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Hintergrund |

Gesicherte Erzeugungsleistung wird mit Fortschreiten der Energiewende zunehmend wichtiger,
um die sichere Stromversorgung zu gewahrleisten. Allerdings erlauben aktuelle Untersuchungen
bislang keine abschliefenden Aussagen Uber den Umfang und die Zusammensetzung zusatzlicher
gesicherter Leistung, die fur die Aufrechterhaltung der Versorgungssicherheit in einem
emissionsarmen Stromsystem notwendig ware (EWI & BET, 2025). Gaskraftwerke konnten einen
Teil der neu zu errichtenden gesicherten Leistung darstellen (BNetzA, 2025; ENTSO-E, 2024). Da
die durchschnittliche Lebensdauer neu zu errichtender Gaskraftwerke etwa 30 Jahre betragt, ist
das Ziel der Klimaneutralitat 2045 in Deutschland gemaRB §3 KSG bereits jetzt relevant fur die
Wahl des Brennstoffs. Die vorliegende Kurzanalyse stellt in diesem Kontext die drei wichtigsten
emissionsarmen  Brennstoffoptionen vor: erneuerbarer Wasserstoff, kohlenstoffarmer
Wasserstoff sowie Erdgas mit Carbon Capture und Storage (CCS).

Die Analyse der drei Brennstoffoptionen schlieBt technische, wirtschaftliche und regulatorische
Aspekte ein. Der Prozess beschreibt den Weg von der Primarenergie bis zur Stromerzeugung im
Kraftwerk. Die Wirtschaftlichkeit wird anhand von Stromgestehungskosten abgeschatzt. Die
Technologie wird uber ihren technologischen Reifegrad und die Betrachtung erster Projekte
bewertet. Bei der Infrastruktur werden der Transportbedarf von Wasserstoff, Erdgas und CO2 und
der damit verbundene Ausbau eingeordnet. Hier wird sowohl auf die Nutzung bestehender als
auch auf den Bedarf fur neue Transportinfrastruktur eingegangen. Zudem werden die
betrachteten Falle in den regulatorischen Kontext gesetzt und dargestellt, inwieweit eine
Umsetzung der Optionen bereits heute maoglich ist. Zuletzt wird die Emissionsbilanz inklusive
verbleibender Restemissionen beschrieben.

Grundsatzlich kommen Gaskraftwerke als Gas- und -Dampfanlage (GuD) und als offene Gasturbine
fur die Bereitstellung gesicherter Leistung in Betracht (Fraunhofer ISE, 2024). Dabei haben GuD-
Kraftwerke einen hoheren Wirkungsgrad bei gleichzeitig hoheren Investitionskosten (CAPEX). Sie
sind daher gerade bei hoheren Volllaststunden wirtschaftlich vorteilhaft, wahrend offene
Gasturbinen bei niedrigen Volllaststunden ein giinstigeres Verhaltnis von Investitions- zu
Betriebskosten aufweisen. GuD-Kraftwerke werden zudem haufig als Kraft-Warmekopplung-
Anlagen (KWK) ausgelegt, um gleichzeitig Fernwarme bereitzustellen (Fraunhofer ISE, 2025). Die
vorliegende Analyse konzentriert sich auf Backup-Kraftwerke und damit auf die offene Gasturbine
mit einem niedrigen Volllaststundenbereich von 1.000 bis 2.500 Stunden, da diese ausschlieBlich
als Reserve genutzt werden (EWI, 2023).

Neben der Stromerzeugungstechnologie selbst sind der Transport der Brennstoffe sowie des CO:
entscheidende Aspekte fir die Bewertung der Optionen. Die Kurzstudie geht von einem
Kraftwerksstandort in Deutschland aus. Die Produktion von erneuerbarem Wasserstoff erfolgt in
den untersuchten Szenarien in Deutschland oder den Niederlanden, die Erdgas-Forderung, die
Produktion von kohlestoffarmem Wasserstoff und die CO,-Speicherung in Norwegen.



Berechnung der Stromgestehungskosten |

Vor dem Hintergrund der technischen und raumlichen Annahmen werden fir die drei
Brennstoffoptionen die Stromgestehungskosten berechnet. Stromgestehungskosten (engl.
Levelized Cost of Electricity, LCOE) beschreiben die durchschnittlichen Kosten, die bei der
Erzeugung einer Megawattstunde Strom entstehen. Dabei werden nicht nur die Investitionskosten
fur den Bau einer Anlage berticksichtigt, sondern auch Betrieb, Wartung, Brennstoffkosten sowie
die erwartete Laufzeit und Auslastung (Fraunhofer ISE, 2024). Die Stromgestehungskosten werden
wie folgt berechnet:

Annualisierte CAPEX + Fixe Betriebskosten Brennstoff + Transport + Speicher

LCOE =
Volllaststunden Effizienz Kraftwerk

Strukturierungskosten  liegen  auBerhalb des hier verwendeten  Kostenbegriffs.
Strukturierungskosten bezeichnen die Kosten, die bei der Verschiebung von Angebot und
Nachfrage zu deren Ausgleich, beispielsweise durch die Speicherung von Wasserstoff, Erdgas oder
Strom, anfallen.

Die in dieser Analyse ermittelten Stromgestehungskosten basieren auf Annahmen fir einen
Kraftwerksneubau und -betrieb im Jahr 2030. Die Berechnung erfolgt fur 1.000 und 2.500
Volllaststunden sowie zwei Kostenszenarien: niedrig und hoch. Diese beschreiben die Spannbreite
der Unsicherheiten hinsichtlich der Kostenannahmen. Fur die Szenarien der Brennstoffkosten fur
erneuerbaren Wasserstoff wird eine Produktion in Deutschland (hoch) oder in den Niederlanden
(niedrig) angenommen. Bei kohlenstoffarmem Wasserstoff unterscheiden sich die
Brennstoffkosten durch die Annahme eines hohen bzw. niedrigen Erdgaspreises und durch hohe
bzw. niedrige Investitionskosten der Steam Methane Reforming (SMR)-Anlage mit CO:2-
Abscheidung. Bei Erdgas mit CCS unterscheidet sich ebenfalls der Erdgaspreis. Die
Kostenszenarien flr das H;-Kraftwerk und das CH4-Kraftwerk mit CCS-Anlage orientieren sich an
Fraunhofer ISE (2024). Tabelle 1 fasst die Annahmen zu den Brennstoff- und Investitionskosten
zusammen. Eine vollstiandige Ubersicht findet sich in Tabelle 4 im Anhang.

Quellen: Fraunhofer ISE, 2024; EWI, 2025a; EWI, 2025b; Hayat et al., 2024; IEA, 2023; NETL, 2022

Parameter Szenario hoch Szenario niedrig
Erneuerbarer Brennstoffkosten 192 €025/ MWhyy 132 €205/ MWhy2
Wasserstoff Investitionskosten 1.149 €025/ kW 527 €2025/ kW
Kohlenstoffarmer  Brennstoffkosten 86 €205/ MWhy 51 €2025/ MWhi,
Wasserstoff Investitionskosten 1.149 €3005/KW 527 €225/ KW
Erdgas mit CCS Brennstoffkosten 27 €005/ MWh 27 €025/ MWh

Investitionskosten 3.635 €505/ kW 1.685 €205/ kKW
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Zusatzlich zu den Brennstoffkosten und den Investitionskosten fallen Transportkosten fur CHs4, H;
und CO2 und Kosten fur Kompression sowie Speicherung von CO:2 an. Diese werden in Tabelle 2
dargestellt. Die Kosten unterscheiden sich fur die betrachteten Szenarien nicht. Fur die
Brennstoffoption erneuerbarer Wasserstoff wird ein onshore Wasserstofftransport von 300 km in
Deutschland angenommen. Im Falle des Imports von kohlenstoffarmem Wasserstoff wird der
Wasserstoff 1000 km offshore zwischen Norwegen und Deutschland sowie 300 km zum H,-
Kraftwerk innerhalb Deutschlands transportiert. Durch die H;-Produktion in Norwegen fallt hier
nur ein Transport des CO2 von 50 km innerhalb Norwegens (onshore) sowie 300 km offshore zur
Speicherstatte an. Bei Erdgas mit CCS fallen explizite Transportkosten fur den Transport von
Erdgas innerhalb Deutschlands von 300 km an. Zusatzlich wird das CO2 nach der Abscheidung
300 km onshore bis zur Kuste und anschlieBend 1000 km offshore zur Speicherstatte transportiert.
Speicherkosten fur die CO2-Speicherung fallen fur Erdgas mit CCS und fur kohlenstoffarmen
Wasserstoff an.

Quellen: EWI, 2025a; EWI, 2025b; Solomon et al., 2024

Parameter Molekiil Kosten
Transport: Onshore Ha 0.01 €025/ km/MWhy;
CH4 0.01 €5025/km/MWhchs4
CO2 0.06 €025/ km/tco2
Transport: Offshore H. 0.02 €025/ km/MWhy;
CO2 0.04 €305/ km/tco2
Kompression CO, 16 €025/ tco2
Speicherung CO, 9 €205/ tco2

Bei den Brennstoffoptionen kohlenstoffarmer Wasserstoff und Erdgas mit CCS verbleiben
Restemissionen im System, die entweder nicht vollstandig von der Abscheidungsanlage gebunden
werden oder in den Vorketten bei Forderung und Transport entstehen. Nicht gebundene
Emissionen an der Abscheidungsanlage sowie indirekte Emissionen, die durch den Betrieb der
COz-Infrastruktur im Stromsystem entstehen, fallen unter den EU-Emissionshandel (EU ETS I) und
werden mit dem entsprechenden CO,-Preis verrechnet. Vorkettenemissionen, beispielsweise bei
Forderung und Transport, sind nicht Teil des EU ETS | und werden somit bisher nicht bepreist.

Auf Basis der dargestellten Annahmen, werden Stromgestehungskosten fur zwei Kostenszenarien
und zwei Szenarien fur die Volllaststunden im Rahmen dieser Kurzstudie berechnet und in den
nachfolgenden Kapiteln fir die drei Brennstoffoptionen diskutiert. Zusatzlich erfolgt die Analyse
der Marktreife der relevanten Prozessschritte sowie des Infrastrukturbedarfs und der aktuellen
Regulatorik.
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Prozess

Flir den Einsatz von erneuerbarem Wasserstoff (gruner Wasserstoff, produziert mittels
Elektrolyse) in H;-Kraftwerken geht diese Analyse davon aus, dass die zwei Kostenszenarien sich
im Brennstoffbezug unterscheiden. Im ersten Szenario wird der Wasserstoff innerhalb
Deutschlands produziert und anschlieBend zu einem H;-Kraftwerk transportiert. Im zweiten
Szenario wird der Wasserstoff in den Niederlanden produziert und nach Deutschland exportiert.
Hier findet sowohl ein grenziberschreitender als auch ein innerdeutscher Wasserstofftransport
statt. In beiden Szenarien wird der Wasserstoff in einer offenen H,-Gasturbine zur
Stromerzeugung genutzt (siehe Abbildung 1). Durch die Wasserstoffproduktion mittels
erneuerbarer Energien fallen keine Emissionen entlang der gesamten Prozesskette an.

NL/DE DE

Strom H, H, Strom
EE-Anlage | —>  Elektrolyse |—— H,-Pipeline |—| H,-Gasturbine —

Wirtschaftlichkeit

Die Stromgestehungskosten fiir den Einsatz von erneuerbarem Wasserstoff in einer offenen H,-
Turbine sind in Abbildung 2 fiir jeweils 1.000 und 2.500 Volllaststunden sowie die Kostenszenarien
niedrig und hoch dargestellt. Die berechneten Stromgestehungskosten liegen zwischen
400 €025/ MWhe und Uber 600 €05/ MWhe je nach Szenario. Dabei weisen die Brennstoffkosten flir
erneuerbaren Wasserstoff mit Uber 75 % den hochsten Anteil auf. Da Investitionskosten und fixe
Betriebskosten (FOM) des Kraftwerks vergleichsweise niedrig sind, werden die
Stromgestehungskosten nur geringfligig von den Volllaststunden beeinflusst. Ein weiterer
kleinerer Kostenbestandteil sind die H;-Transportkosten fiir den Import nach bzw. innerhalb
Deutschlands.

Die Kosten von erneuerbarem Wasserstoff sind stark von den H;-Potenzialen und H;-
Transportkosten abhangig. Geringere Produktionskosten im europaischen Ausland konnten die
Brennstoffkosten gegeniber in Deutschland produziertem Wasserstoff senken, gleichzeitig
besteht hier eine hohere Importabhangigkeit. In den betrachteten Kostenszenario niedrig liegen
die Produktionskosten in den Niederlanden mit ca. 150 €205/ MWh, unter denen in Deutschland
(Kostenszenario hoch, ca. 210 €05/MWhyz). Hinzu kommen Transportkosten zwischen den
Niederlanden und Deutschland in Hohe von 8 €305/ MWhy,. Die Annahmen basierend auf dem EWI
Global PtX Cost Tool und gelten fur das Jahr 2030 (EWI, 2025a). Bis 2045 konnten insbesondere
die Produktionskosten flr grunen Wasserstoff in Deutschland und Europa um circa 30 % sinken im
Vergleich zu 2030 (EWI, 2025a), sodass auch die Stromgestehungskosten niedriger ausfallen
konnten.
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Technologie

Bei der Wasserstoffproduktion mittels Elektrolyse fallen keine direkten Emissionen an. Bei der
Verwendung von erneuerbaren Energien fiir die Stromgewinnung fallen auBerdem keine
Emissionen in der Vorkette an. Der technologische Reifegrad der Elektrolyse liegt je nach
Verfahren bei 8-9 (von 11) (IEA, 2025), somit befinden sich Elektrolyseprojekte am Anfang des
kommerziellen Betriebs. Die Kriterien fiir die Erzeugung von erneuerbarem Wasserstoff werden
in der Delegated regulation on Union methodology for the production of renewable liquid and
gaseous fuels of nonbiological origin innerhalb der Renewable Energy Directive Il festgelegt
(Europaische Kommission, 2023).

Wasserstoff ermoglicht als saisonaler Speicher die zeitliche Entkopplung von volatiler EE-
Erzeugung und Strombedarf. In Phasen eines Produktionsdefizits kann die bedarfsgerechte
Rickverstromung des gespeicherten Wasserstoffs in H;-Kraftwerken erfolgen. H;-Kraftwerke
werden derzeit in sogenannte H;-ready Kraftwerke und reine H,-Kraftwerke unterteilt. Erste H,-
Ready Kraftwerke befinden sich im Bau oder wurden bereits in Betrieb genommen (EnBW, 2025).
GroBskalige Hz-Kraftwerke befinden sich in der Entwicklungsphase, erste Projekte sind fur die
nachsten Jahre geplant (Agora Energiewende, 2022; IEA, 2025). In der Analyse wird eine
Spannweite der Investitionskosten des Kraftwerks im Rahmen der beiden Kostenszenarien
untersucht, da die zukiinftige Kostenentwicklung sehr hohen Unsicherheiten unterliegt (vgl.
Tabelle 1).

Infrastrukturanforderungen

Der Transport von Wasserstoff kann Uber den Neubau von Wasserstoffpipelines sowie die

Umwidmung bestehender Erdgaspipelines erfolgen. Innerhalb Deutschlands ist der Aufbau des

Wasserstoff-Kernnetzes mit dber 9.000 km Pipelines bis 2032 geplant (FNB Gas, 2024). Wird der

Wasserstoff in Deutschland produziert, ist keine internationale Infrastruktur notwendig. Fiir den
8
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Import von erneuerbarem Wasserstoff aus den Niederlanden waren eine internationale
Kooperation und ein entsprechendes Wasserstoffnetz notwendig. Derzeit ist mit dem Delta Rhine
Corridor eine erste grenziuberschreitende H,-Pipeline zwischen Deutschland und den
Niederlanden fur 2031/32 geplant. Eine finale Investitionsentscheidung liegt bisher nicht vor
(OGE, 2025).
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Prozess

Fur die Brennstoffoption kohlenstoffarmer Wasserstoff wird in diesem Szenario die Produktion
mittels Dampfreformierung (SMR) mit CO,-Abscheidung aus fossilem Erdgas untersucht. Der
Wasserstoff, der Uber diese Route produziert wird, wird auch blauer Wasserstoff genannt. In dem
vorliegenden Szenario erfolgt die Produktion des kohlenstoffarmen Wasserstoffs in Norwegen.
Als Teil des CCS-Prozesses wird dabei CO, abgeschieden und ebenfalls in Norwegen offshore
gespeichert. Hierbei wird eine Abscheidungsrate von 95 % angenommen. Nicht abgeschiedenes
CO; entweicht in die Atmosphare. Der kohlenstoffarme Wasserstoff wird in diesem Szenario via
Pipeline nach Deutschland transportiert und in einem H;-Kraftwerk (siehe Kapitel 3) in
Deutschland verwendet. In der folgenden Analyse wird auch die Option diskutiert, Erdgas zu
importieren und den kohlenstoffarmen Wasserstoff in Deutschland zu produzieren.

NO DE
H,O0
CH, H, H, Strom
E— SMR —| H,-Pipeline | — H,-Gasturbine —
Co, Nicht
Abgeschiedenes abgeschiedenes
co, Cco,
Co,-

L copisetine | coosomich
Abscheidung CO,-Pipeline CO,-Speicher

Wirtschaftlichkeit

In Abbildung 4 werden die Stromgestehungskosten fiir die Brennstoffoption kohlenstoffarmer
Wasserstoff in den beiden Szenarien dargestellt. Diese liegen bei 1.000 Volllaststunden zwischen
ca. 300 €2025/MWhe und 460 €025/ MWhey, bei 2.500 Volllaststunden zwischen ca. 270 €025/ MWhe
und 390 €,025/MWhe.  Die Brennstoffkosten sind der groBte Kostentreiber fur die
Stromgestehungskosten. Die Investitionskosten des Kraftwerks machen, wie auch bei
erneuerbarem Wasserstoff, einen niedrigeren Anteil aus, vor allem bei hohen Volllaststunden.
CO;-Speicherung, Transport und CO,-Emissionen fuhren zu weiteren Kosten, wobei die
Speicherung des CO; den kleinsten Anteil verursacht.

Die Brennstoffkosten fiir kohlenstoffarmen Wasserstoff liegen im Szenario niedrig bei ca.
130 €205/ MWhel, im Szenario hoch bei tber 200 €2025/ MWhe. Die Variation in den Kosten unterliegt
vor allem Unsicherheiten bei den Kosten der Erdgasbeschaffung. Hier wird zwischen einem
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Erdgaspreis von 27 €/ MWh und 45 €/MWh unterschieden. Zum anderen werden die
Stromgestehungskosten von den Kosten fur die SMR-Anlage mit CCS getrieben, welche starken
Unsicherheiten unterliegen (EWI, 2025b).
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Neben der Produktion von kohlenstoffarmem Wasserstoff in Norwegen wird auch diskutiert,
Erdgas zu importieren und die SMR-Anlage mit CCS in Deutschland zu betreiben. Dadurch konnten
die Stromgestehungskosten etwas niedriger ausfallen, da der Transportbedarf von Wasserstoff
deutlich sinkt. Der Transportbedarf fir CO, wurde allerdings steigen, wenn die Speicherung in
Norwegen stattfindet. Wenn das CO; in Deutschland statt in Norwegen gespeichert wird, konnten
die Stromgestehungskosten nochmals reduziert werden, da weniger CO;-Transportkosten anfallen
wiurden. Aktuell gibt es zwei Projekte fur die Produktion von kohlenstoffarmem Wasserstoff in
Deutschland, die beide noch keine FID aufweisen (EWI, 2025b).

Technologie

Bei der Produktion von kohlenstoffarmem Wasserstoff reagiert Methan mit Wasserdampf in einer
SMR-Anlage zu Wasserstoff und CO,. Das entstehende CO, wird abgeschieden und gespeichert.
Eine EU-weite Definition flir kohlenstoffarmen Wasserstoff wurde im Juli 2025 im Rahmen eines
delegierten Rechtsakts veroffentlicht, die finale Konsultation liegt noch beim Europaischen
Parlament und Rat (Europaische Kommission, 2025). Derzeit liegt der technologische Reifegrad
von SMR-Anlagen mit CO;-Abscheideraten iber 90% bei 5-6 (von 11), also in der Phase
grofskaliger Prototypen (IEA, 2025). Marktreife Anlagen sind bisher nicht in Betrieb (EWI, 2025b).
Die Kosten einer SMR-Anlage mit CCS werden in den betrachteten Szenarien aufgrund der hohen
Unsicherheiten zwischen ca. 750 €305/ MWhi, und 1.300 €,05/MWhy, variiert (IEA, 2023; NETL,
2022). Die Investitionskosten der Anlage konnten u. a. durch eine Skalierung der Anlage in Zukunft
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sinken. Vor allem bei hohen Volllaststunden kann das zu niedrigeren Stromgestehungskosten
fuhren.

Es wird angenommen, dass die CCS-Anlage 95 % des entstehenden CO, abscheidet, welches
mittels einer Pipeline zu einer offshore Speicherstatte transportiert wird. Im betrachteten
Szenario sind dies ca. 0,7 t CO,/MWhe.. Restemissionen fallen sowohl in der Anlage als auch durch
den Transport des abgeschiedenen CO; und die Forderung des Erdgases an.

Infrastrukturanforderungen

Wird der kohlenstoffarme Wasserstoff in Norwegen produziert, werden sowohl internationale,
als auch nationale Wasserstoffpipelines innerhalb Norwegens und Deutschlands benaotigt. Hierfur
liegt der Kostenanteil in den betrachteten Szenarien bei Uber 50 €05/ MWhe. Der Aufbau der
dafir benotigten Wasserstoff-Infrastruktur  unterliegt  Unsicherheiten. Wahrend ein
Wasserstoffkernnetz innerhalb Deutschlands geplant ist, wurde der geplante Bau einer Pipeline
fur den Transport von kohlenstoffarmem Wasserstoff zwischen Deutschland und Norwegen
zuletzt gestoppt (Handelsblatt, 2024; FNB Gas, 2024). Alternativ besteht die Moglichkeit, Erdgas
aus Norwegen via bestehender Pipelines nach Deutschland zu transportieren, in Deutschland zu
Wasserstoff umzuwandeln und das CO2 in Deutschland oder Norwegen zu speichern (EWI, 2025b).
In diesem Fall ware auBerdem ein internationaler Transport von CO, oder eine nationale
Speicherung von CO: notwendig, vergleichbar mit der Brennstoffoption Erdgas mit CCS. Die
regulatorischen Voraussetzungen sind hierfiir derzeit jedoch noch nicht gegeben (vgl. Kapitel 5).
Zudem ergibt sich in beiden Fallen eine Importabhangigkeit von Erdgas oder kohlenstoffarmem
Wasserstoff.

In den hier betrachteten Szenarien finden die CO;-Abscheidung und Speicherung in Norwegen
statt. Hierdurch ist nur innerhalb Norwegens eine CO,-Infrastruktur notwendig. Der Kostenanteil
fur den Transport von CO; belauft sich in dieser Analyse auf 20 €205/ MWhe. Die Kosten flir den
Transport und die Speicherung von CO; unterliegt Unsicherheiten. Fur geringe Transportkosten
ist eine hohe Auslastung entscheidend. Wenn keine Pipelineinfrastruktur vorhanden ist, kann der
Transport auch via Schiff erfolgen. Das konnte jedoch aufgrund hoherer spezifischer
Transportkosten zu hoheren Stromgestehungskosten fiihren.

Die Kosten fir die CO;-Speicherung hangen von vier wesentlichen Faktoren ab: geologische
Eigenschaften, Skalierung, Finanzierungsmoglichkeiten, und Uberwachungsanforderungen. Durch
die geologischen Eigenschaften wird das mogliche Gesamtvolumen des CO;-Speichers, die
maximale CO;-Einspeicherungsrate pro Bohrung und die Anzahl an Bohrungen bestimmt. Die
Kosten fiir die CO;-Speicherung werden fir beide betrachteten Szenarien mit 9 €305/ MWhe
veranschlagt, wobei die Annahme von einer Einspeicherung von 6 Mt CO;/Jahr unterliegt
(Solomon et al., 2024). Die Regulierung der CO,-Speicherung in Norwegen ist weit fortgeschritten,
sodass neben der CO;-Abscheidung und dem Transport, die Speicherung innerhalb Norwegens
bereits heute moglich ist (Ministry of Petroleum and Energy, 2015). Im August 2025 wurde
Northern Lights als erstes Transport- und Speicherprojekt in Norwegen in Betrieb genommen.
Dieses umfasst neben der offshore Speicherung von bis zu 5 Mt CO;/Jahr, ebenfalls den Transport
via Schiff sowie perspektivisch mit einer 110 km langen Pipeline (Total Energies, 2025). Bei einer
Abscheidung von ca. 0,7 t COz2/MWhe(, konnte mit dieser Einspeicher-Kapazitat ca. 7,5 TWh Strom
pro Jahr produziert werden. Innerhalb der EU sind Speicherprojekte zum Beispiel in den
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Niederlanden geplant. Hierzu gehort das Projekt Porthos, welches ca. 2,5 Mt CO2/Jahr ab 2026
speichern soll (Port of Rotterdam, 2025).

Restemissionen

Neben den nicht abgeschiedenen CO,-Emissionen der SMR-Anlage entstehen Emissionen durch
Leckagen bei der CH4-Forderung, sowie dem Transport von Erdgas und CO,. Die Restemissionen
belaufen sich insgesamt auf ca. 0,14 t CO2/MWhe. Fur ein klimaneutrales Energiesystem werden
CO2-Senken fur die Kompensation dieser Emissionen benotigt. Nur etwa die Halfte der
Restemissionen unterliegen aktuell dem EU ETS. Die bepreisten CO,-Emissionen verursachen
Kosten in Hohe von 11 €505/ MWhei. Die Kosten fur aktuell unbepreisten CO,-Emissionen wirden
sich beim gleichen CO,-Preis von 145 €/t CO; auf 10 €025/ MWhe belaufen. Aufgrund der direkten
und indirekten Restemissionen waren bei einem Einsatz dieser Brennstoffoption
Negativemissionen im Gesamtsystem notwendig, um die Klimaneutralitat zu gewahrleisten.
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Prozess

Fur die Verwendung von Erdgas in Gaskraftwerken mit CCS, wird in dieser Analyse angenommen,
dass Erdgas in Norwegen gefordert und nach Deutschland transportiert wird (siehe Abbildung 5).
Dort wird am Gaskraftwerk Strom erzeugt und das CO, abgeschieden, wobei nur ein Teil der CO;-
Emissionen gebunden werden kann. Der Transport des abgeschiedenen CO; erfolgt uber Pipelines
zurick nach Norwegen zur Offshore-Speicherung.

NO DE
CH, CH, CH,- Strom
—| CH,-Pipeline — ) —
Gasturbine
CO,
abgeschiedenes
Co,
Co, o.- Nicht
CO,-Speicher |¢<——— C(CO,-Pipeline 2 —— abgeschiedenes
Abscheidung co,

Wirtschaftlichkeit

Abbildung 6 stellt die Stromgestehungskosten einer CH4-Gasturbine mit CO2-Abscheidungsanlage
dar. Wesentliche Kostenbestandteile sind die Investitionskosten der Gasturbine mit CO2-
Abscheidung, sowie die Kosten flir Forderung und Transport von Erdgas und CO:-Transport.
Erreicht die Gasturbine 1.000 Volllaststunden im Jahr, konnten die Stromgestehungskosten
zwischen ca. 350 €025/ MWhe und 660 €05/ MWhe liegen. Im Falle hoherer Volllaststunden von
2.500 sind die Stromgestehungskosten mit knapp 240 €025/ MWhe im niedrigen Szenario und ca.
410 €005/ MWhe im Kostenszenario hoch deutlich geringer. Die hohe Kapitalkostenintensitat des
Kraftwerks flihrt zu hohen Stromgestehungskosten bei niedrigen Volllaststunden.

Bei der Brennstoffoption Erdgas mit CCS stellen die Investitionskosten des Kraftwerks den groten
Kostentreiber dar. Wird die CO2-Abscheidungsanlage, wie im betrachteten Fall, direkt an der
Gasturbine installiert, bestimmen die Volllaststunden der Gasturbine den Betrieb der
Abscheidungsanlage. Bei 1.000 Volllaststunden entfallen mehr als die Halfte der
Stromgestehungskosten auf die Investition in eine Gasturbine mit CO2-Abscheidungsanlage. Die
Investitionskosten beider Anlagen erhohen daher bei niedrigen Volllaststunden die
Stromgestehungskosten signifikant. Eine Kombination von CHs-Gaskraftwerk und COa2-
Abscheidungsanlage zeigt geringere Stromgestehungskosten, je mehr Volllaststunden erzielt
werden konnen.
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Technologie

Fur die CO,- Abscheidung an Gaskraftwerken sind grundsatzlich drei Verfahren maoglich: eine
vorgeschaltete Abscheidung (pre-combustion), eine Verbrennung mit Sauerstoff (oxyfuel-
Verfahren) oder eine nachgeschaltete Abscheidung (post-combustion) (Hilgers und Schilling,
2024). IEA (2025) bewertet den technologischen Reifegrad einer nachgeschalteten Abscheidung
mit 8 (von 11). Demnach gibt es erste kommerzielle Demonstrationsprojekte, aber keine
vollstandige Marktintegration. Aufgrund der nur vereinzelt verfugbaren Erfahrungswerte in der
wirtschaftlichen Umsetzung der Technologie, besteht eine groBe Unsicherheit hinsichtlich der
Investitionskosten in der Literatur (Hayat et al., 2024). Die in der Analyse angenommenen
Investitionskosten der offenen Gasturbine mit CO;-Abscheidungsanlage basieren auf Fraunhofer
ISE (2024) und Hayat et al. (2024) und werden zwischen ca. 1.700 €025/ kW und 3.600 €305/ kW
variiert. Dabei wird eine CO;-Abscheidungsrate von 90 % angenommen (Hayat et al., 2024). Das
fuhrt zu Emissionsmengen von 0.5 tCO,/MWhe, die abgeschieden, transportiert und gespeichert
werden mussen.

Infrastrukturanforderungen

Neben den Kapitalkosten und dem CHs-Preis bestimmen der CO,-Transport und die CO;-
Speicherung die Stromgestehungskosten einer Gasturbine mit CCS. Der CO;-Transport findet in
den analysierten Szenarien vom Kraftwerksstandort uber eine Onshore-Pipeline in Deutschland
und eine offshore Pipeline zur CO,-Lagerstatte in Norwegen statt. Die Kosten des Transports
betragen hier in allen Betrachtungsfallen 41 €05/ MWhei. Wenn keine Pipeline zur Verfiigung
steht, ist ein Transport des CO; per Schiff moglich (Northern Lights, 2024). Grundsatzlich ist der
Schiffstransport betriebskostenintensiver als der Transport via Pipelines (FFE, 2024; IEA, 2020).
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In diesem Betrachtungsfall konnten die Kosten durch den Schiffstransport uber den Kosten des
hier unterstellten Pipelinetransports liegen.

Der Betrachtungsfall einer CO;-Abscheidungsanlage an einer CHs-Gasturbine in Deutschland mit
Rucktransport nach Norwegen setzt voraus, dass Europa den CO;-Transport zwischen Landern zur
Speicherung erlaubt. Bisher untersagt das London Protokoll Offshore-Transport und Speicherung
von CO; (IMO, 2025). Ein Anderungsbeschluss aus dem Jahr 2009 wiirde das London Protokoll
anpassen, um den CO; Transport zu erlauben (London Convention, 2009). Bislang haben 10 der
benotigten 36 Lander den Beschluss ratifiziert. In der Zwischenzeit ist es Staaten moglich, den
Beschluss vorliufig anzuwenden, sofern sie den Anderungsschluss ratifiziert haben, dies bei der
International Maritime Organisation (IMO) angemeldet und mit dem empfangenden Staat eine
Vereinbarung getroffen haben (UBA, 2025). Beispielsweise haben Danemark und Belgien
Vereinbarungen zum grenziberschreitenden CO;-Transport getroffen (Danish Ministry of Climate,
Energy and Utilities, 2022). Die Bundesregierung hat einen Gesetzentwurf zur Ratifizierung des
Anderungsbeschlusses vorgelegt (BMUKN, 2025).

Innerhalb Deutschlands ist der CO;-Transport via Pipeline bislang nicht erlaubt. Der Bundestag
berat daher derzeit einen Gesetzesentwurf zur Anderung des Kohlendioxid-Speicherungsgesetzes
(KSpG) (Bundesregierung, 2025), mit dem klare Verfahrensregeln fir CO,-Pipelines und -Speicher
festgelegt werden sollen. Damit ware der Betrieb von CO2-Leitungen innerhalb Deutschlands in
Zukunft rechtlich zulassig. Dieser wurde am 11. September 2025 im Bundestag beraten und am
13. Oktober 2025 in einer Anhorung des Ausschusses fiur Wirtschaft und Energie von
Sachverstandigen bewertet (Bundestag, 2025). Dabei sprach sich allerdings die Mehrheit der
Sachverstandigen dafir aus, Gaskraftwerke von der Novellierung auszuschlieBen. Die nachste und
abschlieBende Beratung im Bundestag findet am 06. November 2025 statt (Bundestag, 2025).

Bei dieser Brennstoffoption werden weiterhin Pipelines fur den Transport des CH4 verwendet und
zusatzlich Pipelines fur den Transport des CO; errichtet. Eine Umwidmung bestehender CHa-
Leitungen ist in dieser Betrachtung aufgrund der Weiternutzung nicht moglich, sodass die CO2-
Infrastruktur parallel zur CHs-Infrastruktur vollstandig neu errichtet werden musste.

Wie bei der Brennstoffoption kohlenstoffarmer Wasserstoff wird wie bei der Option Erdgas mit
CCS eine Speicherung des abgeschiedenen CO; in Norwegen unterstellt. Die CO,-Speicherkosten
werden dabei mit 9 €05/ MWhe angesetzt flur die Einspeicherung der 0,5 tCO,/MWhe. Eine
Speicherung in Norwegen setzt voraus, dass der internationale CO,-Transport zulassig ist,
Norwegen bereit ist, CO; zur Speicherung zu importieren, und uber ausreichend
Speicherkapazitaten verfigt. Eine Alternative zum CO,-Export ware eine Speicherung des CO; in
Deutschland. Der Gesetzesentwurf der Bundesregierung zur Anderung des KSpG sieht eine
offshore-COz-Speicherung auf dem Gebiet des Festlandsockels und der ausschlieBlichen
Wirtschaftszone vor (Bundesregierung, 2025). Eine Opt-in-Klausel ermoglicht es den
Bundeslandern, die dauerhafte onshore-Speicherung uber Landesgesetze zu erlauben. Mit der
Anderung des Kohlendioxid-Speicherungsgesetzes wire es somit moglich, den CO;-
Transportbedarf im vorliegenden Szenario und damit auch die Stromgestehungskosten zu
reduzieren.
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Restemissionen

Die Abscheidungsanlage an dem CHs-Kraftwerk bindet 90 % der CO,-Emissionen. Ausgehend von
einem Emissionspreis von 145 €,025/tCO; (Ariadne, 2022) betragen die bepreisten CO,-Emissionen
12 €005/ MWhe. Weitere Emissionen fallen bei der Forderung und Transport des CH4 sowie beim
Transport des CO; an (EWI, 2025b). Wurden diese Emissionsmengen mit dem gleichen CO2-Preis
bepreist werden, wirden weitere 8 €025/ MWhe anfallen. Mit dieser Brennstoffoption werden
weiterhin direkte und indirekte CO;-Emissionen bei der Stromerzeugung freigesetzt. Die
Klimaneutralitat ware somit nur durch zusatzliche Negativemissionen erreichbar.
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Diese Kurzstudie untersucht drei Dekarbonisierungsoptionen flr steuerbare Kraftwerke -
erneuerbarer Wasserstoff, kohlenstoffarmer Wasserstoff und Erdgas mit CCS - hinsichtlich ihres
Prozesses, ihrer  Wirtschaftlichkeit, = Technologie, Infrastrukturanforderungen  und
Restemissionen. Tabelle 3 zeigt eine Zusammenfassung der Ergebnisse fur ausgewahlte Aspekte.

Erneuerbarer Kohlenstoffarmer Erdgas mit CCS
Wasserstoff Wasserstoff

Prozess Wasserstoffproduktion mit  Wasserstoffproduktion mit Verstromung mit

Elektrolyse, SMR-Anlage mit CO2- Gaskraftwerk mit COz-
Riickverstromung im Hz-  Abscheidung, Verstromung Abscheidung
Kraftwerk mit H,-Kraftwerk
Wirtschaft- 1000 VLS: hohe LCOE 1000 VLS: mittlere LCOE 1000 VLS: hohe LCOE

lichkeit 2500 VLS: mittlere LCOE 2500 VLS: niedrige LCOE 2500 VLS: niedrige LCOE

Technologie

Treiber: Brennstoffkosten

Elektrolyse: Hohes TRL
H,-Kraftwerk:
Niedriges TRL

Treiber: Brennstoffkosten

SMR mit CCS:
Mittleres TRL
H,-Kraftwerk:
Niedriges TRL

Treiber:
Investitionskosten

CH4-Kraftwerk mit CCS:
Mittleres TRL

Infrastruktur- Eine Pipeline (H,), Drei Pipelines an SMR- Zwei Pipelines (CH4 und
anforderungen national und ggf. Anlage (CH4, Hz und CO2), CO2), international
international international;
Eine Pipeline am
Kraftwerk (Hz), national
Rest- Keine Emissionen bei CH4- Emissionen bei CH4-
emissionen Forderung und-Transport Forderung und-Transport
sowie bei CO2- sowie bei CO:-
Abscheidung und - Abscheidung und -
Transport Transport
Import- Heimische Produktion CH4- oder H;-Import CH4-Import notwendig
abhangigkeit moglich notwendig
Strukturierung  Notwendig durch volatile Notwendig durch Notwendig durch
Erzeugung und flexible konstantes Lieferprofil konstantes Lieferprofil
Nachfrage und flexible Nachfrage und flexible Nachfrage
Schluss- AbschlieBender Vergleich nur mit einer Gesamtsystembetrachtung hinsichtlich
folgerung Auslastung, Strukturierung und Infrastrukturbedarf inkl. Synergien und Konkurrenz

zu anderen Sektoren moglich

Wirtschaftlichkeit. Die untersuchten Brennstoffoptionen unterliegen Unsicherheiten hinsichtlich
ihrer Kosten und der Verfugbarkeit von Brennstoffen und Technologien. Insbesondere die
jahrlichen Betriebsstunden und die Brennstoffkosten determinieren die Wettbewerbsfahigkeit
der jeweiligen Technologien. Die Stromgestehungskosten eines Gaskraftwerks mit der jeweiligen
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Brennstoffoption im Jahr 2030 dienen als Indikator fur die Wirtschaftlichkeit. Kohlenstoffarmer
Wasserstoff konnte mit Stromgestehungskosten von circa 310 €2025/ MWhe bis 460 €305/ MWhe bei
1.000 Volllaststunden und etwa 270 €2025/ MWhe| bis 380 €2025/ MWhe bei 2.500 Volllaststunden die
niedrigsten Stromgestehungskosten aufweisen. Mit 440 €05/MWhe liegen die Kosten
erneuerbaren Wasserstoffs bei 1.000 Volllaststunden und im niedrigen Kostenszenario in einer
ahnlichen GroBenordnung wie die des kohlenstoffarmen Wasserstoffs. Unter den betrachteten
Optionen weist Erdgas mit CCS die groBte Unsicherheit auf. So erreichen die
Stromgestehungskosten bei 2.500 Volllaststunden mit circa 240 €025/ MWhe( bis 410 €305/ MWhe
einen ahnlichen Kostenbereich wie kohlenstoffarmer Wasserstoff, wahrend sie bei 1.000
Volllaststunden zwischen 350 €;025/MWhe und 660 €025/ MWhg liegen.

Treiber der Stromgestehungskosten ist die Kostenstruktur der drei betrachteten
Brennstoffoptionen. Wahrend die Option Erdgas mit CCS investitionskostenintensiv ist, werden
die Kosten fur die Optionen erneuerbarer und kohlenstoffarmer Wasserstoff starker von den
Brennstoffkosten  bestimmt. Bei geringeren  Volllaststunden liegen daher die
Stromgestehungskosten von kohlenstoffarmem Wasserstoff unter den Kosten fur Erdgas mit CCS.
Bei einem Anstieg der Volllaststunden sinkt der Einfluss der Investitionskosten, sodass die
Stromgestehungskosten insbesondere bei Erdgas mit CCS sinken. Wichtig ist auch die Unsicherheit
im Bezug auf den Zeithorizont. Die Investitionskosten sind zum Zeitpunkt der
Investitionsentscheidung bekannt, die zukunftigen Brennstoffkosten und Volllaststunden
unterliegen jedoch auch wahrend der Lebensdauer des Kraftwerks hohen Unsicherheiten.

Technologie. Die Technologien zur Verarbeitung von Wasserstoff und CO, sind grundsatzlich
Gegenstand weiterer Entwicklung. Wahrend die Elektrolyse bereits eine hohe technologische
Reife aufweist, steht die Anwendung in groBskaligen H,-Kraftwerken am Anfang ihrer
Entwicklung. Gleiches gilt fur die Technologien zur Abscheidung von CO2 aus fossilen Quellen.
Die SMR-Technologie mit integrierter CO2-Abscheidung zur Produktion von kohlenstoffarmem
Wasserstoff mit einer Abscheiderate von Uber 90% befindet sich in einem mittleren
Entwicklungsstadium. Demgegeniiber hat die COz-Abscheidung an konventionellen
Gaskraftwerken bereits eine hohere technologische Reife erlangt und steht vor dem breiten
kommerziellen Einsatz. Alle drei Brennstoffoptionen weisen somit Prozessschritte auf, die aktuell
bisher nicht marktreif sind.

Infrastrukturanforderungen. Fir den Transport der Brennstoffe werden fir die dargestellten
Prozesse nationale und teilweise internationale Infrastrukturen benotigt. Fur den
Brennstoffimport der Option Erdgas mit CCS konnen bestehende CH4-Pipelines genutzt werden.
Dahingegen misste fur den Import von kohlenstoffarmem Wasserstoff aus Norwegen eine H;-
Infrastruktur zwischen Norwegen und Deutschland aufgebaut werden. Allein fur den Transport
von erneuerbarem Wasserstoff reicht bei heimischer Produktion eine nationale Infrastruktur,
welche ebenfalls fiir kohlenstoffarmen Wasserstoff innerhalb Deutschlands genutzt werden kann.
Hier besteht jedoch eine Nutzungskonkurrenz zwischen bestehenden Erdgaspipelines fur Erdgas
mit CCS und deren Umwidmung fur den H;-Transport. Bei den Brennstoffoptionen
kohlenstoffarmer Wasserstoff und Erdgas mit CCS ist der Aufbau einer zusatzlichen
(internationalen) CO;-Infrastruktur notwendig. Aktuelle Unsicherheiten bestehen hinsichtlich des
Aufbaus einer internationalen H-Infrastruktur sowie uUber den moglichen Umfang der CO,-
Speicherung und CO;-Transportinfrastruktur in Deutschland und daruber hinaus.
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Restemissionen. Bei den Brennstoffoptionen kohlenstoffarmer Wasserstoff und Erdgas mit CCS
fallen CO2-Emissionen im Brennstoffherstellungsprozess oder am Kraftwerk an, die zu einem
moglichst hohen Anteil abgeschieden werden mussen. Bei beiden Verfahren verbleiben dennoch
Restemissionen in Hohe von ca. 0,14 t CO2/MWhe, die nur teilweise durch den EU ETS bepreist
werden und zur Erreichung der Klimaneutralitat durch Negativemissionen vollstandig kompensiert
werden mussten.

Importabhangigkeit. Die analysierten Prozesse der Brennstoffoptionen sehen groitenteils einen
Import der Brennstoffe nach Deutschland vor. Hierdurch konnen Importabhangigkeiten bestehen
bleiben oder entstehen, die sich aus dem Import von Erdgas oder Wasserstoff ergeben. Fur die
Option Erdgas mit CCS ist ein Import von Erdgas aus beispielsweise Norwegen notwendig. Gleiches
gilt fur die inlandische Produktion oder den direkten Import von kohlenstoffarmem Wasserstoff.
Einzig erneuerbarer Wasserstoff ermoglicht die nationale Produktion des Brennstoffs, sodass die
Abhangigkeit von Importen und von einer internationalen Infrastruktur vermieden werden kann.
Weiterhin sind die Optionen erneuerbarer und kohlenstoffarmer Wasserstoff ohne technische
Anpassungen im Kraftwerk miteinander substituierbar. Bei der Option Erdgas mit CCS besteht bei
ausbleibenden Importen keine Moglichkeit, kurzfristig auf einen anderen Energietrager
umzustellen.

Strukturierung. Die Betrachtung der Stromgestehungskosten ist hinsichtlich der systemischen
Effekte unvollstandig. Zum flexiblen Brennstoffeinsatz in einem Gaskraftwerk ist eine
Strukturierung notwendig, die im Rahmen des Ansatzes der Stromgestehungskosten nicht
quantifiziert wurde. Im Falle des erneuerbaren Wasserstoffs kann von einem weitestgehend
volatilen Lieferprofil ausgegangen werden. Da die Produktion vermehrt zu Zeiten mit
ausreichender oder UibermaRiger Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien geschieht, und die
Ruckverstromung in Wasserstoffkraftwerken zu Zeitpunkten passiert, in denen die erneuerbaren
Energien nicht zur Verfiigung stehen, muss der erneuerbare Wasserstoff gespeichert werden. Bei
der Produktion von kohlenstoffarmem Wasserstoff und dem Import von Erdgas wird eine
Auslastung von Uber 95 % angenommen. Hier ware eine Speicherung von Wasserstoff bzw. Erdgas
in Deutschland allerdings ebenfalls hotwendig, um eine flexible und bedarfsgerechte Verstromung
zu ermoglichen.

Synergien. In dieser Kurzstudie wurden techno-okonomische und regulatorische Eigenschaften
aufgezeigt. Zusatzlich zu diesen Aspekten konnten Wechselwirkungen mit anderen Technologien
im Rahmen der Transformation des Energiesektors auftreten, welche in dieser Studie nicht
analysiert wurden. Erneuerbarer und kohlenstoffarmer Wasserstoff kann nicht nur im
Energiesektor zum Einsatz kommen, sondern auch zur Dekarbonisierung anderer Anwendungen,
vor allem im Industriesektor, beitragen. Beim Aufbau entsprechender Produktions- und
Transportkapazitaten bestehen somit Potenziale, diese Synergien auszunutzen. Allerdings kann
es zu Konkurrenzsituationen bei knapper Verfiigbarkeit von Wasserstoff kommen. Auf der anderen
Seite gibt es vor allem im Industriesektor Prozesse, die unvermeidbare Emissionen aufweisen.
Diese missen zur Erreichung der Klimaneutralitat abgeschieden werden. Bei dem Aufbau der
dafur notwendigen COz-Infrastruktur konnten ebenfalls Synergien mit den Brennstoffoptionen
kohlenstoffarmer Wasserstoff und Erdgas mit CCS genutzt werden.

Unsicherheiten. Die Untersuchung der drei Brennstoffoptionen und ihr Vergleich zeigen auf, dass
Unsicherheiten uUber die regulatorische Integration und die wirtschaftliche Entwicklung der
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betrachteten Technologien bestehen. Die regulatorischen Unsicherheiten hinsichtlich der
CO2-Infrastruktur werden in den aktuellen Gesetzgebungsverfahren zum KSpG adressiert. Weitere
Pilotprojekte und Untersuchungen zu den Kosten der Abscheidungstechnologien konnten die
Abschatzung der Wirtschaftlichkeit der Technologie verbessern.

Ausblick. Systemische Effekte, wie beispielsweise die notwendige Strukturierung der Brennstoffe
oder mogliche Synergien und Konkurrenzen mit anderen Sektoren, konnen mit der vorliegenden
Analyse nicht abschliefend bewertet werden. Fur einen vollstandigen Vergleich der Technologien
steuerbarer Kraftwerke und der notwendigen Infrastruktur ist eine Gesamtsystembetrachtung
notwendig. Die Systemsicht sollte neben der Analyse der tatsachlichen Auslastung der
Systemkomponenten, Strukturierungskosten und Lock-in Effekten auch Synergien in der
Bewertung einbeziehen, die u. a. durch den Wasserstoffhochlauf in anderen Sektoren und der
damit verbundenen Infrastruktur entstehen. Die in dieser Studie erfolgte quantitative
Betrachtung von Stromgestehungskosten und qualitative Einordnung dieser Aspekte kann eine
systemische Analyse nicht ersetzen.
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Anhang

Quellen: Fraunhofer ISE, 2024; EWI, 2025a; EWI, 2025b; Hayat et al., 2024; IEA, 2023; NETL, 2022

Komponente Parameter Szenario Wert
Allgemein WACC 10 %
CO2-Preis 145 €025/t CO2
Erdgaspreis Hoch 27 €025/ MWh
Niedrig 45 €2025/MWh
Elektrolyse Investitionskosten Hoch 61 €205/ MWhnz
Niedrig 44 €205/ MWh,
Fixe Betriebskosten Hoch 14 €205/ MWhhz
Niedrig 10 €2025/ MWhiz
EE-Anlage Hoch 117 €205/ MWhhz
Niedrig 78 €2025/ MWhhz
SMR und CCS Investitionskosten Hoch 1.297 €205/ KWh2
Niedrig 766 €205/ kW2
Fixe Betriebskosten 4 % der Investitionskosten
Lebensdauer 25 Jahre
Volllaststunden 8.322
Wirkungsgrad 72 %
CO2-Abscheidungsrate 95 %
Hz-Kraftwerk Investitionskosten Hoch 1.149 €005/ KW
Niedrig 527 €205/ KW
Fixe Betriebskosten 22 €05/ kKW
Lebensdauer 30 Jahre
Wirkungsgrad 40 %
CH4-Kraftwerk mit CCS Investitionskosten Hoch 3.635 €205/ kKW
Niedrig 1.685 €205/ kKW
Fixe Betriebskosten (1) Hoch 79 €205/ kKW
Niedrig 26 €205/ kKW
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Anhang |

Lebensdauer 30 Jahre
Wirkungsgrad 37%
CO2-Abscheidungsrate 90 %

(1) Die fixen Betriebskosten basieren auf der Metastudie Hayat et al. (2024) beziiglich eines Gas- und Dampfkraftwerks mit

CCS-Anlage. Naherungsweise verwenden wir diese Kostenannahme fiir die hier betrachtete offene Gasturbine.
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