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Wirtschaftliche und energetische Aspekte
von Langzeitspeichern
R. Haas, A. Ajanovic

Die in den letzten Jahren gestiegene Stromproduktion aus volatilen erneuerbaren Energieträgern in Europa hat dazu geführt, dass,
um die jährlichen Schwankungen der Stromerzeugung vor allem aus Wind und Photovoltaikkraftwerken auszugleichen, zusätzliche
Stromspeicher benötigt werden. In diesem Beitrag wird analysiert, welche Technologien für die Langzeitspeicherung – Monate bis
Jahre – in Frage kommen. Folgende Technologien werden in Bezug auf technische, energetische, und wirtschaftliche Aspekte analy-
siert: Pumpspeicher, Druckluftspeicher, Wasserstoff aus Elektrolyse sowie die Erzeugung von Methan aus Elektrolyse und Verbindung
mit CO2.

Die wichtigsten Erkenntnisse aus diesen Analysen lauten: Pumpspeicherkraftwerke sind derzeit aus ökonomischen und energe-
tischen Gründen die günstigste Technologie zur langfristigen Speicherung von Strom. In Bezug auf Power to Gas-Technologien ist
festzustellen, dass energetisch insgesamt in der gesamten Kette die Umwandlungseffizienzen noch zu verbessern sind und wirtschaft-
lich derzeit kein ökonomischer Anreiz besteht, die Technologien zu nutzen, aber durchaus noch ein hohes Lernpotenzial besteht.
Druckluft-Speicherkraftwerke könnten prinzipiell kostengünstig sein, das zentrale Problem für Österreich ist allerdings die technische
Realisierbarkeit.
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Economic and energetic aspects of long term storages for electricity.

In recent years in Europe electricity production from intermittent renewable energy sources has increased remarkably. This has led
to a demand for additional electricity storages to balance the annual fluctuations of electricity generation especially from wind and
photovoltaic power plants. In this contribution we analyze which long-term storage technologies are feasible from a technical,
energetic and economic point of view. The following technologies are analyzed: pump storages, compressed air storages, hydrogen
from electrolysis and the production of methane from electrolysis and reaction with CO2.

The major findings from these investigations are following: pump storage power plants are currently the most favorable long-term
storage technology for electricity for energetic and economic reasons. With respect to power-to-gas technologies the efficiencies in
the whole conversion chain have further to be improved. From an economic viewpoint it can be stated that there is still potential for
technological learning. Compressed air storage power plants could be economically attractive, however, the core problem for Austria
is the technical realization because of a lack of proper underground storages, e.g. salt caverns.
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1. Einleitung

Die Europäische Kommission hat sich in mehreren politischen Doku-

menten das Ziel gesetzt, den Anteil erneuerbarer Energieträger (EET)

an der Stromerzeugung deutlich zu steigern. Tatsächlich ist in den

letzten Jahren aufgrund entsprechender Fördersysteme die Strom-

produktion aus EET in vielen Ländern beträchtlich gestiegen wie in

Abb. 1 für die EU-27 zwischen 1990 and 2010 dargestellt. In diesem

Bild ist das Wachstum „neuer“ EET – Wind, PV. Biomasse – darge-

stellt, die von 1997 bis 2010 von 1 % auf ca. 9 % gestiegen sind.

Diese Zuwächse an volatilen EET haben dazu geführt, dass, um

jährliche, monatliche und tägliche Schwankungen der Stromerzeu-

gung aus Laufwasser-, Wind- und Photovoltaikkraftwerken auszu-

gleichen, zusätzliche Stromspeicher benötigt werden.

In diesem Beitrag wird analysiert, welche Technologien technisch,

energetisch und wirtschaftlich für die Langzeitspeicherung – Mona-

te bis Jahre – in Frage kommen und weiters deren aktuelle Marktsi-

tuation sowie Zukunftsperspektiven diskutiert.

2. Bedarf an Langzeitspeichern

Volatile EET weisen also neben täglichen kurzzeitigen Schwankun-

gen der Stromaufbringung auch über die Monate eines Jahres

unterschiedliche Erzeugungsmengen auf, die sich meistens nicht

mit der Charakteristik der Stromnachfrage decken. In Abb. 2 ist

eine beispielhafte Verteilung von PV-, Wasserkraft- und Wind-

Erträgen bei einer Kraftwerksleistung von jeweils 1 MW über ein

Jahr in Österreich dargestellt. Wind und PV haben praktisch ge-

genläufige Aufbringungsprofile, die Laufwasserkraft liegt dazwi-

schen. Die unterschiedlichen Volllaststunden der einzelnen Techno-

logien führen aber zu deutlich unterschiedlichen Erzeugungsmen-

gen.
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Abb. 1. Entwicklung der Stromerzeugung aus „neuen“ EET (exkl. Wasserkraft) in den EU-27 zwischen 1990 und 2010, in TWh (Quelle: EUROSTAT,
EU (2012))

Abb. 2. Verteilung der Erträge aus Photovoltaik-, Laufwasser- und Windkraftwerken (Leistung jeweils 1 MW über ein Jahr im Durchschnitt von
Österreich)

Um diese Schwankungen der Aufbringung aus volatilen EET zu-
mindest teilweise auszugleichen und vor allem, um temporäre Über-
schüsse zu speichern, können verschiedene Arten von Speichern ein-
gesetzt werden. Diese werden grob in Kurzzeit- und Langzeitspei-
cher unterteilt. Eine wichtige Kategorisierung ist jene nach Leis-
tung (Größe) sowie Speicherlade- und -entladezeit. In der folgen-
den Abb. 3 sind die derzeit wichtigsten Speicher in Bezug auf die-
se Merkmale gegenübergestellt. Das zentrale Problem von Kurz-
zeitspeichern ist im wesentlichen die aufgrund hoher Verluste kur-
ze mögliche Speicherzeit. Da der Fokus dieser Arbeit auf mög-
lichen Langzeitspeichertechnologien für Strom liegt, werden sta-
tionäre oder mobile Batterien, z. B. für E-Fahrzeuge, nicht wei-
ter berücksichtigt. Für die Analyse verbleiben Pumpspeicherkraft-
werke (PSP), Druckluftspeicherkraftwerke sowie Wasserstoff und

Methan aus Power-to-Gas(PtG)-Anlagen als chemische Energiespei-
cher.

3. Technische Aspekte der analysierten Technologien
In diesem Kapitel werden für die in dieser Arbeit analysierten Spei-
chertypen technische, energetische und ökonomische Aspekte un-
tersucht.

3.1 Pumpspeicherkraftwerke
Die Speicherung und Wiedernutzung von Strom mit Pumpspeicher
(PSP)-Kraftwerken wird seit vielen Jahrzehnten praktiziert und ist da-
mit der am längsten erprobte Stromspeicher. Im Vergleich zu allen
anderen heute bekannten Langzeitspeichertechnologien sind sie die
effizienteste und derzeit kostengünstigste großtechnische Speiche-
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roption. Pumpspeicherkraftwerke weisen moderate Investitionskos-
ten, lange Lebensdauern und hohe Wirkungsgrade auf. Sie werden
derzeit meist zum Ausgleich der vom prognostizierten Tagesbedarf
abweichenden Leistung im Stromnetz und zum Stromhandel einge-
setzt [15].

Die möglichen Standorte und damit Potenziale für Pumpspei-
cher sind allerdings limitiert, da die Realisierung von Langzeit-
Pumpspeicherprojekten hohe Anforderungen an das Geländepro-
fil als auch an die Bodenbeschaffenheit möglicher Projektstandorte
stellt.

Pumpspeicherkraftwerke sind Wasserkraftwerke, die über ein
Ober- und ein Unterwasserbecken verfügen. Die Speicherung von
elektrischer Energie erfolgt durch das Pumpen von Wasser aus dem
Unterwasserbecken in das Oberwasserbecken, Abb. 4. Auf diese
Weise wird elektrische Energie in Form von potentieller Energie ge-
speichert. Wenn die gespeicherte Energie benötigt wird, strömt das
Speichermedium Wasser aus dem Oberwasserbecken in das tiefer
liegende Unterwasserbecken. Dabei durchströmt das Wasser eine
Turbine, die einen Generator antreibt, der die in der Turbine erzeug-
te mechanische Energie in elektrische Energie umwandelt [14].

Der größte Vorteil von Pumpspeicherkraftwerken ist ihre extrem
hohe Flexibilität. So ist es möglich, bei durchschnittlichen Anlagen
innerhalb von 75–110 Sekunden die Kraftwerksauslastung von 0 auf
100 % hochzufahren, das Kraftwerk bei plötzlichem Lastrückgang
abzuschalten und innerhalb von ca. drei Minuten auf vollen Pump-
betrieb umzustellen. Besonders flexible Anlagen können sogar in-
nerhalb von 30 Sekunden sowohl die Pumpen als auch die Turbinen
vom Stillstand auf Maximallast hochfahren. Aufgrund sehr geringer
Verluste durch Verdunstung ist die Speicherdauer theoretisch fast

Abb. 3. Typische Entladedauern für verschiedene Speichertechno-
logien als Funktion der installierten Speicherkapazität (Quelle:
VDE [17])

unbegrenzt [17]. Ein weiterer wesentlicher Vorteil von Pumpspei-
cherkraftwerken ist, dass sie einen hohen Wirkungsgrad von ca.
80 % aufweisen [8, 10].

Zur Wirtschaftlichkeit ist festzustellen, dass die Investitionskosten
für derzeit in Bau oder in Planung befindliche Anlagen mit Jahres-
speichern in einer Bandbreite von ca. 1700 bis 2200 EUR/kW liegen
[12].

Derzeit gibt es in Kontinentaleuropa Anlagen im Ausmaß von ca.
12 GW (UCTE, 2013). Die derzeitigen Perspektiven für Europa sind,
dass bis 2020 Anlagen im Ausmaß von zusätzlich ca. 9 GW in Bau
oder Planung sind [12]. Diese würden fast eine Verdopplung der
derzeitigen Kapazität bedeuten.

3.2 Druckluftspeicher
Bei Druckluftspeicherkraftwerken – auch: Compressed Air Energy
Storage (CAES) – wird mittels eines elektrischen Verdichters Luft
komprimiert und in Erdkavernen gespeichert. Diese Technologie er-
möglicht prinzipiell nicht nur sehr große Speicherleistungen und -
kapazitäten, sondern auch die Option, die Einspeicherleistung, die
Ausspeicherleistung und die gespeicherte Energiemenge unabhän-
gig voneinander zu skalieren [19].

Bei diabaten Druckluftspeicherkraftwerken wird mit Hilfe von
(überschüssiger) elektrischer Energie ein Motor und in weiterer Folge
ein Kompressor angetrieben, der Luft verdichtet und anschließend in
einen Speicher leitet [3]. Als Speicher kommen zumeist Formationen
im Untergrund, wie zum Beispiel Salzkavernen, Aquifer-Strukturen
und aufgelassene Bergwerke, in Frage. Die dem Speicher entnom-
mene Luft wird – um einem Vereisen der Turbine entgegen – zu wir-
ken durch Zugabe eines Brennstoffs (Erdgas) wieder erhitzt, und in
einem Gaskraftwerk wiederverstromt. Abbildung 5 zeigt eine sche-
matische Darstellung eines diabaten Druckluftspeichers.

Wird ein Speichersystem nach diesem Konzept betrieben, werden
allerdings nur relativ bescheidene Wirkungsgrade im Bereich von et-
wa 45–55 % erreicht, da insbesondere bei der Kompression der Luft
erhebliche Mengen an bisher ungenutzter Wärmeenergie anfallen.
Diese liegen somit deutlich unter jenen von Pumpspeicherkraftwer-
ken. Des Weiteren benötigen diabate Druckluftspeicherkraftwerke
eine Zu-Feuerung mit Erdgas, was wiederum zu Emissionen führt.

Als Alternative zur diabaten Variante – vor allem um den Einsatz
fossiler Brennstoffe zu vermeiden – zielen aktuelle Forschungen auf
die Errichtung von adiabatischen Druckluftspeichern ab, bei denen
die bei der Kompression anfallende Wärmeenergie in thermischen
Hochtemperaturspeichersystemen gespeichert wird, Felberbauer et
al. [8]. Bei der Entladung des Speichers wird die Wärmeenergie wie-
der zugeführt. Auf diese Weise kann auf den Einsatz von Erdgas
gänzlich verzichtet und Nutzungsgrade von bis zu 70 % erreicht
werden. Bisher ist noch kein Druckluftspeicherkraftwerk dieser Art
in Betrieb, jedoch wird die Entwicklung intensiv vorangetrieben. Der
Hauptunterschied zwischen diabaten und adiabaten Luftspeichern
besteht somit im thermischen Speicher und hier muss mit deutlich

Abb. 4. Pumpspeicher – schematische Darstellung (Quelle: Universal)
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Abb. 5. Diabater Druckluftspeicher – schematische Darstellung (adaptiert nach Felberbauer et al. [8])

Abb. 6. Funktionsdiagramm eines Wasserstoffspeichers (adaptiert nach Felberbauer et al. [8])

höheren Investitionskosten gegenüber diabaten Systemen gerech-
net werden.

In Bezug auf die Wirtschaftlichkeit ist festzustellen: Schätzungen
bezüglich aktueller Investitionskosten von diabaten CAES bezogen
auf Europa schwanken zwischen 600 und 1200 €/kW ([19]). Die
Bandbreite ergibt sich vor allem aus den Unsicherheiten bezüglich
der Gegebenheiten am Standort. Dies betrifft die Fragen, ob bereits
eine Kaverne vorhanden ist, welches Kavernenvolumen angestrebt
wird, und welche bergbaulichen Maßnahmen für eine Nutzung als
Speicher noch erforderlich sind.

Zur aktuellen Marktsituation und den derzeitigen Erwartungen
und Perspektiven ist festzustellen, dass es keine konkret geplanten
Anlagen gibt. Für Österreich sei festgestellt, dass Druckluftspeicher
keine vielversprechende Option darstellen, weil es keine geeigneten
Salzkavernen gibt. Solche wären aber z. B. in im Norden Deutsch-
lands vorhanden.

3.3 Wasserstoff
In Fragen der Speicherung von elektrischem Strom aus fluktuieren-
den erneuerbaren Quellen wird auch Wasserstoff als Speicher über-
legt. Dabei soll in Situationen mit einem Stromüberangebot mittels
Elektrolyse Wasserstoff erzeugt und zwischengespeichert werden.
Wasserstoff (H2) ist das häufigste Element des Universums, aber
fast ausschließlich in chemischen Verbindungen vorhanden. Somit
muss Wasserstoff erst gewonnen werden, dies ist aber immer mit
Energieaufwand verbunden. Derzeit wird der Großteil des Wasser-
stoffs durch Erdgasreformierung in der Petrochemie hergestellt und
als chemischer Werkstoff, sowie in Demonstrationsanwendungen in
der Energiewirtschaft eingesetzt. Wasserstoffspeicher für Strom nut-
zen Elektrolyseure, um aus Strom Wasserstoff zu erzeugen, der als
Beimischung in Erdgasspeichern oder zukünftig in reinen Wasser-
stoffkavernen in großem Maßstab gespeichert werden kann.

Wasserstoff ist ein kohlenstofffreier Sekundärenergieträger und
besitzt eine sehr hohe gravimetrische Energiedichte von 33,3 kWh/kg,
im Gegensatz dazu jedoch nur eine geringe volumetrische Energie-
dichte von 3 kWh/m3 (im Vergleich dazu Benzin 8.760 kWh/m3).
Um die Energiedichte zu erhöhen, muss Wasserstoff komprimiert

werden. Die Verluste bei der Komprimierung sind unterschiedlich
und abhängig vom erforderlichen Druck.

Die Speicherung von Wasserstoff für die Wiederverstromung er-
möglicht zum einen sehr große Speicherleistungen und -kapazitäten
und zum anderen auch, die Lade- und Entladeleistung unabhängig
voneinander zu dimensionieren.

Wasserstoffspeicher können zentral oder dezentral realisiert wer-
den. Für Anlagen im Kraftwerksmaßstab können zur Speicherung
ehemalige Erdgasspeicher, Aquifere und Salzkavernen genutzt wer-
den. Salzkavernen ermöglichen hohe Ein- und Auslagerungsraten,
häufige Umschläge und benötigen nur einen geringen Mindest-
druck im Speicher [8].

Die wichtigsten Komponenten eines Wasserstoffspeichers sind so-
mit Elektrolyseur, Kompressor, und Speicher. In Abb. 6 ist zusätzlich
die Nutzung des Wasserstoffs in einem Gas- und Dampfturbinen-
Kraftwerk dargestellt.

Bei der Elektrolyse und der Verdichtung treten bei kleineren Anla-
gen höhere Verluste auf, als bei großen angebotsnahen Systemen.
Die Wirkungsgrade der Elektrolyse liegen derzeit bei 70–80 %. Ins-
gesamt liegen die Effizienzen bis inkl. Speicherung heute im Durch-
schnitt bei ca. 65 % (kleine dezentrale Anlagen darunter, zentrale
Großanlagen darüber), Felberbauer et al. [8], Wietschel et al. [19].
Die Rückverstromung von H2 kann entweder als Beimischung zum
Erdgas oder möglicherweise in Zukunft als reiner Wasserstoff in
Gas- und Dampfturbinen (GuD)-Anlagen realisiert werden. Die der-
zeit günstigste Option, auch in Bezug auf die Kosten, ist die Was-
serstoffverstromung in GuD-Anlagen. Die Effizienz dieses Prozesses
liegt heute bei den besten Neuanlagen bei ca. 60 %. Mit Brennstoff-
zellen kann bei kleinen Anlagen ein Verstromungswirkungsgrad von
etwa 50 % erzielt werden.

In Bezug auf die Wirtschaftlichkeit ist festzustellen, dass es in der
Literatur kaum detaillierte und belastbare Zahlen gibt. Die Bandbrei-
te liegt zumindest zwischen 1800 und 3100 EUR/kWEle. Eine große
Unsicherheit ist auch, ob sich die Angaben in der Literatur auf kWEle

oder kWH2 beziehen bzw. auf welche Anlagengröße.
In Bezug auf die aktuelle Marktsituation ist festzustellen, dass sich

H2 aus PtG derzeit im Forschungs- und Entwicklungsstadium befin-
det. Einige Beispiele für Anlagen, die teilweise in Kombination mit
CH4 realisiert wurden, finden sich am Ende von Abschn. 3.4.
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Abb. 7. Beispiel einer PtG-Methan-Speicheranlage, die letztendlich wieder Strom produziert (adaptiert nach Felberbauer et al. [8])

3.4 Power to Gas – Methan
Eine weitere mögliche zukünftige Speicherlösung für Überschuss-
strom aus fluktuierenden erneuerbaren Energiequellen ist die Nut-
zung des bestehenden Erdgasnetzes. Damit Strom dort gespeichert
werden kann, muss er in synthetisches Methan umgewandelt wer-
den. Die Herstellung von Methan aus Strom umfasst zwei Umwand-
lungsschritte: elektrolytische Erzeugung von Wasserstoff aus Strom
– siehe Abschn. 3.3 – und Methanisierung durch Zugabe von Koh-
lendioxid (CO2).

Das erzeugte synthetische Methan kann direkt in das bestehen-
de Erdgasnetz eingespeist, dort gespeichert und für unterschiedli-
che Anwendungen genauso wie Erdgas genutzt werden, z. B. für
die Erzeugung von Strom und Wärme in einem Gas- und Dampf-
kraftwerk (siehe Abb. 7), im Verkehrsbereich oder in industriellen
Prozessen [16].

Die PtG-Methan-Technologie ist also eine Erweiterung der reinen
PtG-H2-Variante. Der zusätzliche Prozess der Methanisierung wird
im Bereich der Kohlevergasung bereits angewandt und ist im Be-
reich der Vergasung von Biomasse Gegenstand von Forschungstätig-
keiten. Die energetische Effizienz der Methanisierung liegt zwischen
75 und 85 % und ist ein katalytischer Prozess bei Temperaturen zwi-
schen 180 und 350 °C sowie Drücken zwischen 1 und 100 bar [8].
Als mögliche CO2-Quellen für die Methanisierung werden fossile
Kraftwerke, CO2-Speicher (Carbon Capture and Storage), Biogasan-
lagen, industrielle Prozesse und CO2 aus der Luft untersucht [16].

In Bezug auf den Wirkungsgrad in der Kette wird auf folgenden
Überlegungen aufgebaut: Basierend auf einem mittleren Wirkungs-
grad der H2-Erzeugung von 65 % und einer durchschnittlichen Effi-
zienz der Methanisierung von 80 % ist aktuell ein Gesamtwirkungs-
grad von 52 % realistisch. Dies beinhaltet die Kette bis inkl. Spei-
cherung. Anmerkung: Dieser Wert ist ein Durchschnittswert für das
gesamte Leistungsspektrum. Er wird bei Anlagen im MW-Bereich
darunter liegen, bei Kleinanlagen im kW-Segment darüber.

Wird erneuerbares Methan wieder verstromt, ergibt sich in einem
Gas- und Dampfkraftwerk (elektrischer Nutzungsgrad: 60 %) ein
Gesamtnutzungsgrad (Strom zu Strom) von etwa 30 %. Berücksich-
tigt man auch etwaige Verluste durch Transport und Verdichtung in
der Größe von 10 %, ergibt sich ein Gesamtnutzungsgrad (Strom
zu Strom) von ca. 27 %.

Die Stärke dieses Konzepts liegt darin, dass bei der Verwendung
von Methan als Speichermedium auf eine vorhandene Infrastruk-
tur mit sehr großer Speicherkapazität zurückgegriffen werden kann.
Über das bestehende Erdgasnetz lassen sich auch große Energie-
mengen von den Erzeugungs- zu den Verbraucherzentren transpor-
tieren, wo sie dann z. B. in thermischen Kraftwerken verstromt wer-
den können. Diesen Vorteilen steht jedoch der geringe Nutzungs-
grad in der Gesamtkette – siehe oben – als zentraler Nachteil ge-
genüber.

In Bezug auf die Wirtschaftlichkeit ist festzustellen, dass es in der
Literatur nur wenige belastbare Zahlen gibt. Einerseits gibt es weni-
ge originäre Quellen, andererseits ist oft die Frage, worauf sich die
Angaben in der Literatur beziehen, auf kWEle oder kWCH4 , und für
welchen Zeitpunkt – jetzt oder in Zukunft – diese Angaben gelten.
Darüber hinaus ist auch von Interesse, wie die Kosten von den Grö-
ßenordnungen der Anlagen abhängen.

In einem Ansatz basierend auf den Kosten für H2, etwas ge-
ringeren Kosten für die Speicherung bei PtG-Methan und CO2-
Methanisierungskosten von 800 bis 1200 €/kWEle ergibt sich eine
Bandbreite von derzeit 2600–4300 €/kWEle.

Zur aktuellen Marktsituation und den derzeitigen Erwartungen
und Perspektiven für PtG-Methan ist festzustellen, dass sich die-
se derzeit im Forschungs- und Entwicklungsstadium befindet. Die
Energiewirtschaft setzt große Hoffnungen auf das erst vor weni-
gen Jahren entwickelte Verfahren, obwohl die Kosten, wie oben
beschrieben, derzeit relativ hoch und die Wirkungsgrade eher noch
bescheiden sind. Derzeit existieren vor allem in Deutschland einige
Pilot- bzw. Demonstrationsanlagen von PtG-CH4 Speicheranlagen.
Die wichtigsten gereiht nach Größe sind:

• Audi-e-gas Anlage (6 MWEl), Werlte, (AUDI AG)
• E.ON-Pilotanlage (2 MWEl), Falkenhagen, (E.ON Gas Storage

GmbH)
• ENERTRAG-Hybridkraftwerk (500 kWEl), Prenzlau (ENERTRAG AG)
• SolarFuel-Alpha-Anlage (25 kWEl), Stuttgart; (SolarFuel GmbH)

Weitere PtG-CH4-Pilot- bzw. Demonstrationsanlagen in Deutsch-
land sind derzeit geplant.

4. Energetische Bewertung von Langzeitspeichern
Wie bereits erörtert, ist eine wichtige Kenngröße von Speichern
ihr Wirkungsgrad. Im Folgenden werden diese für die untersuch-
ten Technologien verglichen. In Abb. 8 findet sich eine zusammen-
fassende Gegenüberstellung der Bandbreite der Wirkungsgrade auf
Basis der Analysen des vorigen Kapitels. Die wichtigsten Literatur-
quellen dazu sind Wietschel ([19]) und Felberbauer et al. [8]. Die-
se Werte beinhalten die gesamte Kette bis inkl. Speicherung. Es ist
deutlich zu erkennen, dass PSP die höchsten Effizienzen aufweisen.
Luftspeicher haben heute ca. 50 % Wirkungsgrad und werden sich
bis 2050 leicht verbessern. Den PtG- Technologien wird die größte
Wirkungsgradsteigerung zugetraut, vor allem auch in Kombination
mit Skaleneffekten, d. h., Steigerung der Anlagengröße. Allerdings
werden sie auch in Zukunft hinter den PSP liegen.

5. Wirtschaftlichkeit von Langzeitspeichern
Ob sich letztendlich neue Speicherkonzepte am Markt durchset-
zen werden und welche wird von deren Kosten im Vergleich zu
anderen Optionen (Netzausbau, Demand-side Management, Smart

0 0000 0. Jahrgang © Springer Verlag Wien heft 0.0000



ORIGINALARBEITEN R. Haas, A. Ajanovic Wirtschaftliche und energetische Aspekte von Langzeitspeichern

Grids, verbraucherseitige Reaktionen. . . ) abhängen. In diesem Ka-
pitel erfolgt zunächst eine zusammenfassende Gegenüberstellung
der Kosten auf Basis des Jahres 2010 (basierend auf der Analyse in
Abschn. 3). Abbildung 9 zeigt die Bandbreite der Investitionskosten
(EUR/kWEle) basierend auf der zitierten Literatur. Es ist zu erkennen,
dass die Kosten für Luftspeicherkraftwerke am niedrigsten sind. Al-
lerdings sind die geeigneten Standorte sehr beschränkt, in Öster-
reich sind praktisch keine geeigneten vorhanden. Bei PSP (Jahres-
speichern) liegt die Bandbreite der Investitionskosten zwischen ca.
1700 EUR/kWEle und 2200 EUR/kWEle Turbinenleistung, das ent-
spricht etwa 1300 EUR/kWEle und 1800 EUR/kWEle Pumpleistung.
Anmerkung: Die kWEle beziehen sich auf die zu speichernde elektri-
sche Leistung. Sowohl das absolute Niveau als auch die Bandbreite
der Kosten ist bei der Technologie mit dem geringsten Reifegrad,
PtG-Methan, am höchsten.

Die Investitionskosten alleine sagen allerdings noch nichts über
die tatsächlichen Speicherkosten aus. Von zentralem Interesse sind
natürlich die spezifischen Speicherkosten je kWh, CSp. Diese werden

Abb. 8. Bandbreite der Derzeitigen (2010) Wirkungsgrade von Lang-
zeitspeichern aus der Literatur (bis inkl. Speicherung)

wie folgt berechnet (ohne Kosten des gespeicherten Stroms):

CSp = I α
Tη

+ CBW [Cent/kWh] (1)

mit: CSp: Speicherkosten gesamt bezogen auf kWh aus dem Spei-
cher [Cent per kWh]; CBW: Betriebs- und Wartungskosten [Cent per
kWh]; α: Annuitätenfaktor; I: Gesamte Investitionskosten [EUR/kW);
T : Volllaststunden (h/a); η: Wirkungsgrad.

Alle folgenden Berechnungen basieren auf 1800 Volllaststunden
und einem Zinssatz von 5 %. Die Abschreibungszeiten sind 30 Jah-
re für Pumpspeicherkraftwerke, 20 Jahre für die anderen Anlagen.
Weiters wird angenommen, dass sowohl Strom als auch CO2 (für
die Methanisierung) kostenlos zur Verfügung stehen. Die Ergebnisse
sind in Abb. 10 dokumentiert, die die Bandbreite der Speicherkos-
ten bezogen auf den Energiegehalt im Speicher (EUR/kWh Speicher)
zeigt.

Die wichtigsten Erkenntnisse aus diesem statischen Kostenver-
gleich sind: Die Speicherkosten liegen derzeit in den günstigsten
Fällen bei 7 bis 9 Cent/kWh und steigen bis auf über 30 Cent/kWh
bei PtG-Methan. Dies ist in Bezug auf die Wirtschaftlichkeit mit den
Preisunterschieden (price spreads) zwischen Spitzen- und Grundlast
auf den Spotmärkten zu vergleichen. Diese sind in den letzten Jah-
ren gesunken. Im Jahr 2008 z. B. lagen sie in Deutschland noch bei
7,5 Cent/kWh (Differenz Netzlast: 25 kW), im Jahr 2010 nur noch
bei ca. 4 Cent/kWh, vgl. www.eex.com. Unter diesen Bedingun-
gen ist derzeit keine der untersuchten Technologien wirtschaftlich.
Wenn allerdings zusätzlich weitere Mengen an volatilen EET produ-
ziert werden, ist damit zu rechnen, dass die price spreads deutlich
steigen, vgl. Haas et al. [9].

6. Zukunftsperspektiven
Der statische Wirtschaftlichkeitsvergleich aus dem vorigen Kapitel
liefert natürlich keine Aussagen in Bezug auf mögliche zukünftige
Entwicklungen. Um dafür eine prinzipielle Einschätzung zu ermögli-
chen, wird im Folgenden ein Szenario für die Zukunft bis 2030 dis-
kutiert. Dieses basiert auf den in den Abschn. 5 dokumentierten
Werten und Technologischem Lernen (TL). Umfassende Details zu TL
sind in Ajanovic et al. [1] zu finden.

Abb. 9. Bandbreite der Investitionskosten aus der Literatur in EUR/kWEle bis inkl. Speicher (Kosten real, Preisbasis 2010)
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Abb. 10. Bandbreite der Speicherkosten (EUR/kWh im Speicher) für 2010

Als Orientierung dazu können weiters EW-Dossier (2006) und
VDE [17] herangezogen werden, die in Bezug auf PtG-H2 mögliche
zukünftige Kostenreduktionen dokumentieren. In Bezug auf PtG-
CH4 sind keine fundierten möglichen zukünftigen Kostenreduktio-
nen aus der Literatur verfügbar. Diese werden sich jedoch weitest-
gehend an jenen von PtG-H2 orientieren, da ein Großteil der Kosten
auf diesen Teilprozess entfällt, siehe Abschn. 3.

Für Pumpspeicher ist kein weiteres Lernen zu erwarten, da diese
eine bereits sehr hoch entwickelte Technologie darstellen und einer-
seits weitere Lerneffekte schwer zu lukrieren sind sowie andererseits
für verschiedene Komponenten, vor allem die Wasserspeicher, an-
dere steigende Kosten – z. B. für Umweltauflagen (Wasserrahmen-
richtlinie) – die Lerneffekte kompensieren werden, und darüber hin-
aus insgesamt sogar sehr wahrscheinlich zu einem Anstieg führen
werden.

Für Druckluftspeicherkraftwerke sind Lerneffekte im Wesentli-
chen zu vernachlässigen, da die Quantitäten in den nächsten Jahren
sehr unsicher sind und es nicht klar ist, ob überhaupt weitere dieser
Kraftwerke in signifikantem Ausmaß errichtet werden.

Die wichtigsten Ergebnisse für die zukünftige Entwicklung der In-
vestitionskosten sind, dass die Kosten für PSP ansteigen werden, je-
ne der PtG-Technologien um ca. 20 % bis 2030 sinken könnten.
Entsprechend ist auch die Entwicklung der Speicherkosten einzu-
schätzen. Bis ca. 2030 könnte aber PtG-H2 mit PSP auf einem Kos-
tenniveau von ca. 15 Cent/kWh (Preisbasis 2010) konkurrenzfähig
werden.

Anmerkung: Dies ist eine rein ökonomische Analyse, die keine
Aussagen in Bezug auf praktisch realisierbare Potenziale erlaubt!

7. Schlussfolgerungen
Die wichtigsten Erkenntnisse aus diesen Analysen lauten:

Jahrespumpspeicher sind derzeit aus ökonomischen und energe-
tischen Gründen die günstigste Technologie zur langfristigen Spei-
cherung von Strom. Allerdings sind die weiteren Potenziale vor allem
in Bezug auf Großprojekte limitiert und durch externe Bedingungen
sowie zunehmend ungünstigere Standorte werden sich die Kosten
in den nächsten Jahren zumindest erhöhen.

Für Druckluft-Speicherkraftwerke ergibt sich, dass die Technolo-
gie entsprechend der verfügbaren und in dieser Arbeit genutzten

Literatur relativ zu den anderen untersuchten Technologien kosten-
günstig ist. Das zentrale Problem für Österreich ist allerdings, dass
es keine geeigneten Speicher, z. B. Salzkavernen, gibt. Solche wären
aber z. B. im Norden Deutschlands vorhanden.

Zu den PtG-Technologien ist festzustellen, dass energetisch in der
gesamten Kette die Umwandlungseffizienzen noch zu verbessern
sind. Bei PtG-Methan gibt es zusätzlich in Bezug auf Methanisierung
als Prozess noch deutlichen Forschungsbedarf. Eine weitere offene
Frage ist, aus welchen Quellen das CO2 gewonnen werden soll. Un-
ter der weiteren Randbedingung der verfügbaren Gasspeicher resul-
tiert die Frage nach optimalen Standorten für PtG-Methan-Anlagen.

Zur Wirtschaftlichkeit sei festgestellt, dass derzeit kein ökonomi-
scher Anreiz besteht, PtG-Technologien zu nutzen. Allerdings be-
steht durchaus noch ein hohes Lernpotenzial. Bis ca. 2030 könn-
te aber zumindest Wasserstoff mit Jahres-PSP-Kraftwerken konkur-
renzfähig werden. Im Endeffekt wird die Wirtschaftlichkeit aller ana-
lysierten Technologien davon abhängen, wie sich das Verhältnis
von maximalen zu minimalen Spotmarktpreisen und der Preise von
Ausgleichs-und Regelenergie entwickeln wird bzw. auf welchem Ni-
veau sich die Strompreise zu Knappheitszeiten einpendeln werden,
sowie welche anderen Optionen – Netzausbau, Demand-side Mana-
gement, Smart Grids, verbraucherseitige Reaktionen – wirtschaftlich
attraktiv verfügbar werden.
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Anhang

Tab. 1. Zusammenfassung der Annahmen für die Wirtschaftlichkeitsanalysen

ALLGEMEIN:
Zinssatz real: 8.0 %
VLH: 1800 h/a

KOSTENSTRUKTUR INPUT:

Invest. Kosten
EUR/kW

Speicher-
leistung

Wirkungs-
grad

Kosten O&M
Fix
(EUR/kW/Jahr)

Kosten O&M Var
(EUR/kWh)

Abschreibungs-
dauer
(Jahre)

Lebensdauer
(Jahre)

Pumpspeicher 2000 300 MW 0,8 20 0,003 30 60
Druckluftspeicher 800 300 MW 0,5 25 0,005 20 40
PtG-Wasserstoff 2000 30 MW 0,7 40 0,025 20 25
PtG-Methan 3600 30 MW 0,48 50 0,05 20 25

Alle Kosten real, Preisbasis 2010
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