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Zusammenfassung

Die Innsbrucker Kommunalbetriebe AG entwickelt und plant am Standort Polling/Pettnau das
Laufwasserkraftwerk Regionalkraftwerk Mittlerer Inn, das bei einer Engpassleistung von rd.
21,2 MW ein Regelarbeitsvermdgen von knapp 92 GWh/a aufweisen soll. Neben den grund-
séatzlichen Diskussionen mit u. a. den vom Projekt betroffenen Grundeigentiimern sowie Um-
weltschutzverbdanden riickt zunehmend die Frage der Wirtschaftlichkeit des 130 Mio. €-
Projekts in den Fokus der offentlichen Diskussion, zumal hierzu bisher auch keine konkreten
Aussagen durch den Projektwerber kommuniziert wurden.

Auch wenn viele Energieversorgungsunternehmen von den in der Vergangenheit getroffenen
Entscheidungen zum Bau von Wasserkraftwerken durch die vergleichsweise niedrigen Be-
triebskosten der alten, abgeschriebenen Anlagen profitieren, miissen heute anstehende Investi-
tionsentscheidung an die sich gednderten energiewirtschaftlichen aber auch finanzierungsre-
levanten Randbedingungen angepasst werden. Vor diesem Hintergrund wurde die e3 consult
mit der Erstellung einer Kurzstudie zu den wirtschaftlichen Perspektiven des Kraftwerkspro-
jekts Mittlerer Inn beauftragt, deren Ergebnisse sich wie folgt zusammenfassen lassen:

= Hohe spezifische Stromgestehungskosten: Als realistische Bandbreite der spezifischen
Stromgestehungskosten 1dsst sich fiir das Kraftwerksprojekt Mittlerer Inn 80 bis
90 €,013/MWh ableiten.

= Aktuell sehr niedriges Strompreisniveau: Die aktuellen jahresmittleren Referenzpreise
an den Stromborsen liegen fiir Lieferungen zwischen 2014 und 2019 in einem Bereich von
35 bis 37 €2013/MWh.

= Moderate Strompreisentwicklung: Mittelfristige Szenarios mit Strompreisen im Jahres-
durchschnitt von tliber 80 €,913/MWh sind sehr unwahrscheinliches — eine Bandbreite zwi-
schen 50 und 60 €50;3/MWh im Zeitraum 2020/2030 ist aus energiewirtschaftlicher Sicht
darstellbar.

= Saisonal ungiinstige Erzeugungsstruktur: Die grundsitzlich nicht auf das Kraftwerk-
sprojekt Mittlerer Inn beschrinkte Problematik fehlender kostendeckender Strompreise
wird flir Wasserkraftwerke ohne Speicher jedoch noch verschirft, da in den abflussreichen
Sommermonaten die Strompreise iiberproportional stark durch die strompreisddmpfenden
Effekten des Photovoltaik-Ausbaus unter Druck geraten.

= Hohes Risiko fehlender Amortisation: Die projektimmanenten Nachteile der hohen spe-
zifischen Investitionskosten und des fehlenden Speichers fiihren in Konsequenz dazu, dass
sich die Investitionen in das Kraftwerksprojekt Mittlerer Inn mit einer sehr hohen Wahr-
scheinlichkeit nicht amortisieren werden. Mit den im Rahmen dieser Studie unterstellten
Basisannahmen weist das 130 Mio. €5013-Projekt bspw. nach 60 Jahren Betriebszeit einen
negativen Kapitalwert von rd. -36 Mi0.€,¢;3 auf.
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1 Hintergrund und Zielsetzung

Die Innsbrucker Kommunalbetriebe AG (IKB) entwickelt und plant am Standort Pol-
ling/Petttnau das Laufwasserkraftwerk Regionalkraftwerk Mittlerer Inn (RMI), das bei einer
Engpassleistung von rd. 21,2 MW ein Regelarbeitsvermdgen von knapp 92 GWh/a aufweisen
soll. Nach einer dreijahrigen Bauzeit (2017 —2019) soll das Kraftwerk Ende 2019 in Betrieb
gehen [1].

Neben den Diskussionen mit u. a. den vom Projekt betroffenen Grundeigentiimern sowie
Umweltschutzverbidnden riickt zunehmend auch die Frage der Wirtschaftlichkeit des
130 Mio. €-Projekts in den Fokus der 6ffentlichen Diskussion [2]. Nicht zuletzt auf Grund der
Eigentiimerstruktur der IKB (Stadt Innsbruck 50 % plus eine Aktie und TIWAG 50 % minus
eine Aktie) ist zu erwarten, dass die Wirtschaftlichkeit des Projekts aus Sicht der Tiroler vor
allem aber der Innsbrucker Politik ein wichtiges Argument bei der Entscheidungsfindung fiir
oder gegen das Projekt RMI darstellen wird, zumal nach Aussage der IKB das Kraftwerkspro-
jekt sicherstellen soll, dass ,,[...] weiterhin ein gilinstiger Strompreis angeboten werden kann,
da die Abhéngigkeit von Importen und Marktschwankungen verringert wird* [1]. Bisher sind
jedoch mit Ausnahme der o. a. Schitzungen der Investitionskosten durch den Projektwerber
keine konkreten Aussagen zur Wirtschaftlichkeit des Regionalkraftwerks Mittlerer Inn 6ffent-
lich verfiigbar.

Vor diesem Hintergrund wurde die €3 consult vom WWEF Tirol mit einer Kurzstudie ,,Bewer-
tung der wirtschaftlichen Perspektiven des Kraftwerksprojekts Regionalkraftwerk Mittlerer
Inn “ beauftragt. Die Studie soll insbesondere eine Abschédtzung der mittleren Erzeugungskos-
ten des Kraftwerksprojekts durchfiihren und diese dem aktuellen Preisniveau an den Strom-
borsen gegeniiberstellen. Zusitzlich soll aufgezeigt werden, inwieweit die Erzeugungskosten
langfristig mit den Referenzpreisen an den Strombdrsen konkurrieren und damit einen positi-
ven Wertbeitrag fiir den oder die Eigentlimer des Kraftwerks leisten konnen.

Hierzu werden einleitend in Kapitel 2 die Methodik und die energiewirtschaftlichen Randbe-
dingungen fiir eine Projektbewertung dargestellt. In Kapitel 3 werden anschlieend die
Ergebnisse der Wirtschaftlichkeitsanalysen vorgestellt und im abschlieBenden Kapitel 4 wer-
den daraus Schlussfolgerungen und Empfehlungen abgeleitet.

Ziel der Studie ist dabei nicht die Durchfiihrung einer umfassenden Wirtschaftlichkeitsanalyse
oder eines Variantenvergleichs, da ein Grofteil der hierfiir notwendigen Informationen 6ffent-
lich nicht verfiigbar ist bzw. erst mit zunehmendem Planungsfortschritts verfiigbar sein wird.
Die Ergebnisse der Studie sollen jedoch einen energiewirtschaftlich fundierten Beitrag zu den
Diskussionen iiber die wirtschaftlichen Chancen und Risiken des Regionalkraftwerks Mittle-
rer Inn liefern.
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2 Vorgehen und energiewirtschaftliche Randbedingungen

Durch die Liberalisierung des européischen Strommarktes und der damit verbundenen Ein-
filhrung wettbewerblicher Strukturen haben sich u. a. auch die Rahmenbedingungen fiir die
wirtschaftliche Bewertung von Erzeugungsprojekten grundlegend gedndert. Vor der Liberali-
sierung wurden die fiir ein Gebietsmonopol vom jeweiligen Versorger angesetzten Stromprei-
se meist liber eine rein kostenbasierte Berechnungsmethode ermittelt. Entsprechend korrelier-
ten die Strompreise — die von den verantwortlichen Behorden genehmigt werden mussten —
mit den Er zeugungskosten des Kraftwerksparks im Gebietsmonopol. Dadurch wurde implizit
gewdhrleistet, dass der gesamte Erzeugungspark wirtschaftlich betrieben werden konnte.
Demgegeniiber werden heute die Strompreise und damit die Erlose von Kraftwerken aus An-
gebot und Nachfrage an der fiir eine Region maB3geblichen Strombdrse gebildet, wodurch die
Wirtschaftlichkeit von Kraftwerken nicht mehr per se gegeben ist sondern von der jeweiligen
Kostenstruktur der Anlage und den Erldsen aus dem Stromverkauf bestimmt wird.

Auch wenn viele Energieversorgungsunternehmen von den in der Vergangenheit getroffenen
Entscheidungen zum Bau von Wasserkraftwerken durch die vergleichsweise niedrigen Be-
triebskosten der alten, abgeschriebenen Anlagen profitieren, miissen heute anstehende Investi-
tionsentscheidung an die sich gednderten energiewirtschaftlichen aber auch finanzierungsre-
levanten Randbedingungen angepasst werden. Neben dem entstandenen Wettbewerb im
Strommarkt und der damit gegebenen Mdglichkeit fiir Verbraucher, ihren Versorger wechseln
zu konnen, sind dies bspw. die zunehmende Stromerzeugung aus den (geforderten) fluktuie-
renden erneuerbaren Energien Wind und Sonne oder die durch Basel III geédnderten Anforde-
rungen von Banken an die Finanzierung von GroBprojekten.

Die Wirtschaftlichkeit einer Investition in ein Wasserkraftprojekt wird dabei grundsétzlich
von einer Reihe unterschiedlicher Randbedingungen bestimmt. Neben der Kosten- (Investiti-
ons- und Betriebskosten) und Erlosseite (Einnahmen aus Stromverkauf) sind dies insbesonde-
re die Art der Finanzierung (Eigen- und Fremdkapital) sowie mogliche Forderungen. Da ein
GroBteil dieser RMI-spezifischen Randbedingungen 6ffentlich und damit auch fiir die vorlie-
gende Studie nicht verfiligbar ist, werden die fiir eine Wirtschaftlichkeitsbewertung bendtigten
Parameter anhand der Analyse von vergleichbaren Wasserkraftwerken sowie von Literatur-
werten hergeleitet und transparent dargestellt. Zu Beginn wird zusétzlich kurz auf den ge-
wihlten methodischen Ansatz zur Ermittlung der spezifischen Stromgestehungskosten sowie
des Kapitalwerts bzw. der Amortisationszeit eingegangen.

2.1 Methodischer Ansatz

= Spezifische Stromgestehungskosten

Als spezifische Stromgestehungskosten (Levelized Cost of Electricity — LCOE) versteht man
den tiber die Nutzungsdauer einer Anlage ermittelten finanzmathematischen Mittelwert der
Stromgestehungskosten. Dabei werden die Barwerte aller Ausgaben (Investitionskosten und
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jéhrliche Betriebsausgaben) durch die Barwerte der Stromerzeugung geteilt. Die LCOE-
Berechnung erfolgt dabei nach folgender Formel ([3], [4]):

I n A
LCOE = - +nZt—:/1£ll+i)t
t=1(14{)t
LCOE ....... Stromgestehungskosten in €/ MWh
(TP Investitionsausgaben in €
At Betriebsausgaben im jeweiligen Jahr in €/a
|\ I Produzierte Strommenge im jeweiligen Jahr in MWh/a
| S kalkulatorischer Zinssatz in %
Neceeeereeene, kalkulatorische Nutzungsdauer in Jahren
| PSSR jeweiliges Nutzungsjahr (1, 2, ...n)

Die spezifischen Stromgestehungskosten werden hiaufig zum Vergleich unterschiedlicher Va-
rianten eines Investitionsvorhabens oder fiir den Vergleich unterschiedlicher Technologien
genutzt, da durch die Diskontierung aller Ausgaben und der erzeugten Strommenge auf den
gleichen Bezugspunkt eine Vergleichbarkeit der LCOE erreicht wird. Allerdings stellen die
Stromgestehungskosten eine reine Vergleichsrechnung auf Kostenbasis dar und lassen damit
ohne zusitzliche Beriicksichtigung der Einnahmenseite noch keine Aussage iiber die Wirt-
schaftlichkeit einer Investition zu.

= Kapitalwert und Amortisationszeit

Im Entscheidungsfindungsprozess potenzieller Investoren stellen die spezifischen Stromge-
stehungskosten nur eine Variable unter vielen (moglichen) dar — Gewinn- & Verlustrechnung,
interner Zinsful}, Kapitalwert oder Amortisationszeit werden zumindest als Ergénzung héufig
jedoch anstelle einer LCOE-Berechnung im Zuge der wirtschaftlichen Bewertung von Kraft-
werksprojekten ermittelt. Neben der Ermittlung der spezifischen Stromgestehungskosten wird
daher im Rahmen dieser Studie auf Grundlage der Kapitalwertmethode eine vereinfachte dy-
namische Wirtschaftlichkeitsberechnung fiir das Projekt RMI durchgefiihrt. Der Kapitalwert
(Net Present Value — NPV) stellt dabei die Differenz aus der Summe der Barwerte aller Ein-
nahmen und der Summe der Barwerte aller Ausgaben innerhalb des Betrachtungszeitraums
einer Investition dar (vgl. u. a. [4]). Im Gegensatz zum Ergebnis der LCOE-Berechnung las-
sen sich durch die implizite Beriicksichtigung der Einnahmenseite unmittelbar Aussagen zur
Wirtschaftlichkeit einer Investition (d. h. positiver Kapitalwert) sowie u. a. zur Amortisati-
onszeit (d. h. Zeit bis zur Erreichung eines positiven Kapitalwerts) ableiten.
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2.2 Technische und wirtschaftliche Parameter RMI

= Regelarbeitsvermogen

Als jahrliche Netto-Stromerzeugung wird das vom Projektwerber angegebene Regelarbeits-
vermogen (RAV) von 92,0 GWh/a beriicksichtigt [1]. Unklar ist jedoch, ob es sich dabei um
das Brutto- oder Netto-RAV handelt (d. h. Erzeugung an der Generatorklemme oder nach
Abzug des Eigenverbrauchs und der kraftwerksinternen Verluste in das 6ffentliche Netz ein-
gespeiste Strommenge). Erzeugungsverluste, die durch MaBnahmen zur Schwallddmpfung
sowie regelmiBige Stauraumspiilungen entstehen (rd. 3 bis 4 GWh/a), sind im RAV von
92,0 GWh/a bereits beriicksichtigt [5].

= Investitionskosten

Die Investitionskosten (Capital Expenditures — CAPEX) fiir das Kraftwerksprojekt werden
mit 130 Mio. € angegeben [1], wobei sich aus dieser Zahl nicht ableiten l4sst, ob darin bspw.
auch die Planungs- und Genehmigungskosten, Bauzeitzinsen, Kosten fiir Unvorhergesehenes
oder Kosten fiir Versicherungen wéhrend der Bauzeit enthalten sind. Fiir die weiteren Analy-
sen im Rahmen dieser Studie wird unterstellt, dass diese Kosten in den 130 Mio. € bereits
beriicksichtigt sind' — sollten diese Kostenposition demgegeniiber nicht in den 130 Mio. €
enthalten sein, konnen die tatsdchlichen Investitionskosten durchaus noch um 10 bis 20 %
ansteigen

Allerdings werden Investitionskosten von Kraftwerksprojekten hdufig als sog. ,,overnight
costs* im Geldwert des aktuellen Jahres angegeben, d. h. auf das Projekt RMI bezogen, wiir-
den die Kosten nur dann 130 Mio. € betragen, wenn dieses ,,von heute auf morgen® im Jahr
2013 gebaut werden konnte. Im Rahmen einer weitergehenden Wirtschaftlichkeitsbewertung
miissen die Investitionskosten jedoch unter Beriicksichtigung der Inflationsrate auf die Bau-
zeit aufgeteilt werden.

* Kosten fiir Betrieb und Wartung

Fiir das Projekt RMI sind keine Angaben zu den laufenden Kosten (Operational Expenditures
— OPEX) fiir u. a. Betrieb, Wartung und Versicherungen verfiigbar, so dass fiir die weiteren
Analysen auf Literaturwerte zuriickgegriffen werden muss. Generell zeigen dabei die OPEX
auf Grund der hohen Abhingigkeit vom konkreten Standort, der Groe sowie der Anlagen-
konfiguration eine hohe Bandbreite. Typische Werte liegen zwischen 1 und 4 % der Investiti-
onskosten als jéhrliche Aufwendungen fiir Betrieb und Wartung [6] — auf das RMI bezogen
lagen diese zwischen 1,3 und 5,2 Mio. €013. Demgegeniiber ging der Verbund in einer Verof-
fentlichung aus dem Jahr 2007 davon aus, dass die Betriebskosten fiir Wasserkraftanlagen bei
optimaler Auslegung und wartungsarmem Betrieb zumeist unter 10 € MWh liegen [7]. Unter
Beriicksichtigung der allgemeinen Preissteigerung zwischen 2006 und 2013 wiirde dieser

' Das RMI fillt dabei nicht unter das Okostromgesetz, da gemiB Okostromgesetz § 5 Abs. 1 Z 19 nur Wasserkraftanlagen mit einer Eng-
passleistung zwischen 10 MW bis einschlieflich 20 MW als mittlere Wasserkraftanlage eingestuft werden und damit forderberechtigt sind.
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Wert heute bei rd. 12 €9;3/MWh liegen und damit auf das RMI bezogen 1,1 Mio. €5913/a oder
jéhrlich 0,8 % der Investitionskosten betragen. Auch wenn fiir das RMI durch den zu erwar-
tenden vergleichsweise hohen Aufwand fiir die Stauraumbewirtschaftung, das Geschiebe-
management oder den Grundwasserhaushalt die Aufwendungen fiir Betrieb und Wartung
durchaus deutlich iiber diesen Durchschnittswerten liegen kdnnen, werden die weiteren Ana-
lysen auf Grund des Fehlens RMI-spezifischer Zahlen mit dem oben genannten pauschalen
Erfahrungswert durchgefiihrt.

Die Kosten fiir Betrieb und Wartung beriicksichtigen i. Allg. nicht die Aufwendungen im Zu-
ge von Grofirevisionen, welche fiir eine geplante Anlagenlebensdauer von mehreren Jahrzehn-
ten periodisch durchzufiihren sind (z. B. Ersatz wesentlicher elektro-maschineller Anlagentei-
le, Instandsetzung Wehranlage, etc.). Auf Grund der Unsicherheiten {iber Hohe und Zeitpunkt
der Aufwendungen werden die Kosten von Grofrevisionen sowie die Erzeugungsverluste
wihrend der Revisionen fiir die weiteren Analysen nicht beriicksichtigt. Umgekehrt flief3t
jedoch auch ein moglicher Restwert des Kraftwerks nach Ende des unterstellten Betrach-
tungszeitraums von 60 Jahren (sog. Terminal Value) nicht in die Wirtschaftlichkeitsberech-
nung ein.

* Kosten fiir Portfoliomanagement, Netzverlust- und Systemdienstleistungsent-
gelt sowie Primérregelung

Fiir die Vermarktung der erzeugten Strommengen an einer Strombdorse bzw. die Integration in
ein bestehendes Absatz-/Vertriebsportfolio fallen i. Allg. Kosten fiir u. a. Ausgleichsenergie
(Prognosefehler), Absicherung von ungeplanten Nichtverfiigbarkeiten, Handelsaktivitdten,
Abrechnung mit moglichen Projektpartnern, Overhead der Verwaltung, etc. an. Da die Prog-
nosequalitdt fir die Stromerzeugung in Laufwasserkraftwerken vergleichsweise hoch ist und
damit der Ausgleichsenergiebedarf zur Abdeckung der Prognosefehler klein ist, liegen diese
Kosten fiir die Laufwasserkraft meist im niedrigen einstelligen €/ MWh-Bereich, wobei die
tatsdchliche Hohe insbesondere auch vom gesamten Erzeugungsportfolio des Anlagenbetrei-
bers bestimmt wird.

Fiir das Projekt RMI sind die Kosten fiir das Portfoliomanagement und die Vermarktung nicht
bekannt — als Anhaltspunkt kdnnen jedoch bspw. die in der Aliquotierungsverordnung 2012
festgelegten Aufwendungen fiir ,,iibrige Okostromanlagen herangezogen werden. Diese lie-
gen fiir administrative und finanzielle Aufwendungen bei 0,95 €/ MWh und fiir Ausgleichs-
energie bei 0,65 €/ MWh (damit in Summe 1,6 €/ MWh). Dieser Wert deckt sich dabei auch
relativ gut mit der in Anlage 4 des deutschen Erneuerbaren-Energien-Gesetzs 2012 (EEG) als
Managementpramie fiir die Direktvermarktung von EEG-Strom aus Wasserkraftanlagen ab
dem Jahr 2015 festgelegten Zusatzvergiitung von 2,25 €/ MWh. Im Sinne einer konservativen
Abschétzung der Kosten fiir Portfoliomanagement und Vermarktung werden fiir die weiteren
Berechnungen 1,5 €5013/MWh beriicksichtigt.

Erzeugungsanlagen mit einer Engpassleistung von mehr als 5 MW sind nach § 6 Abs. 1 und §
8 Abs. 2 der Systemnutzungstarife-Verordnung 2012 - Novelle 2013 zur Entrichtung eines
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Netzverlustentgelts und Systemdienstleistungsentgelts sowie nach EIWOG 2010 § 66 Abs. 2
Z 1 zur Ubernahme der Kosten fiir die Primirregelung verpflichtet. Fiir Tirol liegt das zu ent-

richtende Systemdienstleistungsentgelt fiir alle Erzeugungsanlagen iiber 5 MW Engpassleis-
tung derzeit bei 1,79 €/MWh.

Das Netzverlustentgelt richtet sich demgegeniiber nach der Spannungsebene der Einspeisung
in das offentliche Netz, die fiir das Projekt RMI noch nicht 6ffentlich kommuniziert wurde.
Fiir das urspriinglich am Standort Telfs geplante Kraftwerk war dabei eine Einspeisung {iber
ein 25 kV Erdkabel in das Umspannwerk Rietz der TIWAG Netz AG auf 110 kV vorgesehen
(d. h. Netzebene 4, Umspannung zwischen Hoch- und Mittelspannung). Wird fiir das Projekt
RMI dieselbe Netzebene unterstellt, leitet sich ein Netzverlustentgelt von 1,46 €/ MWh aus der
Systemnutzungstarife-Verordnung 2012 - Novell 2013 ab.

Werden die Kosten fiir die Primérregelung vernachldssigt (<< 1 €/MWh), konnen in Summe
Kosten fiir das Netzverlust- und Systemdienstleistungsentgelt von aktuell 3,25 €513/ MWh
abgeleitet werden. Unklar ist dabei allerdings, inwieweit die bestehenden gesetzlichen Rege-
lungen auch weiterhin anwendbar bleiben oder diese Kosten, bspw. wie in Deutschland, zu-
kiinftig auf die Stromverbraucher abgewilzt werden. Da andererseits auch weitere Sys-
temdienstleistungskosten vom Verbraucher auf den Erzeuger verlagert werden konnten, wer-
den die Berechnungen im Rahmen dieser Studie auf Grundlage der aktuellen gesetzlichen
Regelungen durchgefiihrt und ein Wert von 3,0 €59;3/MWh fiir die RMI-Bewertung beriick-
sichtigt.

= Zinssatz und Betrachtungszeitraum

Die Hohe des in die Wirtschaftlichkeitsanalyse eines Projektes einflieBenden Zinssatzes (d. h.
Kapitalkosten) ist einer der wesentlichen Parameter, der {iber den wirtschaftlichen Erfolg ei-
nes Wasserkraftprojekts entscheidet. Im Vergleich zu den Investitions- und Betriebskosten,
die im Wesentlichen von den Standortbedingungen beeinflusst werden, sowie dem erlosbe-
stimmenden Strompreis, der von den allgemeinen Marktbedingungen abhéngig ist, wird der
projektrelevante Zinssatz vor allem auch von der Gesellschaftsform des Projektbetreibers so-
wie vom Finanzierungsmodell bestimmt. Damit haben einerseits unterschiedliche Projektbe-
treiber unterschiedliche Anforderungen an die Verzinsung des eingesetzten Kapitals. Ande-
rerseits bestehen erhebliche Optimierungsspielraume durch die Wahl eines geeigneten Finan-
zierungsmodells (bspw. Projektgesellschaft).

Im Vergleich zu borsennotierten Unternehmen aus der Energiewirtschaft veroffentlicht die
IKB AG in ihren Geschéftsberichten keine Kapitalkosten (WACC — Weighted Average Cost
of Capital) — bspw. liegen die durchschnittlichen Kapitalkosten vor Steuern der Verbund AG
bei 7,34 % (2012), der E.ON AG bei 7,7 % (2012) oder der EVN AG bei 8,7 % (2011/2012)
[8], [9], [10]. Allerdings ist auch bei borsennotierten Unternehmen ohne detaillierte Kenntnis
der Finanzierungsstrukturen die Bestimmung der Kapitalkosten fiir eine konkrete Investition
in ein Wasserkraftprojekt grundsétzlich nur schwer darstellbar, da die Kapitalkosten fiir ein
Wasserkraftprojekt hdufig von den verdffentlichten durchschnittlichen Kapitalkosten abwei-
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chen. Bspw. wird daher auch in der Elektrizititswerke-Studie 2012 von Ernst & Young [11]
eine relativ breite Spanne von 6 bis 8 % fiir den beobachteten WACC vor Steuer fiir Investiti-
onen in Kraftwerksanlagen durch regionale Energieversorger angegeben. Optimierungsspiel-
raum besteht dabei durch eine Erhdhung des Anteils an fremdfinanzierten Kapital — aktuell
liegen die Fremdkapitalkosten vor Steuer bei etwa 4,5 % wéhrend die ,,typischen” Anforde-
rungen an die Verzinsung des Eigenkapitals vor Steuer in der Energiewirtschaft bei etwa 8 bis
12 % liegen (vgl. u.a. [12]). Laut Geschéftsbericht 2011 verfiigt die IKB AG iiber einen Ei-
genkapitalanteil von 54,06 %, so dass sich bei einem dem Branchendurchschnitt entsprechen-
den Bewertungsansatz durchschnittliche Kapitalkosten von etwa 6 bis 7 % vor Steuern ablei-
ten lassen. Fiir die weiteren Analysen im Rahmen dieser Studie wird daher ein Zinssatz vor
Steuern von 6,5 % unterstellt, wobei zusétzlich zu dieser Basisannahme die Wirtschaftlichkeit
des Projekts auch unter Zugrundelegung eines projektfinanzierten Ansatzes mit sehr hohem
Fremdkapitalanteil bewertet wird.

Als Betrachtungszeitraum fiir eine Wirtschaftlichkeitsbewertung wird meist die Zeitspanne
der Verleihung des Wasserrechts verwendet. Da diese fiir RMI jedoch erst im Zuge des Ge-
nehmigungsverfahrens festgelegt wird, miissen hierflir Erfahrungswerte von vergleichbaren
Projekten herangezogen werden. Bspw. wurde fiir das Gemeinschaftskraftwerk Inn (GKI) im
Bescheid des Umweltsenats vom 5.12.2012 das Wasserrecht befristet bis zum 31.12.2074
verliehen [13], d. h. bei der fiir 2018 geplanten Inbetriebnahme von GKI wiirde sich ein Be-
trachtungszeitraum von 56 Jahren ergeben. Fiir die Bewertung des Projekts RMI wird daher
vereinfachend ein Betrachtungszeitraum von 60 Jahren gewihlt, wobei bereits an dieser Stelle
angemerkt werden kann, dass durch die Abzinsung der Zahlungsstrome bei der Ermittlung der
LCOE als auch des Kapitalwerts ein ldngerer Betrachtungszeitraum nur unwesentlich das Er-
gebnis beeinflussen wiirde.

2.3 Strompreisentwicklung

Fiir die wirtschaftliche Bewertung von Kraftwerksprojekten wird typischerweise neben der
Kosten- auch die Erldsseite betrachtet. Bei Erzeugungsanlagen, die bspw. iiber das
Okostromgesetz zumindest fiir einen Teil ihrer Lebensdauer garantierte Einspeisetarife bezie-
hen, ist die Herleitung der erlosbestimmenden Strompreise vergleichsweise einfach. Anders
stellt sich die Situation bei (groBen) Wasserkraftanlagen dar, die zusitzlich zum Kostenrisiko
auch das Marktrisiko vollstdndig {ibernehmen miissen. Vor diesem Hintergrund kommt den
im Rahmen einer Wirtschaftlichkeitsanalyse von RMI unterstellten Strompreisen ein hoher
Stellenwert zu. Im Folgenden werden hierzu die aktuellen Entwicklungen im Strommarkt
analysiert sowie ein Ausblick auf das mogliche zukiinftige Marktumfeld fiir Laufwasserkraft-
anlagen gegeben.

» Aktuelle Entwicklung

Insgesamt befinden sich die Strompreise derzeit sowohl im Spot- als auch Forwardmarkt auf
einem vergleichsweise moderaten Niveau. Abb. 1 zeigt diese Entwicklung am Beispiel der
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EEX-/EPEX-Spot- und Forwardnotierungen der Jahre 2001 bis 2019 fiir das Marktgebiet
Deutschland/Osterreich’.
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Abb. 1: Jahresmittlere EEX/EPEX Day Ahead Spotmarktpreise und EEX Phelix Baseload Year Fu-
tures fiir Deutschland/Osterreich (reale Preise im Geldwert 2013; fiir 2013 Mittelwert aus
Spotpreisen Janner bis Juni und Phelix Baseload Month Futures Juli bis Dezember, Daten

[14])

Die nicht nur aus Sicht der Wasserkraft tendenziell ungiinstige Entwicklung der Preise im
Strommarkt lésst sich nicht nur im Marktgebiet Deutschland/Osterreich sondern in praktisch
allen europdischen Landern feststellen. Die Ursachen hierfiir liegen zum einen in den aktuell
niedrigen Preisen fiir Kohle und CO,-Zertifikate. Zum anderen wird die Preisbildung im
deutsch-osterreichischen Spotmarkt durch den starken Zubau der erneuerbaren Energien we-
sentlich beeinflusst (sog. Merit Order-Effekt; vgl. u. a. [15]). Dies fiihrt insbesondere auch zu
einer Reduzierung der Peak-Preise wihrend der Mittagszeit bei hoher PV-Einspeisung sowie
sehr niedrigen — teilweise sogar negativen — Strompreisen wahrend lastschwachen Zeiten an
Wochenenden oder in der Nacht und gleichzeitig hoher Wind- und/oder PV-Stromerzeugung.

Vor allem die hohe mittagszeitliche Einspeisung aus PV-Anlagen fiihrt in den Sommermona-
ten zu einer kontinuierlichen ,,Erosion® der in der Vergangenheit in diesen laststarken Zeiten
auftretenden Strompreisspitzen und damit zu einem auf Jahressicht moderaten mittleren
Strompreis. Die aktuellen Notierungen im deutsch/6sterreichischen Forwardmarkt zeigen da-
bei auch fiir die kommenden Jahre keine Erholung der Strompreise, da mogliche Effekte stei-
gender Brennstoff- und CO,-Kosten durch den weiteren Ausbau der erneuerbaren Energien
kompensiert werden. Allerdings bestehen in dieser vom Markt erwarteten Entwicklung erheb-

? Im Geldwert des Jahres 2013; Forward als Mittelwert der Notierungen im Juni 2013; Indexierung iiber VPI 2000 bzw. ab 2014 jihrliche
Preissteigerung von 2 % unterstellt.
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liche Schwankungen und damit Unsicherheiten, wie in Abb. 2 am Beispiel der Notierungen
des Forwards fiir das Lieferjahr 2014 aus den vergangenen 6 % Jahren zeigt.
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Abb. 2: EEX Phelix Baseload Year Future 2014 [14]

Auf Grund der im Vergleich zu den saisonalen Schwankungen der Strompreise tendenziell
ungiinstigen Erzeugungsstruktur von Laufwasserkraftwerken in Osterreich spiegelt diese jah-
resdurchschnittliche Betrachtung jedoch nicht die tatsdchliche Erlossituation der Anlage wi-
der. Abb. 3 zeigt hierzu beispielhaft die monatliche Erzeugung des RMI sowie die monats-
mittleren EPEX-Spotpreise Janner - Juni 2013 und die EEX Phelix Baseload Month Futures
fiir die Monate Juli bis Dezember 2013.
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Abb. 3: EPEX Spot Phelix Janner - Juni 2013, EEX Phelix Baseload Month Futures Juli - Dezember
2013 und modellierte monatsmittlere Erzeugung RMI (Daten [1], [5], [14])

Deutlich zu erkennen ist dabei, dass die Strompreise im Sommerhalbjahr etwa 8 - 10 €/ MWh

niedriger liegen als im Winterhalbjahr. Da gleichzeitig die Erzeugung des RMI im Sommer

deutlich hoher ist als im Winter, liegen die durchschnittlichen spezifischen Erlose unter dem
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durchschnittlichen Jahresstrompreis — im dargestellten Jahr 2013 etwa 5,6 % oder rd.
2,1 € MWh unter dem Jahresbase. Auch wenn dieser Effekt im Mittel der vergangenen 13
Jahre mit einem Abschlag von durchschnittlich -1,8 % deutlich geringer ausgefallen ist, kann
durch den anhaltenden Ausbau der PV-Stromerzeugung in Deutschland davon ausgegangen
werden, dass fiir Laufwasserkraftwerke, die im Gegensatz zu Speicherkraftwerken ihre Er-
zeugung nicht an die jeweilige Marktsituation anpassen konnen, in den kommenden Jahren
zunehmend héufiger eine Konkurrenzsituation zur Photovoltaik entstehen wird. Die EEX
Quartals-Forwards fiir 2014 und 2015 zeigen bereits eine dhnliche Tendenz und damit fiir das
RMI einen dhnlich hohen Abschlag gegeniiber dem Jahresbase wie 2013.

= Ausblick 2020/2030

Gerade fiir Wasserkraftwerke, die typischerweise eine sehr lange Planungs- und Genehmi-
gungs- sowie Bauphase haben (6 - 10 Jahre), konnen die aktuellen Spot- und Forward-
Notierungen im Strommarkt jedoch nur eingeschriankt im Rahmen einer Investitionsentschei-
dung herangezogen werden, da diese nicht notwendigerweise die langfristige Entwicklung der
Marktpreise widerspiegeln. Héufig erfolgt die wirtschaftliche Bewertung von Kraftwerken
daher mit Hilfe von langfristigen Strompreisprognosen, die auf Grundlage sog. Fundamen-
talmodelle erstellt werden. Wesentliche Eingangsgrofen in diese Modelle sind dabei u. a. die
Entwicklung der Brennstoff- und CO,-Preise, der Stromnachfrage, des iiberregionalen Netz-
ausbaus sowie des Ausbaus der (geforderten) erneuerbaren Energien. Die Ergebnisse von
fundamentalen Strommarktmodellen kénnen die langfristige Strompreisentwicklung jedoch
nur mit einer der Unsicherheit dieser EingangsgroBen entsprechenden Bandbreite prognosti-
zieren und unter-scheiden sich in ihren Ergebnissen mitunter sehr deutlich. Abb. 4 zeigt dies
am Beispiel verschiedener Strompreisprognosen fiir den deutsch-osterreichischen Grof3han-
delsmarkt.

Die wesentlichen Ursachen fiir diese groen Unterschiede liegen vor allem in den unter-
schiedlichen Annahmen zur Entwicklung der Gas- und CO,-Preise sowie der Stromnachfrage
— die Studien gehen bspw. fiir das Jahr 2020 von Gaspreisen zwischen 25 und 40 €5;3/MWh
und CO,-Preisen zwischen 25 und 50 €,013/tco2 aus, wobei vor allem Studien aus den Jahren
2010 und 2011 die vergleichsweise hochsten Gas- und CO»-Preise als Eingangsparameter
ihrer Fundamentalmodelle definiert haben. Im Vergleich dazu liegen derzeit fiir den Liefer-
zeitraum 2015 die Preise fiir Gas bei etwa 26 €302/ MWh und fiir CO,-Zertifikate bei rd.
4,5 €013/tcoz [14]. Auch haben einige der Prognosen den unerwartet starken Zubau der Pho-
tovoltaik in Deutschland nicht berticksichtigt, so dass die Strompreis senkenden Effekte der
erneuerbaren Energien (Merit Order-Effekt) nicht oder nur zum Teil im Modell abgebildet
wurden. Entsprechend befinden sich auch die aktuellen Forward-Notierungen im Strommarkt
fiir 2015 bis 2019 etwa 10 €/ MWh unterhalb der Bandbreite der in Abb. 4 dargestellten Prog-
nosen. Vor diesem Hintergrund sollten die Ergebnisse von fundamentalen Strompreismodel-
len nur nach einer kritischen Analyse und Diskussion der Eingangsparameter fiir eine Bewer-
tung von Erzeugungsprojekten herangezogen werden.
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Abb. 4: Prognose GroBhandelspreis in verschiedenen Studien bis 2030 sowie EEX Baseload Year

Future 2015 bis 2019 (Mittelwert Notierungen Juni 2013) [14], [16], [17], [18], [19], [20],

[21], [22], [23]
Trotz aller Unsicherheiten lassen die libergeordneten energiewirtschaftlichen und energiepoli-
tischen Randbedingungen einen zumindest moderaten Anstieg der Strompreise fiir den Zeit-
raum nach 2020 erwarten. Zum einen gehen die meisten mittel- und langfristigen Prognosen
von einem langsam wieder steigenden Erdgaspreis aus. Zum anderen werden auf européischer
Ebene die aktuell niedrigen Preise fiir CO,-Zertifikate fiir die Erreichung der langfristigen
Klimaschutzziele sehr kritisch bewertet und Maflnahmen vorbereitet, um die CO,-Preise in
der aktuell 3. Phase des europdischen Zertifikatehandels in einen klimapolitisch ,,akzeptab-
len” Bereich zu steuern. Als Voraussetzung fiir eine voriibergehende Verknappung von Emis-
sionszertifikaten in der dritten Handelsperiode (sog. Backloading) hat daher am 3. Juli 2013
das Plenum des Europiischen Parlaments fiir eine Anderung der Emissionshandelsrichtlinie
gestimmt [24]. Analysen gehen davon aus, dass sich der Strompreis bei einem Anstieg des
CO,-Preises von derzeit etwa 5 €/tco, auf den in der politischen Diskussion genannten Ziel-
wert von 20 — 25 €/tco, um etwa 11 €/ MWh erhdhen konnte [25]. Bei einem gleichzeitigen
moderaten Anstieg der Kohle- und Gaspreise konnte damit der jahresmittlere Strompreis nach
dem Jahr 2020 durchaus um bis zu 15 €/ MWh iiber dem aktuellen Bereich von etwa
40 €/ MWh liegen. Inwieweit dabei die strompreiserhohenden Effekte von steigenden Brenn-
stoff- und CO;-Preisen durch den Merit Order-Effekt der erneuerbaren Energien wieder ,,aus-
geglichen* werden konnen, ist aus heutiger Sicht jedoch nicht eindeutig zu beantworten, da
die langfristige Entwicklung sowohl der Commodity-Preise als auch der erneuerbaren Ener-
gien von einer gewissen Unsicherheit gekennzeichnet ist. Entsprechend sollte in einer Ab-
schitzung der langfristigen Erlospotenziale von Wasserkraftwerken die Steigerung der
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Strompreise konservativ bewertet werden — eine Bandbreite zwischen 50 und 60 €59;3/MWh
im Zeitraum 2020/2030 ist dabei aus energiewirtschaftlicher Sicht darstellbar. Dies wére auch
etwa in einem Bereich, der fiir konventionelle Kraftwerke eine Marge gewéhrleisten wiirde,
die aus Sicht der Kraftwerksbetreiber einen wirtschaftlichen Betrieb ermdglicht [26].

3 Ergebnisse der Wirtschaftlichkeitsbewertung

3.1 Spezifische Stromgestehungskosten

Die spezifischen Stromgestehungskosten (LCOE) werden mit der in Abschnitt 2.1 dargestell-
ten Systematik ermittelt. Hiufig wird dabei jedoch anstelle des nominalen Zinssatzes der rea-
le, d. h. inflationsbereinigte Zinssatz verwendet, wodurch die jdhrlichen Ausgaben fiir u. a.
Betrieb und Wartung iiber den gesamten Betrachtungszeitraum ohne Indexanpassung in die
LCOE-Berechnung einflieBen kdnnen. Die Umrechnung des nominalen in den realen Zinssatz
erfolgt nach folgender Formel [4]:

] 1+

LA I
It ceveeeeeeenenes realer kalkulatorischer Zinssatz in %
Tevoreeereeennn, nominaler kalkulatorischer Zinssatz in %
| SO Inflationsrate in %

Daraus ermittelt sich fiir einen nominalen Zinssatz von 6,5 % (Basisannahme) ein realer Zins-
satz von rd. 4,41 %. Mit den weiteren Basisannahmen von 130 Mio. € fiir die Investitionskos-
ten, von 1,52 Mio. €/a (16,5 €/ MWh) fiir Betrieb und Wartung, Portfoliomanagement, Netz-
verlust- und Systemdienstleistungsentgelt sowie einer jdhrlichen Netto-Stromerzeugung von
92 GWh/a bestimmt sich somit ein LCOE von 83,9 €,9;35/MWh.

I, + Zzl:l—(lff 130 Mio. € + Y60, Lo2Mio€/a

_ ir)t t=1 (140,0441)t
LCOE = —, = S ozGWh/a = 83,9 €/MWh
t=1 (14t t=1(140,0441)¢

Die Stromgestehungskosten liegen damit um mehr als das Doppelte iiber dem aktuellen
Strompreisniveau sowie den Forward-Notierungen 2014 - 2019 von ca. 36 - 37 € MWh (vgl.
Abb. 1). Die Effekte einer Bauzeit von 3 Jahren (LCOE-Formel unterstellt over night-
Errichtung) sowie Abschldge auf Grund der ungiinstigen saisonalen Erzeugungscharakteristik
von RMI sind hierbei nicht beriicksichtigt (zusétzliche Aufwendungen von rd. 5 €/ MWh).

Da bei der Herleitung der Basisannahmen fiir die LCOE-Berechnung Unsicherheiten beste-
hen, wird im Folgenden eine Variation der wesentlichen Eingangsparameter durchgefiihrt und
ihre Sensitivitit auf die spezifischen Stromgestehungskosten diskutiert (Abb. 5).
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Abb. 5: Stromgestehungskosten RMI bei Variation wesentlicher Eingangsparameter

Den grofiten Einfluss auf die Stromgestehungskosten zeigen die Investitionskosten, der Zins-
satz und die jéhrliche Stromerzeugung. Da die Basisannahme zu den Investitionskosten eher
konservativ erscheint (u. a. unklar, ob inflationsbedingte Kostensteigerungen bis zum Ab-
schluss der BaumaBBnahmen und Bauzeitzinsen beriicksichtigt sind), kann in diesem Zusam-
menhang jedoch die Wahrscheinlichkeit fiir hohere Investitionskosten und damit auch héhere
LCOE groBer als fiir niedrigere Investitionskosten eingeschatzt werden.

Umgekehrt lassen sich durch eine gilinstigere Finanzierung (niedrigerer Zinssatz vor Steuern)
die Stromgestehungskosten mitunter deutlich senken, wobei unklar ist, inwieweit die Eigen-
tiimer- und Kapitalstruktur der IKB einen spiirbar niedrigeren Zinssatz bzw. eine reine Pro-
jektfinanzierung ermoglicht.

Bei der jéhrlichen Erzeugungsmenge diirfte eine dauerhaft hohere Erzeugung als die projek-
tierten 92 GWh/a unwahrscheinlich sein — daher ist dieser Bereich in Abb. 5 gestrichelt dar-
gestellt. Vielmehr konnte sich die in das 6ffentliche Netz eingespeiste Strommenge durch den
ggf. zusétzlich zu beriicksichtigenden Eigenbedarf des Kraftwerks bzw. einer moglichen wei-
teren Reduzierung der Erzeugung durch Maflnahmen zur Schwallreduzierung oder Stauraum-
spiilung, die in den derzeitigen Basisannahmen noch nicht beriicksichtigt sind, verringern.

Demgegeniiber zeigen der Betrachtungszeitraum sowie die jéhrlichen Kosten fiir Betrieb und
Wartung, Netzverlust- und Systemdienstleistungsentgelt bzw. Portfoliomanagement einen
vergleichsweise geringen Einfluss auf die Stromgestehungskosten. Bspw. liegen selbst bei
einem Betrachtungszeitraum von 90 Jahren die LCOE noch immer knapp iiber 80 €/ MWh.

Trotz der gegebenen Unsicherheiten bei der LCOE-Berechnung ist es sehr unwahrscheinlich,
dass sich mit steigender Datenqualitit bzw. mit zunehmendem Projektfortschritt alle Ein-
gangsparameter gleichzeitig in Richtung niedrigerer LCOE verschieben werden, so dass sich
zusammenfassend eine realistische Bandbreite der Stromgestehungskosten fiir das Kraftwerk-
sprojekt RMI zwischen 80 und 90 €503/ MWh ableiten ldsst.
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3.2 Kapitalwert und Amortisationszeit

Fiir die Berechnung des Kapitalwerts werden zusitzlich zu den aus der LCOE-Bewertung
iibernommenen Eingangsparametern die folgenden Randbedingungen als Basisannahmen fiir
das DCF-Modell festgelegt:

= Zahlungsstrome (Cash Flows — CF) werden auf den 31.12.2013 als Bezugspunkt abgezinst
und vereinfachend als nachschiissig unterstellt (d. h. zum 31.12. des jeweiligen Jahres).

= Die Investitionskosten von 130 Mio. €013 (Geldwert 2013) werden auf die Bauzeit von 3
Jahren (2017 - 2019) zu gleichen Teilen aufgeteilt, wobei fiir die Jahre 2013 - 2016 jeweils
1 Mio. € als Planungskosten beriicksichtigt werden.

= Es erfolgt eine reine Vor-Steuer-Betrachtung.
= Die Inflation betrdgt 2 % p. a. iiber die gesamte Betrachtungszeit.

= Fiir den erldsrelevanten Borsenstrompreis (Baseload) werden 55 €513/ MWh fiir das Jahr
2020 unterstellt (d. h. 10 €/MWh tiiber dem Mittel der vergangenen 13 Jahre bzw. knapp
20 €/ MWh iiber der Forward-Notierung fiir 2019).

* Die nominale Strompreissteigerung wird mit 3 % angesetzt (d. h. Strompreise steigen real
um 1 %-Punkt — d. h. bspw. bis 2030 auf rd. 60 €39;3/MWh).

= Als Abschlag ggii. dem Baseloadpreis auf Grund der saisonal ungiinstigen Erzeugungs-
struktur des RMI werden 5 % unterstellt.

Im Ergebnis wiirden sich — trotz einer als ambitioniert zu bezeichnenden Strompreisentwicklung —
die Investitionen in das Kraftwerksprojekt RMI mit einem negativen Kapitalwert (NPV) von -
36,0 Mio. € und einem IRR von 4,8 % innerhalb des Betrachtungszeitraums von 60 Jahren nicht
amortisieren (Tabelle 1, Abb. 6). Zur Erreichung einer Zielrendite von 6,5 % vor Steuern (NPV =
0, Amortisationszeit 60 Jahre) miisste im Jahr 2020 der Strompreis bereits bei 76 €013/ MWh lie-
gen und anschliefend mit 1 % p. a. real steigen. Demgegeniiber wiirde beim aktuellen Strom-
preisniveau von knapp 37 €/ MWh der Kapitalwert sogar auf -77,6 Mio. € (IRR 1,3 %) sinken.

Unterstellt man, dass sich die Investitionskosten und die jéhrlichen betrieblichen Aufwendun-
gen nur in einer vergleichsweise geringen Bandbreite von den Basisannahmen abweichen,
haben Zinssatz und Strompreise den grofiten Hebel in Bezug auf den NPV und damit die
Wirtschaftlichkeit von RMI. Da die bewertungsrelevanten Strompreise in einem Bereich lie-
gen sollten, der aus energiewirtschaftlicher Sicht begriindbar ist und mit sehr hoher Wahr-
scheinlichkeit erreicht werden kann, besteht hier nur ein geringer Optimierungsspielraum.
Hingegen kann iiber einen hoheren Fremdkapitalanteil bei der Projektfinanzierung der bewer-
tungsrelevante Zinssatz gesenkt und damit die wirtschaftlichen Randbedingungen ggf. verbes-
sert werden. Bei einem Zinssatz von 5,0 % (entspricht Projektfinanzierung mit etwa 80 %
Fremdkapital)® ergibt sich jedoch bspw. noch immer ein negativer NPV von -6,9 Mio. €. Zu-

* Fiir das Kraftwerksprojekt Sellrain schligt die IKB AG als moglicher ,strategischer Partner eine Eigenkapitalquote von 16,33 % vor und
geht innerhalb der vorldufigen Wirtschaftlichkeitsdaten von Fremdkapitalzinsen von 4,5 % aus [27].
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satzlich muss in diesem Zusammenhang beriicksichtigt werden, dass Fremdkapitalgeber
i. Allg. eine Amortisationszeit fordern, die deutlich unter der Lebensdauer eines Wasserkraft-
werks bzw. der Dauer der Verleihung des Wasserrechts liegt — ,,typische® Werte sind hier 25
bis 30 Jahre. Fiir eine Amortisationszeit von bspw. 30 Jahren miisste daher trotz eines ggii.
dem Basisfall auf 5,0 % spiirbar reduzierten Zinssatzes das Strompreisniveau im Jahr 2020
bei rd. 84 €,013/MWh liegen, so dass auch bei einem iiber eine Projektgesellschaft finanzierten
Kraftwerk eine Wirtschaftlichkeit des RMI praktisch nicht erreicht werden kann.
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Abb. 6: DCF- und Cash Flow-Analyse RMI fiir Basisannahmen

Dieses Ergebnis lésst sich auch {iber eine sehr vereinfachte Betrachtung der am Beginn der
Anlagenlaufzeit aufzuwendenden jahrlichen Zinszahlungen darstellen. Bei einer Fremdkapi-
talquote von bspw. 80 % und einem Fremdkapitalzinssatz von 4,5 % fallen fiir einen Kredit
iiber 104 Mio. € (d. h. 80 % von 130 Mio.€) jdhrliche Zinszahlungen von rd. 4,6 Mio. € an.
Damit miisste alleine fiir die Zinszahlungen ein Strompreisniveau von etwa 50,5 €/ MWh er-
reicht werden bzw. rd. 67 €/ MWh unter zusétzlicher Beriicksichtigung der (unvermeidlichen)
jéhrlichen betrieblichen Aufwendungen von 16,5 €/ MWh. Beriicksichtigt man dazu die Til-
gung des gelichenen Kapitals und auch, dass die Eigenkapitalgeber einen Kapitalriickfluss
erwarten, miissten die Strompreise deutlich iiber den zuvor genannten 67 €/ MWh liegen, um
diese Anforderungen erfiillen zu kdnnen. Diese grundsétzlich sehr unglinstigen energiewirt-
schaftlichen Randbedingungen bleiben auch bei einer Variation der Investitionskosten, der
jéhrlichen betrieblichen Aufwendungen oder der Inflationsrate bestehen. Insbesondere unter
Beriicksichtigung einer plausibel argumentierbaren Strompreisentwicklung lédsst sich somit
kein positiver Business Case flir RMI ableiten.
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Tabelle 1: Cash-Flow-Analyse Wasserkraftprojekt Regionalkraftwerk Mittlerer Inn (Basisannahmen)

Inbetriebnahme 1.1.2020 :: 3 Jahre Bauzeit :: Barwerte (DCF) zum 31.12.2013 :: Zahlungen nachschiissig
Kosten fiir Planung & Genehmigung: 1 Mio. €/a 2013 - 2016
92.000 MWh/a

Jahrliche Stromerzeugung (netto):

. L Jahrl. fixe und variable|  Strompreis 2020 in Steigerung Strompreise | Abschla, . .
Investitionskosten in Mio- €013 |1 o in €, /MWh* €20/MWh nachg2020gggﬁ. Ingation Saisonalitg'am Zinssatz Inflation
130,0 16,5 55,0 1,00% -5,00% 6,50% 2,00%
Jahr Investition NN?Ze/tSrgIligall’r&tl:tl}giio. Strompreis Baseload Erlése | Cash Flow [::gks(glilte(:r DCF Kum];nculllerte
[Mio. €,;5]| [Mio. €/a]| [Mio. €,;5]| [Mio. €/a] |[€20,/MWh]| [E/MWh] |[Mio. €/a]| [Mio. €/a] [%] [Mio. €/a] [Mio. €]
2013 1,00 1,00 - - 36,9 36,9 - - 1,00 100,0% | - 1,00 | - 1,00
2014 1,00 1,02 - - 37,2 37,9 - - 1,02 93,9% | - 0,96 | - 1,96
2015 1,00 1,04 - - 36,3 37,8 - - 1,04 88,2% - 092 | - 2,88
2016 1,00 1,06 - - 35,5 37,7 - - 1,06 82,8% - 0,88 | - 3,75
2017 42,00 45,46 - - 35,7 38,7 - - 45,46 77,7% - 3534 | - 39,09
2018 42,00 46,37 - - 36,0 39,9 - - 46,37 73,0% | - 33,85 | - 72,94
2019 42,00 47,30 - - 36,2 40,9 - - 47,30 68,5% - 32,42 | - 105,35
2020 1,52 1,74 55,0 63,2 5,52 3,78 64,4% 243 |- 102,92
2021 1,52 1,78 55,6 65,1 5,69 | 3,91 60,4% 2,36 | - 100,56
2022 1,52 1,81 56,1 67,1 5,86 [ 4,05 56,7% 2,30 | - 98,26
2023 1,52 1,85 56,7 69,1 6,04 | 4,19 53,3% 2,23 |- 96,03
2024 1,52 1,89 57,2 71,2 622 [ 4,33 50,0% 2,17 | - 93,87
2025 1,52 1,93 57,8 73,3 6,41 | 448 | 47,0% 2,11 |- 91,76
2026 1,52 1,96 58,4 75,5 6,60 | 4,64 44,1% 2,05 |- 89,72
2027 1,52 2,00 59,0 77,8 6,80 | 4,80 41,4% 1,99 | - 87,73
2028 1,52 2,04 59,6 80,2 701 [ 4,96 38,9% 1,93 | - 85,80
2029 1,52 2,08 60,2 82,6 722 5,13 36,5% 1,87 | - 83,93
2030 1,52 2,13 60,8 85,1 7,44 5,31 34,3% 1,82 | - 82,11
2031 1,52 2,17 61,4 87,6 7,66 | 5,49 32,2% 1,77 | - 80,34
2032 1,52 2,21 62,0 90,3 789 [ 5,68 30,2% 1,72 | - 78,62
2033 1,52 2,26 62,6 93,0 8,13 [ 5,87 28,4% 1,67 | - 76,95
2034 1,52 2,30 63,2 95,8 837 [ 6,07 26,6% 1,62 | - 75,34
2035 1,52 2,35 63,9 98,7 8,63 | 6,28 25,0% 1,57 | - 73,76
2036 1,52 2,39 64,5 101,7 8,89 [ 6,49 23,5% 1,53 | - 72,24
2037 1,52 2,44 65,1 104,8 9,16 [ 6,72 22,1% 1,48 | - 70,76
2038 1,52 2,49 65,8 107,9 9,43 | 6,94 20,7% 1,44 | - 69,32
2039 1,52 2,54 66,4 111,2 972 [ 7,18 19,4% 1,40 | - 67,92
2040 1,52 2,59 67,1 114,5 10,01 7,42 18,3% 1,36 | - 66,57
2041 1,52 2,64 67,8 118,0 1031 [ 7,67 17,1% 1,32 | - 65,25
2042 1,52 2,70 68,5 121,6 10,63 [ 7,93 16,1% 1,28 | - 63,98
2043 1,52 2,75 69,1 125,2 10,95 [ 8,20 15,1% 1,24 | - 62,74
2044 1,52 2,80 69,8 129,0 1128 8,47 14,2% 1,20 | - 61,53
2045 1,52 2,86 70,5 132,9 1,62 [ 8,76 13,3% 1,17 | - 60,37
2046 1,52 2,92 71,2 136,9 11,97 [ 9,05 12,5% 1,13 |- 59,23
2047 1,52 2,98 72,0 141,1 12,33 [ 9,35 11,8% 1,10 | - 58,13
2048 1,52 3,04 72,7 1453 12,70 [ 9,67 11,0% 1,07 | - 57,07
2049 1,52 3,10 73,4 149,7 13,09 [ 9,99 10,4% 1,04 | - 56,03
2050 1,52 3,16 74,1 154,2 13,48 10,32 9,7% 1,00 | - 55,03
2051 1,52 3,22 74,9 158,9 13,89 [ 10,67 9,1% 0,97 | - 54,05
2052 1,52 3,29 75,6 163,7 1431 11,02 8,6% 095 | - 53,11
2053 1,52 3,35 76,4 168,6 14,74 [ 11,39 8,1% 0,92 |- 52,19
2054 1,52 3,42 77,1 173,7 15,18 [ 11,77 7,6% 0,89 | - 51,30
2055 1,52 3,49 77,9 179,0 15,64 12,16 7,1% 0,86 | - 50,44
2056 1,52 3,56 78,7 184,4 16,12 12,56 6,7% 0,84 | - 49,60
2057 1,52 3,63 79,5 190,0 16,60 [ 12,97 6,3% 0,81 | - 48,79
2058 1,52 3,70 80,3 195,7 17,10 [ 13,40 5,9% 0,79 | - 48,00
2059 1,52 3,77 81,1 201,6 17,62 | 13,85 5,5% 0,76 | - 47,24
2060 1,52 3,85 81,9 207,7 18,15 14,30 5.2% 0,74 | - 46,50
2061 1,52 3,93 82,7 214,0 18,70 [ 14,77 4,9% 0,72 | - 45,78
2062 1,52 4,01 83,5 2204 1927 15,26 4,6% 0,70 | - 45,08
2063 1,52 4,09 84,4 227,1 19,85 15,76 4,3% 0,68 | - 44,40
2064 1,52 4,17 85,2 2339 20,45 [ 16,28 4,0% 0,66 | - 43,75
2065 1,52 4,25 86,1 241,0 21,06 [ 16,81 3,8% 0,64 | - 43,11
2066 1,52 4,34 86,9 2483 21,70 [ 17,36 3,6% 0,62 | - 42,49
2067 1,52 4,42 87,8 255,8 22,36 [ 17,93 3,3% 0,60 | - 41,90
2068 1,52 4,51 88,7 263,5 23,03 [ 18,52 3,1% 0,58 | - 41,32
2069 1,52 4,60 89,6 271,5 2373 [ 19,13 2,9% 0,56 | - 40,75
2070 1,52 4,69 90,5 279,7 24,44 19,75 2,8% 0,55 | - 40,21
2071 1,52 4,79 91,4 288,1 25,18 20,39 2,6% 0,53 | - 39,68
2072 1,52 4,88 92,3 296,8 25,94 21,06 2,4% 0,51 |- 39,17
2073 1,52 4,98 93,2 305,8 26,72 21,74 2,3% 0,50 | - 38,67
2074 1,52 5,08 94,1 315,0 27,53 22,45 2,1% 048 |- 38,19
2075 1,52 5,18 95,1 3245 28,36 23,18 2,0% 047 | - 37,72
2076 1,52 5,29 96,0 3343 29,22 23,93 1,9% 045 | - 37,27
2077 1,52 5,39 97,0 3444 30,10 24,71 1,8% 0,44 | - 36,83
2078 1,52 5,50 97,9 354,8 31,01 25,51 1,7% 043 |- 36,40
2079 1,52 5,61 98,9 365,5 31,95 26,34 1,6% 0,41 | - 35,99
Kapitalwert (NPV): -35,99 Mio. € Amortisationszeit:
Interner Zinsful3: 4,8%

* Betrieb und Wartung, Netzverlust- und Systemdienstleistungsentgelt sowie Portfoliomanagement
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4 Schlussfolgerungen und Empfehlungen

Die LCOE- und DCF-Analyse hat auf Basis der verfiigbaren Informationen gezeigt, dass fiir
das Projekt RMI eine Wirtschaftlichkeit praktisch nicht dargestellt werden kann. Vor allem
auf Grund der vergleichsweise hohen spezifischen Investitionskosten von 1,41 €/kWh* wiir-
den Referenzpreise an den Stromboérsen von im Mittel {iber 80 €/ MWh erforderlich sein, um
das Projekt refinanzieren zu konnen. Dies ist vor dem Hintergrund der aktuellen Strompreise
und Forward-Notierungen im Marktgebiet Deutschland/Osterreich von unter 40 €/MWh ein
sehr unwahrscheinliches mittelfristiges Szenario. Zusétzlich geraten durch den steigenden
Anteil der Stromerzeugung aus Photovoltaik im deutsch-Osterreichischen Strommarkt die
Borsenstrompreise vor allem in den Sommermonaten iiberproportional unter Druck, so dass
sich bei einem anhaltenden Ausbau der Photovoltaik die Erlossituation fiir Wasserkraftwerke
ohne Speicher in den abflussreichen Sommermonaten weiter verschlechtern wird.

Diese Einschitzung wird dabei grundsétzlich auch von der IKB geteilt, die bspw. im Rahmen
der Gemeinderatssitzung der Gemeinde Kematen am 29. Janner 2013 im Zusammenhang mit
einer moglichen Beteiligung der IKB am Kraftwerksprojekt Sellrain davon gesprochen hat,
dass ,,[...] sich ein Wasserkraftwerk bei den heutigen Energiepreisen nicht rechnet™ [28].
Wenn dies bereits fiir ein an sich vergleichsweise giinstiges Kraftwerksprojekt giiltig sein
sollte (spezifische Investitionskosten von 0,92 €/ MWh [27]), dann miisste diese Aussage um-
so mehr auf das RMI zutreffen, dessen spezifische Investitionen im Vergleich zum Kraftwerk
Sellrain um mehr als 50 % hoher liegen.

Die fehlende Wirtschaftlichkeit ist dabei nicht unmittelbar ein RMI-spezifisches Problem, da
sich im aktuellen Marktumfeld Investitionen in Erzeugungsprojekten — mit Ausnahme von
geforderten erneuerbaren Energien — generell immer schwieriger wirtschaftlich rechnen las-
sen. Die projektimmanenten Nachteile der hohen spezifischen Investitionskosten und des feh-
lenden Speichers fithren fiir RMI jedoch zu einer weiteren Verschérfung dieser Problematik
und in Konsequenz zu einer aus wirtschaftlicher Sicht negativen Perspektive.

Damit wiirde das Kraftwerksprojekt letztendlich auch keinen Beitrag zur iibergeordneten
Zielstellung der IKB AG leisten, einen weiterhin giinstigen Strompreis fiir die privaten und
gewerblichen Stromverbraucher in Innsbruck mit dem Projekt garantieren zu kdnnen. Gegen-
iiber dem RMI stellt die alternative Beschaffung der Strommengen {iber die Borse die kosten-
giinstigere Variante dar.

Nicht zuletzt auf Grund der von einzelnen politischen Entscheidungstriagerlnnen in Innsbruck
bereits aufgeworfenen Frage nach einer Wirtschaftlichkeit von RMI, scheint eine transparente
und detaillierte Diskussion der Eingangsparameter und Ergebnisse der Wirtschaftlichkeitsbe-
trachtungen durch den Projektwerber zumindest mit den Eigentiimervertretern und der Politik

* Die projektierten spezifischen Investitionskosten liegen bspw. beim Speicherkraftwerk Obere Isel bei 1,1 €/kWh, beim Gemeinschafts-
kraftwerk Oberer Inn bei 1,0 €/kWh, beim Kraftwerk Stanzertal bei 1,0 €/kWh, beim Kraftwerk Sellrain bei 0,9 /kWh und beim Kraftwerk
Sanna bei 1,1 €/kWh.
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dringend geboten zu sein. Dabei sollte u. a. auch gepriift werden, inwieweit die vom Projekt-

werber unterstellten Szenarios flir die weitere Entwicklung der Strompreise und damit der

Erldssituation von RMI durch einen unabhingigen externen Experten zu validieren sind. In

jedem Fall sollte die Investitionsentscheidung nur dann getroffen werden, wenn die Wirt-

schaftlichkeit von RMI unter Beriicksichtigung sdmtlicher Risiken mit hoher Wahrscheinlich-

keit zu erwarten ist. Anderenfalls sollte das Projekt nicht weiter verfolgt und stattdessen alter-

native Investitionsvorhaben im Strom- und Wiarmebereich gepriift werden.
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