
Innerhalb weniger Jahre ist die
Geothermie zu einer festen Größe
der Energieversorgung in Bayern
geworden. Zahlreiche erfolgreiche
Wärmeprojekte belegen dies. Strom-
projekte werden folgen. Viele
Initiatoren allerdings haben die
Herausforderungen der Projekt-
entwicklung und des Projektmana-
gements, den Finanzbedarf sowie
die gesamte Komplexität der Pro-
jektumsetzung unterschätzt und
mussten aufgeben. So ist die
„Claimlandschaft“ in Bewegung
geraten. Die Rahmenbedingungen
für Wärme- und Stromprojekte
sind weiterhin gut, wenngleich die
Weltwirtschaftskrise die Finanzie-
rung erschwert. Trotz kurzfristig
gesunkener Ölpreise profitieren
Wärmeprojekte von der Sorge um
die Abhängigkeit von den klassi-
schen Energieträgern, die im Gas-
streit zwischen Russland und der
Ukraine ihren jüngsten Höhepunkt
fand. Die Aufsuchung der Geo-
thermie in der Molasse gestaltet
sich zwar schwieriger, als ursprüng-
lich vermutet, gerade bei den mit
Stromprojekten einhergehenden
Bohrtiefen jenseits der 4.000 m.
Doch wurden mit der Novelle des
EEG wieder Rahmenbedingungen
geschaffen, die unter Einschluss
des sog. „Frühstarter-“- und des
„Wärmebonus“ die Rentabilität
eines Stromprojekts sichern. Alle
Wirtschaftlichkeitssimulationen für
Wärme- und Stromprojekte zei-
gen, dass der Grad zwischen einem
rentablen und einem unrentablem
Geothermieprojekt unverändert

schmal (geblieben) ist. Entspre-
chend hohe Anforderungen stel-
len Investoren und Banken an die
Finanzsimulation und das Risi-
komanagement der Projekte. Die
Herausforderung liegt darin, die
Projektkomplexität zu beherr-
schen sowie Technik und Projekt-
verlauf zutreffend in den Finanz-
strömen abzubilden (Abb. 1). Aus
diesem Grund haben wir ein
Kompetenznetzwerk ins Leben
gerufen, um den Projektinitiato-
ren - gestützt auf das Know-how
aus mehr als 20 betreuten Geo-
thermieprojekten – integrierte Be-
ratung über alle Disziplinen und
Schnittstellen sowohl während
der Planung als auch in den Jahren
der Projektumsetzung zu bieten
(www.geothermiekompetenz.de).
Projektübernahmen begleiten wir
mit einer umfassenden geologi-
schen, technischen, wirtschaftli-
chen und rechtlichen Due Dili-
gence.

Die Projektökonomie erläutern wir
anhand zweier für die Molasse rea-
listischer aber typisierter Projekte.
Im Stromprojekt sollen rund 120
l/s Wasser bei einer Temperatur
von mindestens 140 °C in vertika-
ler Tiefe von bis zu 4.500 m unter
GOK durch eine Dublette (8 1/2“)
erschlossen werden. Eine höhere
Schüttung kann auch unter den
günstigen Bedingungen der Molas-
se bei Dublettenbetrieb nicht ohne
weiteres unterstellt werden. Hier-
für bedürfte es einer Triplette oder
- was sich bei Entscheidungssimu-
lationen als die wahrscheinlichere
Variante erweist - der Projektkon-
zeption mit zwei Dubletten. Bei
Einsatz eines ORC-Prozesses und
Auskühlung auf ca. 70 °C beträgt
die installierte jahresdurchschnittli-
che Kraftwerksleistung rund 4 MW.
Der Einsatz eines Kalina-Prozesses
würde die Leistung auf ca. 4,5 MW
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nend, nicht zu knapp in Projektent-
wicklung und Projektmanagement
zu investieren (vgl. Artikel gec-co).
Wegen der aber stets immanenten
Explorationsrisiken werden je nach
Fündigkeitsversicherungskonzept -
hier existieren mittlerweile geeig-
nete Angebote - bis zum Zeit-
punkt der Inbetriebnahme Eigen-
mittel in Höhe des überwiegenden
Teils der Bohrungen bzw. von ca.
25 - 50% der Investitionen ver-
langt, ehe von der Explorations-
auf die Projektfinanzierung umge-
stellt werden kann. Diese Eigen-
mittel zu beschaffen gelingt regel-
mäßig nur, wenn bei seriöser Pro-
jektkalkulation eine Gesamtkapital-
rendite bzw. ein interne Verzin-
sung des Free Cashflow von rund
10% p.a. prognostiziert werden kann.

Beim Wärmeprojekt sollen aus
einer Tiefe von rund 2.700 m unter
GOK mit einer Dublette (6 1/8“)
rund 60 l/s bei einer Temperatur
von ca. 90 °C gefördert werden.
Bei der geplanten Netzrücklauf-
temperatur von 50 °C wird ein
thermisches Potenzial von ca. 9,5
MW nutzbar gemacht, um in einer
Gemeinde mit bis zu 10.000 Ein-
wohnern im Endausbau über 1.000
Wärmekunden  mit insgesamt rund
35 MW anzuschließen und etwa
65 GWh Wärme zu liefern
(Haushalte, Gewerbe und öffentli-
che Gebäude). Die Wärmeprojekte

steigern. Ob die Mehrerlöse die
erhöhten Investitionen und Be-
triebsaufwendungen überkompen-
sieren, kann gerade im Tempera-
turbereich von 140 - 150 °C nur
anhand standortspezifischer Be-
trachtung beantwortet werden. Für
die 4 MW Variante mit ORC-
Prozess sind Investitionen von
rund 42 Mio. €, einschließlich der
Bauzeitzinsen von rund 45 Mio. €
erforderlich. Die Kosten je instal-
liertem MW betragen somit ca.
10,5 - 11 Mio. € (Abb. 2 und 3). Auf
die Bohrung entfallen über 50%
der Investitionen. Hier wurden
Kosten unterstellt, die bei Projek-
ten in 2008 realisiert wurden. Ob
deren „eingepreiste“ Schwierigkei-
ten künftig vermieden und so ca. 10
- 20% eingespart werden können,
bleibt abzuwarten. Bohrungen in
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Tiefen > 4.000 m bergen jedenfalls
besondere Herausforderungen und
Risiken. Auch ist es per Saldo loh-
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setzten meist auf eine hybride
Versorgung aus Geothermie in
der Grundlast und Biomasse in
Form von naturbelassenen Holz-
hackschnitzeln in der Mittellast
und zur Reserveversorgung, um
die Wirtschaftlichkeit bei hoher
CO2-Einsparung zu optimieren.
Lediglich für die nur an wenigen
Stunden im Jahr (im Beispiel 83 h)
benötigte Spitzen- und Notver-
sorgung wird Öl eingesetzt, da die
Kapital- und Bereitstellungskos-
ten minimal sind und Gas im
letztgenannten Aspekt nicht kon-
kurrieren kann (Abb. 4, Quelle:

KESS GmbH/IB NEWS GmbH).
Bei großer Nachfrage oder der
Versorgung mehrerer Orte kann
die Geothermie durch Einsatz
einer Wärmepumpe und Ausküh-
lung des Thermalwassers auf 20 -
30 °C optimiert werden (so geplant
beim interkommunalen Projekt der
AFK Geothermie GmbH). Die
Biomasse zum Antrieb der Wär-
mepumpe liefert zugleich eine wei-
tere Mittellastkomponente. So las-
sen sich selbst bei Fördertempera-
turen unter 90 °C kleine Städte mit
rund 30.000 Einwohnern zu über
90% regenerativ und dabei vorwie-
gend mit Geothermie beheizen
(vgl. Artikel KESS). Wärmeprojek-
te verlangen hohe Investitions-
volumina, sofern nicht auf ein
bestehendes Wärmenetz zu-
rückgegriffen werden kann. Im Bei-
spiel betragen sie rund 43 Mio. €,

wovon ca. 38% auf das Verteilnetz
(einschließlich Hausanschlüssen,
Wärmeübergabestationen und Pla-
nung) sowie 31% auf die Bohrung
entfallen (Abb. 5 und 6). Mit zuneh-
mender Größe des Versorgungs-
gebiets dominieren die Netzinve-
stitionen. Nach den Ausgaben für
Bohrung, Energiezentrale und
Basisnetz während der ersten drei
Projektjahre muss über die weite-
ren 5 bis 10 Jahre des Netzausbaus
und der -verdichtung hin stetig
investiert werden. Zusätzlich sind
die Projektentwicklung und der
negative Cashflow während der
Netzaufbauphase zu decken. Schon
wegen dieser Anfangsverluste (im
Beispiel ca. 11 Mio. €) müssen
Wärmeprojekte über ca. 25%
Eigenmittel verfügen, Quoten von
30 - 40% entlasten die Finanzsitua-
tion deutlich. Auch Bürgerbeteili-
gungen sind denkbar, wenn die
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Bereitschaft hierzu besteht. Ergän-
zend werden die Wärmeprojekte
über Anschlussbeiträge der Kun-
den sowie bei kommunaler Haf-
tungsübernahme (Bürgschaften
oder Gewährträgerhaftung) zins-
günstig fremdfinanziert. Die stren-
gen Vorgaben des EU-Beihilfe-
rechts sind dabei einzuhalten.
Ohne Besicherung durch die Kom-
mune oder den Privatinvestor
bereitet den Banken die Finanzie-
rung eines Wärmeprojektes selbst
nach der erfolgreichen Exploration
wegen der Absatzrisiken große
Schwierigkeiten. Die Absatzpla-
nung gewährt der Bank - anders als

die EEG-Vergütung - keine „aus-
fallsichere“ Einzahlungsreihe. 
Denn auch wenn die „He-
rausforderung“ Kunde professio-
nell gemeistert wird und die
Anschlussstatistiken der jüngsten
Wärmeprojekte große Zuversicht
vermitteln, so lässt sich der Absatz
eines Wärmeprojekts kaum vor der
Umsetzung vertraglich sichern. 

Im Stromprojekt werden Umsatz-
erlöse aus der EEG-Einspeisever-
gütung von 200,00 € je MWh
(einschließlich Frühstarterbonus
von 40,00 € je MWh) zuzüglich
weiterer 30,00 € je MWh aus dem
Wärmebonus erzielt (Kriteriener-
füllung unterstellt). Im Beispiel be-
trägt der Umsatz aus den drei
EEG-Komponenten ca. 7,1 Mio. €.
Erlöse aus dem (Rest-)Wärmever-
kauf sind nicht kalkuliert, da hier

Projektrentabilität
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standortabhängig sehr unterschied-
liche Potenziale bestehen und im
ungünstigsten Fall die Wärme
„verschenkt“ werden muss, um den
EEG-Bonus zu sichern. Auf-
wandsseitig prägen der Kapital-
dienst (Abschreibungen und Zin-
sen) sowie der Materialaufwand für
den Eigenstrombezug das Bild.
Unterstellt man eine Planungs-,
Bau- und Inbetriebnahmephase
von mindestens 3 Jahren, so
erreicht ein Stromprojekt mit der
Aufnahme des „Normalbetriebs“
im Jahr 4 (= Betriebsjahr 1) die
Gewinnschwelle. Im Diagramm
zeigt dies die von Betriebsbeginn
an positive Kurve des EBT (ear-
nings before taxes). Weil die Ein-
speisevergütung konstant bleibt,
steigen die Gewinne im Strompro-
jekt nur, wenn die sinkenden Zins-
aufwendungen den zunehmenden
Materialaufwand (Stromkosten!)

überkompensieren. Die fallende
EBITDA-Kurve (earnings before
interest, taxes, depreciation and
amortisation) ist daher typisch für
Stromprojekte. Das EBITDA soll-
te zudem stetig und deutlich über
der Zahllast für den Kapitaldienst
und etwaigen Reinvestitionen lie-
gen, damit die Kreditfähigkeit des
Projekts aus Bankensicht nachhaltig
gewährleistet ist (das Verhältnis
von EBITDA/Kapitaldienst beträgt
im Beispiel langjährig über 2). Der
„Knick“ nach 21 Betriebsjahren
markiert das Ende der Einspeise-
vergütungsdauer und führt den
Umsatz auf (niedrigere) Markter-
löse zurück. Das Kraftwerk arbeitet
gleichwohl mit Gewinn, da die
Fremdmittel zurückgeführt sind
(Abb. 7 und 8). Die interne Verzin-
sung des Free Cashflow – die Pro-
jektrendite vor Finanzierungsko-
sten – beträgt während des 25jähri-

gen Betrachtungszeitraumes ca.
10% vor Steuern. Die Finanzierung
eines solchen Projekts ist gewähr-
leistet, solange die gewogenen
Kapitalkosten aus Eigen- und
Fremdkapital unter diesem Pro-
zentsatz liegen. Gemessen an den
aktuellen Fremdkapitalkosten und
den Vorgaben der Energieversor-
gungsunternehmen, die nach der
Marktbereinigung vermehrt die
Investorenrolle bei den Strompro-
jekten übernehmen, ist dies gerade
ausreichend. Ohne den Wärmebo-
nus beträgt der interne Projekt-
zinsfuss nur ca. 8% vor Steuern;
fällt auch noch der Frühstarterbo-
nus weg, sinkt der Wert unter 5%.
Die Rechnungen zeigen, wie
essenziell es für die geothermische
Stromerzeugung ist, dass sich die
Rahmenbedingungen des EEG
nicht verschlechtern.
Beim Wärmeprojekt bestimmen
die angeschlossene Wärmeleistung,
die abgesetzte Wärmemenge und
der Wärmetarif den Umsatz. Der
Netzausbau einschließlich der Nach-
verdichtung zieht sich meist über
15 bis 20 Jahre hin; erst dann ist
der Endabsatz erreicht. Beim Preis
setzen die Konkurrenzenergien Öl,
Gas, Hackschnitzel etc. eine natür-
liche Grenze. Der Wärmetarif
muss so konzipiert werden, dass
Anreiz zum Anschluss an die geo-
thermische Wärmeversorgung be-
steht. Laufende Projekte bieten die
Fernwärme im Jahr 2009 zu ca. 80
-85 € je MWh (brutto) an. Die
Aufwandsseite prägen die Kapital-
kosten. Bei den Materialaufwen-
dungen wirkt sich neben dem
Betriebsstrom für die Geothermie-
und die Netzpumpen auch der
Energieeinsatz zur Spitzen-, Re-
serve- und ggf. Mittellastversor-
gung aus. Bei der Wärmeversor-
gung ist es nicht möglich, mit der
Inbetriebnahme schwarze Zahlen
zu erreichen. Die EBT-Kurve im
Diagramm zeigt, dass die Gewinn-
schwelle nach ca. 9 Jahren zu errei-
chen ist. Bei niedrigeren Förder-
temperaturen und ungünstigeren
Netzstrukturen vergehen 10-15
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Jahre bis zum Erreichen der
Gewinnschwelle. Während dieser
„Durststrecke“ liegt das EBITDA
unterhalb des Kapitaldienstes
(Abb. 9 und 10). Das Projekt ver-
bleibt nur durch hohe bzw. suk-
zessive Eigenmittelzufuhr im
finanziellen Gleichgewicht.  Wegen
der langjährigen Anlaufverluste
erzielt das Wärmeprojekt in den
ersten 25 Betriebsjahren nur eine
interne Verzinsung des Free
Cashflow von ca. 4%. Erträge aus
einem möglichen Verkauf von
CO2-Zertifikaten wurden hierbei
nicht berücksichtigt. Der „wahre“
Wert des Wärmeprojekts zeigt
sich – wie bei jedem Netzprojekt –
erst auf lange Sicht über 30 Jahre
und mehr. Die Renditen betragen
dann rund 7-8% und erlauben es
langfristig orientierten – kommu-
nalen – Initiatoren, diese Projekte
umzusetzen. Deutlich verbesserte

Startbedingungen haben nur Pro-
jekte, die schon über ein – zu
erweiterndes – Fernwärmenetz
verfügen. Im Gegensatz zu Strom-
projekten weisen Wärmeprojekte
eine steigende EBITDA-Kurve
auf. Die Absatzausweitung erhöht
zwar den Aufwand für Biomasse
und Strom. Doch kann die Geo-
thermieleistung durch den Einsatz
einer Wärmepumpe, die die bis-
lang „verschenkte“ Energie im
Temperaturbereich von 20-50° C
nutzt, optimiert und so an wach-
senden Bedarf angepasst werden.
Ferner profitiert der Wärmever-
sorger bei steigenden Absatzmen-
gen von der Kostendegression je
MWh bei den Personal-, Verwal-
tungs- und sonstigen betrieb-
lichen Aufwendungen sowie bei
den Abschreibungen und Zinsen.
In der Summe schlägt sich dies im
deutlich ansteigen EBT nieder.

Die Planungen beruhen dabei
stets auf der Annahme nachhaltig
steigender Nahwärmepreise, im
Beispiel um sehr moderate 2,8 %
p.a. Durch die sachgerechte
Gestaltung der Preisgleitklausel –
hier besteht Spielraum für kom-
munale Projekte – profitiert der
Versorger vom unterstellten
Preisanstieg bei den Konkurrenz-
energien, gleichzeitig kann der
Kunde von diesem Anstieg teil-
weise entkoppelt werden. So
gewinnen beide Seiten. Dabei
wird darauf zu achten sein, dass
die geothermischen Wärmepreise
nachhaltig nur moderat steigen,
um einen kontinuierlichen Anreiz
zum Anschluss an diese nahezu
CO2-freie Versorgung zu setzen.
Tendenziell sinkende Wärmeab-
sätze je Kunde wird ein seriös kal-
kulierendes Wärmeprojekt in Zei-
ten des Energiesparens aber stets
in seiner Planung berücksichtigen. 

Risikomanagement dient nicht der
Risikovermeidung schlechthin,
sondern dem systematischen Um-
gang mit den Risiken. Sie müssen
identifiziert und hinsichtlich ihrer
Eintrittswahrscheinlichkeit sowie
der (wirtschaftlichen) Eintrittsfol-
gen bewertet werden. Dann gilt
es Strategien für die Risikosteue-
rung zu entwickeln. Nicht stets
wird die Möglichkeit bestehen,
die Risiken durch geeignete und
„bezahlbare“ Maßnahmen zu ver-
meiden. Vielfach wird man sich
zufrieden geben, die entsprechen-
den Risiken zu verringern. Einige
Risiken lassen sich auf „Dritte“
überwälzen, beispielsweise durch
Versicherungslösungen. Schließlich
existieren Risiken, die das Unter-
nehmen als (finanziell) tragbar ein-
ordnet und durch das Eigenkapital
im Unternehmen deckt (Abb. 11).
Um die Anfälligkeit der Projekt-
wirtschaftlichkeit auf die Verände-
rungen relevanter Parameter – der
Risikotreiber - zu beurteilen, wird
eine umfassende Projektsimula-
tion mit über 50 geologischen,

Risiken und deren
Absicherung
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technischen und betriebswirt-
schaftlichen Stellschrauben heran-
gezogen. Die Ergebnisse werden

in gesonderten Diagrammen für
das Strom- und das Wärmeprojekt
dargestellt. Auf der Y-Achse wird
die Projektrentabilität und auf der
X-Achse die Parameteränderung
in 1%-Schritten von +10% bis -
10% abgebildet. Je steiler die Kur-
ven verlaufen, desto stärker rea-
giert das Projekt bereits auf gerin-
ge Veränderungen (ceteris paribus).
Beim Stromprojekt beträgt die
Ausgangsrentabilität vor Finan-
zierungskosten ca. 10%. Vor allem
eine negative Abweichung bei der
Fördertemperatur, aber auch sol-
che bei der Schüttung, der Anla-
genverfügbarkeit und den Investi-
tionen schmälern die Projektren-
dite bereits bei Planabweichungen
von 5 - 10% in einem erheblichen
Ausmaß. Bei kumulativem Eintritt

ist die Projektwirtschaftlichkeit
akut gefährdet. Da der hier „ver-
baute“ ORC-Prozess als ausge-

reift bezeichnet werden kann, lie-
gen die Hauptrisiken bei Strom-
projekten somit in den Bereichen
Geologie und Investitionen (Bohr-
kosten)  (Abb. 12). Beim Wärme-
projekt zeigt sich ein deutlich ver-
ändertes Bild. Die Ausgangsrenta-
bilität vor Finanzierungskosten
beträgt ca. 4%. Nur die Reduzie-
rung des Wärmepreises oder eine
Erhöhung der Investitionssumme
um 5-10% haben für sich allein
betrachtet projektkritische Folgen.
Negative Parameterabweichungen
bei den geologischen Faktoren
Temperatur und Schüttung blei-
ben in gewisser Bandbreite
beherrschbar, weil die geothermi-
sche Energie teilweise durch Bio-
masse substituiert werden kann.
Entscheidender ist der Wärmeab-

satz und hier die Endausbau- bzw.
Endanschlussdichte. Fällt sie deut-
lich ab, ist die Projektamortisation
in jedem Fall gefährdet (Abb. 13).
Festzuhalten bleibt: Ganz ent-
scheidend ist der Untertagefaktor
im Sinne von Fündigkeit und
Bohrkosten. Bereits geringe Min-
derfündigkeiten führen ein Strom-
projekt in die Unwirtschaftlich-
keit. Da Bohrkosten-, d.h. In-
vestitionsüberschreitungen die Ren-
dite eines Strom- wie eines Wär-
meprojekts deutlich schmälern, ist
der Bohrplanung und der Bohr-
durchführung große Aufmerk-
samkeit zu widmen. Diese geolo-
gischen und bohrtechnischen Ri-
siken standen bislang im Brenn-
punkt der Risikovorsorge bei
Geothermieprojekten. Um sie an-
gemessen zu adressieren, werden
verbesserte Erkundungsmaßnah-
men ergriffen und wird insgesamt
Wert auf eine hohe Planungsqua-
lität im Vorfeld der Projektumset-
zung gelegt (vgl. Artikel ERD-

WERK. Auch hat die Versiche-
rungsbranche in den vergangenen
zwei Jahren zahlreiche geeignete
Produkte im Bereich der Fündig-
keits- und Bohrrisikoversicherung
etc. entwickelt. Im Wärmeprojekt
reduziert sich das Risikomanage-
ment nicht auf diese vielfach
beleuchteten Bereiche des Reser-
voirs, seiner Erschließung und des
Thermalwasserkreislaufs. Die er-
folgreiche Wärme-Exploration wird
nicht durch garantierte Einnah-
men aus der EEG-Vergütung
„belohnt“. Vielmehr folgt jetzt
erst die Hauptaufgabe: Die
Wärme muss nachhaltig erfolg-
reich vermarktet werden (vgl.

Artikel ENCARIN). Ganz konkret
bedeutet dies in hartem Wettbe-
werb zu anderen Wärmeenergie-
trägern und bereits etablierten
Versorgern Kunden durch geeig-
nete Preis- und Absatzpolitik zu
erobern. Schließlich bedarf ein
Geothermieprojekt – wie jedes
Großprojekt – entsprechender
Vorsorgemaßnahmen bei den
wirtschaftlichen Risiken durch

Abb. 11 

Abb. 12 
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szenariofähige Projektsimulation,
finanzielle Reserven sowie Con-
trollinginstrumente. 

In Bayern - insbesondere im
Großraum München - bestehen
unverändert günstige Vorausset-
zungen zur geothermischen Wär-
meversorgung und Stromerzeu-
gung. Zahlreiche Wärme- und

Stromprojekte werden in den
nächsten Jahren „ans Netz“ gehen
und die Erfolgsgeschichte der
Geothermie in Bayern fortschrei-
ben. Die Projektinitiatoren kön-
nen sich bei den vielfältigen tech-
nischen, wirtschaftlichen und
rechtlichen Herausforderungen
auf die Unterstützung kompeten-
ter Ansprechpartner zu den geo-
logischen, technischen, ökonomi-

schen und rechtlichen Aufgabenstel-
lungen verlassen. Ganz besonders
freut uns, dass das bayerische Know-
how aus dem Kompetenz-Netzwerk
(www.geothermiekompetenz.de)
auch aus dem Ausland Wertschät-
zung erfährt, etwa durch Projekt-
initiatoren aus Irland und Groß-
britannien. 

Abb. 13 

Sonntag & Partner
Wirtschaftsprüfer Steuerberater
Rechtsanwälte 

Schertlinstraße 23 · 86159 Augsburg
Tel.: 0821/57058-290
Fax: 0821/57058-153

Elektrastraße 6 · 81925 München
Tel.: 089/2554434-0
Fax: 089/2554434-9

www.sonntag-partner.de
reif@sonntag-partner.de
www.geothermiekompetenz.de

Dr. rer. pol.
Thomas Reif

Dipl.-Volksw.,
Rechtsanwalt,
FAfStRt

Autor:

64 Projektökonomie

Fazit


