berilicksichtigt werden zu konnen. Dies schrinkt die Option Generation IV ein auf die
Systeme, die sich in einem etwas fortgeschrittenerem Stadium befinden werden. Aus heutiger Sicht
wird erwartet, dass dies der VHTR und der LFR sein werden.

Sollten zum Zeitpunkt des Technologieentscheides keine anderen Systeme bereit sein, wiirde aus
heutiger Sicht viel fiir die Realisierung eines VHTR Reaktors sprechen. Obschon mit SFR bereits
heute einige Betriebserfahrung besteht, diirfte dieser Typ aufgrund der negativen Belastung von
fliissigmetallgekiihlten Brutreaktoren (Superphenix, FR) in der Schweiz wenig Chancen haben. Der
VHTR ist weder fliissigmetallgekiihlt noch arbeitet er mit thermischem Spektrum, ist also nicht mit
diesen negativen Merkmalen besetzt.

Sollte sich frith abzeichnen, dass sich in Europa ein bestimmtes System der Generation IV durchsetzt,
wire zu uberlegen, ob die Schweiz den Ersatz Leibstadt innerhalb eines grésseren Programms
realisieren konnte. Dies konnte z.B. gemeinsam mit dem Programm der Franzosen geschehen, das eher
etwas spiter ist und vermutlich auf den GFR setzen wird.

Verzogerungen der Entwicklungsprogramme der Generation IV wiirden einen Einsatz der neuen
Reaktoren praktisch verunmdéglichen, weil wohl weder die Schweizer Energieversorger noch die
Politiker mit unausgereifter Technologie in einen Abstimmungskampf gehen wiirden. Dies wiirde
dann die Realisierung eines Reaktors der Generation I1I/III+ bedeuten.

Uberlegungen der Vereinheitlichung des Kraftwerksparkes in der Schweiz, um Synergien zu nutzen,
konnten gegen einen Reaktor der Generation IV sprechen. Da zur Zeit des Ersatzes (Entscheid ca.
2034 und Baubeginn 2039) von Leibstadt die Reaktoren der Generation IV erst in einer frithen Phase
der Kommerzialisierung stehen, werden ein Grossteil der Reaktoren, welche dann gebaut werden der
Generation III/III+ angehdren und mit viel Erfahrung verfiigbar sein. Diese Uberlegungen kénnten
dazu fiihren, dass auch Leibstadt noch durch einen Reaktor der Generation III/ITI+ ersetzt wird.

Fiir einen Einsatz der Generation IV in Leibstadt wird einerseits entscheidend sein, ob und welche
Systeme der Generation IV bereit sein werden und bei welchen Systemen sich eine breite
Durchsetzung am Markt abzeichnet. Andrerseits werden die Strategie der Energieerzeuger und der
Volkswille massgeblich sein.
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11.3 Brennstoffzyklus
11.3.1 Typen von Brennstoffzyklen

In Fig. 11.15 ist der nukleare Brennstoffzyklus im Uberblick dargestellt, dabei werden primir drei
Phasen unterschieden: Die Versorgung (front end) — die Nutzung (use) — die Entsorgung (back end).
Die Versorgung umfasst alle Schritte von der Erzgewinnung bis zur Brennelementfabrikation, wobei
der Ressourcenthematik in der politischen Diskussion und deshalb auch hier spezielles Gewicht
gegeben wird. Die Nutzung befasst sich primdr mit der Verbesserung der Ausnutzung durch
Erhohung des Abbrandes und dem Ubergang zu schnellen Spektren. In der Entsorgung werden
Zwischenlagerung, Wiederaufarbeitung und Endlagerung betrachtet. Die Wiederaufarbeitung wird zur
Entsorgung gerechnet, der daraus zuriickgewonnene Brennstoff fliesst als Ressource aber wieder in die
Versorgung ein. Die Phasen werden im Folgenden beleuchtet, mit Fokus auf fiir die Schweiz relevante
Bereiche, mit besonderem Fokus auf der Finanzierung der Entsorgung. Einige weitere wichtige
Aspekte werden kurz angesprochen.
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Fig. 11.15 Der Brennstoffkreislauf (Koelzer 2004).

Die Brennstoffzyklen werden (je nach der Art der Entsorgung) in offene, teilweise geschlossene und
geschlossene unterteilt. Es gibt vier Typen von Brennstoffzyklen (siehe Fig. 11.16; GIF 2002b):

Direkte Endlagerung (Once Through): Der Brennstoff wird hergestellt, genutzt, im Werk fiir eine
Abklingzeit zwischengelagert und dann direkt als Abfall entsorgt. Die Leichtwasserreaktoren in den
USA nutzen derzeit diesen Zyklus, insbesondere aus Griinden des Proliferationsschutzes.
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Teil-Wiederaufarbeitung (Partial Recycle): Der abgebrannte Brennstoff wird teilweise wieder
aufbereitet und aus den rezyklierten Wertstoffen neuer Brennstoff hergestellt. Der Brennstoff wird so
einmal wieder verwendet, um zusitzliche Energie zu nutzen. In Frankreich und England werden aus
abgebrannten Brennelementen Uran und Plutonium zuriickgewonnen und zur Herstellung von MOX-
Brennelementen verwendet. Diese werden dann wieder in die Reaktoren eingesetzt und anschliessend
direkt entsorgt.

Voll-Wiederaufarbeitung (Full Recycle): Der gesamte abgebrannte Brennstoff wird zur nahezu
vollstandigen Riickgewinnung von Plutonium und Uran rezykliert und mehrfach bis zum fast vollen
Verbrauch der spaltbaren Materialien wieder eingesetzt. Hohere Aktiniden und Spaltprodukte werden
der Endlagerung zugefiihrt. Ein Beispiel dieses Typs sind die natriumgekiihlten, schnellen Reaktoren
(LMFR).

Aktiniden-Voll-Wiederaufarbeitung (Full Actinide Recycle): Alle Spaltprodukte und Aktiniden
werden mehrfach rezykliert, um alles Spaltmaterial zu nutzen. Um einen solchen Zyklus zu erreichen,
ist eine integrale Kombination verschiedener Reaktortypen noétig, die gegenseitig die jeweiligen
Spaltprodukte bzw. Brutstoffe erzeugen oder abbauen mit dem Ziel, die Menge des Abfalles, welcher
der Endlagerung zugefiihrt werden muss, moglichst gering zu halten und die Radiotoxizitdt des
Abfalles soweit zu verringern, dass praktisch keine Endlagerung mit Langzeitabschluss mehr nétig ist
(siehe Fig. 11.17).
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Fig. 11.16 Brennstoffzyklen (GIF 2002a).

Unter Aktinidenmanagement versteht man im Allgemeinen den Verbrauch bzw. die Entfernung des
Plutoniums und der hoheren Aktiniden aus den Abfillen. Wegen der kiirzeren Halbwertszeiten der
verbleibenden Spaltprodukte kann damit die Radiotoxizitdt im besten Fall bereits nach einigen hundert
Jahren auf das Niveau jener von Natururan abgesenkt werden (siehe Fig. 11.17) gegeniiber mehreren
10'000 bis 100'000 Jahren ohne Abtrennung. Damit kdnnen die nétigen Verschlusszeiten fiir Endlager
erheblich reduziert werden (PSI 2002).
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Fig. 11.17 Reduktion der Radiotoxizitidt durch Vernichtung der hoheren Aktiniden (CEA 2001).

11.3.2 Versorgung

Uranerzabbau

Uran ist das einzige Element, das direkt in einer spaltbaren Form U**’ in signifikanten Mengen in der
Natur vorkommt. Natururan weist eine Isotopenkonzentration von 99,3% U** und 0,7% U* auf und
kommt fast tiberall in der Erdkruste vor, allerdings in sehr unterschiedlichen Konzentrationen (siche
Fig. 11.18). Gute Erzvorkommen weisen Konzentrationen bis zu 10% auf. Heutige Uranminen weisen
typischerweise Urankonzentrationen von 0,1-10% auf und finden sich in den drei Kategorien mit der
hochsten Konzentration (current mines). Der Abbau weiterer Kategorien mit niedrigeren
Konzentrationen ist heute unwirtschaftlich, kann sich aber bei steigendem Uranpreisen lohnen (UIC

2004).
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Fig. 11.18 Uranvorkommen nach Konzentration (GIF 2002b).
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Hauptproduzenten von Uran sind heute Kanada und Australien, die zusammen iiber 50% des
Weltmarktes erzeugen. Gemeinsam mit Siidafrika und Kasachstan verfiigen diese beiden Lénder auch
iiber die grossten bekannten und geschétzten Reserven (siehe Tab. 11.6). Knapp 50% der
Uranproduktion kommt aus dem Tagebau, 30% aus dem Untertagebau. Weitere 20% werden mit ISL
(in situ leaching) aus Sandsteinvorkommen gelost, einem Verfahren, das erlaubt Uran direkt aus der
Lagerstitte auszulaugen.

Tab. 11.6: Uranproduktion und Uranreserven in tU und Anteil in % am Weltmarkt (OECD/NEA 2002a, UIC 2002)

Produktion 2003 [t U] Anteil Reserven [t U] Anteil
Kanada 10457 29% 437°000 14%
Australien 7’572 21% 863’000 28%
Kasachstan 3’300 9% 472000 15%
| Niger 3143 9% 55’000 2%
Russland (est.) 3150 9% 131’000 4%
Namibia 2036 6% 235’000 8%
Usbekistan 1770 5% 103’000 3%
USA 857 2% 104’000 3%
Ukraine (est) 800 2% 63’000 2%
Siidafrika 758 2% 298’000 10%
China (est.) 750 2% NA
Tschechien 345 1% 2'600
Brasilien 310 1% 197’000 6%
Total Welt 35’813 100% 3'107°000 100%

Seit Beginn der Uranproduktion hat der Uranpreis Ende der 70er Jahre einen Hohepunkt erreicht und
ist seither, ausser einem leichten Anstieg Mitte der 90er Jahre, praktisch kontinuierlich gesunken
(siehe Fig. 11.19). Gegeniiber dem Hochstpreis von ca. 100 USD/kg U (1976 — 79) ist der Uranpreis
bis 2000/2001 unter 20 USD/kg U abgesunken und ist seither wieder leicht am steigen. Per Ende Juni
2004 liegt der Preis bei ca. 40 USD/kg U.
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Fig. 11.19 Uranpreis 1972-2000 (OECD/NEA 2002a)

Da der Marktpreis dadurch seit den 90er Jahren praktisch unter den Produktionskosten vieler Minen
liegt, sind unrentable Minen geschlossen und die Exploration neuer Vorkommen praktisch ausgesetzt
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worden. Die aktuelle Férdermenge von knapp 36'000 Tonnen Uran pro Jahr liegt deshalb weit unter
dem aktuellen Bedarf von rund 65'000 t U im Jahr (siehe Fig. 11.20). Die fehlende Menge wird derzeit
aus Vorriten gedeckt. Aufgrund abnehmender Vorrite und durch die Verbesserung der Perspektiven
der Kernenergie in jiingster Zeit in den USA, Asien und auch in Europa, ist die Suche nach neuen,
kommerziell nutzbaren Vorkommen intensiviert worden. Ein ansteigender Uranpreis wird diese
Anstrengungen zusitzlich fordern.
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Fig. 11.20 Uranproduktion und Verbrauch 1945-2001 (WNA 2002)

Im Zusammenhang mit der Diskussion tiber die Zukunft der Kernenergie wird héufig auch die
beschrinkte Ressourcenverfiigbarkeit als Gegenargument angefiihrt. Wie samtliche Rohstoffe auf der
Erde ist auch Uran endlich, allerdings ist es wichtig hier die Situation etwas differenzierter zu
betrachten. Folgende Tabelle zeigt, dass die Reichweite insbesondere eine Funktion des Preises ist.

Tab. 11.7: Uranreserven (OECD/NEA 2001), Reichweite auf der Basis des heutigen Verbrauches (Nutzung in
thermischen Reaktoren, ohne Nutzung in Reaktoren mit schnellen Spektren)

Uranressourcen 2001 Preis / kg U 1000 t U | Reichweite [a] Reichw. kumuliert [a]
Vorrite/Abriistung 800 16 16
Bekannte konventionelle <40 USD 2'100 42 58
Ressourcen <80 USD 3'100 62 120
<130 USD 4'000 80 200
Unbekannte konventionelle <80 USD 1'480 30 230
Ressourcen <130 USD 6'800 136 366
all 12'300 246 612
Uran in Phosphaten 22'000 440 1'052
Uran in Meerwasser 200-1000 USD | 4'200'000 80'000 81'052

Fig. 11.21 zeigt die typische Aufteilung der Erzeugungskosten eines Kernkraftwerkes, betrachtet tiber
die gesamte Betriebsdauer. Der Uranpreis macht etwa Y4 der Brennstoffkosten aus, die wiederum 19%
der Erzeugungskosten ausmachen. Da der Uranpreis sich also nur mit ca. 5% der Energiekosten
niederschlégt, sind die Gesamtkosten nur wenig sensitiv auf eine Erh6hung des Uranpreises, dies im
Gegensatz zur Preissensitivitdit von fossil befeuerten Kraftwerken (siehe Fig. 11.22). Eine
Verdoppelung des Uranpreises erhoht die Erzeugungskosten nur um 5%, eine Verdreifachung um
10%. Bereits auf heutigem Kostenniveau (40 USD/kg U) reichen die bekannten Uranvorrite ca. 60
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Jahre, also bis zum Ende der Lebensdauer der Anlagen, die heute in Betrieb gehen. Bei einer

Verdoppelung des Preises reichen die Ressourcen bereits 150 Jahre, bei einer Verdreifachung bereits
weit Tiber 300 Jahre.

Q&M
23%

Back-End
5%

Fuel Fabrication
3%

Fuel cycle

19% Enrichment

6%

Conversion
1%

Uranium
5%

Investment
57%

Fig. 11.21: Die Aufteilung der Erzeugungskosten im Kernkraftwerk liber die gesamte Betriebsdauer (OECD/NEA 2001)
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Fig. 11.22: Einfluss der Brennstoffkosten auf die Stromerzeugungskosten (Bsp. Finnland, 2000; UIC 2004)

Eine Nutzung weiterer Vorkommen, deren Preis tiber 130 USD/kgU liegt, insbesondere solche mit
niedrigeren Konzentrationen sowie auch Uran in Phosphaten oder im Meerwasser, konnten Uran als
Energiequelle praktisch unerschopflich machen. Die Erschliessung von Vorkommen mit
Konzentrationen bis zu 10% jener von heutigen Minen wiirde die Ressourcen um bis zu einem Faktor
300 vergrossern (GIF 2002b). Andrerseits konnten Fortschritte bei den Auslaugverfahren Tailings aus
der Phosphat- und Goldgewinnung als Quellen interessant machen. Die Gewinnung aus Seewasser soll
ab 300 USD/kgU (OECD/NEA 2002a) méglich sein, andere Quellen sprechen von 200 USD/kgU oder
gar von Werten gegen 100 USD/kgU (GIF 2002b). Auch wenn letzterer Wert vielleicht etwas zu
optimistisch ist, so zeigen diese Uberlegungen dennoch auf, dass eine Gewinnung aus Meerwasser
nicht vollig unrealistisch ist. Ein Preis von 200 USD/kgU wiirde die Stromerzeugungskosten
gegeniiber heute erst um 25% erhéhen. Ob die Gewinnung von Uran aus Meerwasser je interessant
wird ist sehr spekulativ, die Kosten von Uran aus Meerwasser bilden aber eine obere Preisgrenze. Zu
diesen Kosten sind aus heutiger Sicht fast unbegrenzte Ressourcen (80'000 Jahre) vorhanden.
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Eine Erhohung des Abbrandes konnte die Reichweite weiter verldngern. Mit verschiedenen
systemischen, betrieblichen und konstruktiven Massnahmen, kann der Abbrand erheblich gesteigert
werden. Aus physikalischen Griinden und wegen der Ausrichtung heutiger Regelwerke auf eine
begrenzte Anreicherung von 5%, sind gewisse Grenzen gesetzt. In heutigen Leichtwasserreaktoren
kann der Abbrand um 25-35% gesteigert werden. Mit Brennelementen und Reaktoren, die spezifisch
fiir Hochabbrand konzipiert sind, soll der Abbrand um bis zu 300% gesteigert werden konnen (siche
11.3.3).

Eines der wichtigsten Ziele der Reaktoren der Generation IV, ist der Ubergang zu schnellen Spektren
und damit eine erhebliche Steigerung der Nutzung des Energieinhaltes des Urans. Dieser Schritt
erlaubt eine Verbesserung um einen Faktor 50-100 gegeniiber heutigen Systemen und wiirde die
Ressource Uran aus menschlicher Sicht praktisch unerschopflich machen (siehe 11.3.3).

Weitere Quellen fiir Uran

Frisch gewonnenes Natururan aus dem Bergbau deckt heute nur rund 60% des Uranbedarfes. Die
restlichen 40% kommen aus Vorrdten, der Wiederaufarbeitung und der Nutzung von
hochangereichertem Uran aus abgeriisteten militdrischen Bestinden (HEU). Aufgrund des tiefen
Preisniveaus von Uran auf dem Weltmarkt sind die Vorrite weitgehend abgebaut worden (Tab. 11.7).

Uran aus der Wiederaufarbeitung ist heute als Ressource preislich an und fiir sich uninteressant,
allerdings wird das zuriickgewonnene U*** direkt in den daraus hergestellten MOX-Brennelementen
wieder verwendet (siche auch unter Wiederaufarbeitung). Insgesamt sind weltweit bis Ende 2000 ca.
250'000 t abgebrannte Brennelemente entstanden. Pro Jahr entstehen knapp 11'000 t abgebrannter
Brennstoff, etwa 3000 t, also ca. 30% davon werden wiederaufbereitet. Die Riickgewinnung des Urans
aus bisher nicht rezyklierten Besténden (70%) konnte den heutigen Weltbedarf wihrend rund dreier
Jahre decken. Einerseits haben sich aber verschiedene Nationen (USA, FI, S) aus Griinden der
Proliferation oder der Kosten grundsitzlich gegen eine Wiederaufarbeitung entschieden und
andrerseits wiirde die heutige Kapazitit der Wiederaufarbeitungsanlagen bei weitem nicht reichen.
Diese Quelle kann also vorerst nur teilweise erschlossen werden und wird deshalb auch nicht als
Ressource gefiihrt.

Hinzu kommen noch gréssere Mengen Uran aus abgeriisteten ehemaligen Russischen und
Amerikanischen militirischen Bestinden. Dieses hochangereicherte Uran (90% U®’) wird durch
Vermischung mit Natur- oder abgereichertem Uran auf die iiblichen 4-5% U**® zuriickgebracht.
Daneben soll auch nicht mehr benétigtes Plutonium der zivilen Nutzung zugefiihrt werden. Diese
Ressourcen entsprechen zusammen dem Bedarf an Natururan von 12 Jahren.

Thorium

Naturthorium enthilt kein direkt spaltbares Isotop wie U*. Durch Einsatz im Reaktor zusammen mit
Plutonium oder Uran kann daraus aber U*** erbriitet werden. Dieser Prozess wurde in den USA und in
Deutschland weitgehend entwickelt und bis auf ein industriell nutzbares Niveau gebracht, dann aber
nicht weiterverfolgt. Heute stehen vor allem Misch-Brennstoffe aus Thorium- und Uranoxid zur
Diskussion, die in einem integrierten Wiederaufarbeitungskonzept hergestellt werden konnten. Der
Thoriumkreislauf bietet insbesondere den Vorteil einer starken Reduktion der Plutoniumbestinde, da
der Prozess 4x weniger neues Plutonium erzeugt, als der Uran-Kreislauf. Damit wird eine bessere
Ausnutzung des Rohstoffes und stabileres Endmaterial mit geringerem Gehalt an hoheren Aktiniden
erreicht. Nachteile des Th-Prozesses sind eine 2-3x hohere Zerfallswirme als beim Standard Uran-
Prozess und das Auftreten von harten y-Emittern in der Zerfallsreihe von U das neben U* immer
auftritt. Dies erfordert bei der Wiederaufarbeitung und Brennstofffabrikation massive Abschirmungen
und ferngesteuerte Prozessfithrung.

Thorium kommt weltweit etwa dreimal so hiufig vor wie Uran, allerdings ist die Exploration noch
nicht sehr weit fortgeschritten. Interessante Vorkommen finden sich insbesondere in Brasilien, der
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Tiirkei, den USA, Agypten und Indien. Heute laufen insbesondere Entwicklungen in Indien, wo zwei
fortgeschrittene Schwerwasserreaktoren, die Thorium als Brennstoff nutzen, gebaut werden sollen.
Bisher interessieren sich primédr Linder mit eigenen Thoriumvorkommen fiir diese Technologie.
Einige der Konzepte der Generation III/III+ sind auch fiir Uran/Thorium Brennstoffe geeignet. Zur
Zeit sind vor allem Schwerwasserreaktoren des CANDU-Typs im Gesprach. In der Entwicklung der
Generation [V kommt dem Thoriumkreislauf insbesondere im Zusammenhang mit geschlossenen
Kreisldufen und Aktinidenmanagement eine gewisse Bedeutung zu.

Thorium wurde hier kurz beriicksichtigt, da es weltweit als Rohstoff fiir die Energieerzeugung eine
relativ wichtige Rolle einnehmen konnte. Fiir die Schweiz spielt Thorium allerdings eine
unbedeutende Rolle, da in absehbarer Zeit kaum mit einem Einsatz in der Schweiz zu rechnen ist.

Uranerzaufbereitung und Anreicherung

Uranerz wird nach der Gewinnung in einem Mahl- und Extraktionsprozess zu ,,Yellow Cake*
verarbeitet, einem Konzentrat, das zu ca. 70% aus Uran (meist als U;Og) besteht. Nach diesem Prozess
erfolgt die sogenannte Konversion, die Umwandlung ein eine chemische Form, welche die weitere
Verarbeitung erlaubt. Dabei wird unterschieden zwischen Konversion zu metallischem oder zu
oxidischem nicht angereichertem Uran, das direkt in MAGNOX oder CANDU Reaktoren verwendet
werden kann und der Konversion zu Uranhexafluorid (UF¢), das fiir die Anreicherung
weiterverwendet wird. Das Natururan mit einem Gehalt von 0.7% U>® wird dabei in grossen
Zentrifugen oder iiber einen Diffusionsprozess angereichert auf einen Gehalt von 3-5%, wie er
benotigt wird, um im Kraftwerk eingesetzt zu werden (siehe Tab. 11.8). Das iibrige, auch als ,,tailings*
bezeichnete abgereicherte Uran wird abgelagert und steht heute zur Diskussion zur weiteren
Gewinnung von U**, da es immer noch einen Restgehalt von ca. 0,1% dieses Isotopes enthilt.

Tab. 11.8: Stofffluss im Urankreislauf (UIC 2004)

Erzbedarf 22’400 t Uranerz (1% Uran, 224 t U)

Erzaufbereitung 280 t Uranoxidkonzentrat (224 t U)

Konversion 331t UF6 (224 t U)

Anreicherung 35t UF6 (24 t angereichertes U)

Brennstofffabrikation 27 t UO2 (24 t angereichertes U)

Reaktorbetrieb (1000 MWe) | 7000 Mio kWh Strom

Abgebrannter Brennstoff 27 t (240kg Pu, 23 t U (0.8% U-235), 720kg Spaltprodukte und héhere Aktiniden)

Brennelementfabrikation

Fiir den Brennstoff werden allgemein Uranoxidpellets hergestellt, die gepresst und gesintert werden.
Diese Pellets werden in Hiillrohren zu Brennstdben von ca. 3-4 m Lénge aufgereiht, die dann zu
Brennelementen zusammengefiigt werden. Dabei variiert die Anzahl Brennstibe pro Element und die
Anzahl Brennelemente im Reaktor je nach Reaktortyp und Hersteller. In Gosgen sind 177
Brennelemente mit je 205 Stidben eingesetzt, in Leibstadt 648 Brennelemente mit je 96 Stiben. Da die
Brennelementhersteller historisch entweder national oder als Kraftwerklieferanten organisiert waren,
ist diese Industrie bis heute sehr versplittert und deren Kapazitét tibersteigt den Bedarf bei tiber 50%.
Aufgrund dieser Uberkapazitit ist ein intensiver Wettbewerb entstanden, der in den nichsten Jahren
eine Flurbereinigung erwarten lésst.

Neben den Brennelementen aus frischem Uran sind heute auch Mischoxidbrennelemente (MOX) aus
der Wiederaufarbeitung im Finsatz. In diesen werden Uran- und Plutoniumoxid aus der
Wiederaufarbeitung rezykliert. Heute werden weltweit iiber 30 Reaktoren erfolgreich mit einer
Teilbeladung von MOX Elementen betrieben, insgesamt sind in Belgien, Frankreich, Deutschland,
Japan und der Schweiz 40 kommerzielle Reaktoren lizenziert bis zu 30% des Kernes mit MOX zu
beladen, darunter auch Gosgen und Beznau [ und II.
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11.3.3 Brennstoffnutzung

Der Brennstoff kann entweder als Natururan (0.7% U*®), als leicht angereichertes Uran (1-2% U*?)
oder als angereichertes Uran (3-5% U*”) in Reaktoren genutzt werden. Natururan und leicht
angereichertes Uran lassen sich insbesondere in den CANDU Reaktoren nutzen.
Leichtwasserreaktoren benétigen angereichertes Uran, wobei sich ein Trend zu héherer Anreicherung
und hoherem Abbrand durchsetzt (siehe Fig. 11.23). Heute werden Anreicherungen von 3.5-4.5%
verwendet, die einen Abbrand von 40-50 GWd/t erlauben. Weltweit liegt der Durchschnitt bei ca. 40
GWd/t; Schweizer Werke erreichen heute iiber 50 GWd/t im Durchschnitt iiber den Reaktorkern, mit
lokalen Spitzen von 60-80 GWd/t. Spezielle Tests mit Hochabbrandstiben haben Abbrinde bis 105
GWd/t ergeben.
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Fig. 11.23 Weltweite Entwicklung von durchschnittlicher Anreicherung und Abbrand (ohne HWR)

Die meisten Reaktoren sind fiir Uranoxidbrennstoff (UOX) mit einer Limite von 50-55 GWd/t fiir den
durchschnittlichen Abbrand lizenziert (UIC). Heutige Vorschriften limitieren fiir Transport, Lagerung,
Brennstofffabrikation und Anreicherungsanlagen die Anreicherung auf maximal 5% und begrenzen
damit den Abbrand. Diese Limiten werden aber noch nicht ausgeschopft und erlauben gegeniiber dem
heutigen Abbrand von gegen 40 GWd/t bereits eine Steigerung um 25-35 %. Gosgen verfiigt iber eine
Zulassung durch die Hauptabteilung fiir Kernanlagen (HSK) fiir 60 GWd/t.

Durch ideales Brennstabdesign und Brennelementmanagement im Kern kann der Abbrand weiter
gesteigert werden. Die Hersteller planen bis 2010 die Lieferung von Brennstiben, die bei einer
Anreicherung von 5 % einen Abbrand von 70 GWd/t erlauben. Eine weitere Erhchung des Abbrandes
konnte auch iiber eine hohere Anreicherung erreicht werden, was allerdings eine Anderung der
Vorschriften erfordert.

Eine weitere Steigerung des Abbrandes wire auch iiber die Nutzung von abgebranntem LWR
Brennstoff in CANDU-Reaktoren moglich und wird als DUPIC-Prozess (Direct Use of PWR-fuel in
CANDU-reactors) bezeichnet. Da sich im abgebrannten Brennstoff von LWR mit einem Abbrand von
35-40 GWd/t noch gegen 1.5% Spaltmaterial befindet (0.9 % U*® und 0.6 % Pu) koénnte dieser
Brennstoff in CANDU Reaktoren ein zweites Mal eingesetzt werden und zusétzliche 27 GWd/t
erzeugen. Dies entsprache dann einem Gesamtabbrand von 65 GWd/t oder einer Steigerung um tiber
60 % gegeniiber heute.

Eine weitere erhebliche Steigerung um einen Faktor 50-100 ermdglicht der schnelle Reaktor. Neben
dem U*”, das ja in jedem thermischen Reaktor genutzt wird, aber nur 0.7% des Natururans ausmacht,
nutzt der schnelle Reaktor auch das U*®, das ja den grossten Teil des Natururans (die iibrigen 99.3 %)
ausmacht. Um diesen Bruteffekt moglichst gut zu nutzen, werden schnelle Neutronenspektren benoétig,
weshalb Wasser, das eine starke Bremswirkung hat, als Kiihlmittel ausscheidet. In einem schnellen
Reaktor wird aus dem U®* mehr Spaltmaterial erzeugt (Pu™’ und Pu®*') als verbraucht. Um den
Reaktor zu starten wird aber bereits zu Beginn ein Anteil Pu benétigt.
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11.3.4 Entsorgung
Typisierung der radioaktiven Abfille

Radioaktive Abfille werden typisiert nach Langlebigkeit und Aktivitdtsniveau (Oberflichendosis-
leistung und Aktivitdtskonzentration).

Tab. 11.9: Kategorisierung der radioaktiven Abféille nach Oberflachendosisleistung und Aktivititskonzentration
(Dones, Bauer et al. 2003)

Kategorie Oberflichen Dosis- |Volumenspez. Notwendigkeit einer
leistung [rem/h] Aktivitat [kBq/m3] |Abschirmung/Kiihlung |
HAA |Hochaktive Abfille >2 >37E+11  [Hbschirmung notig

Kihlung nétig

Teilweise Abschirmung

LMA [Langlebige Mittelaktive Abfille 02-2 3.7E+6 - 3.7E+11 Keine Kihlung

. . " Keine Abschirmung
SMA (Schwach- und mittelaktive Abfille <0.2 < 3.7E6 Keine Kiihlung
Zwischenlagerung

Vor der eigentlichen Entsorgung werden radioaktive Abfille zwischengelagert und fiir die spétere
Endlagerung vorbereitet. Zwischenlagerung und Konditionierung der Abfille erfolgen zunéichst in den
Kraftwerken selbst und anschliessend in zentralen Zwischenlagern. Abgebrannte Elemente in
sogenannten Auskiihlbecken wihrend mehrerer Jahre abgekiihlt.

Aus der Wiederaufarbeitung werden HAA (d.h. Spuren von Pu, hohere Aktiniden und Spaltprodukte)
direkt verglast, LMA (d.h. Hiilllrohre, Endteile etc.) in Zement eingegossen, also bereits konditioniert,
angeliefert. Brennelemente (BE) werden nach der Auskiihlung fiir die Endlagerung in speziellen
Behiltern (z.B. CASTOR-Behilter) verpackt und zwischengelagert. SMA werden zur
Volumenreduktion verbrannt und komprimiert und dann in Fissern mit Zement vergossen. HAA und
LMA werden in spezielle Sicherheitsbehilter eingeschlossen und zwischengelagert. Fiir die spitere
Endlagerung im Tiefenlager werden diese Abfille spiter teilweise verglast oder direkt in den
Sicherheitsbehéltern ins Tiefenlager gebracht.

Mit der Inbetriebnahme des zentralen Zwischenlagers in Wiirenlingen (2000) haben die
Kernkraftwerkbetreiber eine wichtige erste Zwischenetappe erreicht. Hier werden die entsprechenden
Anlagen fiir Abfallkonditionierung und Zwischenlagerung fiir nukleare Abfille aller Art betrieben
(ZWILAG 2004).

Fig. 11.24 Zwischenlager in Wiirenlingen (1. Konditionierungsanlage/Biirotrakt; 2. Lagergebaude fiir schwach- und
mittelaktive Abfdlle (2. Bauetappe); 3.Lagergebdude fiir mittelaktive Abfédlle; 4. Heisse Zelle;
5. Empfangsgebdude; 6. Behélterlagergebdude; 7. Verbrennungs- und Schmelzanlage; 8. Nebengebiude;
9. Bundeszwischenlager)
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Wiederaufarbeitung

Fiir abgebrannte Brennelemente werden zwei Wege fiir die Entsorgung verfolgt: Die direkte
Entsorgung ohne Wiederaufarbeitung (siehe Kapitel Brennstoffzyklen bzw. Endlagerung) oder die
Wiederaufarbeitung mit Rezyklierung der zuriickgewonnenen Wertstoffe und Entsorgung der dabei
entstehenden Abfille. Die Wiederaufarbeitung hat zum Ziel,

spaltbares Material zuriickzugewinnen (Uran, Plutonium)
natiirlichen Ressourcen zu schonen (Uran)

das Abfallvolumen der HAA zu verkleinern

radioaktive Abfille sicher einzuschliessen (Verglasung).

Da es sich bei abgebrannten Brennelementen um hochaktive Komponenten handelt, sind die nétigen
Transporte und Wiederaufarbeitungsanlagen hochst aufwéndig. Die meisten Anlagen sind in den
letzten Jahren erheblich modernisiert worden und belasten heute die Umgebung weit unter den
gesetzlichen Grenzwerten. Frithere Siinden, wie die erhebliche Belastung der Irischen See durch
Sellafield, die Transporte und die Angst vor Missbrauch zuriick gewonnener Materialien wie
Plutonium haben aber dazu gefiihrt, dass die Wiederaufarbeitung sehr umstritten bleibt.

Beziiglich Wiederaufarbeitung werden sehr verschiedene Strategien verfolgt. So betreiben Frankreich
und England sehr intensive Wiederaufarbeitungsprogramme, die auch abgebrannte Brennelemente aus
Drittstaaten wie z.B. der Schweiz oder Japan verarbeiten, wihrenddem die USA sie aus
Proliferationsgriinden bisher vollig ausschliessen. Daneben gibt es verschiedene Léander, die
Wiederaufarbeitungsprogramme im kleineren Rahmen betreiben wie z.B. Russland, Indien oder Japan
oder neue Wiederaufarbeitungsanlagen aufbauen (Japan, China).

Die Schweizer Kernkraftwerkbetreiber haben mit den Wiederaufarbeitungsanlagen in La Hague (FR)
und Sellafield (GB) Vertridge fir die Wiederaufarbeitung von ca. 1200 Tonnen abgebrannter
Brennelemente abgeschlossen, was etwa der Menge entspricht, die in 15 Betriebsjahren in den fiinf
Schweizer Kernkraftwerken anfillt. Die zuriickgewonnenen Wertstoffe Plutonium und Uran werden
zur Herstellung von MOX-Brennelementen wieder verwendet und in Kraftwerken mit entsprechender
Bewilligung eingesetzt (siche auch Kapitel 11.3.2 unter Brennelementfabrikation). Da in der Schweiz
aufgrund eines Moratoriums die Wiederaufarbeitung ab 2006 fiir 10 Jahre ausgesetzt wird, gehen die
Konzepte fir die Entsorgung der ibrigen Brennelemente zur Zeit davon aus, dass sie ohne
Wiederaufarbeitung direkt endgelagert werden.

Neue Konzepte der Generation IV streben eine Verbesserung der Wiederaufarbeitungsprozesse an. So
soll in grosseren Kraftwerkparks vor Ort wiederaufbereitet werden, wodurch die aufwindigen
Transporte entfallen. Ziel ist hier, insbesondere ein Gleichgewicht zu erreichen, durch die
Kombination von fortgeschrittenen Reaktoren der Generation III/III+ und schnellen Reaktoren der
Generation IV. Im Falle des Salzschmelze-Reaktors (MSR) ist sogar ein integrales
Brennstoffmanagement denkbar. Dem Kreislauf wird unter Betrieb laufend abgebranntes Material
entzogen, wiederaufbereitet und ersetzt (GIF 2002).

Endlagerung

Weltweit laufen in den meisten Lindern mit Kernenergie Forschungsprojekte zur Endlagerung der
radioaktiven Abfille. Fiir alle Typen von Abfall sind Oberflichenlager oder geologische Lager in
Betrieb oder im Bau:

Schwachaktive Abfille (Oberflache) in Betrieb: CDN, ES, FR, J, UK, USA
Schwach- und mittelaktive Abfille (geologisch) in Betrieb: S, FI
Langlebige mittelaktive Abfille (geologisch) in Betrieb: USA

Hochaktive Abfille (geologisch) Standortentscheide/Baubeginn: USA, S, FI

In anderen Landern sind zum Teil noch Forschungsprojekte im Gang oder lauft die Standortsuche, der
Stand der entsprechenden Arbeiten ist sehr unterschiedlich.
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Da in der Schweiz der Bau bzw. der Ersatz von Kernkraftwerken unter anderem vom Entsorgungs-
nachweis abhingig gemacht wird (KEG 2005), kommt diesem eine wichtige Stellung zu. Fir
schwach- und mittelaktive Abfille wurde in der Schweiz der Entsorgungsnachweis bereits erbracht,
das vorgeschlagene Projekt am Wellenberg scheiterte aber bisher am lokalen politischen Widerstand.

Der Entsorgungsnachweis fiir hochaktive und langlebige mittelaktive Abfille wurde 2002 dem
Bundesrat unterbreitet und hat von einer zu seiner Begutachtung eingesetzten Expertenkommission
der OECD hochstes Lob erhalten. Diese Unterlagen werden durch die Aufsichtskommission und die
Experten des Bundesrates beurteilt, ein Entscheid des Bundesrates wird 2005 erwartet. Nach diesem
Entscheid soll mit der Standortsuche begonnen werden. Es wird mit 25-30 Jahren fiir die Realisierung
gerechnet, eine Inbetriebnahme ist ca. Mitte des Jahrhunderts notwendig. Es soll wihrend ca. 50
Jahren betrieben und Ende des Jahrhunderts verschlossen werden. Zusammenfassend kann gesagt
werden, dass fiir alle Arten Abfall in der Schweiz potenzielle Standorte vorhanden sind, der Prozess
der Standortwahl erfordert aber weitere Forschungsarbeiten und eine umfassende politische
Auseinandersetzung.

Als Alternative zu einer schweizerischen Losung kommt die Beteiligung der Schweiz an einem
multinationalen Lager in Frage, falls dies internationale Anforderungen erfiillt und die schweizerische
und internationale Gesetzgebung dies erlauben. Das Thema ist aber politisch dusserst sensibel. Neben
Teilnahme von Schweizer Institutionen an Europdischen Forschungsprojekten (z.B. SAPPIER) wurde
als Fortsetzung bisheriger multinationaler Aktivititen 2002 Arius gegriindet, die Vereinigung fiir
regionale und internationale geologische Endlagerung. Arius ist eine Non-Profit-Organisation, in der
sich kleinere Betreiber mit den Moglichkeiten einer multinationalen Losung fiir die Endlagerung
auseinandersetzen.

Finanzierung von Riickbau und Entsorgung

Fir die Finanzierung von Stilllegung und Entsorgung nuklearer Anlagen sind betriachtliche Mittel
noétig, die zu einem grossen Teil nach Ende der Betriebsdauer der Kernkraftwerke anfallen und die im
Laufe der Betriebsdauer beigestellt werden miissen. Fiir die Bereitstellung dieser Mittel sind in der
Kernenergiegesetzgebung und in den dazugeh6renden Verordnungen klare Rechtsgrundlagen
aufgestellt worden, die die Kernkraftwerkbetreiber verpflichten, die nétigen Mittel zu dufnen. Seit
1984 (Stilllegungsfonds) und 2001 (Entsorgungsfonds) sind die Verordnungen fiir diese Fonds in
Kraft. Bis dahin hatten die Kernkraftwerkbetreiber die Riickstellungen intern getitigt; mit in Kraft
treten dieser Verordnungen sind die Fonds aus den Kraftwerken ausgegliedert worden und werden als
eigenstidndige offentlichrechtliche Institutionen unter Aufsicht des Bundes betrieben. Die Kosten und
die Jahresbeitrige werden regelmaissig tiberpriift und neusten Erkenntnissen angepasst, letztmals 2001
(UVEK 2004, UAK 2001, SVA 2001). Diese Kostenberechnungen greifen auch auf die weltweite
Erfahrung aus rund hundert Stilllegungs- und Riickbauprojekten von Kernkraftwerken zuriick (IAEA
2003a).

Der Stilllegungsfonds deckt die Kosten fiir Stilllegung und Riickbau der Schweizer Kernkraftwerke
und des Zwischenlagers sowie der dabei anfallenden Abfille. Insgesamt wird mit Kosten von CHF 1.9
Mia. gerechnet (siche Fig. 11.25 und Tab. 11.10).

Der Entsorgungsfonds deckt die Kosten der Entsorgung der Betriebsabfille, der Abfille aus der
Wiederaufarbeitung (z.B. verglaste HAA) und der abgebrannten Brennelemente der Schweizer
Kernkraftwerke wihrend der gesamten Betriebszeit und nach deren Ausserbetriebnahme. Darin sind
insbesondere die Kosten fiir die Endlagerung enthalten. Diese Kosten werden sich nach neuster
Berechnung der Betreiber auf insgesamt CHF 11.8 Mia. belaufen. Bisher wurden daraus fiir den Bau
von Zwischenlagern, fiir Untersuchungsprogramme fiir die geologische Tiefenlagerung fiir
Wiederaufarbeitung und Transporte knapp CHF 4 Mia. ausgegeben. Weitere CHF 1.7 Mia. werden bis
zum Ablauf der Betriebszeit aus den laufenden Rechnungen der Kraftwerke beglichen. CHF 6.2 Mia.
fallen nach Ausserbetriebsetzung der Werke an und miissen in den Fonds einbezahlt werden (siche
Fig. 11.25 und Tab. 11.10).
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Fig. 11.25 Stand und Ausblick Entsorgungsfonds (UVEK 2004)

Tab. 11.10: Stand der Fonds fiir Stilllegung und Entsorgung der Schweizer Kernkraftwerke (Ende 2003 [Mio. CHF])

Stilllegungsfonds Entsorgungsfonds
Einlage 2003 49 186
Stand Ende 2003 971 1771
Mindesteinlagen per Ende 2003 542 1'344
Kosten 01/02 neu ermittelt 1900 11°800*
Einzubezahlen 1'900 6'200

* ohne CHF 320 Mio fir Entsorgung von Abfallen aus Medizin, Industrie und Forschung

11.3.5 Proliferationsaspekte

Die grundsitzliche Befiirchtung, die Nutzung der Kernenergie konnte unweigerlich zur weiteren
Verbreitung atomarer Waffen und zu einem Terrorismusrisiko fithren, hat zum Non-Proliferations-
abkommen gefiihrt, das 180 Staaten zum Verzicht auf Programme zur Entwicklung nuklearer Waffen
verpflichtet und strenge Kontrollen aller Nuklearaktivititen und —anlagen und insbesondere die
umfassende Uberwachung der weltweiten Stofffliisse durch die IAEA vorschreibt. Vor dem
Hintergrund erhohter weltweiter terroristischer Aktivitdten hat der Schutz vor missbrauchlicher
Verwendung von Materialien aus dem nuklearen Brennstoffzyklus zusdtzlich an Bedeutung
gewonnen. Das Non-Proliferationsabkommen hat sich dabei mit wenigen Ausnahmen als effektiv
erwiesen und bildet den Grundstein zur Verhinderung der weiteren Verbreitung atomarer Waffen.
Bisher wurde noch kein Fall des Missbrauchs von kommerziellen Kernreaktoren festgestellt.

Grundsitzlich sind alle radioaktiven Materialien gefahrdet, besonderes Augenmerk liegt aber auf Uran
und den Aktiniden, da diese die Moglichkeit einer schnellen Kritikalitdt aufweisen. Alle wichtigen
kiinstlichen Aktiniden (A241, Np237, alle Pu-Isotope, Um) konnen eine Kettenreaktion aufrechterhalten.
Aufgrund der hohen Bestinde sind Plutonium und hochangereichertes U* die gefihrdetsten
Elemente. Da aber die Beschaffung der kritischen Menge und damit der Bau einer eigentlichen Bombe
nur unter immensem Aufwand moglich sind, werden unerlaubte Abzweigungen frither oder spéter
aufgedeckt.

Wesentlich mehr Sorge bereitet hingegen die Bedrohung durch sogenannte ,,schmutzige Bomben®,
d.h. einen konventionellen Sprengsatz mit kleinen Mengen an radioaktivem Material, das bei einer
Explosion die betroffene Umgebung kontaminieren wiirde. Hierzu gentigen wesentlich kleinere
Mengen, die wesentlich unauffilliger beschafft werden konnen. Bisher haben aber nicht
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Terroristengruppen sondern Staaten, darunter auch solche, die das Non-Proliferationsabkommen
unterzeichnet haben, Nuklearwaffen aus zweckentfremdetem Nuklearmaterial gebaut oder unter dem
Mantel ziviler Nutzung militdrische Programme betrieben und Kontrollen verweigert, wie z.B. in den
Féllen von Nordkorea oder Iran.

Die wichtigsten Instrumente zur Vermeidung der Proliferation sind:

¢ Umfassende Inventarisierung und Kontrolle aller sensiblen Materialien
e Minimierung der Mengen an sensitiven Materialien, die sich Umlauf befinden
e Reduktion der Transporte sensitiver Materialien

Der Verzicht auf Wiederaufarbeitung reduziert zwar die Gefahr einer direkten Proliferation, da die
Entwendung ganzer Transportbehilter praktisch unmoéglich ist und das Handling abgebrannter
Brennelemente erhebliche Infrastruktur erfordert, von der Riickgewinnung der interessanten
Materialien ganz zu schweigen, vollig ausgeschlossen werden kann sie aber nicht. Mit integrierter
Wiederaufarbeitung konnen die nétigen Transporte erheblich reduziert werden.

Mit verschiedenen technischen Losungen wollte man den Brennstoffzyklus total proliferationsresistent
machen. Indes haben Untersuchungen ergeben, dass es praktisch keine technische Mdglichkeit zur
volligen Verhinderung der Proliferation gibt und dass administrative und strukturelle Massnahmen den
besseren Schutz bieten. Kiinftige Reaktorkonzepte der Generation IV kénnten aber die Problematik
wesentlich entschirfen, indem die sensitiven Inhaltsstoffe zum grossten Teil rezykliert, verbraucht
oder abgebaut werden.

11.3.6 Schlussfolgerungen fiir die Schweiz

Die Reichweite der Ressourcen ist auch in den Diskussionen in der Schweiz immer wieder ein Thema.
Bei gleich bleibendem Verbrauch bzw. moderatem Wachstum reichen die bekannten und geschitzten
Reserven noch fiir 400 bzw. 125 Jahre. Dariiber hinaus kann damit gerechnet werden, dass technische
Fortschritte und ein Preisanstieg des Urans bisher wirtschaftlich uninteressante Vorkommen
erschliessen und zusitzliche Vorkommen entdeckt werden. Da die FErzeugungskosten wenig
uranpreissensitiv sind, betrifft eine allfidllige Verknappung die Schweiz nur begrenzt.

Die Brennstoffnutzung kann durch Erhohung des Abbrandes leicht gesteigert werden. Schweizer
Reaktoren erreichen hier heute schon hohe Werte. Hier sind die Moglichkeiten aber begrenzt, solange
die Vorschriften keine hohere Anreicherung erlauben. Der Ubergang zu schnellen Spektren und damit
die Steigerung der Brennstoffnutzung um einen Faktor 50-100 wird erst mit der Generation IV
moglich sein und steht vermutlich frithestens beim Ersatz von Leibstadt zu Diskussion.

Die Wiederaufarbeitung ist und bleibt in der Schweiz ein umstrittenes Thema und wird ab 2006 fiir
10 Jahre ausgesetzt. Dennoch ist die Riickgewinnung von Wertstoffen grundsétzlich sinnvoll. Sie
schont die Ressource Uran um 15-20% und reduziert den Bedarf an Endlagerkapazitét erheblich.

Die ersten Schritte der Entsorgung sind gemacht: Der Entsorgungsnachweis SMA ist erbracht, das
zentrale Zwischenlager ist in Betrieb und der Entsorgungsnachweis fiir LMA/HAA ist eingereicht und
die Finanzierung der Entsorgung ist gut abgesichert und iiberwacht. Die Standortabkldrungen und die
entsprechende politische Auseinandersetzung stehen an.

In Sachen Proliferation ist die Schweiz voll in die internationale Uberwachung eingebunden und
verfligt iber gut ausgebaute Kontrollstrukturen, die einen Missbrauch praktisch verunméglichen.
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11.4 Politische und energiepolitische Rahmenbedingungen
11.4.1 Bisherige Entwicklung
Aufbau

Ab Mitte der 40er Jahre beginnen verschiedene Industriefirmen mit Arbeiten in der Atomtechnik,
allerdings untersteht die Nukleartechnik noch weitestgehender Geheimhaltung. Erst die Genfer
Konferenz 1955 fiihrt zu einer Offnung die Nukleartechnik: Die fithrende Nation in der Kerntechnik
erklart sich bereit, Know-How zur friedlichen Nutzung der Kernenergie freizugeben. 1954 geht der
erste kommerzielle Reaktor der Welt in Obminsk in Russland, 1956 geht das erste kommerzielle
Kernkraftwerk des Westens in Calder Hall (GB) in Betrieb.

In der Schweiz wird 1955 die Reaktor AG (Wiirenlingen) gegriindet, die 1957 den Forschungsreaktor
SAPHIR in Betrieb nimmt. 1959 wird das Atomgesetz verabschiedet. Nach einer Verzettelung der
Krifte in der Schweiz wird schliesslich 1961 eine gemeinsame Reaktor-Entwicklung beschlossen,
allerdings platzt der Traum vom eigenen Schweizer Reaktor, als es in Lucens 1969 zu einem schweren
Unfall kommt. Da ein Abwarten dieser Eigenentwicklung aus terminlichen Griinden nicht in Frage
kommt, bestellen sowohl die BKW wie die NOK Mitte der 60er Jahre schliisselfertige ausldandische
Reaktoren. Als erstes Werk geht Beznau I 1969 ans Netz, Beznau II folgt 1971 und Miihleberg 1972.
In der zweiten Hilfte der 60er Jahre erlebt die Kernenergie mit einer Flut von Bestellungen in den
USA ihren eigentlichen Boom. Neben Beznau und Miihleberg werden Projekte fiir 6 weitere Standorte
gestartet: Kaiseraugst, Gosgen, Graben, Leibstadt, Riiti und Verbois. Wéhrend Planung und Bau von
Gosgen rasch voranschreiten und der Betrieb 1979 aufgenommen wird, kommt es in Leibstadt
aufgrund des Beschlusses des Bundesrates, keine Flusskiithlung mehr zuzulassen (1971) und eines
neuen aargauischen Baugesetzes zu Bauverzogerungen, infolge deren der Betrieb erst 1984
aufgenommen werden kann und erhebliche Mehrkosten entstehen (SGK 1992).

Widerstand

Ab 1970 beginnt die politische Kontroverse um die Kernenergie in der Schweiz. Aus lokaler
Opposition gegen Kaiseraugst, die sich zunéchst vor allem gegen die Erwdrmung des Rheinwassers
richtet, entsteht eine iiberregionale Bewegung, die in der Besetzung des Baugeldndes in Kaiseraugst
1975 miindet und die nationale Debatte {iber die Kernenergie auslost. Es folgen Jahre der politischen
Diskussion iiber Kaiseraugst und die Kernenergie in der Schweiz, die zusitzlich durch den Stérfall in
Harrisburg (Three-Mile-Island 1979) angeheizt werden. Zwei Volksabstimmungen 1979 und 1984
gegen die Kernenergie werden abgelehnt. Der schwere Reaktorunfall von Tschernobyl (1986) fiihrt zu
einem Akzeptanzschwund der Kernenergie, in deren Folge zwei neue Initiativen gegen die
Atomenergie eingereicht werden (Ausstieg und Moratorium, 1987) und die Nichtrealisierung von
Kaiseraugst beschlossen wird (1989). Die Projekte Graben, Riiti und Verbois werden nicht
weiterverfolgt (SGK 1992).

Moratorium 1990-2000

Die Abstimmungen 1990 zeigen klar, dass das Volk eine Denkpause will, aber die Option Kernenergie
offengehalten werden soll: Der Ausstieg wird zwar abgelehnt, aber ein 10-jdhriges Moratorium fiir die
Planung und den Bau neuer Kernkraftwerke in der Schweiz angenommen und gilt von 1990-2000 und
wird seit 2000 stillschweigend weitergefiihrt.

Energie 2000

Nach den Abstimmungen 1990 wird auch die Energiepolitik der Schweiz {iberdacht und das
Aktionsprogramm Energie 2000 lanciert. Neben Stabilisierung des Verbrauches umfasst das
Programm insbesondere auch eine Steigerung der Leistung der Kernkraftwerke um 10% durch
Erhohung der thermischen Leistung und Steigerung der Effizienz. Mit Umsetzung dieses Programmes
kann der Anteil der Kernenergie an der Stromproduktion trotz wachsendem Verbrauch gehalten bzw.
leicht gesteigert werden und betrégt heute rund 40%.
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11.4.2 Aktuelle Situation

In jiingster Zeit bildeten die Abstimmungen im Mai 2003 zu den beiden Volksinitiativen ,,Ausstieg*
und ,,Moratorium +“ einen wichtigen Meilenstein. Das Schweizer Volk hat beide Initiativen klar
abgelehnt und damit zum Ausdruck gebracht, dass man sich die Option Kernenergie fiir die Zukunft
offen halten will. So angespannt wie sich die Situation in Industrie und Politik vor den Abstimmungen
prisentiert hat, so hat sich seit der Abstimmung ein wesentlich sachlicheres Klima beziiglich
Kerntechnik eingestellt. Bis zur Abstimmung waren langfristige Planungen und Uberlegungen
beziiglich weiterer Entwicklung der Kernenergie oder beziiglich Ablosung der Kraftwerke nach
Betriebsende praktisch tabu, jetzt spricht man wieder dariiber.

11.4.3 Ausblick

Neues Kernenergiegesetz ab 2005

Das neue Kernenergiegesetz (KEG) wurde 2003 verabschiedet und soll Anfang 2005 in Kraft gesetzt
werden. Zur Zeit lduft die Vernehmlassung zur dazugehorenden Kernenergieverordnung, die
gleichzeitig in Kraft treten sollte. Das Gesetz regelt die Zusténdigkeiten fiir Rahmen-, Standort-, Bau-
und Betriebsbewilligungen neu. Insbesondere wird die Erteilung einer Rahmenbewilligung durch
Bundesrat und Bundesversammlung neu dem fakultativen Referendum unterstellt (Art 48 KEG). Als
weitere spezifische Neuerung legt das KEG ein Moratorium fiir neue Wiederaufarbeitungsvertrége
(Art. 106) ab 2006 fiir 10 Jahre fest.

Position der Elektrizititswirtschaft

Verschiedene Meldungen in der Presse im April und im Mai 2004 lassen darauf schliessen, dass etwas
Bewegung in die Szene gekommen ist und die Stromversorger Studien und Planungsaktivititen zur
langfristigen Stromversorgung der Schweiz gestartet haben, die auch die langfristige Planung und den
Ersatz der bestehender Kernanlagen thematisieren. Gleichzeitig stellt Axpo aber klar, dass zur Zeit
keine Pline fiir ein neues Kernkraftwerk bestehen (Handelszeitung, 12. Mai 2004). Diese abwartende
Haltung der Energieversorger ist vor dem Hintergrund zu sehen, dass der Bundesrat einerseits fiir
2005 seine neue Strategie fiir die kiinftige Energieversorgung der Schweiz in Aussicht gestellt hat und
dass 2006 der Entscheid beziiglich Entsorgungsnachweis zu erwarten ist. Die Elektrizitatsversorger
haben sich bis zu diesem Zeitpunkt auf eine zuriickhaltende Position geeinigt. Anbetracht der langen
Realisierungszeiten fiir neue Kernkraftwerke — von der prinzipiellen Entscheidung iiber
Bewilligungsverfahren, Planung und Bau bis zur Inbetriebnahme missen 15 bis 20 Jahre gerechnet
werden — ist davon auszugehen, dass auch die Stromversorger bald darauf ihre Langfriststrategie fiir
die Versorgung nach Ablauf der Betriebszeiten der bestehenden Werke vorlegen werden.

Studie im Gang

Axpo hat eine Arbeitsgruppe eingesetzt, die sich mit der Stromversorgung nach 2020 auseinandersetzt
(NZZ am Sonntag und Sonntagszeitung 18.04.2004). Die Resultate dieser Studie werden per Mitte
2005 erwartet. Sowohl bei Axpo (Benznau I und II) wie auch bei den BKW (Miihleberg) wird tiber die
Ablosung der stillzulegenden Kraftwerke nachgedacht. Dabei soll die Ablésung der drei Anlagen
durch ein gemeinsames neues Kernkraftwerk zur Diskussion stehen, wobei ein EPR, wie er fiir
Finnland bestellt wurde, im Vordergrund stehen soll. Obschon diese Aktivititen noch auf interner
Basis laufen, berichten die Zeitungen bereits sehr intensiv dariiber, was zum 6ffentlichen Dementi
konkreter Pline fithrte. Mit der Entgegnung seitens der SP (NZZ am Sonntag 25.04.2004) mit allen
Mitteln gegen Pline, Kernkraftwerke zu ersetzen, zu kdmpfen, war der politische Diskurs aber bereits
wieder eroffnet.
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11.5 Stand der Kernenergie und Ausblick
11.5.1 Kurzer Uberblick zur Kernenergie heute

Die Kernkraftwerke tragen heute in der Schweiz rund 40 % zur Stromproduktion bei. Fiir Europa
(EU15) liegt der Anteil bei 33 %, weltweit bei 16 % (siche Tab. 11.11). In den 31 Nationen mit
Kernkraftwerken schwankt der Anteil an der Stromproduktion sehr stark. Litauen und Frankreich
decken rund 80 % ihres Strombedarfes nuklear, Kasachstan und Pakistan nur 1-2 %. Die wichtigsten
Nuklearnationen sind USA, Frankreich, Grossbritannien, Deutschland, Kanada, Russland und Japan
(Anzahl Reaktoren). In diesen Lindern sind mit Ausnahme von Japan und Russland heute wenige
neue Reaktoren im Bau oder in Planung, die Planung zum Ersatz der bestehenden Kernkraftwerke und
Vergrosserung der Kapazititen scheint aber zur Zeit anzulaufen. Die Planung in Frankreich sieht einen
ersten Demonstrationsreaktor vor und beginnt mit der Ablosung ab 2020. In den USA plant die
Regierung eine erhebliche Starkung der Nuklearproduktion, um die Nachfrage zu decken. Die meisten
konkreten Projekte fiir neue Reaktoren laufen aber zur Zeit in Asien. Der enorm rasch wachsende
Energieverbrauch in dieser Region hat die Regierungen in China, Taiwan, Indien und Korea
veranlasst, umfangreiche Programme zu starten und umzusetzen (UIC 2004).

Tab. 11.11 Stromproduktion und Anteil Nuklearstrom (2002, IAEA, BFE)

Stromproduktion [TWh] Gesamt Nuklear Anteil

Welt 16’090 2’574 16%
Westeuropa (IEA) 3084 880 29%
EU 15 2673 891 33%
Schweiz 65 26 40%

Tab. 11.12 Uberblick Kernenergie weltweit (2002, IAEA)

In Betrieb Davon LWR Im Bau In Planung Stillgelegt
Anzahl Anlagen 440 80% 30 35 104
Leistung [GW] 360 88% 25 38 34

Der Kraftwerkspark der Schweiz

Wie in Kapitel 11.1 beschrieben ist der Kraftwerkpark der Schweiz von 1969 bis 1984 erstellt worden.
Seither wurden sédmtliche Pline fiir weitere Kernkraftwerke aufgegeben. In den 90er Jahren wurde die
Kapazitit durch Leistungssteigerungsprogramme um 10 % erhoht. Der gute Zustand der Werke und
die kurzen Revisionszeiten erlauben sehr kurze Stillstandzeiten und eine entsprechend hohe
Stromproduktion. Die Schweizer Kernkraftwerke erreichen Verfiigbarkeiten von meist iiber 90 % und
produzieren zur Zeit fast 26 TWh Strom, womit rund 40 % des Strombedarfes gedeckt wird.

Tab. 11.13 Die Schweizer Kernkraftwerke: Standorte und Kapazitit (Annahme Lebensdauer 50/60 Jahre)

Kraftwerk Typ/ Inbetrieb- | Stillegung/ Leistung Leistung Produktion

Hersteller | nahme Ersatz Betriebsbeginn | 2003 [MW] 2003 [TWh]
Beznau l PWR/WH 1969 2019 350 365 2.9
Beznau ll PWR/WH 1971 2021 350 365 3.0
Miihleberg | BWR/GE 1972 2022 320 355 2.8
Gosgen PWR/KWU 1978 2038 920 970 7.9
Leibstadt BWR/GE 1984 2044 990 1165 9.2
Total 2930 3220 25.8
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Bezugsrechte

Neben der eigenen Produktion besitzen die Schweizer Elektrizititsversorger Bezugsrechte fiir den
Bezug von Strom aus Kernkraftwerken im Ausland. Diese Bezugsrechte werden als privatrechtliche
Vertrage mit Kernkraftwerken bzw. mit deren Betreiber abgeschlossen und sind in diesem Sinne nicht
Offentlich. In der Vorschau 95 wurden die Bezugsrechte fiir grosse, langjéhrige Vertrige wie sie mit
der EDF fiir den Bezug von Nuklearstrom bestehen, bertlicksichtigt. Zur Zeit belaufen sich diese
Rechte auf eine Bezugsmenge von 14-15 Mia. kWh, was knapp der Produktion von zwei 1000MW-
Blocken wie Gosgen entspricht. Der inldndische Verbrauch belduft sich tiber das Gesamtjahr tiefer als
die inldndische Produktion, sodass per Saldo nach wie vor Strom exportiert werden kann. Der
Exportiiberschuss schwankte in den letzten 10 Jahren je nach Wetterverhiltnissen zwischen 2% (1996)
und 19% (1994) und betrug im Jahr 2003 5%. Im Winterhalbjahr reichen die inlédndischen Kapazitaten
aber nicht aus, sodass die Bezugsrechte im Prinzip benétigt werden.

11.5.2 Zukiinftige Entwicklung der Kernenergie in der Welt

Die zukiinftige Entwicklung des Energieverbrauches und der Kernenergie auf der Welt wird in vielen
Studien laufend untersucht. Grosse internationale Organisationen wie die OECD, die IEA, die IAEA
oder das IPCC erstellen regelmissig neue Prognosen, basierend auf den Prognosen der
Bevolkerungsentwicklung und Annahmen beziiglich der Entwicklung des Wohlstandes und des damit
verbundenen Energieverbrauches. Als Horizont dieser Prognosen wird meistens die Mitte oder das
Ende dieses Jahrhunderts gewéhlt. Vor dem Hintergrund der globalen Erwidrmung und den damit
verbundenen Anstrengungen zur Reduktion der Treibhausgasemissionen hat sich das Bediirfnis nach
Prognosen der Verbrauchsentwicklung und insbesondere des Anteils an CO,-freien Energietridgern
verstédrkt. Dies hat auch dazu gefiihrt, dass viele der neueren Studien mit grosser Selbstverstdndlichkeit
von einem betrdchtlichen Wachstum der Kernkraft ausgehen, da dies aus klimatischen Griinden
gewollt ist.

Einige Prognosen postulieren ein moderates (IAEA 2003b), andere ein massives (UN SRES, IPCC
2000, ITASA/WEC 1998) Wachstum der Kernenergie (siehe Fig. 11.26). Um bis zu einem Faktor 30
gegeniiber heute, also auf ca. 10'000 GW installierte Leistung soll der Kraftwerkpark bis zum Jahr
2100 ausgebaut werden, was, wiirde man sofort beginnen, etwa dem Bau von 100 GW pro Jahr oder,
in der EPR-Klasse gesprochen, tiber 60 Kraftwerken pro Jahr entspriache, etwa doppelt so viele wie zur
Zeit des Booms Mitte der 80er Jahre in Betrieb genommen wurden. Als stellvertretendes Beispiel fiir
steiles Wachstum ist die mittlere Prognose (Szenario B) aus der IASA/WEC-Studie in untenstehender
Grafik aufgezeigt (Fig. 11.26). Diese Prognose basiert auf einem gemissigten Wachstum und
verzichtet weitestgehend auf politische Massnahmen. Diese Prognose wurde auch als Basis fiir die
Hundertjahranalyse im GIF-Fuel-Cycle-Report verwendet (GIF 2002b).
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Fig. 11.26 Prognosen zur Entwicklung der Kernenergie auf der Welt (IAEA 2003b, IIASA/WEC 1998)
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Die moderateren Szenarien der IAEA sehen bis 2030 im Low Case ein Wachstum von 7 % und im
High Case von 60 % vor. Das High Case Szenario fiihrt noch zu einem totalen Baubedarf von 200-
300 GW, je nach Betriebsdauer der bis dahin zu ersetzenden Werke. Dies ergibt 8-12 GW pro Jahr bis
2030 oder, wieder in EPR Einheiten gesprochen, 5-7 Kraftwerke pro Jahr. Dies entspricht etwa der
Kadenz der letzten Jahre und ergibt sich auch aus den Projekten, die sich im Bau oder in Planung
befinden.

Das Szenario der IAEA scheint vor dem Hintergrund des aktuellen Revivals der Nuklearenergie aber
dennoch eher auf der niederen Seite zu sein. Ausgehend von einer Beibehaltung der aktuellen Kadenz
in Asien werden nach 2015 gemeinsam mit den Ersatzprogrammen der westlichen Industrienationen
vermutlich eher mehr als 5-7 Kraftwerke pro Jahr in Betrieb gehen.

Prognosen fiir Europa

In Europa laufen derzeit die Langfristplanungen fiir den Ersatz der bestehenden Kraftwerke an.
Verschiedene Lander haben auf politischer Ebene beschlossen, bestehende Werke nicht zu ersetzen, so
unter anderem Deutschland, Belgien und Schweden. Auf dieser Basis deutet heute nichts auf eine
Expansion der Kapazitdt in Westeuropa hin. Die IAEA geht von einer Beibehaltung oder allenfalls
einer leichten Steigerung (+20% bis 2030) der Kapazititen in Westeuropa aus. In Osteuropa wird eine
gewisse Steigerung der Kapazititen erwartet (+30-80%).
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11.6 Szenarios
11.6.1 Einleitung

Fir die Zukunft der Kernenergie in der Schweiz kommen grundsétzlich drei Szenarios in Frage:
Ausstieg, Erneuerung oder Ausbau. Da in der Abstimmung von 2003 sowohl ein Moratorium wie auch
ein Ausstieg abgelehnt wurden und eine Studie iiber das Potenzial neuer Nukleartechniken im Falle
eines Ausstieges hinfillig wire, wird der Ausstieg weniger als eigentliches Szenario betrachtet
sondern mehr zu Vergleichszwecken herangezogen. Da ein Ausbau der Nuklearkapazititen unter den
heutigen Rahmenbedingungen politisch kaum machbar wire und vom Bedarf her im
Betrachtungshorizont bis 2050 nicht nétig ist, wird auch ein Ausbau der Nuklearkraft mit neuen
Standorten nicht direkt als Szenario betrachtet, er wird aber kurz behandelt (siche Tab. 11.14). Die
vorliegende Studie untersucht oder erstellt keine Verbrauchsprognosen fiir die Schweiz und verwendet
als Bezugsgrossen wertungsfrei entweder den heutigen Verbrauch (BFE 2004a) oder den Mittelwert
der Vorschau 95 (Baumberger 1995; Wiederkehr & Brunner 2003a).

Tab. 11.14 Die Szenarios (Annahme fiir alle Ersatzszenarios: Zusammenlegung Beznau/Miihleberg)

Szenario 0: Ohne Ersatz (zum Vergleich) Ausserbetriebnahme der Werke nach 50/60 Jahren

Szenario 1: Ersatz konstant Ersatz der Werke durch gleiche Leistung wie bisher

Szenario 2A: Ersatz Nutzung Standorte EPR Ersatz der Werke durch EPR 1600

Szenario 2B: Ersatz Nutzung Standorte EPR/GEN IV | Ersatz der Werke durch EPR 1600/GEN IV

Szenario 3: Ausbau mit neuen Standorten Zusatzliche Standorte heute politisch kaum machbar;

(nicht beriicksichtigt) Bei Nutzung der bestehenden Standorte ist der
Bedarf (Mittelwert Vorschau 95) bis 2050 gedeckt

11.6.2 Erneuerung der bestehenden Anlagen

Vor dem Hintergrund der Ablehnung eines Ausstieges durch das Volk (Mai 2003) und dem hohen
Stellenwert der Kernenergie zur Reduktion des CO,-Ausstosses kann grundsitzlich davon ausgegan-
gen werden, dass die bestehenden nuklearen Standorte weiter genutzt werden, sofern die Entwicklung
von Verbrauch und Produktion dies erfordern. Aufgrund neuerer Studien der Elektrizitidtswirtschaft
wird allenfalls eine Zusammenlegung der kleineren Standorte (Miihleberg und Beznau) ins Auge
gefasst. Dabei ist ein Ersatz mit gleicher Leistung sowie mit einer hoheren Leistung denkbar.
Grundsitzlich hat sich ein Trend zu grosseren Anlagen durchgesetzt, sodass kaum mehr LWR-
Anlagen der 300-MW-Klasse erstellt werden. Die meisten fortgeschrittenen Druck- und
Siedewasserreaktoren der Generation III weisen Leistungen von 1000-1600 MW auf. Vor diesem
Hintergrund und aufgrund von Ausserungen verschiedener Verantwortlicher, kann davon ausgegangen
werden, dass die Anlagen Miihleberg und Beznau durch ein grosses Kernkraftwerk an einem Standort
ersetzt werden. Diese Annahme wird fiir sémtliche nachfolgenden Szenarien verwendet.

Mboglichkeiten der Kiihlung

Im Zusammenhang mit einer postulierten Zusammenlegung der Kernkraftwerke Beznau und
Miihleberg muss die Moglichkeit der Kiihlung etwas genauer betrachtet werden. Der Widerstand
gegen die Kernkraft in der Schweiz hatte seinen Ursprung insbesondere im Widerstand gegen die
Flusskiihlung (Kaiseraugst und Leibstadt). In einem Grundsatzentscheid untersagte der Bundesrat
1971 die Flusskiihlung, was eine Umstellung von Leibstadt auf Kiihlturmbetrieb zur Folge hatte (SGK
1992). Gemaiss Gewdsserschutzgesetz darf Flusswasser um maximal 3°C auf maximal 25°C erwérmt
werden (GSchG 1991). Die beiden heutigen Blocke in Beznau verfiigen iiber eine Konzession zur
Nutzung des Flusswassers. Im Rekordsommer 2003 musste die Leistung zur Einhaltung der darin
festgelegten maximalen Riicklauftemperatur von 32°C mehrmals wihrend mehrerer Stunden reduziert
werden, in normalen Sommern ist dies kaum je der Fall (SVA 2004b, SVA 2004a). Die
Gewisserdaten der Aare bei Stilli zeigen, dass die Grenzwerte des Gewisserschutzgesetzes im
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Rahmen des Betriebes nicht ausgeschopft werden und die Aare auch fiir hohere Kiihlleistungen
herangezogen werden konnte (BWG 2002).

Die Zusammenlegung der Werke Beznau und Miihleberg am Standort Beznau fiihrt bei gleicher Leis-
tung (1000 MW, Szenario Konstant) zu einem zusétzlichen Kiihlbedarf von ca. 15 %, bei Leistungs-
erhohung (1600 MW, Szenario Nutzung Standorte) von ca. 86 %. Zur Zeit erwdrmt sich das Aare-
wasser um 1.6 °C, sodass die beiden Varianten theoretisch mit Flusskithlung auskommen koénnten,
allerdings wiirde die Leistungserhohung das Kiihlpotenzial praktisch ausschopfen (KKB 2003). Bleibt
anzumerken, dass das gleiche Gewissersystem in Miihleberg entlastet wird. Die Alternative wire eine
Umstellung auf Kiihlturmbetrieb. Auch eine Hybridlosung mit Flusskiithlung im heutigen Umfang und
Zusatzkiihlung im Ausmass der Leistungserh6hung wére denkbar, allerdings sind bisher keine
Beispiele bekannt, wo dies im grdsseren Stil praktiziert wurde. Alle drei Varianten bediirfen einer
entsprechenden Konzession. Wie auch in der Vergangenheit und selbst bei Wasserkraftwerken diirfte
sich sowohl gegen eine Fluss- wie auch gegen eine Kiihlturmkiihlung Widerstand regen.

Szenario 0: Ohne Ersatz (Vergleich)

Um die Zeitpunkte der zu erwartenden Ausserbetriecbnahmen der Schweizer Kernkraftwerke nach
Betriebszeiten von 50 Jahren (Beznau I/II und Miihleberg) beziehungsweise 60 Jahren (Gosgen und
Leibstadt) und die damit verbundene Reduktion der Stromerzeugung deutlich aufzuzeigen, ist das
Szenario 0 ,,Ohne Ersatz* zum Vergleich in allen Szenarien mit enthalten. Es wird hier nicht weiter
separat behandelt.

Szenario 1: Ersatz mit konstanter Leistung

Bei einem Ersatz mit gleicher Leistung werden Miihleberg und Beznau zusammengefiihrt und mit
gleicher Totalleistung von ca. 1000 MW ersetzt. Ebenso werden die Reaktoren in Gésgen und in
Leibstadt je mit gleich bleibender Leistung von 1000 bzw. 1200 MW ersetzt. Dieses Szenario nimmt
an, dass die Standorte weiter gleich genutzt werden wie heute. Der Anteil Nuklearstrom am Strommix
bleibt beziiglich heutiger Produktion gleich (40 %) und sinkt auf der Basis Mittelwert Vorschau 95 bis
2035 auf 33 %, bis 2050 auf 30% (siche Fig. 11.27 und Tab. 11.16).
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Fig. 11.27: Szenario1: Ersatz der Kraftwerke durch gleiche Leistung, Zusammenlegung von Beznau und Miihleberg

Szenario 2: Ersatz mit maximaler Nutzung der Standorte

Das Szenario Ersatz mit maximaler Nutzung der Standorte geht davon aus, dass an den drei Standorten
Beznau, Gosgen und Leibstadt die bestehenden Kraftwerke bei Betriebsende durch neue Kraftwerke
mit moglichst hoher Leistung ersetzt werden. Dieses Szenario weist zwei Teilszenarien auf:
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Im einen Fall wird davon ausgegangen, dass alle drei Werke durch EPR 1600 ersetzt werden, was zu
einem einheitlichen Kraftwerkspark in der Schweiz fiihren wiirde, mit allen Synergievorteilen von der
Evaluation iiber den Bau bis zu Wartung und Betrieb (Szenario 2A). Dieses Szenario fiihrt zu einer
Steigerung der Produktion um 16 % bis 2035 bzw. um 47 % bis 2050. Der Nuklearanteil sinkt auf der
Basis Mittelwert Vorschau 95 bis 2035 leicht von 40 auf 38%, kann aber bis 2050 auf 43% gesteigert
werden. Beziiglich heutiger Produktion steigt er auf 46% (2035) bzw. 58% (2050) (siehe Fig. 11.28).
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Fig. 11.28 Szenario 2A: Zusammenlegung Beznau und Miihleberg und Ersatz durch EPR 1600, Ersatz von Gésgen und
Leibstadt durch EPR 1600,

Im anderen Fall wird davon ausgegangen, dass beim Ersatz von Leibstadt bereits mit der Generation
IV gerechnet werden kann (Szenario 2B). Da wegen des besseren thermischen Wirkungsgrades der
Reaktoren der Generation IV bei gleicher thermischer Leistung bzw. Kiihlkapazitdt mehr elektrische
Energie erzeugt werden kann, ist das Potenzial dieses Szenarios noch etwas grosser (siehe Fig. 11.29).
So weist das Kraftwerk der Generation IV eine Leistung von 2000 MW, auf statt der 1600 MW, eines
EPRs. In Frage kdme dafiir beispielsweise ein Park von 6-8 VHTRs mit einer Gesamtleistung von
2000 MW.. Fiir 2035 sind die Werte gleich wie in Szenario 2A, fiir 2050 kann die Produktion sogar
um 72 % gesteigert werden, der Nuklearanteil steigt auf 51 %. Beziiglich heutiger Produktion steigt er
auf 46 % (2035) bzw. 68 % (2050) (siehe Fig. 11.29 und Tab. 11.16).
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Fig. 11.29 Szenario 2B: Zusammenlegung Beznau und Miihleberg und Ersatz durch EPR 1600, Ersatz von Gésgen
durch EPR 1600, Ersatz von Leibstadt durch GEN IV

405



Neue Nuklearanlagen

11.6.3 Ausbau mit neuen Standorten

Der Ausbau mit neuen Standorten wird hier als Zukunftsszenario zur Deckung moglicher
Versorgungsliicken mit berticksichtigt. Aus heutiger politischer Sicht, obschon die Kernenergie seit
den Abstimmungen im Mai 2003 wieder mehr Riickhalt in der Bevolkerung zu geniessen scheint,
diirfte die Evaluation neuer Standorte auf heftigen Widerstand verschiedener Interessengruppen
stossen. Nicht zu schweigen von der dichten Besiedlung der Schweiz, welche die Standortsuche
zusétzlich erschwert. Neue Standorte dirften grosse Schwierigkeiten haben, die hohe Hiirde einer
Volksabstimmung zu schaffen und auch nach erfolgreicher Abstimmung ist aus heutiger Sicht zu
erwarten, dass die Gegner samtliche Rechtsmittel ausschopfen und es zu einem sehr langwierigen
Verfahren kommt.

Entscheidend fiir die Realisierung neuer Standorte konnte die erfolgreiche Losung der Ressourcen-
und der Entsorgungsproblematik sein. Diesbeziiglich konnte die Einfithrung der Generation IV eine
entscheidende Rolle spielen.

Basierend auf dem mittleren Verbrauchswachstum der Vorschau 95 kommt es je nach Vorgehen fiir
den Ersatz der bestehenden Kraftwerke ab 2020 oder spiter zu einer Deckungsliicke (Baumberger
1995, Gantner at al 2001, Wiederkehr & Brunner 2003a). Im Falle eines Ersatzes mit gleicher
Leistung (Szenario 1) fehlen pro Dekade ab 2020 ca. 5 TWh. Dies bedeutet, dass pro Dekade 600-
700 MW zusitzliche Leistung benétigt werden, die aus anderen Quellen bereitgestellt werden miisste.
Bei Ersatz mit Maximaler Ausnutzung der Standorte ist erst 2050 mit einer kleinen Unterdeckung zu
rechnen, sodass erst per 2050/60 ein zusétzliches Kernkraftwerk in Betracht gezogen werden miisste,
falls das Wachstum mit Nuklearenergie gedeckt werden soll.

Falls das Wachstum steiler ausfillt, werden pro zuséitzliches Prozent Wachstum pro Dekade knapp 7
TWh mehr Energie verbraucht (Basis Landesverbrauch 2003), d.h. gut 800 MW zusitzliche Leistung
benotigt. Zur Deckung dieses Mehrbedarfes mit Kernkraft wiirde alle 20 Jahre ein zuséitzlicher
Reaktor der EPR-Klasse (1600 MW) nétig. Mit durchschnittlich 2 % pro Jahr 1995-2003 entspricht
die Verbrauchszunahme eher auf der ,,Nachfrage hoch* der Vorschau 95 und liegt damit etwa ein
halbes Prozent iiber der mittleren Verbrauchszunahme der Vorschau 95 (Wiederkehr & Brunner
2003a, Baumberger 1995).
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11.6.4 Vergleich der Szenarien

Ein Vergleich der Szenarien zeigt die Differenzen schon auf. Im Szenario O fillt die nukleare
Produktion bis 2045 ganz weg. Das Szenario ,,Ersatz konstant geht von einer Weiterfithrung des
Status Quo aus, das Szenario ,,Ersatz EPR“ setzt auf den Einsatz weiterentwickelter bewéhrter
Technologie und Nutzung deren Potenzials zu einer leichten Steigerung, das Szenario ,,Ersatz
EPR/GEN IV* geht von einem Einsatz neuester Technologie aus, sobald diese verfiigbar ist.
Untenstehende Tabelle (Tab. 11.15) und Grafik (Fig. 11.30) fassen die Szenarien zusammen.

Tab. 11.15 Zusammenfassung der Szenarien

Bezeichnung Miihleberg | Beznau l/ll | Gésgen Leibstadt Neue 2050+
Leistung heute 355 2x365 970 1165 -
Szenario 1: Ersatz konstant - 1000 1000 1200 -
Szenario 2A: Ersatz EPR - EPR 1600 | EPR 1600 | EPR 1600 -
Szenario 2B: Ersatz EPR/GEN IV | - EPR 1600 | EPR 1600 | GEN 1V 2000 | -
Szenario 3: Ausbau - EPR 1600 | EPR 1600 | GEN 1V 2000 | GEN IV 2000
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Fig. 11.30 Potenzial fiir Stromproduktion aus Kernkraft in der Schweiz, alle Szenarien
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11.7 Potenzial der Kernenergie in der Schweiz

Das Potenzial der Kernenergie wird in vier Formen dargestellt:
1. Als absoluter Beitrag zur Schweizer Stromproduktion in TWh;
2. Als Zuwachs in % gegeniiber der heutigen Produktion der Kernkraftwerke;
3. Als relativer Beitrag zur Gesamtproduktion in % mit Bezug zur heutigen Gesamtproduktion;
4

Als relativer Beitrag zur Gesamtproduktion in % mit Bezug zur mittleren Verbrauchs-
entwicklung geméss Vorschau 95 (Baumberger 1995; Wiederkehr & Brunner 2003a).

Je nach politischer Entwicklung kann sich das Potenzial der Kernenergie in sehr unterschiedliche
Richtungen entwickeln. Die heutige politische Situation ldsst das Szenario ohne Ersatz der
bestehenden Anlagen als unwahrscheinlich erscheinen. Dieses wiirde das Potenzial bis 2045 auf null
absinken lassen. Es ist aber fiir alle Uberlegungen zur kiinftigen Energieversorgung der Schweiz
wichtig, zu beriicksichtigen, dass in diesem Falle die Kernenergie ab 2045 keinen Beitrag zur
Energieversorgung der Schweiz mehr leisten wiirde und addquate Ersatzlgsungen bereitgestellt werden
miissten.

Das Szenario 1 nutzt das heute genutzte Potenzial an den bestehenden Standorten weiterhin.

Das Szenario 2 schopft an den bestehenden Standorten die Moglichkeiten neuer Kraftwerkstypen aus.
Im Teilszenario 2A erhoht sich dadurch das Potenzial bis 2035 gegeniiber heute um 16%, bis 2050 um
47%. Grund daftr ist die grossere Leistung der neuen Reaktoren. Im Teilszenario 2B wird davon
ausgegangen, dass Leibstadt durch ein Kraftwerk der Generation IV ersetzt werden kann, was wegen
des hoheren Wirkungsgrades noch einmal eine Vergrosserung des Potenzials zur Folge hat. Bis 2050
erhoht sich das Potenzial in diesem Fall um 72%.

Neue Standorte wiirden das Potenzial der Kernenergie in der Schweiz noch erheblich vergrossern. Da
bei Ausnutzung der bestehenden Standorte aber der Bedarf geméss Prognose Mittelwert Vorschau 95
der Schweiz bis zum Horizont 2050 gedeckt werden konnte, ist im Rahmen dieser Studie auch kein

Bediirfnis nach neuen Standorten vorhanden.

Tab. 11.16: Produktion der Kernenergie in der Schweiz 2002, Potenzial 2035 und 2050 fiir die verschiedenen Szenarien

2002 2035 2050

- c= £ - = € — — - = € — —

8. $2 o 5. |8 98 S2 355 38 5|82 92 $2 39 3% 4o

S 35 22 :2|8% 55 3¢ 8 z> ££|83 53 3¢ % 2> 5=

gT o8 ¢o& €T 53 o Y2 TR 3 &7 53 &% Y& <tr 3

[N o > > o > > o

Ohne Ersatz 3220 65 25.7 40% | 2135 78 173 27% 22% -33% 0 87 0.0 0% 0% -100%
Ersatz Konstant 3220 65 25.7 40% | 3220 78 258 40% 33% 1% | 3285 87 259 40% 30% 1%
Ersatz EPR 3220 65 25.7 40% | 3735 78 299 46% 38% 16% | 4800 87 37.8 58% 43% 47%
Ersatz EPR/GEN IV | 3220 65 25.7 40% | 3735 78 299 46% 38% 16% | 5600 87 442 68% 51% 72%

Zusammenfassend weist die Kernenergie bei Entwicklung an den bestehenden Standorten ein
zusétzliches Potenzial von 47-72% auf, das durch den Ersatz der bestehenden Anlagen nach

Betriebsende durch modernere Anlagen ausgeschopft werden konnte.
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11.7.1 Einflussfaktoren

In welche Richtung sich die Kernenergie in der Schweiz kiinftig entwickelt, und damit wieviel
Potenzial ausgeschopft werden kann, ist von verschiedenen Einflussfaktoren abhidngig. Die
aufgezeigten Potenziale miissen immer vor dem Hintergrund dieser Einflussfaktoren gesehen werden.

Akzeptanz: Die offentliche Akzeptanz der Kernenergie spielt eine zentrale Rolle fiir die
kiinftige Entwicklung der Kernenergie. Langfristig und international diirfte es entscheidend
sein, dass keine grosseren Storfille auftreten, welche die Bevolkerung verunsichern. In der
Schweiz sind der Bedarfsnachweis und der Entsorgungsnachweis Voraussetzung fiir eine
Rahmenbewilligung. Das Vertrauen in die Sicherheit, die Lésung der Entsorgungsfrage und
mogliche Alternativen diirften die Referenden, die fiir jedes Kraftwerk gefordert sind,
entscheidend beeinflussen. Einen grossen Einfluss auf die Akzeptanz der Kernenergie diirfte
zudem die Wirtschaftslage haben, allerdings ist heute schwer zu beurteilen, ob eine gute oder
schlechte Wirtschaftslage die Akzeptanz verbessert.

Zeitpunkt Technologieentscheid: Der Technologieentscheid wird 10 und mehr Jahre vor
einer geplanten Inbetriebnahme einer neuen Nuklearanlage gefillt werden miissen. Dies
bedeutet fiir die Schweizer Kernkraftwerke konkret folgende Zeitpunkte fiir den Entscheid:
Beznau/Miihleberg 2009, Gosgen 2028, Leibstadt 2034. Systeme, fiir die bis zu diesem
Zeitpunkt keine praktischen Erfahrungen vorliegen, konnen nicht berticksichtigt werden. Sind
Reaktoren der Generation IV bis 2034 nicht mit guter Erfahrung in Betrieb, kann deren
zusétzliches Potenzial nicht ausgeschopft werden. Ein Technologiewechsel nach Erteilung der
Rahmenbewilligung ist zwar theoretisch moéglich aber unwahrscheinlich. Da in der Schweiz
der definitive Entscheid in einer Volksabstimmung fallen wird, wird es wichtig sein, bereits
sehr frith ein moglichst konkretes Projekt in Form einer bestellbaren Offerte vorzulegen, um
der Bevolkerung genau darzulegen, worliiber sie abstimmt, und sie damit zu einer Zustimmung
Zu gewinnen.

Wirtschaftlichkeit: Die Wirtschaftlichkeit der Kernenergie diirfte einer der wichtigsten
Einflussfaktoren sein, allerdings mit guten Karten aus heutiger Sicht; die Einfithrung einer
allfilligen CO,-Abgabe diirfte die Konkurrenzfihigkeit der Kernenergie weiter verbessern.
Okonomische Reserven und Fortschritte wurden bisher bei der Kernenergie hiufig zu einer
weiteren Verbesserung der Sicherheit genutzt. Die Sicherheit soll auch in Zukunft oberste
Prioritdt haben, hat aber heute einen sehr hohen Stand erreicht, sodass in Zukunft weniger
damit zu rechnen ist, dass ein Grossteil der 6konomischen Verbesserungen durch zusitzliche
Forderungen nach verbesserter Sicherheit zunichte gemacht werden. Durch Vereinheitlichung
des Kraftwerkparks in der Schweiz (und auch in Europa) kénnten Synergien bei Bau, Betrieb
und Entsorgung genutzt werden. Die Integration in ein grésseres Programm z.B. zusammen
mit Frankreich wire eine interessante Option, da bei Bestellungen ab 8 Kraftwerken mit einem
Kosten-Vorteil von ca. 20% gerechnet wird.
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11.7.2 Bezugsrechte

Da der Import von Nuklearstrom nicht Teil dieser Studie ist, wird dessen Potenzial fiir die zukiinftige
Stromversorgung der Schweiz nicht im Detail untersucht. Weil dieses Thema aber im Zusammenhang
mit dem Ersatz der Schweizer Kernkraftwerke hiufig zur Sprache kommt, soll hier kurz darauf
eingegangen werden.

Theoretisch wire es moglich, relativ grosse Mengen Nuklearstrom aus Frankreich zu importieren und
in diesem Sinne Schweizer Kernkraftwerke nicht zu ersetzen, allein mit Importen kann aber der
Auftrag zur Sicherung der Versorgungssicherheit nicht wahrgenommen werden. Bisher galt in Europa,
dass jedes Land die Kapazititen zur Sicherung seiner eigenen Versorgung im Notfall bereithalten
muss. Diese Regel wurde, wie das Beispiel des Blackouts in Italien gezeigt hat, offensichtlich in den
letzten Jahren etwas lockerer beachtet, ist aber gerade durch diesen Vorfall wieder in den Vordergrund
geriickt worden.

Heute verfiigen die Schweizer Elektrizititswerke liber Bezugsrechte in Frankreich, die etwa der
Produktion zweier Kernkraftwerke (Leistung ca. 2 GW) entsprechen. Zur Strategie der
Elektrizitatswerke beziiglich Ersatz oder Verldngerung auslaufender Bezugsrechte gibt es wenig
Informationen. Im Zusammenhang aktueller Studien des VSE werden 2005 Ergebnisse erwartet, wie
Energie- und insbesondere Leistungsbedarf gedeckt werden kénnen. Die Vorschau 95 geht von einem
Auslaufen der Bezugsrechte aus, womit ab 2036 keine Bezugsrechte mehr zur Verfligung stiinden. Die
Analyse 2003 (Wiederkehr & Brunner 2003a) geht wegen hoherer Verfiigbarkeit von etwas hoheren
Werten aus als die Vorschau 95 (Baumberger 1995).

Im Weissbuch fiir die Energieversorgung der Franzosischen Regierung wird per 2020 mit einem leicht
geringeren Verbrauch und einer leicht geringeren Stromproduktion als heute gerechnet, der
Nuklearanteil wird allerdings nicht spezifiziert. Dabei ist festzustellen, dass per 2020 etwa die gleiche
Uberkapazitit vorgesehen wird wie heute, also im Prinzip auch gleich viele Bezugsrechte vergeben
werden konnten. Einerseits zeigt dies die Bereitschaft Frankreichs auch weiterhin gewisse
Exportkapazititen bereitzuhalten, andrerseits ist aber offensichtlich nicht vorgesehen, den Export von
Nuklearstrom zu forcieren (Fontaine 2003). Fiir die Situation nach 2020 kann man auf die Planung der
EDF zuriickgreifen. Sie sieht langfristig eine praktisch konstante Kapazitét auf heutigem Niveau vor,
mit einem Riickgang um 2-3 GW um 2035 (siehe auch Grafik Fig. 11.3 Kapitel 11.1). Bisher ist kein
Zusammenhang mit den gleichzeitig mit dem sichtbaren Riickgang um 2035 auslaufenden
Bezugsrechten der Schweiz kommuniziert worden. Ob langfristig Uberkapazititen fiir Bezugsrechte
der Schweiz geplant sind, bleibt offen.

Grundsitzlich wire es also moglich, bestehende Bezugsrechte zu ersetzen, eine weitergehende
Absicherung im Ausland fiir schweizerische Kernkraftwerke scheint aber zumindest bei den
potenziellen Lieferanten zur Zeit nicht eingeplant.

Der Erwerb von Bezugsrechten im Ausland erfolgte bisher am freien Markt. Wenn es darum geht, die
Versorgungssicherheit des Landes sicherzustellen, sind die Elektrizititsversorger verpflichtet, diese
auf dem Markt zu sichern, wenn die eigenen Kapazititen dazu nicht mehr ausreichen. Es ist davon
auszugehen, dass die Schweizer Energieversorger bei Bedarf die Versorgung auch in Zukunft auf
diese Art absichern werden. Die Liberalisierung des Elektrizitdtsmarktes 14sst nicht erwarten, dass die
Sicherung von Bezugsrechten aus politischen Griinden gesetzlich eingeschrankt wird.
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11.8 Kosten
11.8.1 Derzeitige Situation

Zu den Stromerzeugungskosten von Kernkraftwerken gibt es sehr unterschiedliche Angaben. Die
Schweiz zeigt stellvertretend fiir die Welt, wie unterschiedlich diese Informationen sein kénnen. Die
Werke Beznau I und II und Miihleberg sind in Elektrizitdtsunternehmen integriert und verdffentlichen
keine separaten Zahlen zu den Produktionskosten weshalb seit Jahren ein Wert von 6 Rp./kWh als
Erzeugungskosten galt (SGK 1992). Auf Anfrage nach einem aktuelleren Wert beziffert Beznau die
Gestehungskosten mit 4.5 Rp./kWh (KKB 2004). Demgegeniiber verdffentlichen die beiden
Kernkraftwerke Gosgen und Leibstadt jdhrlich detaillierte Geschiftsberichte und geben genaue
Erzeugungskosten an (KKG 2002, KKL 2002). Sie betragen 4 bzw. 5.4 Rp./kWh. Selbst die
Aufteilung der Kosten wird genau bekannt gegeben (siehe Fig. 11.31). Im Unterschied zur
Kostenaufteilung, die in Kapitel 11.3.2 dargestellt ist (Fig. 11.21), handelt es sich dabei nicht um eine
Lebensdauerbetrachtung sondern um eine aktuelle Kostenstruktur fiir teilweise abgeschriebene

Anlagen.
Betrieb Kapital
35% 35%
Entsorg. Brennsto
19% 13%

Fig. 11.31 Anteile der Erzeugungskosten fiir Gosgen/Leibstadt 2002 (KKG 2002, KKL 2002)

Die Hohe der Anfangsinvestitionen, die Abschreibungsmethode und der aktuelle Stand der
Abschreibungen der betrachteten Kraftwerke haben einen grossen Einfluss auf die Gestehungskosten.
Auch Nachriistprogramme schlagen sich auf die Gestehungskosten nieder. So diirften fiir Beznau und
Miihleberg die Anfangsinvestitionen in der Zwischenzeit zwar abgeschrieben sein, allerdings wurden
aus betrieblichen und sicherheitstechnischen Griinden umfangreiche Nachriistprogramme nétig, die
praktisch gleich viel wie der Bau dieser Anlagen kosteten und sich entsprechend in den
Gestehungskosten niederschlagen. Im Falle von Gosgen sind die Abschreibungen schon weit
fortgeschritten und belasten die Rechnung immer weniger.

Der komplizierteste Fall in der Schweiz ist Leibstadt: Das Werk wurde durch verschiedene
Verzogerungen beim Bau erheblich teurer als geplant, was die Gestehungskosten bis vor kurzem
erheblich belastete (1990: 10 Rp./kWh, 1996: 8.4 Rp./kWh). Die fortschreitenden Abschreibungen und
die Umstellung der Abschreibungsdauer von 30 auf 40 Jahre fiir Teile der Anlage per Anfang 2000
entsprechend der betriebswirtschaftlichen Nutzungsdauer, haben die Gestehungskosten reduziert.

Dieses Beispiel zeigt auch, dass hohe Anfangsinvestitionen die Rechnung zwar belasten, dass aber die
Abschreibungsregeln einen ebenso entscheidenden Einfluss haben. Daneben konnten mit betrieblichen
Optimierungen die Kosten reduziert und mit Leistungssteigerungen und Verkiirzung der
Revisionszeiten die Ertrige gesteigert werden, und damit die Gestehungskosten reduziert werden.
Trotz der grossen Unterschiede zwischen den Anlagen ergibt sich fiir die Schweiz insgesamt ein recht
einheitliches Bild, mit Erzeugungskosten von 4-5.4 Rp./kWh.

International ist die Situation um einiges komplexer. Die Bedingungen wie Zinsen,
Abschreibungsregeln und Stand der Abschreibungen sind in den verschiedenen Betreiberldndern sehr
unterschiedlich. Es ist deshalb schwer, die Werte zu vergleichen. Je nach Abschreibungsmethode und
Stand der Abschreibung ergeben sich unter Umsténden extrem tiefe Kosten. In den USA werden die
Kosten mit 2.2 Rp./kWh angegeben, allerdings ohne Kapitalkosten (NEI 2004). Die Kernkraftwerke
werden in den USA gemiss Vorschrift tiber 15 Jahre abgeschrieben, was heute zu einem praktisch
abgeschriebenen Kraftwerkspark mit entsprechend tiefen Kosten fiithrt. Belastet man diese gemdiss
Angaben des US Department of Energy (DOE) mit einem Anteil Kapitalkosten, um sie besser
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vergleichbar zu machen, ergeben sich Erzeugungskosten von 4.9 Rp./kWh (UIC 2004). Die OECD
berechnet fiir ihre Mitglieder einen Mittelwert von 4.5 Rp./kWh.

Mit mittleren Kosten von 2.8 Rp./kWh nehmen die finnischen Reaktoren (BWR) in Olkiluoto eine
Spitzenposition ein (Tarjanne & Loustarinen 2002). Dies erstaunt umso mehr, als es sich dabei um
Lebensdauerkosten handelt, die ja gegeniiber den mit fortschreitender Betriebsdauer abnehmenden
aktuellen Kosten eher hoher ausfallen miissten. Diese tiefen Kosten werden primér erreicht mit einer
hohen Verfiigbarkeit von tiber 90%, daneben sind die Entsorgungskosten und das Preisniveau in
Finnland relativ tief.

Abgesehen von diesem Wert sind die Erzeugungskosten meist zwischen 4 und 5 Rp./kWh. Obschon
die Schweizer Kernkraftwerke den Ruf haben, teuer zu produzieren, sind die Erzeugungskosten
durchaus vergleichbar mit internationalen Werten. Einige Studien rechnen mit sehr hohen Zinsen und
kurzen Abschreibungs- und Nutzungsdauern und kommen deshalb zum Teil auf hohere
Erzeugungskosten, die sich aber bei Anpassung der Parameter wieder etwa im gleichen Rahmen
bewegen (RAE 2004, MIT 2003). Folgende Tabelle (Tab. 11.17) gibt einen Uberblick.

Tab. 11.17 Uberblick tiber die Erzeugungskosten heute/historisch (NEI 2004; UIC 2004)

Schweiz 4-5.4 Rp./kWh

US NEI 2.2 Rp./kWh

US+Kapitalkosten (DOE) | 4.9 Rp./kWh

FIN historisch 1981-1999 2.8 Rp./kWh

OECD 4.5 Rp./kWh

In der vorliegenden Studie interessieren insbesondere die Erzeugungskosten von kiinftigen
Kernkraftwerken und deren Vergleich mit den Kosten von bestehenden Anlagen. Da aber der
Berechnungsansatz fiir beide Fille im Allgemeinen sehr unterschiedlich ist, sind diese Kosten nur sehr
schwer vergleichbar. So werden fiir kiinftige Kernkraftwerke die Erzeugungskosten iiber die gesamte
Lebensdauer berechnet, wihrenddem die bestehenden Kernkraftwerke aktuelle Kosten angeben, die
bei vollig abgeschriebenen Kapitalkosten weit unter den Lebensdauerkosten liegen. Zusitzlich zu den
sehr unterschiedlichen Berechnungsmethoden der Kraftwerksbetreiber wird ein Vergleich durch eine
sehr restriktive Informationspolitik beztiglich der Kosten erschwert.

Tab. 11.18 Vergleich von heutigen und zukiinftigen Erzeugungskosten [1.55 CHF/EUR; 1.30 CHF/USD; 2.30 CHF/GBP]

Kosten [Rp./kWh] Heute Zukunft Quelle/Bemerkungen
Beznau/Miihleberg 4.5 <45 Angabe Beznau

Gosgen 4.06 4 Geschéftsbericht 2002

Leibstadt 5.3 <5 Geschéftsbericht und Internet 2002

CH (Bandbreite) 4-5.3 4-5 Bandbreite der bestehenden Anlagen CH
CH: Prognos 1999 6 5.3 Prognos 1999

Kroeger/Fischer 1998 4.9 - Kroger & Fischer 1998

Deutschland Konvoi Typ 4.5 2.3 UIC 2004 (2.3 nach vollst. Abschreibung)
OECD 4.5 3.243 UIC 2004/OECD/IEA 1992

Japan 9 7.5 ABWR (Erstanlage), UIC 2004/OECD
Frankreich 5 4.2 UIC 2004/OECD

UK 5.3 - RAE 2004/UIC 2004/0OECD

USA Production 2.2 - NEI 2004

USA DOE (55% Capital) 4.9 4.3 NEI 2004/UIC 2004

USA New Plants FOAKE - 6-9 First of a Kind Kosten (Tolley & Jones 2004)
USA New Plants Serie - 4-6 Kosten Serie (Tolley & Jones 2004)

EPR Finnland (Heute: BWR) 2.8 3.7 Tarjanne & Loustarinen 2002

EPR Frankreich - 3.5-4 DGEMP 2003

EPR CH - 4-5 Hbéhere Entsorgungskosten

GEN IV - 2.5-3.5 GIF 2002a
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Verschiedene Studien haben versucht, alle Berechnungen zu harmonisieren (Tolley & Jones 2004;
MIT 2003, Kroger & Fischer 1998). Fiir kiinftige Werke ist das ein tauglicher Ansatz, es hat sich aber
gezeigt, dass es praktisch unmoglich ist, einen gemeinsamen Nenner fiir den Vergleich der Kosten von
bestehenden Kernkraftwerken zu finden. Trotz Versuchen zur Harmonisierung bleibt der Vergleich
der Erzeugungskosten bestehender Kraftwerke mit geplanten Kosten kiinftiger Werke schwierig. Fiir
bestehende Anlagen sind zum Teil konkrete Werte bekannt, fiir Generation III/III+ basiert man auf
detaillierten Wirtschaftlichkeitsberechnungen, auf konkreten Offerten oder Bestellungen (EPR,
Finnland) oder im besten Fall auf bereits bestehenden Anlagen (ABWR, Japan). Die japanischen
Reaktoren der Generation III sind allerdings als die ersten Threr Art teuerer als Serienprodukte und
geniigen zudem hoheren Anforderungen der Erdebebensicherheit. Fiir die Generation IV handelt es
sich mehrheitlich um Zielwerte oder um grobe erste Schéitzungen, welche die Nuklearenergie in eine
konkurrenzfihige Position versetzen wiirden, die aber gleichzeitig auch erreicht werden miissen, um
die Kernenergie als echte Option fiir die Zukunft zu erhalten (GIF 2002). Obenstehende Tabelle zeigt
eine Ubersicht aus verschiedenen Studien (siehe Tab. 11.18).

11.8.2 Zukiinftige Entwicklung
Bestehende Kernkraftwerke

Aufgrund von Optimierungen des Betriebes und fortschreitender Abschreibung werden die
Erzeugungskosten der bestehenden Kernkraftwerke weiter sinken. Prognosen verschiedener Linder
lassen Kosten um 4 Rp./kWh oder knapp darunter erwarten. Die deutschen Druckwasserreaktoren des
Konvoityps werden nach vollstdndiger Abschreibung fiir 2.3 Rp./kWh produzieren (UIC 2004).

Externe Kosten

Die Stromerzeugung verursacht auch externe Kosten, die aber je nach Energietrager stark variieren.
Bis heute werden diese Kosten den Erzeugungskosten in den meisten Lindern nicht belastet, da sich
erst in wenigen Féllen ein politischer Konsens gefunden werden konnte. Neben einigen Landern, die
eine CO,-Steuer kennen, zeichnet sich aber mittelfristig deren Einfiihrung in verschiedenen Léndern
ab. Ebenso wurden die Einfiihrung von Emissionszertifikaten und deren Handel an einer dafiir
eingerichteten Borse gestartet, 1auft aber weniger gut, als erwartet. Die Beriicksichtigung von externen
Kosten bei der Stromerzeugung (Hirschberg & Jakob 1999) konnte insbesondere die
Elektrizitdtserzeugung mit fossilen Energietridgern stark verteuern und damit die Konkurrenzfihigkeit
der Kernenergie weiter verbessern.

Tab. 11.19 Verteuerung der Stromerzeugung bei Beriicksichtigung der externen Kosten (Hirschberg & Jakob 1999)

Energietriger Kohle/Ol Gas Nuklear

Verteuerung +50 % bis +200 % +15 % bis +80 % +1 % bis +15 %

Neue Technologien

Fiir die neuen Technologien liegen noch sehr unterschiedliche Angaben vor. Als konkretes Beispiel
wird hier der EPR (Offerte/Bestellung Finnland) herangezogen. Fiir Bestellungen von Serien werden
Kostenvorteile beim Bau von ca. 20 % erwartet, was sich je nach Kostenstruktur in 5-10 % tieferen
Erzeugungskosten niederschlidgt. Ausgehend von den Erzeugungskosten des finnischen EPR von
3.7 Rp./kWh ergibt dies mittelfristig Erzeugungskosten von 3.0-3.5 Rp./kWh. Die Generation III/III+
hat damit das Potenzial, die Kosten gegeniiber heute (4.5 Rp./kWh) um 20-30 % zu senken. Fiir die
Schweiz muss primédr wegen hoheren Entsorgungskosten mit etwas héheren Erzeugungskosten von
4.1-5.2 Rp./kWh gerechnet werden (siehe Tab. 11.20 und Tab. 11.21).

Die folgende Tabelle (Tab. 11.20) stellt die Werte fiir den EPR in Finnland, den Berechnungen fiir den
EPR in Frankreich und den daraus abgeleiteten Werten fiir eine denkbare Realisierung eines EPRs in
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der Schweiz gegeniiber. Die Werte konnen geringfiigig variieren, je nach angenommener
Betriebsdauer und internationalen Wechselkursen.

Tab. 11.20 Kosten des EPR im Vergleich fiir Finnland (Erstinstallation; Tarjanne & Loustarinen 2002; Framatome 2003),
Frankreich (Serie; Forschungsaufwand und Umweltabgaben sind Betrieb und Brennstoff zugeschlagen;
DGEMP 2003) und die Schweiz (Investition und Betrieb wie Frankreich, Brennstoffkosten wie
Gosgen/Leibstadt; KKG 2002; KKL 2002)

EPR Finnland (Erste) Frankreich (Serie) Schweiz (Serie)
Leistung MW, 1600 1600 1600
Lebensdauer y 40 60 60
Zinssatz % 5 5 8 5 8
Baukosten (inkl. Bauzinsen) | Mia CHF 4.7 3.7 4.2 3.7 4.2
Spezifische Baukosten CHF/KkW, 3000 2400 2600 2400 2600
Kapitalkosten Rp./kWh 21 2.0 2.7 2.0 2.7
Betriebskosten Rp./kWh 1.1 0.8 1.0 0.8 1.0
Brennstoffkosten Rp./kWh 0.5 0.7 0.9 1.3 1.5
Gestehungskosten total Rp./kWh 3.7 3.5 4.6 4.1 5.2

Obschon der finnische EPR eine Erstanlage ist, wartet er bereits mit verhéltnisméssig tiefen Kosten
auf. Dies kann auf vier Ursachen zuriickgefiihrt werden: Erstens scheint die Offerte fiir die
schliisselfertige Anlage bereits verhdltnismédssig giinstig zu sein. Zweitens sind dem Projekt von der
Regierung giinstige Finanzierungskonditionen gewé#hrt worden. Drittens sind die Brennstoffkosten
sehr tief, was insbesondere auf tiefere Entsorgungskosten zuriickzufiihren ist. So wird beispielsweise
tiberlegt, das Endlager direkt auf dem Geldnde des Kraftwerkes zu erstellen, womit die Transporte
entfallen und ein Teil der Infrastruktur fiir Konditionierung und Zwischenlagerung nicht benétigt wird.
Viertens verfugt das Kraftwerk bereits heute iiber langfristige Strombezugsvertrédge mit der Industrie
(Papier-), sodass das Risiko kleiner ist, und wesentlich giinstigeres Kapital beschafft werden konnte.

Anteile Erzeugungskosten EPR FR

Anteile Erzeugungskosten EPR FI

Betrieb
23%

Betrieb
30% Kapital

Brennstoff
13%

Kapital
58%

57%

Brennstoff
19%

Fig. 11.32 Anteile der Erzeugungskosten fiir den EPR fiir Frankreich (links, Forschungsaufwand und Umweltabgaben
sind Betrieb und Brennstoff zugeschlagen; DGEMP 2003) und fiir Finnland (Tarjanne & Loustarinen 2002)

Ein Vergleich der franzosischen Kostenschidtzungen mit den finnischen Zahlen zeigt, dass zwar die
Baukosten je nach Zins 10-20 % tiefer ausfallen, aber aufgrund der etwas hoheren iiblichen Zinsen
von 5-8 % die Kapitalkosten praktisch gleich hoch oder hoher sind. Fiir den Betrieb rechnet man in
Frankreich mit dhnlichen, fiir den Brennstoff mit etwas hoheren Kosten als in Finnland.

Die Kosten fiir einen Schweizer EPR wurden auf der Basis der franzosischen Zahlen abgeschitzt.
Investitionen und Betriebskosten wurden iibernommen, die Brennstoffkosten wurden an die Zahlen
aus Gosgen bzw. Leibstadt angepasst. Es resultieren Kosten von 4-5 Rp./kWh.

Fiir die Generation IV sind bisher erst Zielwerte bekannt. Es werden Kostenvorteile im Betrieb von
10-20 % und beim Bau von 20-30 % anvisiert. Daraus lassen sich Erzeugungskosten von 2.5-
3.5 Rp./kWh ermitteln. Gegeniiber heute sollen diese Kraftwerke also die Erzeugungskosten um 20-
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45 % reduzieren. Gegeniiber der Generation III/III+ liegt der Kostenvorteil zwischen 0 und knapp
30 % (siehe Tab. 11.21).

Tab. 11.21 Uberblick tiber die Erzeugungskosten GEN Il (Bestellungen/Schatzungen) und GEN IV (Zielwerte)

Erzeugungskosten EPR Finnland 3.7 Rp./kWh Offerte/Bestellung Finnland
GEN I+ EPR Serie 3.0-3.5 Rp./kWh Schéatzung Serievorteil
(Offerierte Werte) EPR Serie Frankreich 3.5-4.6 Rp./kWh Schatzung Frankreich

EPR CH 4.1-5.2 Rp./kWh (héhere Entsorgungskosten)
Erzeugungskosten Produktion ohne Kapital 1.7-2.0 Rp./kWh (10-20% red)
GEN IV Baukosten 1300-2600 CHF/kW, | (20-30% red)
(Zielwerte) Erzeugungskosten total 2.5-3.5 Rp./kWh Zielwerte

Perspektive CH mit Ersatzszenario

Fir die heutigen Kosten wird nicht mit einem Durchschnittswert gerechnet, sondern mit einer
Spannweite. Die heutigen 4.0-5.3 Rp./kWh diirften mit fortschreitender Abschreibung der bestehenden
Kernkraftwerke eher bei 4-5 Rp./kWh zu liegen kommen. Sollten Erfahrungen aus dem Ausland
zeigen, dass auch in der Schweiz mit tieferen Entsorgungskosten gerechnet werden kann, wiirden sich
die Erzeugungskosten um weitere 5-10 % reduzieren.

Mit der Generation III/III+ diirften die Kosten 2035/2050 sowohl im Szenario ,,Ersatz konstant® wie
auch im Szenario ,,Ersatz mit Ausnutzung der Standorte* mit 4.1-5.2 Rp./kWh etwa gehalten werden.
Falls die Generation IV in der Schweiz zum Einsatz kommt, sollten ab 2050 Erzeugungskosten um
4 Rp./kWh oder sogar darunter erreicht werden kénnen.
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11.9 Umweltauswirkungen und Sicherheitsaspekte

An dieser Stelle werden einige Umwelt- und Sicherheitsaspekte beleuchtet, die in der 6ffentlichen
Debatte diskutiert werden.

11.9.1 Kohlendioxid

Im Rahmen der Ecoinventstudien (Dones et al. 2004a), sind die Emissionen verschiedener
Energiesysteme itiber den gesamten Lebenszyklus untersucht, zusammengestellt und verglichen
worden. Selbst unter Beriicksichtigung von Rohstoffgewinnung, Bau, Betrieb und Entsorgung ist der
CO,-Ausstoss der Kernenergie immer noch sehr gering. Folgende Grafik (Fig. 11.33) zeigt sehr
deutlich auf, dass die Bezeichnung ,,CO,-frei” fiir Nuklearenergie verwendet werden kann. Der CO,-
Ausstoss liegt in der gleichen Gréssenordnung wie von Wasserkraft.
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Fig. 11.33 Vergleich des totalen Ausstosses an Treibhausgasremissionen (ausgedriickt als CO-aquivalent) fiir
verschiedene Stromerzeugungssysteme (Dones et al. 2004d)

11.9.2 Strahlenbelastung

Uber den gesamten Lebenszyklus betrachtet macht das Kernkraftwerk im Vergleich zur
Urangewinnung oder zur Rezyklierung nur den kleineren Anteil der Strahlenbelastung aus. Die
Abgabe von Radioaktivitdt iiber den gesamten Nuklearkreislauf an die Umgebung wihrend des
Normalbetriebs und die daraus errechenbaren Strahlendosen stellen nur einen Bruchteil (weniger als
1%) der natiirlichen Strahlenbelastung dar. Die Abgabe von radioaktiven Stoffen und Strahlung aus
den Kernkraftwerken an die Umgebung, wird dauernd iiberwacht und von mehreren untereinander
unabhéngigen Stellen (Betreiber und Behorden) kontrolliert. Die Strahlenbelastung in der Schweiz
kann laufend tber Internet, Teletext oder die Nationale Alarmzentrale abgefragt werden. Die Statistik
der letzten zwanzig Jahre zeigt, dass alle radioaktiven Abgaben der schweizerischen Kernkraftwerke
weit unter den erlaubten, sehr tief angesetzten Grenzwerten lagen.
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11.9.3 Entsorgung

Die Abfallmengen der Kernkraftwerke sind im Vergleich zu den meisten anderen Energietechnologien
klein. Durch Konditionierung werden die Abfille nach Sorten getrennt, kompaktiert und fiir die
Lagerung verpackt. Neuste Berechnungen der Nagra basieren auf 50/60 Betriebsjahren (PSI 2004) und
ergeben fiir alle Kernkraftwerke der Schweiz zusammen knapp 16'000 m® hochaktive und langlebige
Mittelaktive Abfille (Brennelemente (BE), Hochaktive Abfille (HAA), langlebige mittelaktive
Abfille (LMA)). Diese sollen in einem geologischen Tiefenlager sicher und von der Umwelt
abgeschlossen gelagert werden. Daneben entstehen ca. 90'000 m® schwach- und mittelaktive Abfille
(SMA), fiir die ein separates geologisches Lager mit einer Kapazitit von 100'000 m’ vorgesehen ist
(siehe Tab. 11.22).

Zum Vergleich: Kohlekraftwerke wiirden in dieser Zeit und fiir die gleiche Energiemenge etwa
25'000'000 m’ feste Abfille (Asche, Gips) hinterlassen, den Filterstaub nicht eingerechnet.

Tab. 11.22 Abfallvolumen der Schweizer Kernkraftwerke (PSI 2004)

Kategorie Volumen [m3]

Brennelemente BE 8’300
Hochaktive Abfille HAA 1°000
Langlebige Mittelaktive Abfille LMA 6’500

Total Lager BE/HAA/LMA 15’800
Schwachaktive Abfille Betrieb SMA 35’000
Schwachaktive Abfille Stillegung SMA 29’000
Schwachaktive Abfélle Wiederaufarbeitung SMA 4°000
Schwachaktive Abfélle Medizin, Industrie, Forschung MIF 22’000

Total Lager SMA SMA 90’000

Die Entsorgungsfrage wird unter anderem auch wegen den notwendigen langen Verschlusszeiten
kontrovers diskutiert. Die Fragen der Verteilung der Risiken und Lasten auf die Generationen oder
umgekehrt der Wahrung der Chancengleichheit, also einer gleichmissigen Verteilung der Ressourcen
mit dem Ziel, den Handlungsspielraum kiinftiger Generationen zu erhalten sind dabei sehr komplex
und ungelost. Als Ansatz dazu hat die Hauptabteilung fiir Sicherheit (HSK) eines der Ziele fiir ein
Endlager fiir hochaktive Abfille wie folgt formuliert:

“Die Freisetzung von Radionukliden aus einem verschlossenen Endlager infolge realistischerweise
anzunehmender Vorgdnge und Ereignisse soll zu keiner Zeit zu jihrlichen Individualdosen fiihren, die
0.1 mSy iiberschreiten.”

Diese Belastung entspricht 2,5 % der durchschnittlichen individuellen Gesamtbelastung durch
natiirliche und kiinstliche Strahlung in der Schweiz, die ca. 4 mSv betrégt.

Eine sichere Endlagerung von verglasten hochaktiven Abfillen in geeigneten Wirtgesteinskorper, wie
sie von der Nagra untersucht worden sind, ist heute zweifellos moglich, vorausgesetzt es kann ein
geeigneter Standort gefunden werden und die Lager werden nach dem Stand der Technik im
Untertagebau geplant und gebaut (nagra 2004).
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11.9.4 Sicherheit

Die Sicherheit von Kernanlagen wurde in den letzten 25 Jahren erheblich gesteigert. Die
Sicherheitsvorschriften wurden massiv verschirft und laufend angepasst. Die International Nuclear
Safety Advisory Group (INSAG) der IAEA verdffentlicht periodisch Minimalstandards und
Empfehlungen fiir bestehende und neue Kraftwerke, die letzte Uberarbeitung erfolgte 1999 (INSAG
12). Die Vorschriften der Elektrizitidtswirtschaft (utility requirements) der USA (URD) und der EU
(EUR) gehen meist dariiber hinaus.

Die Mindestanforderungen fiir die Eintretenswahrscheinlichkeit einer Kernschmelze (Core Damage
Frequency CDF) sind in der INSAG-12 Empfehlung fiir neue Kernkraftwerke um zwei
Grossenordnungen auf 10™ pro Reaktorjahr verschirft worden. Bestehende Anlagen miissen um eine
Grossenordnung auf mindestens 10 pro Reaktorjahr nachgeriistet werden (siehe Fig. 11.34). Da die
Kernkraftwerke des Westens diese Forderung im Allgemeinen langst erfiillen, sind von dieser Vorgabe
insbesondere Reaktoren des ehemaligen Ostblocks und Russlands betroffen. Der Zielwert des CDF fiir
neue europiische Anlagen liegt bei 10° pro Reaktorjahr (EUR). Die Wahrscheinlichkeit einer
massgeblichen Freisetzung von Radioaktivitit (Large Release Frequency, LRF) wird noch eine
Grossenordnung tiefer angesetzt (107 pro Reaktorjahr).

In der Schweiz sind die Kraftwerke Beznau und Miihleberg Ende der 80er Jahre (noch vor INSAG 3)
mit umfangreichen Nachriistungsprogrammen (NANO und SUSAN) auf einen neuen Stand gebracht
worden, der bereits damals die spétere INSAG 12 Empfehlung fiir neue Kernkraftwerke erfiillte. Die
beiden Kernkraftwerke Gosgen und Leibstadt tibertreffen diesen Standard und entsprechen etwa dem
Standard der franzosischen Kraftwerke der N4 Klasse.

Unter den wichtigen Energieerzeugungsketten (ohne Neue Erneuerbare) weisen die westliche
Wasserkraft und die Nuklearenergie die niedrigsten zu erwartenden Todesraten (Todesfille pro
produzierte GWh) aufgrund schwerer Unfille auf. Dies widerspiegelt sich auch in entsprechend tiefen
damit verbundenen externen Kosten. Gleichzeitig ist das Ausmass der Schiden eines extremen
Unfalles fiir Nuklearenergie und Wasserkraft am gréssten. Die Bewertung dieser Tatsache héngt stark
von den Priorititen der Interessensgruppen ab und beeinflusst zusammen mit den Entsorgungsfragen
die Positionierung der Nuklearenergie im Nachhaltigkeitskontext (Hirschberg 1998; Burgherr et al.
2004).
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1995)
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11.10 Schlussfolgerungen
Potenzial

Bei einem Ersatz der bestehenden Kernkraftwerke durch neue Anlagen der EPR-Klasse mit maximaler
Nutzung der Standorte kann auch mit der zu erwartenden Bedarfszunahme (Mittelwert aus der
Vorschau 95 [Baumberger 1995; Wiederkehr & Brunner 2003a]) der Anteil der Kernenergie am CH-
Strommix von rund 40 % etwa gehalten werden. Falls beim Ersatz von Leibstadt bereits ein Reaktor
der Generation IV einsatzbereit ist, konnte dieser Anteil sogar auf 50 % gesteigert werden.

Die Produktion der Kernkraftwerke in der Schweiz an den bestehenden Standorten kann mit EPRs bis
2035 um 20 % gegeniiber heute gesteigert werden. Bis 2050 ist eine Steigerung um 40 % gegeniiber
heute moglich. Im Falle eines Generation IV Reaktors fiir Leibstadt ist wegen des besseren
Wirkungsgrades sogar eine Steigerung der Kernenergieproduktion um 75 % moglich.

Konkurrenzfihigkeit/Kosten

Aufgrund der Kostenanalyse hat sich gezeigt, dass die Nuklearenergie mit dem bestehenden Park und
den fortgeschrittenen Reaktoren gegeniiber heute favorisierten Alternativen wie Gas sehr
konkurrenzfahig ist. Einzig Kohle liegt etwa gleich, oder in einigen Léndern (z.B. USA) knapp unter
der Kernenergie. Neue Kohle-Kraftwerke diirften aber eher teurer sein als Kernkraftwerke.

Mit den neuen Reaktoren der Generation III/III+ wie dem EPR diirften die Stromerzeugungskosten in
der Schweiz leicht sinken (4-5 Rp./kWh) und entsprechen etwa den mittelfristig zu erwartenden
Kosten der bestehenden Reaktoren.

Ziele der kiinftigen Generation IV sind Reduktion der Betriebskosten um 10-20% und der Baukosten
um 10-30%. Werden diese Ziele erreicht, konnen die Erzeugungskosten gegeniiber heute um 20-45%,
gegeniiber der Generation III/I11+ um bis zu 30% gesenkt werden.

Die Konkurrenzfihigkeit der Kernenergie wird durch steigende Gas-/Olpreise und die Einfiihrung
einer CO,-Abgabe verbessert und durch steigende Zinsen verschlechtert. Da beide Effekte in der
globalen Wirtschaft meist gleichzeitig auftreten, ist schwierig zu sagen, ob sich eine Preiserhhung der
fossilen Energietréger, wie sie zur Zeit eingetreten ist, fordernd auf die Kernenergie auswirkt. Da 50%
der heute jahrlich zugebauten Kapazitit gasbetriebene Anlagen sind, diirfte der Preisdruck auf Gas
weiter zunehmen.

Auswirkungen

Die Ausschopfung des Potenzials der Kernenergie an den bestehenden Standorten erlaubt die
Beibehaltung des praktisch CO,-freien Energiemixes in der Schweiz. Die neuen Kernkraftwerke der
Generationen III/IlI+ und IV haben eine 10-100 mal kleinere Wahrscheinlichkeit fiir einen
Kernschmelzunfall als die Anlagen der Generation II und sind so ausgelegt, dass selbst die
Auswirkungen schwerster Unfille in der Anlage begrenzt bleiben und keine Belastungen fiir die
Umgebung verursachen. Die Freisetzung von Radioaktivitidt in die Umgebung ist bei den neuen
Kernkraftwerken praktisch unmoglich und auch die anfallenden Abfallmengen werden erheblich
reduziert.

Reaktoren der Generation IV und kombinierte Kraftwerkparks aus Reaktoren der Generation III/I11+
und IV konnten die Abfallmengen langfristig stark reduzieren und die Radiotoxizitdt erheblich
vermindern. Letztere konnte damit bereits nach wenigen hundert Jahren auf das Niveau jener von
Natururan abgesenkt werden, sodass die notwendigen Verschlusszeiten im Endlager und damit das
Langfristrisiko erheblich reduziert.

Entscheidend fiir die Nutzung des Potenzials der Kernenergie, wird deren Akzeptanz in der
Bevolkerung sein. Diese wiederum wird stark vom Vertrauen in die Technologie und von der Losung
der Entsorgungsfrage aber auch von der generellen Wirtschaftslage beeinflusst.
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11.11 Abkiirzungsverzeichnis

ABWR Advanced Boiling Water Reactor
AGR Advanced Gas-cooled Reactor
ALMR Advanced Liquid Metal Reactor
ALWR Advanced Light Water Reactor

AP600/1000  Advanced Pressurized Water Reactor 600/1000
APR1400 Advanced Power Reactor 1400

BE Brennelement; fiir Endlager, konditionierte Brennelemente in Behilter
BFE Bundesamt fiir Energiewirtschaft (CH)

BWR Boiling Water Reactor, Siedewasserreaktor
CANDU Canada Deuterium Uranium, Reactor

DOE Department of Energy (U.S.A.)

EDF Electricité de France

EPR European Pressurized Water Reactor

ESBWR European Simplified Boiling Water Reactor

EU Europédische Union

FBR Fast Breeder Reactor

GFR Gas-Cooled Fast Reactor (GEN V)

GIF Generation 1V International Forum

GT-MHR Gas Turbine — Modular High-Temperature Reactor
HAA Hochaktive Abfille aus Wiederaufarbeitung

HSK Hauptabteilung fiir die Sicherheit von Kernanlagen (CH)
HTGR High-Temperature Gas Reactor

IAEA International Atomic Energy Agency

IEA International Energy Agency

IPCC Intergovernmental Panel on Climate Change

IRIS International Reactor Innovative and Secure

ISL In situ leaching, In situ Laugverfahren

KEG Kernenergiegesetz

KKB Kernkraftwerk Beznau (I und II)

KKG Kernkraftwerk Gosgen

KKL Kernkraftwerk Leibstadt

KKM Kernkraftwerk Miihleberg

KKW Kernkraftwerk

LFR Lead-Cooled Fast Reactor (GEN 1V)

LMA Langlebige mittelaktive Abfélle

LMR Liquid Metal-Cooled Reactor
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LWR Light Water Reactor

MAA Mittelaktive Abfille

MHTGR Modular High Temperature Gas-Cooled Reactor

MOX Mixed Oxide Fuel (U, Pu) O,

MSR Molten Salt Reactor (GEN 1V)

Nagra Nationale Genossenschaft fiir die Lagerung radioaktiver Abfille
NEA Nuclear Energy Agency

NEI The Nuclear Energy Institute

NRC (US) Nuclear Regulatory Commission

OECD Organisation for Economic Cooperation and Development
PBMR Pebble Bed Modular Reactor

PSI Paul Scherrer Institut, Villigen/Wiirenlingen (CH)

PWR Pressurized Water Reactor; Druckwasserreaktor

RBMK Reactor Bolshoi Moshchnosti Kanalnyi

SCWR Supercritical Water-Cooled Reactor (GEN 1V)

SFR Sodium-Cooled Fast Reactor (GEN 1V)

SMA Schwache und kurzlebige, mittelaktive Abfille aus Betrieb, Abbruch und

Dekontamination der Anlagen sowie aus der Wiederaufbereitung
S-PRISM Super-Power Reactor Inherently Safe Module
SVA Schweizerische Vereinigung fiir Atomenergie

SWR-1000 Siedewasser Reactor-1000

UIC Uranium Information Centre
VHTR Very-High-Temperature Reactor (GEN 1V)
VSE Verband der Schweizerischen Elektrizitdtsversorgungsunternehmen

ZWILAG Zentrales Zwischenlager fiir radioaktive Abfille Wiirenlingen (CH)

421



Neue Nuklearanlagen

11.12 Literaturverzeichnis

AREVA 2003

Baumberger 1995

BFE 2004a

Brogli et al. 1996

Burgherr et al. 2004

BWG 2002

CFCL 2000

DGEMP 2003

Dones et al. 2004a

Dones et al. 2003

Dones et al. 2004c¢

Dones et al. 2004d

Fontaine 2003

Framatome 2003

Gantner et al. 2001

AREVA (2003) Dossier de Presse, Olkiluoto 3, Un projet EPR clé en main en
Finlande.

Baumberger H. (1995) Bulletin VSE/SEV; 20/95: Vorschau 1995 auf die
Elektrizitdtsversorgung der Schweiz bis zum Jahr 2030. SEV/VSE.

BFE (2004a) Gesamte Erzeugung und Abgabe elektrischer Energie in der
Schweiz fiir das Jahr 2003. Bundesamt fiir Energie, Bern.

Brogli R., Foskolos K., Goetzmann C., Kroeger W., Stanculescu A. and Wydler
P. (1996) Fortgeschrittene Nukleare Systeme im Vergleich. PSI Bericht Nr 96-
17. Paul Scherrer Institut, PSI, Villigen.

Burgherr P., Hirschberg S. and Heck T. (2004) Comparative Assessment of
Severe Accident Risks in the Energy Sector; to be published. Paul Scherrer
Institut PSI, Villigen; Switzerland.

BWG (2002) Bundesamt fiir Wasser und Geologie, Daten. Bezogen von
http://www.bwg.admin.ch/service/hydrolog/d/index.htm.

CFCL (2000) CFCL SOFC Status Report. In proceedings from: European Solid
Oxide Fuel Cell Forum; European Fuel Cell Forum, Luzern.

DGEMP (2003) Cotts de référence de la production électrique, document de
travail. Ministere de L'économie des Finances et de l'industrie.

Dones R., Bauer C., Bolliger R., Burger B., Faist Emmenegger M., Frischknecht
R., Heck T., Jungbluth N. and Roéder A. (2004a) Sachbilanzen von
Energiesystemen: Grundlagen fir den 6kologischen Vergleich von
Energiesystemen und den Einbezug von Energiesystemen in Okobilanzen fiir die
Schweiz. Final report ecoinvent 2000 No. 6. Paul Scherrer Institut Villigen,
Swiss Centre for Life Cycle Inventories, Diibendorf, CH, Online-Version unter:
www.ecoinvent.ch.

Dones R., Bauer C. and Heck T. (2003) Kernenergie. In: Sachbilanzen von
Energiesystemen: Grundlagen fiir den Okologischen Vergleich von
Energiesystemen und den Einbezug von Energiesystemen in Okobilanzen fiir die
Schweiz (Ed. Dones R.). Paul Scherrer Institut Villigen, Swiss Centre for Life
Cycle Inventories, Diibendorf, CH, Online-Version unter: www.ecoinvent.ch.

Dones R., Heck T. and Hirschberg S. (2004c) PSI Scientific Report
2003/Volume 1IV: Greenhouse Gas Emissions from Energy Systems:
Comparison and Overview. Paul Scherrer Institut, Villigen, CH. Paul Scherrer
Institut, Villigen, CH.

Dones R., Heck T. and Hirschberg S. (2004d) Greenhouse gas emissions from
energy systems: comparison and overview. In: Encyclopedia of Energy, Vol. 3,
pg. 77 95, Elsevier. Paul Scherrer Institut, Villigen, CH.

Fontaine N. (2003) Livre blanc sur les energies, présentation par le ministre
déléguée a l'industrie.

Framatome (2003) Communiqué de presse 2003, TVO signe avec le consortium
AREVA-Siemens un contrat pour la construction d'un EPR en Finlande,
18/12/2003.

Gantner U., Jakob M. and Hirschberg S. (2001) Perspektiven der zukiinftigen
Strom- & Wirmeversorgung fiir die Schweiz; PSI Bericht Nr 01-12. Paul
Scherrer Institut, PSI, Villigen.

422



Neue Nuklearanlagen

GIF 2002a

GIF 2002b

GSchG 1991

Hirschberg 1998

Hirschberg & Jakob 1999

TIAEA 2002

IAEA 2003a

IAEA 2003b

TAEA 2004a

IAEA 2004b
IAEA 2004c

ITASA/WEC 1998

IPCC 2000

KEG 2005

KKB 2003

KKB 2004

KKG 2000

KKG 2002

KKL 2002

KKL 2003

GIF (2002a) A Technology Roadmap for Generation IV Nuclear Energy
Systems. US DOE Nuclear Energy Research Advisory Committee and Gen IV
International Forum, Online-Version unter: http://gen-iv.ne.doe.gov/.

GIF (2002b) Generation IV Roadmap Fuel Cycle Assessment Report. Nuclear
Energy Research Advisory Committee and Gen IV International Forum, Online-
Version unter: http://gen-iv.ne.doe.gov/.

GSchG (1991) Bundesgesetz vom 24. Januar 1991 iiber den Schutz der
Gewdsser (Gewdsserschutzgesetz, GSchG). Bezogen von
http://www.admin.ch/ch/d/sr/c814 20.html.

Hirschberg S. (1998) Comparative Assessment of Severe Accident Risks in the
Energy Sector; Hirschberg et al. Paul Scherrer Institut PSI, Villigen.

Hirschberg S. and Jakob M. (1999) Cost Structure of the Swiss Electricity
Generation under Consideration of External Costs, SAEE Seminar.

IAEA (2002) Working Materials Advances Technologies For Light Water
Reactors and Heavy Water Reactors. International Atomic Energy Agency
(IAEA), Wien, Online-Version unter: http://www.iaea.org.

IAEA (2003a) Nuclear Technology Review, 2003 update. International Atomic
Energy Agency (IAEA), Wien.

IAEA (2003b) Energy, Electricity and Nuclear Power Estimates for the Period
up to 2030. International Atomic Energy Agency (IAEA), Wien.

IAEA (2004a) Nuclear Power Plant Database. Bezogen von
http://www.iaea.org/programmes/a2/index.html.

TIAEA (2004b) verschiedene Informationen. Bezogen von http://www.iaea.org/.

IAEA (2004c) Status of Advanced Light Water Reactors Designs 2004.
International Atomic Energy Agency (IAEA), Wien.

ITASA/WEC (1998) Global Energy Perspectives. (ed. Nebojsa). Cambridge
University Press, Cambridge.

IPCC (2000) Emission Scenarios. (ed. Nebojsa). Cambridge University Press,
Cambridge.

KEG (2005) Kernenergiegesetz des Bundesrates, Online-Version unter:
http://www.energie-schweiz.ch/internet/03022/?1lang=de.

KKB (2003) Informationen zum Kernkraftwerk Beznau, NOK AG. Bezogen
von www.atomenergie.ch und www.nok.ch/nuclearenergy/kkb.asp (2004).

KKB (2004) Mitteilung zu den Gestehungskosten durch das Kernkraftwerk
Beznau, NOK AG, telefonische und elektronische Kommunikation.

KKG (2000) Technik und Betrieb. Kernkraftwerk Gosgen-Diniken AG,
Daniken, Online-Version unter: www.kkg.ch.

KKG (2002) Geschiftsbericht des Kernkraftwerks Gosgen 2002. Kernkraftwerk
Gosgen-Dianiken AG, Déniken, Online-Version unter: www.kkg.ch.

KKL (2002) Geschiftsbericht Kernkraftwerk Leibstadt 2002. Kernkraftwerk
Leibstadt AG, Leibstadt, Online-Version unter: www.kkl.ch.

KKL (2003) Technische Beschreibung. Kernkraftwerk Leibstadt AG, Leibstadt,
Online-Version unter: www.kkl.ch.

423



Neue Nuklearanlagen

KKM 2004

Koelzer 2004
Kroger & Fischer 1998
MIT 2003

nagra 2004

NEI 2004

NEPDG 2001

OECD/IEA 2002b

OECD/NEA 2001

OECD/NEA 2002a

PSI12002

PSI 2004

RAE 2004

SGK 1992

SVA 2001

SVA 2004a

SVA 2004b

Tarjanne & Loustarinen 2002

Tolley & Jones 2004

UAK 2001

KKM (2004) Informationen zum Kernkraftwerk Mihleberg, Bernische
Kraftwerke AG, BKW. Bezogen von www.atomenergie.ch und www.bkw-
fmb.ch/pubweb/page/bkw-
fmb/company/energiequellen/kernkraft/kernkraft D.html (2004).

Koelzer K. (2004) Lexikon der Kernenergie. Forschungszentrum Karlsruhe.
Kroger W. and Fischer P. (1998) Balancing Safety and Economics. Top Save 98.

MIT (2003) The Future of Nuclear Power, an Interdisciplinary MIT Study.
Massachusetts Institute of Technology, MIT.

nagra (2004) Anlagen- und Betriebskonzept eines geologischen Tiefenlagers. In:
Bulletin: Technisch-wissenschaftliche Fachbeitrdge zur nuklearen Forschung;
Wettingen, 35/2004, pp.

NEI (2004) Nuclear Energy Institute, verschiedene Informationen. Bezogen von
http://www.nei.org/.

NEPDG U. (2001) National Energy Policy; Reliable, Affordable, and
Environmentally Sound Energy for America's Future. US National Energy
Policy Development Group.

OECD/IEA (2002b) Innovative Nuclear Reactor Development, Opportunities for
International Co-operation. Organisation for Economic Cooperation and
Development (OECD) & International Energy Agency (IEA), Paris.

OECD/NEA (2001) Trends in the Nuclear Fuel Cycle. OECD/NEA, Paris.

OECD/NEA (2002a) Uranium 2001: Resources, Production and Demand.
OECD/NEA & IAEA, Paris.

PSI (2002) Energie-Spiegel, Nr.7. (ed. Foskolos K., Kréger W., Hirschberg S.
and Schmid R.). Paul Scherrer Institut (PSI);, Villigen.

PSI (2004) Report for the Audit 2004, Laboratory for Waste Management. Paul
Scherrer Institut, Nuclear Energy and Safety Research Department, Villigen,
CH.

RAE (2004) The costs of generating electricity. Royal Academy of Engineering
(RAE), London, Online-Version unter:
http://www.raeng.org.uk/news/temp/cost_generation_report.pdf.

SGK (1992) Aemmer et al.; Geschichte der Kerntechnik in der Schweiz,
Schweizerische Gesellschaft der Kernfachleute SGK. Olynthus Verlag.

SVA (2001) SVA Informationstagung: Die Kernenergie im offenen Strommarkt.
Schweizerische Vereinigung fiir Atomenergie.

SVA (2004a) Schweizerische Vereinigung fiir Kernenergie. Verschiedene
Informationen. Bezogen von http://www.atomenergie.ch/home/home.cfm.

SVA (2004b) SVA-Bulletin: Bericht tiber den Betrieb der Schweizerischen
Kernkraftwerke: Jahresriickblick 2003/2002. Bezogen von
http://www.atomenergie.ch/home/home.cfm.

Tarjanne R. and Loustarinen K. (2002) Economics of Nuclear Power in Finland.

Tolley G. and Jones D. (2004) The Economic Future of Nuclear Power, draft.
University of Chicago.

UAK (2001) Ermittlung der Entsorgungskosten der Schweizer Kernkraftwerke,
Aktualisierung 2001. Unterausschuss Kernenergie (UAK) (ab 2004
swissnuclear), Olten.

424



Neue Nuklearanlagen

UIC 2002

UIC 2004

UVEK 2004

Wiederkehr & Brunner 2003

ZWILAG 2004

UIC (2002) ITAM 5, Introduction to Australia's Minerals: Uranium. Bezogen
von http://www.uic.com.au/.

UIC (2004) Uranium Information Centre. Verschiedene Informationen. Bezogen
von http://www.uic.com.au/.

UVEK (2004) Verschiedene Informationen zum Stilllegungsfonds und
Entsorgungsfonds fiir Kernkraftwerke. Bezogen von
http://www.stilllegungsfonds.ch.

Wiederkehr K. and Brunner F. (2003) Deckung der Stromnachfrage: Das
Milchbiichlein reicht nicht. SEV/VSE Bulletin 8/03.

ZWILAG (2004) Verschiedene Informationen zur ZWILAG Zwischenlager
Wiirenlingen AG. Bezogen von http://www.zwilag.ch/.

425



426



Schlussfolgerungen

12 Schlussfolgerungen

Im vorliegenden Bericht werden das Potenzial und die Kosten der Stromerzeugung aus Neuen
erneuerbaren Energietrigern und neuen Nukleartechnologien untersucht, wobei der Schwerpunkt auf
deren Einsatz in der Schweiz liegt. Ausserdem wird der Import von Strom aus einigen erneuerbaren
Optionen untersucht. Grosses Augenmerk wird auch auf die jeweiligen Technologien und deren
Fortschritte innerhalb des Untersuchungszeitraums dieser Studie gelegt.

Neue erneuerbare Energietrager und die Kernenergie unterscheiden sich grundlegend hinsichtlich ihrer
Charakteristika, dem Grad der Marktreife, der wirtschaftlichen Wettbewerbsfihigkeit und 6ffentlichen
Wahrnehmung. Es gibt jedoch zumindest ein gemeinsames Merkmal: beide stellen wichtige Beitrége
zur Klimaschutzpolitik dar. Die vorliegende Arbeit untersucht, wie gross diese Beitrige im
Zusammenhang mit der Schweizer Stromproduktion innerhalb der nidchsten 30-40 Jahre sein konnten,
welche Kosten bei den verschiedenen Varianten erwartet werden konnen und welche Hindernisse
iiberwunden werden miissen, bevor das Mogliche auch realisiert werden kann.

Im Folgenden sind die wichtigsten Schlussfolgerungen zusammengefasst.

12.1 Elektrizitat aus Neuen Erneuerbaren in der Schweiz

o Kleinwasserkraftwerke

Die Stromerzeugung in Kleinwasserkraftwerken stellt in der Schweiz eine 6konomisch und
6kologisch interessante Option dar. Die heutige Stromerzeugung von etwa 3400 GWh/a sollte in
Kraftwerken <10 MW in natiirlichen Gewissern etwa auf 5600 GWh/a erhoht werden kénnen,
wobei die Stromgestehungskosten grossteils bei etwa 10-25 Rp./kWh liegen diirften. Das
6konomisch und 6kologisch interessante Ausbaupotenzial fiir Kraftwerke <1 MW liegt im Bereich
von 200-300 GWh/a; der Beitrag von Anlagen <300 kW diirfte bei etwa 150 GWh/a liegen. Auch
bei Trink- und Abwasserkraftwerken besteht mit 90 GWh/a bzw. 20 GWh/a ein 6konomisch und
okologisch interessantes Ausbaupotenzial.

e Windenergie

In der Schweiz ist in Windparks eine Stromerzeugung von rund 600 GWh/a bis ins Jahr 2035
moglich. Die aktuell installierten Windkraftanlagen produzieren zum Vergleich etwa 5.4 GWh/a.
Bei einem Vollausbau aller Windparkstandorte bis ins Jahr 2050 kann ein realistisches technisches
Windkraftpotenzial in der Grossenordnung von 1150 GWh/a erreicht werden. Dieses verteilt sich
auf 96 Standorte, wobei die meisten im Jurabogen sowie in den Voralpen und Alpen identifiziert
wurden. Aus Einzelanlagen, welche ebenfalls die Kriterien des Konzepts Windenergie Schweiz
erfiillen, konnten zusétzlich 2850 GWh/a Windstrom produziert werden. Obwohl die Windenergie
technologisch etabliert ist, besteht ein Potenzial fiir Verbesserungen sowie Kostenreduktionen, vor
allem da in der Schweiz bisher mit Ausnahme des Mont Crosin keine grosseren Anlagen gebaut
wurden. Fiir 2020 koénnen durchschnittliche Gestehungskosten im Bereich von 12.9-14.3 Rp./kWh
erwartet werden, fiir 2035 zwischen 12.0-13.8 Rp./kWh, wihrend fir 2050 nur noch eine
geringfligige Reduktion auf etwa 11.6-13.8 Rp./kWh zu erwarten ist.

e Biomasse

Aufgrund der grossen Bandbreite von Optionen zur Biomassenutzung und beschrinkter
Ressourcen konnte der Bereich Biomasse nicht in sehr umfassender Weise behandelt werden. Der
Schwerpunkt in diesem Teil lag in der Identifizierung und Présentation der technologischen
Moglichkeiten und Trends bei der Stromerzeugung aus Biomasse. Das okologisch nutzbare
Biomassepotenzial in der Schweiz ldsst eine deutliche Steigerung der Stromproduktion aus
Biomasse zu. Einerseits sind Steigerungen der Mengen der fiir die energetische Nutzung
geeigneten Biomassesortimente zu erwarten, andererseits wird die Entwicklung der
Umwandlungstechnologien den Verstromungswirkungsgrad um einen Faktor 2 bis 3 steigern
konnen, wodurch sich das Stromerzeugungspotenzial entsprechend erhoht. Die Kosten-
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entwicklung hingt zum einen von der Kostenentwicklung in der Landwirtschaft bzw.
Forstwirtschaft ab, zum anderen von den Entsorgungsgebiihren, welche fiir die Verwertung von
Abfillen erhoben werden konnen. Die Kostenentwicklung fiir die Umwandlungstechnologien
hiangt zu einem grossen Teil (mind. 50%) von den Entwicklungen in der Nutzung von fossilen
Ressourcen ab. Insbesondere hingen die Einsatzméglichkeiten der Brennstoffzellentechnologien
davon ab, ob sich diese auf dem Markt der fossilen Stromerzeugung bzw. WKK durchsetzen
werden.

Photovoltaik

Das Photovoltaik-Potenzial ist in ndchster Zukunft nicht durch die zur Verfiigung stehende Flache
beschriankt, da schon auf den am besten geeigneten Dachfldchen PV-Anlagen mit einer Leistung
von knapp 11 GW, installiert werden konnten, was einer Stromproduktion von 9.4-13.7 TWh/a
entsprechen wiirde. Fiir eine rasche Markteinfithrung der PV-Anlagen in der Schweiz ist der Strom
aus heute kommerziell erhiltlichen PV-Modulen deutlich zu teuer; trotz der vorhergesagten
Verringerung der Kosten wird Photovoltaik die teuerste Option der Stromerzeugung aus den in
dieser Studie untersuchten erneuerbaren Energiequellen bleiben. Die prognostizierten Kosten der
Stromerzeugung mit kleinen Dachanlagen liegen im Jahr 2020 im Schweizer Mittelland im
Bereich von 44-51 Rp./kWh, in den Alpen bei 28-37 Rp./kWh, im Jahr 2035 im Mittelland im
Bereich von 32-42 Rp./kWh, in den Alpen bei 23-30 Rp./kWh. In Anbetracht der bis 2020
deutlich hoheren Kosten ist ohne gezielte Forderungs- und Lenkungsmassnahmen eine
Fortsetzung des Trends der letzten 10 Jahre zu erwarten, welche eine lineare Zunahme zeigten
(Fig. 7.6). Damit wiirde im Jahr 2020 lediglich eine Stromproduktion von rund 0.04 TWh/a, im
Jahr 2035 etwa 0.1 TWh/a erreicht, d.h. nur ein geringer Bruchteil des technisch erschliessbaren
Potenzials wiirde ausgeniitzt. Beim Zugrundelegen des historischen Wachstums seit 1990 (Fig.
7.26) ergeben sich deutlich hohere Werte von 0.7-2.8 TWh/a. Um solch eine hohe jihrliche
Stromproduktion zu erreichen, wire jedoch eine starke, zielgerichtete Forderung der Photovoltaik
notig.

Geothermie

In der Schweiz existiert ein sehr grosses Potenzial zur geothermalen Stromerzeugung. Der
hauptsédchliche Vorbehalt liegt in den bestehenden Unsicherheiten in Bezug auf die Ressource und
die prognostizierten Kosten der Stromerzeugung. Die potenzielle Ressource ist jedoch so
umfangreich, dass auch eine grosse Unsicherheit in deren genauem Umfang relativ unbedeutend
ist. Auf der anderen Seite konnten Unsicherheiten beziiglich der Kosten ausschlaggebend dafiir
sein, ob die geothermale Stromerzeugung von Interesse sein wird. Die entscheidenden kosten-
bezogenen Unsicherheiten sind die geologischen Daten der Ressourcen (besonders eine Kartierung
geothermaler Gradienten, die Permeabilitdt und die Séttigung des Gesteins) sowie die damit
verbunden Kapitalkosten (insbesondere Bohrkosten). Die in der vorliegenden Studie
durchgefiihrten Abschitzungen lassen den Schluss zu, dass die zukiinftigen Stromgestehungs-
kosten im Bereich von 7-15 Rp./kWh liegen konnten.

12.2 Import erneuerbarer Elektrizitat

Allgemeine Einschrinkungen

Die Grundvoraussetzung fiir den Stromimport aus Windkraft-, solarthermischen oder
Wellenkraftwerken ist das Vorhandensein von ausreichenden Ubertragungskapazititen in die
Schweiz. Fir Lander, welche sich fiir eine derartige Elektrizititserzeugung in einer guten Position
befinden, wird die Prioritdt auf der Deckung des eigenen Bedarfs liegen. Das hat zur Folge, dass
der Zugang zu solchen Importen in Zukunft hochst unsicher ist.

Windenergie

Zur Abschétzung des Potenzials zum Import von Windstrom kdnnen Szenarien entwickelt werden;
ob und in welchem Umfang ein Import ab dem Jahr 2020 aber eine mogliche Option darstellt,
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hiangt jedoch weitgehend von den politischen Rahmenbedingungen ab. Ein weiterer kritischer
Faktor ist, dass heutige Abschitzungen darauf hindeuten, dass die Preise fiir den Windstromimport
nicht viel tiefer sein diirften als jene fuir die Produktion in der Schweiz.

Solarthermische Stromerzeugung

Der Stromimport aus solaren Kraftwerken im Mittelmeerraum stellt fiir die Schweiz als Bestand-
teil des Portfolios erneuerbarer Energien ldngerfristig eine interessante Option dar. Im Vorder-
grund steht dabei zweifellos die Stromerzeugung in solarthermischen Kraftwerken zur direkten
Einspeisung des Solarstroms ins Elektrizititsnetz. Etwa ab dem Jahr 2030 konnte der Stromimport
mittels Hochspannungs-Gleichstromiibertragung aus solarthermischen Kraftwerken im Mittel-
meergebiet einen wichtigen Beitrag zum européischen Strom-Mix leisten. Fiir Deutschland wird
etwa erwartet, dass im Jahr 2050 in der Mittelmeerregion 9 GW. installierter Leistung fir den
Import aus solarthermischen Kraftwerken zur Verfiigung stehen konnten. Solarthermische
Kraftwerke koénnen an guten Standorten ohne Energiespeicher etwa 2000 bis 3000 Stunden pro
Jahr im reinen Solarbetrieb arbeiten. Daraus ergeben sich Stromgestehungskosten von heute rund
14-26 Rp./kWh.,. Wenn die vorhandenen Kostensenkungspotenziale der anstehenden globalen
Markteinfithrung realisiert werden, konnen diese Kosten innerhalb des kommenden Jahrzehnts
halbiert werden.

Solarchemische Stromerzeugung

Solarchemische Kraftwerke bieten die Moglichkeit zur flexiblen Speicherung der Sonnenenergie
in Energietrdgern wie Wasserstoff oder Zink, woraus nach Bedarf Strom fiir stationdre oder
mobile Anwendungen erzeugt werden kann. Im Gegensatz zu in solarthermischen Kraftwerken
verwendeten thermischen Warmespeichern erlaubt Zink eine dusserst flexible Speicherung auch
tiber lingere Zeit. Die geringfiigig hoheren Kosten diirften somit angesichts der stindigen
Verfligbarkeit des Solarstroms akzeptabel sein. Léngerfristig konnte in Solarkraftwerken im
Mittelmeerraum sauberer Wasserstoff fiir den Export nach Mitteleuropa produziert werden.

Wellenkraft

Die Wellenkraftressource ist von signifikantem Ausmass, aber im Vergleich zu einigen anderen
erneuerbaren Ressourcen nicht iibermissig gross. Die Kosten erscheinen viel versprechend,
basieren jedoch bisher auf einer sehr geringen Anzahl von betriebenen Anlagen. Es konnte sich
jedoch heraus stellen, dass die heutigen Schétzungen zu optimistisch sind. Insgesamt scheinen die
Chancen fuir einen substanziellen Stromimport aus Wellenkraftwerken in die Schweiz nicht allzu
gross.

12.3 Abschliessende Anmerkungen zu den Perspektiven der

Neuen Erneuerbaren

Okologie

Die okologische Performance der erneuerbaren Energietriager ist grossteils gut. Einige Aspekte
konnten jedoch problematisch sein. Lokale okologische Auswirkungen mancher Kleinwasser-
kraftwerksprojekte sind beispielsweise solche. Konventionelle, dezentralisierte Biomasse-
Technologien weisen relativ hohe Partikelemissionen auf. Die gesamte FEnergiekette der
Photovoltaik verursacht relativ grosse Mengen an nicht radioaktivem Abfall und abhéngig von der
Technologie kann bei der Herstellung auch eine korrekte Handhabung von relativ grossen Mengen
an toxischen Substanzen erforderlich sein. Parallel zur fortschreitenden technologischen
Entwicklung der Neuen Erneuerbaren besteht auch im Hinblick auf diese Aspekte erhebliches
Potenzial fiir Verbesserungen.
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o Akzeptanz

Erneuerbare Energietriger weisen grundsitzlich eine hohe offentliche Akzeptanz auf. Dies gilt
auch fiir die Windenergie, was die Akzeptanz im Allgemeinen betrifft. Auf lokaler Ebene kann
jedoch starker Widerstand gegen konkrete Windkraftprojekte auftreten, da diese immer wieder
Opposition aufgrund von Landschaftsschutzaspekten ausgesetzt sind.

e  Marktreife

Die Entwicklungsgrade der verschiedenen hier untersuchten Technologien zur erneuerbaren
Stromerzeugung unterscheiden sich sehr deutlich. Kleinwasserkraft ist eine ausgereifte
Technologie; Windenergie ist technologisch etabliert — Potenzial fiir weitere Verbesserungen ist
aber vorhanden; Photovoltaik, Solar- und Geothermie sind aufkommende Technologien, welche
ein deutliches Verbesserungspotenzial aufweisen.

e Relativ hohe Kosten als Hindernis fiir eine deutliche Ausweitung

Trotz der zu erwartenden Fortschritte, welche zu Kostenreduktionen fiithren werden, kann davon
ausgegangen werden, dass die auf Neuen erneuerbaren Energietragern basierende Stromerzeugung
in der Schweiz deutlich teurer bleibt als die Grundlast-Stromproduktion in grossen Wasser- oder
Kernkraftwerken®. Dasselbe gilt auch im Vergleich zu fossilen Energietrigern, insbesondere zu
Gas, ausser wenn sich der Anstieg der Brennstoffpreise fortsetzt. Eine Internalisierung der
externen Kosten wiirde die Wettbewerbsfihigkeit der Neuen erneuerbaren Energietrager erhShen,
nicht jedoch im Vergleich zu grossen Wasser- und Kernkraftwerken und wahrscheinlich nicht
ausschlaggebend im Vergleich zu fossilen Energietrdgern. Wie in den meisten Kapiteln der Neuen
Erneuerbaren erwidhnt, hidngt deren Expansion beim heutigen Entwicklungsstand vom
Vorhandensein und der Hohe eines Einspeisetarifs ab (derzeit 15 Rp./kWh). Das Ausmass der
Unterstiitzung ist eine politische Frage. Der Umstand, dass erneuerbare Technologien
weiterentwickelt werden miissen, um hohere Wirkungsgrade und tiefere Kosten zu erreichen,
bleibt bestehen. Je nach Stand der Technik muss eine andere Phase im Entwicklungszyklus
unterstiitzt werden. Angewandte oder grundlagenorientierte Forschung, Pilot- und
Demonstrationsanlagen, Einfithrung und — wo sinnvoll — Unterstiitzung im Markt.

e FErreichen der Zielvorgaben

Das Ziel eines Beitrags von 10% um das Jahr 2030 (in Bezug zur derzeitigen Stromverbrauch) aus
Neuen Erneuerbaren, inkl. Kleinwasserkraft und Biomasse, erscheint technisch machbar. Im
Wesentlichen beinhalten diese 10% grosse Teile der realistischen Potenziale fiir Kleinwasser- und
Windkraft, substanzielle Beitrdige von Biomasse und Geothermie sowie einem relativ kleinen
Beitrag von Photovoltaik. Da sich die Geothermie heute in der Entwicklungsphase befindet, muss
deren Beitrag bis zu einem gewissen Mass als spekulativ angesehen werden. In diesem
Zusammenhang werden Kleinwasserkraftwerke bis zu einer Leistung von 1 MW beriicksichtigt.
Falls hier Anlagen mit einer Leistung von bis zu 10 MW eingerechnet wiirden, kénnten die
Beitrdge Neuer Erneuerbarer auf mehr als 10% erhoht werden, und das trotz der gleichzeitig
moglichen geringeren Beitrdge von Biomasse und Geothermie. In diesem Zusammenhang sollte
auch angemerkt werden, dass der Anteil von 10% bei einem weiterhin steigenden Stromverbrauch
— wie es dem Trend in der Vergangenheit entspricht — in relativem Mass deutlich geringer
ausfallen wiirde.

Fig. 12.1 zeigt das optimistisch-realistische Potenzial zur Stromerzeugung von Neuen Erneuer-
baren in der Schweiz fiir das Jahr 2035 und die jeweiligen Kosten. Zum Vergleich wird auch das
Stromsparpotenzial, basierend auf fritheren Ergebnissen der BFE Energieperspektiven, gezeigt.
Das Stromsparpotenzial tbertrifft das von Neuen Erneuerbaren (auch wirtschaftlich), die
Realisierung erweist sich jedoch als schwierig.

* Basierend auf fritheren Arbeiten des PSI ist die Wettbewerbsfihigkeit der Neuen Erneuerbaren bei der Wirmebereitstellung
aus 6konomischer Sicht deutlich besser als bei der Stromerzeugung. Das hat grossere 6konomische Potenziale zur Folge.
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Fig. 12.1 Potenziale und Kosten der Neuen Erneuerbaren sowie Stromsparpotenzial in der Schweiz.

Kosten

Wiirde der Beitrag von 10% um das Jahr 2035 realisiert, so wiirden im Vergleich zu auf Gas oder
Kernenergie basierender Stromerzeugung (auf heutigem Kostenniveau) um etwa 0.5 Mrd. CHF
pro Jahr hohere Produktionskosten resultieren. Fiir diese Berechnung wurden fiir den Strom aus
erneuerbaren Energietrdgern durchschnittliche Produktionskosten von 15 Rp./kWh angenommen.

12.4 Neue nukleare Technologien

Evolutionérer Trend in der Technologieentwicklung: Generation III/ITI+

Basierend auf der Generation II wurde in den 90er-Jahren eine neue Generation von Reaktoren
gebaut. Die Konzepte der Generation III/III+ basieren auf den Technologien der Generation II und
sind entweder evolutiondr (weiterentwickelt) oder innovativ (neu) und zeichnen sich durch
Verbesserungen in den Bereichen Sicherheit, Wirtschaftlichkeit und Ressourcenschonung aus.

Erhohte Sicherheit:

Passive Sicherheitselemente, die keine aktiven Steuerelemente oder menschliche Betriebseingriffe
zur Verhinderung von schweren Unfillen im Falle einer Fehlfunktion bendtigen, sondern auf
Schwerkraft, natiirlicher Konvektion, elektrischem oder physischem Widerstand oder
physikalischen Temperaturgrenzen basieren.

Inhérent sichere Merkmale, die kritische Betriebszustinde verunméglichen.

Erheblich reduzierte Wahrscheinlichkeit eines Kernschmelzfalles (10°°/Reaktor*a) und einer
relevanten Freisetzung von Radioaktivitit in die Umgebung (107/Reaktor*a).

Erhohte Redundanz durch Diversitét und raumliche Trennung der Sicherheitssysteme
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— Minimale Belastung der Umgebung (z.B. mehrfache Containments).

Verbesserte Wirtschaftlichkeit:

— Standardisierte Konstruktionen

— Verkiirzung der Bauzeit

— Einfachere Konstruktion, einfacher bedienbar, resistenter gegen Fehlmanipulationen

— Hohere Verfiigbarkeit und lingere Lebensdauer

Schonung der Ressourcen:
— Bessere Ausnutzung des Brennstoffes

— Reduktion der Abfille

e Langzeitperspektive der Technologieentwicklung: Generation IV

Die mit der Generation IIIV/III+ weit gehend ausgeschopfte Weiterentwicklungsfihigkeit
bestehender Reaktorkonzepte und der natiirliche Rhythmus der Ablosung der Generationen fithren
dazu, dass in 20-30 Jahren eine Nachfolgegeneration der heute fortschrittlichen Reaktoren notig
wird. In Anbetracht der notwendigen Innovationstiefe und des Umfanges dieser Aufgabe ist klar
geworden, dass die Ziele fiir eine erfolgreiche Zukunft der Kernenergie nur erreicht werden
konnen, wenn grundsétzlich neue Konzepte umgesetzt werden, wenn heute mit den notwendigen
Forschungs- und Entwicklungsarbeiten begonnen wird, wenn die Arbeiten international bzw. global
koordiniert vorangetrieben werden, und wenn die Ressourcen fokussiert eingesetzt werden. Um die
Zukunft der Kernenergie gemeinsam zu planen und die Entwicklung der Generation IV zu
koordinieren, haben sich 2001 neun Lander unter der Bezeichnung Generation IV International
Forum, kurz GIF, zusammengefunden. Die Schweiz trat dem GIF 2002 bei, 2003 stiess
EURATOM als 11. Mitglied dazu.

Ziel der Generation IV Entwicklung sind Reaktoren mit erheblich verbesserter Sicherheit, mit
geringem Brennstoffbedarf und Abfall, mit hoher Proliferationsresistenz sowie mit erheblich
verbesserter Wirtschaftlichkeit.

Nachhaltigkeit: Geringerer Ressourcenverbrauch
Verminderung von Menge und Radiotoxizitdt des Abfalls
Wirtschaftlichkeit: ~ Standardisierung, vereinfachter Betrieb
Sicherheit: Passive Sicherheit, physischer Schutz
Proliferation: Verbesserte Resistenz

Zusétzlich sollen die Systeme der Generation IV neben der Stromproduktion vermehrt auch eine
Anwendung in neuen Sektoren ermdglichen. Im Vordergrund steht dabei ein Einsatz als
Kombikraftwerk bzw. die Produktion von Prozesswirme, welche insbesondere fiir die
Wasserstoffproduktion genutzt werden konnte.

Aus tiber Hundert analysierten Systemen wurden in einem umfangreichen Bewertungs- und
Selektionsverfahren sechs Systeme zur weiteren Vertiefung ausgewdhlt. Die Generation IV Planung
rechnet je nach System mit Prototypen zwischen 2020 und 2030 und mit Beginn der
Kommerzialisierung zwischen 2030 und 2040.

Wegen der langen Planungs- und Bauphasen beim Ersatz der bestehenden Kraftwerke, kommt die
Generation IV fiir den Ersatz in Gosgen (2038) kaum in Frage. Fiir Leibstadt (2044) konnte ein
solches Werk in Betracht gezogen werden.
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e Technisches Potenzial

Bei Nutzung der derzeitigen Standorte und Verwendung des European Pressurized Water Reactor
(EPR) als Referenzanlage zum Ersatz der heute betriebenen Kraftwerke kann der heutige Anteil der
Kernenergie im Schweizer Strommix (40%) beibehalten werden, auch im Fall von einer méissig
steigenden Stromproduktion. Falls beim Ersatz von Leibstadt bereits ein Reaktor der Generation IV
einsatzbereit ist, konnte dieser Anteil sogar auf 50% gesteigert werden. Fig. 12.2 zeigt verschiedene
Szenarien der zukiinftigen Potenziale der Kernenergie in der Schweiz.
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20000 (1000 — 1200 MW,
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Fig. 12.2 Potenziale der Kernenergie in der Schweiz.

e Kosten

Mit den neuen Reaktoren der Generation III/III+ wie dem EPR belaufen sich die geschitzten
Stromgestehungskosten auf 4-5 Rp./kWh. Ziele der kiinftigen Generation IV sind Reduktion der
Betriebskosten um 10-20% und der Baukosten um 10-30%. Werden diese Ziele erreicht, konnen die
Erzeugungskosten gegeniiber heute um 20-45%, gegeniiber der Generation III/III+ um bis zu 30%
gesenkt werden. Eine zukiinftige CO,-Abgabe und/oder Internalisierung der externen Kosten wiirde
auf die Konkurrenzféhigkeit der Kernenergie positiv wirken.

e Akzeptanz

Die offentliche Akzeptanz spielt fiir die kiinftige Entwicklung der Kernenergie eine zentrale Rolle.
Langfristig und international diirfte es entscheidend sein, dass keine grosseren Storfille auftreten,
welche die Bevolkerung verunsichern. In der Schweiz sind der Bedarfsnachweis und der Entsorgungs-
nachweis Voraussetzung fiir eine Rahmenbewilligung. Das Vertrauen in die Sicherheit, die Losung der
Entsorgungsfrage und mogliche Alternativen diirften die Referenden, die fiir jedes Kraftwerk
gefordert sind, entscheidend beeinflussen. Die Fortschritte der neuen Nukleartechnologie in Richtung
einer deutlichen Limitierung der maximalen Auswirkungen hypothetischer schwerer Unfille und in
Richtung einer Reduzierung der notwendigen Einschlusszeiten der Abfille konnten das offentliche
Vertrauen erhdhen. Einen grossen Einfluss auf die Akzeptanz der Kernenergie diirfte zudem die
Wirtschaftslage haben. Allerdings ist heute schwer zu beurteilen, ob eine gute oder schlechte
Wirtschaftslage die Akzeptanz verbessert.
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