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In der vorliegenden Studie (2021) werden die Stromgeste-
hungskosten von erneuerbaren Energien zur Stromerzeugung
mit konventionellen Kraftwerken verglichen. Auch fir die
Jahre 2030 und 2040 werden die zukinftigen Kosten zwischen
den verschiedenen Stromerzeugungstechnologien gegentber
gestellt. Fur die Kostenentwicklung von erneuerbaren Energien
werden Kostenentwicklungen auf Basis von technologiespezifi-
schen Lernraten (LR) und Marktszenarien verwendet.

Der Fokus liegt auf den Stromgestehungskosten von Photo-
voltaik (PV), Windenergie- (WEA) und Bioenergieanlagen in
Deutschland. Da PV-Batteriesysteme einen wachsenden Markt
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im deutschen Stromsystem ausmachen, sind sie in dieser Studie
zum ersten Mal im Vergleich aufgenommen. Als Referenz wird
dartber hinaus auch die Entwicklung der Stromgestehungskos-
ten fur neu errichtete konventionelle Kraftwerke (Braunkohle,
Steinkohle, Gas- und Dampfturbinenkraftwerke (GuD), Gastur-
bine) untersucht. Abbildung 1 zeigt die errechneten Stromge-
stehungskosten flr erneuerbare und fossile Kraftwerke, die im
Jahr 2021 potentiell errichtet werden.

PV-Anlagen erzielen je nach Anlagentyp und Einstrahlung
Stromgestehungskosten zwischen 3,12 und 11,01 €Cent/kWh
(ohne Bertcksichtigung von Mehrwertsteuer). Die Studie un-
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Abbildung 1: Stromgestehungskosten flir erneuerbare Energien und konventionelle Kraftwerke an Standorten in Deutschland im Jahr 2021.
Spezifische Anlagenkosten sind mit einem minimalen und einem maximalen Wert je Technologie bertcksichtigt. Das Verhaltnis bei PV-
Batteriesystemen drtickt PV-Leistung in kWp gegentiber Batterie-Nutzkapazitat in kWh aus.
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terscheidet zwischen kleineren PV-Dachanlagen (<30 kWp),
groBen PV-Dachanlagen (>30kWp) und PV-Freiflachenanlagen
(> 1 MWp). Die spezifischen Anlagenkosten liegen heute im
Bereich von 530 bis 1600 EUR/kWp. Damit sind sie groBten-
teils weiter gefallen, insbesondere bei groBen Anlagen. Bei
kleineren Aufdachanlagen lasst sich allerdings auch ein Trend
zu teilweise leicht teureren Anlagen entdecken. Die Stromge-
stehungskosten flr PV-Batteriesysteme liegen heute zwischen
5,24 und 19,72 €Cent/kWh. Die groBe Bandbreite ergibt sich
durch hohe Kostenunterschiede flir Batteriesysteme (500 bis
1200 EUR/KWH) in Kombination mit Kostenunterschieden bei
den PV-Anlagen und unterschiedlich hoher Einstrahlung. Durch
den Einsatz von Batteriespeichern ergibt sich zusatzlich ein
Mehrwert durch einen Beitrag zur Systemsicherheit im Strom-
system und Verstetigung der Einspeisekurven bzw. Batterieent-
ladung in Stunden hoher Nachfrage.

Die Stromgestehungskosten von Onshore-WEA (spezifische An-
lagenkosten von 1400 bis 2000 EUR/KW) liegen im Jahr 2021
zwischen 3,94 und 8,29 €Cent/kWh. Damit sind PV-Anlagen
und Onshore-WEA nicht nur unter den erneuerbaren Energien,
sondern unter allen Kraftwerksarten im Mittel die Technologien
mit den niedrigsten Stromgestehungskosten in Deutschland.
Offshore-Windanlagen verzeichnen ebenfalls weiter fallenden
Stromgestehungskosten. Mit bis zu 4500 Volllaststunden errei-
chen Offshore-Windanlagen Stromgestehungskosten zwischen
7,23 €Cent/kWh und 12,13 €Cent/kWh. Die spezifischen Anla-
genkosten liegen bei 3000 bis 4000 EUR/kW, wobei allerdings
die Anbindung ans Festland integriert ist.

Bei den Stromgestehungskosten von Bioenergie unterschei-
det diese Studie zum ersten Mal zwischen Biogas und fester
Biomasse. AuBerdem wird auch eine Warmenutzung unter-
stellt, was die Stromgestehungskosten senkt. Die Stromge-
stehungskosten von Biogas betragen bei Substratkosten von
3,84 €Cent/kWhih zwischen 8,45 und 17,26 €Cent/kWh. Bei
Anlagen mit fester Biomasse sind die Stromgestehungskos-
ten zwischen 7,22 und 15,33 €Cent/kWh etwas geringer, was
hauptsachlich auf die hier betrachteten niedrigeren Substrat-
kosten zurtickzufiihren ist.

Die Stromgestehungskosten von potentiell neugebauten Koh-
lekraftwerken (Stein- und Braunkohle) sind gegeniber der
letzten Studie (Kost et al. 2018) aufgrund gestiegener CO>-
Zertifikatspreise erheblich angestiegen, die Stromgestehungs-
kosten liegen Uber 10 €Cent/kWh. Wurde man heute ein
Braunkohlekraftwerk errichten, ware mit Stromgestehungskos-
ten von 10,38 bis 15,34 €Cent/kWh zu rechnen. Noch etwas
hoher liegen die Stromgestehungskosten von groBen Steinkoh-
lekraftwerken mit Werten zwischen 11,03 und 20,04 €Cent/
kWh. Etwas glinstigere Stromgestehungskosten besitzen GuD-

Kraftwerke mit Werten zwischen 7,79 und 13,06 €Cent/kWh.
Gasturbinenkraftwerke flir den kurzfristigen flexiblen Einsatz
landen bei 11,46 und 28,96 €Cent/kWh. Entscheidend ist wie
oben beschrieben der CO2-Preis, da die Energietragerpreise
aufgrund sinkender Nachfrage als konstant angenommen wur-
den.

Prognose der Stromgestehungskosten in Deutschland bis
2040

Abbildung 2 zeigt das Ergebnis der Berechnungen flr die wei-
tere Entwicklung der Stromgestehungskosten in Deutschland
bis zum Jahr 2040. Die dargestellten Kostenbander spiegeln
dabei die bestehende Bandbreite der Berechnungsparameter
wider (z.B. Anlagenpreise, Sonneneinstrahlung, Windange-
bot, Zahl der Volllaststunden, Kosten der CO2-Emissionszer-
tifikate etc.), die in den Tabellen 1 bis 6 eingesehen werden
kénnen. Beispielhaft soll diese Methodik flr das Photovoltaik-
Kostenband erlautert werden: Das obere Limit der Strom-
gestehungskosten ergibt sich aus der Kombination einer
PV-Anlage mit hohem Anschaffungspreis (kleinere PV-Dach-
anlage) an einem Standort mit niedriger Sonneneinstrahlung
(z.B. Norddeutschland). Umgekehrt wird das untere Limit durch
die glnstigsten verfligbaren Anlagen an Standorten mit hoher
Einstrahlung in Stddeutschland definiert. Analog wird dieses
Verfahren mit den entsprechenden BezugsgréBen auch auf
PV-Batterie-, Wind- und Bioenergieanlagen sowie auf die kon-
ventionellen Kraftwerke angewandt. Die marktlblichen Finan-
zierungskosten und Risikoaufschlage werden detailliert und tech-
nologiespezifisch in der Berechnung der Stromgestehungskosten
bertcksichtigt. Dies ermdglicht einen realistischen Vergleich von
Kraftwerksstandorten, Technologierisiken und Kostenentwick-
lungen. Die Hohe der Finanzierungskosten hat einen erheblichen
Einfluss auf die Stromgestehungskosten und die Wettbewerbs-
fahigkeit einer Technologie. In dieser Studie werden alle Kosten
und Diskontierungssatze mit realen Werten (Bezugsjahr 2021)
berechnet. Die spezifischen Investitionen in 2021 wurden durch
Marktrecherchen und Kostenstudien ermittelt. Aufgrund der
hohen Kosten von Kohlekraftwerken im Jahr 2021 werden die
Stromgestehungskosten dieser Kraftwerkstypen fir die Zukunft
nicht fortgeschrieben, liegen aber mindestens auf den Werten
von 2021, bei steigenden COy-Zertifikatspreisen deutlich daru-
ber.

Fir PV-Anlagen wird eine Lernrate von 15% angenommen. Im
Jahr 2040 liegen die Stromgestehungskosten zwischen 3,58
und 6,77 €Cent/kWh bei kleinen PV-Dachanlagen und zwi-
schen 1,92 und 3,51 €Cent/kWh bei Freiflachenanlagen. Ab
dem Jahr 2024 liegen die Stromgestehungskosten aller PV-An-
lagen ohne Batteriespeicher unter 10 €Cent/kWh. Die Anlagen-
preise fUr PV sinken bis 2040 bei Freiflachenanlagen auf unter



350 EUR/KW und bei Kleinanlagen auf bis zu 615 bis 985 EUR/
kW. Im Jahr 2030 wird die Stromerzeugung aus einem PV-Bat-
teriesystem glnstiger als aus einem GuD-Kraftwerk prognos-
tiziert. Im Jahr 2040 koénnen selbst kleine PV-Batteriesysteme
Stromgestehungskosten zwischen 5 und 12 €Cent/kWh errei-
chen, vorausgesetzt die Preise flr Batteriespeicher sinken auf
die angenommenen 200 bis 720 EUR/kWh.

Die Stromgestehungskosten von Onshore-WEA zdhlen mit
den PV-Freiflichenanlagen zu den niedrigsten aller Technolo-
gien. Von derzeitigen Stromgestehungskosten zwischen 3,94
bis 8,29 €Cent/kWh sinken die Kosten langfristig auf 3,40 und
6,97 €Cent/kWh. Fir den zukUnftigen Trend wird mit einer Lern-
rate von 5% gerechnet. Verbesserungen werden hauptsachlich
in einer hoheren Volllaststundenzahl und der ErschlieBung von
neuen Standorten mit speziellen Schwachwindturbinen erwar-
tet. Offshore-WEA haben verglichen mit Onshore-WEA noch
ein starkes Kostenreduktionspotenzial. Bis 2040 werden die
Stromgestehungskosten je nach Standort und Windangebot
auf Werte zwischen 5,87 und 9,66 €Cent/kWh absinken.

Da bei Biogasanlagen und Anlagen mit fester Biomas-
se mit geringen Kostensenkungen gerechnet wird, sind

fur diese Technologien keine Lernraten hinterlegt. Dies
fihrt zu konstanten Stromgestehungskosten bis 2040 von
8,45 bis 17,26 €Cent/kWh fir Biogas und von 7,22 bis
15,33 €Cent/kWh fir feste Biomasse jeweils unter Berlcksich-
tigung der Ertrdge aus der Warmeerzeugung. Bei Bioenergie
sind insbesondere die Verfligbarkeit, die Warmeauskopplung
und die Brennstoffkosten des Substrats entscheidend fir die

zukUnftige Entwicklung der Stromgestehungskosten.

Die Stromgestehungskosten von GuD-Kraftwerken steigen
aufgrund der CO,-Preisentwicklung von derzeitigen Werten
zwischen 7,79 und 13,05 €Cent/kWh auf Werte zwischen 9,19
und 25,05 €Cent/kWh im Jahr 2040. Gasturbinen erreichen im
Jahr 2040 auch hohere Stromgestehungskosten von 15,29 bis
28,69 €Cent/kWh.

AbschlieBend wurde noch ein Vergleich von Stromgeste-
hungskosten (also den Erzeugungskosten von Strom unter
Berlicksichtigung des Baues bzw. Kaufes der Anlage) von er-
neuerbaren Energien mit den Betriebskosten von konventio-
nellen Kraftwerken durchgefihrt (siehe Abbildung 3). Hierzu
wurden die Betriebskosten von bestehenden Braunkohlekraft-

werken und GuD-Kraftwerken (mit und ohne Warmeaus-
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[]Photovoltaik: GHI = 950-1300 kWh/(m?a), LR = 15%, mittlere Marktentwicklung
I Wind Onshore: VLS von 1800 bis 3200 h/a, LR = 5%, mittlere Marktentwicklung
Ny Wind Offshore: VLS von 3200 bis 4500 h/a, LR = 7%, mittlere Marktentwicklung

[ IBioenergie: VLS von 4000 bis 7000 h/a

[__]PV Dachinstallierte Kleinanlagen (< 30 kWp) inkl. Batteriespeicher 1 kWp :1kWh

[ ] PV Dachinstallierte GroBanlagen (30 - 1000 kW,) inkl. Batteriespeicher 2 kW : 1 kWh

[_]PV Freiflachenanlagen (gréRer 1 MW, inkl. Batteriespeicher 3 kW, : 2 kWh

Il GuD: Volllaststunden, Brennstoffkosten, Wirkungsgrad, CO,-Preise abhéngig von Betriebsjahr, vgl Tabelle 4-6

Il Gasturbine: Volllaststunden, Brennstoffkosten, Wirkungsgrad, CO,-Preise abhéngig von Betriebsjahr, vgl Tabelle 4-6

Abbildung 2: Lernkurvenbasierte Prognose von Stromgestehungskosten erneuerbarer Energien und konventioneller Kraftwerke in Deutschland
bis 2040. Berechnungsparameter in Tabelle 1 bis 6. Der LCOE-Wert pro Bezugsjahr bezieht sich jeweils auf eine Neuanlage im Bezugsjahr.



kopplung) mit den Stromgestehungskosten von neuen Wind-
Onshoreanlagen, kleinen PV-Aufdachanlagen und groBen
PV-Freiflachenanlagen verglichen. Es zeigt sich, dass im Jahr
2021 die Stromgestehungskosten von erneuerbaren Energien
mit Betriebskosten von konventionellen Kraftwerken auf ei-
ner Hohe liegen, teilweise liegen Wind-Onshoreanlagen und
PV-Freiflachenanlagen sogar schon unter den Betriebskosten
konventioneller Kraftwerke, da diese teilweise nur noch verein-
zelt Werte unter 4 €Cent/kWh erreichen kdnnen. Mit weiter
fallenden Stromgestehungskosten fir neue Anlagen erneuer-
barer Energien und gleichzeitig der Erwartung, dass CO2-Preise
weiter steigen werden, um die Klimaziele zu erreichen, liegen
die Betriebskosten von GuD-Kraftwerken im Jahr 2030 auf der
Hohe von kleinen PV-Aufdachanlagen, im Falle von Braunkohle

sogar weit darlber. Nur wenn Uber eine Warmeauskopplung
die Nutzung von Warme in Fernwarmenetzen mdglich ist,
dann kénnen GuD-Kraftwerke noch Betriebskosten von 4 bis
5 €Cent/kWh erreichen. Im Jahr 2040 liegen selbst die Betriebs-
kosten von GuD-Kraftwerken mit Warmeauskopplung bei tber
5 €Cent/kWh. Normale GuD-Kraftwerke haben Betriebskos-
ten von Uber 9 €Cent/kWh, Braunkohlekraftwerke von Uber
13 €Cent/kWh.

Die Analyse zeigt, wie selbst bestehende, konventionelle fossile
Kraftwerke spatestens im Jahr 2030 sehr hohe Betriebskosten
erreichen werden und die Stromgestehungskosten von neuen
erneuerbaren Energien-Anlagen deutlich darunter liegen.
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Abbildung 3: Vergleich von Stromgestehungskosten von erneuerbaren Energien mit Betriebskosten von bestehenden konventionellen, fossilen

Kraftwerken im Jahr 2021, 2030 und 2040.



1. ZIEL DIESER UNTERSUCHUNG

Die Dekarbonisierung und der Umbau der Energieversorgung
sind sowohl mit technischen als auch 6konomischen Anstren-
gungen verbunden. Die Kosten der Stromerzeugung sind stark
abhéngig von den Kosten fir Bau und Betrieb von Stromer-
zeugungsanlagen. Insbesondere die Kosten flr erneuerbare
Energietechnologien haben sich in den letzten Jahren stark
verandert. Getrieben wird diese Entwicklung durch technologi-
sche Innovationen wie den Einsatz glnstigerer und leistungsfa-
higerer Materialien, reduzierten Materialverbrauch, effizientere
Produktionsprozesse, Steigerung von Wirkungsgraden sowie
die automatisierte Massenproduktion von Komponenten. Aus
diesen Grinden ist das Ziel dieser Studie, die aktuelle und die
zukUnftige Kostensituation madglichst transparent in Form der
Stromgestehungskosten zu analysieren.

Zentrale Inhalte dieser Studie

[ Analyse der aktuellen Situation und der zukinftigen
Marktentwicklung von Photovoltaik (PV), Windenergiean-
lagen (WEA) und Bioenergieanlagen in Deutschland

I Okonomische Modellierung der technologiespezifischen
Stromgestehungskosten (Stand Juni 2021) fur verschiede-
ne Anlagentypen und Standortbedingungen auf Basis von
marktUblichen Finanzierungskosten

m  Okonomische Analyse von Photovoltaikanlagen mit Batte-
riespeicher

[ Bewertung der unterschiedlichen Technologie- und Finanz-
parameter anhand von Sensitivitatsanalysen fur die einzel-
nen Technologien

[ Prognose der zuklnftigen Stromgestehungskosten von
erneuerbaren Energien bis 2040 unter Verwendung von
Lernkurvenmodellen und Marktentwicklungsszenarien

@ Prognose der Stromgestehungskosten von bestehenden
konventionellen Kraftwerken in 2021, 2030 und 2040 un-
ter Abschatzung der zukUnftigen Betriebskosten

[ Analyse der aktuellen Situation und zukinftigen Marktent-
wicklung von Photovoltaik und solarthermischen Kraftwer-
ken (CSP) fur sonnenreiche Standorte

[ Einblicke in die statistische Auswertung der PV-Anlagen im
Marktstammdatenregister (MaStR)

Um die Ublichen Variationen der Marktpreise und Schwankun-
gen in den Volllaststunden innerhalb der jeweiligen Technologie
realistisch abbilden zu kénnen, werden obere und untere Preis-
grenzen angegeben. Diese Preisober- und Untergrenzen basie-
ren auf einer Technologiekostenanalyse, die Kosten einzelner
Komponenten, Markt- und Literaturrecherche sowie aktuelle
Meldungen zu Kraftwerken berlicksichtigt. Es ist zu beachten,
dass sich Marktpreise hadufig an geltenden Einspeisetarifen
orientieren und sich damit nicht immer im freien Wettbewerb
befinden. Nicht bericksichtigt sind Charakteristika einzelner
Technologien, die nicht in Stromgestehungskosten abgebildet
werden koénnen, wie beispielsweise Vorteile einer einfach in-
tegrierbaren Speicherung, Anzahl der Volllaststunden, dezen-
trale Stromerzeugung, Fahigkeit zum Lastfolgebetrieb und
tageszeitabhangige Verflgbarkeit. Die Technologien werden
anhand marktublicher Finanzierungskosten und historisch be-
legter Lernkurven bewertet und einander gegenibergestellt.
Als Referenz werden die aktuellen und zukinftigen Stromge-
stehungskosten von potenziell neu gebauten konventionellen
Kraftwerken (Braunkohle-, Steinkohle-, GuD- und Gaskraft-
werke) berechnet. AuBerdem werden die zukUlnftigen Betriebs-
kosten von konventionellen Kraftwerken mit den Stromgeste-
hungskosten von erneuerbaren Energien verglichen.

Die Hohe der Stromgestehungskosten von erneuerbaren Tech-
nologien hangt maBgeblich von folgenden Parametern ab:

Spezifische Anschaffungskosten
fur Bau und Installation der Anlagen mit Ober- und Untergren-
zen; ermittelt aus aktuellen Kraftwerks- und Marktdaten



Standortbedingungen
mit typischem Strahlungs- und Windangebot fir unterschiedli-
che Standorte oder mit Volllaststunden im Energiesystem

Betriebskosten
wahrend der Nutzungszeit der Anlage

Lebensdauer der Anlage

Finanzierungsbedingungen

am Finanzmarkt ermittelte Renditen und Laufzeiten aufgrund
technologiespezifischer Risikoaufschldage und landerspezifi-
scher Finanzierungsbedingungen, unter Bertcksichtigung des
Anteils von Fremd- und Eigenkapitalfinanzierung.

Folgende Stromerzeugungstechnologien werden bei verschie-
dener GroBenauslegung bezlglich der aktuellen Hohe ihrer
Stromgestehungskosten unter den Standortbedingungen von
Deutschland untersucht und bewertet:

Photovoltaikanlagen (PV)
Module auf Basis von kristallinen Siliciumsolarzellen

Dachinstallierte Kleinanlagen (< 30 kWp) — "PV Dach
klein"

Dachinstallierte GroBanlagen (> 30 kWp) — "PV Dach
groB3"

Freiflachenanlagen (> 1 MWp) — "PV frei"

Fur die PV-Anlagen werden Standorte in Deutschland mit einer
horizontalen Globalstrahlung von 950 bis 1300 kWh/(m?2a) un-
tersucht. Es werden nur Standardmodule mit monokristallinen
Silicilumsolarzellen betrachtet.

Photovoltaikanlagen mit Batteriespeicher

Dachinstallierte Kleinanlagen (< 30 kWp) und Batterie —
Verhaltnis der Leistung der PV-Anlage in kWp zur Nutzka-
pazitat des Batteriespeichers in kWh 1:1

— "PV Dach klein inkl. Batterie 1:1"

Dachinstallierte GroBanlagen (> 30 kWp) und Batterie mit
PV-Batterie-Verhaltnis 2:1

— "PV Dach groB inkl. Batterie 2:1"

Freiflachenanlagen (> 1 MWp) und Batterie mit PV-Batte-
rie-Verhaltnis 3:2

— "PV frei inkl. Batterie 3:2"

Die Kombination aus PV-Anlage und Batteriespeicher wurde
mit markttypischen GroBen (Auswertung Marktstammdaten-
register und Ergebnisse der Innovationsausschreibungen) von
Batteriekapazitat zur PV-Leistung angesetzt.

Windenergieanlagen (WEA)

Onshore (TurbinengroBe: 2 - 4 MW)
Offshore (TurbinengroBe: 3 - 6 MW)

Betrachtet wird der Betrieb von Onshore-Windparks in Deutsch-
land bei 1800 bis 3200 Volllaststunden pro Jahr sowie von
Offshore-Windparks bei 3200 bis 4500 Volllaststunden pro
Jahr. Dartber hinaus werden Standorte mit hoher Windge-
schwindigkeit sowohl fiir Onshore- als auch fir Offshore-WEA
untersucht. Es werden Standorte mit Volllaststunden zwischen
3000 bis 4000 h fur Onshore-WEA und 4000 bis 5000 h off-
shore ausgewahlt, die den Bedingungen im Nordosten GroBbri-
tanniens entsprechen.

Bioenergieanlagen

Biogasanlagen (= 500 kW) mit Substrat (nachwachsende
Rohstoffe und Exkremente)
Anlagen mit Nutzung von fester Biomasse

Die Warmeauskopplung ist mitspezifiziert. Sie senkt die Strom-
gestehungskosten, da ein Teil der Kosten auf die Warmemenge
umgelegt wird.

Konventionelle Kraftwerke

Braunkohlekraftwerke (1000 MW)
Steinkohlekraftwerke (800 MW)

Gas-und Dampfkraftwerke (GuD-Kraftwerke, 500 MW)
Gasturbinenkraftwerke (200 MW)

Zum Vergleich werden die Stromgestehungskosten von neuen
konventionellen Kraftwerken mit verschiedenen Entwicklungs-
pfaden fir die Volllaststunden sowie flr Preise von CO2-Emissi-
onszertifikaten und Brennstoffen (Braunkohle, Steinkohle oder
Erdgas) analysiert. Die Warmeauskopplung bei GuD-Kraftwer-
ken ist in der Detailauswertung als Sonderfall mitspezifiziert. Sie
senkt die Stromgestehungskosten, da ein Teil der Kosten auf
die Warmemenge umgelegt wird.

Solarthermische GroBkraftwerke (CSP)

Parabolrinnenkraftwerke (100 MW) mit \Warmespeicher
_"Cspr

FUr Standorte mit hoher Solarstrahlung werden neben der
Photovoltaik-Technologie auch die solarthermischen GroBkraft-
werke (CSP) untersucht. Da CSP-Kraftwerke nur unter hoher
Direktstrahlung zur Stromerzeugung genutzt werden kénnen,
konzentriert sich die Analyse auf Standorte mit einer Direkt-



normalstrahlung von 2000 kWh/(m?2a) (beispielsweise in Spani-
en) und Standorte mit 2500 kWh/(mZ2a) (beispielsweise in den
MENA-Staaten).

Kernkraftwerke, (Klein)-Wasserkraftwerke und Kraftwerke mit
Nutzung von Warme aus Tiefengeothermie werden nicht be-
trachtet, da sie als Neubauten entweder keine Relevanz mehr
im deutschen Stromsystem haben, relativ geringes technisches
Potential aufweisen oder sehr standortspezifische Kostenpara-
meter aufweisen, die eine hohe Komplexitat bei der Kosten-
erfassung im Rahmen einer Stromgestehungskostenanalyse
aufweisen.

Stromgestehungskosten erneuerbare Energien Studie,
Version 2021 - Anderungen zu den vorherigen Studien

Die vorliegende Studie ist eine methodische und inhaltliche Ak-
tualisierung der Versionen Marz 2018 (Kost et al. 2018), De-
zember 2013 (Kost et al. 2013), Mai 2012 (Kost et al. 2012)
und Dezember 2010 (Kost und Schlegl 2010) und greift aktu-
elle Trends in der Kostenentwicklung der letzten drei Jahre auf.
Zuséatzlich zu vorangegangenen Anderungen, die weiter unten
beschrieben werden, sind in der Version von 2021 folgende An-
derungen durchgefiihrt worden.

In der Studie (Version 202 1) werden die Stromgestehungskosten
von PV-Anlagen erweitert. Die Analyse umfasst nun auch das
Konzept von PV-Speicheranlagen. Im Jahr 2020 wurden Heim-
speicher mit einer Gesamtkapazitat von 850 MWh installiert. In
der Innovationsausschreibung im April 2021 waren alle 18 be-
zuschlagten Gebote PV-Batteriesysteme (258 MW PV-Leistung).
In der zentralen Auswertung werden somit alle GroBenklassen
auch mit Batteriespeichern ausgegeben.

Die GroBenklassen der PV-Anlagen werden auf die aktuelle
Marktsituation in Deutschland angepasst (kleine PV-Aufdachan-
lagen bis 30 kW, groBere Aufdachanlagen auf Betrieben oder
Geschaftsgebauden groBer 30 kW und groBe Freiflachenanla-
gen groBer T MW).

Neben Biogas-Anlagen werden auch Biomasseanlagen mit Ver-
brennung von fester Biomasse betrachtet.

Kraftwarmekopplung wird bei Bioenergieanlagen und GuD-
Kraftwerken berlcksichtigt.

Die Entwicklung der Brennstoffpreise, CO2-Preise und Volllast-
stunden ist entsprechend den aktuellen Zielen fir Deutschland
hin zu einem klimaneutralen Energiesystem im Jahr 2050 ange-
passt. Fur die COy-Zertifikatspreise werden insbesondere héhe-
re Bandbreiten und hohere Zielwerte im Jahr 2050 im Vergleich
zur letzten Studie gewahlt. Die Brennstoffpreise und Volllast-
stunden werden gesenkt, da weltweit von einem rlcklaufigen
Verbrauch ausgegangen wird. AuBerdem mussen die ausgesto-
Benen Emissionen und damit auch die Energiemengen auf ei-
nem Pfad in Richtung 2050 deutlich abgesenkt werden.

Aufgrund eines weiterhin sehr niedrigeren Zinsniveaus erge-
ben sich glnstigere Finanzierungsbedingungen fur Kraftwerke.
Wahrend der Zinssatz fir 20-jdhrige Bundesanleihen im Jahr
2017 noch bei 1,07% lag, ist er insbesondere durch die Aus-
wirkungen der Covid-19-Pandemie auf durchschnittlich 0,25%
im Jahr 2021 gesunken (Stand April 2021). In den zukUnftigen
Jahren wird jedoch eine Zinserhohung erwartet. Daher wird mit
einem durchschnittlich etwas hoheren Zinsniveau als heute ge-
rechnet.

Folgende in der Version von 2018 umgesetzte zentrale Anderun-
gen wurden beibehalten:

Bei WEA erfolgt keine Unterteilung in Starkwind- und Schwach-
windanlagen. Durch den Trend des steigenden Verhaltnisses des
Rotordurchmessers zur Generatornennleistung sowie der steigen-
den Nabenhéhe von WEA werden sowohl fir Onshore-WEA als
auch Offshore-WEA jahrlich steigende Volllaststunden unterstellt.

Fir WEA werden neben den variablen Betriebskosten auch fixe
Kosten bertcksichtigt. Fixe Betriebskosten setzen sich aus den
ertragsunabhangigen Wartungs- und Reparaturkosten, Betriebs-
flhrungs- und Pachtkosten sowie den Kosten fur die Versiche-
rung zusammen. Fir die konventionellen Kraftwerke werden so-
wohl fixe als auch variable Betriebskosten berticksichtigt, welche
einen erheblichen Anteil der Stromgestehungskosten bilden, da
diese neben den Kosten fir Hilfs- und Rohstoffe die Brennstoff-
kosten sowie die Kosten fir die CO-Zertifikate beinhalten.



2. HISTORISCHE ENTWICKLUNG VON
ERNEUERBAREN ENERGIEN

In den vergangenen Jahren verzeichnete der weltweite Markt
fir erneuerbare Energien ein starkes Wachstum (siehe auch
Abbildung 4). Die weiter gesteigerte Wettbewerbsfahigkeit zu
konventionellen Kraftwerken und die internationalen Anstren-
gungen gegen den Klimawandel (Pariser Abkommen) haben
den erneuerbaren Energien zusatzliche Markte und Anwen-
dungsfelder erschlossen. In fast allen Staaten weltweit zdhlen
erneuerbare Energien zu den glnstigsten Arten der Stromer-
zeugung. Die Investitionsbedingungen fir erneuerbare Energi-
en sind in vielen Landern hervorragend, da die Einhaltung der
Klimaziele deutlich an Prioritdt gewonnen hat. Investitionen in
Technologien mit Verbrennung von fossilen Energietragern sind
immer starker limitiert bzw. rechnen sich nicht mehr.

Stand: Juni 2021
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Abbildung 4: Global kumulierte installierte Kapazitat 2011-2020 von
PV, Onshore- und Offshore-WEA, Bioenergieanlagen und CSP (IRENA
2021a).

Das starke Marktwachstum von erneuerbaren Energien und
die hohen Investitionen in neue Kraftwerke gingen einher
mit intensiven Forschungsanstrengungen, die in verbesserten
Systemldsungen mit hoheren Wirkungsgraden, niedrigeren
Produktionskosten sowie geringeren Betriebskosten mindeten.
In Kombination mit Massenfertigung konnten die spezifischen
Investitionen und damit die Stromgestehungskosten aller hier
analysierten Technologien deutlich gesenkt werden. Weiter
sinkende Stromgestehungskosten werden Wettbewerbsfahig-
keit und die Absatzpotentiale der Technologien weiter deutlich
wachsen lassen und zu einer weiterhin dynamischen Marktent-
wicklung der erneuerbaren Energien beitragen.

Der Umfang der weltweit installierten Kraftwerkskapazitaten
zur Stromerzeugung aller erneuerbaren Energien betrug Ende
2020 knapp 2800 GW und damit gut 260 GW mehr als in 2019
(IRENA 2021a). Zum Vergleich: Die weltweit in 2019 installierte
Leistung von Kohle- und Gaskraftwerken betragt 2124 bzw.
1788 GW (IEA 2020) und damit 35 bzw. 37 GW mehr als im
Jahr zuvor, die von Kernkraftwerken 392 GW (WNA 2021),
4 GW weniger als im Jahr zuvor.

Aufgrund unterschiedlicher Kosten- und Marktstrukturen, aber
auch aufgrund von FérdermaBnahmen entwickelten sich die
Markte der einzelnen Technologien sehr unterschiedlich. So
erreichte der Markt fir WEA frihzeitig wettbewerbsfahige
Marktpreise und hat daher in zahlreichen Landern auch ohne
Marktanreizprogramme Absatzmarkte gefunden. Die installier-
te Leistung summiert sich aktuell auf 733 GW, davon 699 GW
Onshore und 34 GW Offshore, jeweils mit Neuinstallationen im
Jahr 2020 von etwa 105 bzw. 6 GW (IRENA 2021a). Die instal-
lierte Leistung der Photovoltaik summiert sich zum Ende des
Jahres 2020 auf 707 GW mit einem Neuzubau von 126 GW
und hat zur Windkraft aufgeschlossen. Seit dem Jahr 2016
liegt der jahrliche Zubau von Kapazitdten an PV-Leistung héher
als von WEA (IRENA 2021a). In Deutschland betragt die Ende
2020 gesamte installierte Leistung von WEA 62 GW und von
PV-Anlagen 54 GW.

Der globale Ausblick fir die Marktentwicklung von Windkraft-
anlagen bleibt positiv. Wachstumsprognosen fir die Offshore-
WEA gehen dabei von einem steigenden Anteil von aktuell
10% auf etwa 20% Anteil an der jdhrlichen Installation aus
(GWEC 2020b).

Der Photovoltaikmarkt hat sich durch den starken Ausbau
der Produktionskapazitaten insbesondere in Asien unter Ver-
wendung von hochautomatisierten FertigungsstraBen zum
— gemessen an der Kapazitat — bedeutendsten Segment der
erneuerbaren Energien entwickelt. Es wird mit einem weiteren
sehr starken Ausbau der Produktionskapazitaten und Wachs-
tum des PV-Markts, aber nicht mehr so massiven Preisriickgan-
gen wie in der Vergangenheit gerechnet.



Der Zubau von Bioenergieanalagen hat im Vergleich zu Pho-
tovoltaik und Windkraft ein deutlich geringeres Volumen.
Der Markt fUr Biogasanlagen ist in den letzten 10 Jahren in
Deutschland am starksten gewachsen, gefolgt von China und
Turkei. Der Grund liegt vor allem in den Vergltungsregelun-
gen der jeweiligen Lander. Der Zubau der Kapazitaten von fes-
ten Biomasseanlagen wird in den letzten 10 Jahren von China
angeflhrt, gefolgt von Indien und Brasilien (IRENA 2021a). In
Deutschland betragt die Ende 2020 gesamte installierte Leis-
tung von Bioenergieanlagen 10,4 GW (AGEE-Stat 2021).

Neben den oben beschriebenen Technologien, die in Deutsch-
land zur Anwendung kommen, kénnen in Landern mit hoher
direkter Solarstrahlung solarthermische Kraftwerke eine wich-
tige Rolle bei der Stromerzeugung spielen. CSP-Kraftwerke
wurden, nach ersten Anlageninstallationen in den 80er Jahren
in den USA, in einigen Landern seit 2007 wiederentdeckt, so-
dass inzwischen knapp 6,5 GW installiert sind (IRENA 2021).
Vor allem in den sonnenreichen MENA-Staaten (Middle East
and North Africa), aber auch in China, wird das Konzept der
CSP-Kraftwerke aufgrund der Vorteile der thermischen Ener-
giespeicherung von politischen Entscheidungstragern derzeit
verfolgt.

Fir die Prognose der Stromgestehungskosten bis 2040
nutzt diese Studie Lernkurvenmodelle zur Abschatzung zu-
kinftiger Entwicklungen. Den Lernkurvenmodellen werden
Marktszenarien fir jede Technologie mit einer Prognose der
zukinftigen Marktentwicklungen zu Grunde gelegt, die aus
Referenzszenarien verschiedener Studien entnommen sind
(Tabelle 13 im Anhang). Aus den technologiespezifischen
Marktszenarien ergibt sich fir jede Technologie ein Entwick-
lungshorizont, der jedoch von zahlreichen technologischen,
energiepolitischen und wirtschaftlichen Entscheidungsvariab-
len in den kommenden zwanzig Jahren beeinflusst wird. Fur
alle Technologien besteht eine Unsicherheit Uber die tatsachlich
realisierbare Marktentwicklung bis zum Jahr 2040. Die Markt-
entwicklung hangt in den kommenden Jahren insbesondere
von der Umsetzung der Pariser Klimaziele ab. Die tatsachliche
Marktentwicklung jeder Technologie ist jedoch entscheidend
fur den zeitlichen Verlauf der Kostendegression im Lernkurven-
modell. Die hier vorgestellten Entwicklungen der Stromgeste-
hungskosten sind daher potenzielle Entwicklungspfade, die auf
aktuellen Marktentwicklungen aus verschiedenen Szenarien
und technologiespezifischen Annahmen wie der Lernrate, aber
auch in Abhangigkeit von Standortfaktoren wie den realisierten
Volllaststunden basieren.



3. BERECHNUNG VON
STROMGESTEHUNGSKOSTEN

Technologie- und Finanzierungsparameter

Eine detaillierte Erlauterung der Methodik zur Berechnung von
Stromgestehungskosten (engl. LCOE = Levelized Costs of Elec-
tricity) befindet sich im Anhang auf Seite 37.

Fur alle Technologien wird auf Grundlage der Datenrecherche
eine obere und untere Preisgrenze ohne Berlcksichtigung von
Ausreiern ermittelt, zwischen denen die marktiblichen Kos-
ten fUr die Installation der Anlagen variieren. Es werden fur alle
Standorte einheitliche Investitionshohen angenommen. In der
Praxis ist zu bertcksichtigen, dass die Anlageninvestitionen in
noch nicht entwickelten Markten oder an wenig entwickelten
Standorten z.T. deutlich héher liegen kénnen.

Tabelle 1 gibt die Investitionshohen in EUR/kW Nennleistung al-
ler betrachteten Technologien an, die aus einer Marktrecherche
zu aktuellen Kraftwerksinstallationen in Deutschland sowie un-
ter Berlicksichtigung externer Marktstudien ermittelt wurden.
Die Werte enthalten keine Mehrwertsteuer.

Im Bereich Photovoltaik kénnen anhand der AnlagengroBe
obere bzw. untere Grenzwerte fir die Installationskosten von

Kleinanlagen bis 30 kWp, groBBen Dachanlagen groBer 30 kWp
und Freiflachenanlagen gréBer 1000 kWp angegeben werden,
anhand derer die Stromgestehungskosten fir den Investitions-
zeitpunkt bzw. Bau der Anlage berechnet werden. Die techni-
sche und finanzielle Lebensdauer wurde fir PV-Anlagen mit 30
Jahren angesetzt. Die Erfahrungen des Fraunhofer ISE im Be-
reich des Anlagenmonitoring spiegeln diese langeren Lebens-
dauern und Einsatzzeiten als die bisher angenommenen 25
Jahre wider. Batteriespeicher wurden in einer jeweils typischen
Konstellation mit PV-Anlage untersucht. Wahrend in der Praxis
eine groBBe Bandbreite im Verhaltnis von PV-Leistung zu Batte-
riespeicher zu finden ist, wurden fir die Analyse drei aktuell
typische Verhéltnisse untersucht. Es wird dabei angenommen,
dass im Bereich PV-Heimspeicher die Leistung der PV-Anlage in
kWp 1:1 Kapazitat des Batteriespeichers in kWh entspricht. Im
Bereich dachinstallierte GroBanlagen wird von einem Verhalt-
nis von 2:1 ausgegangen. Im Bereich von Freiflachenanlagen
wird mit einem Verhaltnis von 3:2 gerechnet. Die Kosten fur die
Batteriespeicher beziehen sich auf die Nutzkapazitat, inklusive
Installationskosten. Die Lebensdauer fir Batteriespeicher wurde
mit 15 Jahren angesetzt. Somit fallt nach dieser Zeit ein Ersatz
der Batterie zu verringerten Kosten an.

CAPEX Wind Wind Feste . .
[EUR/KW] onshore offshore Biomasse Braunkohle Steinkohle Gasturbine
2021 niedrig 1400 3000 2500 3000 1600 1500 800 400
2021 hoch 2000 4000 5000 5000 2200 2000 1100 600

PV

Batteriespeicher  Batteriespeicher  Batteriespeicher

VA ET PV Dach A fiir PV Kleinan- fiir PV Dach fiir PV-Freifla-

Kleinanlagen GroBanlagen lagen GroBanlagen chenanlagen

(= 30 kWp) (> 30 kWp) ( 19:,":,\, ; (<30 kWp, PV-  (>30kWp, PV- (> 1 MWp, PV-

= P Leistung zu Batte- Leistung zu Batte- Leistung zu Batte-
riekapazitat 1:1) riekapazitat 2:1) riekapazitat 3:2)
Einheit [EUR/KWp] [EUR/KWp] [EUR/KWp] [EUR/KWh] [EUR/KWh] [EUR/KWh]

2021 niedrig 1000 750 530 500 600 500
2021 hoch 1600 1400 800 1200 1000 700

Tabelle 1: Spezifische Anlagenkosten EURIKW bzw. EURIkWh bei aktuellen Anlagen im Jahr 2021 (ohne Mehrwertsteuer).



Die Daten fur Offshore-Windenergie wurden aus laufenden
und abgeschlossenen Projekten in der deutschen Nord- und
Ostsee gewonnen. Die Eingangsparameter fir Onshore-WEA
sind ebenfalls aus aktuellen, geplanten und kurzlich abge-
schlossenen Projekten entnommen.

Derzeit sind eine Vielzahl von Bioenergieanlagen mit unter-
schiedlichsten Rohstoffen, Techniken und Anwendungsberei-
chen in Betrieb. In dieser Studie wird ausschlieBlich zwischen
Stromerzeugung aus fester Biomasse und Biogas unterschie-
den. Die Stromerzeugung aus Biogasanlagen wird basierend
auf unterschiedlichen, flr landwirtschaftliche Biogasanlagen
typischen, Substraten berechnet. Die dabei verwendeten Sub-
strate sind Rindergllle und Silomais, wobei Silomais mit einem
massebezogenen Anteil von 47% berlcksichtigt wird (FNR
2020; Fraunhofer IEE 2019). Die Warmeerzeugung durch Bio-
gasanlagen stellt einen wichtigen Betriebsparameter dar und
flieBt in die Berechnung der Stromgestehungskosten, unter
Berlicksichtigung einer Eigenwarmeversorgung der Biogas-
anlagen von 25%, auch mit ein. In dieser Studie werden Bio-
gasanlagen mit einer GroBe von 500 kW, abgebildet, da auf
Grund frherer EEG-Strukturen derzeit die durchschnittliche
AnlagengréBe circa bei 500 kW, liegt (Matschoss et al. 2019).
Die Stromerzeugung aus fester Biomasse umfasst ein breites
Spektrum an biogenen Brennstoffen und erfolgt in Deutsch-
land im Wesentlichen aus der Verbrennung von Holz (Altholz,
Landschaftspflegeholz, Waldrestholz, Holzpellets und sonsti-
ges Industrieholz) (FNR 2020; Fraunhofer IEE 2019). In dieser
Studie wird als Brennstoff fir Biomassenanlegen = 500 kW,
Hackschnitzel aus Waldrestholz, Landschaftspflegematerial und
Rinde eingesetzt (Fraunhofer IEE 2019). Die Warmeerzeugung

Wind onshore  Wind offshore

Biogas

der Bioenergieanlagen mit Verbrennung von fester Biomasse
in Form von Heizenergie wird bei der Berechnung der Strom-
gestehungskosten mitspezifiziert. Da KWK-Anlagen nicht nur
Strom, sondern auch Warme erzeugen kdénnen, konne die
gesamten Erzeugungskosten nicht allein der Stromerzeugung
zugeordnet werden. Die Warmegutschrift errechnet sich aus
den Brennstoffkosten, die fur die Warmeerzeugung anfallen
wurden, steht aber unentgeltlich aus der in der gekoppelten
Produktion der strombetriebenen KWK-Anlage erzeugten War-
me zur Verfligung.

Die im Folgenden motivierten und diskutieren Parameter flieBen
in die Berechnung der durchschnittlichen Stromgestehungskos-
ten fUr den Zeitpunkt Juni 2021 und zuklnftige Anlagen ein
(Tabelle 2). Die Finanzierungsparameter wurden seit den ersten
Studien von 2010, 2012, 2013 und 2018 weiter analysiert und
auf die Risiko- und Investorenstruktur der einzelnen Technolo-
gien angepasst. Bei der Betrachtung der zukUlnftigen Stromge-
stehungskosten ist zu beachten, dass die Finanzierungsbedin-
gungen (in Form von Fremd- oder Eigenkapitalrenditen) wieder
ansteigen konnen.

In vielen Studien werden oftmals identische Diskontierungssat-
ze fUr alle untersuchten Technologien und Standorte angesetzt,
wodurch es zu Abweichungen von den tatsachlichen Strom-
gestehungskosten kommt. Die Diskontierungssatze werden
in dieser Studie technologieabhangig Uber die marktiblichen
Kapitalkosten (weighted average costs of capital - WACC) der
jeweiligen Investition bestimmt und setzen sich anteilig aus
Fremdkapitalzins und Eigenkapitalrendite zusammen. Grof3-
kraftwerke, die von groB3en institutionellen Investoren errich-

Feste Biomasse Braunkohle Steinkohle

!_ebensdauer 25 - o
in Jahren

Anteil o . ,
Fremdkapital 80% 70% 80%
Antell . 0% 30% 0%
Eigenkapital

Zinssatz 0 . .
Fremdkapital 3,5% 5,0% 3,5%
Eiegr:ecrilgpital 7,0% 10,0% 8,0%
x\g?nﬁr(]:al 4,20% 6,50% 4,40%
Y:QCC 2,96% 5,24% 3,20%
EBERilj\Il)\(/] 20 70 4% von CAPEX
EEJER);k\Qa\/rh] 0,008 0,008 0,004
Jahrliche

Reduktion des 0 0 0
Wirkungsgrads
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25 40 30 30
80% 60% 60% 60%
20% 40% 40% 40%
3,5% 5,0% 5,0% 5,0%
8,0% 11,0% 11,0% 10,0%
4,40% 7,40% 7,40% 7,00%
3,20% 6,20% 6,20% 5,80%

4% von CAPEX 32 22 20
0,004 0,0045 0,004 0,003

0 0 0 0



. PV Batteriespeicher  Batteriespeicher Batteriespeicher
A fLEC LU fRash Freiflachen- fiir PV Dach fir PV Dach  fiir PV Freifla-
anlagen GroBanlagen leinanl
(< 30 kWp) (> 30 kWp) anlagen (ab Kleinanlagen GroBanlagen chenanlagen
1000 kWp) (< 30 kwp, 1:1) (>30kWp, 2:1) (> 1 MWp, 3:2)
f:g’;?fgf“er 30 30 30 15 15 15
FArre];i!lkapital 80% 80% 80% 80% 80% 80%
’égteer:Lapital 20% 20% 20% 20% 20% 20%
?'rzz:fifapital 3,0% 3,0% 3,0% 3,0% 3,0% 3,0%
Eg‘e‘i'gpital 5,0% 6,5% 6,5% 5,0% 6,5% 6,5%
e 3,40% 3,70% 3,70% 3,40% 3,70% 3,70%
nominal
Y:;AICC 2,20% 2,50% 2,50% 2,20% 2,50% 2,50%
EBE,;;J\'XI] 26 21,5 133 0 6,0-10,0% 6,7-9,3*
OPEX var
[EUR/KWHh] 0 0 0 0 0 0
Jahrliche
Reduktion des 0,25% 0,25% 0,25% 0 0 0
Wirkungsgrads
Batterieersatzkosten - - - AU g 127 S
Anfangsinvestition  Anfangsinvestition  Anfangsinvestition
Wirkungsgrad - - - 90% 90% 90%
il - - - 200 100-300%* 100-300%*

Volllastzyklen

Tabelle 2: Inputparameter fir Wirtschaftlichkeitsberechnung. Die realen WACC-Werte sind mit einer Inflationsrate von 1,2% berechnet.

* bezogen auf die PV-Anlagenleistung (entspricht 2% der Batterie-Investitionskosten)

* Da die Lebensdauer der Batterie als fix angenommen wird, haben die jahrlichen Volllastzyklen nur einen Einfluss auf die Héhe der Batteriespeicherverluste.
Eine hohe Zyklenzahl (hohe Verluste) wird fir die Obergrenze der LCOE genutzt, eine geringe Zyklenzahl (geringe Verluste) zur Berechnung der Untergrenze

der LCOE.

tet und betrieben werden, haben auf Grund der vom Investor
geforderten Eigenkapitalrendite einen hoheren gewichteten
Kapitalkostensatz (WACC) als Kleinanlagen oder Anlagen mitt-
lerer GroBe, die von Privatpersonen oder Genossenschaften er-
richtet werden. Die von Investoren geforderten Kapitalrenditen
flr Technologien mit kurzer Markthistorie — wie Offshore-Wind
— sind zudem hoher als bei etablierten Technologien. Es ist zu
erwarten, dass sich die Finanzierungsparameter nach einer ent-
sprechenden Zunahme der installierten Leistung angleichen
werden, da die Risikozuschlage fir neue Technologien mit zu-
nehmender Erfahrung absinken.

Da sich der WACC aus marktublichen Zinssatzen und Rendi-
teerwartungen ableitet, die in nominalen Werten angegeben
werden, werden zunachst die nominalen Werte des WACC
berechnet. Dieser nominale Wert wird dann unter Berlicksichti-
gung einer angenommenen Inflationsrate von 1,2% p.a. in ei-
nen realen Wert umgerechnet. Dieser Wert wurde im Vergleich
zu vorangegangenen Studien von 2,0% auf 1,2% abgesenkt.

Fur die Berechnung der Stromgestehungskosten ist es ent-
scheidend, dass alle auftretenden Zahlungsstrome entweder
nominal oder real angesetzt werden. Eine Vermischung realer
und nominaler GroBen ist fehlerhaft und unzuldssig. Um die
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Berechnung auf Basis nominaler Werte durchzufihren, muss-
te zunachst die jahrliche Inflationsrate bis 2040 prognostiziert
werden. Da die Prognose der Inflationsrate Uber lange Zeitrau-
me sehr ungenau und schwierig ist, werden Kostenprognosen
fur lange Zeitraume meist mit realen Werten durchgefihrt. Alle
in dieser Studie angegebenen Kosten beziehen sich deshalb
ebenfalls auf reale Werte von 2021. Die Angabe von Stromge-
stehungskosten flr zukinftige Jahre in den Szenariengrafiken
bezieht sich immer auf die Neuinstallationen in den jeweiligen
Jahren. Bei einer einmal errichteten Anlage bleiben die durch-
schnittlichen Stromgestehungskosten Uber die Lebensdauer
konstant und sind damit identisch mit der Angabe im Jahr der
Installation.

Ein zweiter Faktor, der die Hohe der Eigenkapitalrendite beein-
flusst, ist das projektspezifische Risiko: Je hoher das Ausfallrisiko
ist, desto hoher ist die vom Investor geforderte Eigenkapitalren-
dite. Um die Kapitalkosten gering zu halten, ist also ein mog-
lichst hoher Anteil an glinstigem Fremdkapital wiinschenswert.
Dieser wird jedoch ebenfalls durch das projektspezifische Risiko
begrenzt: Je héher das Ausfallrisiko, desto weniger Fremdkapi-
tal wird von den Banken zur Verfligung gestellt. Da Offshore-
Windparks nach wie vor ein hoéheres projektspezifisches Risi-
ko als beispielsweise Onshore-Windkraftanlagen aufweisen,



sind die durchschnittlichen Kapitalkosten entsprechend hoher.
Stehen Forderkredite in ausreichender Hohe zur Verfligung —
beispielsweise von der Kf\W-Bankengruppe — kdnnen je nach
Technologie Fremdkapitalzinssatze von rund 1 bis 3% erzielt
werden. Dies ist momentan fir PV Kleinanlagen der Fall, fir die
der effektive Zins eines KfW-Forderkredits in der hochsten Bo-
nitatsklasse derzeit bei nur 1,57% liegt — bei 20-jahriger Lauf-
zeit und 20-jdhriger Zinsbindung (KfW 2021). Im Allgemeinen
werden die Zinssatze absichtlich etwas hdher angesetzt, da die
tatsachlichen Zinssatze aufgrund der Corona-Pandemie derzeit
sehr niedrig sind und in Zukunft voraussichtlich steigen werden.

Bei landertbergreifenden Standortvergleichen ist zu beachten,
dass sich neben den Umweltfaktoren wie Einstrahlung und
Windangebot auch die Finanzierungsbedingungen andern.
Insbesondere bei Projekten von erneuerbaren Energien, deren
Wirtschaftlichkeit maBgeblich auf staatlich geregelten Einspei-
severglitungen beruht, muss das landerspezifische Risiko fur
einen Ausfall dieser Zahlungen, etwa durch Staatsbankrott,
bericksichtigt werden. Ein weiterer Faktor ist die Verflgbar-
keit von zinsglnstigen Forderkrediten. Speziell der Standort
Deutschland bietet hier sehr glinstige Rahmenbedingungen fir
Investitionen in erneuerbare Energien.

Untersuchte Standortbedingungen
Einstrahlung — Volllaststunden

Die Hohe des Stromertrages am Standort des Kraftwerkes stellt
einen wichtigen Parameter mit einem erheblichen Einfluss auf
die Stromgestehungskosten von erneuerbaren Energien dar.
Bei Solartechnologien spielt hierbei, je nach Technologie, die
Hohe der diffusen oder direkten Solarstrahlung eine Rolle. Ab-
hangig von der Windgeschwindigkeit lassen sich Volllaststun-
den aus dem Windangebot am Kraftwerksstandort einer WEA

Globalstrahlung

PV-Anlage (Standardmodule)

[kWh/(m?a)]
Deutschland Norden 950
Deutschland Mitte 1120
Deutschland Stden 1300

Windgeschwindigkeit auf
120m Nabenhd6he [m/s]

Windenergieanlage (2 - 5 MW)

berechnen. Bei Biogas bzw. Biomasse hingegen ist die Anzahl
der Volllaststunden nicht dargebotsabhangig, sondern wird von
den Faktoren Nachfrage, Verflgbarkeit des Substrats und Anla-
genauslegung bestimmt.

Deshalb sollen exemplarisch Standorte mit spezifischen Ener-
gieertragen aus der Sonneneinstrahlung sowie Standorte mit
spezifischen Volllaststunden fir WEA untersucht werden (siehe
Tabelle 3). An typischen Standorten in Deutschland trifft eine
Globalstrahlung (GHI, global horizontal irradiance — bestehend
aus diffuser und direkter Strahlung) im Bereich zwischen 950
und 1300 kWh pro m2 und Jahr auf die horizontale Flache auf
(Abbildung 29). Dies entspricht einer Solarstrahlung zwischen
1100 bis 1510 kWh/(m2a) auf eine optimal ausgerichtete PV-
Anlage (sowohl in Bezug auf Himmelsrichtung Sid als auch in
Bezug auf den optimalen Neigungswinkel der Anlage). Nach
Abzug von Verlusten innerhalb des PV-Kraftwerkes ergibt
dies einen mittleren jdhrlichen Stromertrag zwischen 935 und
1280 kWh pro installiertem kWp. Die Volllaststunden der Anla-
gen sinken entsprechend, wenn die Anlagen zum Beispiel auf
Grund der Dachneigung in Richtung Osten oder Westen ausge-
richtet sind oder wenn die Anlagen flacher aufgestandert wer-
den. Beide Gesichtspunkte konnen unter Umstdnden aus einer
Wirtschaftlichkeitsberechnung und unter der Berlcksichtigung
von Eigenstromnutzung aus Eigentimersicht optimal sein.

Das Windangebot ist ebenfalls standortabhangig. Onshore-
Anlagen kénnen an schlechten Standorten Volllaststunden von
nur 1800 Stunden pro Jahr aufweisen. Die Hohe der Volllast-
stunden kann jedoch an ausgewahlten kistennahen Stand-
orten in Deutschland Werte von bis zu 3200 Stunden errei-
chen. Der durchschnittliche Wert der im Jahr 2016 errichteten
Onshore-WEA liegt bei 2721 Volllaststunden pro Jahr (Fraun-
hofer IWES 2018). Sehr viel hohere Volllaststunden erreichen

Stromerzeugung pro 1 kWp bei

Einstrahlung auf PV-Module optimalem Neigungswinkel

[kWh/(m?a)] und Siidausrichtung
[kWh/a]

1100 935

1300 1105

1510 1280

Wind-Volllaststunden [h] SR ) [ T L5

Onshore: Binnenland Deutschland 5,5
Onshore: Norddeutschland 6,4
Onshore: Kustennahe und windreiche 78
Standorte Deutschland ’

Offshore: geringe Entfernung von Kuiste 7,8
Offshore: mittlere Entfernung von Kiste 8,7
Offshore: sehr gute Standorte 10,3

[kWh/a]
1800 1800
2500 2500
3200 3200
3200 3200
3600 3600
4500 4500

Tabelle 3: Jahresertrdge an typischen Standorten von PV und Wind (Quelle: Fraunhofer ISE intern).
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Volllaststunden

konventionelle Braunkohle Steinkohle

Kraftwerke

[h/a]

Jahr 2020 Hoch 7300 6200
Niedrig 5300 2600

Jahr 2030 Hoch 5300 3300
Niedrig 2300 2300

Jahr 2040 Hoch 2000 2000
Niedrig 0 0

Jahr 2050 Hoch 2000 2000
Niedrig 0 0

Gasturbine Feste Biomasse

Biogas

8000 3000 7000 7000
3000 500 4000 4000
7000 3000 7000 7000
2000 500 4000 4000
5000 2000 7000 7000
0/1000 0/1000 4000 4000
4000 2000 7000 7000
0/1000 0/1000 4000 4000

Tabelle 4: Entwicklung der Vollaststunden fir konventionelle Kraftwerke und Bioenergieanlagen.

Offshore-Anlagen mit Werten zwischen 3200 Stunden pro Jahr
in Kistennahe und bis zu 4500 Stunden pro Jahr an kistenfer-
neren Standorten in der Nordsee. Angesichts des Trends immer
groBerer Anlagendimensionen sowie der Errichtung von Anla-
gen in Kistenferne wird angenommen, dass Offshore-WEA bis
zum Jahr 2050 im Idealfall eine Volllaststundenzahl von 5500
erreichen werden (Reuter und Elsner 2016). Dies entspricht ei-
ner jahrlichen Steigung der Volllaststunden um 0,6%. In dieser
Studie wird fir Onshore-WEA eine jahrliche Zunahme der Voll-
laststunden um 0,5% angenommen.

Biogasanlagen und Anlagen mit Verwendung von biogenen
Festbrennstoffen kdnnen in Deutschland problemlos eine Aus-
lastung von 80 - 90% erreichen, was Uber 7000 Volllaststunden
pro Jahr entspricht. Vorangetrieben durch die durch das EEG
eingeflhrte Flexibilitatspramie wird immer haufiger eine flexible
Fahrweise der Anlagen angestrebt, was zu sinkenden Volllast-
stunden fUhrt. Das Ziel der Flexibilitdtspramie ist die Erhéhung
des flexiblen Anteils an der Stromproduktion der Biogasanlage.
Dies dient dazu, die Dargebotsabhdngigkeit der Stromerzeu-
gung von Solar und Wind auszugleichen. Aus diesem Grund
wird eine Bandbreite zwischen 4000 und 7000 Vollaststunden
angesetzt (DBFZ 2015).

Im Vergleich zu den meisten erneuerbaren Energietechnologi-
en ist die jahrliche Stromerzeugung und damit die Volllaststun-
denzahl eines konventionellen Kraftwerkes abhangig von der
jeweiligen Nachfrage, den Kosten fir fossile Brennstoffe und
damit auch von der Wettbewerbsfahigkeit der Technologie im
Energiesystem. Derzeit liegen die Volllaststunden von Braun-
kohle Uber alle Anlagen bei durchschnittlich 4625 Stunden. Bei
Steinkohle wurden im Jahr 2020 durchschnittlich 1640 Stun-
den und bei wirtschaftlichen GuD-Kraftwerken 6500 Stunden
erzielt (Fraunhofer ISE 2021b). Im Zuge der steigenden Strom-
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erzeugung aus erneuerbaren Energien, der steigenden CO;-
Zertifikatspreise sowie des geplanten Kohleausstiegs sinken
jedoch die Volllaststunden von konventionellen Kraftwerken
kontinuierlich. Diese Studie hinterlegt in der Berechnung bis
2040 fir alle Neuanlagen kontinuierlich sinkende Volllaststun-
den. Bei Braunkohle sinkt somit der mittlere Wert der Volllast-
stunden im Jahr 2040 auf unter 2000 Stunden pro Jahr und bei
GuD auf 5000. Hohere Volllaststunden konnen die Stromgeste-
hungskosten von fossilen Kraftwerken verringern, falls dies die
Wettbewerbs- oder Nachfragesituation zulasst, entsprechend
fuhren geringere Volllaststunden zu einer Erhéhung der Strom-
gestehungskosten.

Brennstoffkosten

Die Substratkosten variieren fir Biogasanlagen deutlich. Die
Kosten unterscheiden sich aufgrund der Moglichkeiten des Zu-
kaufs von Substraten oder der Verwendung von eigenerzeugten
Substraten von Biogasbetreibern. Zudem sind die Anteile der
unterschiedlichen Substrate von Anlage zu Anlage verschieden.
Beispielsweise wird in einer im Jahr 2010 in Betrieb genomme-
nen Biogasanlage in Bayern ein durchschnittlicher Substratmix
mit 35% Silomais, 35% Rindergulle /Rindermist, 15% Gras-
silage und 15% Ganzpflanzensilage (GPS) verwendet (DBFZ
2019). Hierbei variiert der Methanertrag der einzelnen Subst-
rate zwischen 106 Nm3/t FM (Tonne Feuchtmasse) fur Silomais
(DBFZ 2015) und 12 Nm3/t FM fir Schweinegulle (FNR 2020).
Fir die Substrate fallen zudem unterschiedliche Kosten an. So
liegen die Substratkosten fur den Ankauf von Maissilage bei
39 EUR/t FM (Fraunhofer IEE 2019) und fir Rinder- und Schwei-
negulle bei 3 EUR/t FM (Guss et al. 2016). Fur eigenerzeugte
Substrate kdnnen die Substratkosten mit nahezu 0 EUR/t FM
angesetzt werden. Die energiebezogenen Kosten der jeweili-



gen Substrate werden auf Basis des Methanertrags, den Sub-
stratskosten und des Energieertrags von Methan (9,97 kWh/
Nm3) berechnet. Flr die Studie werden die durchschnittlichen
Substratkosten angesetzt, die bei 3,84 €Cent/kWh,, liegen. Die
Brennstoffkosten fir die Verbrennung fester Biomasse variieren
auch je nach eingesetztem Rohstoff. In Deutschland werden
die Biomasseheizkraftwerke Uberwiegend mit Hackschnitzeln
aus Waldrestholz, Altholz, Landschaftspflegeholz und Holz-
pellets betrieben (FNR 2020). Auf Grund der variierenden
Kosten wird in dieser Studie ein Gemischtholz aus Waldrest-
holz, Landschaftspflegeholz und Rinde bertcksichtigt, fur die
Brennstoffkosten in der Hohe von 1,53 €Cent/kWh, anfallen
(Fraunhofer IEE 2019).

FUr einen Vergleich der Stromgestehungskosten von erneuer-
baren Energien und konventionellen Kraftwerken sind Annah-
men zu Wirkungsgraden und COz-Emissionen der Kraftwerke
notwendig. Die Annahmen der typischen KraftwerksgroBen
liegen bei Braunkohle zwischen 800 und 1000 MW, bei Stein-
kohle zwischen 600 und 800 MW und bei GuD-Kraftwerken
zwischen 400 und 600 MW je Standort bzw. bei Gaskraft-
werken um 200 MW. Durch weitere technische Verbesserun-
gen steigt der Wirkungsgrad von Neuanlagen bei Braunkohle
von 45% auf 48%, bei Steinkohle von 46% auf 49% und bei
GuD von 60% auf 62%. Die Preispfade fur Brennstoffe sind
mit sehr moderaten Steigerungen angenommen. Aufgrund ei-
ner moglichen Verknappung der COz-Zertifikate wird zudem
ein langfristiger Anstieg des Zertifikatspreises angenommen
(siehe Tabellen 4-6). Die COz-Zertifikatspreise sowie die Brenn-
stoffpreise entsprechen einem Szenario, die die Treibhausgas-
neutralitat verfolgt. Das bedeutet, dass energiebedingte CO>-
Emissionen in Deutschland bis 2050 quasi gegen 0 tendieren.
Entsprechend wurde das ,, Sustainable Development” Szenario
fur die Brennstoffpreise der IEA genutzt, das von einer starken
Abnahme des Verbrauchs von konventionellen Energietragern
ausgeht. Der COy-Zertifikatspreis steigt entsprechend fir eine
sehr hohe Dekarbonisierung auf Werte von 180 bis 400 EUR/t
in 2050 an.

Brennstoff-

preise

[EUR/MWNh]

Braunkohle 2,0 2,0 2,0 2,0 2,0
Steinkohle 10,0 10,0 10,0 10,0 10,0
Erdgas 25,0 25,0 16,0 16,0 17,0
Substrat Biogas 38,4 38,4 38,4 38,4 38,4
Feste Biomasse 15,0 15,0 15,0 15,0 15,0

Tabelle 5: Annahmen zu Brennstoffpreisen basierend auf Werten
von (Hecking et al. 2017; Fraunhofer IEE 2019; IEA 2020)

Wirkungsgrad

konventionelle
Kraftwerke [%]

Braunkohle - Elektrisch 45,0 - -
Steinkohle - Elektrisch 46,0 - -
GuD - Elektrisch 60,0 61,0 62,0
GuD - Thermisch 33,0 33,5 34,0
Biogas - Elektrisch 40,0 40,0 40,0
Biogas - Thermisch 44,0 44,0 44,0
Feste Biomasse -

Elektrisch 23l 2 L0
Feste Blomasse - 35,0 35,0 35,0
Thermisch

Tabelle 6: Wirkungsgradentwicklung bei neuen GroBkraftwerken.
(Wietschel et al. 2010; Fraunhofer IEE 2019)

CO;-

Zertifikatspreise 2021 2025 2035 2040
[EUR/t CO3]

unterer Wert 32 40 80 120 150
oberer Wert 36 65 120 180 300

Tabelle 7: CO,-Zertifikatspreis (eigene Setzung)



4. STROMGESTEHUNGSKOSTEN VON
ENERGIETECHNOLOGIEN IN 2021

Im hier durchgeflihrten Technologievergleich werden die Strom-
gestehungskosten der erneuerbaren Energietechnologien PV,
Wind, Biogas und feste Biomasse an Standorten in Deutschland
anhand von Marktdaten zu spezifischen Investitionen, Betriebs-
kosten und weiteren technischen und finanziellen Parametern
ermittelt. Konventionelle Kraftwerke (Braunkohle, Steinkohle,
GuD und Gasturbinen) werden ebenfalls unter verschiedenen
Anlagenauspragungen sowie Annahmen fir den Bau und den
Betrieb dieser Kraftwerke untersucht.

In  SUddeutschland betragen die
ten flr PV-Kleinanlagen (< 30 kWp) an Standorten mit ho-

Stromgestehungskos-

rizontaler Globalstrahlung von 1300 kWh/(m2a) zwischen
5,81 und 8,04 €Cent/kWh und bei einer Einstrahlung von

Stand: Juni 2021
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o

950 kWh/(m2a) in Norddeutschland zwischen 7,96 und
11,01 €Cent/kWh. Die Ergebnisse sind abhangig von der
Hohe der spezifischen Investitionen, die zwischen 1200
1600 EUR/KWp angesetzt wurden. GroBere PV-
Dachanlagen (> 30 kWp) kénnen heute in Suddeutsch-

und

land Strom zu Gestehungskosten zwischen 4,63 und
7,14 €Cent/kWh produzieren, in Norddeutschland zwischen
6,34 und 9,78 €Cent/kWh, jeweils bei spezifischen Inves-
titionen zwischen 750 und 1400 EUR/KWp. GroB3e Frei-
flachenanlagen (> 1 MWp) erreichen heute Werte zwi-
schen 3,12 und 4,16 €Cent/kWh in Stddeutschland und
4,27 bis 5,70 €Cent/kWh in Norddeutschland, da die glnstigs-
ten Anlagen bereits spezifische Investitionen von 530 EUR/KW
oder 800 EUR/KW erreicht haben.

= Fraunhofer

ISE

0 T T T T T T
PV PVDach PV PVDach PV PV
Dach klein  Dach gro frei frei
klein Batterie groR Batterie Batterie
1:1 2:1 3:2

Wind
Onshore Offshore

T T T T T T T
Wind Biogas Feste Braun- Stein-
Biomasse kohle  kohle

Abbildung 5: Stromgestehungskosten fiir erneuerbare Energien und konventionelle Kraftwerke an Standorten in Deutschland im Jahr 2021.
Spezifische Anlagenkosten sind mit einem minimalen und einem maximalen Wert je Technologie berlicksichtigt. Das Verhaltnis bei PV-
Batteriesystemen drtickt PV-Leistung in kWp gegentiber Batterie-Nutzkapazitat in kWh aus. Weitere Annahmen in Tabelle 3 bis 6.

17



Die Stromgestehungskosten fir PV-Batteriesysteme beziehen
sich auf die gesamte von der PV-Anlage produzierte Energie-
menge abzlglich der Speicherverluste. Die Speicherverluste
errechnen sich aus der Kapazitat des Batteriespeichers, der
angenommenen Zyklenzahl sowie dem Wirkungsgrad der Bat-
terie. Die Stromgestehungskosten fir PV-Batterie-Kleinanlagen
liegen demnach zwischen 8,33 und 19,72 €Cent/kWh. Die
Ergebnisse umfassen Unterschiede in den PV-Kosten, Batte-
riekosten (500 bis 1200 EUR/KWNh) und unterschiedlich hohe
Einstrahlungswerte. Fir groBere PV-Dachanlagen mit Batterie-
speicher liegen die Stromgestehungskosten zwischen 6,58 und
14,40 €Cent/kWh, fUr Batteriekosten zwischen 600 und
1000 EUR/KWh. Fir PV-Freiflachenanlagen mit Batteriespei-
cher errechnen sich Stromgestehungskosten von 5,24 bis
9,92 €Cent/kWh; hierfir wurden Investitionskosten fir den
Batteriespeicher von 500 bis 700 EUR/kWh angenommen. Die
Preise flr kleinere Systeme sind teilweise niedriger, da es sich
hierbei um ein standardisiertes Produkt handelt, wohingegen
groBere Batteriesysteme eher Einzelprojekte sind, bei denen
auch Kosten flr Projektentwicklung, Projektmanagement und
Infrastruktur anfallen. Die Spanne der Investitionskosten ist klei-
ner bei den gréBeren GréBen, da hier ein starkerer Konkurrenz-
druck vorliegt.

WEA mit durchschnittlichen Installationskosten von ca.
1400 EUR/KW weisen an Onshore-Standorten mit sehr ho-
hen jahrlichen Volllaststunden von 3200 Stromgestehungs-
kosten von 3,94 €Cent/kWh auf, jedoch sind diese Standor-
te in Deutschland begrenzt. Deshalb variieren die Kosten von
Anlagen an schlechteren Standorten bis in einen Bereich von
8,29 €Cent/kWh, wiederum abhédngig von der spezifischen
Investition sowie den dort erreichten jahrlichen Volllaststun-
den (Tabelle 3). Im Vergleich dazu liegen die Kosten fur Off-
shore-WEA, trotz hoherer Volllaststundenzahl von 3200 bis
4500 pro Jahr, mit Werten zwischen 7,23 €Cent/kWh und
12,13 €Cent/kWh deutlich dardber.

Die Stromgestehungskosten von Biogas betragen bei Substratkos-
ten von 3,84 €Cent/kWh, zwischen 8,45 und 17,26 €Cent/kWh.
Bei Anlagen mit fester Biomasse sind die Stromgestehungskosten
zwischen 7,22 €Cent/kWh und 15,33 €Cent/kWh etwas gerin-
ger, was hauptsachlich auf die Substratkosten zurlickzuflhren ist.
Sowohl bei Biomasse als auch bei Biogas wurden bei den Stromge-
stehungskosten die Warmegutschriften, auch als Einnahmen aus
der Warmeerzeugung bezeichnet, abgezogen. Das bedeutet, dass
die hier angegebenen Werte sich nur auf Bioenergie mit Kraft-
Warmekopplung beziehen. Anlagen ohne Warmeauskopplung
besitzen deutlich hohere Stromgestehungskosten.

Fur konventionelle Kraftwerke ergeben sich unter den der-
zeitigen Bedingungen auf dem Strommarkt mit den jewei-
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ligen Volllaststunden und Brennstoffpreisen je Technologie
folgende Stromgestehungskosten: Heute errichtete Braunkoh-
lekraftwerke kdnnen Stromgestehungskosten mit 10,38 bis
15,34 €Cent/kWh fir die gewahlten Betriebsparameter (mit
einem heute relativ niedrigen CO2-Preis und stark ansteigen-
den CO3z-Preis) ausweisen. Etwas hoher liegen die Stromge-
stehungskosten von groBen Steinkohlekraftwerken zwischen
11,03 und 20,04 €Cent/kWh. GuD-Kraftwerke erreichen heute
Werte zwischen 7,79 und 13,06 €Cent/kWh. Deutlich hoher
liegen die Werte von Gaskraftwerken zwischen 11,46 und
28,96 €Cent/kWh.

Zu berlcksichtigen ist, dass die Berechnung der Stromge-
stehungskosten nicht die maogliche Flexibilitat einer Erzeu-
gungstechnologie oder Wertigkeit der erzeugten Elektrizitat
hinterlegt. Beispielsweise sind saisonale und tagesspezifische
Erzeugung der einzelnen Technologien sehr verschieden. So
sind Unterschiede durch den flexiblen Einsatz der Kraftwerke
oder die Bereitstellung von Systemdienstleistungen in Bezug
auf den erzielten Marktverkaufspreis von Strom nicht in der
Hohe der Stromgestehungskosten berlcksichtigt (siehe auch
Kapitel 8).

Photovoltaik

Marktentwicklung und Prognose

Stand: Juni 2021
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Abbildung 6: Szenarien fiir die Marktentwicklung der kumuliert
installierten Kraftwerksleistung [GW] fir PV bis 2040, eigene
Szenarien.

Ende 2020 hat die global installierte PV-Leistung mehr als
707 GWp betragen, der weltweite Zubau in 2020 erreichte rund
127 GWp. Dies bedeutet ein Marktwachstum 30% gegendber
2019, als rund 98 GWp installiert wurden (IRENA 2021a). Der
globale PV-Markt wird derzeit sowoh! bei der Produktion als
auch bei der Installation von China dominiert. Gleichwohl in-
stallieren immer mehr Landern PV in einem signifikanten Um-
fang, da PV-Kraftwerke sich immer 6fter im freien Wettbewerb
durchzusetzen und damit unabhdngig von Forderprogrammen
realisiert werden konnen. Das PV-Marktwachstum wird somit



vermehrt durch rein 6konomische Grinde getrieben. Daher ist
davon auszugehen, dass der globale PV-Nachfragemarkt wei-
terhin stark wachsen wird. Die drei der Studie zugrunde geleg-
ten Szenarien ,High”, ,Medium” und , Low" fir die Marktent-
wicklung gehen alle von einer kontinuierlichen Reduzierung des
jahrlichen Marktwachstums aus. Das angenommene Markt-
wachstum in 2021 von 24%, 20% bzw. 18% flr die Szenarien
LHigh”, ,Medium” und ,Low"” flacht bis 2040 auf 5% (High,
Medium) bzw. 4% (Low) ab. Fir das Jahr 2040 ergeben die Sze-
narien eine Gesamtkapazitat von 11.100 GW, 6700 GW und
4300 GW. Die Szenarien der kumuliert installierten Kraftwerks-
leistung sind in Tabelle 11 aufgefuhrt.

Performance Ratio von PV-Systemen

Zum Effizienzvergleich netzgekoppelter PV-Anlagen an
verschiedenen Standorten und mit verschiedenen Modul-
typen wird haufig die Performance Ratio verwendet. Die
Performance Ratio (engl. performance = Ertrag und ratio
= Verhaltnis) beschreibt das Verhaltnis des tatsachlichen
Energieertrages (elektrische Endenergie) eines PV-Systems
zu dessen Nennleistung. Die Nennleistung eines PV-Systems
wird Ublicherweise in Kilowattpeak (kWp) angegeben. Sie
beschreibt die unter normierten STC-Bedingungen (STC
engl. fUr Standard Testing Conditions = Standard-Testbe-
dingungen) gemessene Generatorleistung der PV-Module
des PV-Systems. Der tatsachlich nutzbare Energieertrag des
PV-Systems wird von den realen Betriebsbedingungen am
Systemstandort beeinflusst. Abweichungen des Moduler-
trages im Vergleich zu STC-Bedingungen kénnen sich aus
unterschiedlichen Griinden ergeben, wie abweichende Ein-
strahlungswerte der Sonne, Abschattung und Verschmut-
zung der PV-Module, Reflexion an der Moduloberflache bei
Schrageinfall des Lichtes, spektrale Abweichung vom Norm-
spektrum sowie Erhohung der Modultemperatur. Neben
den abweichenden Betriebsbedingungen der PV-Module
kommen weitere Verluste im PV-System hinzu, durch elekt-
rische Fehlanpassung der Module, ohmsche Verluste in der
AC- bzw. DC-Verkabelung, Wechselrichterverluste sowie
gegebenenfalls Verluste im Transformator. Neue, optimal
ausgerichtete PV-Anlagen erreichen in Deutschland Perfor-
mance Ratios zwischen 80 und 90% (Reich et al. 2012).

Preis- und Kostenentwicklung

Seit 2018 sind die GroBhandelspreise fir kristalline Module in
Deutschland von 430 EUR/kWp auf 310 EUR/kWp im Jahr 2020
nochmals deutlich gefallen. Der niedrigste Netto-Preis fur kris-
talline Module lag im dritten Quartal 2020 bei 190 EUR/KWp.
Weiterhin besteht ein Unterschied der Preisniveaus chinesischer

und deutscher Hersteller: Im Jahr 2018 konnten chinesische
Hersteller ihre Module durchschnittlich 80 EUR/kWp ginstiger
anbieten als deutsche Hersteller. Im Jahr 2020 betrug der Ab-
stand nur noch 50 EUR/kWop. (EuPD Research 2021).

Auch die Kosten flr Wechselrichter und BOS-Anlagenkompo-
nenten (Balance-of-System Components) wie Montagesystem
und Kabel sowie fir deren Installation nahmen ab, wenn auch
nicht im gleichen MaBe wie die der PV-Module. Wahrend 2005
der Kostenanteil der Solarmodule noch fast 75% der System-
kosten betrug, liegt dieser heute selbst bei Aufdachanlagen
unter 30%.
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Abbildung 7: Stromgestehungskosten fir PV-Anlagen in Deutschland
je Anlagentyp und Einstrahlung (GHI in kWh/(m?2a)) im Jahr 2021.

In Tabelle 1 sind Preisbander fir PV-Anlagen unterschiedlicher
GroBenklassen dargestellt. Die Kosten fur eine kleine PV-Anlage
(bis 30 kWp) liegen derzeit bei 1000 bis 1600 EUR/kWp. Bei
groBeren PV-Anlagen Uber 30 kWp liegen die Kosten gegen-
wartig bei 750 bis 1400 EUR/kWp. PV-Freiflachenanlagen mit
Leistungen ab 1 MWp erreichen Investitionskosten von 530 bis
800 EUR/KWp. Diese Werte enthalten samtliche Kosten von
Komponenten und zur Installation der PV-Anlage. Teilweise
kénnen Anlagen unter bestimmten Einkaufsbedingungen sogar
unter den genannten Preisbandern realisiert werden. Im Ver-
gleich zur letzten Studie 2018 werden deutlich groBere Band-
breiten fir die spezifische Investition angegeben. Die Grinde
hierfir liegen an einer gréBeren Leistungsdefinition in dieser
Studie, aber auch einer Marktentwicklung, in der der Standort,
Design der Anlage bzw. die Dach- und Gebaudebedingungen
stark auf die Preise der Anlagen einwirken. Dies flhrt zu einer
hoheren Variation der spezifischen Kosten.

Die Werte aktueller PV-Stromgestehungskosten werden fir die
verschiedenen AnlagengréBen und -kosten fir unterschiedliche
Einstrahlungswerte (siehe Tabelle 3) in Abbildung 7 dargestellt.
Die Zahl hinter der Anlagenleistung steht flr die jahrliche Ein-



strahlung am Standort der Anlage in kWh/(m2a). Anlagen im
Norden produzieren ab etwa 935 kWh/a, wahrend Anlagen in
Stddeutschland bis zu 1280 kWh/a liefern.

Die Preisdegression bei den Anlageninvestitionen fuhrt zu

weiterhin  sehr geringen PV-Stromgestehungskosten. PV-

Freiflaichenanlagen kénnen in  Norddeutschland bereits
Stromgestehungskosten von unter 6 €Cent/kWh erreichen,
in Suddeutschland liegen diese unter 4,5 €Cent/kWh. Die
Stromgestehungskosten von groBen PV-Dachanlagen lie-
gen zwischen 9,78 €Cent/kWh in Norddeutschland und
4,63 €Cent/kWh in Stddeutschland. Kleine PV-Dachanlagen in
Deutschland erzeugen Strom zu Gestehungskosten zwischen
5,81 und 11,01 €Cent/kWh und liegen damit deutlich unter-
halb der durchschnittlichen Stromkosten fir Haushalte.

Da die Photovoltaik entlang der gesamten Wertschopfungsket-
te und bei allen Komponenten immer noch ein deutliches Kos-
tenreduktionspotential besitzt, ist — von modglichen Preis-
schwankungen aufgrund von speziellen Marktgeschehen
abgesehen — mittel- und langfristig weiter mit sinkenden Inves-
titions- und damit Stromgestehungskosten zu rechnen. Basie-
rend auf der aktuellen Marktentwicklung sowie der Garantie,
die die meisten Modulhersteller anbieten, wurde die Lebens-
dauer von PV-Modulen in dieser Studie von 25 auf 30 Jahre
erhéht. Getrennt betrachtet fihrt die Erhéhung der Lebensdau-
er um 5 Jahre zu einer durchschnittlichen Reduktion der Strom-
gestehungskosten von 8%.
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Abbildung 8: Sensitivitdtsanalyse PV-Kleinanlage bei einer
horizontalen Globalstrahlung von 1120 kWh/(m2a) und Investition
von 1300 EUR/kWp.

Eine Sensitivitatsanalyse fir eine PV-Kleinanlage in Deutschland
zeigt die starke Abhangigkeit der Stromgestehungskosten von
der Einstrahlung und den spezifischen Investitionen (siehe Ab-
bildung 8). Einen nicht zu unterschatzenden Einfluss auf die
Stromgestehungskosten haben auch die Kapitalkosten der In-
vestition (WACC), da hier Unterschiede relativ groB sein und
leicht auBerhalb der gezeigten Parametervariation von 80 bis
120% liegen koénnen. Einen geringeren Einfluss auf die Strom-
gestehungskosten bei PV-Anlagen haben leicht veranderte Be-
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triebskosten, da sie nur einen geringfligigen Teil der Gesamt-
kosten ausmachen. Die Systemlebensdauer hat insofern eine
starke Auswirkung auf die Kosten, da bei langeren Lebensdau-
ern auch bereits abgeschriebene Anlagen weiterhin Strom zu
sehr niedrigen Betriebskosten produzieren.

Photovoltaik mit Speicher

Um den Eigenverbrauch von Photovoltaikstrom zu erhéhen
oder die Netzeinspeisung zu verstetigen, werden immer hau-
figer Stromspeicher eingesetzt. In der Regel handelt es sich
dabei um Batteriespeicher, weshalb sie in dieser Ausgabe der
Stromgestehungskostenstudie in die Untersuchungen aufge-
nommen werden. Im Vergleich zu Photovoltaik, Windkraft und
Bioenergie sind Lithium-lonen-Batteriespeicher eine vergleichs-
weise junge Technologie. Entsprechend ist der Markt von star-
kem Wachstum und stark sinkenden Preisen gepragt. Da PV-
Batteriesysteme in unterschiedlichen Anwendungen eingesetzt
werden, wird in der Berechnung der Stromgestehungskosten
zwischen drei unterschiedlichen Anwendungsbereichen unter-
schieden:

PV-Heimspeicher (PV-Aufdach klein) — hier steht die Eigen-
verbrauchserhéhung im Vordergrund, obwohl auch haufig
Inselldsungen nachgefragt werden. Da Strom aus PV-Anlagen
unter 30 kWp bei Eigenverbrauch von Abgaben und Umlagen
befreit ist, kdnnen Batteriespeicher Einsparungen durch eine
Erhéhung der Eigenverbrauchsquote erzielen. Der durch das
PV-Batteriesystem erzeugte Strom steht somit im Wettbewerb
mit den Kosten flr den Netzstrombezug von Privatpersonen
und Gewerbekunden. Die GroBe der Batteriespeicherkapazitat
im Verhaltnis zur PV-Leistung ist in den letzten Jahren mit sin-
kenden Batteriepreisen stetig gestiegen. Es wird fir die Studie
daher von einem Verhaltnis von 1:1 ausgegangen. Zwischen
2013 und 2018 wurden PV-Heimspeicher mit dem KfW-Forder-
programm geférdert, was ein starkes Marktwachstum hervor-
gerufen hat. Im Anschluss daran haben einzelne Bundeslander
eigene Forderprogramme fortgefihrt. Die Installationszahlen
steigen auch nach Ende der KfW-Foérderung weiter an.
MittelgroBe Batteriespeicher (PV-Aufdach groB) — dies sind
haufig PV-Batteriesysteme bei Gewerbe- und Industriekunden.
Die Batteriespeicher kénnen hier oft gleich mehrere Nutzen
erbringen: Neben einer Erhéhung der Eigenverbrauchsquote
konnen Batteriespeicher beispielsweise auch fur Spitzenlast-
kappung, flr unterbrechungsfreie Stromversorgung oder zum
Laden von Elektrofahrzeugen genutzt werden. Das Verhaltnis
von PV-Leistung zu Batteriekapazitat kann in diesem Segment
sehr unterschiedlich sein. Angenommen wurde ein Verhaltnis
von 2:1. Aufgrund haufig geringerer Strompreise in den Sekto-
ren Gewerbe-Handel-Dienstleistung und Industrie sind hier bis-
her nur wenige PV-Speichersysteme im Einsatz. Mit weiter sin-
kenden Batteriepreisen ist ein weiteres Wachstum zu erwarten.



GroB3e Batteriespeicher in Kombination mit PV-Freifla-
chenanlagen (PV-frei) — bisher werden solche Projekte im
Rahmen der Innovationsausschreibungen gefordert und dieses
Angebot wird auch stark angenommen. Der Nutzen des Batte-
riespeichers ist hier in erster Linie die Verstetigung der Stromer-
zeugung des Kraftwerksparks und einer sich daraus erhofften
Vermarktung zu hoheren Preisen. Das Verhaltnis von PV-Leis-
tung zu Batteriekapazitat kann auch hier sehr unterschiedlich
sein, ein Verhaltnis von 3:2 ist fir derzeitige Anlagen realistisch.
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Abbildung 9: Stromgestehungskosten flir PV-Batteriesysteme
in Abhéngigkeit des Verhéltnisses von PV-Leistung zur
Batteriekapazitat.

Abbildung 9 zeigt die Stromgestehungskosten fir PV-Batte-
riesysteme in Abhangigkeit der Art und GroBe der PV-Anlage
sowie des Verhaltnisses zwischen PV-Anlagenleistung und Spei-
cherkapazitat. Die Bandbreite flr die resultierenden Stromge-
stehungskosten ist deutlich groBer als bei den anderen erneuer-
baren Energietechnologien, da drei Parameter variiert werden:
die Investitionskosten fur die PV-Anlage, die Investitionskosten
flr den Batteriespeicher und die Einstrahlung. Die geringsten
Stromgestehungskosten entstehen somit bei niedrigen Investi-
tionskosten und hoher Einstrahlung. Die hochsten Stromgeste-
hungskosten treffen auf Anlagen mit hohen Investitionskosten
und geringer Einstrahlung zu. Die Volllastzyklen des Batterie-
speichers wurden in allen Fallen gleich (nach Tabelle 2) ange-
nommen, da dieser Wert nur eine Schatzung darstellt und der
Einfluss auf den LCOE sehr gering ist. Die Kostenannahmen
sind in Tabelle 1 angegeben, weitere Eingangsparameter sind
in Tabelle 2 aufgeflhrt.

Die Stromgestehungskosten steigen mit gréBeren Batterieka-
pazitaten, da eine groBere Batterie hohere Investitionskosten
bei gleichbleibender oder durch die Batterieverluste sogar
leicht sinkender Stromerzeugung bedeuten. Die Bandbreite
wachst mit zunehmender Batteriekapazitat, da dadurch ein
steigender Anteil fUr Batterieinvestitionskosten in die Rech-
nung einbezogen wird. Die Kapazitat des Batteriespeichers
hat eine geringere Auswirkung auf den niedrigen Wert der
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Stromgestehungskosten und einen groBeren Einfluss auf die
Obergrenze. Dies ist durch die Multiplikation der spezifischen
Batteriespeicherkosten mit der BatteriegroBe begrindet. Beim
angenommenen PV-Batterie-Verhaltnis von 1:1 (100% in der
Grafik) liegen die Stromgestehungskosten fir kleine PV-Bat-
teriesysteme zwischen 8,33 und 19,72 €Cent/kWh. Bei einer
halbierten BatteriespeichergroBe (50%) sinken die Stromgeste-
hungskosten auf 7,06 bis 15,32 €Cent/kWh. Bei einer groBeren
Batteriespeicherkapazitat steigen die Stromgestehungskosten
auf 9,63 bis 24,23 €Cent/kWh an. Fir groBe PV-Dachanlagen
mit Batteriespeicher, bei denen eine groBe Bandbreite der in
der Praxis umgesetzten Systemkonfigurationen vorliegt, sinken
die Stromgestehungskosten auf 5,41 bis 11,61 €Cent/kWh fir
eine geringe BatteriespeichergroBe (Kapazitat ist 20% der PV-
Anlagenleistung) und steigen auf 7,76 bis 17,24 €Cent/kWh
fur eine groBere BatteriespeichergroBe (80%). Fir GroBspei-
cher wurde ein PV-Batterie-Verhaltnis von 3:2 angenommen
(67%), an dieser Stelle werden zwei geringere Batteriespei-
chergroBen untersucht. Die Stromgestehungskosten kénnen
dabei auf 4,71 bis 8,85 €Cent’/kWh (50%) bzw. 4,18 bis
7,79 €Cent/kWh (33%) sinken.
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Abbildung 10: Sensitivitatsanalyse fir PV-Dach-Kleinanlagen

mit Batteriesystem bei einer horizontalen Globalstrahlung von
1120 kWh/(m?a), einer PV-Investition von 1300 EUR/kWp, einer
Batterieinvestition von 850 EUR/kWh und Batterieersatzkosten von
45% der Anfangsinvestition.

Die Sensitivitatsanalyse in fir die Stromgestehungskosten von
PV-Batteriesystemen zeigt, wie bei der Analyse flr PV-Systeme,
eine starke Abhangigkeit von der Einstrahlung. Einen starken
Einfluss haben ebenfalls die Investitionskosten, wobei die In-
vestitionen flr PV einen gréBeren Einfluss haben als die Inves-
titionen flr die Batterie, aufgrund der gréBeren Absolutwerte
(1300 EUR/KWp im Vergleich zu 850 EUR/KWh). Der Einfluss
des WACCs auf die Stromgestehungskosten ist, wie bei PV,
aufgrund der teilweise groBen Unterschiede des Absolutwertes
maoglicherweise auch hoher als hier dargestellt. Einen geringe-
ren Einfluss haben der Wirkungsgrad und die Anzahl der Voll-
lastzyklen des Batteriespeichers.



Ein groBer Anteil der heute installierten stationaren Batterie-
speicher basiert auf der Lithium-lonen-Technologie. Die welt-
weit kumulierte Kapazitat von Lithium-lonen-Batterien wird fur
das Jahr 2019 auf 195 GWh geschétzt. Davon hatten elekt-
rische Fahrzeuge allerdings den gréBten Anteil und auch das
groBte jahrliche Wachstum. Die Preise fur stationdre Batterie-
speicher werden daher auch stark durch den Fahrzeugmarkt
beeinflusst. Die Unterhaltungselektronik hat ebenfalls einen
groBen Marktanteil, aber ein langsameres Wachstum. Stati-
onare Energiespeicher hatten einen Marktanteil von weniger
als 5% am Gesamtmarkt, jedoch mit steigender Tendenz. Fur
alle drei Anwendungsfélle — PV-Heimspeicher, Gewerbe- und
Industriespeicher sowie GroBspeicher in Deutschland - wird
ebenfalls von einem starken weiteren Wachstum ausgegangen.
Somit wird die Preisreduktion gleichzeitig durch einen wach-
senden weltweiten Markt als auch steigende Installationszahlen
in Deutschland getrieben.

Windenergieanlagen

Von den erneuerbaren Energien ist die Windkraft diejenige, die
am langsten schon eine hohe Wettbewerbsfahigkeit gegen-
Uber konventioneller Stromerzeugung aufzeigt, entsprechend
stark ist ihre weltweite Marktpenetration. Die finf wichtigsten
Markte fir Neuinstallationen im Jahr 2019 waren China, die
USA, das Vereinigte Konigreich, Indien und Spanien, diese finf
Markte machten zusammen 70 Prozent der weltweiten Ins-
tallation aus. Jedoch gibt es in den meisten Regionen Markte
flr WEA mit einem bestandigen wenn auch unspektakuldren
Wachstum (GWEC 2020b).
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Abbildung 11: Marktprognosen kumulierter Windkraft 2020-2040
nach (GWEC 2016, IRENA 2021b).

Bis Ende 2020 stieg die Gesamtkapazitat aller installierten
Windkraftanlagen auf ein Volumen von mehr als 730 GW. Der
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Markt zeigte in der Vergangenheit ein kontinuierliches Wachs-
tum. Es wird erwartet, dass die Gesamtkapazitat der Onshore-
Windenergie im Jahr 2030 gut 1500 GW und im Jahr 2040
etwa 3500 GW erreicht (GWEC 2016; IRENA 2021b). Fir die
Offshore-Windkraftanlagen wird eine weltweite Gesamtka-
pazitdt von 200 GW im Jahr 2030 und im Jahr 2050 knapp
1000 GW angenommen (GWEC 2020a; IRENA 2021b). Der
Anteil der Windkraft an der gesamten Stromerzeugung in
Deutschland betragt im Jahr 2020 27%, wovon 21,7% auf
Onshore-Windkraftanlagen fallt. Bei der regenerativen Strom-
erzeugung hat die Windkraft 2020 mit 53% weiterhin den
gréBten Anteil (Fraunhofer ISE 2021a).

Die Stromgestehungskosten von WEA sind stark abhangig
von den Standortbedingungen, sowohl in Bezug auf On- und
Offshore-Anlagen, als auch aufgrund der erreichbaren Voll-
laststunden. Allgemein wird zwischen Stark- und Schwach-
windstandorten unterschieden. Von Starkwindstandorten wird
im Allgemeinen bei mittleren Windgeschwindigkeiten Uber
7.8 m/s gesprochen. Schwachwindstandorten finden sich in
Deutschland haufig im Binnenland, wo zum einen die mittlere
Jahreswindgeschwindigkeit oftmals geringer und zum anderen
die Rauigkeit des Bodens aufgrund von Bebauungen und Be-
waldung groBer ist.

Derzeit lasst sich beobachten, dass Hersteller von Windkraft-
anlagen vermehrt groBere Turmhohen sowie eine Erhdhung
der Uberstrichenen Rotorfliche im Verhaltnis zur Generator-
leistung anstreben. Dies geht mit einem Streben nach einer
Ertragserhohung einher, wodurch eine wirtschaftliche Nut-
zung an windschwacheren Standorten ermdglicht werden soll.
GroBere Turmhohen und langere Rotorblatter flhren jedoch
auch zu hoéheren Material- und damit Installationskosten, die
sich nur durch eine signifikante Erhéhung der Volllaststunden
rechtfertigen und dadurch die Investition profitabel werden las-
sen. Durch die technische Weiterentwicklung ist bei zukinfti-
gen Anlagen eine Steigerung der Volllaststunden zu erwarten,
weswegen eine jahrliche Erhéhung der Volllaststunden in der
Berechnung von Stromgestehungskosten fir Windkraftanlagen
angenommen wird.

Die Stromgestehungskosten von Windkraftanlagen werden
fur Standorte mit einer mittleren Jahreswindgeschwindigkeit
von 5,5 m/s bzw. 6,4 m/s berechnet. Am ersten Standort wer-
den so 1800 und am zweiten 2500 Volllaststunden pro Jahr
erreicht. Sehr gute Windstandorte an den Kusten sind durch
einen Standort mit 7,8 m/s und einer Volllaststundenzahl von
3200 abgedeckt.



Wie in Abbildung 12 dargestellt, liegen die Stromgestehungs-
kosten flr Onshore-WEA an kistennahen Starkwindstandorten
mit 3200 Volllaststunden zwischen 3,94 €Cent/kWh und
5,01 €Cent/kWh. Standorte mit einem schwacheren Windan-
6,38 bis
8,29 €Cent/kWh, abhangig von den spezifischen Investitionen.

gebot erzielen Stromgestehungskosten von
Wenn an dem betreffenden Standort 2500 Volllaststunden er-
reicht werden kdnnen, liegen die Stromgestehungskosten mit
Werten zwischen mit 4,82 bis 6,19 €Cent/kWh unter den
Stromgestehungskosten von neuen Steinkohle bzw. Braunkoh-
lekraftwerken. Im Vergleich zu den Kosten der Vorgangerstudie
ist in Deutschland im Jahr 2021 keine signifikante Veranderung
der Stromgestehungskosten zu beobachten, insbesondere auf-

grund der leicht stagnierenden Installationskosten.
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Abbildung 12: Stromgestehungskosten fiir WEA nach Standort und
Volllaststunden im Jahr 2021.

Demgegeniiber zeigt die Analyse aktueller Offshore-WEA auch
fUr Standorte mit hoheren Volllaststunden (bis zu 4500 Volllast-
stunden) hohere Stromgestehungskosten als fiir Onshore-WEA.
Dies ist dem notwendigen Einsatz von widerstandsfahigeren,
teureren Materialien, der aufwandigen Verankerung im Mee-
resgrund, kostenintensiverer Installation und Logistik der An-
lagenkomponenten sowie einem hoheren Wartungsaufwand
geschuldet. Jedoch ist zukinftig aufgrund von Lerneffekten
mit sinkenden Anlagenkosten und niedrigeren Wartungskosten
wegen zuverlassigeren Anlagen zu rechnen. Derzeit erreichen
Offshore-WEA an sehr guten Standorten Stromgestehungskos-
ten von 7,23 bis 8,85 €Cent/kWh (Abbildung 12). Diese haufig
kistenfernen Standorte unterliegen jedoch dem Nachteil einer
aufwandigen und teuren Netzanbindung, sowie der Notwen-
digkeit der Uberbrickung der groBeren Meerestiefe; Standorte
mit einer geringeren Volllaststundenanzahl (3200 h) erzielen
Stromgestehungskosten von 9,84 bis 12,13 €Cent/kWh. Da-
mit liegen Offshore-WEA unter fast allen Bedingungen (und
Standorten) Uber den Stromgestehungskosten fir Onshore-
WEA, mit Ausnahme von Offshore-Standorten mit sehr hoher
Windgeschwindigkeit, an denen Offshore-WEA vergleichbare
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Stromgestehungskosten mit Onshore-WEA haben. Der Vorteil
von Offshore-Anlagen zeichnet sich durch die héhere Volllast-
stundenzahl sowie durch geringere Larmbelastung und hohere
Akzeptanz in der Bevolkerung aus, wenn Untergrenzen fir die
Entfernung zur Kiste und Umweltschutzauflagen eingehalten
werden. Technologiespezifischen Risiken flihren zu hoheren
Kapitalkosten sowie Sicherheitsforderungen seitens der Fremd-
kapitalgeber, woraus immer noch héhere WACC fir Offshore-
Projekte im Vergleich zu Onshore-Windparks resultieren.

Zwar gibt es einen deutlichen Spielraum fir Kostensenkungen
bei Offshore-WEA, allerdings erscheint die Erreichbarkeit eines
mit Onshore-WEA vergleichbaren Niveaus aufgrund des héhe-
ren Aufwands fur die Installation und Wartung derzeit schwie-
rig. Jedoch zeigen die letzten Jahre, dass mit der Realisierung
von zahlreichen Projekten die Kosten der Projekte schneller
sinken als in friheren Studien erwartet. Zum Beispiel haben
die neuesten Offshore-Windparks, die in letzter Zeit in Betrieb
genommen worden sind oder noch im Bau sind, wie Arcona-
Becken, Albatros, Borkum Il und Hohe See alle spezifische In-
stallationskosten von weniger als 4000 EUR/KW, was deutlich
unter den teuersten Projekten liegt, die in der friiheren Studien
berichtet wurden. Gleichzeitig profitieren Offshore-Anlagen
auch davon, dass sie haufig Strom einspeisen kénnen, wenn
andere EE-Anlagen gerade keine Erzeugungsmengen zur Ver-
flgung stellen kdnnen. Hieraus wird sich in den kommenden
Jahren ein 6konomischer Vorteil herausstellen.
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Abbildung 13: Sensitivitdtsanalyse Onshore-WEA mit 2500
Volllaststunden, spezifische Investition von 1600 EUR/KW.

Die Sensitivitdtsanalyse flr Onshore-WEA identifiziert Einspa-
rungen bei der Anlageninvestition als primares Ziel zukunftiger
Kostenreduktionspotentiale. Wie bei der PV reagiert die Sensiti-
vitdtsanalyse auf diese Parameter am starksten. Dardber hinaus
kann auch die Senkung der Wartungskosten einen wichtigen
Beitrag liefern.



Bioenergieanlagen

Der Markt fUr Biogasanlagen ist von zahlreichen Hohen und
Tiefen gepragt. Wahrend zwischen den Jahren 2009 und 2011
jahrlich etwa 600 MW zugebaut wurden, lag der durchschnitt-
liche Zubau in den folgenden Jahren bis 2019 lediglich bei etwa
260 MW. Im Jahr 2019 lag die gesamte installierte Leistung von
Biogasanlagen bei gut 5000 MW in Deutschland (Fachverband
Biogas 2020). Trotz des Zubaus an Biogasanlagen und deren
Leistungserhohung in Deutschland lasst sich in den letzten Jah-
ren keine erhebliche Reduktion der spezifischen Investitionskos-
ten feststellen. Es wird daher keine Lernrate flir Biogasanlagen
angesetzt.

Bei der Nutzung von fester Biomasse zur Stromerzeugung kam
es insbesondere nach der Einfhrung des EEG zu einem dy-
namischen Wachstum. Die Zahl neu in Betrieb genommener
Bioenergieanlagen mit fester Biomasse hat sich jedoch seit
dem Jahr 2014 nur geringfigig erhoht (Fraunhofer IEE 2019).
Die installierte Leistung biogener Festbrennstoffe zur Stromer-
zeugung machte Ende 2020 in etwa 1,5 GW aus (AGEE-Stat
2021). Ahnlich wie fur Biogasanlagen wird auch fir Anlagen
mit Verwendung von fester Biomasse keine Lernrate flr die
Technologie angesetzt.
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Abbildung 14: Stromgestehungskosten von Biomasse- und
Biogaskraftwerken mit und ohne Wéarmeauskopplung bei
unterschiedlichen Volllaststunden im Jahr 2021.

In dieser Studie wird anders als in der letzten Studie (Kost et al.
2018) die Warmeauskopplung fur die Bioenergieanlagen mit-
spezifiziert. Eine Warmegutschrift ist daher in den Stromgeste-
hungskosten mitberlcksichtigt.

In Abbildung 14 sind die Stromgestehungskosten von gro-
Ben Biomasseanlagen mit fester Biomasse und Biogasanla-
gen (> 500 kW) fir unterschiedliche Volllaststunden mit und
ohne Berlcksichtigung der Warmeauskopplung dargestellt.
Zudem flieBen die spezifischen Investitionen mit Werten zwi-
schen 2500 EUR/KW und 5000 EUR/KW fir Biogasanlagen so-
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wie 3000 EUR/KW und 5000 EUR/KW fiir feste Biomasse in die
Berechnung ein. Durch die Berlcksichtigung der Warmeaus-
kopplung und somit einer Warmegutschrift ist eine deutliche
Reduktion der Stromgestehungskosten zu beobachten. Fur
Biogasanlagen mit hohen Volllaststunden und niedrigen spe-
zifischen Investitionen ergeben sich unter Berlcksichtigung
der Warmeauskopplung, bei einem eigen Warmebedarf von
25%, Stromgestehungskosten von 8,45 €Cent/kWh, wah-
rend die Stromgestehungskosten von Biogasanlagen ohne
Warmeauskopplung mit 13,43 €Cent/kWh deutlich hoher
ausfallen. Die Stromgestehungskosten flr Biogasanlagen mit
niedrigen Volllaststunden und hohen spezifischen Investitio-
nen liegen dabei mit und ohne Warmeauskopplung bei jeweils
17,26 €Cent/kWh und 22,24 €Cent/kWh. Fir Anlagen un-
ter Verwendung fester Biomasse ergeben sich fir hohe Voll-
laststunden und niedrigen spezifischen Investitionen mit und
ohne Warmeauskopplung Stromgestehungskosten von jeweils
7,22 €Cent/kWh und 11,15 €Cent/kWh. Bei niedrigen Volllast-
stunden und hohen spezifischen Investitionskosten hingegen
ergeben sich mit und ohne Warmeauskopplung deutlich héhe-
re Stromgestehungskosten von jeweils 15,32 €Cent/kWh und
19,26 €Cent/kWh.
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Abbildung 15: Sensitivitatsanalyse flr Biogasanlagen mit spezifischer
Investition von 2500 EUR/kKW und 6000 Volllaststunden.

Aus der Sensitivitatsanalyse der Biogasanlagen in Abbildung
15 geht hervor, dass Substratkosten der groBte Bestimmungs-
faktor der Stromgestehungskosten sind, aber auch, dass die
Volllaststunden und Investitionskosten einen groBen Einfluss
auf die Hohe der Stromgestehungskosten haben. So sinken
die Stromgestehungskosten um gut 0,49 €Cent/kWh im Ver-
gleich zum Referenzfall, wenn die Volllaststunden um 20%
erhoht werden. Im Vergleich sinken die Stromgestehungskos-
ten um 0,90 €Cent/kWh, wenn die Substratkosten um 20%
verringert werden. Daraus lasst sich schlieBen, dass ein Einsatz
von ausschlieBlich Gdlle und landwirtschaftlichen Reststoffen
als Substrat die Stromgestehungskosten von Biogasanlagen
weiter senken konnen. Geringere Auswirkung auf die Strom-
gestehungskosten weisen eine Veranderung der Lebensdauer,
WACC und der O&M Kosten auf.



Abbildung 16 zeigt, dass sich bei Bioenergieanlagen mit Ver-
brennung von fester Biomasse neben den Substrat- und In-
vestitionskosten insbesondere die Volllaststunden stark auf die
Stromgestehungskosten auswirken. Bei einer Verringerung der
Volllaststunden um 20% resultiert eine Erhéhung der Stromge-
stehungskosten um 0,82 €Cent/kWh. Durch die Variation der
Substrat- und Investitionskosten ergibt sich auch hier ebenfalls
ein starker Einfluss. Reduziert man die Investitionskosten um
20%, sinken die Stromgestehungskosten um 0,59 €Cent/kWh,
wahrend bei einer Reduktion um 20% der Substratkosten die
Stromgestehungskosten um 0,52 €Cent/kWh steigen. Am we-
nigstens andern sich die Stromgestehungskosten durch die Va-
riation der Parameter WACC und O&M Kosten.
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Abbildung 16: Sensitivitdtsanalyse fiir Biomassekraftwerke mit
spezifischer Investition von 3000 EUR/kKW und 6000 Volllaststunden.

Konventionelle Kraftwerke

Marktentwicklung und Prognose

Kohlekraftwerke hatten im Jahr 2019 an der weltweit instal-
lierten Kraftwerksleistung mit rund 2124 GW einen Anteil von
etwa 28%. Weltweit wird die groBte Menge an Strom durch
Kohlekraftwerke produziert (37%) (IEA 2020). Die grote Men-
ge an Kohlestrom produziert China. Zugleich ist China im Jahr
2019 mit 52% des gesamten Kohlekonsums der groBte Kon-
sument. Der zweitgroBte Markt liegt in Indien, gefolgt von den
USA. Zum Vergleich: Der Gesamtkohleverbrauch von Europa
war mit ca. 7% ahnlich hoch wie der der USA (bp 2020).

Wahrend im Jahr 2012 die Nettostromerzeugung durch Braun-
kohle in Deutschland noch bei 30% und die der Steinkohle bei
22% lag (BNetzA 2018), betragt der Anteil der Braunkohle an
der Nettostromerzeugung 2020 nur noch 16,8% und der der
Steinkohle etwa 7,3% (Fraunhofer ISE 2021a). Die installierte
Leistung von Braunkohlekraftwerken ist mit 20,3 GW seit dem
Jahr 2002 nahezu konstant, wahrend die installierte Leistung
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von Steinkohlekraftwerken leicht von Gber 28 GW im Jahr 2002
auf 23,7 GW im Jahr 2020 gesunken ist (Fraunhofer ISE 2021a).
Laut des Kohleverstromungsbeendigungsgesetzes (KVBG) wird
Deutschland bis 2038 aus der Kohleverstromung aussteigen.
Allerdings wird es jeweils 2026, 2029 und 2032 Uberprift, ob
die Stilllegungen vorgezogen werden kénnen, um den kom-
pletten Ausstieg bereit im Jahr 2035 erreicht werden kann
(BMU 2021).

In 2019 waren weltweit rund 1788 GW an Gaskraftwerkska-
pazitdt installiert. Gaskraftwerke haben nach Kohlekraftwer-
ken global damit mit 23% den zweitgroBten Anteil an der
Stromproduktion. Produziert wurde eine Strommenge von
6317 TWh (IEA 2020). Uber die Halfte aller Gaskraftwerke sind
in den OECD-Staaten installiert. Die OECD-Staaten Amerikas
haben dabei einen Anteil von 27% der weltweit installierten
Kapazitat, gefolgt von OECD Europa (15%) und OECD Asien
(9%). In den nicht OECD-Landern hat Russland, bedingt durch
groBe Gasreserven, mit 7% die groBte installierte Kapazitat an
Gaskraftwerken, der mittlere Osten insgesamt hat einen Anteil
von 14%. In China sind 4% und in Indien 2% der weltweiten
Leistung installiert.

Im 2020 trugen Gaskraftwerke mit einem Anteil von etwa
11,7% an der Nettostromerzeugung bei (Fraunhofer ISE
2021a). Seit dem Jahr 2002 hat sich die installierte Leistung von
Gaskraftwerken in Deutschland von 20,3 GW aus 30,5 GW er-
hoht. Laut Netzentwicklungsplan wird von einer Zunahme der
installierten Gaskapazitat bis auf 37,8 GW in 2030 ausgegan-
gen (50Hertz Transmission GmbH et al. 2017).

Preis- und Kostenentwicklung

Die Stromgestehungskosten von Gas- und Kohlekraftwer-
ken sind stark abhdngig von den erzielbaren Volllaststunden.
In Deutschland erreichen Braunkohlekraftwerke derzeit (Jahr
2020) Volllaststunden zwischen 5300 und 7300, Steinkohle-
kraftwerke erzielen Volllaststunden zwischen 2600 und 6200
und GuD-Kraftwerke erzielen Volllaststunden zwischen 3000
und 8000 (Fraunhofer ISE 2021b). Die Volllaststunden, die
ein Kraftwerk erzielen kann, sind abhangig von den variablen
Grenzkosten des Einzelkraftwerks, da der Einsatz der Kraftwer-
ke am Markt durch die Merit-Order bestimmt wird. Dadurch ist
die Entwicklung der Volllaststunden im Wesentlichen abhangig
von einer Prognose der Brennstoff- und COz-Zertifikatspreise,
der Entwicklung der erneuerbaren Stromeinspeisung und der
Zusammensetzung des Kraftwerksparks. Die genannten Gro-
Ben sind aufgrund ihrer Abhdngigkeit von den Entwicklungen
auf den nationalen und internationalen Markten mit erhebli-
chen Unsicherheiten behaftet, weswegen fiir die Technologien
eine groBe Bandbreite an Volllaststunden angegeben wurde.



Abbildung 17 zeigt die Stromgestehungskosten fir das Jahr
2021 von Braunkohle, Steinkohle, Gas- und Dampfkraftwerken
(GuD) sowie Gasturbinen, jeweils fir die Bandbreite an Voll-
laststunden (siehe Annahmen), den COj-Zertifikatspreis aus
Tabelle 7, die Brennstoffpreise aus Tabelle 5 sowie fir die
minimalen und maximalen spezifischen Investitionen aus
Tabelle 1.
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Abbildung 17: Stromgestehungskosten konventioneller Kraftwerke
im Jahr 2021 mit variierenden CO,-Zertifikats- und Brennstoffpreisen
sowie spezifische Investitionen.

Im Gegensatz zur vorherigen Studie haben unter den fos-
sil betriebenen Kraftwerken neu gebaute GuD-Kraftwerken
derzeit die niedrigsten Stromgestehungskosten, die zwi-
schen 7,79 und 13,06 €Cent/kWh liegen (im Vergleich zu
potentiell der

GuD-Kraftwerke sind deren hohere Flexibilitat und die im

neugebauten Kohlekraftwerken). Vorteile

Vergleich  zu  Kohlekraftwerken geringen  COz-Emissio-
nen. Betrachtet man noch die Warmegutschrift liegen die
Stromgestehungskosten  bei  GuD-Kraftwerken  zwischen
5,59 und 10,70 €Cent/kWh. Die Warmegutschrift errechnet sich
aus den Brennstoffkosten, die fur die Warmeerzeugung anfal-
len wirden, steht aber unentgeltlich aus der in der gekoppelten
Produktion der elektrisch betriebenen GuD-Kraftwerke erzeug-
ten Warme zur Verfigung. Die Stromgestehungskosten von
potenziell neuen Braunkohlekraftwerken haben eine Bandbrei-
te zwischen 10,38 und 15,34 €Cent/kWh und sind damit etwas
teurer als GuD-Kraftwerke. Als klassische Grundlastkraftwerke
haben Braunkohlekraftwerke eine sehr geringe Flexibilitat der Er-
zeugung und eignen sich daher nur bedingt zur Flankierung von
fluktuierenden erneuerbaren Energien. Die Stromgestehungs-
kosten von potentiell neuen Steinkohlekraftwerken liegen,
trotz niedrigerer spezifischer Investition als Braunkohle, mit
11,03 bis 20,04 €Cent’/kWh deutlich darlber. Hochflexible
Gasturbinen haben bei 11,46 und 28,96 €Cent/kWh noch ho-
here Stromgestehungskosten, sind jedoch hoch flexibel und
aufgrund geringer Anschaffungskosten giinstiger bei einer ge-
ringeren Auslastung unter 500 Volllaststunden pro Jahr.
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Zum Vergleich: Wahrend PV-Freiflaichenanlagen an Standor-
ten mit Globalstrahlung von 1300 kWh/(m?a) Stromgeste-
hungskosten von 3,12 €Cent/kWh erreichen, liegen diese fur
Onshore-WEA an Standorten mit 3200 Volllaststunden bei
3,94 €Cent/kWh. Damit liegen die Stromgestehungskosten von
PV-Freiflachenanlagen und Onshore-WEA deutlich unterhalb der
Erzeugungskosten fir Strom aus allen konventionellen Kraft-
werken. Tatsachlich sind auch die Stromgestehungskosten von
kleinen PV-Aufdachanlagen an guten Standorten im Stiden und
in Mitteldeutschland deutlich gunstiger als die Stromgestehungs-
kosten aller anderen (neu zu bauenden) konventionellen Kraft-
werke. Abbildung 17 macht deutlich, dass die Stromgestehungs-
kosten konventioneller Kraftwerke in hohem MaBe von den
erreichbaren Volllaststunden abhdngen. Bei GuD-Kraftwerken
ergibt sich durch die +/- 20% Variation der Volllaststunden eine
Differenz zu mittleren Stromgestehungskosten von ungefahr
+/- 0,8 €Cent/kWh. Auch die spezifischen Investitionen haben
einen erheblichen Einfluss auf die Stromgestehungskosten, wel-
cher bei GuD-Kraftwerken bei niedrigen Volllaststunden zu einer
Differenz der LCOE von 0,55 €Cent/kWh flihrt.
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Abbildung 18: Zusammensetzung der Stromgestehungskosten
konventioneller Kraftwerke im Jahr 2021 mit unterem CO,-
Zertifikatspreisen sowie spezifischen Investitionen.

Abbildung 18 zeigt die Komponenten der Stromgestehungskos-
ten fUr die konventionellen Kraftwerke, aufgeschltsselt in fixe
und variable Betriebskosten, CO»-Zertifikatskosten und Kosten
flr den Bau der Anlage. Es ist zu erkennen, dass die CO-Zer-
tifikatskosten bei Kohlekraftwerken den hochsten Kostenanteil
haben, wahrend bei Gaskraftwerken der Gaspreis den hochsten
Anteil einnimmt, gefolgt von den CO;-Zertifikatskosten. Ohne
Berlicksichtigung der CAPEX wird deutlich, dass die Betriebs-
kosten von konventionellen Kraftwerken in Deutschland bereits
teurer sind als PV-GroB- und Freiflachenanlagen sowie Onshore-
WEA an guten Standorten. Die Betriebskosten von Stein- und
Braunkohlekraftwerken sind sogar deutlich hoher als die Strom-
gestehungskosten von neu errichteten PV Kleinanlagen und
auch Offshore WEA.



In Zukunft werden, bedingt durch einen héheren Anteil von er-
neuerbar erzeugtem Strom, den zu erwartenden Kohleausstieg
sowie voraussichtlichen Ausstieg aus dem fossilen Erdgas, die
Volllaststunden der konventionellen Kraftwerke extrem sinken.
Bei den konventionellen Kraftwerken zeigt sich hierdurch ein ge-
genlaufiger Trend zu den erneuerbaren Technologien: Die Kosten
werden zuklinftig steigen. Einerseits ist dieser Trend auf steigen-
de COy-Zertifikatspreise zurlickzufihren, andererseits den zu
erwartenden, deutlich niedrigeren Volllaststunden geschuldet.
Es ist davon auszugehen, dass nicht unbedingt die billigste kon-
ventionelle Erzeugungsform am Markt bestehen wird, sondern
diejenige, die eine hohe Flexibilitdt in Bezug auf Anfahr- und
Abfahrvariabilitat aufweisen kann, also vorzugsweise Kraftwerke
basierend auf Erdgas und weiter in der Zukunft eventuell Kraft-
werke betrieben mit Wasserstoff.
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5. PROGNOSE DER
STROMGESTEHUNGSKOSTEN BIS 2040

IN DEUTSCHLAND

FUr die erneuerbaren Technologien kdnnen Kostenprognosen
anhand von historisch beobachteten Lernkurven beschrieben
werden, deren zeitlicher Fortschritt auf den unterschiedlichen
Marktprognosen fur den Zeitraum bis 2040 aufbaut. Fur die
Photovoltaik- und Windtechnologie konnte in den vergangenen
20 Jahren jeweils eine durchschnittliche Lernrate (LR) bzw. Pro-
gress Ratio (PR = 1 - Lernrate) beschrieben werden. Die Investi-
tionen pro Watt von PV-Modulen sanken in der Vergangenheit
einer LR von 25% folgend. Fir die Prognose der zuklnftigen
Entwicklung der Stromgestehungskosten von PV-Systemen wird
mit einer LR von 15% gerechnet, wie von (Wirth 2021) vorge-
schlagen. Im Vergleich dazu werden fir Onshore-WEA eine Lern-
rate von 5% und 7% fir Offshore-WEA angesetzt (Tsiropoulos
et al. 2018), was einer Progress Ratio von 95% bzw. 93% ent-
spricht (bei Windenergie wird jedoch gleichzeitig eine Erhohung
der Strommenge (Volllaststunden) Uber die Zeit angenommen).
Fur Batteriespeicher liegen aufgrund der kleinen MarktgroBe und
unterschiedlichen Verwendungsmaoglichkeiten fir Batteriesyste-
me keine bisher keine verlasslichen Daten zur LR vor. Es wurden
daher Annahmen fUr die Preisreduktion bis zu den Jahren 2030
und 2040 getroffen (siehe Tabelle 8).

Die Modellierung der Stromgestehungskosten zeigt eine unter-
schiedliche Entwicklungsdynamik fir die einzelnen Technologi-
en, abhangig von den oben diskutierten Parametern, Finanzie-
rungsbedingungen (WACC), Marktreife und -entwicklung der

Technologien (LR), aktuellen spezifischen Investitionen (EUR/KW)
und Standortbedingungen (Abbildung 19).

CAPEX 2021

[EUR/kWh] niedrig
Batteriespeicher fir PV

Dach Kleinanlagen 500 1200
(=30 kWp, 1:1)

Batteriespeicher flr PV

Dach GroBanlagen 600 1000
(30 kWp = 1 MWp, 2:1)

Batteriespeicher flr PV

Freiflachenanlagen 500 700

(@b 1 MWp, 3:2)

Fast alle heute neuinstallierten PV-Anlagen in Deutschland
kénnen Strom fur unter 11,50 €Cent/kWh erzeugen. Bei
einer jahrlichen Einstrahlung (GHI) von 950 kWh/(m2a) fallen
die Kosten selbst fir kleinere Aufdachanlagen bis 2024 unter
die Marke von 10 €Cent/kWh bzw. unter 8 €Cent/kWh bis
2027. GroBere Freiflachenanlagen erzeugen bei einer jahrlichen
Einstrahlung von 1300 kWh/(mZa) ihren Strom schon heute fur
3,5 €Cent/kWh. Im Jahr 2040 liegen die Stromgestehungskosten
zwischen 3,58 und 6,77 €Cent/kWh bei kleinen PV-Dachanlagen
und zwischen 1,92 und 3,51 €Cent/kWh bei Freiflachenanlagen.
GroBe PV-Dachanlagen in Deutschland erzeugen in 2040 Strom
zu Gestehungskosten zwischen 2,85 und 6,02 €Cent/kWh.
Die Anlagenpreise flr PV sinken bis 2040 bei Freiflachenan-
lagen auf unter 350 EUR/KW und bei Kleinanlagen auf bis zu
615 bis 985 EUR/KW.

Die Stromgestehungskosten flir PV-Batteriesysteme kénnen sich
bis zum Jahr 2040 um ca. 40% reduzieren. Zu berlcksichtigen
ist, dass diese Werte fir ein gleichbleibendes Verhaltnis von PV-
Anlagenleistung zu Batteriespeicherkapazitat berechnet wurden.
Mit sinkenden Batteriespeicherpreisen kénnte sich das Verhalt-
nis allerdings noch zu groBeren Batteriekapazitdten verschie-
ben. Bei gleichbleibendem Verhaltnis kénnen sich die Strom-
gestehungskosten fur PV-Batteriesysteme bis 2040 auf 4,60 bis
12,01 €Cent/kWh fir Kleinanlagen, 3,44 bis 8,79 €Cent/kWh
fir groBe Aufdachanlagen und 2,56 bis 6,04 €Cent/kWh flr
Freiflachenanlagen verringern.

2030 2040

niedrig niedrig
300 960 200 720
360 750 180 600
300 530 150 420

Tabelle 8: Annahmen fir die Berechnung der Stromgestehungskosten von PV-Batteriesystemen in 2030 und 2040. Gezeigt ist der
Batteriespeicherpreis in EURIkWh Nutzkapazitét, inklusive Installation und ohne MWSt.
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Je nach Windstandort werden bei Onshore-WEA vergleich-
bare Preise wie fir PV-Anlagen an guten Standorten erreicht.
Von derzeitigen Stromgestehungskosten zwischen 3,94 und
8,29 €Cent/kWh sinken die Kosten langfristig auf 3,40

und 6,97 €Cent/kWh. Aufgrund der

steigenden CO;-

Langfristig besitzen PV-Anlagen an strahlungsintensiven Stand-
orten und WEA an windreichen Onshore-Standorten die nied-
rigsten Stromgestehungskosten. Beide Technologien konnen
die Stromgestehungskosten fossiler Anlagen bis 2040 deutlich
unterbieten. Die Technologie- und Kostenentwicklungen der

Zertifikatspreise ~ werden die Stromgestehungskosten  letzten Jahre haben die Wettbewerbsfahigkeit von WEA und PV
fir GuD-Kraftwerke im Jahr 2040 zwischen 9,19 und deutlich verbessert. Insbesondere bei der PV konnten so star-
25,05 €Cent/kWh prognostiziert. ~ Gasturbinen  weisen ke Kostensenkungen realisiert werden, dass sie inzwischen mit
im Jahr 2040 hohere Stromgestehungskosten zwischen — Onshore-Windenergie eine der glinstigsten Erzeugungstechno-

15,29 und 28,69 €Cent’kWh auf. Bei Offshore-WEA da-
gegen sind durch eine hohere LR etwas groBere Kostenre-
duktionspotentiale vorhanden. Dies kann die Stromgeste-
hungskosten von den deutlich héheren Werten bis 2040

splrbar senken. Die Reduktion der

12,13 €Cent/kWh auf dann gut 5,87 bis 9,66 €Cent/kWh

2040 erwartet. Die Anlagenpreise liegen dann zwischen 2540
und 3400 EUR/KW. Fur Bioenergieanlagen wird von konstanten
Stromgestehungskosten ausgegangen, die sich im Bereich 7,22
bis 17,26 €Cent/kWh bewegen. Hierbei sind insbesondere die

Stromgestehungs-
kosten wird von heutigen Werten zwischen 7,23 und

logien (in Bezug auf neue gebaute Kraftwerke) in Deutschland
ist. Bei WEA tragen neben der Kostensenkung der Anlagekosten
die steigenden Volllaststunden infolge groBerer Anlagedimensi-
onen bedeutend zu den niedrigen Stromgestehungskosten bei.
Die Analyse der Stromgestehungskosten 2021 zeigt, dass die in
den letzten Versionen dieser Studie (2010, 2012, 2013, 2018)
in  prasentierten Prognosen fir PV durch das starke Marktwachs-
tum und die erheblichen Preissenkungen fir PV-Anlagen sogar
noch unterboten werden konnten. Grund hierflr ist unter ande-
rem, dass sowohl die Technologie als auch Finanzierungskosten
deutlich glinstiger geworden sind.

Verfligbarkeit, die Warmeauskopplung und die Brennstoffkosten

des Substrats entscheidend fir die zukinftige Entwicklung der

Stromgestehungskosten.
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Da zukinftige Neubauten von Kohlekraftwerken in Deutsch-
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[]Photovoltaik: GHI = 950-1300 kWh/(m?a), LR = 15%, mittlere Marktentwicklung

I Wind Onshore: VLS von 1800 bis 3200 h/a, LR = 5%, mittlere Marktentwicklung

Ny Wind Offshore: VLS von 3200 bis 4500 h/a, LR = 7%, mittlere Marktentwicklung

[ IBioenergie: VLS von 4000 bis 7000 h/a

[__]PV Dachinstallierte Kleinanlagen (< 30 kWp) inkl. Batteriespeicher 1 kWp :1kWh

[ ] PV Dachinstallierte GroBanlagen (30 - 1000 kW,) inkl. Batteriespeicher 2 kW : 1 kWh

[_]PV Freiflachenanlagen (gréRer 1 MW, inkl. Batteriespeicher 3 kW, : 2 kWh

Il GuD: Volllaststunden, Brennstoffkosten, Wirkungsgrad, CO,-Preise abhéngig von Betriebsjahr, vgl Tabelle 4-6

Il Gasturbine: Volllaststunden, Brennstoffkosten, Wirkungsgrad, CO,-Preise abhéngig von Betriebsjahr, vgl Tabelle 4-6

Abbildung 19: Lernkurvenbasierte Prognose von Stromgestehungskosten erneuerbarer Energien und konventioneller Kraftwerke in
Deutschland bis 2040. Berechnungsparameter in Tabelle 1 bis 6. Der LCOE-Wert pro Bezugsjahr bezieht sich jeweils auf eine Neuanlage im

Bezugsjahr.
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kosten von PV und Onshore-WEA mit den Betriebskosten von
bestehenden Braunkohle- und GuD-Kraftwerken fur die Jahre
2030 bzw. 2040 in Abbildung 20 verglichen. Die Betriebskosten
der konventionellen Kraftwerke setzen sich aus den variablen
Betriebskosten, Brennstoffkosten sowie den Kosten fir CO2-
Zertifikatspreise zusammen. Bei CO,-Zertifikatspreisen von rund
35 EUR/t sind die Betriebskosten von Braunkohlekraftwerken
niedriger als Onshore-WEA an sehr guten Standorten und so
niedrig wie neu errichtete PV-Freifldchenanlagen in Stiddeutsch-
land. Doch selbst bei dem niedrigsten prognostizierten CO3-
Zertifikatspreis im Jahr 2030 werden die Betriebskosten eines
Kohlekraftwerks teurer als PV-Freiflachenanlagen und Onshore-
WEA. Bei Gaskraftwerken liegen die Betriebskosten im Jahr
2030 zwischen 6 und 8 Cent, was annahernd vergleichbar ist
mit kleinen PV und Onshore WEA an suboptimalen Standorten
in Deutschland. Ein Vergleich im Jahr 2040 zeigt, dass die kon-
ventionellen Kraftwerke als Mittel zur Stromerzeugung deutlich
teurer sein werden als PV und Onshore-WEA.

Mit den in dieser Studie geschatzten Kosten entsprechen die
Stromerzeugungskosten flr PV-Freiflachenanlagen langfristig
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in Deutschland Werte zwischen 2 und 4 €Cent/kWh, Wind-
kraftwerke etwas darlber. Diese Werte liegen nicht wesentlich
Uber den Werten, fir die Strom aus PV und WEA in Regio-
nen mit noch besseren Solar- und Windbedingungen erzeugt
werden kann. Derzeit gibt es mehrere Untersuchungen zur Er-
zeugung von Wasserstoff mit glinstigem erneuerbarem Strom,
insbesondere in den Regionen Nordafrikas. Es wird haufig da-
von ausgegangen, dass diese Regionen in der Lage sind, Strom
aus PV-Freiflachenanlagen mit Stromerzeugungskosten von
2,5 €Cent/kWh (Hank 2020) zu erzeugen. Basierend auf der
Analyse in dieser Studie werden PV-Freifldachenanlagen in Sid-
deutschland bereits bis 2028 in der Lage sein, diese Kosten zu
erreichen. Mit Kosten von weniger als 2 €Cent/kWh ab 2038
stellt sich die Frage wie wettbewerbsfahig in vielen Teilen der
Erde (auch in Deutschland) eine Produktion von synthetischen
Energietragern und Wasserstoff moglich ist. Bei ausreichender
Verfligbarkeit von Flachen flr die Kraftwerke lieBe sich dann
verbrauchsnah Wasserstoff erzeugen. Vorteilhaft in dieser Kon-
stellation ist neben der reduzierten Unabhangigkeit von Ener-
gieimporten der Wegfall von Transportkosten, die insbesondere
bei einer Verflissigung von Wasserstoff deutlich in die Kosten
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Abbildung 20: Vergleich von Stromgestehungskosten von erneuerbaren Energien mit Betriebskosten von bestehenden konventionellen,

fossilen Kraftwerken im Jahr 2021, 2030 und 2040.
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einflieBen. Mit Kosten von weniger als 2 €Cent/kWh ab 2038
wird die Mdglichkeit einer inlandischen Wasserstoffproduktion
in Deutschland sehr attraktiv, da dies aufgrund der vermiede-
nen Transportkosten zu glinstigeren Kosten von griinem Was-
serstoff fihren konnte.

Sensitivitdtsanalysen der verwendeten Lernkurven fiir
PV und Wind

In einer Sensitivitdtsanalyse konnen die Parameter spezifische
Investition, Betriebsdauer, gewichtete durchschnittliche Kapital-
kosten (WACC), Volllaststunden und Betriebskosten hinsichtlich
ihres Einflusses auf die Stromgestehungskosten untersucht wer-
den.

Die Abbildung 21 und Abbildung 22 zeigen fir eine unter-
schiedliche Kombination von Lernrate und Marktszenarien
(siehe Tabelle 12 und Tabelle 13) die Bandbreite der Stromgeste-
hungskosten fir PV-Kleinanlagen und Onshore-WEA in Deutsch-
land. Ausgehend von heute niedrigen Kosten zeigen die Werte
Schwankungen bis 12% abhangig von den verwendeten Para-
metern. Dies drlickt die Unsicherheit des Lernkurvenmodells aus,
wenn unterschiedliche Inputparameter benutzt werden. Gleich-
zeitig spiegelt es eine potenzielle Bandbreite fir die Kostenent-
wicklung der einzelnen Technologien wider.

Fir kleine PV-Systeme an Standorten mit einer GHI von
950 kWh/m?a kénnen im Jahr 2040 Stromgestehungskosten
zwischen 3,2 €Cent/kWh und 4 €Cent/kWh je nach Szenarie-
nannahme identifiziert werden. Fir Onshore-Windenergie sind
aufgrund der geringen aktuellen Stromgestehungskosten nur
geringfligige zuklnftige Kostensenkungen zu erwarten (3,32 -
3,51 €Cent/kWh).
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Abbildung 21: Sensitivitatsanalyse fir die Prognose von Stromgeste-
hungskosten von PV-Kleinanlagen, Investitionskosten in 2021 betra-

gen 1000 EURIkW, GHI=950 kWh/(m?a).
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Abbildung 22: Sensitivitdtsanalyse flr die Prognose von Stromgeste-
hungskosten von Onshore-WEA, Investitionskosten in 2021 betragen
1400 EURIkWAh, VLS steigen von 3200 h/a in 2021 auf 3520 h/a im Jahr

2040.



6. STROMGESTEHUNGSKOSTEN FUR
ERNEUERBARE ENERGIEN IN REGIONEN

MIT HOHER EINSTRAHLUNG UND GUTEN
WINDGESCHWINDIGKEITEN

In diesem Kapitel werden die Technologien Photovoltaik (PV)
und solarthermische Kraftwerke (CSP - Concentrated Solar
Power) flr Regionen mit héherer Einstrahlung sowie Wind-
kraftanlagen an Standorten mit hoéheren Volllaststunden als
in Deutschland analysiert. Da CSP-Kraftwerke nur unter hoher
Direktstrahlung zur Stromerzeugung genutzt werden kénnen,
konzentriert sich die Analyse von CSP auf Standorte mit einer
Direktnormalstrahlung von 2000 kWh/(m2a) (beispielsweise in
Spanien) und Standorte mit 2500 kWh/(m2a) (beispielsweise in
den MENA-Staaten). Durch Integration thermischer Salzspei-
cher konnen sie thermische Energie zwischenspeichern und
dadurch Strom entkoppelt von der aktuellen Wetterlage oder
Tageszeit ins Netz einspeisen. Diese integrierte Speichermog-
lichkeit unterscheidet CSP prinzipiell von WEA und PV-Anlagen.
Besonders die Lander mit einer sehr starken Direktnormalstrah-
lung (DNI) entwickelten umfangreiche Ausbauplane fir CSP-
Kraftwerksprojekte (New Energy Update 2017), oftmals in son-
nenreichen Wistengebieten.
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Abbildung 23: Marktprognose solarthermische Kraftwerke 2020-
2040, (Sarasin Bank 2011; SolarPACES 2016; IRENA 2021b).

Anfang 2021 sind weltweit CSP-Kraftwerke mit einer Gesamt-
kapazitat von 6,5 GW in Betrieb. Weitere Anlagen mit insge-
samt 5 GW Kapazitat sind derzeit im Bau oder in der Planungs-
oder Entwicklungsphase, insbesondere der chinesische Markt
hat in den letzten Jahren neue CSP-Kraftwerke anvisiert.
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Die Analyse der Stromgestehungskosten fir CSP-Kraftwerke
stitzt sich insbesondere auf die Angaben realisierter Kraft-
werksprojekte der Parabolrinnen- und Turmtechnologie in
Spanien, in den USA und im Nahen Osten sowie in China. Die
Anschaffungskosten fir CSP-Anlagen mit integriertem Spei-
cher fir 8 Stunden betragen Anfang 2021 zwischen 3000 und
4000 EUR/KWh.

Von den solarthermischen Kraftwerkstechnologien werden
die verschiedenen Technologien Parabolrinnenkraftwerke und
Turmkraftwerke mit einer GroBe von 100-200 MW, die mit
thermischem Speicher (8 Stunden) ausgelegt sind, betrachtet.
Sie werden vereinfacht als eine Technologie CSP dargestellt.
Solarthermische Kraftwerke konzentrieren die Direktnormal-
strahlung (Direct Normal Irradiance, DNI) Uber konzentrie-
rende Spiegelsysteme auf einen Brennpunkt, wo die War-
me dann entweder direkt oder indirekt verwendet wird, um
Strom zu erzeugen. Zur Berechnung der Stromgestehungs-
kosten von PV und CSP wurden drei Standorte angenommen.
Der erste Standort mit der geringsten Globalstrahlung von
1450 kWh/(m2a) wurde nur fir ein PV-Anlage untersucht,
da die Direktstrahlung an diesem Standort zu gering ist.
Deshalb wird die CSP-Technologie nur an Standorten mit ei-
ner hohen Direktnormalstrahlung von 2000 kWh/(m2a)) und
2500 kWh/(m2a) analysiert. PV-Anlagen werden an entspre-
chenden Standorten mit einer Globalstrahlung (GHI) von
1800 kWh/(m2a) und 2000 kWh/(m2a) untersucht.

Fir Windkraftanlagen wurden Standorte mit sehr guten Wind-
bedingungen genutzt. Diese Standorte sind bei Onshore-Wind-
kraft in Kistennahe vom Atlantik oder der Nordsee in Europa
mit 3000 bis 4000 Volllaststunden anzutreffen. Bei Offshore
Windkraftanlagen konnen teilweise in Europa in Seegebieten
mit sehr hohen Windgeschwindigkeiten in der Nordsee und At-
lantik um GroBbritannien Volllaststunden von 4000 bis 5000
erreicht werden.

Im reinen Kostenvergleich fir das Jahr 2021 von PV-Anlagen
ohne Batteriespeicher und CSP-Kraftwerken mit integriertem
Warmespeicher an Standorten mit hoher Einstrahlung (DNI von



2000 kWh/(m?2a)) ergeben sich niedrigere Stromgestehungskos-
ten bei PV gegentber CSP. Aufgrund eines im Vergleich zur PV
geringeren Marktwachstums liegen derzeit die Kosten von CSP-
Kraftwerken mit integrierten Warmespeichern (Volllaststunden
bis zu 3600 h) bei unter 6 €Cent/kWh, wahrend PV-Freiflachen-
anlagen bei gleicher Einstrahlung Stromgestehungskosten von
unter 2,5 €Cent/kWh erreichen.
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Abbildung 24: Stromgestehungskosten flr erneuerbare Energien
an Standorten mit hoher Sonneneinstrahlung und guten
Windgeschwindigkeiten im Jahr 2021.

Globalstrahlung [kWh/(m?a)]

Einstrahlung auf PV-Module bei opti-

Die Stromgestehungskosten der analysierten CSP-Kraftwerke
mit Speicher liegen bei einer DNI von 2000 kWh/(m?2a) zwi-
schen 7,66 €Cent/kWh und 9,67 €Cent/kWh. In Regionen
mit hoéherer Sonneneinstrahlung von bis zu 2500 kWh/(m?2a)
wie in MENA-Staaten oder den Wdsten in Kalifornien, kénnen
Stromgestehungskosten von 5,85 bis 9,67 €Cent/kWh fir CSP-
Kraftwerke erreicht werden.

Fir Onshore-WEA an guten Windstandorten wie im Nordosten
GroBbritanniens konnen LCOE von 4 bis 6 €Cent/kWh erreicht
werden, was fast vollstdndig unter den Kosten von CSP liegt,
aber hoher als PV in den MENA-Regionen mit hoher Einstrah-
lung. Die Kosten fir Offshore liegen etwas héher zwischen 5
und 7 €Cent/kWh in der Nordsee an der schottischen Kuste.

Die Sensitivitdtsanalyse zeigt, dass um 20% geringere Inves-
titionen im Vergleich zum Referenzfall (7,57 €Cent/kWh) zu
Stromgestehungskosten von 6,36 €Cent/kWh flihren wirden
(siehe Abbildung 25). Eine hohere DNI hat einen ahnlich star-
ken, positiven Einfluss auf die Stromgestehungskosten.

Stromerzeugung pro 1 kW [kWh/a]

PV-Anlagen

Sudfrankreich 1450
Sldspanien 1800
MENA 2000

CSP-Kraftwerk Globalstrahlung [kWh/(m?a)]

1800
2000

Sldspanien
MENA

Windkraftanla-

gen Windgeschwindigkeit [m/s]

Wind-Onshore
Wind-Offshore

7,5-9,5
9,5-11

Direktnormalstrahlung (DNI)

malem Neigungswinkel [kWh/(m?a)]

1670 1380
2070 1680
2300 1790

Stromerzeugung pro 1 kW [kWh/a]

[kWh/(m?a)]
2000 3300
2500 4050

Volllaststunden [h]  Stromerzeugung pro 1 kW [kWh/a]

3000 - 4000
4000 - 5000

3000 - 4000
4000 - 5000

Tabelle 9: Jahresertrdge an typischen Standorten von PV und CSP (Quelle: Fraunhofer ISE).

Zur Berechnung wurden folgenden Annahmen fir die Technologien getroffen.

Wind offshore

Wind onshore

PV PV

Dachanlagen Freiflache

(< 30 kwp) (ab 1000 kWp)

Lebensdauer in Jahren 30 30
Anteil Fremdkapital 80% 80%
Anteil Eigenkapital 20% 20%
Zinssatz Fremdkapital 5,0% 5,0%
Rendite Eigenkapital 7,0% 8,5%
WACC nominal 5,4% 5,7%
WACC real 3,3% 3,6%
OPEX fix [EUR/KW] 26 13,3
OPEX var [EUR/kWh] 0 0

35 25 25
70% 80% 70%
30% 20% 30%
6,5% 5,5% 6,5%
1% 9,0% 10,0%
7,9% 6,2% 7,6%
5,7% 4,1% 5,4%

20 20 70
0,01 0,008 0,008

0 0 0

Tabelle 10: Inputparameter fiir die Wirtschaftlichkeitsrechnungen in Regionen mit hoher Einstrahlung
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Abbildung 25: Sensitivitdtsanalyse fur CSP (100 MW mit Speicher)
mit jahrlicher DNI Einstrahlung von 2500 kWh/(mZ2a) und spezifischer
Investition von 3600 EUR/KW.

Prognose der Stomgestehungskosten bis 2040 fiir er-
neuerbare Energien bei hoher Solarstrahlung und guten
Windgeschwindigkeiten

Die Prognose der Stromgestehungskosten bis zum Jahr 2040
wird ebenfalls fir die Technologien PV, WEA und CSP an Stand-
orten mit hoher Solarstrahlung bzw. Windgeschwindigkeit
durchgefiihrt. Samadi (2018) hat verschiedene Lernraten von
CSP-Kraftwerken in der Literatur zusammengestellt und be-
richtet, dass die Lernrate fir die einzelnen Komponenten (So-
larfeld, thermischer Speicher, Powerblock) zwischen 3% und
12% variiert. Daraus lasst sich eine gemittelte LR von 7,5% er-
rechnen, die sich auf das Gesamtkraftwerk bezieht. Fir PV und
WEA werden dhnliche Lernraten wie in Kapitel 5 verwendet.
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Bis 2040 konnen die Stromgestehungskosten von CSP auf Wer-
te zwischen 4,28 €Cent/kWh und 6,80 €Cent/kWh sinken (sie-
he Abb. 22). Bei CSP wird entscheidend sein, inwieweit die Ins-
tallationen von CSP in den Markten mit hoher Solarstrahlung in
den kommenden Jahren vorangetrieben werden. Was Onshore-
WEA betrifft, so werden sie im Jahr 2040 an sehr guten Stand-
orten in  Europa Strom zu Gestehungskosten von
3,10 bis 4,90 €Cent/kWh produzieren. Bei Offshore-WEA lie-
gen die Stromgestehungskosten in 2040 zwischen 5,40 und
7,95 €Cent/kWh. Fir PV konnen die Stromgestehungskosten
an Standorten mit guter Sonneneinstrahlung in der MENA-Re-
gion weniger als 3 €Cent/kWh fur kleine Aufdachanlagen und
ca. 1,5 €Cent/kWh fir PV-Freiflachenanlagen betragen.
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Abbildung 26: Entwicklung der Stromgestehungskosten flir WEA,
PV-Anlagen und CSP-Anlagen mit integrierten Warmespeicher an
Standorten mit hoher Windgeschwindigkeit (m/s) und Solarstrahlung
kWh/(m?3a).



7. EXKURS: STRUKTURAUSWERTUNG VON
ZUGEBAUTEN PV-ANLAGEN

Alle an das Netz der allgemeinen Versorgung angeschlossenen
Stromerzeugungseinheiten in Deutschland mussen seit Janu-
ar 2021 in das Markstammdatenregister (MaStR) eingetragen
sein. Dies gilt auch flr die stetig wachsende Zahl von Photo-
voltaikanlagen in Deutschland. Neben den Stammdaten, die
schon in den EEG-Stammdaten erfasst wurden, wie Leistung
und Standort, werden im Markstammdatenregister nun auch
zusatzliche Informationen Uber die PV-Anlagen, wie zum Bei-
spiel die Ausrichtung, Neigung, Nutzung von Stromspeichern
und Leistungsbegrenzung erfasst. Die verflgbaren Informatio-
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nen wertet das Fraunhofer ISE in regelmaBigen Abstanden aus
und macht relevante Ergebnisse fur die Offentlichkeit verflg-
bar." Weiterfihrende Auswertungen sind moéglich und kdnnen
beim Fraunhofer ISE angefragt werden. Im Folgenden werden
zwei beispielhafte Auswertungen dargestellt, die auf Basis der
im MaStR verfligbaren Daten erstellt wurden.

Die folgende Abbildung zeigt, dass die meisten PV-Anlagen in
der flr den Ertrag der PV-Anlage am vorteilhaftesten Himmels-
richtung Stden gebaut sind. Im Jahr 2019 betrug der Anteil
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Abbildung 27: Relative Anteile der verschiedenen Ausrichtungen am Anlagenzubau historisch. Quelle: Eigene Berechnung auf Basis MaStR-

Daten registriert ab 31.01.2019 (Stand 03.03.2020) (BNetzA 2020).
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nach Slden ausgerichteter Anlagen 42%. Darauf folgen mit
19% Sud-West Anlagen und hierauf mit 14% Sid-Ost Anla-
gen. Westanlagen (9%) sind etwas haufiger als Ostanlagen
(7%). Als letzte groBere Gruppe folgen Ost-West Anlagen mit
6%.

Allgemein hat der Anteil der Anlagen, die in anderen Him-
melsrichtungen als Slden aufgestellt werden, zugenommen.
Wahrend es in 2000 39% waren, hat ihr Anteil bis 2019 auf
58% zugenommen. Hierdurch kénnen ErtragseinbuBen ent-
stehen, die in ihrer Hohe allerdings stark vom Neigungswinkel
der Anlage abhangen. Bei optimalem Neigungswinkel (variiert
mit Himmelsrichtung, Breitengrad und Jahreszeit) konnen die
ErtragseinbuBen minimiert werden und liegen typischerweise
zwischen 5-10%. Nur bei Anlagen, die in Richtung Norden
ausgerichtet sind (2,1% der Anlagen in 2019), kann der Ertrag
bis zu 50% niedriger ausfallen. Die zunehmende Variation der
Ausrichtungen fihrt zu einer besseren Verteilung der Stromer-
zeugung Uber den Tag.
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Im Jahr 2019 hatte der GroBteil (54%) der installierten Anla-
gen einen Neigungswinkel zwischen 20 und 40 Grad. 20% der
Anlagen wiesen einen noch steileren Neigungswinkel zwischen
40 und 60 Grad auf. Der Anteil von Anlagen mit flachem Nei-
gungswinkel < 20 Grad ist allerdings in den letzten 20 Jahren
stark angestiegen: Von 5% im Jahr 2000 auf 24% in 2019.
Als Grunde fur die verstarkte Nutzung von flachen Winkeln
bei PV-Anlagen kénnen folgende Entwicklungen und Installa-
tionsstrategien angefihrt werden: Die zunehmenden Installa-
tionen von Ost/West-Anlagen, die Ermdglichung von engeren
Packungsdichten und die Reduktion der Traglasten bei Wind.
Bei Anlagen, deren Ausrichtung in Ost oder Westrichtung liegt
sind kleine Winkel fir den Ertrag der PV-Anlage von Vorteil.
Engere Packungsdichten ermdglichen es mehr PV-Module bei
begrenztem Platz zu installieren.

'Link: https://Avww.ise.fraunhofer.de/de/presse-und-medien/
presseinformationen/202 1/vermehrter-zubau-von-grossen-pv-
aufdachanlagen-mit-kleinen-neigungswinkeln-in-ost-west-
richtung.html

~ Fraunhofer

ISE

N l I
90 {FE.. IIIIIIII IIIII

0 I I I I I I I I I

I I I I I I I | I |

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019

Jahre

[ 20-40Grad

40 - 60 Grad [l < 20 Grad [Jlll > 60 Grad ||| Fassadenintegriert [l Nachgefiihrt llI Keine Angabe]

Abbildung 28: Relative Anteile verschiedener Neigungswinkel von PV-Anlagen am historischen Anlagenzubau. Quelle: Eigene
Berechnung auf Basis MaStR-Daten registriert ab 31.01.2019 (Stand 03.03.2020) (BNetzA 2020).
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8. ANHANG

Berechnung der Stromgestehungskosten

Die Methode der Levelized Costs of Electricity (LCOE) ermdg-
licht, Kraftwerke unterschiedlicher Erzeugungs- und Kosten-
struktur miteinander zu vergleichen. Die Stromgestehungs-
kosten ergeben sich aus der Gegenuiberstellung aller Gber die
Lebensdauer der Anlage fir die Errichtung und den Betrieb
der Anlage anfallenden Kosten und der Summe der erzeugten
Energiemenge Uber die Nutzungsdauer. Die Berechnung kann
entweder auf Grundlage der Kapitalwertmethode oder der
Annuitdtenmethode erfolgen. Bei der Anwendung der Kapi-
talwertmethode werden die Aufwendung fir Investition sowie
die Zahlungsstrome von Einnahmen und Ausgaben wahrend
der Laufzeit der Anlage durch Diskontierung auf einen gemein-
samen Bezugszeitpunkt berechnet. Dazu werden die Barwerte
aller Ausgaben durch die Barwerte der Stromerzeugung geteilt.
Eine Diskontierung der Stromerzeugung erscheint aus physi-
kalischer Sicht zunachst unverstandlich, ist jedoch eine Folge
finanzmathematischer Umformungen. Dahinter steht der Ge-
danke, dass die erzeugte Energie implizit den Einnahmen aus
dem Verkauf dieser Energie entspricht. Je weiter diese Einnah-
me in der Zukunft liegt, desto geringer also der zugehdrige
Barwert. Die jahrlichen Gesamtausgaben Uber die komplette
Betriebslaufzeit setzen sich aus den Investitionsausgaben und
den Uber die Laufzeit anfallenden Betriebskosten zusammen.
Fur die Berechnung von Stromgestehungskosten (LCOE) fir
Neuanlagen gilt (Konstantin 2013):

A
lo+ X r 3o
n Mt,el

LCOE =

LCOE Stromgestehungskosten in EUR/kWh

l Investitionsausgaben in EUR

A Jahrliche Gesamtkosten in EUR im Jahr t

~

M,. Produzierte Strommenge im jeweiligen Jahr in kWh
i realer kalkulatorischer Zinssatz
n wirtschaftliche Nutzungsdauer in Jahren

t Jahr der Nutzungsperiode (1, 2, ...n)
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Die jahrlichen Gesamtkosten setzen sich zusammen aus fixen
und variablen Kosten fir den Betrieb der Anlagen, Wartung,
Instandhaltung, Reparaturen und Versicherungszahlungen. Der
Anteil von Fremd- und Eigenkapital kann explizit durch die ge-
wichteten durchschnittlichen Kapitalkosten (Weighted average
cost of capital - WACC) Uber den Diskontierungsfaktor (kalku-
latorischer Zinssatz) in die Analyse einflieBen. Er ist abhdngig
von der Hohe des Eigenkapitals, der Eigenkapitalrendite Gber
die Nutzungsdauer, den Fremdkapitalkosten und dem Anteil
des eingebrachten Fremdkapitals.

Fr die Formel der jahrlichen Gesamtkosten in der Berechnung
der Stromgestehungskosten gilt auBerdem:

Jéhrliche Gesamtkosten A, =

Fixe Betriebskosten

+ Variable Betriebskosten

(+ Restwert/Entsorgung der Anlage)

Durch die Diskontierung aller Ausgaben und der erzeugten
Strommenge Uber die Nutzungsdauer auf den gleichen Bezugs-
punkt wird die Vergleichbarkeit der Stromgestehungskosten
gewahrleistet.

Die Stromgestehungskosten stellen eine Vergleichsrechnung
auf Kostenbasis und nicht eine Berechnung der Hohe von Ein-
speisetarifen dar. Diese kdnnen nur unter Hinzunahme von wei-
teren Einflussparametern berechnet werden. Eigenverbrauchs-
regelungen, Steuergesetzgebung und realisierte Einnahmen
der Betreiber erschweren die Berechnung eines Einspeisetarifs
aus den Ergebnissen fur die Stromgestehungskosten. Zusatzlich
muss eingeschrankt werden, dass eine Berechnung von Strom-
gestehungskosten die Wertigkeit des produzierten Stroms in-
nerhalb eines Energiesystems in einer jeweiligen Stunde des
Jahres nicht berlcksichtigt. An dieser Stelle ist es wichtig zu
betonen, dass diese Methode eine Abstraktion von der Realitat
darstellt, mit dem Ziel, verschiedene Erzeugungsanlagen ver-
gleichbar zu machen. Die Methode ist nicht geeignet, um die
Wirtschaftlichkeit einer konkreten Anlage zu bestimmen. Daftr
muss eine Finanzierungsrechnung unter Berticksichtigung aller



Einnahmen und Ausgaben auf Basis eines Cashflow-Modells
durchgefiihrt werden.

Die Berechnung der Stromgestehungskosten anhand der An-
nuitdtenmethode ist als Vereinfachung der Kapitalwertmetho-
de zu verstehen und existiert in zwei unterschiedlichen Ausfih-
rungen. Zum einen konnen die Stromgestehungskosten als
Quotient der annualisierten Investitions- und Betriebskosten
und des durchschnittlichen Stromertrags definiert werden. Die
Berechnung erfolgt anhand folgender Formel (Allan et al. 2011;
Gross et al. 2007; Lai und McCulloch 2016):

A
(Ip + Xt=o (1_|_—tr)t) * ANF

n
t=1Mt
n

LCOE =

Der Annuitatenfaktor (ANF) berechnet sich wie folgt:

ANF i1+t
T a+t-1

In einer noch einfacheren Ausfiihrung werden Stromgeste-

hungskosten unter der Annahme, dass die jahrlich produzierte

Strommenge sowie die jahrlichen Betriebskosten Uber die ge-

samte Betrachtungsdauer konstant sind, berechnet (Brown et

al. 2015; Tegen et al. 2012):

(I, * ANF) + A
M

LCOE =

Die Berechnung der Stromgestehungskosten anhand der bei-
den Ausflhrungen der Annuitatenmethode bieten zwar den
Vorteil eines geringeren Rechenaufwandes, jedoch konnen
abhangig von den gewahlten Eingangsparametern starke Ab-
weichungen zu der Berechnung mit der Kapitalwertmethode
entstehen. Da die Anwendung der Kapitalwertmethode fir die
Berechnung der Stromgestehungskosten die Realitat am besten
abbildet, wurden die Stromgestehungskosten in der vorliegen-
den Studie auf Basis der Kapitalwertmethode berechnet.

Um die Warmeerzeugung in einer Kraft-Warme-Kopplungs-
anlage (KWK-Anlagen), wie z.B. Bioenergieanlagen und GuD-
Kraftwerke, zu berlcksichtigen, wird die Methodik der War-
megutschrift ("Heat Credit” auf Englisch) angewendet. Da
KWK-Anlagen nicht nur Strom, sondern auch Warme erzeu-
gen, kénnen die gesamten Erzeugungskosten nicht allein der
Stromerzeugung zugeordnet werden. Die Warmegutschrift, die
auch als Erlds aus der Warmeerzeugung bezeichnet wird, ist
definiert als der Wert der von der KWK-Anlage abgegebenen
Warme, berechnet pro Einheit des von der Anlage Uber ihre
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Lebensdauer erzeugten Stroms. Die Warmegutschrift errechnet
sich aus den Brennstoffkosten, die flr die Warmeerzeugung
anfallen wirden, steht aber unentgeltlich aus der in der gekop-
pelten Produktion der strombetriebenen KWK-Anlage erzeug-
ten Warme zur Verfligung. Die Warmegutschriften variieren
stark von Studie zu Studie (Bratanova et al. 2015). In dieser
Studie wird die Warmegutschrift aus der Differenz zwischen
dem Gesamtwirkungsgrad einer KWK-Anlage und dem elektri-
schen Wirkungsgrad berechnet. Dabei ergibt sich die Differenz
aus den realen Brennstoff- und Betriebskosten und denen, die
anfallen, wenn das Kraftwerk ausschlieBlich zur Warmeerzeu-
gung genutzt wird (Koch et al. 2020; Schroder et al. 2013).

Lernkurvenmodelle

Aufbauend auf den Ergebnissen der Stromgestehungskosten
flr 2021 kénnen, mit Hilfe der Marktprojektionen bis 2030 und
2040, Lernkurvenmodelle erstellt werden, die Aussagen Uber
eine zukinftige Entwicklung der Anlagenpreise und damit auch
der Stromgestehungskosten ermdglichen. Das Lernkurvenkon-
zept stellt eine Beziehung zwischen der kumuliert produzierten
Menge (MarktgréBe) und den sinkenden Stlickkosten (Produk-
tionskosten) eines Gutes dar. Verdoppeln sich Stlickzahlen und
sinken die Kosten um 20%, so spricht man von einer Lernrate
von 20% (Progress Ratio PR = 1 - Lernrate). Die Beziehung zwi-
schen der zum Zeitpunkt t produzierten Menge x;, den Kosten
C(x) im Vergleich zur Ausbringungsmenge im Bezugspunkt xgq
und den entsprechenden Kosten C(xg) und dem Lernparameter
b stellt sich folgendermaBen dar:

FUr die Lernrate gilt:

Clx) = CO) ™
0
LR=1-27"

vergleiche Ferioli et al. (2009), Wright (1936).

Durch die Prognose der Anlagenpreise C(x;) fir den Betrach-
tungszeitraum mittels der Lernkurvenmodelle (unter Annahme
von Literaturwerten fir die Lernrate bzw. PR) kdnnen somit die
Stromgestehungskosten bis zum Jahr 2040 berechnet werden.
In Verbindung mit Marktszenarien fur die zuklnftigen Jahre
konnen den kumulierten MarktgroBen jeweils Jahreszahlen
zugeordnet werden, so dass die Entwicklung der Stromgeste-
hungskosten zeitlich abhdngig prognostiziert werden.



Bewertung der Methodik und Verwendung von Stromge-
stehungskosten

Stromgestehungskosten haben sich als eine sehr praktische
und wertvolle VergleichsgroBe fir unterschiedliche Erzeu-
gungstechnologien hinsichtlich ihrer Kosten durchgesetzt. Die
LCOE-Berechnungsmethode ist international als Benchmark an-
erkannt, um die wirtschaftliche Tragfahigkeit von unterschied-
lichen Erzeugungstechnologien sowie von einzelnen Projekten
zu bewerten und ermdglicht die Gegenuberstellung der Erzeu-
gungstechnologien bezlglich ihrer Kosten (Allan et al. 2011,
S. 23; Joskow 2011, S. 10; Lai und McCulloch 2016, S. 2; Liu
et al. 2015, S. 1531; Orioli und Di Gangi 2015, S. 1992). Einer
der Grlinde, weswegen sich die Kostenmetrik durchgesetzt hat
liegt darin, dass diese sich durch eine hohe Transparenz und
Anschaulichkeit auszeichnet und gleichzeitig dazu in der Lage
ist, die Schllsselfaktoren der Erzeugungskosten Uber die ge-
samte Lebensdauer des Kraftwerkes in lediglich einer Zahl wi-
derzuspiegeln (Allan et al. 2011, S. 24; Diaz et al. 2015, S. 721;
Tidball et al. 2010, S. 59). Aus wirtschaftlicher Sicht beinhalten
die Stromgestehungskosten die wichtigsten Faktoren, die zu
dem 6konomischen Potenzial eines Projektes beitragen (Myhr
et al. 2014, S. 715). Die Tatsache, dass Stromgestehungskos-
ten lediglich eine Zahl darstellen, bewirkt eine starke Reduktion
der Komplexitat und ermdglicht einen schnellen und unkompli-
zierten Vergleich unterschiedlicher Alternativen. Zudem findet
der Ansatz ein breites Anwendungsfeld (Branker et al. 2011, S.
4471; Ouyang und Lin 2014, S. 65).

Jedoch sind bei der Betrachtung einer einzelnen Zahl Grenzen

gesetzt. So besteht bei einer Einzelbetrachtung der Stromge-
stehungskosten aufgrund der Verengung der Sichtweise die
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Gefahr einer Fehlinterpretation und einer daraus resultierenden
Fehlentscheidung. Die Stromgestehungskosten stellt eine mit
Unsicherheiten behaftete Kennzahl dar. Diese lassen sich in ers-
ter Linie dadurch erklaren, dass fir die Berechnung samtliche
Werte bezuglich der gesamten Lebensdauer des Kraftwerkes
erforderlich sind, welche zum Teil prognostiziert werden mds-
sen. An dieser Stelle nennen Branker et al. (2011, S. 471) als
weitere Schwachstelle, dass der Fokus oftmals zu stark auf
dem statischen Wert der Stromgestehungskosten liegt, die
Berechnungsgrundlage jedoch nicht transparent ist. Aus die-
sem Grund ist wichtig, dass die Annahmen hinter der Kenn-
zahl ausreichend begrindet und nachvollziehbar sind und es
muss ersichtlich sein, welche Kostenbestandteile mit einbezo-
gen wurden. Joskow (2011, S. 1) hebt hervor, dass Strom ein
zeitlich heterogenes Gut ist, was bedeutet, dass die Wertigkeit
des Stromes von dem Zeitpunkt abhangt, zu dem er erzeugt
wird. Die Wertigkeit des Stromes hangt nicht nur von der ein-
gesetzten Technologie ab, sondern wird von dem Zusammen-
spiel der Kraftwerke in dem betrachteten System beeinflusst. Es
ist jedoch davon auszugehen, dass sich die Wertigkeit, wie sie
heute in Deutschland Uber den Energy-Only-Markt berechnet
wird, in einem System mit noch héheren Anteilen erneuerbaren
Energien anders darstellen wird und der Wert der CO2-freien
Stromerzeugung deutlich steigt.

Stromgestehungskosten kénnen unterstitzend zur Entschei-
dungsfindung herangezogen werden. AbschlieBende Aussa-
gen Uber die Wirtschaftlichkeit einer Technologie kénnen an-
hand der einzelnen Betrachtung der Stromgestehungskosten
jedoch nicht getroffen werden. An dieser Stelle darf nicht in
Vergessenheit geraten, dass die Stromgestehungskosten eine
kostenbasierte Kennzahl sind und keine Erldse miteinbeziehen.



Datenanhang

Niedrig Mittel Hoch
2020 707,5 707,5 707,5
2021 835 849 877
2022 977 1.010 1.079
2023 1.133 1.192 1.317
2024 1.303 1.395 1.593
2025 1.485 1.618 1.912
2026 1.679 1.861 2.275
2027 1.880 2.121 2.684
2028 2.087 2.397 3.141
2029 2.295 2.685 3.643
2030 2.502 2.980 4.189
2031 2.702 3.278 4.776
2032 2.905 3.606 5.397
2033 3.108 3.966 6.044
2034 3.310 4.363 6.709
2035 3.509 4.799 7.380
2036 3.684 5.231 8.081
2037 3.832 5.650 8.809
2038 3.985 6.045 9.557
2039 4.144 6.408 10.322
2040 4.310 6.728 11.096

Tabelle 11: Entwicklung der globalen kumulierten Leistung von
PV [GW], eigene Szenarien (Fraunhofer ISE)

Technologie Lernrate (LR) Marktszenario Variation der LR Variation der Szenarien
PV-Aufdach klein 15% Mittelwert-Szenario 20%, 10% ISE low, ISE high
PV-Aufdach groB 15% Mittelwert-Szenario 20%, 10% ISE low, ISE high
PV-Freiflachenanlage 15% Mittelwert-Szenario 20%, 10% ISE low, ISE high

Wind Onshore 5% Onshore Wind moderat 8%, 3% GWEC 450S, GWEC Advanced
Wind Offshore 7% Offshore Wind - -

CSpP 7,5% IRENA REMap 10%, 4% SolarPACES 2016, Sarasin 2011

Biogas-Anlagen - - o -
Feste Biomasse - o o -
Braunkohle - o - -
Steinkohle - - - -
GuD-Kraftwerke - - - -
Gaskraftwerke - = - -

Tabelle 12: Ubersicht der Lernrate und Marktszenarien

Technologie Szenarienbezeichnung Quelle 2025 [GW] 2040 [GW] ) [Hi et
verwendet

Wind offshore Offshore Wind ISE 125 510 X

Wind onshore O”i‘g&ira\’\’tmd G\f\éigenglft' \Zidlggte 1.016 2.767 X

wndoniors  GEMnd GECHIGadeed o

Wind onshore IRENA REMap 2021 IRENA REMap, 2021 1.179 3.572

PV Low-Szenario ISE 1.485 4.310

PV Mittelwert-Szenario ISE 1.618 6.728 X

PV High-Szenario ISE 1.912 11.096

CSP Sarasin 2011 Sarasin Bank, 2011 37 209

CSP IRENA REMap 2021 IRENA REMap, 2021 55 342 X

CSP Moderate Policy SolarPACES, 2016 45 424

Tabelle 13: Ubersicht der Szenarien und Ausbauziele fiir PV, CSP und WEA
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Globalstrahlung in der Bundesrepublik Deutschland

Basierend auf Satelltendaten und Bodenwerte aus dem DWD-Messnetz

i Mittjgre Jghressgummen, Zeitraum: 1981 - 2010
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Abbildung 29: Mittlere Jahressumme der Globalstrahlung [kWh/m?2] in der Bundesrepublik Deutschland von 1981-2010 (DWD
2013)
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GESCHAFTSFELD ENERGIESYSTEMANALYSE
AM FRAUNHOFER ISE

Die erneuerbaren Energietechnologien haben sich in den ver-
gangenen Jahren rasant entwickelt: Die Preise sind stark gefal-
len, gleichzeitig ist die installierte Leistung von erneuerbaren
Energietechnologien stark gestiegen. Weltweit haben sich die
erneuerbaren Energien, insbesondere Photovoltaik und Wind-
energie, nicht nur zu einer wichtigen Industriesparte entwi-
ckelt, sondern tragen mit ihrem Wachstum auch zu starken
Veranderungen im Energiesystem bei.

Aus dieser Veranderung ergeben sich neue, interessante For-
schungsfragen, die hauptsachlich auf die Integration und das
Zusammenspiel der erneuerbaren Energien im System abzielen:
Wie ist eine kosteneffiziente Nutzung erneuerbarer Energieres-
sourcen in verschiedenen Regionen zu erreichen? Wie kdnnen
verschiedene Technologien miteinander kombiniert werden,
um den Energiebedarf optimal zu decken? Wie wird sich das
Energiesystem insgesamt entwickeln? An welchen Stellen muss
diese Entwicklung durch den Staat unterstitzt werden?

Das Fraunhofer ISE bietet fUr diese Fragestellungen eine Reihe
von Losungen an, die in den folgenden Geschaftsfeldthemen
abgedeckt werden:

[0 Energiewirtschaftliche Analysen von Energiesystemen

[ Techno-6konomische Bewertung von Energietechnologien

[ Dekarbonisierungsstrategien und Geschaftsmodelle

@ Anlageneinsatzplanung und Betriebsstrategien im Energie-
markt

[ Smart Energy Cities, Quartierskonzepte und Warmenetze

[ Ressourcenbewertung fir die Energiewende
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Am Fraunhofer ISE werden verschiedene Energietechnologien
unter technischen und dkonomischen Gesichtspunkten analy-
siert, wie beispielsweise anhand von Stromgestehungskosten.
Weiterhin kann der Einsatz erneuerbarer Technologien fir ei-
nen Kraftwerkspark oder ein Land durch eine Betrachtung des
Zusammenspiels der Komponenten hinsichtlich bestimmter
Zielkriterien optimal ausgelegt werden.

Das Geschaftsfeld Energiesystemanalyse untersucht die Trans-
formation des Energiesystems mit Hilfe von sehr unterschiedli-
chen methodischen Anséatzen: Zum einen kann fir ein bestimm-
tes CO2-Minderungsziel ein sektorentibergreifendes Zielsystem
nach minimalen volkswirtschaftlichen Kosten ermittelt werden.
Zum anderen kann durch Investitionsentscheidungsmodelle
aufgezeigt werden, wie sich das Energiesystem unter bestimm-
ten Rahmenbedingungen entwickelt und wie das Zusammen-
spiel der Komponenten im Energiesystem funktioniert. Somit
kénnen unsere Modelle eine fundierte Grundlage fir die Ent-
scheidung Uber die Rahmenbedingungen einer zukinftigen
Energieversorgung bieten.

Ein weiterer Baustein des Geschaftsfeldes Energiesystemana-
lyse ist die Entwicklung von Geschéftsmodellen, die wir unter
Bertcksichtigung der veranderten Rahmenbedingungen in ver-
schiedenen Markten anbieten. Wir entwickeln Maoglichkeiten,
wie erneuerbare Energietechnologien in Zukunft verstarkt zur
Anwendung kommen kénnen, auch in Landern, in denen sie
bisher noch nicht stark verbreitet sind. Auf diese Weise bietet
das Fraunhofer ISE umfassende Analysemethoden sowie For-
schung und Studien zu technologischen und 6konomischen
Fragestellungen an, um die Herausforderungen eines sich an-
dernden Energiesystems zu bewaltigen.

Weitere Informationen und Kontaktinformationen fir lhre
Anfragen zum Geschaftsfeld Energiesystemanalyse finden Sie
unter:
www.ise.fraunhofer.de/en/business-areas/power-electronics-grids-
and-smart-systems/energy-system-analysis.html
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