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Studiums.

”
Liebe Leute, Danke.“

Last but überhaupt nicht least, bei meinen Freunden und Studienkollegen. Danke an

Hippo, für eine jahrzehntelange Freundschaft und an meine, im Zuge des Studiums neu

gewonnenen Freunde Armin, Bugi, Mario und Robert, sowie der Chaos WG - Dr. Jäger,
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Kurzfassung

Im Zuge der Liberalisierung des Strommarktes gewinnt die Bewertung von ausgereiften,

konventionellen Kraftwerkstechnologien, aber auch von innovativen Konzepten hinsichtlich

ihrer Kosten zunehmend an Bedeutung. Um Kraftwerke bezüglich ihrer Wirtschaftlichkeit

bewerten zu können, müssen die unterschiedlichsten Parameter in ein Gesamtmodell mit-

einbezogen werden. Ziel dieser Arbeit war es, die Bandbreite einiger Kraftwerksparameter,

die erheblichen Einfluss auf die Stromerzeugungskosten und somit auf die Wirtschaftlichkeit

haben aufzuzeigen und darzustellen, um eine belastbare Datenbasis für spätere Simulationen

und Wirtschaftlichkeitsanalysen zu liefern. Konkret handelt es sich hierbei um Angaben

zu Investitionskosten, Betriebs- und Wartungskosten, Wirkungsgrad, Anfahrzeiten und den

damit verbundenen Kosten, Lebensdauern sowie den Verfügbarkeiten von Kraftwerken. Als

Datenbasis wurden Angaben aus verschiedenen Quellen und Studien gegenübergestellt und

eine Relation dieser Ergebnisse mit bereits errichteten oder in Bau befindlichen Referenzan-

lagen aufgezeigt. Was speziell für gas- und kohlebetriebene Kraftwerke deutlich hervorgeht,

ist die Steigerung des Wirkungsgrads und Reduzierung der spezifischen Investitionskosten

mit zunehmender Größe des Kraftwerks. Eine Gegenüberstellung liefert vor allem bei den

Betriebs- und Wartungskosten, aber auch bei den Investitionskosten in Abhängigkeit von

den betrachteten Quellen erhebliche Unterschiede. Abschließend werden noch die Höhe der

Stromerzeugungskosten eines Gas- und Dampfturbinenkraftwerks vereinfacht berechnet

und die Anwendbarkeit von annuitätischen Stromerzeugungskosten als Vergleichsparameter

hinterfragt.
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Abstract

In course of deregulation of the electricity market it will be more and more import-

ant to evaluate the conventional and innovative power plant concepts concerning their costs.

A lot of parameters are required to form a comprehensive model for the assessment of the

costs of power generation.

It is an aim of this thesis to present the bandwidth of some parameters, which are

most important for the costs of generating electricity. The investigated parameters are

investment costs, operation and maintenance costs, net efficiency, start-up times and costs,

lifetime and operational availability of different power plant types. Sources for this work are

actual studies, other power plant specific sources and reference projects of plants, recently

built or under construction.

Especially the results for gas- and coal-fired power plants demonstrate the relation

between an increase of the net efficiency and decrease of the specific investment costs with

rising plant sizes. The comparison of different studies shows wide ranges of the operation

and maintenance costs as well as investment costs.

A simplified showcase calculation gives an overview of the development of power ge-

neration costs over the plants lifetime. Finally the practicability of levelized costs is

discussed for a combined cycle gas turbine (CCGT) power plant.
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Kapitel 1

Einleitung

1.1 Ziele der Arbeit

Welche Technologie zur Stromerzeugung ist die Beste? - Eine komplexe Frage, die sehr schwie-

rig zu beantworten ist. Auf welcher Kraftwerkstechnologie zurzeit die Entwicklungsschwer-

punkte liegen, wird von vielen äußeren Faktoren bestimmt, unabhängig davon, ob eine Reali-

sierung technisch möglich wäre. Während in den 70er Jahren politisch bedingte Ölkrisen die

konventionelle Technologie der Kohlekraftwerke vorantrieben, wurde in den 80er und 90er

Jahren ein Energieträgerwechsel aufgrund der Umwelt- und Klimapolitik angestrebt. Wei-

ters müssen, um Stromerzeugungstechnologien quantitativ bewerten zu können, Faktoren

wie Brennstoffkosten, CO2-Vermeidungskosten (Zertifizierung), Standortbestimmungen etc.

ebenso miteinbezogen werden. Somit erweist sich das Gesamtmodell als äußerst komplex.

Diese Arbeit setzt sich als Ziel, eine Übersicht über die wichtigsten, derzeit verfügbaren Kraft-

werkstechnologien bezüglich Zusammensetzung und Höhe der Investitionskosten, Betriebs-

und Wartungskosten sowie des Wirkungsgrads und der Verfügbarkeit zu geben. Insbesondere

werden Kohle-, Gas-, Kern- und Wasserkraftwerke als Vertreter der konventionellen Tech-

nologien sowie Wind-, Solarthermie-, Photovoltaik- und Geothermiekraftwerke als Vertreter

der innovativen Technologien näher betrachtet.

1



1.2. ÜBERBLICK ÜBER DIE STROMERZEUGUNG IN
KONTINENTALEUROPA 2

1.2 Überblick über die Stromerzeugung in Kontinen-

taleuropa

Abbildung 1.1 zeigt, welche Bedeutung die unterschiedlichen Brennstoffe für die Stromer-

zeugung in Kontinental-Europa haben. Betrachtet man die Aufteilung der jährlich erzeugten

Energie in Abhängigkeit von der Technologie so wird deutlich, dass Kernkraft- (29,8 %),

Gas- (16,4 %), Steinkohle- (14,3 %), Braunkohle- (13,6 %) und Wasserkraftwerke (11,7 %)

von höchster Bedeutung für die Stromerzeugung in Europa sind. Weiters fällt anhand dieser

Grafik auf, dass sich die Energieerzeugung aus Windkraftwerken von 2,6 % auf 3,7 % erhöht

hat, was einem Anstieg um 42 % von 2006 auf 2008 entspricht. Die restlichen erneuerbaren

Energien liegen mit ungefähr 2 % deutlich darunter.

Vergleicht man Erzeugung und installierte Leistung der jeweiligen Technologien, so kann

man erkennen, dass Kernkraftwerke mit ungefähr 6.950 Volllaststunden und Braun-

kohlekraftwerke mit 5.800 Volllaststunden als Grundlastkraftwerke eingesetzt werden.

Steinkohlekraftwerke (4.700 h) und Gaskraftwerke (4.500 h) werden eher als Mittellastkraft-

werke verwendet. Ölkraftwerke werden mit durchschnittlich 1.700 h pro Jahr derzeit nur in

Spitzenzeiten eingesetzt. Erneuerbare Energien wie Wasserkraft (2.250 h) und Windkraft

(1.800 h) weisen aufgrund der Dargebotsabhängigkeit des Primärenergieträgers ebenfalls

nur geringere Volllaststunden auf.
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Kapitel 2

Gasbetriebene Kraftwerke

In diesem Kapitel werden Kraftwerkstechnologien mit dem Primärbrennstoff Erdgas behan-

delt. Diese beinhalten:

� Gasturbinenkraftwerke: Einen Überblick über die wichtigsten Gasturbinenprozesse gibt

Abbildung 2.1. In dieser Arbeit werden ausschließlich die kommerziell verfügbaren

Technologien behandelt.

� Blockheizkraftwerke: Als Alternativbrennstoffe können bei diesen Anlagen neben Erd-

gas auch Biogas, Heiz- oder Rapsöl verwendet werden.

 90

Der Zubau von Kraftwerksleistung in Deutschland wurde seit dem Jahr 2000 maß-
geblich durch den Zubau von GuD-Kraftwerken (ca. 8 GW bis heute) geprägt. Erd-
gasbefeuerte Kraftwerke besitzen heute einen Anteil von gut 25 % an der global in-
stallierten Kraftwerksleistung. Langfristig rechnet die Internationale Energieagentur 
(IEA) bis zum Jahr 2030 mit einer Steigerung der installierten Leistung um 50 %. 
Durch die niedrigen Kapitalkosten werden die Stromgestehungskosten eines Gas-
kraftwerks maßgeblich durch den Brennstoffpreis geprägt. Die zukünftige Entwick-
lung von Erdgaskraftwerkskapazität ist daher insbesondere im Kontext zukünftiger 
Erdgaspreise zu sehen. Dies unterstreicht insbesondere den Stellenwert der weite-
ren Steigerung der Wirkungsgrade. 

IV.2 Aktueller Entwicklungsstand und künftiger Entwicklungsbedarf 

Abbildung IV-1 enthält eine Darstellung der aus heutiger Sicht wichtigsten Gasturbi-
nenkraftwerksprozesse. Daneben gibt es eine Vielzahl weiterer Konzepte (z.B. che-
misch rekuperative Gasturbine, Gasturbine mit CO2 als Arbeitsfluid, Gasturbinen mit 
Multistufenverbrennung) die in der Vergangenheit oftmals Gegenstand von For-
schungsarbeiten [vgl. Korobitsyn, 1998] waren, deren Realisierung sich jedoch nach 
Ansicht der befragten Experten auch langfristig nicht abzeichnet. Sie werden daher 
im Nachfolgenden nicht näher betrachtet. 

Abbildung IV-1: Wichtige Gasturbinenkraftwerksprozesse 

Konventionelle 
Gasturbine

Humid Air
Turbine (HAT)

Gasturbinenkraftwerksprozesse

Gasturbine mit 
Zwischenkühlung u. 

Rekuperation

STeam Injected 
Gas Turbine (STIG) 

Gas- u. Dampfturbinen-
Kraftwerk (GuD) 

Konventionelle 
Gasturbine

Gasturbine mit 
Zwischenkühlung und

Zwischenerhitzung

Gasturbine mit 
Zwischenerhitzung

= Kommerziell verfügbar 

= bislang nicht verfügbar 

 

Quelle: nach [Kail, 1998]                                                     IEF-STE 2010 

 

Von den in Abbildung IV-1 dargestellten Prozessen besitzen lediglich die konventio-
nelle luftgekühlte Gasturbine im Single-Betrieb sowie die Kombination von Gas- und 
Dampfturbine (GuD) kommerzielle Reife. Prinzipiell lässt sich durch die Anhebung 

Abbildung 2.1: Übersicht der wichtigsten Gasturbinenprozesse [13]

3



2.1. GASTURBINE 4

2.1 Gasturbine

2.1.1 Allgemeines

Funktionsweise

Die kostengünstigste und einfachste Variante einer Gasturbinenanlage ist in Abbildung 2.2

dargestellt und besteht aus folgenden, auf einer Welle angeordneten Anlagenteilen:

� Verdichter (in größeren Gasturbinen sind mehrstufige axiale Turboverdichter verbaut),

� Brennkammer (früher Silo, heute Ringbrennkammern),

� Turbine (axiale Turbine mit hoch wärmebeständigen Schaufeln) und

� Generator.

BK

Gas

Luft

Abgas

V T

V...Verdichter

T...Turbine

G...Generator

BK...Brennkammer

1

2 3
4

Welle

Brennkammerdruck

Atmosphärendruck

G

Abbildung 2.2: Blockschaltbild einer Gasturbine

Erläuterung des Gasturbinenprozesses:

� 1 → 2: Luft wird von Atmosphärendruck adiabatisch auf Brennkammerdruck verdich-

tet.

� 2 → 3: In der Brennkammer wird die verdichtete Luft mit dem Brennstoff (Gas)

vermischt und gezündet.

� 3 → 4: Das Rauchgas entspannt sich in der Turbine unter Abgabe von Arbeit (me-

chanisch über die Welle) und strömt in die Atmosphäre.

� 4 → 1: In der Atmosphäre wird das Abgas isobar abgekühlt und der Prozess beginnt

von Neuem.
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Leistungsentwicklung von Gasturbinen

Bereits 1939 wurde die erste stationäre Gasturbinenanlage auf der Züricher Landesaus-

stellung präsentiert. Die Anlage konnte eine Leistung von 4 MW liefern und steht noch

heute betriebsbereit in Neuchâtel. Moderne Anlagen befinden sich leistungsmäßig in der

Größenordnung von einigen 100 kW bis ca. 300 MW. Eine der zurzeit modernsten Gas-

turbinen, die SGT5-8000H der Firma Siemens, liefert eine Spitzenleistung von 340 MW.

[67]

Berechnungen und Leistungsangaben von Gasturbinen beziehen sich immer auf Normwerte1.

Ansaugdruck und Dichte der Luft, welche von der Temperatur und der geodätischen Höhe

des Einsatzortes abhängig sind, haben großen Einfluss auf die Leistung der Gasturbine. [62]

2.1.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

Die Schwierigkeit, Werte bereits installierter Gasturbinenanlagen in einzelnen Berichten und

Studien zu vergleichen besteht darin, dass einerseits verschiedene Technologien eingesetzt

wurden, und andererseits unterschiedliche Komponenten in den angegebenen Richtpreisen

enthalten sind.

In einer Studie des Department of Energy (DoE) [24] werden für eine 160 MW Gasturbine

460e2006/kW angenommen, was eher als hoch einzustufen ist. Gute Referenzwerte liefert ein

Bericht der EU [28] mit Investitionskosten von 200 - 400e2006/kW für eine 250 MW Anlage.

Abbildung 2.3 zeigt den Zusammenhang zwischen der Anlagengröße und den spezifischen

Investitionskosten von Gasturbinenanlagen auf Datenbasis des GTW Reports. [2]
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Abbildung 2.3: Spezifische Investitionskosten von Gasturbinenkraftwerken in Abhängigkeit der
Anlagengröße [2]

1ISO Bedingungen bzw. in Deutschland die DIN-4341
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Bei den hier dargestellten Kosten handelt es sich um sogenannte Free-On-Board (FOB)

Kosten2. Die tatsächlichen Kosten schlüsselfertiger Anlagen sind um ca. 60 - 100 % höher.

Erkennbar ist, dass die spezifischen Kosten mit der Größe der Anlage deutlich geringer

werden. [2]

Zusammensetzung der Investitionskosten

Abbildung 2.4 zeigt, wie sich die Investitionskosten von Gasturbinenanlagen zusammenset-

zen.

10%

5%

35%

50%

Gasturbine

Generator

Gebäude

Regelung und elektrische
Ausrüstung

Abbildung 2.4: Aufteilung der Investitionskosten von Gasturbinenkraftwerken [14]

2.1.3 Betriebs- und Wartungskosten

Betriebs- und Wartungskosten sind abhängig von der Anlagengröße, Richtwerte für jährliche

Kosten sind in Tabelle 2.1 angegeben. Zusätzlich zu diesen Angaben muss das Gasturbinen-

aggregat gesondert betrachtet werden, da dieser Wert speziell die rotierenden Teile der An-

lage beinhaltet. Die Benutzung der Anlage (u.a. das Anfahren) wirkt sich besonders auf

diese Komponente aus. Für große Anlagen werden ca. 0,007e/kWhel angenommen und für

kleinere gelten 0,023e/kWhel als guter Richtwert. [72]

Tabelle 2.1: Richtwerte für jährliche Wartungs- und Instandhaltungskosten von Gasturbinenan-
lagen [72]

Komponente große Anlage kleine Anlage

in % - der Investitionskosten

Abhitzekesselanlagen 1,5 3,5

Heißwasserkreislaufkomponenten 1,8 2,2

Schaltanlage 1,8 2,2

(Stromeinspeisung)

Gebäudetechnik 1,6 3,5

(Heizung, Lüftung, Sanitär)

Bautechnik 1 1,5

2beinhaltet: Gasturbine (für einen Brennstoff), Generator, Lufteinlass mit Filter und Lärmschutz, Ab-
gasschornstein, Starter und Steuerung, Brennersystem
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2.1.4 Wirkungsgrad

Aus Abbildung 2.5 ist zu erkennen, dass der Wirkungsgrad mit der Größe der Gasturbine

zunimmt. Ab einer Größe von ca. 20 MW verlangsamt sich dieser Trend.

y = 2,2521Ln(x) + 26,216
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Abbildung 2.5: Wirkungsgrad von Gasturbinen in Abhängigkeit der Anlagengröße [2]

Das Teillastverhalten von Gasturbinenanlagen ist im unteren Bereich als eher schlecht einzu-

stufen, weshalb sie im Lastbereich unter 50 % kaum mehr betrieben werden. Dies geht auch

aus Abbildung 2.6 hervor.
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Abbildung 4-4: Nettowirkungsgrad eines GuD-Kraftwerkes in Abhängigkeit des  

   Teillastverhältnisses [Siemens 2004] 
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Abbildung 4-5: Nettowirkungsgrad einer Gasturbine in Abhängigkeit des  

Teillastverhältnisses [Lux 1999] 

Abbildung 2.6: Teillastwirkungsgrad von Gasturbinen [40]

Um den Wirkungsgrad zu steigern, können u.a. folgende Maßnahmen getroffen werden: [6]

� Erhöhung des Massenstroms: Technologien wie z.B. STIG injizieren Dampf in die Gas-

turbine. Somit ist es möglich einen Wirkungsgrad von mehr als 40 % zu erreichen.

� Erhöhung der Turbineneintrittstemperatur und des damit verbundenen Druck-

verhältnisses.



2.2. KOMBINIERTE GAS- UND DAMPFTURBINENANLAGEN 8

2.1.5 Sonstiges

Anfahrzeiten und -kosten

Ein großer Vorteil von Gasturbinenkraftwerken ist die kurze Anfahrzeit der Anlage. Bei ei-

nem Stillstand von mehr als 8 h kann eine GT in ungefähr 20 Minuten wieder hochgefahren

werden. [40]

Bei einem Gasturbinenkraftwerk betragen die Anfahrkosten (Kaltstart) laut DENA

42,92e2003/MW. Brennstoff- und Verschleißkosten können mit 1,1 MWhth/MW bzw.

10e2003/MW je Startvorgang angenommen werden. [21]

Verfügbarkeit

Die Verfügbarkeit von Gaskraftwerken beträgt 84,5 % [88]. Als Vergleich hierzu ist die reale

mittlere Verfügbarkeit spanischer Gasturbinenkraftwerke 76,9 % 3. Die Nichtverfügbarkeit

teilt sich hier auf in 3,7 % Revision und 19,4 % Ausfall. [68]

Bauzeit und Lebensdauer

Da es sich um sehr kompakte Anlagen handelt, ist auch die Bauzeit mit etwa 1-2 Jahren

gering. Die technische Lebensdauer ist mit 20 Jahren im Vergleich zu anderen Technologien,

wie z.B. Wasserkraft (50 Jahre oder länger) u.ä., als eher kurz einzustufen.

Brennstoffe

Als Primärbrennstoff wird Erdgas verwendet. Es können auch Heizöl leicht oder in Ausnah-

mefällen Naphta (Rohbenzin, Erdöldestillat) verwendet werden.

2.2 Kombinierte Gas- und Dampfturbinenanlagen

2.2.1 Allgemeines

Funktionsweise

Der Wirkungsgrad einer Gasturbinenanlage kann durch das Nachschalten einer Dampf-

turbine erheblich verbessert werden. Bezeichnet wird diese Anordnung als Kombinations-

kraftwerk oder kurz GuD-Kraftwerk. Abbildung 2.7 zeigt den schematischen Aufbau einer

solchen Anlage.

3Mittelwert der Jahre 2004-2008
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Höchste Effizienz in der thermischen Stromerzeugung

3

Eines der Hauptargumente für Kombi-
Kraftwerke, nämlich der hohe Wirkungs-
grad, ergibt sich aus der Vereinigung von
zwei Schritten bei der Stromerzeugung.

Der Prozess beginnt mit dem Ansaugen
von Verbrennungsluft (1), die im Gas-
turbinenverdichter (2) komprimiert und
dem Brennraum (auch Brennkammer
genannt) der Gasturbine zugeführt wird.

Der verdichteten Luft wird in der
Brennkammer der Brennstoff Erdgas
zugemischt und dieses Brennstoff-
Luft-Gemisch gezündet. Das bei der
Verbrennung entstehende ca. 1.400 °C
heiße Verbrennungsgas strömt in der
Folge durch die Arbeitsturbine der
Gasturbine (3). Die Arbeitsturbine ist
über eine Welle mit dem Verdichter und
mit einem Generator (4) verbunden.
Das heiße Verbrennungsgas treibt die
Arbeitsturbine an, welche wiederum
den Verdichter und den Generator
antreibt und somit Strom erzeugt 
(1. Schritt der Stromerzeugung).

Nach der Arbeitsturbine ist das Ver-
brennungsgas noch immer rund 600 °C
heiß und wird dem sogenannten Ab-
hitzekessel (5) zugeführt. Hier wird die
im Verbrennungsgas enthaltene Rest-
energie benutzt, um flüssiges Wasser in
Dampf mit einer Temperatur von ca.
560 °C und einem Druck von ca. 125 bar
zu verwandeln. Der erzeugte Wasser-
dampf wird in eine Dampfturbine (6)
geleitet. Der Wasserdampf treibt die
Dampfturbine an, welche ihrerseits
wiederum den Generator (4) antreibt
und somit Strom erzeugt (2. Schritt der
Stromerzeugung).

Beim GDK Mellach treiben Gas- und
Dampfturbine denselben Generator an,
man spricht von einer Einwellenanlage.

Mit Hilfe des Blocktransformators (7)
wird der vom Generator erzeugte Strom
auf die benötigte Netzspannung ge-
bracht.

Der in der Dampfturbine entspannte
Wasserdampf wird einem Kondensator
(8) zugeführt, wo er kondensiert und
dabei der nicht in der Dampfturbine
nutzbare Energieanteil mit Hilfe von
Kühlwasser abgeführt wird. Das
Kühlwasser (9) selbst kann direkt aus
einem Gewässer (üblicherweise einem
Fluss) entnommen werden (Frischwas-
serkühlung) oder über über einen Kühl-
turmkreislauf bereitgestellt werden
(Kühlturmkühlung). Die sogenannte
Frischwasserkühlung weist dabei Vor-
teile hinsichtlich des Wirkungsgrades
auf. Das im Kondensator verflüssigte
Wasser wird anschließend wieder dem
Abhitzekessel zugeführt, womit der
Wasser-Dampf-Kreislauf geschlossen
ist. Zur Erzeugung von Fernwärme kann
aus der Dampfturbine Dampf entnom-
men werden (10). Dieser Dampf wird in
einen Wärmetauscher geleitet und so
das Fernwärmeheizwasser aufgeheizt,
welches die Fernwärme zum Endver-
braucher transportiert.

Medieninhaber
VERBUND-Austrian Thermal Power GmbH & Co KG
(Verleger)

Konzeption: Florian Seidl
Layout und Produktion: Emobrain GmbH, Wien
Fotos: Verbund 

Druck: Druckhaus Thalerhof, Feldkirchen
Auflage: Oktober 2008

Vereinfachtes Funktionsschema eines Gas- und Dampfturbinen-Kombinationskraftwerkes

Stromerzeugung in zwei Schritten

1 Luftansaugung
2 Verdichter
3 Arbeitsturbine
4 Generator
5 Abhitzekessel
6 Dampfturbine
7 Blocktransformator
8 Kondensator
9 Kühlwasser
10 Fernwärme

Abbildung 2.7: Vereinfachter Aufbau einer GuD-Anlage [86]

Umgebungsluft (1) wird vom Verdichter der Gasturbine angesaugt, verdichtet (2) und in der

Brennkammer mit dem zugeführten Brennstoff (Erdgas) gezündet. Das daraus entstehende

ca. 1400 °C heiße Verbrennunsgas treibt die nachfolgende Gasturbine (3) an. Verdichter und

Generator sind auf einer Welle mit der Gasturbine positioniert und werden von dieser ange-

trieben.

Die ca. 600 °C heiße, nicht genutzte Verbrennungsluft, die die Turbine verlässt, wird zu einem

Abhitzekessel (5) geführt, welcher Dampf für den Dampfturbinenprozess (6) erzeugt. Da die

Dampfturbine auf der selben Welle positioniert ist, treibt auch sie den Generator an, der

Strom erzeugt und ins öffentliche Energieversorgungsnetz einspeist. Zusätzlich besteht die

Möglichkeit, aus der Dampfturbine Wärme auszukoppeln und in ein Fernwärmenetz einzu-

speisen (10).

GuD-Kraftwerke werden aufgrund ihres hohen Wirkungsgrades als Grundlast- oder Mittel-

lastkraftwerke eingesetzt.

2.2.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

Abbildung 2.8 zeigt die spezifischen Investitionskosten von GuD-Kraftwerken auf Datenbasis

des GTW Reports. Wie bereits bei den Gasturbinen erwähnt, handelt es sich hier um
”
FOB“

Kosten, die tatsächlichen Kosten schlüsselfertiger Anlagen sind ca. 75 % höher als die hier

dargestellten. [2]
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Abbildung 2.8: Spezifische Investitionskosten von GuD-Kraftwerken [2]

Als Vergleich zu diesen Daten wird nachfolgend in Abbildung 2.9 die Auswertung diverser

Studien veranschaulicht.
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Abbildung 2.9: Vergleich der spezifischen Investitionskosten von GuD-Kraftwerken aus unter-
schiedlichen Quellen; EU [28], DoE [24], EUSUSTEL [29], Ceri [19], IEA [45]

Zusammensetzung der Investitionskosten

Das in Abbilung 2.10 dargestellte Diagramm zeigt die Zusammensetzung der Investi-

tionskosten für ein 400 MW GuD-Kraftwerk mit einem Gesamtinvestitionsvolumen von

ca. 350 Mio.e.
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Abbildung 2.10: Kostenzusammensetzung eines 400 MW GuD-Kraftwerksblocks [65]

Die Kosten für den Netzausbau werden mit ungefähr 15 Mio.e für eine Netzlänge

von 15 km angenommen. Diese teilen sich auf in 70 % für die Bauwirtschaft und 30 % für

die elektrotechnischen Geräte.

Als Vergleich wird im Anhang (siehe A.3) eine detaillierte Kostenaufteilung für ein 400 MW

GuD-Kraftwerk angeführt.

2.2.3 Betriebs- und Wartungskosten

Laufende Ausgaben für Betriebsstoffe, Personal sowie laufende Wartungs- und Instandhal-

tungsarbeiten belaufen sich jährlich auf ca. 2 % der Gesamtinvestitionssumme. Diese Anga-

ben beziehen sich auf einen 400 MW Einzelblock. Bei einem Doppelblock (800 MW) reduzie-

ren sich die jährlichen Kosten auf ungefähr 1,84 % der Gesamtinvestitionssumme. [65]

2.2.4 Wirkungsgradverlauf

Um die Effizienz des GuD-Prozesses zu verdeutlichen, werden in Abbildung 2.11 die Wir-

kungsgrade von GuD und Gasturbine abhängig von der Anlagengröße gegenübergestellt.
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Folgende Abbildung zeigt den Zusammenhang zwischen der Leistungsgröße einer 
Gasturbine und dem Gasturbinenwirkungsgrad, der sich in Folge auch auf den 
Gesamtwirkungsgrad der GuD-Anlage auswirkt. 

20%

30%

40%

50%

60%

0 50 100 150 200 250 300 350

Gasturbinenleistung [MWel]

GT-Wirkungsgrad

GuD-Wirkungsgrad

el
ek

tr
is

ch
er

  W
irk

un
gs

gr
ad

 [%
]

 
Abbildung 3-1: Abhängigkeit des Wirkungsgrades von der Anlagengröße einer GuD-Anlage 

 

 

3.1.3 Maßnahmen bei Neubauprojekten 
Aufgrund höherer Effizienz und der damit verbundenen Ressourcenschonung sowie des 
daraus resultierenden Beitrages zum Klimaschutz, aber auch im Sinne verbesserter 
Wirtschaftlichkeit, ist gemäß obigen Ausführungen bei Neubauprojekten Anlagen großer 
Leistungsgröße der Vorzug gegenüber kleineren Anlagen zu geben. 

Nachstehender Vergleich in Tabelle 1 zeigt spezifisch für eine GuD-Anlage, ein Steinkohle- 
sowie ein Braunkohlekraftwerk das Potential zur Reduktion von CO2-Emissionen bei 
Ausnutzung des für Anlagen größerer Leistungsgrößen erzielbaren höheren 
Wirkungsgrades. Für das Steinkohle- und Braunkohlekraftwerk wurden hierbei die Grenzen 
des im BAT-Dokument angegebenen Wirkungsgradbereiches herangezogen; beim GuD-
Vergleich wurde für die untere Bereichsgrenze ein aus Herstellerangaben interpolierter Wert 
für die Leistungsgröße von 100 MW angesetzt. 

Standardgrößen von neu errichteten Steinkohlekraftwerken haben eine Leistung von ca. 
800 MW und darüber. Für den Vergleich, insbesondere der Absolutwerte für die CO2-
Emissionen, wurde daher der Berechnung eine Anlagengröße von 800 MW bzw. die 
elektrische Nettoerzeugung von 5,6 TWh zugrunde gelegt, die einer Einsatzzeit von 7.000 
Volllastbetriebsstunden entspricht. 

 

 

 

 

Abbildung 2.11: Wirkungsgradverlauf von GuD- und Gasturbinenanlagen in Abhängigkeit der
Anlagengröße [54]

Im Laufe der Zeit verringert sich aufgrund von Verschleiß- und Alterungserscheinungen der
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Wirkungsgrad von GuD-Kraftwerken. Gezielte Revisions- und Wartungsarbeiten können die-

se Abnutzungserscheinungen minimieren. Die Gasturbine ist aufgrund der dort vorliegenden

hohen Temperaturen besonders verschleißbehaftet. Abbildung 2.12 zeigt den Wirkungsgrad-

verlauf einer F-Klasse Gasturbine in Abhängigkeit der Betriebszeit mit und ohne Revisions-

maßnahmen.

11. Symposium Energieinnovation, 10.-12.2.2010, Graz/Austria  
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• Upgrade von Dampfturbinen mit neuer Beschaufelung 

• Erhöhung der Dampftemperaturen 

• Senkung des Eigenverbrauchs durch optimierte Fahrweise bzw. Erneuerung von 
elektrischen Verbrauchern etc. 

Die Steigerung des Wirkungsgrades um einen Prozentpunkt erhöht nicht nur die Rentabilität 
des Kraftwerks im gleichen Maße, sie verringert bei gleichbleibender Stromerzeugung auch 
die CO2-Emissionen aus der Anlage, die für diesen Fall bspw. in einem 400 MW 
Steinkohlekraftwerk bis zu 45.000 Tonnen CO2 pro Jahr ausmachen können. 

Bei GuD-Kraftwerken unterliegt insbesondere die Gasturbine aufgrund der hohen örtlichen 
Temperaturen im Bereich der Heißgaswege hohen Alterungs- und Verschleißerscheinungen. 
Weiters verursacht die Ablagerung von Staubpartikeln, welche über die Verbrennungsluft 
angesaugt werden, Geometrieveränderungen an den Verdichterschaufeln wodurch es zu 
einem Wirkungsgradverlust des Gasturbinenkompressors und damit der Gasturbine kommt. 

Durch die Abnahme des Wirkungsgrades in der Gasturbine kommt es jedoch zu einer 
Temperaturerhöhung des Abgases, weshalb ein Teil dieser Wirkungsgradminderung an der 
Gasturbine im nachgeschalteten Dampfprozess kompensiert werden kann. Es kann davon 
ausgegangen werden, dass der Gesamtwirkungsgrad eines GuD-Prozesses nach 30.000 
Betriebsstunden in Abhängigkeit der eingesetzten Technologie sowie der Einsatzweise der 
Anlage in einem Bereich von 0,8 bis 1,2 %-Punkte unter dem Auslegungswirkungsgrad liegt. 

Ein Beispiel für den Wirkungsgradverlauf, aufgetragen über die Einsatzzeit einer F-Klasse-
Gasturbine (Leistungsgröße ca. 270 MWel), ist nachstehender Abbildung 3-2 zu entnehmen. 

 

0,0%

0,2%

0,4%

0,6%

0,8%

1,0%

1,2%

1,4%

1,6%

1,8%

2,0%
0 5 10 15 20 25Betriebsjahr

W
irk

un
gs

gr
ad

ve
rlu

st
  [

%
-P

un
kt

e]

realer Wirkungsgradverlauf

theoretischer Wirkunsgradverlauf ohne Maßnahme

Wartungsmaßnahmen

 
Abbildung 3-2: Wirkungsgrad- und Leistungsverläufe einer F-Klasse Gasturbine in Folge von Alterung 

und Verschleiß (strichlierte Linie, theoretischer Verlauf) sowie infolge von Revisions- 
und Instandhaltungsmaßnahmen (durchgezogene Linie) [19] 

                                                 

[19] gemittelte Werte aus Angaben der Hersteller von F-Klasse Gasturbinen 

Abbildung 2.12: Wirkungsgradverlauf einer Gasturbine in Abhängigkeit der von Betriebszeit mit
und ohne Wartungsarbeiten [54]

Allgemein kann davon ausgegangen werden, dass der Gesamtwirkungsgrad eines GuD-

Kraftwerks nach ca. 30.000 Betriebsstunden 0,8 - 1,2 %-Punkte unter dem Auslegungswir-

kungsgrad liegt. Der schematische Verlauf von Anlagenleistung und -wirkungsgrad in

Abhängigkeit der Betriebsdauer ist in Abbildung A.2 im Anhang zu finden.

Teillastbetrieb

Abbildung 2.13 zeigt das Teillastverhalten von GuD-Anlagen.

Abbildung 2.13: Teillastverhalten von GuD-Kraftwerken [40]
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2.2.5 Sonstiges

Anfahrzeiten und -kosten

Die Anfahrzeiten und -kosten (siehe Tabelle 2.2) sind abhängig davon, wie lange das Kraft-

werk bereits still steht4. Bei einem 800 MW Kraftwerksblock kann von Anfahrkosten nach

einem Kaltstart in der Höhe von ca. 55.000e ausgegangen werden. Davon entfallen 48.000e

auf den Brennstoffmehraufwand und 7.000e auf den Verschleiß an den Maschinenteilen.

Heiß- und Warmstartkosten liegen bei etwa 30 % bzw. 50 % der Kaltstartkosten. [97]

In der DENA Netzstudie [21] werden Kaltstartkosten von 114,76e2003/MW angenommen.

Verschleißkosten und Brennstoffmehraufwand betragen 10e2003/MW bzw. 3,5 MWhth/MW.

Tabelle 2.2: Anfahrzeiten von GuD-Anlagen

Quelle Kaltstart Warmstart Heißstart

Grimm [40] 5 h 3 h 50 min - 85 min

Siemens 4 - 5 h 2 h 1 h

Im Anhang (Abbildung A.1) ist ein Anfahrdiagramm eines GuD-Kraftwerks angegeben.

Verfügbarkeit

Eine Auswertung von 45 GuD-Kraftwerken in Spanien hat als Mittelwert der Jahre 2003 -

2008 eine Verfügbarkeit von 91,5 % ergeben. Die Nichtverfügbarkeit dieser Kraftwerke teilt

sich auf in 6,6 % Ausfall und 1,9 % Revision. [68]

Bauzeit und Lebensdauer

Die Bauzeit moderner GuD-Kraftwerke liegt zwischen 2 und 3 Jahren, die Lebenszeit beträgt

ca. 25 Jahre. Je nach Fahrweise ist die Anlage auf 150.000 - 200.000 Betriebsstunden ausgelegt

(Angabe Siemens Power Generation).

CO2-Emissionen

Als CO2-Emissionsrichtwerte können 300 - 400 kgCO2/MWh angenommen werden.

4Quelle: Angabe von Siemens Power Generation und Anlagentechnik per E-Mail, Mai 2010
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2.3 Blockheizkraftwerke

2.3.1 Allgemeines

Einsatz und Funktionsweise

Blockheizkraftwerke (BHKW) dienen zur dezentralen Kraft-Wärme Versorgung und sind

meist wärmegeführt5. Aufgrund ihrer Anbindung an das öffentliche Stromnetz kann

überschüssiger Strom entweder eingespeist oder zusätzlich benötigter aus dem Netz bezogen

werden.

Abbildung 2.14 zeigt das Prinzipschaltbild eines Blockheizkraftwerks.

Kühlwasser-

wärme-

tauscher

Abgas-

Wärme-

tauscher
G Motor

Katalysator

Abgas

Kühlwasser

vom Nahwärmenetz

Luft
Brennstoff

z.B.: Erdgas, Biogas etc.
Abgas

ins Nahwärmenetz

Abbildung 2.14: Blockschaltbild eines Blockheizkraftwerks

Ein Verbrennungsmotor treibt einen Generator zur Stromerzeugung an. Das aufgewärmte

Kühlwasser des Motors gibt über den Kühlwasserwärmetauscher die Wärme an das aus dem

Heizkreislauf kommende Fluid ab. Nach dieser Vorwärmung wird das Wasser des Heizkreis-

laufs noch über den Abgaswärmetauscher erhitzt und wieder ins Wärmenetz eingespeist.

Die Anlagengröße von BHKW reicht von einigen kW bis hin zu einigen MW. BHKW wer-

den als komplette Einheit (Block) bestehend aus Motor, Generator, Wärmetauscher und

Schaltschrank geliefert.

KWK-Gesetz

Deutschland setzt sich das Ziel, die Stromproduktion aus KWK-Anlagen bis zum Jahr 2020

auf 25 % zu erhöhen. Bereits mit dem KWK-Gesetz von 2002 versuchte man BHKW-Anlagen

zu fördern, um dieses Ziel zu erreichen. Die Größe einer geförderten Neuanlage war mit

2 MWel begrenzt, höhere Zuschüsse bekam man bei einer Anlagengröße von maximal 50 kWel.

Somit hemmte dies die Errichtung technisch realisierbarer größerer BHKW. Weiters wurde

das gesteckte Ziel von 25 % deutlich verfehlt.

5wärmegeführt bedeutet, dass diese Kraftwerke auf die Wärmeversorgung konzipiert sind
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Am 1.1.2009 trat das neue KWK-Gesetz 2009 in Kraft. Folgende Änderungen bezüglich

Förderungen haben sich ergeben [48] :

� Förderung ohne Größenbeschränkung, Anreiz für Investitionen in große Heizkraftwerke

� Der gesamte von der Anlage erzeugte Strom wird gefördert. Somit differenziert man

nicht mehr zwischen eingespeistem und selbst genutztem Strom. Eingeteilt werden diese

KWK-Zuschläge wieder in drei Bereiche, bezogen auf die Anlagengröße: 5,11 ct/kWh

für Anlagen kleiner 50 kW; 2,1 ct/kWh für Anlagen zwischen 50 kW und 2 MW; KWK-

Anlagen über 2 MW erhalten einen Zuschlag von 1,5 ct/kWh.

Die Zuschlagszahlungen sind auf 750 Mio.e pro Jahr begrenzt. 150 Mio.e gehen in den

Wärmenetzausbau, 600 Mio.e sind für Zuschusszahlungen reserviert.

Anhand dieser Tatsache ist erkennbar, dass sich die Errichtung größerer BHKW wirtschaft-

lich betrachtet noch nicht rentiert, zumal die Zuschüsse für KWK-Anlagen über 10 MW

gekürzt werden, sobald die Zuschlagszahlungen aufgebraucht sind. [48]

Mini-BHKW

Mini-BHKW bis zu einer Größe von 50 kWel erhalten nur bei Einhaltung der TA-Luft6

(siehe 2.3.5), bei Einsatz in nicht mit Fernwärme erschlossenen Gebieten und mit einem

Vollwartungsvertrag (d.h. keine Prototypenanlagen) Förderungen nach dem KWK-Gesetz.

Tabelle 2.3 zeigt die Klassifizierung der Anlage und die dazugehörige Förderung. Anlagen

unter 50 kW werden zehn Jahre gefördert. [48]

Tabelle 2.3: Förderungen von Mini-BHKW Anlagen [71]

Leistung Basisfördersatz Bonus (Umweltbonus)

in kW in e/kW in e/kW

0-4 1550 100

4-6 775 100

6-12 250 100

12-25 125 50

25-50 50 50

2.3.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

In Abbildung 2.15 werden die spezifischen Investitionskosten von BHKW mit verschiedenen

Treibstoffen gegenübergestellt.

6Technische Anleitung zur Reinhaltung der Luft
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Abbildung 2.15: Vergleich der durchschnittlichen Investitionskosten von Anlagen mit unterschied-
lichen Brennstoffen [5]

Zusammensetzung der Investitionskosten

Die Kostenaufteilung von Blockheizkraftwerken wird in Abbildung 2.16 veranschaulicht7.

Generell kann man sagen, dass der prozentuelle Anteil des Motors an den Gesamtkosten

mit steigender Anlagengröße abnimmt. Sind es bei kleineren Kraftwerken mit einigen kW

Leistung noch knapp 60 %, so liegen die Kosten des Motors bei einer 2 MW Anlage unter

50 %.

Die größte Preissteigerung infolge zunehmender Anlagengröße verzeichnet die Be- und

Entlüftung des BHKW. Bei kleineren Anlagen liegen diese unter 10 %. Steigt die Anla-

gengröße auf ca. 2 MW so betragen diese Kosten fast ein Drittel der Gesamtkosten.

23%

11%

12%

54%

Motor mit Generator

Be- und Entlüftung

Schaltschrank

Sonstige

Abbildung 2.16: Kostenaufteilung von BHKW am Beispiel einer erdgasbetriebenen Anlage mit
einer Leistung im Bereich von 500 kW - 1000 kW [5]

7 Sonstige Kosten beinhalten Transport und Montage (3,7 %), Inbetriebnahme (1,6 %), Schmierölver und
-entsorgung (1,7 %), Katalysator (0,6 %) und Schalldämpfung (4,5 %)
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2.3.3 Betriebs- und Wartungskosten

In Deutschland wurde, basierend auf einer Spezifikation des VDMA8, die VDI-Richtlinie 4680

”
BHKW-Grundsätze für die Gestaltung von Serviceverträgen“ entwickelt. Dieser Vertrag, der

in der Regel zehn Jahre gültig ist, beinhaltet folgende Punkte: [5]

� alle Wartungs- und Reparaturarbeiten

� Ersatzteile

� Betriebsstoffe (ausser Brennstoff)

Der Vollwartungsvertrag beinhaltet auch das Schmieröl. Bedenkt man, dass 0,2 kg/MWhel

bei Erdgasmotoren und 1 kg/MWhel bei Dieselmotoren verbraucht werden, so ist das bei

einem Preis für synthetisches Schmieröl von 2 - 2,4 e/kg kein unerheblicher Kostenfaktor.

[62]

In Abbildung 2.17 werden die Betriebs- und Wartungskosten von Erdgas und Biogasan-

lagen dargestellt. Im Vergleich dazu haben mit Heizöl betriebene BHKW Kosten zwi-

schen 1 ct/kWhel und 5 ct/kWhel. Eine Generalüberholung ist bei Erdgasanlagen zwischen

25.000 - 120.0009 und bei Biogasanlagen bei 30.000 - 60.000 Betriebsstunden notwendig. Die

Kosten für eine Generalüberholung liegen bei Erdgas-BHKW bei maximal einem Viertel der

Gesamtinvestitionskosten. [5]
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Abbildung 2.17: Durchschnittliche Betriebs- und Wartungskosten für Erd- und Biogasanlagen [5]

8Verband Deutscher Maschinen- und Anlagenbauer
9hängt von Auslegung, Belastung und Größe des Motors ab
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2.3.4 Wirkungsgrad

Der Wirkungsgrad eines BHKW ist abhängig vom verwendeten Brennstoff und steigt mit

zunehmender Anlagengröße: [5]

� Erdgas: 25 % - 46 %, Durchschnitt: 35 %

Erdgasanlagen haben hohe elektrische Wirkungsgrade im kleinen Leistungsbe-

reich, aber eine hohe Stromkennzahl.

� Biogas/Klärgas: wie Erdgas

Grundsätzlich ist der Wirkungsgrad dieser Anlagen ähnlich dem von Erdgasan-

lagen. Die tatsächlich erzeugte Leistung kann aber, abhängig vom Brennwert des

verwendeten Gases deutlich niedriger sein.

� Heizöl: 20 % - 46 %, Durchschnitt: 36 %

Aufgrund des thermodynamisch günstigeren Dieselprozesses liegt der Wirkungs-

grad etwas über dem von Erdgasanlagen. Die Abwärmenutzung ist jedoch prob-

lematisch und wird von den meisten Herstellern nicht genutzt.

� Raps/Pflanzenöl: 25 % - 45 %, Durchnschnitt: 38 %

Der Wirkungsgrad ist mit dem von Heizölanlagen vergleichbar.

Abbildung 2.18 zeigt den elektrischen Wirkungsgradverlauf von Erdgas und Biogas-BHKW.

Heizöl- und Pflanzenölanlagen wurden aufgrund der wenigen Anlagendaten nicht dargestellt.
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Abbildung 2.18: Wirkungsgradverlauf von Erdgas- und Biogas-BHKW [5]
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2.3.5 Sonstiges

Emissionen

In Tabelle 2.4 sind die Emissionen von BHKW mit verschiedenen Brennstoffen angegeben.

Dabei handelt es sich um Emissionsrichtwerte gemäß der TA-Luft 2002, die alle Anbie-

ter von Blockheizkraftwerken einhalten sollten. Pflanzenölanlagen werden in dieser Tabel-

le nicht explizit angeführt, die Emissionsrichtwerte liegen aber in der Größenordnung von

Heizölanlagen. [5]

Tabelle 2.4: Emissionen von BHKW Anlagen [5]

Treibstoff Motor NOx CO

mg/Nm3 mg/Nm3

Erdgas Magermotor 500 300

Erdgas Gasturbine 75 100

Biogas Magermotor 500 1000

Biogas Gasturbine 150 100

Heizöl Gasturbine 150 100



Kapitel 3

Kohlekraftwerke

Abbildung 3.1 zeigt, welche verschiedenen Technologien in Kohlekraftwerken eingesetzt wer-

den können.

Kohlekraftwerke

Wirbelschicht-
feuerung
WSF

Druckkohle-
staubfeuerung

DKSF

Kohlevergasung
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Staub-
feuerungen
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Abbildung 3.1: Technologien von Kohlekraftwerken [69]

In der Folge wird speziell auf die
”
konventionelle“ Technik der Staubfeuerung (konventionelle

Stein- und Braunkohlekraftwerke) und als Kombinationskraftwerk mit GuD-Prozess auf das

IGCC Kraftwerk näher eingegangen.

3.1 Stein- und Braunkohlekraftwerke

3.1.1 Allgemeines

Funktionsweise

In Abbilung 3.2 wird der schematische Aufbau eines Kohlekraftwerks dargestellt. Der ange-

lieferte Brennstoff (1) wird zu den Kohlemühlen (3) transportiert und dort fein gemahlen.

Luft aus der Umgebung wird angesaugt und bläst den Kohlestaub in die Brennkammer ein,

wo er zu Rauchgas verbrennt. Das heiße Rauchgas im Dampferzeuger erwärmt das Speise-

wasser (2) und erzeugt einen Dampfstrom. Dieser wird zur Turbine weitergeleitet, die, um

den Wirkungsgrad zu verbessern, in der Regel aus Hoch-, Mittel- und Niederdruckteil be-

steht. Gegebenenfalls kann die hier anfallende Restwärme zur Fernwärmeauskopplung (6)

20
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genutzt werden.

  BRAUNKOHLE

Im Kraftwerk Boxberg wird Rohbraunkohle aus dem benach-

barten Tagebau Nochten verstromt. Sie gelangt vom Kohle-

lagerplatz per Bahn zum Werk III oder über Gurtbandförderer 

in das Werk IV.

Die Kohle wird gebrochen, zu Staub zermahlen und gelangt 

nahezu getrocknet in den Feuerraum des Kessels. Bei Volllast 

beider Werke werden täglich etwa 50.000 Tonnen Braunkohle 

benötigt.

  WASSER

Zur Dampferzeugung und Kühlung benötigt das Kraftwerk 

Wasser, das vorrangig aus der Tagebauentwässerung stammt. 

Vor der Verwendung wird es gründlich gereinigt und aufgear-

beitet. Um den Wasserbedarf des Kraftwerkes gering zu hal-

ten werden Betriebswässer mehrfach genutzt. Technologische 

Abwässer werden gereinigt und ohne qualitative Einschrän-

kungen wieder dem allgemeinen Wasserkreislauf zugeführt. 

  KLÄRSCHLAMM-MITVERBRENNUNG

Das Kraftwerk Boxberg ist zertifiziert entsprechend Entsor-

gungsfachbetriebsverordnung für die Entsorgung von Schläm-

men aus der Behandlung von kommunalem Abwasser. Zusätz-

liche technische Einrichtungen im Werk III machen es möglich, 

dass das per Schiene oder Straße angelieferte Material jeweils 

einem Kessel der beiden 500-MW-Blöcke zugeführt werden 

kann. Die gemeinsame Verbrennung in den vorhandenen Feu-

erungsanlagen sichert eine umweltverträgliche Entsorgung.

  KALK

Kalkstein wird für die Rauchgasentschwefelung benötigt.  

In einer eigenen Anlage vor Ort fein gemahlen, wird er mit 

Wasser vermischt und als Reaktionsmittel für die Bindung 

des im Rauchgas enthaltenen Schwefeldioxids in der Rauch-

gasentschwefelungsanlage (REA) eingesetzt. 

  STROM

Der im Kraftwerk erzeugte Strom wird über Freileitungen in 

die nahe gelegene Schaltanlage Bärwalde geleitet und dort in 

das Höchstspannungsnetz von Vattenfall Europe eingeleitet. 

Stadtwerke und regionale Energieversorger leiten den Strom 

an Endverbraucher weiter.

6 FERNWÄRME

Ein Teil der bei der Energieumwandlung entstehenden 

Wärme wird aus dem Prozess ausgekoppelt und zur Fernwär-

meversorgung eingesetzt. Dadurch werden der Brennstoff-

ausnutzungsgrad erhöht und eine zusätzliche Erzeugung an 

anderer Stelle vermieden – ein Beitrag, der der Umwelt zu-

gute kommt. 

Das Kraftwerk sichert so seinen eigenen Wärmebedarf und 

den aller am Standort und im Industrie- und Gewerbegebiet 

angesiedelten Firmen sowie die Fernwärmeversorgung der 

Gemeinde Boxberg und der Stadt Weißwasser.

  ASCHE

Beim Verbrennen von Braunkohle fällt Asche an. Die unter-

halb des Kessels anfallende Asche wird in Silobehältern zwi-

Braunkohle aus dem Tagebau Nochten wird in Boxberg verstromt 

schengelagert. Elektrofilter scheiden die Aschestaubpartikel 

aus den Rauchgasen weitestgehend ab. Bis zur Reststoff-

entsorgung wird auch dieses Material in Silos aufbewahrt. 

Neben anderen Einsatzzwecken (Bauindustrie) wird Asche 

hauptsächlich zur Verfüllung in ausgekohlte Tagebaue trans-

portiert.

  GIPS

Gips ist ein Nebenprodukt, das bei der Reinigung der Rauch-

gase in der Rauchgasentschwefelungsanlage (REA) entsteht. 

Dort wird dem Rauchgas das Schwefeldioxid entzogen, 

indem es mit einer Suspension aus Kalkstein und Wasser in 

Verbindung gebracht wird. Das Ergebnis dieser chemischen 

Reaktion ist Gips, der hinsichtlich Zusammensetzung und 

Verarbeitbarkeit demjenigen aus Naturlagerstätten ebenbür-

tig oder sogar überlegen ist. Als anfallender Wertstoff wird 

REA-Gips in der Baustoffindustrie verarbeitet.

Alle im Kraftwerk Boxberg betriebenen Stromerzeugungsan-

lagen verfügen über eine Rauchgasentschwefelung.

  RAUCHGAS-REINIGUNG

Bei der Verbrennung von Braunkohle (wie auch aller anderen 

fossilen Brennstoffe) entstehen Rauchgase, die im Wesent-

lichen Stickstoff, Wasserdampf und Sauerstoff, aber auch 

Staub, Schwefeldioxid, Stickoxide (NO
x
) sowie Kohlendioxid 

(CO
2
) enthalten. Im Kraftwerk Boxberg wird das Rauchgas 

vollständig gereinigt und über Kühltürme abgeleitet.

Die Schadstoffemissionen werden verringert durch:

• stickoxidarme Verbrennung

• Rauchgasentstaubung

• Rauchgasentschwefelung

Darüber hinaus führen Maßnahmen zur Erhöhung des Wir-

kungsgrades der Energieumwandlungsprozesse im Kraftwerk 

zu einer Reduzierung des Brennstoffbedarfs, was wiederum 

sowohl eine Minderung des CO
2
-Ausstoßes als auch eine 

zusätzliche Verringerung der Emissionen bewirkt. 

Schematische Darstellung  

des Kraftwerksprozesses
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Abbildung 3.2: Schematische Darstellung der Funktionsweise eines Kohlekraftwerks [84]

Im Dampferzeuger bleiben als Restprodukte Asche und das nicht genutzte Rauchgas übrig.

Um die nach der Verbrennung entstandenen Schadstoffe zu verringern ist Rauchgasreinigung

heutzutage Pflicht. Diese besteht aus drei Teilen: [84], [99]

� Entstickung: Ammoniak (NH3) wird dazu verwendet, die Stickoxide NO und NO2

unter Mithilfe eines kostengünstigen Katalysators (Weißpigment) in N2 und Wasser

umzuwandeln. Zu beachten ist hierbei, dass bei hohen Temperaturen das Ammoniak

nicht selbst oxidiert. Der eingebaute Luftvorwärmer kühlt das abgeleitete Rauchgas.

� Entstaubung: Da ein großer Teil der anfallenden Asche als Flugasche vorliegt, haben

sich zur Enstaubung sogenannte Elektro-Filter oder
”
Electrostatic Precipiator (ESP)“

durchgesetzt (9). Das Rauchgas läuft zwischen zwei Elektroden durch. Die Staubpar-

tikel werden negativ aufgeladen und lagern sich an der Anode (hier: die Außenwand

des Filters) ab. Von dort kann der Staub mittels Klopfwerk gelöst und als Filter-Asche

nach außen transportiert werden.

� Entschwefelung: Um zu verhindern, dass sich der Schwefelanteil von Stein- und

Braunkohle in der Atmosphäre zu Schwefel- oder schwefeliger Säure umwandelt, wird

das Rauchgas mit Kalkmilch (4) besprüht. Der daraus entstehende Gips (8) kann

als Baumaterial verwendet werden. Am häufigsten wird hier das
”
Research-Cottrell-

Verfahren“ eingesetzt.
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Kohleförderung in Österreich

Anfang der 70er Jahre wurden in Österreich noch 3,8 Mio. t Braunkohle pro Jahr gefördert

und bis Mitte der 80er lag diese Fördermenge immerhin noch bei etwa 3 Mio. t. Seitdem

wurde sie sukzessive verringert, und 2005 schließlich völlig eingestellt.

Im Jahr 2007 wurden österreichweit ca. 4,37 Mio. t Steinkohle importiert. Haupteinsatzberei-

che sind die Eisen- und Stahlindustrie sowie die Elektrizitätserzeugung.

Innerhalb der EU deckt die Energieerzeugung aus Kohle ca. 32 % des Elektrizitätsbedarfs.

[15]

3.1.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

Auswertungen diverser Studien haben ergeben, dass die spezifischen Investitionskosten von

Steinkohlekraftwerken zwischen 800 und 1300e2006/kWel und von Braunkohlekraftwerken

zwischen 1000 und 1500e2006/kWel liegen. [24], [28], [45], [29]

In einer Studie des Instituts für Energiewirtschaft und Rationelle Energieanwendung (IER)

[98] werden ähnliche Werte angegeben.

Allgemein muss man natürlich dazu sagen, dass die Kosten auch von der Größe des Kraft-

werks und der verwendeten Komponenten, d.h. Filter, Feuerungen etc., abhängig sind. Ab-

bildung 3.3 zeigt eine Auswertung der oben angeführten Studien für Steinkohlekraftwerke.
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Zusammensetzung der Investitionskosten

Abbildung 3.4 zeigt die Aufteilung der Investitionskosten für ein Steinkohlekraftwerk1.
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Abbildung 3.4: Zusammensetzung der Investitionskosten für ein Steinkohlekraftwerk [55]

3.1.3 Betriebs- und Wartungskosten

Als fixe Betriebskosten werden ungefähr 1,5 % der gesamten Investitionssumme pro Jahr

angenommen. Für Versicherungen müssen jährlich noch 0,5 % der Gesamtinvestitionskosten

entrichtet werden. [97]

3.1.4 Wirkungsgrad

Der Wirkungsgrad eines neuen Steinkohlekraftwerks liegt mit 46 - 48 % über dem eines Braun-

kohlekraftwerks (43 - 45 %). Das Teillastverhalten ist in Abbildung 3.5 dargestellt.

47

5028 MW möglich. Dabei wird die Pumpe zunächst mit 190 MW Mindest-Last betrieben und
danach entsprechend der Windleistungssteigerung auf 290 MW Voll-Last hochgefahren.

5.2  Generator- und Netzverhalten

Das anhand der Generatordiagramme in Bild 5 dargestellte Einsatzverhalten der Kraftwerks-
blöcke ist bei beiden Szenarien nahezu gleich. Dies beruht darauf, dass jeweils vom
Schwachlast-Netzbetrieb ausgegangen wird, und dass die Kraftwerksblöcke jeweils an die
untere Grenze ihrer Regelbereiche zurückgefahren werden.

Hingegen steigt beim Szenario II die Austauschleistung aufgrund des 60-prozentigen Wind-
leistungsexports mit zunehmender Windkrafteinspeisung PWK an, s. Bild 6IIa. Da diese Lei-
stungszunahme vorwiegend im Norden seitens der bis 2005 eingeplanten großen Off-Shore-
Windparks erfolgt, kommt es, nachdem der Nord-Leistungsbezug im Verlauf von Szenario I
bereits auf Null zurückgegangen ist, nun zu einem starken Leistungstransport in Nord-Süd-
Richtung, s. Bild 6IIb.

Damit gekoppelt steigen die Blindleistungsverluste im Übertragungsnetz wieder an, wodurch
es zu einer sukzessiven Absenkung des Spannungsniveaus besonders im Norden des VEAG-
Net zes kom mt,  s. Fi g. 8d.  Dabei  würde die dortige S pannung – ausgehend von U( 0)  = 240  kV im 
Basisfal l – bei  maxi maler  Windl eistungsei nspei sung von  PWK

(5b)
max =5028  MW gar auf  180  kV

abf al len. Dam it  diese ni cht  unt er U  = 0,9 UN en n absi nkt , müssen im  Norden des VEAG- Net zes
vor handene Kompensat ionsspul en m it  insgesamt  850  MVAr abgeschal tet  wer den, vgl . Fi g. 8d.

Nach Ausführung dieser Schaltmaßnahme ist die kraftwerksseitig maximal zulässige Wind-
krafteinspeisung auch netzseitig übertragbar, und zwar unter Inanspruchnahme des gesamten
Spannungstoleranzbereiches.

Zudem kommt es aufgrund der sukzessiven Spannungsabsenkung im VEAG-Netz und der
damit wieder größer werdenden Spannungsdifferenz zu den benachbarten Netzen zu einem
zunehmenden Export an kapazitiver Blindleistung seitens des VEAG-Netzes, s. Bild 6IIc.

Einem weiteren Anstieg der Windkrafteinspeisung über die maximal zulässige Leistung hin-
aus ist durch leistungsbegrenzende Verstellung der Rotorblätter [7] oder durch vorübergehen-
de Abschaltung einzelner Windkraftanlagen entgegen zu wirken. Dies wird sich jedoch nur
bei sehr hohen Windstärken und damit wohl nur an wenigen Tagen des Jahres als notwendig
erweisen.

48

6. Anzustrebendes neues Sekundärregelungskonzept

Die bei den Untersuchungsszenarien I und II kraftwerksseitig notwendigen Maßnahmen zur
Ermöglichung einer jeweils maximalen Windleistungseinspeisung weisen jedoch energetisch
folgende Nachteile auf:

−  Das Zurückfahren der Kraftwerksblöcke bis zum Schwachlastbetrieb führt zu einer
Wirkungsgradverschlechterung. Dies gilt besonders für Dampfkraftwerke, vgl. Bild 8a.

− Beim Übergang auf Monobetrieb bleibt der von der Turbine abgetrennte Dampferzeuger
in aller Regel aus Gründen der Verfügbarkeit in Betrieb, wobei der erzeugte Frisch-
dampf über die Reduzierstation entspannt und zum Kondensator hin „entsorgt“ werden
muss, sofern er nicht zur Prozessdampf- bzw. Fernwärmeversorgung genutzt werden
kann.

−  Der Pump-/Turbinen-Speicherbetrieb ist nur mit einem Wirkungsgrad von ca. 74%
möglich, s. Bild 8b. Daher ist die vorübergehende Speicherung von Windenergie mit
Hilfe von Pumpspeicherkraftwerken stets mit Leistungsverlusten im Bereich von 26%
verbunden.

Bild 8: Teillast-Wirkungsgrade

Um die bei dualer Energieversorgung erforderlichen kraftwerksseitigen Maßnahmen nicht
unnütz hart anwenden zu müssen, sondern so moderat wie möglich, bedarf es einer  Beteili-
gung aller Verbundpartner am Leistungsausgleich der zeitlich und örtlich ungleichen Einspei-
sungen seitens der Erneuerbare-Energie-Erzeugungsanlagen. Dies gilt gegebenenfalls auch für
dezentral einspeisende Brennstoffzellen, die zwar nicht zu obiger Anlagengattung zählen, sich
jedoch durch einen hohen energetischen Wirkungsgrad auszeichnen und ebenfalls zeitlich
stark schwankende Leistungseinspeisungen aufweisen.
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Abbildung 3.5: Teillastwirkungsgradverlauf von kohlebefeuerten Dampfkraftwerken [52]

Im Anhang ist als Vergleich ein weiteres Diagramm (A.4) angeführt, dass das Teillastverhal-

ten eines Steinkohlekraftwerks zeigt.

1genauere Aufschlüsselung: Dampferzeugerkreislauf: Feuerung, Dampferzeuger, Wasser- und Dampfkreis-
lauf; Turbosatz: Dampfturbine, Generator und Kondensator; E-Technik: Elektrotechnik und Leittechnik;
Projektierung: Bauleistungen, Projektentwicklungen und Finanzdienstleistungen
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Wirkungsgradverbesserung nach einer Revision

Abbildung 3.6 zeigt, wie sich der elektrische Wirkungsgrad des Kohlekraftwerks Mehrum

(Deutschland) nach einer Kraftwerksrevision verbesserte. Hier wurde nachträglich noch ein

Rauchgaswärmenutzungssystem installiert.TECHNISCHE UNIVERSITÄT

CAROLO-WILHELMINA
ZU BRAUNSCHWEIG

Hochspannungstechnik und
Elektrische Energieanlagen

Michels, KW-Betrieb
KW Mehrum GmbH
25.06.2008
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Abbildung 3.6: Wirkungsgradverlauf eines Kohlekraftwerks vor und nach einer Revision [56]

3.1.5 Sonstiges

Anfahrzeiten und -kosten

Die Anfahrzeiten von Kohlekraftwerken hängen davon ab, wie lange das Kraftwerk bereits

still steht bzw. welche Komponenten bereits abgeschaltet worden sind.

Tabelle 3.1 gibt einen Vergleich für Kohlekraftwerke aus verschiedenen Quellen.

Tabelle 3.1: Anfahrzeiten von Kohlekraftwerken

Typ Kaltstart Warmstart Heißstart

Kohle-KW [97] 400 min 280 min 115 min

Kohle-KW [16] 5 h 3 h 2 h

Steinkohle [40] 6 h 4 h 1 h

Braunkohle [40] 9 h 5 h - h

Die Anfahrkosten für einen Kaltstart eines 800 MW Kohlekraftwerks liegen bei ca. 39.000e

für den Brennstoffmehraufwand und ca. 4.000e für den zusätzlichen Komponentenverschleiß.

Heißstart- (ca. 30 % der Kaltstartkosten) und Warmstartkosten (ca. 50 % der Kaltstartkos-

ten) liegen deutlich darunter. [97]

Als Vergleich werden in der DENA Netzstudie Anfahrkosten bei einem Kaltstart von

95,13e2003/MW für Steinkohlekraftwerke und 77,77e2003/MW für Braunkohlekraftwerke
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angegeben. Der Brennstoffverbrauch bei einem Kaltstart wird bei Stein- und Braunkohle-

kraftwerken mit 6,2 MWhth/MW angegeben.

Die Abnutzungskosten liegen bei 4,8e2003/MW für Stein- und bei 3e2003/MW für Braun-

kohlekraftwerke.

Verfügbarkeit

Die Verfügbarkeit von Stein- und Braunkohlekraftwerken liegt bei etwa 85 % [29]. Eine Aus-

wertung der in Spanien befindlichen Kohlekraftwerke ergab im Mittel 89,12 %2. Die Nicht-

verfügbarkeit teilt sich auf in 4,85 % Revision und 6,03 % Ausfall. [68]

Bauzeit und Lebensdauer

Im Mittel wird von einer Bauzeit bei Kohlekraftwerken zwischen 3 und 4 Jahren ausgegangen

und die Lebensdauer beträgt ca. 35 Jahre.

CO2-Emissionen

Der CO2-Ausstoß von Kohlekraftwerken ist abhängig von der eingesetzten Technik. In Ab-

bildung 3.7 ist ersichtlich, wie sich die Emissionen infolge der Wirkungsgradsteigerung ver-

ringern. Emissionsrichtwerte liegen für Steinkohlekraftwerke bei 700 - 800 kgCO2/MWh und

für Braunkohlekraftwerke bei 800 - 900 kgCO2/MWh.

 7

 
 Figure 1.CO2 Emission vs. Plant Efficiency (HHV) ( Booras and Holt (2004) 
 
 
 
Performance                  Subcritical        PC/Supercritical        PC/Ultra-supercritical 
 
Heat Rate Btu/kWe-h        9950                   8870                            7880 
    
Gen. Efficiency (HHV)     34.3%                 38.5%                           43.3% 
 
Coal use  (106t/y)               1.548                  1.378                            1.221 
 
CO2 emitted  (106t/y)          3.47                    3.09                              2.74 
 
CO2 emitted (g/kWe-h)        931                     830                              738  
 
Assumptions: 500 MW net plant output ; Illinois #6 coal ; 85% Capacity Factor 
 
Table 1. Comparative Coal Consumptions and Emissions of Airblown 
Pulverized Coal Combustion Technologies without CCS ( MIT Coal Study 2007) 

Abbildung 3.7: CO2-Emission in Abhängigkeit des Kraftwerkswirkungsgrads [8]

2gemittelt für den Zeitraum zwischen 2003 - 2008
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Entwicklung der Dampfparameter

Die Entwicklung und der Einsatz höherer Dampftemperaturen und -drücke verbesserte die

Effizienz eines Kohlekraftwerks deutlich. Wie sich die Dampfparameter im Laufe der Zeit

entwickelt haben, zeigt Abbildung 3.8 3.
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Die in der Abbildung aufgeführten Einzelanlagen sind als Meilensteine der 
Entwicklung zu verstehen. Überkritische Dampfparameter, wie sie schon ab Ende 
der 50er in einigen Kraftwerken (Pioniere) realisiert wurden, waren erst ca. 30 bis 40 
Jahre später marktreif. Ein wesentlicher Grund war zum einen der Einsatz von teuren 
austenitischen Stählen. Zum anderen zeigten die mit den Pionieranlagen gemachten 
Erfahrungen mangelhafte wärmetechnische Eigenschaften der eingesetzten Werk-
stoffe, was die technische Verfügbarkeit signifikant minderte. Erst durch Fortschritte 
auf dem Gebiet der Materialwissenschaften war es möglich, Werkstoffe zu 
entwickeln, die die wärmetechnischen Anforderungen erfüllen und zudem preiswerter 
sind. Während sich der Übergang zu überkritischen Dampfzuständen bei den Stein-
kohlekraftwerken in den 80er Jahren vollzog, wurde er in den 90er Jahren auch für 
braunkohlegefeuerte Kraftwerke eingeleitet. So besitzen alle in Deutschland neu 
gebauten Braunkohlekraftwerke überkritische Dampfzustände, die neben anderen 
Maßnahmen Netto-Wirkungsgrade von bis zu 42% ermöglichen. Intensive 
Forschungsarbeiten werden derzeit durchgeführt, um eine weitere Steigerung der 
Frischdampfparameter (350 bar, 700°C) zu ermöglichen. Für sogenannte ultra-
kritische steinkohlebefeuerte Kraftwerke werden Wirkungsgrade von über 50% für 
möglich gehalten (vgl. Tabelle 2). Der Effizienzvorteil konkurrierender neuer Kraft-
werkslinien wird hierdurch kontinuierlich geringer. 
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Abbildung 3:  Entwicklung von Dampfparametern steinkohlebefeuerter Kraftwerke 

Neben der Effizienzsteigerung durch Erhöhung von Temperatur und Druck ist auch 
noch auf weitere Verbesserungen hinzuweisen. So wurden das Design von Gas- und 
Dampfturbinen sowie deren Komponenten optimiert, was durch 3-D Simulationen 
erfolgte, die durch leistungsfähigere Computer ermöglicht wurden. Gleiches gilt auch 
für die Auslegung anderer Komponenten (z.B. Kühlturm) sowie für die Optimierung 
des gesamten Kraftwerksprozesses. Diese Einzelentwicklungen führten in der 
Summe zu beträchtlichen Effizienzsteigerungen der etablierten Kraftwerkstechnik-
linien (COORETEC, 2003). 

Abbildung 3.8: Entwicklung der Dampfparameter von Steinkohlekraftwerken [69]

Bereits Mitte der 50er Jahre wurden Steinkohlekraftwerke mit überkritischen Dampfparame-

tern realisiert. Die kommerzielle Nutzung scheiterte zum einen an den horrenden Werkstoff-

kosten und zum anderen an dem, dass die Werkstoffe nicht den benötigten Anforderungen

entsprachen. Die technische Verfügbarkeit der Anlage reduzierte sich deutlich.

Erst Mitte der 80er wurde in Steinkohlekraftwerken zu überkritischen Dampfparametern

übergegangen, erste Braunkohlekraftwerke schafften dies in den 90er Jahren. [69]

3.2 Kombikraftwerk mit integrierter Kohlevergasung

3.2.1 Allgemeines

Funktionsweise

Abbildung 3.9 zeigt den schematischen Aufbau eines Integrated Gasification Combined Cy-

cle (IGCC) Kraftwerks mit integriertem GuD-Prozess.

Die Luftzerlegungsanlage saugt Umgebungsluft an und trennt den Stickstoff vom Sauer-

stoff. Der Sauerstoff wird im Vergaser dazu verwendet, um aus dem festen Brennstoff, z.B.

Steinkohle, ein Synthesegas herzustellen. Als Abfallprodukt bleibt die Schlacke übrig. Das

Synthesegas gelangt über eine Zwischenkühlung zur Filteranlage. Restasche, Schwefelver-

bindungen oder Schwermetalle werden aus dem Gas gefiltert, optional kann CO2 abgetrennt

3als Legende zur Grafik: FD...Frischdampf, ZÜ...Zwischenüberhitzung
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werden, um die Emissionen des IGCC Kraftwerks so gering wie möglich zu halten. Das daraus

resultierende Gas speist einen nachfolgenden GuD Prozess.

LZA

SGKV
GuD-

Prozess

F 

(optional)

Luft Stickstoff

Sauerstoff

Brennstoff
Synthese-

gas

Schlacke

Asche CO2 Schwefel Schwermetalle

LZA … Luftzerlegungsanlage

V … Vergaser

SGK … Synthesegaskühlung

F … Filteranlage

Abbildung 3.9: Vereinfachter Aufbau eines IGCC Kraftwerks

Bestehende Kraftwerke

Zwischen 1990 und 2000 gingen weltweit fünf IGCC Kohlekraftwerke in Betrieb. Diese werden

als IGCC Kraftwerke der 2. Generation bezeichnet, da bereits in den 70er- und 80er- Jahren

IGCC Demonstrationsanlagen errichtet wurden. Tabelle 3.2 zeigt einen Überblick dieser

Kraftwerke.

Tabelle 3.2: IGCC Kraftwerke der 2. Generation4 [13]

Kraftwerk Buggenum Wabash-River Tampa Puertollano Vresova

Standort Niederlande USA USA Spanien Tschechien

Inbetriebnahme 1994 1995 1996 1998 1996 (2008)

Leistung in MWel 253 262 250 300 351 (430)

Brennstoff SK + Biom. SK + PK SK SK + PK BK

3.2.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

Eine aussagekräftige Angabe ist hier äußerst schwierig. In einem STE 5 Forschungsbericht

[13] werden heutige Kosten von 2.200 - 2.900e2007/kWel für IGCC ohne CO2-Abscheidung

und -Speicherung (Carbon Dioxide Capture and Storage oder kurz CCS) und 2.900 -

3.700e2007/kWel für IGCC Kraftwerke mit CCS angenommen6.

4SK: Steinkohle, Biom.: Biomasse, PK: Petrolkoks oder Raffinerierückstände, BK: Braunkohle
5Systemforschung und Technologische Entwicklung, Forschungszentrum Jülich
6umgerechnete Werte mit einem Dollarkurs: 1 USD = 1,3675 Euro (31.Juli 2007)
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Als Vergleich können aus dem Final Technical Report des in Tampa (USA) befindlichen

Kraftwerks spezifische Investitionskosten von ca. 1800e2002/kWel entnommen werden7. [80]

Zusammensetzung der Investitionskosten

In Abbildung 3.10 wird am Beispiel des Kraftwerks in Tampa (Polk Power Station) veran-

schaulicht, wie sich die Investitionskosten von IGCC Kraftwerken zusammensetzen.

Die Investitionskosten für das geplante, voraussichtlich 2014 in Betrieb gehende IGCC Kraft-

werk mit CCS in Deutschland (450 MWel Projekt der RWE - Power) sollen ca. 2,2 Mrd.e

betragen, die sich aus etwa 50 % für die Vergasungsanlage, 22 % für den Stromerzeugungs-

teil, ebenfalls 22 % für die CO2-Pipeline (mit einer Länge von 530 km) und etwa 4 % für den

CO2-Speicher zusammensetzen. [13]

2%
11%

32%

40%

15%

Kohle- aufbereitung

Luftzerlegungsanlage

Vergaser

Power Block

Balance of Plant

Abbildung 3.10: Zusammensetzung der Investitionskosten der IGCC Anlage in Tampa [37]

3.2.3 Betriebs- und Wartungskosten

Die Betriebskosten inklusive Wartung (ohne Brennstoff) für IGCC ohne CCS liegen bei

ca. 1,23 ct/kWh und für IGCC Anlagen mit CCS bei 3,28 ct/kWh. [13]

Als Vergleich dazu liegen die gesamten jährlichen Betriebs- und Wartungskosten des IGCC

Kraftwerks in Tampa (ohne Brennstoff und Personal) bei ca. 12 Mio.e. Diese Kosten bein-

halten u.a. Betriebs- und Wartungskosten für Vergaser, GuD-Block und allgemeine Kosten

für Gebäude und Infrastruktur. [80]

3.2.4 Wirkungsgrad und -verlauf

Die aktuellen Wirkungsgrade der in Kapitel 3.2.1 aufgelisteten Kraftwerke sind in Tabelle

3.3 angegeben. Zukünftig rechnet man mit maximalen Wirkungsgraden von 55 % [11], jedoch

hat eine Erweiterung der Anlage in Form einer CO2-Abscheidung Wirkungsgradeinbußen von

6 - 10 % zur Folge. [13]

7Dollarwert aus dem Bericht umgerechnet mit 1 USD = 1,11 Euro
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Tabelle 3.3: Elektrischer Wirkungsgrad von IGCC Kraftwerken [13]

Kraftwerk Buggenum Wabash-River Tampa Puertollano Vresova

ηel 43% 40% 42% 45% 43% (41%)

3.2.5 Sonstiges

Verfügbarkeit

In Abbildung 3.11 wird die Verfügbarkeit von IGCC Kraftwerken in Abhängigkeit ihrer

Betriebsdauer dargestellt.

RWE Power   17.07.2008 SEITE 15

Verfügbarkeit der IGCC erreicht mittlerweile 
gefordertes Niveau.
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Quelle: Anlagenbetreiber

Abbildung 3.11: Verfügbarkeit von IGCC Kraftwerken [93]

Bauzeit und Lebensdauer

Die Bauzeit liegt zwischen 3 und 4 Jahren und die Lebensdauer wird mit 35 - 40 Jahren

angenommen.

Aktueller Entwicklungsstand

IGCC Anlagen ohne CCS liegen im Entwicklungsstadium zwischen Demonstrationsanlagen

und der kommerziellen Nutzung. Anlagen mit CCS hingegen sind zurzeit im Forschungs-

und Entwicklungsbereich. [13]



3.2. KOMBIKRAFTWERK MIT INTEGRIERTER KOHLEVERGASUNG 30

Hindernisse dieser Technologie

Probleme der IGCC Technologie, insbesondere für zukünftige IGCC Anlagen mit CCS, sind

die Folgenden. [13]

� Wirtschaftlich: Mehrinvestitionen für IGCC Anlagen von ca. 20 % gegenüber konven-

tionellen Kohlekraftwerken. Bei IGCC Anlagen mit CCS liegt dieser Wert mit 30 - 50 %

sogar noch um einiges höher. Hinzu kommen erhebliche Wirkungsgradeinbußen.

� Technisch: Wirkungsgrad- und Verfügbarkeitserhöhungen sowie die Realisierung einer

CO2-Abscheidung sind notwendig

� Akzeptanz der Bevölkerung bezüglich CO2-Pipeline- und Speicher.



Kapitel 4

Kernkraftwerke

Der zeitliche Verlauf der Entwicklung von Kernkraftwerken ist in Abbildung 4.1 dargestellt.

Prof. Dr.-Ing. A. Voß 02.03.09Herausforderung Energie und Klima 10Wettbewerbsfähige und klimaverträgliche Elektrizitätsversorgung

Weiterentwicklungen bei der Kernenergie
Generation I

Generation II
Generation III

Generation III+

verschiedene kommerzielle fortgeschrittene
Prototypen Leistungsreaktoren Leistungsreaktoren evolutionäre Konzepte

- Shippingport - LWR-DWR, SWR - ABWR    - ESBWR - EPR Einsatz ab 2030
- Dresden, Fermi I - CANDU - N 4 - SWR - 1000 - AP 1000
- Magnox - VVER/RBMK - WWER - CANDU-6/9 - APR 1400

Generation IV

20102000 2005 2015 202019951950

•Steigerung der Wirtschaftlichkeit
•Verbesserte Anlagensicherheit

-Beherrschung von Kernschmelzunfällen
-Gegen  Einwirkungen von außen

•Bessere Uranausnutzung
•Signifikante Reduktion der Langzeit-Radiotoxizität
der Abfälle

Abbildung 4.1: Übersicht über die verschiedenen Kernkraftwerksgenerationen [92]

Die unterschiedlichen Entwicklungsstufen können folgendermaßen eingeteilt werden: [74]

Kraftwerke der 1. Generation:

� Prototypen und Demonstrationsanlagen einiger 100 MW Leistung um die technische

Realisierbarkeit solcher Anlagen zu zeigen. Die Wirtschaftlichkeit der Anlagen spielte

keine Rolle.

Kraftwerke der 2. Generation:

� Eine Erhöhung der Blockleistung und Standardisierung verringerte die Investiti-

onskosten, um somit die Wirtschaftlichkeit der Anlagen zu verbessern. Druck- und

Siedewasserreaktoren mit einer Größe von mehr als 1000 MW wurden eingesetzt. Wei-

ters wurde der Sicherheitsstandard sowie die Zuverlässigkeit enorm erhöht. Anlagen

der 2. Generation haben heutzutage den größten Anteil an der Stromversorgung aus

Kernenergie in Europa.

31
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Kraftwerke der 3. Generation:

� Aufgrund der Katastrophe in Tschernobyl wurde die 3. Generation der Kernkraftwerke

entwickelt. Es handelt sich hierbei um Druck- und Siedewasserreaktoren mit verbesser-

ter Sicherheitstechnik. Als Vertreter sind der europäische Druckwasserreaktor (EPR,

elektrische Nettoleistung: 1.600 MW) und der Siedewasserreaktor SWR1000 (elektri-

sche Leistung: ca. 1.250 MW) zu nennen.

Kraftwerke der 4. Generation:

� Vor ungefähr acht Jahren gründeten zehn Nationen das Generation IV International

Forum. Als Ziel wurde die Entwicklung nuklearer Systeme der 4. Generation definiert1.

Systeme der 4. Generation sollten sicher, wirtschaftlich und zuverlässig sein, um eine

nachhaltige Energieversorgung mit wenig Abfall und geringem Risiko zu gewährleisten.

4.1 Wichtigste Reaktortypen

Im folgenden Kapitel werden Kernkraftwerke mit

� Druckwasserreaktoren (DWR oder engl. PWR),

� Siedewasserreaktoren (SWR oder engl. BWR) und

� Schwerwasserreaktoren (als Vertreter hier der Canada-Deuterium-Uranium Reaktor,

CANDU)

genauer betrachtet.

4.1.1 Druckwasserreaktor

Druckwasserreaktoren gehören zur Familie der Leichtwasserreaktoren, d.h. Wasser wird als

Kühlmittel und Moderator verwendet. Im Wesentlichen besteht ein Kraftwerk mit DWR,

wie in Abbildung 4.2 dargestellt, aus Primär- (radiokativer Kreislauf) und Sekundärkreislauf

(nicht radioaktiver Wasser-Dampf Kreislauf). Im Primärkreislauf wird das Wasser in den

Reaktordruckbehälter gepumpt und umströmt die dort vorhandenen Brennelemente. Ein

Druck von ca. 150 bar im Primärkreislauf verhindert das Sieden des Fluids, die Gefahr ei-

ner Siedekrise minimiert sich somit. Das von den Brennelementen erhitzte Wasser gelangt

durch die Hauptkühlmittelleitungen in den Dampferzeuger. Dieser agiert als Wärmetauscher,

das Fluid im Sekundärkreislauf wird erhitzt, das des Primärkreislaufs kühlt sich um

ca. 20 - 30 °C ab. Mittels Hauptkühlmittelpumpe wird das Wasser des Primärkreislaufs wie-

der in den Reaktor gepumpt.

1Beteiligte Staaten waren u.a. USA, Kanada, Japan, Südkorea, Südafrika und Frankreich, sowie später
die Euratom-Länder, China und Russland.
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Druckwasserreaktoren haben in der Regel 3 - 4 getrennte Primärkreise mit separatem Dampf-

erzeuger, die einen einzigen Turbosatz (Dampfturbine + Generator) speisen. Um eine

möglichst effiziente Energiegewinnung zu erreichen, besteht der Turbinenteil zumeist aus

Hoch- und Niederdruckturbine. [41], [99], [3]

4 5

Allgemeine Informationen

Kernkraftwerk Philippsburg 

Das Kernkraftwerk Philippsburg (KKP) liegt 

rund 30 Kilometer nördlich von Karlsruhe  

auf einer von Rhein und Altrhein umflosse-

nen Insel. Die Rheinschanzinsel entstand  

im Zuge der zwischen 1842 und 1876 durch-

geführten Rheinbegradigung. 

Auf dem Kraftwerksgelände befinden sich 

zwei Blöcke. Block 1 ist mit einem Siede-

wasserreaktor ausgestattet und stellt eine 

elektrische Leistung von 926 Megawatt be-

reit. Die Anlage ging 1979 ans Netz. Block 2 

ist ein Druckwasserreaktor; er ging 1984 in 

Betrieb. Seine elektrische Leistung liegt bei 

1.468 Megawatt.

Beide Blöcke verfügen über je einen weithin 

sichtbaren Naturzug-Nasskühlturm. Der er-

zeugte Strom wird in das 380-Kilovolt-Netz 

eingespeist. Mit einer installierten Leistung 

von insgesamt 2.394 Megawatt gehört Phi-

lippsburg zu den größten Kernkraftwerks-

standorten in Deutschland und ist für rund 

800 Mitarbeiter ein wichtiger Arbeitgeber  

in der Region. Beide Blöcke weisen Jahr für 

Jahr eine hohe Verfügbarkeit und gute Be-

triebsergebnisse auf. Am Standort wurden  

im Jahr 2009 über 18 Milliarden Kilowatt-

stunden Strom produziert; das entspricht 

etwa einem Viertel des Stromverbrauchs 

in Baden-Württemberg.

Die beiden Philippsburger Blöcke werden – 

genauso wie seit dem 1. Januar 2007 die 

Anlagen in Neckarwestheim und Obrig- 

heim – von der EnBW Kernkraft GmbH 

(EnKK) betrieben. Die EnKK beschäftigt  

rund 1.800 Mitarbeiter und hat im Jahr 

2009 über 34 Milliarden Kilowattstunden 

Strom produziert. Das ist rund die Hälfte 

des Strombedarfs von Baden-Württemberg. 

Gleichzeitig hat der Betrieb der Anlagen  

der Umwelt über 33 Millionen Tonnen des 

klimaschädlichen CO2 erspart. Haupteigen-

tümer der EnKK ist die EnBW Kraftwerke AG.

Wie funktioniert ein 
Kernkraftwerk?

Auf den ersten Blick ist ein Kernkraftwerk 

einem konventionellen Kohlekraftwerk 

sehr ähnlich. Beide Anlagen wandeln die 

im Brennstoff gespeicherte Energie in 

Wärme um. Dabei wird Wasser erhitzt und 

verdampft. Der Dampf versetzt eine Turbine 

in Drehung. Ein Generator wandelt diese 

Drehbewegung in elektrischen Strom um.

Der wesentliche Unterschied zwischen 

einem Kohlekraftwerk und einem Kernkraft-

werk liegt in Art und Einsatz des verwen-

deten Brennstoffs. Während in einem 

Kohlekraftwerk die Kohle in einem Kessel 

verbrannt wird, wird in einem Kernkraftwerk 

die im Uran gespeicherte Energie mittels 

der sogenannten Kernspaltung und einer 

kontrollierten Kettenreaktion gewonnen. 

Damit können enorme Energien direkt aus 

den Atomkernen erzielt werden. Aus einem 

Kilogramm Uran kann etwa 100.000 Mal 

mehr Energie gewonnen werden als aus 

einem Kilogramm Steinkohle. 

Siedewasserreaktor 

In einem Siedewasserreaktor – wie Block 1 

in Philippsburg – verdampft das durch die 

Kernspaltung erhitzte Wasser direkt im 

Reaktordruckbehälter. Der Dampf wird von 

dort auf Turbinen gelenkt und versetzt diese 

in eine Drehbewegung. Diese Bewegungs-

energie wandelt dann ein Generator in 

elektrische Energie um.

Druckwasserreaktor

Ein wesentliches Konstruktionsprinzip von 

Druckwasserreaktoren – wie Block 2 in Phi-

lippsburg – sind hingegen zwei voneinander 

getrennte Wasserkreisläufe. Im Primärkreis 

dient das Wasser u. a. als Transportmittel 

für die Wärme, die bei der Kernspaltung im 

Reaktordruckbehälter entsteht. Das Wasser 

transportiert die Wärme in die sogenannten 

Funktionsweise eines Druckwasserreaktors

Primärkreislauf Sekundärkreislauf Kühlwasserkreislauf

Dampferzeuger. In dieser Verbindungsstelle 

zwischen Primär und Sekundärkreislauf 

wird die Wärme auf den Sekundärkreislauf 

übertragen. Der dort entstehende Dampf 

treibt Turbinen und diese wiederum einen 

Generator an, der den elektrischen Strom 

produziert.

Funktionsweise eines Siedewasserreaktors

Abbildung 4.2: Schematische Darstellung eines Kernkraftwerks mit Druckwasserreaktor [3]

4.1.2 Siedewasserreaktor

Der wesentliche Unterschied zwischen Siede- und Druckwasserreaktoren besteht darin, dass

bei Siedewasserreaktoren der benötigte Dampf direkt im Reaktor erzeugt und dann auf

den Turbosatz weitergeleitet wird. Abbildung 4.3 zeigt das Prinzip des Reaktors. Wasserab-

scheider und Dampftrockner, die im Reaktor oben angeordnet sind, trennen das mitgeführte

Wasser vom Dampf und führen es über einen Umwälzkreislauf wieder zurück in den Reaktor-

kern. Die im Reaktor unten angebrachten Regelstäbe mit Antrieb ermöglichen den Ausgleich

von Leistungsänderungen im Verbundnetz.

Der nachfolgende Dampfprozess funktioniert gleich wie bei Druckwasserreaktoren.
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Allgemeine Informationen

Kernkraftwerk Philippsburg 

Das Kernkraftwerk Philippsburg (KKP) liegt 

rund 30 Kilometer nördlich von Karlsruhe  

auf einer von Rhein und Altrhein umflosse-

nen Insel. Die Rheinschanzinsel entstand  

im Zuge der zwischen 1842 und 1876 durch-

geführten Rheinbegradigung. 

Auf dem Kraftwerksgelände befinden sich 

zwei Blöcke. Block 1 ist mit einem Siede-

wasserreaktor ausgestattet und stellt eine 

elektrische Leistung von 926 Megawatt be-

reit. Die Anlage ging 1979 ans Netz. Block 2 

ist ein Druckwasserreaktor; er ging 1984 in 

Betrieb. Seine elektrische Leistung liegt bei 

1.468 Megawatt.

Beide Blöcke verfügen über je einen weithin 

sichtbaren Naturzug-Nasskühlturm. Der er-

zeugte Strom wird in das 380-Kilovolt-Netz 

eingespeist. Mit einer installierten Leistung 

von insgesamt 2.394 Megawatt gehört Phi-

lippsburg zu den größten Kernkraftwerks-

standorten in Deutschland und ist für rund 

800 Mitarbeiter ein wichtiger Arbeitgeber  

in der Region. Beide Blöcke weisen Jahr für 

Jahr eine hohe Verfügbarkeit und gute Be-

triebsergebnisse auf. Am Standort wurden  

im Jahr 2009 über 18 Milliarden Kilowatt-

stunden Strom produziert; das entspricht 

etwa einem Viertel des Stromverbrauchs 

in Baden-Württemberg.

Die beiden Philippsburger Blöcke werden – 

genauso wie seit dem 1. Januar 2007 die 

Anlagen in Neckarwestheim und Obrig- 

heim – von der EnBW Kernkraft GmbH 

(EnKK) betrieben. Die EnKK beschäftigt  

rund 1.800 Mitarbeiter und hat im Jahr 

2009 über 34 Milliarden Kilowattstunden 

Strom produziert. Das ist rund die Hälfte 

des Strombedarfs von Baden-Württemberg. 

Gleichzeitig hat der Betrieb der Anlagen  

der Umwelt über 33 Millionen Tonnen des 

klimaschädlichen CO2 erspart. Haupteigen-

tümer der EnKK ist die EnBW Kraftwerke AG.

Wie funktioniert ein 
Kernkraftwerk?

Auf den ersten Blick ist ein Kernkraftwerk 

einem konventionellen Kohlekraftwerk 

sehr ähnlich. Beide Anlagen wandeln die 

im Brennstoff gespeicherte Energie in 

Wärme um. Dabei wird Wasser erhitzt und 

verdampft. Der Dampf versetzt eine Turbine 

in Drehung. Ein Generator wandelt diese 

Drehbewegung in elektrischen Strom um.

Der wesentliche Unterschied zwischen 

einem Kohlekraftwerk und einem Kernkraft-

werk liegt in Art und Einsatz des verwen-

deten Brennstoffs. Während in einem 

Kohlekraftwerk die Kohle in einem Kessel 

verbrannt wird, wird in einem Kernkraftwerk 

die im Uran gespeicherte Energie mittels 

der sogenannten Kernspaltung und einer 

kontrollierten Kettenreaktion gewonnen. 

Damit können enorme Energien direkt aus 

den Atomkernen erzielt werden. Aus einem 

Kilogramm Uran kann etwa 100.000 Mal 

mehr Energie gewonnen werden als aus 

einem Kilogramm Steinkohle. 

Siedewasserreaktor 

In einem Siedewasserreaktor – wie Block 1 

in Philippsburg – verdampft das durch die 

Kernspaltung erhitzte Wasser direkt im 

Reaktordruckbehälter. Der Dampf wird von 

dort auf Turbinen gelenkt und versetzt diese 

in eine Drehbewegung. Diese Bewegungs-

energie wandelt dann ein Generator in 

elektrische Energie um.

Druckwasserreaktor

Ein wesentliches Konstruktionsprinzip von 

Druckwasserreaktoren – wie Block 2 in Phi-

lippsburg – sind hingegen zwei voneinander 

getrennte Wasserkreisläufe. Im Primärkreis 

dient das Wasser u. a. als Transportmittel 

für die Wärme, die bei der Kernspaltung im 

Reaktordruckbehälter entsteht. Das Wasser 

transportiert die Wärme in die sogenannten 

Funktionsweise eines Druckwasserreaktors

Primärkreislauf Sekundärkreislauf Kühlwasserkreislauf

Dampferzeuger. In dieser Verbindungsstelle 

zwischen Primär und Sekundärkreislauf 

wird die Wärme auf den Sekundärkreislauf 

übertragen. Der dort entstehende Dampf 

treibt Turbinen und diese wiederum einen 

Generator an, der den elektrischen Strom 

produziert.

Funktionsweise eines Siedewasserreaktors

Abbildung 4.3: Schematische Darstellung eines Siedewasserreaktors [41]

4.1.3 Schwerwasserreaktor

Als Vertreter der Schwerwasserreaktoren wird der sogenannte CANDU-Reaktor näher

erläutert. CANDU bedeutet
”
Canada Deuterium Uranium“ und ist ein von der Atomic

Energy of Canada entwickeltes System. Abbildung 4.4 zeigt ein Kernkraftwerk mit CANDU

Reaktor. Bei diesem Reaktortyp handelt es sich um einen Schwerwasserreaktor bei dem, an-

ders als bei den zuvor genannten Typen, Deuteriumoxid (D2O, oder
”
schweres Wasser“) als

Moderator und Kühlmittel Verwendung findet.

Da
”
schweres Wasser“, das in der Natur nur in geringen Mengen vorkommt, ein um 80 mal

höheres Moderationsverhältnis als Wasser (H2O) aufweist, kann dieser Reaktortyp auch

mit nicht angereichertem Uran betrieben werden. Der CANDU gehört zur Gruppe der

Druckröhrenreaktoren, d.h. der Brennstoff befindet sich in Rohren, die horizontal ausge-

richtet sind. In diesen Rohren befindet sich auch der Moderator (Schwerwasser), der über

Rohrleitungssysteme in einen mit Speisewasser gefüllten Dampferzeuger gepumpt wird. Der

dort erzeugte Dampf wird zur Turbine weitergeleitet.

Die Druckröhren können im laufenden Betrieb ausgetauscht werden, was ein erheblicher

Vorteil dieser Technologie ist. Als Nachteil ist die geringe Abbrandrate zu nennen, die aber

durch Verwendung von angereichertem Uran erhöht werden kann. [1]
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2.7 The system that pulls it all together 
 
We pull together the various requirements related to fuel, moderation, cooling, control and 
shielding to conceive a stylized CANDU as illustrated in figure 9.  At the heart of the plant is the 
reactor core containing the fuel and the moderator.  Heat generated there is transported away by 
the cooling system to the conventional side of the plant (steam generator, turbine and electrical 
generator). 
 
Recall the layered, defense-in-depth approach wherein the radioactive fission products are kept 
from the environment by multiple protective barriers, culminated be the outer containment shell.  
 

Obviously, a real CANDU is far more complex that the illustrations and designing a nuclear 
plant is not a trivial exercise.  There are many systems and sub-systems that interact.  How do we 
keep all this organized and how do we decide how this all fits together to make an effective 
reactor, one that is safe, cost effective, and meets the design intent?  We�ll look at that issue next. 
 

Figure 9 The overall CANDU nuclear plant 
Abbildung 4.4: Schematische Darstellung eines Kernkraftwerks mit CANDU Reaktor [35]

4.2 Kraftwerksparameter

4.2.1 Allgemeines zur Stromerzeugung aus Kernenergie

Innerhalb der EU werden, aufgeteilt auf 13 Mitgliedstaaten ca. 35 % des gesamten Energie-

bedarfs aus Kernenergie erzeugt. Für die Lizenzvergabe zum Betrieb von Kernkraftwerken

gibt es verschiedene Ansätze. [29], [27]

� Beispiel USA: Dort erhalten Kernkraftwerke eine Betriebsbewilligung von 40 Jahren,

danach muss eine neue eingeholt werden. Ungefähr die Hälfte der in Betrieb befindli-

chen Kraftwerke (insgesamt rund 100 Kernkraftwerke) verfügen bereits über eine neue

Bewilligung, die ihnen eine maximale Betriebszeit von 60 Jahren erlaubt. In Europa

haben Finnland, England und Ungarn eine ähnliche Lizenzvergabe.

� Beispiel Schweiz: Ein Kernkraftwerk kann so lange betrieben werden, solange es sicher

ist. Allerdings muss mindestens nach 10 Jahren eine Revision erfolgen, bei der die

Anlage den gesetzlichen Vorschriften und dem Stand der Technik entsprechen muss.

Belgien, Spanien und Frankreich haben ein ähnliches System.

4.2.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

In der folgenden Tabelle 4.1 werden die spezifischen Investitionskosten für die verschiedenen

Reaktortypen aufgelistet. Hier wird jeweils der Mittelwert der in der Prognos Kurzstudie [64]

angegebenen Werte aufgelistet2. Der Leistungsbereich auf den sich diese Angaben beziehen

reicht von 1000 - 1600 MWel.

2Umrechnung 1 EURO = 0,60412 CHF, Stand 29.06.2007
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Tabelle 4.1: Spezifische Investitionskosten von Kernkraftwerken mit unterschiedlichen Reaktorty-
pen [64]

Reaktor-Typ spezifische Kosten in e2007/kWel

PWR und BWR 1880

EPR 1780

CANDU 1880

4.2.3 Betriebs- und Wartungskosten

Die Betriebs- und Wartungskosten der in Tabelle 4.1 angegebenen Reaktortypen liegen in

etwa alle in der selben Größenordnung von 60 - 78 e/kW/a. [64]

4.2.4 Wirkungsgrad

Der Wirkungsgrad des EPR liegt bei ca. 36 %. Beim SWR1000 sind es um 2 %-Punkte we-

niger, nämlich 34 %. [74]

4.2.5 Sonstiges

Anfahrzeiten

Die Anfahrzeit von Kernkraftwerken hängt von der Stillstandsdauer ab. Bei einem Kaltstart

wird allgemein eine Anfahrzeit von 50 h angegeben. [40]

Als Vergleich dazu werden bei Leichtwasserreaktoren folgende Anfahrzeiten genannt: [16]

� 3 h, nach einem Stillstand < 8 h

� 6 h, nach einem Stillstand zwischen 8 und 120 h

� 25 h, nach einem Stillstand von mehr als 120 h

Verfügbarkeit

Die Verfügbarkeit deutscher Kernkraftwerke (berücksichtigt wurden 17 Kraftwerke) betrug

im Jahr 2007: 76,36 %, 2008: 80,86 % und 2009: 74,21 %. [89], [90]

Im Vergleich dazu betrug die durchschnittliche Verfügbarkeit der spanischen Kernkraftwerke

in den Jahren 2003-2008 89,03 % (berücksichtigt wurden insgesamt 8 Kernkraftwerke). Die

Nichtverfügbarkeit teilt sich auf in 4,53 % Ausfall und 6,44 % Revision. [68]

Bauzeit

Die Bauzeit von Kernkraftwerken beträgt 5 - 6 Jahre. Auffallend ist hierbei, dass jene Zeit

von Beginn der Planung bis hin zum betriebsbereiten Kernkraftwerk, abhängig von diversen
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Bewilligungsverfahren (Rahmen-, Bau- und Betriebsbewilligung), zwischen 15 und 25 Jahren

liegen kann. [28], [24]

Stilllegungskosten

In der Prognos Kurzstudie [64] werden Stilllegungskosten in der Höhe von ca. 350e2007/kWel

angegeben.

Personal

Aufgrund der eher wenigen Kernkraftwerksneubauten in den letzten Jahren kam es zu Per-

sonalabbau in dieser Sparte. Dies kann dazu führen, dass in Zukunft zu wenig ausreichend

qualifiziertes Personal für den Betrieb und Bau von Kernkraftwerken zur Verfügung steht.

Diese Aussagen beziehen sich vor allem auf den amerikanischen sowie den westeuropäischen

Wirtschaftsraum. [64]



Kapitel 5

Erneuerbare Energien

5.1 Wasserkraftwerke

5.1.1 Allgemeines

Laufwasserkraftwerk

Abbildung 5.1 zeigt den Querschnitt eines Laufwasserkraftwerks.
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Die Kraftwerksanlage
Das Kraftwerk Paternion wurde von 1985 bis
1988 als zehntes und letztes österreichisches
Draukraftwerk zwischen Paternion und der slo-
wenischen Staatsgrenze bei Lavamünd errichtet.
Das in Pfeilerbauweise errichtete Flusskraftwerk
erfüllt als Mehrzweckbau zusätzlich die Funktion
eines Brückentragwerkes für die hier über die
Drau führende Landesstraße. In jedem der beiden
20 m breiten und 48 m langen Pfeiler ist ein
Maschinensatz mit vertikaler Welle, bestehend
aus Kaplanturbine und Drehstromgenerator ein-
gebaut. 

Durch die abwechselnde Anordnung der drei
Wehrfelder und der beiden Kraftwerkspfeiler
konnte eine ansprechende architektonische
Formgebung erzielt werden. In enger Zusammen-
arbeit mit Ökologen wurden Dämme, Seichtufer-
buchten, Laichplätze und zwei Fischaufstiegs-
hilfen in die Begleitgerinne naturnah gestaltet.

Allgemeine Daten

Kraftwerkstype Lauf- und Schwellkraftwerk

Ausführung Pfeilerkraftwerk

Inbetriebnahme 1987/88

Engpassleistung 23.500 kW

Erzeugung im Regeljahr 95 GWh

Ausbaufallhöhe 9,2 m

Ausbauwassermenge 320 m3/s

Technische Daten

Turbinen

Anzahl 2

Bauart Kaplanturbinen

Anordnung vertikal

Nennleistung je 12.250 kW

Nenndurchfluss je 160 m3/s

Nenndrehzahl 100 U/min

Laufrad-Ø 4,8 m

Generatoren

Anzahl 2

Nennleistung je 15.500 kVA

Nennspannung 6,3 kV

Wehranlage

3 Wehrfelder mit beweglichen Wehrverschlüssen, einer
lichten Weite von je 16 m; Verschluss: Drucksegmentschüt-
ze mit aufgesetzten Stauklappen; Verschlusshöhe 11 m

Stauziel 515,0 m ü. A.

Stauraumlänge rund 6,0 km

Höhe in m über Adria

Druck-Segmentschütz
mit aufgesetzter
Stauklappe

497,40

0 5 10m

Schlitzwand

Schlitzwand
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UnterwasserbereichOberwasserbereich
(Stauraum)
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Kolkschutz

Querschnitt durch ein Wehrfeld

Kraftwerk Paternion

Abbildung 5.1: Querschnitt des Lauf- und Schwellkraftwerks Paternion an der Drau [85]

Laufwasserkraftwerke sind Niederdruckanlagen mit geringen Fallhöhen zwischen Ober- und

Unterlauf und großen Masseströmen. Aufgrund ihres Einsatzgebietes werden zur Energieer-

zeugung meist Kaplanturbinen verbaut. Kaplanturbinen sind Axialturbinen mit verstellbaren

Leit- und Laufschaufeln. Durch die Einstellungen an der Turbine erreichen Laufwasserkraft-

werke sehr gute Wirkungsgrade. Eine Sonderform sind hier schwellbetriebsfähige Laufwas-

38
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serkraftwerke. Das Aufstauen bzw. Ablassen der Wasserzufuhr bewirkt eine an den mo-

mentanen Bedarf angepasste Leistungsabgabe. Bei Hochwasser sinkt das nutzbare Gefälle

der Anlage, da durch die erhöhte Wasserzufuhr der Pegel im Unterbecken angehoben wird,

währenddessen der Oberlauf unverändert bleibt. Laufwasserkraftwerke arbeiten als Grund-

lastkraftwerke.

Speicherkraftwerk

Speicherkraftwerke beziehen den benötigten Wasserstrom aus einem höher gelegenen Stau-

becken. Der Unterschied zu Laufwasserkraftwerken besteht in der großen Höhendifferenz

zwischen Staubecken und Kraftwerk. Aus dieser Eigenschaft resultieren lange Triebwasser-

leitungen, bestehend aus einer Niederdruck- (Stollen oder Rohrleitung) und einer Hochdruck-

leitung (Fallleitung, Druckschacht, Druckrohrleitung). Beim Übergang von flacher zu steiler

Rohrleitung wird meist ein Wasserschloss errichtet, dass für den Druckausgleich zuständig

ist.

Eine besondere Form des Speicherkraftwerks ist das Pumpspeicherkraftwerk. Der Quer-

schnitt eines Pumpspeicherkraftwerks ist in Abbildung 5.2 dargestellt.
Kopswerk II
Enpassleistung im Turbinenbetrieb: 525 MW 
Aufgenommene Motorleistung im Pumpbetrieb: 450 MW 
Generatorenleistung: 600 MVA 
Max. Bruttofallhöhe: 818 m 

 
Kopssee
Der Kopssee auf rund 1.800 m wird für das Kopswerk I aus den 
60er-Jahren und für das Kopswerk II gemeinsam genutzt. 

Nutzinhalt: 42,9 Mio. m³, Energieinhalt: 127,45 Mio. kWh

 
Einlaufbereich
Einlaufbauwerk für 80 m³/s
Sperrkammer Kops mit zwei Drosselklappen  
und Entlastungsschacht 

 
Oberwasserführung 
Die Oberwasserführung bezeichnet die Anlagen zwischen dem 

Kopssee (1.800 m) und der Krafthauskaverne in Rifa (1.000 m) 

Druckstollen – Versalstollen II
Der Druckstollen verläuft parallel zum bestehenden  
Druckstollen des Kopswerkes I. 
Länge 5.552 m
Innendurchmesser 4,90 m 

Wasserschloss Außertafamunt
Das Wasserschloss liegt am Übergang vom Druckstollen zum 
Druckschacht und besteht aus einer unteren Kammer mit zwei 
Verbindungen zum Druckstollen, einem schrägen Steigschacht, 
an dessen unterem Ende eine Drossel angeordnet ist, sowie 
einer oberen Kammer und einem Belüftungsschacht, der in den 
Fensterstollen Tafamunt mündet.
Untere Kammer: Länge gesamt 270 m 
Innendurchmesser 7,00 m
Steigschacht: Länge 192 m
Innendurchmesser 5,10 m, Längsneigung 49°

Obere Kammer: Länge 240 m, Innendurchmesser 6,10 m 

Druckschacht und Hochdruckverteilrohrleitung 
Der Druckschacht überwindet eine Höhe von ca. 700 m. 
Länge: 1.135 m, Innendurchmesser: 3,80 m
Längsneigung: 38,7°
Flachstrecke Länge 60 m, Innendurchmesser 3,80 m
Hochdruckverteilrohrleitung zur Aufteilung des Triebwassers 
und Verjüngung auf 2,20 m mit anschließenden Trennkugel-

schiebern für jeden Maschinensatz mit Innendurchmesser 1,50 m

Kavernenkrafthaus 
bestehend aus Maschinen- und Trafokaverne

Maschinenkaverne 
Felsausbruch-Volumen etwa 113.000 m³ fest; Länge ca. 88 m, 
Breite ca. 30,5 m, Höhe ca. 60,5 m 

 

Druckstollen Versalstollen II

Sperrkammer

Druck-schacht

Versalspitze

Wasserschloss
Außertafamunt

Zugangsstollen

Kavernenkrafthaus

L 188

Ausgleichsbecken
Rifa 1.005 m
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1.809 m

Gefällstufe Kops – Rifa

Maschinenkaverne

Wasserschloss
Gufel

Druckluftkammern

Druckschacht

Unterwasserstollen

Hochdruckverteil- 
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Portal
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Abbildung 5.2: Querschnitt des Pumpspeicherkraftwerk Kopswerk II [94]

Bei geringer Netzbelastung beziehen Pumpspeicherkraftwerke Strom aus dem Netz, um

Wasser vom niedrig gelegenen Unterbecken ins höher gelegene Oberbecken zu pumpen.

Pumpspeicherkraftwerke arbeiten bei starker Netzbelastung als Spitzenlastkraftwerke.

Der Vorteil hierbei ist, dass der Ertrag bei Stromeinspeisung wesentlich höher ist als die

Ausgaben im Pumpbetrieb. Sowohl bei Speicher- wie auch bei Pumpspeicherkraftwerken

kommen im Bereich von rund 100 m Francisturbinen und für noch größere Fallhöhen Pel-

tonturbinen zum Einsatz. Speicherkraftwerke sind oftmals schwarzstartfähig, d.h. sie können

zum Anlassen anderer Kraftwerke z.B. nach einem Netzzusammenbruch verwendet werden.
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654 17 Pumpspeicherkraftwerke 

mengeschlossenen Netzen konstant zu halten. Die Regelbewegungen fiir den Tur-
binenbetrieb, d. h. fur die erforderliche Kraftwerksleistung, werden iiber den Bela-
stungsgrad von zentralen Netzreglem gesteuert. Die Frequenzschwankungen kon-
nen beim auf rasche Veranderung eingestellten Regelbetrieb deutlich niedriger 
(± 0,05 Hz) gehalten werden als beim Veredelungsbetrieb (± 0,1-0,2 Hz). 

Eine besondere Betriebsart stellt der sogenannte hydraulische KurzschluBbe-
trieb dar, bei dem wahrend des Pumpens stets mindestens eine Teilmenge des 
Wassers wieder iiber die Turbine in das Unterbecken zuriickgefuhrt wird (s. Abb. 
17.9c). Entsprechend ist ein solcher Betrieb nur bei Maschinensatzen mit getrenn-
ten Pumpen- und Turbinenlaufradem sowie hierfiir geeigneten, d. h. hinreichend 
verlustarm ausgeformten Druckrohrverbindungen und insbesondere -abzAveigen 
moglich bzw. sinnvoU. Mit dieser Betriebsweise wird bei voller Leistungsband-
breite der Anlage ein letztlich uneingeschrankter Primar- und vor allem auch Se-
kundarregelbetrieb sowie eine Leistungsfrequenzregelung mit einer Verfugbarkeit 
in einem extrem kurzen Sekundenbereich ermoglicht. Zusatzlich kann mittels der 
Turbinenregelung gesteuert werden, ob gleichzeitig das Oberbecken gefiillt, ent-
leert oder auf gleichem Niveau belassen wird. Vor allem bei langen, verlustbehaf-
teten Verbindungen hin zum Oberbecken kann der hydraulische KurzschluBbe-
trieb eine wirtschaftlichere Form des Regelbetriebes darstellen als die klassische. 
Diese Betriebsweise wird bereits seit einigen Jahren in den Pumpspeicherkraft-
werken Geesthacht an der Elbe sowie Glems (s. Kapitel 4.3.1) gefahren und ist bei 
der neuen Anlagen Kops II in Vorarlberg, die 2007 in Betrieb gehen soil und 3 
Maschinensatze a 150 MW besitzen wird, vorgesehen. 

Oberbecken 

Unterbecken 

b c 

\ i 

Abb. 17.9: Schematische Darstellung der Betriebsarten eines Pumpspeicherkraftwerkes: 
a) Pumpbetrieb, b) Turbinenbetrieb, c) hydraulischer KurzschluBbetrieb 

Unter dem Blindleistungs- bzw. Phasenschieberbetrieb (Phasenausgleichs-
betrieb) versteht man eine Spannungsregulierung, indem der Generator bei abge-
kuppelten oder auch bei gekuppelten, jedoch dann entleerten Turbinen und Pum­
pen im Stromnetz lauft und vorhandene Phasenverschiebungen ausgleicht und 
Verluste bei der Stromiibertragung minimiert. (s. Kapitel 16.4.7) 

Abbildung 5.3: Das Bild (a) zeigt den Pumpbetrieb, das Bild (b) den Turbinenbetrieb eines
Pumpspeicherkraftwerks [39]

Bedeutung der Wasserkraft

Im Bereich der erneuerbaren Energien ist die Wasserkraft die einzige, die bereits heute

einen bedeutenden Beitrag liefert. 2005 wurden weltweit ca. 3.000 TWh an Energie aus

Wasserkraft erzeugt, wovon mehr als die Hälfte aus nur fünf Ländern (Kanada, USA,

Brasilien, China und Russland) stammt. [87]

Österreichweit deckt die Wasserkraft ca. 60 % des gesamten Strombedarfs, wobei ca. 70 %

des technisch wirtschaftlichen Potenzials ausgebaut sind.

Eingeteilt werden Wasserkraftwerke in Bezug auf ihre Nennleistung in

� Kleinwasserkraftwerke mit Leistungen kleiner als 10 MWel

� Großwasserkraftwerke mit Leistungen über 10 MWel

5.1.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

Die Werte der einzelnen Quellen1 weichen stark voneinander ab. Nachfolgende Angaben

verdeutlichen, in welchem Bereich diese Angaben liegen: Laufwasserkraftwerke im Bereich

von 900 - 6500e/kWel und Speicherkraftwerke bei 1400 - 3500e/kWel. Als gute Richtwerte

werden in Tabelle 5.1 Angaben zu Lauf- und Schwellwasserkraftwerken gemacht2. Natürlich

muss an dieser Stelle auch erwähnt werden, dass die Größe des Kraftwerks einen erheblichen

Einfluss auf die spezifischen Investitionskosten hat. Für Kleinst- und Kleinwasserkraftwerke

wurden nur wenige Anlagen für die Auswertung miteinbezogen. [58]

Nachfolgend zeigt Tabelle 5.2 die spezifischen Investitionskosten für Speicher- und Pumpspei-

cherkraftwerke.

1Quellen: [28],[29],[45],[24],[44],[32]
2Bericht des BMWFJ [32], Neuerrichtung eines Kraftwerks
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Tabelle 5.1: Spezifische Investitionskosten von Lauf- und Schwellwasserkraftwerken

Referenz 1 [32]

Turbine Größe min. spez. Kosten max. spez. Kosten

in MW in e/kW2003 in e/kW2003

Francis 20-80 3.530 4.970

Kaplan <15 4.600 6.200

Kaplan 15-40 3.750 4.950

Kaplan >50 2.690 3.720

Referenz 2 [58]

Typ Größe min. spez. Kosten max. spez. Kosten

in MW in e/kW in e/kW

Kleinst-KW 0-1 14.300 21.600

Klein-KW 1-10 1.800 4.300

Mittelgroße-KW 10-100 1.100 4.500

Groß-KW >100 700 2.800

Tabelle 5.2: Spezifische Investitionskosten für Speicher- und Pumpspeicherkraftwerke [58]

Typ Größe min. spez. Kosten max. spez. Kosten

in MW in e/kW in e/kW

Mittelgroße-KW 10-100 1.100 3.500

Groß-KW >100 700 2.400

Die spezifischen Investitionskosten für Wasserkraftwerke in Westeuropa sind ca. doppelt so

hoch wie jene in Osteuropa. Zurückzuführen ist dieser große Preisunterschied auf die doch

deutlich höheren Lohn- und Lohnnebenkosten in Westeuropa. [58]

Zusammensetzung der Investitionskosten

Allgemein kann man sagen, dass die Kosten sehr stark von Kraftwerkstyp und Standort

abhängig sind. Bild 5.4 zeigt wie sich die Kosten für Laufwasserkraftwerke zusammensetzen.

Vergleicht man diese mit denen von schwellbetriebsfähigen Laufwasserkraftwerken (Abbil-

dung 5.5), so liegt der Unterschied darin, dass bei den schwellbetriebsfähigen der prozentuelle

Anteil der Stauhaltung höher ist. Bei beiden Grafiken nehmen die Stauhaltung, Bautechnik

und ökologische Maßnahmen einen sehr großen Teil ein. Ein Grund dafür, warum beide Kos-

tenpunkte so hoch sind liegt darin, dass die
”
billigen“ Standorte in vielen Ländern bereits

ausgebaut wurden.
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Abbildung 5.4: Zusammensetzung der Investitionskosten von Laufwasserkraftwerken [32]
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Abbildung 5.5: Zusammensetzung der Investitionskosten von schwellbetriebsfähigen Laufwasser-
kraftwerken [32]

5.1.3 Betriebs- und Wartungskosten

Die Werte der Betriebs- und Wartungskosten variieren genauso wie die in Kapitel 5.1.2 be-

trachteten Investitionskosten. So liegen etwa in der IEA-Studie [45] bei Laufwasserkraftwer-

ken die Betriebs- und Wartungskosten zwischen 9,14 e/MWh für eine Anlage in Österreich

(Größe 14 MW) und 29,5 e/MWh für eine Anlage in Japan (Größe 19 MW). Als Vergleich

dazu gibt das DoE bei den fixen Betriebs- und Wartungskosten 10,1e/kW und bei den va-

riablen Betriebs- und Wartungskosten 1,8e/MWh3 an. [24]

Die angegebenen Werte in Tabelle 5.3 sind Mittelwerte von günstigen und erschwerten Be-

dingungen für Laufwasserkraftwerke4. Aus diesen Werten lässt sich eine Betriebsdauer von

ca. 5000 Volllaststunden errechnen. Laut einer Quelle des Verbund [87] sind Betriebs- und

Wartungskosten eher gering und werden mit < 1 ct/kWh angegeben.

Tabelle 5.3: Mittlere Betriebs- und Wartungskosten (BWK) von Laufwasserkraftwerken unter-
schiedlicher Größe [32]

Turbine Größe BWK BWK

in MW in e2003/kWel/a ct2003/kWh

Francis 30 95 1,9

Kaplan 10 104 2,1

Kaplan 20 85 1,75

Kaplan 100 58 1,15

3Annahme Umrechnung: 1 Euro = 1,35 USD
4Diese beinhalten u.a. Personal, Betriebsführung, Reparatur und Wartung der Turbinen, Reparatur und

Wartung für Diverses, Versicherung, Verwaltung und Pacht



5.1. WASSERKRAFTWERKE 43

5.1.4 Wirkungsgrad

Der Wirkungsgrad von Wasserkraftwerken hängt von der verwendeten Turbine und der Aus-

lastung der Anlage ab. Abbildung 5.6 veranschaulicht genau diesen Zusammenhang.

Abbildung 5.6: Wirkungsgradverlauf verschiedener Turbinen bei unterschiedlicher Auslastung
[99]

5.1.5 Sonstiges

Verfügbarkeit

Die nachfolgende Tabelle 5.4 zeigt die Verfügbarkeit von Wasserkraftwerken verschiede-

ner Größe und verschiedenen Typs. Als Grundlastkraftwerke sind Laufwasserkraftwerke

ca. 6000 h und schwellbetriebsfähige Laufwasserkraftwerke ca. 4800 h jährlich in Betrieb. Als

Vergleich dazu wird in einer Statistik der E-Control [25] eine Arbeitsverfügbarkeit von 91,2 %

bei Speicherkraftwerken angegeben.

Tabelle 5.4: Verfügbarkeit von Wasserkraftwerken [95]

Typ Größe in MW Verfügbarkeit in %

Laufwasser 50-99 92,42

Laufwasser 100-150 88,04

Laufwasser 150 93,56

Speicher- und Pumpspeicherkraftwerk — 95,12

Bauzeit und Lebensdauer

Die Bauzeit von Kleinwasserkraftwerken liegt bei 3 Jahren [28], die von Großwasserkraft-

werken bei 4 Jahren [28] und jene von Speicherkraftwerken zwischen 8 und 10 Jahren [45].

Die Lebensdauer wird meistens mit 50 Jahren angenommen, praktische Erfahrungen zeigen

jedoch, dass diese um einiges höher ist.
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5.2 Windkraftanlagen

5.2.1 Allgemeines

Grundsätzlich werden Windkraftanlagen in

� Onshore-Anlagen (Anlagen am Festland) und

� Offshore-Anlagen (Anlagen zu Wasser)

unterteilt.

. Horizontalachsen-Rotoren 

Bild .: Horizontalachsen-Windkraftanlage, schematischAbbildung 5.7: Schematischer Aufbau einer WKA [43]

Abbildung 5.7 zeigt die Prinzipskizze einer Windkraftanlage (WKA). Die Hauptkomponen-

ten sind Rotor, Gondel, Turm und Fundament. Die meisten Windkraftanlagen besitzen eine

horizontale Achse und drei in Propellerbauart angeordnete Rotorblätter. Mit Hilfe der Rotor-

blätter wird die kinetische Energie des Windes über eine Nabe auf die Rotorwelle übertragen.

Diese wiederum treibt einen Synchron- oder Asynchrongenerator zur Energieerzeugung an.
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Onshore

Onshore-Anlagen nehmen den größten Teil der in Betrieb befindlichen Windkraftwerke ein.

Gebaut werden diese zurzeit bis zu einer Nabenhöhe von rund 120 m und einem Rotor-

durchmesser bis 80 m. Bezüglich ihrer Leistung liegen Onshore-Anlagen im Bereich zwischen

600 kWel - 3 MWel. [30]

Offshore

Offshore-Anlagen haben in etwa die selbe Größe wie Onshore Anlagen. Das größte Problem

bei dieser Bauart ist die Fundamentierung. Bei Wassertiefen bis 30 m kommen Beton- oder

Stahlfundamente (je nach Beschaffenheit des Untergrunds) zum Einsatz. In größeren Tiefen

besteht die Möglichkeit die WKA schwimmend zu errichten, was jedoch Probleme mit der

Verankerung mit sich bringt.

Vorteile von Offshore Anlagen sind:

� bis zu 40 % mehr Energieertrag als bei vergleichbaren in Küstennähe befindlichen An-

lagen

� kein Flächenverbrauch an Land

Als Nachteile sind neben den hohen Fundamentierungs- und Netzanbindungskosten Probleme

wie Fischfang, Landschaftsschutz und Schiffsverkehr anzuführen. [30][44]

Daten zur Windenergieerzeugung

Bis Ende 2008 waren weltweit ca. 121.000 MW an installierter Windkraftanlagenleistung in

Betrieb. Das deckt ca. 3 % des weltweiten Energiebedarfs ab. In die Neuerrichtung von Wind-

anlagen wurden im selben Jahr 45 Mrd.e investiert. Interessant dabei ist, dass sich 86 % der

Gesamtleistung weltweit auf
”
nur“ zehn Länder aufteilen. Die Top-4 dieser Nationen sind

die USA (20,8 %), Deutschland (19,8 %), Spanien (13,9 %) und China (10,1 %).

Österreichweit sind ca. 1.000 MW installiert. Von den Windverhältnissen besonders

begünstigt sind Ost-Niederösterreich und das Nord-Burgenland. [46]

5.2.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

Die spezifischen Investitionskosten für Onshore- und Offshore-WKA zeigen Abbildung 5.8

und 5.95. Es erweist sich als sinnvoll, die Kosten nicht über die installierte Leistung aufzutra-

gen, sondern nur die Größenordnung, in denen sie sich befinden anzugeben. Diese Annahme

liegt in den fehlenden Details wie Turm- oder Nabenhöhe und der Leistung an den Genera-

torklemmen einer Anlage begründet. Bei großen Windparks ist es üblich, den gesamten Park

5Quellen: WE Facts[30], DoE[24], EU[28], EUSUSTEL[29], IEA[45], We1[91]
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als eine Einheit anzugeben.

Was aus der Abbildung deutlich hervorgeht ist, dass die Angaben in den einzelnen Quellen

doch gut übereinstimmen, sowohl für Offshore als auch für Onshore WKA. Betrachtet man

den Mittelwert, so liegen die durchschnittlichen Investitionskosten von Offshore-Anlagen um

ca. 900e/kWel über den von Onshore-Anlagen.
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Abbildung 5.8: Spezifische Investitionskosten für Onshore-WKA; WE Facts[30], DoE[24], EU[28],
EUSUSTEL[29], IEA[45], We1[91]
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Abbildung 5.9: Spezifische Investitionskosten für Offshore-WKA; WE Facts[30], DoE[24], EU[28],
EUSUSTEL[29], IEA[45], We1[91]
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Zusammensetzung der Investitionskosten

Abbildung 5.10 und 5.11 zeigen wie sich die Investitionskosten von Onshore und Offshore

WKA zusammensetzen.
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Abbildung 5.10: Kostenzusammensetzung einer Onshore-Windkraftanlage
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Abbildung 5.11: Kostenzusammensetzung einer Offshore-Windkraftanlage

Aufgrund der höheren Fundamentierungs- und Netzanbindungskosten ist der prozentuelle

Anteil der Windkraftanlage an den Gesamtkosten bei Offshore-Anlagen niedriger als bei

Onshore-Anlagen. Die Netzanbindungskosten hängen außerdem noch von der Entfernung

zum Einspeiseknotenpunkt ab, generell kann man aber sagen, dass diese bei großen Wind-

parks im Binnenland am günstigsten sind. Die Investitionsnebenkosten für Planung, Er-

schließung, Fundament oder Sonstiges6 sind projekt- und standortabhängig.

5.2.3 Betriebs- und Wartungskosten

Die durchschnittlichen Betriebskosten pro Jahr betragen für Onshore-Anlagen rund 2 - 5 %

und für Offshore-Anlagen 5 - 7,5 % der gesamten Investitionskosten. Zu berücksichtigen ist

hier der zeitliche Verlauf dieser Kosten. In den ersten vier Jahren nach der Inbetriebnahme

sind die Kosten aufgrund von Garantie und Gewährleistung noch relativ gering. Ab dem

5. Jahr entfallen diese Sonderleistungen, was eine Kostensteigerung zur Folge hat. Direkt

proportional zu den Reparatur- und Wartungskosten steigt natürlich auch der Versiche-

rungsbeitrag für die WKA. [44]

6Sonstige Kosten können sein: Kosten für Land (Pacht), Steuer-Rechtsberatung, Unvorhergesehenes etc.
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5.2.4 Wirkungsgrad

Windkraftanlagen haben einen durchschnittlichen Wirkungsgrad von 20 - 35 %. Der

tatsächliche Wert hängt aber noch von einigen Faktoren wie

� der Bauart der Anlage (Anzahl der Rotorblätter und Einstellungen der Anlage) und

� den Windbedingungen

ab.

Der maximale theoretische Wirkungsgrad einer Windkraftanlage ist mit 59,3 % begrenzt.

Die Nutzleistung wird mit der Formel 5.1 angegeben. [43]

P =
1

2
· ρ · v3 · A · cp (5.1)

P . . .Rotorleistung in W

ρ . . .Dichte der Luft in kg
m3

A . . . senkrechte Anströmfläche in m2

v . . .Windgeschwindigkeit in m
s

cp . . .Leistungsbeiwert7

Der maximale Leistungsbeiwert von 0,593 wird als cp,betz oder Betz’scher Leistungs-

beiwert bezeichnet. Moderne WKA erreichen Leistungsbeiwerte von 0,4 - 0,5. [62]

5.2.5 Sonstiges

Verfügbarkeit

Die technische Verfügbarkeit einer einzelnen Onshore-Windkraftanlage wird mit 98 % ange-

geben. [22]

Lebensdauer

Bei Windkraftanlagen werden 20 Jahre als Anlagenlebensdauer angenommen. [44], [45]

Windgeschwindigkeiten

Die Windgeschwindigkeiten lassen sich einteilen in: [62]

� Einschaltgeschwindigkeit: vmin = ∼ 3 m
s

, vor Erreichen dieser Geschwindigkeit ist ein

Anlaufen der Anlage nicht möglich

� Nenngeschwindigkeit: vnenn = ∼ 16 m
s

, Nennleistung am Generator

� Abschaltgeschwindigkeit: vmax = ∼ 26 m
s

, zum Schutz vor mechanischer Zerstörung

der Anlage

7Verhältnis der mechanischen Leistung des Wandlers zu der des ungestörten Luftstroms
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Energieertrag

Der Energieertrag bezeichnet die jährliche Energieerzeugung einer Windkraftanlage und ist

abhängig vom Standort. Folgende Faktoren spielen bei der Ermittlung des Ertrages eine

entscheidende Rolle: [62]

� Leistungskennlinie der Anlage (Beispiel siehe Abbildung 5.12)
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Abbildung 5.12: Leistungskennlinie einer 3 MW Windanlage [26]

� Mittlere Windgeschwindigkeit in Nabenhöhe

� Statistische Windgeschwindigkeitsverteilung (wieviele Stunden pro Jahr welche Wind-

geschwindigkeit auftritt)

Flächenbedarf

Der Flächenverbrauch einer WKA wird vom Fundament bestimmt. Als Faustformel gilt

hier: 200 m2/MW installierter Leistung. Um bei Windparks das gegenseitige Abschatten zu

vermeiden, gilt der fünffache Rotordurchmesser als Mindestabstand zwischen den einzelnen

Windkraftanlagen. [62]
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5.3 Biomassekraftwerke

5.3.1 Allgemeines

Technologien zur Stromerzeugung aus Biomasse

Abbildung 5.13 gibt schematisch einen Überblick über die Methoden, mit denen aus Biomasse

Strom erzeugt werden kann. [92]

Prof. Dr.-Ing. A. Voß 02.03.09Herausforderung Energie und Klima 14Wettbewerbsfähige und klimaverträgliche Elektrizitätsversorgung
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Abbildung 5.13: Technologien zur Stromerzeugung aus Biomasse [92]

Funktionsweise einer Biomassevergasungsanlage

Beispielhaft wird die Funktionsweise eines Biomasseheizkraftwerks mit Vergaseranlage an-

hand des Blockschaltbilds in Abbildung 5.14 erläutert.

Der eigentliche Gaserzeuger besteht aus Vergaser und Brennkammer.

� Vergaser: Das, aus der Brennkammer kommende, heiße Bettmaterial (meistens Quarz-

sand) erhitzt im Vergaser die Biomasse, welche unter Luftausschluss, jedoch unter

Zuführung von Dampf vergast. Es entsteht ein stickstoff- und teerarmes Produktgas

mit hohem Heizwert. Die Fluidisierung erfolgt mittels Wasserdampf. Jene Teile der

Biomasse die nicht vergasen, gelangen über ein Verbindungsrohr in die Brennkammer.

� Brennkammer: Das Bettmaterial und die nicht vergasten Bestandteile der Biomasse

werden mit vorgewärmter Luft fluidisiert und nach oben in den Zyklon getragen. Dort

verbrennen die Biomassereste und es entsteht Rauchgas, das vom aufgeheizten Bett-

material getrennt wird.

Das aus dem Vergaser kommende Produktgas wird mittels Wärmetauscher abgekühlt und

gefiltert (zur Entstaubung). Im nachfolgenden Produktgaswäscher wird das Produktgas wei-

ter abgekühlt, somit kondensiert der im Gas vorhandene Wasserdampf und gleichzeitig wird
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der Restteergehalt abgeschieden8. Nach dem Waschen gelangt der Gasstrom auf den Motor,

der einen Generator antreibt.

Das in der Brennkammer anfallende Rauchgas wird stufenweise abgekühlt und die im Gas

vorhandenen Ascherückstände werden gefiltert. [72]

BIOMASSE KRAFTWERK GÜSSING

Strom aus Biomasse:
Die knapper werdenden Vorräte an fossilen Energieträgern
sowie das wachsende Bewusstsein für das Problem des
Treibhaus-effekts haben in den letzten Jahren ein
verstärktes Interesse an Strom aus Biomasse geweckt.
Das Kyoto–Abkommen und ein EU–Weissbuch(„ Energie 
für die Zukunft: Erneuerbare Energieträger “) waren dabei 
wichtige Meilensteine.
Strom aus Biomasse ist CO2–neutral und ersetzt die
Abhängigkeit von Energieimporten durch lokale
Wertschöpfung.

Güssing - Zentrum für erneuerbare Energie:
Nachhaltige Energiewirtschaft ist für die
südburgenländische Stadt Güssing nicht nur ein
Schlagwort, sondern seit Jahren Realität. Eines der
größten österreichischen Biomasse - Fernwärmenetze und
eine RME - Anlage zur Erzeugung von Biodiesel wurden
bereits errichtet.
Was lag da näher, als auch ein Biomasse - Kraftwerk in
Güssing zu bauen.

Neuer Kraftwerkstyp:
Um die Stromerzeugung aus Biomasse auch in kleinen,
dezentralen Kraftwerken zu ermöglichen, wurde ein neuer
Kraftwerkstyp realisiert. Als zentraler Schritt wird ein
Vergasungsverfahren angewandt, das besonders beim
Einsatz als Kraft-Wärme-Kopplung Vorteile
gegenüberVerbrennungsverfahren bietet.
Dieser neue Kraftwerkstyp wurde jetzt erstmalig in

Güssing gebaut.
Aus 1760kg Holz pro Stunde entstehen 2000kW Strom und
4500kW Fernwärme.

Dampfvergasung:
Das Herzstück der Anlage, der Wirbelschicht - Dampf - Vergaser
besteht eigentlich aus zwei miteinander verbundenen
Wirbelschichtsystemen. Im Vergasungsteil wird die Biomasse bei ca.
850°C unter Zuführung von Dampf vergast. Durch die Verwendung von
Wasserdampf an Stelle von Luft als Vergasungsmedium entsteht ein
stickstofffreies, teerarmes Produktgas mit hohem Heizwert. Ein Teil des
verbleibenden Kokses wird über das umlaufende Bettmaterial (Sand),
das als Wärmeträger agiert, in den Verbrennungsteil transportiert und
verbrennt dort. Die dabei an das Bettmaterial abgeführte Wärme wird
zur Aufrechterhaltung der Vergasungsreaktionen benötigt. Das
Rauchgas wird getrennt abgeleitet, wobei die enthaltene Wärme zur
Auskopplung von Fernwärme genutzt wird.

Gaskühlung und -reinigung:
Für die Funktion des nachgeschalteten Gasmotors ist es notwendig,
das Produktgas zu kühlen und zu reinigen. Natürlich wird die bei der
Kühlung anfallende Wärme wiederum zur Fernwärme-erzeugung
genutzt. Danach wird das Gas zunächst in einem Gewebefilter
entstaubt.
Der anschliessend installierte Wäscher reduziert die Konzentrationen an
Teer, Ammoniak und sauren Gasbestandteilen.
Durch das spezielle Verfahren ist es möglich, alle Reststoffe in den
Prozess zurückzuführen, wodurch bei der Gasreinigung weder Abfälle
noch Abwässer anfallen.

Gasmotor:
Der Gasmotor wandelt die chemische Energie des Produktgases in
elektrische um. Darüber hinaus wird die Abwärme des Motors ebenfalls
zur Erzeugung von Fernwärme herangezogen.
Dadurch lassen sich Wirkungsgrade erzielen, die bisher bei der
Biomassenutzung unerreichbar waren. Der elektrische Wirkungsgrad
liegt bei
25 - 28%, der Gesamtwirkungsgrad (Strom und Wärme) sogar bei über
85%.
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Büro Güssing:
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Nordbahnstr. 36/3/2.5, A-1020 Wien
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Mobil: +43 (0)664 2048369
E-mail: c.aichernig@repotec.at
Web: http://www.repotec.at

Abbildung 5.14: Beispiel der Biomassevergasungsanlage Güssing [70]

Leistungseinteilung

Bezüglich ihrer Leistung werden die in dieser Arbeit behandelten Technologien wie folgt

eingeteilt: [59]

Verbrennungsanlagen:

� Leistungen bis 100 kWel: Stirlingmotorprozess, Pilotanlagen sind im Einsatz

� Leistungen von 100 - 1500 kWel: Anlagen nach dem ORC-Verfahren, wirtschaft-

lich und technisch interessant für den mittleren Leistungsbereich. Die Vorteile dieser

Anlagentechnik sind die sehr gute Teillast- und Lastwechselfähigkeit, die ausgereifte

Technologie und die hohe Automatisierbarkeit. Zurzeit sind in Österreich ungefähr 20

Anlagen in Betrieb.

� Leistungen ab 2 MWel: Dampfturbinen, hier überwiegt weitgehend der Vorteil der

ausgereiften Technologie.

8organisches Waschmedium z.B. Biodiesel
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Vergasungsanlagen: [50]

� Leistungen zwischen 100 kW - 10 MW: Festbettvergasung

� Leistungen einiger MW - 50 MW: Wirbelschichtvergasung, die Anlage in Güssing

arbeitet nach diesem Prinzip.

� Leistungen bis 130 MWtherm: Flugstromvergasung

Stromerzeugung aus Biomasse

Die Stromerzeugung aus Biomasse hat sich innerhalb der EU zwischen den Jahren 1990

und 2005 ca. verfünffacht, was einer 11% igen Steigerung pro Jahr entspricht. Deutschland,

Großbritannien, Finnland und Schweden erzeugen am meisten Strom aus Biomasse [60].

Beispiele für größere Anlagen in Österreich sind Wien-Simmering (24,5 MWel), Timelkam

(15 MWel), Kufstein (6,5 MWel) und Güssing (2,5 MWel).

5.3.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

In Bezug auf ihre spezifischen Investitionskosten werden in Abbildung 5.15 Dampfturbi-

nen-, ORC- und Biogasanlagen verglichen. Für Stirlingmotor-Biomassekraftwerke können im

kleinen Leistungsbereich bis 15 kWel, 15.000 - 19.000e/kWel und für Anlagen bis 50 kWel,

9.000 - 12.500e/kWel als Richtwerte angenommen werden [53]. Daran lässt sich erkennen,

dass diese Technologie zurzeit nur in Pilotanlagen eingesetzt wird.

6. Internationale Energiewirtschaftstagung an der TU Wien, 11. - 13. Februar 2009 
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Abbildung 5. Spezifische Investitionskosten von Heizkessel bis 100 kW inkl. Peripherie 
(Bezugszeitraum: 2000 bis 2010) 
Quellen: [4], [12], [13], [14] 
 
Abbildung 6 zeigt die spezifischen Investitionskosten von Biomasse-KWK-Anlagen. Wie schon bei 
Heizanlagen sind insbesondere bei Biogas-BHKWs und ORC-Anlagen ausgeprägte economies of 
scale zu verzeichnen. Die in der Abbildung nicht dargestellten Investitionskosten von Hackgutkesseln 
mit Stirlingmotor liegen mit über 10.000 €/kW elektrischer Leistung deutlich höher. 
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Abbildung 6: Spezifische Investitionskosten von Biomasse-KWK-Anlagen (Bezugszeitraum: 2000 bis 
2010) 
Quellen: [4] 
 
 

Abbildung 5.15: Vergleich der spezifischen Investitionskosten von Biomassekraftwerken verschie-
dener Technologien [49]
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Zusammensetzung der Investitionskosten

In den Abbildungen 5.16 und 5.17 werden die prozentuellen Kostenzusammensetzungen ei-

ner Biomasseverbrennungs- und Biomassevergasungsanlage dargestellt. Ergänzend ist noch

zu erwähnen, dass die Kosten für elektrische- und hydraulische Installation bei der Verga-

sungsanlage inkludiert sind9. [61]

5%

38%

8%11%

21%

8%

9% Gebäude, Infrastruktur

Verbrennungsofen
 und Dampfkessel
Elektroinstallation

Hydraulische Installation

CHP Module

Planungskosten

Sonstiges

Abbildung 5.16: Kostenaufteilung eines Dampfturbinenkraftwerks mit einer Leistung von 5 MWel

[59]

2%

64%

23%

7%
4% Gebäude, Infrastruktur

Vergaser

CHP Module

Planungskosten

Sonstiges

Abbildung 5.17: Kostenaufteilung einer Vergasungsanlage (Wirbelschichtvergasung) mit Gasmo-
tor mit einer Leistung von 4,5 MWel [59]

5.3.3 Betriebs- und Wartungskosten

Allgemein werden die Betriebs- und Wartungskosten mit jährlich 2 % der gesamten Investiti-

onskosten angenommen, wobei 1,5 % auf das Kraftwerk selbst und 0,5 % auf Versicherungen

entfallen [49]. Diese Angaben inkludieren jedoch keine Brennstoffkosten.

5.3.4 Wirkungsgrad

Der elektrische Wirkungsgrad von Biomasseverbrennungskraftwerken wird im Folgenden

abhängig von der eingesetzten Technologie angegeben.

� Stirling: Der Wirkungsgrad dieser Anlagen liegt zurzeit in einem Bereich von 10,5 -

12 %, zukünftig werden bis zu 18 % erwartet. [57],[59]

9Sonstiges beinhaltet u.a. Aschecontainer und Fließband, Kran, Brennstoff-Förderband, Stahlarbeiten
und Brennstoffspeicher
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� ORC: Die bereits genannte gute Teillastfähigkeit dieser Anlagen soll Abbildung 5.18

verdeutlichen. Die Axialturbine, die bei solchen Anlagen eingesetzt wird, arbeitet mit

geringen Drehzahlen und treibt den Generator direkt ohne Zwischengetriebe an, was

zu einer Erhöhung des Wirkungsgrades führt. Weiters wird durch die geringeren me-

chanischen Beanspruchungen die Turbinenlebensdauer und somit die Verfügbarkeit der

Anlage erhöht. [12]

Abbildung 5.18: Elektrischer Wirkungsgrad in Abhängigkeit der Anlagenleistung der 1.000 kWel

Anlage in Lienz [12]

� Dampfturbinenprozess: Angaben einer EU Studie [28] reichen von 24 % (5 MW Anlage)

bis hin zu 29 % (30 MW Anlage), daraus lässt sich erkennen, dass diese Anlagen zurzeit

den größten Wirkungsgrad erzielen.

Nimmt man Güssing als Vergleich für eine Biomassevergasungsanlage, so liegt der Wirkungs-

grad dort bei ungefähr 25 - 28 %. [70]

5.3.5 Sonstiges

Verfügbarkeit

Die Arbeitsverfügbarkeit beträgt für Dampfturbinen- und ORC-Anlagen ca. 95 % und für

Vergasungsanlagen ca. 90 %. [17]

Lebensdauer

Die Lebensdauer von Biomassekraftwerken mit ORC oder Dampfturbinen wird mit 20 - 30

Jahren angenommen, die von Vergasungsanlagen mit 15 Jahren, wobei bei allen Anlagen die

Maschinenteile die Lebensdauer einschränken. [17]
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5.3.6 Beispiel der Biomassevergasungsanlage in Oberwart

Die nachfolgenden Daten gingen aus einem persönlichen Gespräch mit Hr. Schwenninger

von der BEGAS-Kraftwerk GmbH hervor. Vielen Dank an dieser Stelle noch einmal dafür.

Anlagendetails:

� Biomassevergasungsanlage mit einer elektrischen Leistung von 2,3 MW und einer ther-

mischen von 1,5 MW. Thermisch versorgt das Kraftwerk nahe liegende Gebäude wie

Krankenhaus oder Einkaufszentrum.

� Der erzeugte Strom wird mit einer Vergütung von 15 ct/kWh ins öffentliche Netz einge-

speist, diese Vergütung ist über die Dauer von 13 Jahren fix. Um die Wirtschaftlichkeit

der Anlage zu gewährleisten, muss sie jährlich mindestens 7300 h in Betrieb sein. Die

Abschreibungsdauer wurde mit 13 Jahren kalkuliert.

� Wartung: Die Wartungskosten betragen jährlich ca. 3 % der Investitionskosten, Klei-

nigkeiten werden permanent gewartet, vier Mal im Jahr werden Revisionen mit einer

Dauer von ca. zehn Tagen eingeplant. Eine längere Abschaltung der Anlage soll nach

drei Jahren erfolgen

� Anfahren: Steht die Anlage ca. 2 - 3 Stunden still kann man sagen dass die Anfahr-

zeit entfällt, ist das Kraftwerk im Revisionsfall zehn Tage außer Betrieb dauert das

Anfahren ca. fünf Tage um wieder in Vollbetrieb zu sein.

� Biomasse:

– verwendet werden Hackschnitzel G50

– 10 % der benötigten Biomasse kommt aus der näheren Umgebung, 90 % wird von

Holzhändlern angeliefert.

– Kosten der Biomasse: 1 Atrotonne (Absolut trocken) darf maximal zwischen 70

und 80e kosten um den wirtschaftlichen Betrieb zu gewährleisten. Der Preis einer

Lutrotonne (Luft trocken) liegt bei ca. 40e.

– Brennstoffverbrauch: Zwischen 11.000 und 12.000 Atrotonnen im Jahr

� Bauzeit: Die Bauzeit betrug ca. 1,5 Jahre das Genehmigungsverfahren dauerte vorher

ungefähr ein halbes Jahr.

� Asche: Der Ascheanteil beträgt ca. 2 % der gesamten Holzmenge. Die Deponierung

einer Tonne Asche kostet ungefähr 60e.

� Grundstück: Superädifikat, das Grundstück ist so lange in Pacht, wie der Betreiber

des Kraftwerks will, anschließend folgt der Rückbau.

� Lebensdauer: Geschätzt wird die Lebensdauer hier auf ca. 25 Jahre.
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5.4 Solarthermische Kraftwerke

5.4.1 Allgemeines

Übersicht und Funktionsweise

Abbildung 5.19 gibt einen Überblick über die verschiedenen Technologien zur solarther-

mischen Stromerzeugung. Größere Anlagen werden hauptsächlich als Parabolrinnen- oder

Turmkraftwerke ausgeführt, weshalb diese Technologien näher erläutert werden.

Solarthermische Kraftwerke

Linien-konzentriert Punkt-konzentriert Nicht-konzentriert

Parabolrinnen Fresnelspiegel Solarturm Dish-Stirling Aufwind

Abbildung 5.19: Technologieübersicht von solarthermischen Kraftwerken

Parabolrinnenkraftwerke

Die Abbildungen 5.20 und 5.21 zeigen die Parabolrinne und ein Blockschaltbild eines Pa-

rabolrinnenkraftwerks. Diese Technologie wird zurzeit am häufigsten eingesetzt. Jene Solar-

strahlung, die parallel zur vertikalen Achse auf die parabelförmige Spiegelfläche trifft, wird

am Absorber konzentriert. Um die Spiegel möglichst optimal auszunutzen wird die gesamte

Parabolrinne einachsig der Sonne nachgeführt.

Als Wärmeträger werden in den Rohrsystemen der Parabolrinnenkraftwerke normalerweise

Thermoöle, die Temperaturen bis zu 390 °C erreichen können, verwendet. Daraus resultieren

Dampfparameter von ca. 380 °C und 100 bar. Das Thermoöl wird auf eine Überhitzerstufe, die

im Wesentlichen aus Vorwärmer, Verdampfer und Überhitzer besteht geführt. Diese erzeugen

den für den nachfolgenden Dampfprozess benötigten Dampf. Zusätzlich sind zur thermischen

Speicherung noch Salzspeicher integriert. Für die Entnahme der Wärme aus dem erhitzten

Salzspeicher wird das Flüssigsalz über einen externen Wärmetauscher gepumpt und in einem

zweiten Speicher niedrigerer Temperatur gesammelt.
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15Andasol 1 bis 3

Die Kollektoren werden vom Kontrollraum des
Kraftwerks aus computergesteuert. Dabei werden
Informationen von jeder einzelnen Kollektorein-
heit übermittelt. Die Ausrichtung bei Sonnenauf-
gang und -untergang erfolgt automatisch. Für die
exakte Steuerung der Sonnennachführung jeder
Kollektoreinheit sorgen 624 Sensoren im Solarfeld.
Sie wurden vom Kölner Technologieunternehmen
Flagsol GmbH entwickelt und geliefert, das auch
Auslegung und Bauüberwachung des Solarfelds
durchführt.

Die Kollektoren wurden so ausgelegt, dass sie
auch extremen Wetterbedingungen standhalten.

Bis zu einer Windgeschwindigkeit von 13,6 m/s
(rund 49 km/h) kann das gesamte Solarfeld regulär
betrieben werden. Bei höheren Windgeschwindig-
keiten werden je nach Windrichtung Teile der
Kollektoren in eine windgeschützte Schlafstellung
gefahren, bei Sturm, d.h. Windgeschwindigkeiten
von über 20 m/s (rund 72 km/h), wird der Kraft-
werksbetrieb eingestellt. Am Andasol-Standort
wurden in weniger als 0,3% der gesamten Tages-
zeit im Zeitraum der Jahre 2000 bis 2007 Windge-
schwindigkeiten von über 14,5 m/s (rund 52 km/h)
gemessen.

Weiterentwickelte Kollektoren

Die Technologie für die Andasol-Kraftwerke wurde
in den kalifornischen SEGS-Kraftwerken am
Standort Kramer Junction getestet. Etwa 4.000
Quadratmeter der weiterentwickelten Skal-ET-
Kollektoren, die in Andasol zum Einsatz kommen,
wurden im laufenden Betrieb in einem der Kraft-
werke (SEGS V) eingebaut. Eine Langzeitstudie
kam zu dem Ergebnis, dass die Skal-ET-Kollektoren
einen um 10 % höheren Wirkungsgrad aufweisen
als vorherige Kollektorgenerationen. 

Präzise Kollektormontage

Die exakt durchgeführte Kollektormontage ist
entscheidend für die Effizienz des Solarfelds. In
einer Montagestraße werden die Parabolspiegel
und die Halterungen für die Absorberrohre an der
Trägerstruktur aus Stahl befestigt. Am Ende der
Montagestraße wird in einer photogrammetri-
schen Einrichtung die optische Präzision der
Kollektoren überprüft.

1. Reflektor

2. Absorberrohr

3. Metallstruktur

4. Solarfeldverrohrung

Die Investition in Spanien

Abbildung 5.20: Darstellung einer Parabolrinne [76]

13Andasol 1 bis 3

Die Investition in Spanien

Die angegebenen Wirkungsgrade wurden ermit-
telt, indem man Messergebnisse aus den kalifor-
nischen Kraftwerken mit den spanischen Ein-
strahlungswerten kombiniert hat. Überprüft
wurden diese Berechnungen sowohl von einem
unabhängigen Ingenieurbüro im Auftrag des
Generalunternehmers als auch im Rahmen der
technischen Prüfung durch die projektfinanzieren-
den Banken.

Thermische Speicher ermöglichen 
planbare Stromproduktion

Ein Teil der im Solarfeld erzeugten Wärme wird bei
den Andasol-Kraftwerken nicht an den Dampfkreis-
lauf abgegeben, sondern in flüssigem Salz gespei-
chert. Eine Mischung aus rund 28.500 Tonnen
Kalium-Natrium-Nitratsalzen wird tagsüber bei
Sonnenschein erhitzt und kann nachts oder bei Be-

wölkung die für den Kraftwerksbetrieb benötigte
Wärme bereitstellen. Dazu nimmt das Flüssig-
salzgemisch mit einer Ausgangstemperatur von
ca. 290 Grad Celsius zusätzliche Wärme auf, so
dass es auf ca. 390 Grad Celsius erhitzt wird. Für
die Speicherung existieren zwei Tanks pro Kraft-
werk, die dem Prinzip einer Thermoskanne ähneln
und das Salz über mehrere Wochen hinweg warm
halten können. Ein voller Salzspeicher kann die
Kraftwerksturbine etwa 7,5 Stunden betreiben.
Damit ist in den Sommermonaten ein nahezu 24-
stündiger Betrieb der Kraftwerke möglich. Um die
Wärmespeicher aufzuladen und gleichzeitig die
Turbine betreiben zu können, ist das Solarfeld im
Vergleich zu einem Kraftwerk ohne Speicher we-
sentlich größer ausgelegt. Die jährlichen Betriebs-
stunden des Solarkraftwerks unter Volllast kön-
nen dadurch nahezu verdoppelt werden. 

Solarfeld Speichersystem Powerblock

»heißer«
Salztank

»kalter«
Salztank

Dampf-
turbine

Generator

Kühlturm

6h 9h 12h 15h 18h 21h 24h 3h 6h

Solarfeld Speichersystem Powerblock

»heißer«
Salztank

»kalter«
Salztank

Dampf-
turbine

Generator

Kühlturm

6h 9h 12h 15h 18h 21h 24h 3h 6h

Der thermische Speicher wird tagsüber aufgeladen.

Nachts kann das Kraftwerk mit der gespeicherten Energie betrieben werden.
Abbildung 5.21: Schematischer Aufbau eines Parabolrinnenkraftwerks mit thermischen Salzspei-
chern [76]

Fresnelkollektor Kraftwerk

Anstatt der Parabolrinne werden hier Fresnel-Spiegel (siehe Abbildung 5.22) verwendet.

Mehrere kleine Spiegel lenken die Solarstrahlung auf ein fest stehendes Absorberrohr, das

im Vergleich zum Parabolrinnenkraftwerk deutlich größer sein muss. Fresnel-Spiegel sind in

der Herstellung deutlich billiger als Parabolrinnen, der geringere Wirkungsgrad ist jedoch

nachteilig. [81]

Turmkraftwerke

Bei diesem solarthermischen Kraftwerkstyp werden Spiegel, sogenannte Heliostaten10 um

den Solarturm angeordnet. Diese Spiegel reflektieren die Direkteinstrahlung der Sonne auf

einen gemeinsamen Punkt, dem Receiver, der auf einem Turm positioniert ist.

102-achsig dynamisch veränderbare Spiegel
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5.2 Kraftwerk mit Fresnel- Kollektoren  

 

Beim Kraftwerk mit Fresnel Kollektoren han-

delt es sich wie beim Parabolrinnenkraftwerk 

um ein linienfokussierendes System. Fresnel 

Kollektoren bestehen aus mehreren schmalen 

ebenen Spiegelstreifen, welche die direkte 

Sonneneinstrahlung auf ein feststehendes 

Absorberrohr lenken. Durch die Aufteilung in 

schmale Spiegelsegmente kann auf die ge-

krümmte Form des Reflektors/Spiegels, im 

Gegensatz zur Parabolrinne, verzichtet wer-

den. Dies führt zu einer Verringerung von 

Windlasten, wodurch die Trägerkonstruktion 

weniger massiv und somit günstiger ausgelegt 

werden kann. Darüber hinaus sind die Ferti-

gungskosten für Flachspiegel deutlich gerin-

ger als für die gebogenen Spiegel. Das Ab-

sorberrohr beim Fresnel- Kollektor ist deutlich 

größer als bei der Parabolrinne und benötigt 

einen Sekundär- Reflektor, der oberhalb des 

Rohres angebracht ist. Dieser dient allerdings 

gleichzeitig als Wärmeisolierung, da beim Ab-

sorberrohr des Fresnel- Kollektors die Vaku-

umisolierung und die damit verbundene auf-

wendige Stahl- Glas- Verbindung (verbunden 

mit dem Nachteil eines um ca. 20% - Punkte 

schlechteren thermischen Wirkungsgrades) 

eingespart wird. Als Wärmeträgermedium 

kommt beim Fresnel- Kollektor Wasser/Dampf 

zum Einsatz. Auf einen Thermoölkreislauf mit zusätzlichen Wärmetauschern, wie bei der 

Parabolrinne im kommerziellen Bereich üblich, kann verzichtet werden, da sich die Direkt-

Verdampfung beim Fresnel- Kollektor deutlich unproblematischer als bei der Parabolrinne 

darstellt und somit bereits heute von den Entwicklern als technisch ausgereift eingestuft wird. 

Die erwarteten Möglichkeiten des Fresnel- Kollektors bezüglich der Frischdampf- Parameter 

liegen bei ca. 450°C und 70 bar. 

 

Abbildung 5-7: Absorber mit Sekundärreflektor an 

Fresnel- Kollektoren 

 

Abbildung 5-8: Fresnel- Kollektoren Abbildung 5.22: Fresnel-Kollektor [81]

Für die
”
Weiterverarbeitung“ der konzentrierten Strahlungsenergie sind folgende, neue

Anlagentypen im Einsatz:

� Atmosphärischer Luftabsorber: Luft wird hier als Wärmeträgermedium verwendet, und

erzeugt über nachfolgende Überhitzerstufen Dampf für einen Dampfturbinenprozess

� Druckaufgeladener Absorber: Das Wärmeträgermedium ist hier verdichtete Luft, mit

nachgeschaltetem GuD-Prozess

Der Vorteil von Solartürmen liegt in der hohen Strahlungskonzentration und den daraus

resultierenden hohen Temperaturen am Receiver (theoretisch: 2500 °C, praktisch: bis zu

1300 °C). Als Nachteil sind die noch eher geringen Betriebserfahrungen zu nennen. [42]

Receiver

TurmHeliostatenfeld

Konzentrierte Solarstrahlung

direkte Solarstrahlung direkte Solarstrahlung 

Heliostatenfeld

Abbildung 5.23: Darstellung des Heliostatenfelds mit dem Receiver-Solarturm [73]
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Allgemeines

Bis 2008 waren weltweit ca. 532 MW an installierter Leistung von solarthermischen Anlagen

in Betrieb. Im selben Jahr wurden 102 MW neu installiert. Diese Neuinstallationen teilten

sich auf in: 50 MW aus Parbolrinnenkraftwerken, 32 MW aus Fresnel-Kollektor Kraftwerken

und 20 MW aus Solarturmkraftwerken.[34]

Die Anzahl der jährlichen Sonnenstunden (Direkteinstrahlung) sind ein Maß für die Wirt-

schaftlichkeit solarthermischer Kraftwerke. Deshalb ist der günstigste Bereich für die Errich-

tung dieser Anlagen zwischen 40° nördlicher und 40° südlicher Breite (Sonnengürtel).

Als Beispiel für die günstigen Bedingungen in Spanien zeigt Abbildung 5.24 die monatliche

Direkteinstrahlung in kWh/m2 am Standort Andasol 1-3. Berechnet man den langjährigen

Mittelwert, so beträgt die jährliche Direkteinstrahlung 2.144 kWh/m2.

11Andasol 1 bis 3

Die Investition in Spanien

ständige Betriebsweise und geringen Wartungsauf-
wand aus. Die Einstrahlungsdaten wurden im zeit-
lichen Abstand von einer Minute erfasst, so dass
für die Projektentwicklung sehr präzises Daten-
material zur Verfügung stand. Meteostationen von
Solar Millennium werden weltweit auch von
renommierten Forschungsinstituten nachgefragt
und sind inzwischen an ca. 40 Standorten in Betrieb.

Die meteorologische Messstation am Standort
Andasol ist seit März 2000 in Betrieb. Die gemes-
senen Einstrahlungswerte sind in der Grafik unten
aufgetragen. 

Zusätzlich zu den lokalen Messdaten wurden
Satellitendaten herangezogen, um einen lang-
jährigen Mittelwert der Solarstrahlung zu bestim-
men. Dazu wurden Satellitendaten des DLR für
den Zeitraum von 1983 bis 2001 ausgewertet und
daraus die Direktstrahlung errechnet. Anhand der
Satellitendaten und der lokalen Messdaten ergab
sich als langjähriger Mittelwert für den Standort
eine jährliche Strahlungssumme von 2.144 kWh
pro Quadratmeter. 

Die Messstation am Andasol Standort bleibt nach
der Inbetriebnahme der Kraftwerke im Einsatz
und stellt Informationen für den Betrieb zur Ver-
fügung, so zum Beispiel zur Windgeschwindigkeit.

Bild oben: Eine Meteomessstation der Solar Millennium AG.
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Abbildung 5.24: Monatliche Direkteinstrahlung am Standort Andasol [73]

Speziell in Spanien wurden gute Voraussetzungen seitens der Regierung geschaffen, um die

Stromerzeugung aus solarthermischen Kraftwerken interessant zu machen. Jede eingespei-

ste kWh wird dort mit 21 ct garantiert auf 25 Jahre vergütet. Als Voraussetzungen dafür

dürfen maximal 15 % Erdgas für zusätzliche Dampferzeugung zugefeuert werden, und die

Anlagengröße wurde mit 50 MW limitiert. [42]

5.4.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

Es erweist sich als schwierig, Werte für die spezifischen Kosten von solarthermischen Kraft-

werken anzugeben, da noch kaum verlässliche Zahlen vorliegen. Zum einen muss die verwen-

dete Technologie berücksichtigt werden und zum anderen ob thermische Speicher verbaut
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wurden oder nicht. Tabelle 5.5 zeigt Richtwerte diverser Technologien11. Vergleichbar hierzu

ist das in Kapitel 5.4.6 angegebene Andasol Projekt.

Tabelle 5.5: Spezifische Investitionskosten solarthermischer Kraftwerke [44]

Technologie minimale Kosten maximale Kosten

in e2006/kW in e2006/kW

Parabolrinne 2600 3000

Parabolrinne mit Speicherung 3600 4600

Solarturm 3700 4200

Solarturm mit Speicherung 6600 8500

Dish-Stirling 9300 11200

Zusammensetzung der Investitionskosten

Linien-konzentrierte Kraftwerke

Die Kosten von Linien-konzentrierten Systemen teilen sich wie folgt auf: [42]

� 10 - 20 % für den Kraftwerksblock (Wasser-Dampf Kreislauf inklusive Turbine und Gen-

erator)

� 10 - 20 % für den thermischen Speicher

� 60 - 70 % für das Solarfeld, davon sind

– 40 % für die Solarkollektorkonstruktion

– 20 % für die Spiegel

– 20 % für die Absorberrohre

– 20 % für sonstige Verrohrung und Arbeitsmittel

Als Vergleich zu oben gemachten Angaben können vom PSI [44] ähnliche Werte entnommen

werden.

Die Investitionskosten von Fresnel-Kollektor Systemen sind aufgrund niedrigerer Fertigungs-

kosten der Spiegel um einiges geringer als die von Parabolrinnen-Systemen. Richtwerte liegen

bei etwa 150e/m2 bei Fresnel- und 220e/m2 bei Parabolrinnen-Anlagen. [42]

Punkt-konzentrierte Systeme

Es ist schwierig, aufgrund mangelnder Erfahrungswerte Angaben bei Turmkraftwerken zu

machen. In Abbildung 5.25 werden Richtwerte veranschaulicht.

11Quelle: entnommen von PSI [44] und umgerechnet
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Abbildung 5.25: Zusammensetzung der Investitionskosten von Solarturmkraftwerken [44]

5.4.3 Betriebs- und Wartungskosten

Die Betriebs- und Wartungskosten werden abhängig von ihrer Technologie in Tabelle 5.6

gegenübergestellt.

Tabelle 5.6: Betriebs- und Wartungskosten solarthermischer Kraftwerke [63]

Technologie Anlagengröße jährliche Kosten

in MW in e2005/kW

Parabolrinne (Thermoöl) 50 ∼ 80

Parabolrinne (Direktdampf) 47 ∼ 75

Fresnel-Kollektor 50 ∼ 58

Turmkraftwerk (druckaufgeladener Absorber) 17 ∼ 170

Dish-Stirling 50 ∼ 230

Der jährliche Aufwand für Material und Versicherung beläuft sich auf jeweils 1 % der gesam-

ten Investitionssumme. [63]

5.4.4 Wirkungsgrad

Abhängig von der eingesetzten Technologie sind nachfolgend die Wirkungsgrade aufgelistet.

� Parabolrinnen: 10 - 15 % bei Verwendung von Thermoöl und 14 - 18 % bei Direktver-

dampfung

� Fresnel-Kollektoren: 10 - 11 % bei Direktverdampfung

� Turmkraftwerke: Luft-, Salz- oder Dampfreceiver 14 - 18 % und bei druckaufgeladenem

Absorber 25 %

� Dish-Stirling: 16 - 23 %

� Aufwindkraftwerk: ungefähr 1 %

Die in Abbildung 5.26 dargestellten Kennlinien stellen den Kollektorwirkungsgrad von Para-

bolrinnen und Fresnel-Kollektoren gegenüber. Die in der Einführung zu diesem Kapitel an-

gesprochenen Wirkungsgradverluste bei Fresnel-Kollektoren sind deutlich erkennbar.[42],[81]
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FVS Themen 2002
Michael Geyer • Parabolrinnensysteme 

Bei einachsiger Nachführung der Aperturfläche
können die jährlichen Kosinusverluste der Direkt-
strahlung gegenüber feststehenden Apertur-
flächen reduziert werden: Bei Nachführung von
Ost nach West und 5° Nord-Süd Neigung der
Nachführ-Achse liegen die jährlichen Kosinus-
verluste deutlich unter 10%. Die jährliche ver-
fügbare Direktstrahlung einer solchen einachsig
nachgeführten Aperturfläche ist damit identisch
zur jährlich verfügbaren Globalstrahlung einer
feststehenden Aperturfläche, die in Nord-Süd-
richtung um 30° geneigt ist.

Bei einer Ost-West-Ausrichtung der Parabolrinne
oder bei abschnittsweiser Ost-West Nachführung
nach dem Fresnel-Prinzip ergeben sich deutlich
höhere jährliche Kosinusverluste in der Größen-
ordnung von ca. 30%, die die verfügbare jährli-
che Direktstrahlung für dieses Nachführungs-
prinzip auf unter 2000 kWh/m2a einschränken.
Um vergleichen zu können, welchen jährlichen
Energieertrag nun ein Flachkollektor, ein Para-
bolrinnenkollektor und ein Fresnelkollektor aus
der ihnen verfügbaren jährlichen Einstrahlung
in Abhängigkeit der gewählten Betriebstempe-
ratur gewinnen können, sind in den Vergleichs-

rechnungen die konkreten Kollektor-Wirkungs-
gradkurven für einen typischen Flachkollektor
(Abb. 6), den EuroTrough ET150 Parabolrinnen-
kollektor auf der Plataforma Solar de Almería
mit UVAC-Absorberrohr der Firma Solel aus
Israel sowie den Solarmundo Fresnel-Kollektor
zugrundegelegt (Abb. 7). Die Wirkungsgradkurve
des Solarmundo Fresnel-Kollektors wurde bis-
lang nur eingeschränkt experimentell bestätigt;
insbesondere steht hier für das geplante Direkt-
verdampfungskonzept ein experimenteller
Nachweis aus.
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Tabelle 2
Vergleich der jähr-
lich verfügbaren
Einstrahlung

Abbildung 7
Thermischer Kollektor-
wirkungsgrad in Ab-
hängigkeit von Betriebs-
temperatur und Ein-
strahlung (rechts) für
den Euro Trough 150
und (links) für den
Solarmundo Fresnel-
Kollektor (aus berech-
neten Daten)

Vergleich der jährlich verfügbaren Einstrahlung am Standort Hurgada (Ägypten 27, 14°N, 33,51°O), 
die in Abhängigkeit von Nachführung und Aufstellung in die Aperturfläche der verschiedenen Kollektortechnologien fällt (berechnet
mit Meteonorm auf Basis von mittleren Monatswerten).

Abbildung 6
Thermischer 
Kollektorwirkungsgrad
in Abhängigkeit von
Betriebstemperatur
und Einstrahlung für
einen typischen Flach-
kollektor (hopt=0.65
und 8 W/m2K Verluste)
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Abbildung 5.26: Thermischer Kollektorwirkungsgrad in Abhängigkeit von Betriebstemperatur
und Einstrahlung, Parabolrinnen (links) und Fresnel-Kollektoren (rechts) [42]

5.4.5 Sonstiges

Verfügbarkeit

Nimmt man als Beispiel den Solar Energy Generating Systems (SEGS) Parabolrinnen-

Kraftwerkspark (USA), so liegt die technische Verfügbarkeit dieser Anlage bei 98 %. Bei der,

seit 1991 in Betrieb befindlichen Anlage wurde noch keine Leistungsminderung bei Spiegeln

festgestellt. Die Bruchrate der Spiegel beträgt ca. 1 % pro Jahr. [66]

Konzentrationsfaktor

Bei solarthermischen Kraftwerken wird immer wieder der Begriff des Konzentrationsfaktors

(C) angegeben. Der Konzentrationsfaktor ist definiert als Verhältnis von Aperturfläche zu

Absorberfläche.

C =
AApertur

AAbsorber

(5.2)

Die Aperturfläche ist jene unbeschattete Fläche, durch die Licht in den Kollektor eintritt.

Die Absorberfläche ist die projizierte unbeschattete Fläche des Absorbers.

Der Konzentrationsfaktor von Parabolrinnenkraftwerken liegt bei 80 - 100, der von Solar-

turmkraftwerken bei einigen 100 - 2000. [42]

5.4.6 Beispiel Andasol-Projekt

Das Andasol-Projekt ist eines der größten und teuersten Solarthermieprojekte weltweit. Für

die 50 MW Anlage beläuft sich das Investitionsvolumen auf ungefähr 300 Mio.e. Drei dieser

Anlagen wurden bis dato in Betrieb genommen (Aufbau siehe Abbildung 5.20 und 5.21),

nachfolgend die Daten der ersten Anlage. [76]

� Kraftwerk Andasol 1:

– Turbinenleistung: 49,9 MW
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– Betriebsstunden: 3.500 Volllaststunden pro Jahr

– Wirkungsgrad: 15 % im Jahresmittel

– Lebenserwartung: mindestens 40 Jahre

� Solarfeld:

– Technologie: Parabolrinnen

– Solarfeldgröße: 510.120 m2

– Anzahl der Parabolspiegel: 22.464

– Wärmespeicher: 28.500 t Salz für 7,5 Volllaststunden

5.5 Photovoltaikanlagen

5.5.1 Allgemeines

Abbildung 5.27 zeigt vereinfacht den Aufbau einer Photovoltaikanlage (PV Anlage).

Spannungsregler

Solarpanele

Wechselrichter Transformator

Eigenbedarf

Netzeinspeisung

Abbildung 5.27: Blockschaltbild einer PV-Anlage

Photovoltaikanlagen nutzen den photovoltaischen Effekt um aus Sonnenlicht Strom zu

erzeugen. Bei einer einzelnen Siliziumzelle liegt die abgreifbare Spannung zwischen 0,5 V

und 0,6 V. Viele solcher Zellen werden mittels Reihen- und Parallelschaltung zu sogenannten

Solarmodulen oder Solarpanelen verschaltet.

Grundsätzlich werden folgende Typen bei Solarzellen unterschieden:

� Monokristalline Zellen: Hochreines Halbleitermaterial (Einkristall), deshalb energieauf-

wendig und teuer

� Polykristalline Zellen: Mehr Verunreinigungen im Material, daher etwas billiger

� Dünnschichtzellen: Silizium wird aus der Schmelze auf einen Träger aufgebracht

– Galliumarsenid (GaAs): Hocheffizient, Einsatz in Satelliten

– Kupfer-Indium-Selenid (CIS): kommerzieller Einsatz

– Cadmium-Tellurid (CdTe): Derzeit nur in Pilotanlagen eingesetzt
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Zusätzlich zu den oben genannten gibt es noch amorphe, also nicht kristalline Zellen. Diese

werden in dünnen Schichten auf z.B. Glas aufgetragen und finden bei Uhren und Taschen-

rechnern Verwendung. [99], [79]

Marktsituation in Österreich

Der Photovoltaik-Markt in Österreich teilt sich auf in Stromerzeugung aus PV-Anlagen und

PV-Modulerzeugung. 2008 wurden Anlagen mit einer kumulierten Leistung von 4,69 MWp
12

neu installiert. Mit einer Gesamtleistung von 32 MWp liegt Österreich im internationalen

Vergleich noch deutlich zurück. Vergleicht man die Neuinstallationen an PV-Anlagen mit

jenen von Deutschland, so wurde hierzulande im Jahr 2008 nur 1/50 jener Leistung in Betrieb

genommen.

Ein Vergleich mit Bayern verdeutlicht dies:

� Im Freistaat Bayern werden beinahe 2 % des jährlichen Strombedarfs aus PV Anlagen

erzeugt, in Österreich sind es gerade mal 2�. 110 der 159 PV Freiflächenanlagen13

deutschlandweit stehen in Bayern, das allein zeigt, dass die Förderungen und Einspei-

severgütungen sehr gut sind. [4], [9]

In Bezug auf die Produktion von Solarmodulen kann Österreich deutlich bessere Zahlen

vorweisen. 2008 wurden Module mit einer Gesamtleistung von 65 MW produziert. Diese

Tatsache zeigt, dass Österreich eine gute Position als Modulerzeuger einnehmen kann. [9]

5.5.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

Abbildung 5.28 zeigt den Verlauf der Kosten in Abhängigkeit von der Anlagengröße14.

Die Durchschnittskosten einer netzgebundenen PV-Anlage betragen in Österreich ungefähr

5000 - 5100e/kWp. Die Investitionskosten sinken mit zunehmender Anlagengröße. Erhebli-

ches Kosteneinsparungspotenzial weist bei großen PV-Anlagen die Montagelogistik auf. Diese

kann soweit optimiert werden, dass von
”
Fließband-Montage“ die Rede ist. Laut JUWI So-

lar verringerte sich die Montagezeit einer 2 MWp Anlage in den Jahren 2004 - 2006 von 3

Monaten auf 3 Wochen. [4]

12Wp ist eine Einheit für die maximale Leistung unter Testbedingungen bei 25° Zellentemperatur,
1000 W/m2 Bestrahlungsstärke und einem Sonnenlichtspektrum von 1,5 AM

13Stand 2001 - 2006
14Quellen: CERI [19], DoE [24], EU [28], IEA [45], Marktstudie AT [9], EUSUSTEL [29], Projekte DE:

Projekte in Brandis, Mehringer Höhe und Gundelfingen
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Abbildung 5.28: Spezifische Investitionskosten von PV-Anlagen, Studienauswertung und Bei-
spielanlagen; CERI[19], DoE[24], EU[28], IEA[45], Marktstudie AT[9], EUSUSTEL[29]

Zusammensetzung der Investitionskosten

In Abbildung 5.29 ist die prozentuelle Zusammensetzung der Investitionskosten für PV

Dachanlagen dargestellt. Vergrößert man die Anlage, d.h. von einer Dach- auf eine Frei-

flächenanlage, so liegt der Anteil der Modulkosten immer noch zwischen 50 - 60 %15.

51%

20%

6%

15%

8%

Solarmodule

Dachaufbau

Elektrische
Installation

Wechselrichter

Projektierung und
Bauleitung

Abbildung 5.29: Kostenaufteilung einer netzgebundenen PV Dachanlage [44]

5.5.3 Betriebs- und Wartungskosten

PV Anlagen sind im Regelfall sehr wartungsarm. Um zu zeigen in welcher Größenordnung

sich die Betriebskosten befinden, wird von 1 % der Investitionssumme pro Jahr ausgegangen

[33]. Diese Kostenangabe beinhaltet: Personal, Wartung, Versicherung und gegebenenfalls

Pacht. [4]

15Als Referenz:http://www.solarbuzz.com/Moduleprices.htm Stand 03/2010
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5.5.4 Wirkungsgrad

Eine Erhöhung des Wirkungsgrads bei PV-Modulen hat zwei wesentliche Auswirkungen.

Zum einen wird die Effizienz der ganzen Anlage gesteigert, zum anderen kann die benötigte

Fläche verringert werden. Tabelle 5.7 stellt die aktuellen Wirkungsgrade mit den theoretisch

erreichbaren gegenüber.

Tabelle 5.7: Aktuelle und theoretisch mögliche Wirkungsgrade von PV Modulen und Zellen [62],
[99]

Technologie Modulwirkungsgrad max. theoretischer

Zellwirkungsgrad im Labor

in % in %

Monokristallines Silizium 17 ∼25

Polykristallines Silizium 14,5 ∼21

Amorphes Silizium 8-9 ∼12

Dünnschichtzellen (CIS) 11 11-18

5.5.5 Sonstiges

Verfügbarkeit

Die Verfügbarkeit von PV Anlagen wie auch von solarthermischen Anlagen hängt sehr stark

vom geographischen Standort ab. Das Bild 5.30 zeigt die direkte Sonneneinstrahlung ange-

geben als Zeitdauer pro Jahr im Mittelmeerraum.

 

ECOSTAR 
 

Road Map Document 
 (WP 3 Deliverable Nº 7) 

 

Issue: 1.25 
Date: 15.02.2005 

Page 24 of 144 

 

24 

 

3. The value of CSP for bulk electricity production 
Concentrating solar power systems are similar to small to medium size conventional power 
plants and benefit therefore in a variety of ways. 
This comprehends: 
 
1. the potential capacity of CSP in Europe  

The potential of CSP in Europe (EU-15) is estimated to be above 2000 TWh/years mainly in 
Spain, Italy and Greece including Mediterranean islands. This potential figure has only 
considered unused, unprotected flat land area with no hydrographical or geomorphologic 
exclusion criteria with a direct radiation level above 1800 kWh/m²a. When including the 
import of solar electricity form northern Africa, the potential is considered almost infinite (see 
Figure 3-1). Comparing this to other renewable energy option (see Table 3-1) even without 
import this is a significant potential to provide dispatch-able renewable bulk electricity to the 
European grid. 
 

 
 

Figure 3-1: Direct Normal Radiation potential for the Mediterranean Area in 2002 (derived form 
satellite data) [3]. 

2. the connection to the electric grid  
CSP systems consist of a conventional power cycle (in most cases a Rankine cycle) of a 
power size 10 – 100 MWel. Grid connection is performed on a high voltage level using the 
same equipment as conventional power pants. The availability of a power line with sufficient 
capacity is an essential criterion for the site selection (as is the availability of low-cost land 
and a high radiation level). To minimize O&M costs it appears beneficial to locate several 
power blocks next to each other. In Kramer Junction in California 150 MWel of installed 
capacity of parabolic trough power plants in five blocks are operated in one joint area. These 
plants proved high availability of more than 98% during sunshine hours for many years. The 
area needed for CSP installations is approximately 8-12 m²/MWh of solar electric power 
output. 
 

 

Abbildung 5.30: Sonnen-Direkteinstrahlung in Abhängigkeit der geographischen Lage [63]
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Lebensdauer

Die Angaben reichen hier von 20 - 40 Jahren, als guter Richtwert können 25 Jahre angenom-

men werden.

Beispiel einer 40 MW Anlage

In Bild 5.31 wird die Freiflächen PV Anlage in Brandis (Deutschland, Sachsen) dargestellt.

Eckdaten der Anlage: [47]

� Nennleistung: 40 MWp

� Investitionsvolumen: ∼ 130 Mio. e

� Platzbedarf: 110 Hektar (ca. 200 Fußballfelder)

� Lebensdauer/Nutzungsdauer: mindestens 20 Jahre

� Technologie: Dünnschicht

� Vergütung: 35,49 - 37,96 ct/kWh

Abbildung 5.31: 40 MW PV Anlage in Brandis (Quelle: solarbuzz.com)
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5.6 Geothermische Kraftwerke

5.6.1 Allgemeines

Als Geothermie wird die in der Erdkruste gespeicherte Wärme bezeichnet. Diese rührt zum

einen aus der Erdentstehung und zum anderen aus, durch radioaktiven Zerfall frei werdende

Energie.

Je nach Vorkommen werden bei geothermischen Kraftwerken verschiedene Verfahren unter-

schieden:

� Nasse Vorkommen, sogenannte thermale Quellen, die direkt über Erdwärmesonden und

Wärmepumpen für Heizzwecke oder in der Kraftwerkstechnik (ORC- und Kalinapro-

zess) verwendet werden können.

� Trockene Vorkommen im heißen Tiefengestein, ein Verfahren zur Stromerzeugung ist

das sogenannte Hot-Dry-Rock Verfahren (HDR).

Im Folgenden wird kurz das HDR-Verfahren, wie schematisch in Abbildung 5.32 dargestellt,

erläutert.

Bohrtiefe ~ km

1

2

34

5

WasserDampf

6

78

G

1… Dampferzeuger

2… Förderpumpe

3… Injektionsbohrung

4… Reservoir / Heisses Gestein

5… Förderbohrung

6… Turbine / Generator

7… Kondensator

8… Speisewasserpumpe

Abbildung 5.32: Schematische Darstellung des HDR-Verfahrens

Bei diesem Verfahren wird Wasser über die Injektionsbohrung eingebracht, und vom Tiefen-

gestein aufgeheizt. Eine zweite oder dritte Bohrung (Förderbohrung) befördert den heißen

Dampf wieder nach oben. Somit kann dieser zum Heizen oder zur Stromerzeugung verwendet

werden.

Geothermische Stromerzeugung

Bei der weltweiten Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien leistet die Geothermie mit

1,8 % momentan den geringsten Beitrag. Mit einem Zuwachs von 5 % pro Jahr beträgt die

derzeit weltweit installierte Gesamtleistung ca. 10 GW [78]. Die wichtigsten Länder mit

geothermischer Stromerzeugung sind: USA, Philippinen, Indonesien, Mexiko, Italien, Japan
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und Island. Die Plattentektonik der Erde bietet dort gute Voraussetzungen, was Abbildung

5.33 sehr deutlich zeigt16

Österreichweit sind zurzeit zwei Anlagen in Betrieb:

� Altheim (Innviertel), 0,5 MW Anlage

� Bad Blumau (Südoststeiermark), 0,18 MW Anlage

6. Internationale Energiewirtschaftstagung an der TU Wien G02 IEWT 2009 
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Plattengrenzen sind gekennzeichnet durch Bruchvorgänge, Erdbeben und häufig durch 
Vulkanismus. Dadurch ist die Erdkruste wasserdurchlässiger als vielfach sonst und 
Warmwasserquellen sind zahlreich vorhanden. Magmatische Intrusionen (Aufdringen von 
Magma in der Erdkruste), welche Temperaturen von über 1000 °C in wenigen km Tiefe mit 
sich bringen können, heizen das Grundwasser in darüber liegenden Gesteinsformationen 
auf. Dies führt zu einer Aufwärtsbewegung von Warm- oder Heißwasser an den 
Bruchsystemen und somit auch zu einer konvektiven (zusätzlich zur konduktiven) 
Wärmeleitung gegen die Erdoberfläche und einer entsprechenden Erhöhung des lokalen 
geothermischen Gradienten. Die meisten Plattengrenzen liegen unter dem Meeresspiegel, 
wo sie jedoch als Inseln aufragen (z.B. Island über dem Mittelatlantischen Rücken) oder eine 
aktive Plattengrenze durch kontinentale Kruste verläuft (z.B. Ostafrikanisches 
Grabensystem), sind vielfach geothermale Hochtemperaturfelder an diesen Grenzen 
angeordnet. Abseits der Plattengrenzen sind vor allem Areale mit Hot Spot Vulkanismus zu 
erwähnen (z.B. Hawaii oder Yellowstone). 

 
Abbildung 2: Anordnung der Erdkrustenplatten gemäß plattentektonischen Vorstellungen, 

bedeutende geothermale Felder und Stromerzeugungskapazität (in MWel) der 24 Länder mit 
Geothermiekraftwerken. Die Plattengrenzen sind als mittelozeanische Rücken (doppelte Grenzlinien), 

Subduktionszonen (gezackte Linien) und Transformstörungen (einfache Linien) gekennzeichnet. 
Bewegungsrichtungen und Beträge in cm/a sind durch Pfeile und beigefügte Zahlen angegeben 
(Abbildungsgrundlage aus Bahlburg & Breitkreuz 2004). Rote Kreisringe bezeichnen die Lage 

bedeutender Ressourcen (nach Dickson & Fanelli 2004). Rote Zahlen: Installierte Kapazität des 
Jahres 2007 (nach Bertani 2007). Prozentueller Anteil an der nationalen Gesamtkapazität, im 

Allgemeinen bezogen auf das Jahr 2005 (nach Bertani 2005), für die drei Länder mit den höchsten 
Zuwachsraten (Island, Papua Neuguinea und Portugal) Werte aus 2007 (nach Bertani 2007). 

Regionenangaben in Klammern (z.B. Guadeloupe bei Frankreich) bedeuten, dass die gesamte oder 
der größte Teil der Aktivität in diesen Teilgebieten stattfindet. 

Abbildung 5.33: Erdplatten mit den Standorten von geothermischen Kraftwerken [78]

5.6.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

Bei diesen Kraftwerksanlagen ist es aufgrund der stark unterschiedlichen geologischen Gege-

benheiten schwierig, aussagekräftige Werte zu bekommen.

Die Angaben in einer Quelle reichen von 1000e/kW - 3700e/kW [23] wobei nicht explizit

angeführt wird, um welche Technologie es sich handelt. In einem Bericht des PSI [44] wird

bei einer HDR-Anlage von ca. 4250e/kW ausgegangen.

Anhand dieser, doch sehr großen Bandbreite der Investitionskosten, lassen sich einzelne Wer-

te schlecht vergleichen. Im Folgenden werden drei Referenzprojekte dargestellt, um zu ver-

anschaulichen wie hoch die Kosten sein können.

� Unterhaching (Deutschland, Kalina-Anlage): Die Anlage in Unterhaching star-

tete bereits 2007 mit der geothermischen Wärmeversorgung und wurde zwischen 2006

16Erklärung Bild: Rote Kreise: Lage bedeutender Ressourcen; Rote Zahlen: Installierte Kapazität des
Jahres 2007 in MWel; Werte in Klammer: Prozentueller Anteil an der nationalen Gesamtkapazität



5.6. GEOTHERMISCHE KRAFTWERKE 70

und 2008 mit einer Kalina Anlage (3,4 MW) zur geothermischen Stromerzeugung er-

weitert. Das gesamte Investitionsvolumen betrug 16 Mio. e, somit betragen die spezi-

fischen Investitionskosten ca. 4.700e/kW.

� Soultz-sous-Forets (Frankreich, HDR-Anlage): Bei diesem Projekt wurde bereits

1984 mit geologischen Voruntersuchungen begonnen. 2008 ging das Kraftwerk mit einer

Nennleistung von 1,5 MWel als Dublettenanlage in Betrieb. Bis dato wurden 80 Mio.e

an Fördermitteln in das Projekt investiert17. [10]

� The Geysers (USA): Das Feld
”
The Geysers“ erzeugt bereits seit Anfang der

60er Jahre Elektrizität aus
”
trockenem Dampf“. Allein die Kosten für Entwurf, Kon-

struktion und Bohrungen des dort neu entstehenden 35 MW Kraftwerks werden auf

150 Mio. $ (∼ 110 Mio. e18) geschätzt. [96]

Zusammensetzung der Investitionskosten

Um die gesamten Projektkosten besser zu veranschaulichen, werden in Abbildung 5.34 die

Kosten für ein hydrothermales Geothermiekraftwerk prozentuell aufgeschlüsselt. Bohrkosten

für HDR-Anlagen liegen ungefähr um den Faktor 4-7 höher als jene für hydrothermale An-

lagen. Dieser Faktor ist jedoch nur ein Richtwert, vereinzelt kann er um einiges höher sein.

[44]

10%

57%

33%

Planungskosten

Bohrkosten

Kraftwerkskosten

Abbildung 5.34: Zusammensetzung der Investitionskosten von hydrothermalen geothermischen
Kraftwerken [31]

Als Vergleich zu den in Abbildung 5.34 angegebenen Werten wird ein 5 MW Projekt am

Standort Fenton Hill, New Mexiko, das mit einem Bohr-Triplett arbeitet, herangezogen19.

Die Gesamtkosten teilen sich folgendermaßen auf: 10 % für Standortsuche und -festlegung,

35 % für das Kraftwerk und 55 % für die Bohrkosten [44].

Angaben über Kostenentwicklungen für die Zukunft erweisen sich als äußerst schwierig, da

die Bohrkosten nur sehr unsichere Prognosen zulassen.

17Stand 04/2009
181 USD = 0,730923 EUR
19Stand der Kosten 2005
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5.6.3 Betriebs- und Wartungskosten

Die jährlichen Kosten für Betrieb und Wartung sind bei geothermischen Kraftwerken eher

gering und werden als konstant, d.h. als jährliche Fixkosten, angenommmen. Den größten

Anteil dabei haben die Reparaturarbeiten an den Bohrlöchern. Als Vergleich dient erneut

das in Kapitel 5.6.2 angeführte Beispiel am Standort Fenton Hill.

� Allgemeine Kosten: 30 e/kW/a (18 %)

� Kraftwerk: 33 e/kW/a (19 %)

� Bohrloch: 108 e/kW/a (63 %)

5.6.4 Wirkungsgrad

Anhand der Abbildung 5.35 kann man erkennen, dass die Bohrtiefe einige km betragen muss,

um ausreichend hohe Temperaturen für Wirkungsgrade zwischen 13 und 14 % zu erreichen.

Vergleicht man diese Werte mit denen einer GuD-Anlage oder eines Kohlekraftwerks, so ist

erkennbar, dass die geothermische Stromerzeugung aufgrund der niedrigen Temperatur der

Wärmequelle doch deutlich ineffizienter ist.

Abbildung 5.35: Im linken Bild wird der Wirkungsgradverlauf in Abhängigkeit der Thermalwas-
sertemperatur dargestellt [44], rechts davon der gemessene Temperaturverlauf im Erdinneren in
Abhängigkeit von der Bohrtiefe [79]

5.6.5 Vorteile und Nachteile

Der klare Vorteil der geothermischen Stromerzeugung liegt im Vergleich mit anderen erneu-

erbaren Technologien in der Ressourcenverfügbarkeit. Erdwärme ist jahreszeiten- und witte-

rungsunabhängig und somit jeder Zeit verfügbar. Im Gegensatz dazu stehen hohe Investiti-
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onskosten, geringe Wirkungsgrade, geologische Risiken und lange Projektentwicklungszeiten.

Weiters müssen Aspekte wie

� Lösen und Deponieren von Mineralstoffen aus dem Thermalwasser,

� Freiwerden von Schwefelgasen und Ammoniak bei heißen Quellen oder

� Landabsenkungen und Erschütterungen infolge von Bohrarbeiten

berücksichtigt werden. Welche geologischen Auswirkungen geothermische Bohrungen

haben können, wird anhand der HDR-Anlage in Basel verdeutlicht.

HDR-Basel

In Basel beschloss man, eine Pilotanlage nach dem HDR Verfahren mit einer Bohrtiefe von

5000 m zu errichten. Die geschätzten Gesamtkosten der Anlage belaufen sich auf 86 Mio.

CHF(∼ 59 Mio. e20). Nach der 1. Bohrung auf ca. 5000 m wurde Wasser unter hohem Druck

in das Bohrloch gepresst um Rissbildungen hervorzurufen. Die Folge war ein Erdbeben der

Stärke 3,4 nach Richter woraufhin die Bohr- und Projektarbeiten sofort eingestellt wurden.

Die daraufhin durchgeführte Risikoanalyse brachte ernüchternde Ergebnisse: Projektstopp

für das
”
Deep Heat Mining Basel“ mit der HDR Technologie. Zurzeit wird die Risikoanalyse

umfassend ausgewertet um sie der Öffentlichkeit und Wissenschaft zugänglich zu machen.

[7]

20Umrechnung: 1 CHF = 0,683336 EUR



Kapitel 6

Stromerzeugungskosten

6.1 Abschätzung von Stromerzeugungskosten

Im folgenden Teil wird zunächst ein vereinfachtes Beispiel zur Berechnung der Stromerzeu-

gungskosten angeführt. Es wird ein vereinfachter Vergleich zwischen einem GuD- und einem

Kohlekraftwerk durchgeführt. Eine detaillierte Berechnung wird nur für das GuD-Kraftwerk

vorgeführt, da jene für das Kohlekraftwerk analog abläuft. Die der Berechnung zugrunde

liegenden Annahmen sind in Tabelle 6.1 zusammengefasst.

Tabelle 6.1: Annahmen für die Berechnung von Stromerzeugungskosten für ein Kohle- und ein
GuD-Kraftwerk (vgl. DoE [24] und UBA [83])

Kohle GuD

Bruttoleistung Pbrutto MW 500 400

Nettoleistung Pnetto MW 460 388

Elektrischer Wirkungsgrad ηnetto % 45 58

Zinssatz (nominell) r % 5 5

Inflation % 2 2

Spezifische Investitionskosten kI e/kW 1.400 630

Betriebs- und Wartungskosten, fix kO&Mfix
e/kWel 21,34 9,67

Betriebs- und Wartungskosten, variabel kO&Mvar e/MWhel 3,55 1,60

CO2-Preis kCO2 e/t 15 15

CO2-Faktor fCO2 tCO2/MWhth 0,36 0,2

Brennstoff kBS e 70 130

Nutzungsdauer ND a 40 20

73
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Auf den Inbetriebnahmezeitpunkt bezogene Investitionskosten

Die gesamten Investitionskosten errechnen sich aus der installierten elektrischen Bruttoleis-

tung und den spezifischen Investitionskosten pro kWel.

KI = Pbrutto · kI = 400.000 · 630 = 252.000.000AC (6.1)

Abschreibung

Die Abschreibung wird über die gesamte Nutzungsdauer als nominell konstant angenommen.

Weiters gilt die Prämisse, dass das Kraftwerk am Ende der Nutzungsdauer einen Endwert

von 0e hat.

KA =
AW − EW

ND

=
KI

ND

=
252.000.000

20
= 12 ,6Mio.AC (6.2)

Zinsen

Zinsen sind als Fixkosten zu betrachten, die im Laufe der Zeit weniger werden, weil sich

das im Projekt gebundene Kapital aufgrund der Abschreibung verringert. In diesem Beispiel

wird angenommen, dass das gesamte Kraftwerk zu 100 % fremdfinanziert wird. Im Falle einer

Mischfinanzierung wäre der angenommene Zinssatz als Mischzinssatz zu interpretieren.

Zinsen im 1.Jahr

KZ(1)
= KI · r = 252.000.000 · 5% = 12 ,6Mio.AC (6.3)

Zinsen im n. Jahr (beziehen sich auf das sich verringernde gebundene Kapital)

KZ(n)
= (KI − KA · (n− 1)) · r (6.4)

Fixkosten

KO&Mfix
= kO&Mfix

· Pbrutto = 9,67 · 400.000 = 3,868Mio.AC (6.5)

Es wird eine jährliche Betriebszeit von tV l = 7000h Volllaststunden angenommen.

Bei 7.000 Volllaststunden werden jährlich

Wel = Pnetto · tV l = 388 · 7000 = 2.716.000MWhel (6.6)

an elektrischer Energie erzeugt und ins Netz eingespeist.

Benötigter Brennstoff (Heizwert)

Die Umrechnung erfolgt mit Hilfe des Nettowirkungsgrads, um den tatsächlichen Brenn-

stoffbedarf für die zu erzeugende elektrische Energie zu erhalten.

HBS =
Wel

ηnetto

=
2.716.000

0,58
= 4.682.758MWhBS (6.7)

Hier wird der Brennstoffpreis angenommen, die Preise für Terminlieferung können der Börse

entnommen werden1.

kBS = 130
AC

tSKE

(6.8)

1siehe z.B. European Energy Exchange: www.eex.com
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SKE . . . Steinkohleeinheit

Energiegehalt einer Tonne Steinkohle: 1 tSKE = 8,141MWh

Umrechnung auf MWh-Basis:

kBS = 130
AC

tSKE

· 1 tSKE

8,141MWh
= 15,97

AC

MWhBS

(6.9)

Gesamte jährliche Brennstoffkosten für 7.000 Volllaststunden:

KBS = HBS · kBS = 4.682.758 · 15,97 = 74.783.655AC (6.10)

Variable Betriebs- und Wartungskosten bei 7.000 Volllaststunden

KO&Mvar = kO&Mvar ·Wel = 1,60 · 2.716.000 = 4.345.600AC (6.11)

Emissionen

Mit Hilfe der spezifischen Treibhausgas-Emissionen des Brennstoffs können die jährlichen

Emissionen des Kraftwerks ermittelt werden

fCO2 = 0,2
tCO2

MWhth

(6.12)

f ′
CO2

=
fCO2

ηnetto

=
0,2

0,58
= 0,344

tCO2

MWhel

(6.13)

In einem modernen GuD-Kraftwerk werden ca. 340 kgCO2 pro MWhel an Emissionen frei.

Kosten für CO2-Zertifikate

mCO2 = f ′
CO2
·Wel = 0,344 · 2.716.000 = 936.551 tCO2 (6.14)

Hier wird berechnet, wieviel Tonnen CO2-Äquivalente jährlich bei der Stromerzeugung frei-

gesetzt werden. Jede Tonne CO2 wird mit einem Zertifikatspreis von 15e bewertet.

KCO2 = mCO2 · kCO2 = 936.552 tCO2 · 15
AC

tCO2

= 14.048.275AC (6.15)

Die Gesamtkosten teilen sich in Fixkosten und variable Kosten auf.

∑
Kosten: KA+KZ+KO&Mfix

+KO&Mvar+KCO2

Fixkosten:

Fixkosten sind Kosten, die unabhängig von der jährlichen Stromerzeugung sind

KA +KZ +KO&Mfix
= 12,6Mio.AC + 12,6Mio.AC + 3,868Mio.AC = 29,068 Mio.AC (6.16)

Variable Kosten: Variable Kosten hängen von der jährlichen Stromerzeugung Wel ab.

KBS +KO&Mvar +KCO2 = 74.783.655AC + 4.345.600AC + 14.048.275AC = 93,177 Mio.AC

(6.17)
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aus den obigen Kosten resultieren:
∑
Gesamtkosten = 122.245.530AC im 1. Jahr

Abschließend werden noch die spezifischen Kosten für verschiedene Annahmen von

Volllaststunden in Tabelle 6.2 gegenübergestellt.

Tabelle 6.2: Kostenvergleich zwischen Kohle- und GuD-Kraftwerk

Kohle GuD

Angaben in e/MWhel Angaben in e/MWhel

Volllaststunden 7000 h 4000 h 7000 h 4000 h 2000 h

Zinsen (1. Jahr) 10,87 19,02 4,64 8,12 16,24

Abschreibung 5,43 9,51 4,64 8,12 16,24

O&Mfix 3,31 5,80 1,42 2,49 4,98

Brennstoff 19,11 19,11 27,53 27,53 27,53

CO2 12,00 12,00 5,17 5,17 5,17

O&Mvar 3,55 3,55 1,60 1,60 1,60∑
Gesamt 54,27 68,99 45,00 53,03 71,76

Anhand dieser Tabelle kann man erkennen, dass sich die variablen Kosten pro erzeugter

MWh für die verschiedenen Betriebsfälle nicht ändern, die spezifischen Fixkosten jedoch

mit abnehmender Volllaststundenzahl immer höher werden. Dieser Zusammenhang wird in

Abbildung 6.1 veranschaulicht.
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Abbildung 6.1: Kostenvergleich von GuD- und Kohlekraftwerk

Abbildung 6.1 zeigt weiter, wie sich die Stromerzeugungskosten für ein GuD- und ein



6.2. ANNUITÄTISCHE STROMERZEUGUNGSKOSTEN 77

Kohlekraftwerk über die Nutzungsdauer entwickeln. Dieser Grafik kann nicht generell ent-

nommen werden, welches der beiden Kraftwerke wirklich
”
billiger“ ist, da viele Annahmen

von Parametern, die erheblichen Einfluss auf die Kosten haben, getroffen wurden (vgl.

Tabelle 6.1). Was aber deutlich hervorgeht ist, dass bereits länger in Betrieb befindliche,

oder wie hier dargestellt beim GuD-Kraftwerk schon fast abgeschriebene Kraftwerke

deutlich geringere Kosten vorweisen. Dies ist auf die, mit fortschreitender Nutzungsdauer

geringer werdenden Zinsen zurückzuführen. Somit sind am Ende der Nutzungsdauer bzw.

am Ende der Abschreibungsdauer die Brennstoffkosten maßgeblich entscheidend für die

Stromerzeugungskosten. Ein Kohlekraftwerk mit 40 Jahren Nutzungsdauer kann daher nicht

ohne weiteres mit einem GuD Kraftwerk mit 20 Jahren Nutzungsdauer verglichen werden.

Zudem weisen beide Kraftwerkstechnologien unterschiedliche Betriebsparameter auf, das

”
schnellere“ Gaskraftwerk kann einfacher zur Lieferung von Regelenergie herangezogen

werden.

6.2 Annuitätische Stromerzeugungskosten

In diesem Kapitel werden die realen und nominellen Stromerzeugungskosten des im letzten

Kapitel betrachteten GuD Kraftwerks für eine Betriebsdauer von 4.000 Volllaststunden pro

Jahr berechnet.

Annuitätenmethode

Die Annuitätenmethode wird oft herangezogen, um Investitionsprojekte mit unterschiedli-

cher Laufzeit zu vergleichen. Mittels Annuitätenmethode wird die Annuität der realen als

auch der nominellen Stromerzeugungskosten berechnet. Dazu muss zunächst der Barwert-

faktor über die Formel 6.18 für jedes Jahr ermittelt werden.

BWF =
1

(1 + i)n
, i . . . Zinssatz, n . . . Nutzungsdauer (6.18)

Die zukünftigen Kosten werden für jedes Jahr mit dem jeweiligen Barwertfaktor auf den

Zeitpunkt t=0 diskontiert. Somit erhält man den Barwert für jedes Jahr. Diese werden auf-

summiert um den Kapitalwert und somit, mit nachfolgender Formel die Annuität berechnen

zu können.

A = C0 ·KWF = C0 ·
(1 + i)n ∗ i
(1 + i)n − 1

(6.19)

A. . . Annuität, C0 . . . Kapitalwert, i. . . Zinssatz, n. . . Jahre,

KWF. . . Kapitalwiedergewinnungsfaktor (Annuitätenfaktor)

Stromerzeugungskosten

Die Inflation muss in Abschreibung und Zinsen nicht berücksichtigt werden (aufgrund der

nominellen Abschreibung). Bei den restlichen Kosten muss die Inflation miteinbezogen
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werden. Aufgrund dieser Annahmen steigen die nominellen Kosten im Laufe der Zeit

(s.h. Abb. 6.2).

Das Berechnungsbeispiel des GuD-Kraftwerks in Kapitel 6.1 geht von einer linearen

nominellen Abschreibung aus. Somit müssen beim realen Ansatz zur Berechnung der

Stromerzeugungskosten die Abschreibung sowie die Zinsen um die Inflation in Höhe von 2 %

jährlich bereinigt werden. Die restlichen Kosten werden als real konstant über die gesamte

Nutzungsdauer angenommen, d.h. jedes Jahr werden aus heutiger Sicht real die gleichen

Kosten für O&Mfix, O&Mvar, Brennstoff und Emissionszertifikate bezahlt. Aufgrund dieser

Annahmen sinkt der Realwert von den nominellen annuitätischen Kosten im Laufe der Zeit.

Zusätzlich sind in Abbildung 6.3 die reale sowie die nominelle Annuität eingezeichnet. Bei

der nominellen Annuität handelt es sich um die selbe wie in Abbildung 6.2, nur das diese

für die reale Betrachtung jährlich mit dem Inflationswert diskontiert werden muss.
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Abbildung 6.2: Stromerzeugungskosten eines GuD-Kraftwerks in nomineller Darstellung
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Abbildung 6.3: Stromerzeugungskosten eines GuD-Kraftwerks in realer Darstellung
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Tabelle 6.3 und Abbildung 6.4 vergleichen die Werte einer nominell konstanten Annuität mit

einer real konstanten Annuität zum Inbetriebnahmezeitpunkt des Kraftwerks.

Tabelle 6.3: Reale und nominelle Annuität

Kosten Annuität,real Annuität, nominell

in e/MWhel in e/MWhel

Abschreibung 6,76 8,12

Zinsen 4,09 4,91

O&Mfix 2,44 2,93

O&Mvar 1,57 1,88

Brennstoff 26,99 32,40

CO2 5,07 6,09∑
Gesamt 46,92 56,33
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Abbildung 6.4: Reale und nominelle Annuität zum Zeitpunkt t=0

Aus der Tatsache, dass der Realwert einer nominell gleichbleibenden Annuität über einen

längeren Zeitraum stark abnimmt wird ersichtlich, dass nur eine real gleichbleibende An-

nuität zum Vergleich von Kraftwerksprojekten herangezogen werden kann. Diese Gegeben-

heit wird in der Literatur teilweise nicht beachtet.



Kapitel 7

Zusammenfassung

Die Wirtschaftlichkeitsanalyse eines Kraftwerks bzw. eines Kraftwerksprojekts erweist sich

als sehr komplexe Aufgabe mit vielen unterschiedlichen und teils auch nicht genau bekannten

Parametern.

Deshalb ist das Ziel dieser Arbeit, die Bandbreiten einiger Kraftwerksparameter aufzuar-

beiten und darzustellen. Betrachtet wurden unterschiedliche Quellen und Studien, um für

spätere Simulationen, Sensitivitätsanalysen etc. belastbare Eingangsgrößen zu liefern. Zu-

dem wurden in der Arbeit die heute wichtigsten konventionellen und innovativen Stromer-

zeugungstechnologien und deren Charakteristika kurz erläutert. Abbildung 7.1 zeigt eine

Übersicht über jene Kraftwerkstechnologien, welche im Rahmen dieser Arbeit genauer be-

trachtet wurden.

Kraftwerkstechnologien

Gasbetriebene KW KohlekraftwerkeKernkraftwerke
Erneuerbare

Energien

Gasturbine

GuD

BHKW

DWR

SWR

CANDU

Steinkohle

Braunkohle

IGCC

Wasser

Wind

Biomasse

Solarthermie

PV

Geothermie

Abbildung 7.1: Übersicht über die, in der Arbeit behandelten Kraftwerkstechnolgien
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Die einzelnen Kraftwerkstechnologien werden anhand folgender Parameter bewertet:

� Investitionskosten und deren Zusammensetzung

� Spezifische Investitionskosten

� Elektrischer Wirkungsgrad in Volllast und Teillast

� Betriebs- und Wartungskosten

� Bauzeiten und technische Anlagenlebensdauer

� Anlagenverfügbarkeiten

� Anfahrzeiten und -kosten

Sofern es die Datenlage erlaubte, wurden für die genannten Parameter die Bandbreiten

der Werte entsprechend unterschiedlicher Quellen dargestellt. Was speziell für gas- und

kohlebetriebene Kraftwerke als Ergebnis deutlich hervorgeht ist die Steigerung des Wir-

kungsgrads und Reduzierung der spezifischen Investitionskosten mit zunehmender Größe

des Kraftwerks.

Abschließend wurde eine vereinfachte Betrachtung von Stromerzeugungskosten im Zeit-

verlauf durchgeführt. Als Ergebnis wird zum einen ein Vergleich eines GuD- und eines

Kohlekraftwerks im 1. und im 20. Betriebsjahr hinsichtlich der Stromerzeugungskosten in

Relation zur Volllaststundenzahl geliefert; Zum anderen wurden die realen und nominellen

annuitätischen Stromerzeugungskosten sowie die Annuität ermittelt und gegenübergestellt.

Dabei zeigt sich, dass annuitätische Kosten auf nomineller Basis für den Vergleich langfris-

tiger Investitionsprojekte wenig geeignet sind.

Nachfolgend werden in der Abbildung 7.2 Richtwerte für die einzelnen Kraftwerks-

technologien angegeben. Zu beachten ist, dass speziell die spezifischen Investitionskosten

aber auch der Wirkungsgrad stark von der Anlagengröße abhängen. Deshalb sind die

angegebenen Bandbreiten teilweise sehr groß. Genauere Angaben können in den jeweiligen

Kapiteln der Arbeit nachgelesen werden.
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Abbildung 7.2: Übersichtstabelle
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zen durch die neue Gasturbine von Siemens. VGB PowerTech, 2007.

[68] RED Electrica de Espania, 2003-2008. EL Sistema Electrico Espanol,

http://www.ree.es/. Stand 03.2010.
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Anhang

Gas- und Dampfturbinenkraftwerke
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Abbildung 4-7: Anfahrdiagramm eines Steinkohlekraftwerks [E.ON 2005] 
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Abbildung 4-8: Anfahrdiagramm eines GuD-Kraftwerks [Siemens 2004] 

Die Abbildung 4-7 zeigt den Anfahrvorgang eines steinkohlegefeuerten Kraftwerks mit Staub-

feuerung. Dargestellt ist sowohl ein Anfahrprozess unter Warmstart- als auch unter Heißstartbe-

dingungen. Laut [VDE 1996] beschreibt ein Heißstart den Anfahrprozess eines thermischen 

Kraftwerks nach einer Stillstandszeit von weniger als acht Stunden. In der Praxis wird ein Groß-

teil der Hilfs- und Nebensysteme der Gesamtanlage für diesen Zeitraum nicht abgeschaltet. Liegt 

die Stillstandszeit eines thermischen Kraftwerks zwischen 8 und 50 Stunden, spricht man von 

einem sogenannten Warmstart. Den Anfahrprozess nach einer Stillstandsdauer von länger als 

50 Stunden bezeichnet man als Kaltstart. Dieser Anfahrprozess erfolgt aufgrund des damit ver-

bundenen hohen Brennstoffbedarfs und der langen Anfahrzeit in der Praxis nur äußerst selten 

Abbildung A.1: Anfahrverhalten eines GuD-Kraftwerks [40]
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4.3.5 Details Leistung und Betriebsstunden 
Durch das  Dropdown-Menü „Details Leistung“ öffnen sich neue Eingabeblätter  

• „Power“ für jährliche Betrachtung und 
• „Power_M“ für monatliche Betrac htung,  

in denen die Volllastbetriebsstundenzahl individuell pro Jahr bzw. während 
der ersten fünf Jahre sogar monatsweise eingegeben werden kann.  

Auf diese Weise können mit PG-ROI folgende Fälle modelliert werden: 

• Wechsel zwischen Volllastbetrieb und Teillastbetrieb mit unterschiedlichen Wirkungsgrad (z. B. für Minimum-Last in 
Nachtstunden) 

• Schrittweise Inbetriebnahme von Gasturbinen und Abhitzekessel 
• Zeitweise Ausserbetriebnahme von Gasturbinen und Kessel wäh-

rend einer Modernisierung 
Die Abbildung zeigt einen Ausschnitt aus dem Blatt „Power_M“, bei dem die 
schrittweise Inbetriebnahme eines Kraftwerks modelliert wurde: Die nomina-
le Leistung beträgt 720 MW bei 56,5% Wirkungsgrad, aber zuerst geht im 
Monat 01/2003 nur eine Gasturbine mit 230 MW und 36,8% Wirkungsgrad 
in Betrieb, einen Monat später die zweite Gasturbine und weitere 12 Monate 
später der Abhitzekessel, so dass ab Monat 02/2004 die Anlage in ihrer 
endgültigen Konfiguration läuft und die Eingaben bei den Gasturbinen nicht 
mehr notwendig sind. 

Zusätzlich könnte auch noch die Betriebsstundenzahl (hier 8000h / 12 = 
667h) der einzelnen Monate variiert werden. 

Aus den einzelnen Lastpunkten wird die Volllastbetriebsstundenzahl 
errechnet. In einer Zelle des Tabellenblatts wird zudem für Informations-
zwecke ein durchschnittlicher Wirkungsgrad über die Gesamtlaufzeit 
errechnet. 

Pluspunkt Flexibilität: Unterschiedliche Lastpunkte (z.B. Volllast, Mittel-
last, Minimallast) haben i.d.R. unterschiedliche Wirkungsgrade. In PG-ROI 
können bis zu vier Lastpunkte unabhängig voneinander eingegeben werden, von 
denen der erste den Basisdaten aus dem Input-Blatt entspricht. 

Wenn die Details Leistung auf Monate oder Jahre ausgewählt sind, dann gelten ausschließlich die Stundenzahlen, die in 
den Blättern „Power“ oder „Power_M“ eingegeben werden. Die Vorgabe der jährlichen Volllas tbetriebsstunden im Blatt 
„Input“ ist für die Berechnung irrelevant, sie kann aber sinnvollerweise für Formelbezüge zu den Blättern „Power“ und 
„Power_M“ genutzt werden. Insbesondere bei den Sensitivitätsanalysen ist das ein großer Vorteil, denn dort wird nur der 
Wert im Blatt „Input“ variiert – durch Formelverknüpfung verändern sich diese Werte dann auch. 

Bitte beachten: die Vorgabe des Startzeitpunkts und der Nutzungsdauer bedingt damit auch nicht  mehr den Zeitraum für 
den Betrieb – es gelten nur noch die manuell eingegebenen Werte in den Blättern „Power“ und „Power_M“.  

Andere Möglichkeiten werden in den Beispielen am Ende des Handbuchs erläutert (Kapitel 7). 

4.3.6 Alterungsfaktoren 
Bei vielen Kraftwerken bzw. Turbinen nimmer die Leistung und 
der Wirkungsgrad über die Lebensdauer ab. Die Gründe hierfür 
sind für PG-ROI nicht interessant, sondern nur die rechnerische 
Auswirkung auf Leistung und Brennstoffkosten. Die Eingabe einer 
solchen Verschlechterung der Anlagendaten erfolgt in den 
Blättern „Power“ und „Power_M“ über sogenannte Alterungsfakto-
ren. – je einer für elektrische Leistung und Wirkungsgrad. Typi-
scherweise liege die Faktoren zwischen 95 und 100%; sie 
springen nach einer Generalüberholung der Anlage oder einem 
Austausch von Teilen wieder auf höhere Werte, wie in der 
Graphik beispielhaft gezeigt wird. 

Wenn keine Daten eingetragen sind, gilt der Faktor 1, es brau-
chen demnach nicht alle Felder ausgefüllt zu werden. 

Abbildung 4-6 Alterungsfaktoren 
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Abbildung A.2: Verschlechterung von Leistung und Wirkungsgrad über die Betriebsdauer eines
GuD-Kraftwerks [77]
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Beispiel 400 MW GuD-Block

Nachfolgend zeigt die Tabelle wie sich die Investitionskosten eines 400 MW Single-Shaft

GuD-Kraftwerks zusammensetzen. [20]

Kostenaufschlüsselung Kosten 

Zusammen-

setzung

in T€ in %

Grundstückserwerb 7.000,00 2,70

Kosten vor Vertragsabschluss

Projektentwicklungskosten 6.472,30 2,50

UVP 340,30 0,13

Engineering 613,20 0,24

Finanzierung und Rechtsberatung 3.247,20 1,25

Total 10.673,00 4,12

Kosten ab Vertragsabschluss

E.P.C. Vertrag (Engineering, Beschaffung und Bau)

Anlage 154.980 59,78

Bauarbeiten 15.033 5,80

Engineering 10.849 4,18

Unvorhergesehenes 9.043 3,49

Netzanschlüsse

Stromnetz (2 km) 2.279 0,88

Gasanschluss 4.769 1,84

Total 196.953 75,97

Sonstige Kosten

Owner engineering, project management 5.909 2,28

O&M mobilisation 3.939 1,52

Unvorhergesehenes 9.848 3,80

Ersatzteile 4.924 1,90

Zinsen über Bauperiode 20.014 7,72

Total 44.634 17,22

Gesamte Investitionskosten 259.260 100

Exportet MW (netto) in MW 383

Spezifische Investitionskosten in €/MW 677

Abbildung A.3: Aufschlüsselung der Kosten eines neuen Single-Shaft GuD-Kraftwerks [20]

Die Betriebs- und Wartungskosten (ohne Brennstoff) setzen sich wie folgt zusammen:

� Salaries and owner’s maintenance costs: Beinhalten u.a. Personal, kleinere Wartungen,

routine Wartungen (geplante) etc. Diese Kosten belaufen sich auf 4,5 Mio.e pro Jahr.

� Versicherungen: 3 Mio.e

� Kommunalsteuern- und abgaben: 3,037 Mio.e pro Jahr

� Administrationskosten: 0,824 Mio.e pro Jahr

� Wartunskosten für Leitung/Anschluss: 46.000e pro Jahr
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� Gebühren an den Netzbetreiber: 1,801 Mio.e pro Jahr

� Service- und Wartungsverträge: 5,5 Mio.e pro Jahr

Die Nettoleistung dieses GuD-Kraftwerks beträgt 395 MW, wobei hier der sogenannte output

degradation factor mit ungefähr 0,97 angenommen wird. Das bedeutet das sich die Netto-

leistung des Kraftwerksblocks im Durchschnitt über die gesamte Lebensdauer gesehen (hier

in diesem Beispiel werden 15 Jahre angenommen) auf ungefähr 387 MW verringert.

Derselbe Faktor kann auch für den Wirkungsgrad angegeben werden. Als Nettowirkungsgrad

werden 55,2 % angenommen. Mit einem plant efficiency degradation factor von 0,98 bedeutet

dies, dass der Wirkungsgrad am Ende der Nutzungsdauer nur mehr 54,1 % beträgt.

Bei diesem GuD-Kraftwerk werden ca. 7.800 Volllaststunden angenommen, die variablen

Kosten betragen 0,05 c/kWh (ohne Brennstoff und Emissionszertifikate).
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Kohlekraftwerke 4 EmSAr-Modell  
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Abbildung 4-3: Nettowirkungsgrad von Steinkohlekraftwerken in Abhängigkeit des  

               Teillastverhältnisses [Lux 1999] 
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Abbildung 4-4: Nettowirkungsgrad eines GuD-Kraftwerkes in Abhängigkeit des  

   Teillastverhältnisses [Siemens 2004] 

 

30,0

33,0

36,0

39,0

42,0

45,0

0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 1,0

Teillastverhältnis P/Pnenn

e
le

k
tr

is
c
h

e
r 

W
ir

k
u

n
g

s
g

ra
d

 [
%

]

Gasturbine Status Quo

Gasturbine hocheffizient

 

Abbildung 4-5: Nettowirkungsgrad einer Gasturbine in Abhängigkeit des  

Teillastverhältnisses [Lux 1999] 

Abbildung A.4: Teillastverhalten eines Steinkohlekraftwerks [40]
 4 EmSAr-Modell  
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Abbildung 4-7: Anfahrdiagramm eines Steinkohlekraftwerks [E.ON 2005] 
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Abbildung 4-8: Anfahrdiagramm eines GuD-Kraftwerks [Siemens 2004] 

Die Abbildung 4-7 zeigt den Anfahrvorgang eines steinkohlegefeuerten Kraftwerks mit Staub-

feuerung. Dargestellt ist sowohl ein Anfahrprozess unter Warmstart- als auch unter Heißstartbe-

dingungen. Laut [VDE 1996] beschreibt ein Heißstart den Anfahrprozess eines thermischen 

Kraftwerks nach einer Stillstandszeit von weniger als acht Stunden. In der Praxis wird ein Groß-

teil der Hilfs- und Nebensysteme der Gesamtanlage für diesen Zeitraum nicht abgeschaltet. Liegt 

die Stillstandszeit eines thermischen Kraftwerks zwischen 8 und 50 Stunden, spricht man von 

einem sogenannten Warmstart. Den Anfahrprozess nach einer Stillstandsdauer von länger als 

50 Stunden bezeichnet man als Kaltstart. Dieser Anfahrprozess erfolgt aufgrund des damit ver-

bundenen hohen Brennstoffbedarfs und der langen Anfahrzeit in der Praxis nur äußerst selten 

Abbildung A.5: Anfahrverhalten eines Steinkohlekraftwerks [40]
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Table A - 11: Run-of-River Hydropower Plant - Reviewed Technology Characterisations 
Run-of-River Hydropower Plant 

year source max. net 
el. 

power 
(busbar) 

 el. 
efficiency 
at el. peak 

load  

availability 
factor 

technical 
life time 

min. 
Overnight 

capital 
costs 

max. 
Overnight 

capital 
costs 

min. total 
investment 

costs 

max. total 
investment 

costs 

construction 
time 

spec. 
demolition 

costs 
(greenfield) 

fixed 
O&M cost

variable 
O&M 
cost 

total 
O&M 
cost 

    [MW] [%] [-] [a] [€/kW] [€/kW] [€/kW] [€/kW] [years] [€/kW] [€/kW]/a [€/MWh] [€/MWh] 
WP3 <10 90 0,57-0,80 40 900 1400 977 1519 2-5     25-1250 25-1250 

TIMES 0,2-1 93 0,6 70 5500 5500 5968 5968 1   55,0   10,5 
TIMES 1-50 93 0,6 80 3500 3500 3798 3798 1   45,0   8,6 

PRIMES     0,3 45 1419 1419 1540 1540     21,58   8,2 
2005 

OECD (1 0,7-14   0,25-0,50 30-60 1224 6119 1328 6639 1-5   3-108,4     
                            

WP3 <10 90 0,57-0,80 40 900 1400 977 1519 2-5     25-1250 25-1250 
TIMES 0,2-1 93 0,6 70 5500 5500 5968 5968 1   55,0   10,5 
TIMES 1-50 93 0,6 80 3500 3500 3798 3798 1   45,0   8,6 

2010 

PRIMES     0,3 45 1297 1297 1407 1407     21,58   8,2 
                  

WP3 <10 90 0,57-0,80 40 900 1400 977 1519 2-5     25-1250 25-1250 
TIMES 0,2-1 93 0,6 70 5500 5500 5968 5968 1   55,0   10,5 
TIMES 1-50 93 0,6 80 3500 3500 3798 3798 1   45,0   8,6 

2020 

PRIMES     0,3 45 1160 1160 1259 1259       0,006 0,0 
                 

WP3 <10 90 0,57-0,80 40 900 1400 977 1519 2-5     25-1250 25-1250 
TIMES 0,2-1 93 0,6 70 5500 5500 5968 5968 1   55,0   10,5 
TIMES 1-50 93 0,6 80 3500 3500 3798 3798 1   45,0   8,6 

2030 

PRIMES (2     0,3 45 1098 1098 1191 1191     21,58   8,2 
1) Exchange rate applied by OECD (as of July 1st, 2003): 1,144 Us$=1,00 €          
2) PRIMES data for 2025             

  Abbildung A.6: Daten zu Laufwasserkraftwerken aus der EUSUSTEL Studie [29]
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Table A - 12: Reservoir Hydropower Plant - Reviewed Technology Characterisations 
Reservoir Hydropower Plant 

year source max. net 
el. 

power 
(busbar) 

 el. 
efficiency 
at el. peak 

load  

availability 
factor 

technical 
life time 

min. 
Overnight 

capital 
costs 

max. 
Overnight 

capital 
costs 

min. total 
investment 

costs 

max. total 
investment 

costs 

construction 
time 

spec. 
demolition 

costs 
(greenfield) 

fixed 
O&M cost

variable 
O&M 
cost 

total 
O&M 
cost 

    [MW] [%] [-] [a] [€/kW] [€/kW] [€/kW] [€/kW] [years] [€/kW] [€/kW]/a [€/MWh] [€/MWh] 
WP3 10-800 90 0,80-0,91 50+ 1400 1900 2056 2791 5-10     260-510 260-510 

TIMES 100 93 0,6 80 3500 3500 5141 5141 8   45,0   8,6 
PRIMES     0,17 60 1830 1830 2687 2687     36,37   24,4 

2005 

OECD (1 120       1399 1399 2054 2054     3     
                           

WP3 10-800 90 0,80-0,91 50+ 1400 1900 2056 2791 5-10     260-510 260-510 
TIMES 100 93 0,6 80 3500 3500 5141 5141 8   45,0   8,6 2010 

PRIMES     0,17 60     2177 2177     36,37   24,4 
               

WP3 10-800 90 0,80-0,91 50+ 1400 1900 2056 2791 5-10     260-510 260-510 
TIMES 100 93 0,6 80 3500 3500 5141 5141 8   45,0   8,6 2020 

PRIMES     0,17 60     2035 2035       0,02 0,0 
               

WP3 10-800 90 0,80-0,91 50+ 1400 1900 2056 2791 5-10     260-510 260-510 
TIMES 100 93 0,6 80 3500 3500 5141 5141 8   45,0   8,6 2030 

PRIMES (2     0,17 60     1963 1963     36,37   24,4 
1) Exchange rate applied by OECD (as of July 1st, 2003): 1,144 Us$=1,00 €          
2) PRIMES data for 2025             

Abbildung A.7: Daten zu Pumpspeicherkraftwerken aus der EUSUSTEL Studie [29]
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