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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 beziiglich ihrer Wirtschaftlichkeit
bewerten zu konnen, miissen 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 fiir spatere 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 Verfiigbarkeiten von Kraftwerken. Als
Datenbasis wurden Angaben aus verschiedenen Quellen und Studien gegeniibergestellt und
eine Relation dieser Ergebnisse mit bereits errichteten oder in Bau befindlichen Referenzan-
lagen aufgezeigt. Was speziell fiir gas- und kohlebetriebene Kraftwerke deutlich hervorgeht,
ist die Steigerung des Wirkungsgrads und Reduzierung der spezifischen Investitionskosten
mit zunehmender Grofle des Kraftwerks. Eine Gegeniiberstellung liefert vor allem bei den
Betriebs- und Wartungskosten, aber auch bei den Investitionskosten in Abhéngigkeit von
den betrachteten Quellen erhebliche Unterschiede. AbschlieSend werden noch die Hohe der
Stromerzeugungskosten eines Gas- und Dampfturbinenkraftwerks vereinfacht berechnet
und die Anwendbarkeit von annuitétischen 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 dufleren Faktoren bestimmt, unabhéngig davon, ob eine Reali-
sierung technisch moglich wire. Wihrend in den 70er Jahren politisch bedingte Olkrisen die
konventionelle Technologie der Kohlekraftwerke vorantrieben, wurde in den 80er und 90er
Jahren ein Energietrigerwechsel aufgrund der Umwelt- und Klimapolitik angestrebt. Wei-
ters miissen, um Stromerzeugungstechnologien quantitativ bewerten zu koénnen, Faktoren
wie Brennstoffkosten, COq-Vermeidungskosten (Zertifizierung), Standortbestimmungen etc.
ebenso miteinbezogen werden. Somit erweist sich das Gesamtmodell als duflerst komplex.

Diese Arbeit setzt sich als Ziel, eine Ubersicht iiber die wichtigsten, derzeit verfiigharen Kraft-
werkstechnologien beziiglich Zusammensetzung und Hohe der Investitionskosten, Betriebs-
und Wartungskosten sowie des Wirkungsgrads und der Verfiigbarkeit 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 néher betrachtet.



1.2. UBERBLICK UBER DIE STROMERZEUGUNG IN
KONTINENTALEUROPA 2

1.2 Uberblick iiber die Stromerzeugung in Kontinen-

taleuropa

Abbildung 1.1 zeigt, welche Bedeutung die unterschiedlichen Brennstoffe fiir die Stromer-
zeugung in Kontinental-Furopa haben. Betrachtet man die Aufteilung der jahrlich erzeugten
Energie in Abhéngigkeit von der Technologie so wird deutlich, dass Kernkraft- (29,8 %),
Gas- (16,4 %), Steinkohle- (14,3 %), Braunkohle- (13,6 %) und Wasserkraftwerke (11,7%)
von hochster Bedeutung fiir die Stromerzeugung in Europa sind. Weiters fallt anhand dieser
Grafik auf, dass sich die Energieerzeugung aus Windkraftwerken von 2,6 % auf 3,7 % erhoht
hat, was einem Anstieg um 42 % von 2006 auf 2008 entspricht. Die restlichen erneuerbaren
Energien liegen mit ungefihr 2 % deutlich darunter.

Vergleicht man Erzeugung und installierte Leistung der jeweiligen Technologien, so kann
man erkennen, dass Kernkraftwerke mit ungefihr 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. Olkraftwerke werden mit durchschnittlich 1.700h pro Jahr derzeit nur in
Spitzenzeiten eingesetzt. Erneuerbare Energien wie Wasserkraft (2.250h) und Windkraft
(1.800h) weisen aufgrund der Dargebotsabhingigkeit des Primérenergietrégers ebenfalls
nur geringere Volllaststunden auf.

700 3500 O Sonstige
Oandere Erneuerbare
600 - 3000
B Windkraft
% 500 - - 2500 B (Pump)Speicher
£ <
o = | HlLaufwasserkraft
S 400 | - 2000 ';
2 = | W Wasserkraft
T} o
p 5
£ 300 +— - 1500 © | OFossil, ohne Zuordnung
2 3
= N
S G | OGas
2 200 - 1000
- O Mischbrennstoffe
100 L 500 mol
B Braunkohle
0 0
. . . . . . M Steinkohle
Leistung | Arbeit | Leistung | Arbeit | Leistung | Arbeit
2006 2007 2008 W Kernkraft

Abbildung 1.1: Ubersicht Stromerzeugung in Kontinentaleuropa [82]



Kapitel 2
Gasbetriebene Kraftwerke

In diesem Kapitel werden Kraftwerkstechnologien mit dem Primérbrennstoff Erdgas behan-
delt. Diese beinhalten:

o Gasturbinenkraftwerke: Einen Uberblick iiber die wichtigsten Gasturbinenprozesse gibt
Abbildung 2.1. In dieser Arbeit werden ausschlieflich die kommerziell verfiigharen

Technologien behandelt.

e Blockheizkraftwerke: Als Alternativbrennstoffe konnen bei diesen Anlagen neben Erd-

gas auch Biogas, Heiz- oder Rapsél verwendet werden.

Gasturbinenkraftwerksprozesse

| l l |

Konventionelle Gasturbine mit STeam Injected Humid Air Gas- u. Dampfturbinen-|
Gasturbine | | zyjischenkihlung u. | |Gas Turbine (STIG) | | Turbine (HAT) Kraftwerk (GuD)
Rekuperation

Konventiopelle Gasturbine mit
Gasturbine | | zyischenkiihlung und
[ 1 = Kommerziell verfiigbar Zwischenerhitzung

:] = bislang nicht verfigbar
Abbildung 2.1: Ubersicht der wichtigsten Gasturbinenprozesse [13]

Gasturbine mit
Zwischenerhitzung
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2.1 Gasturbine

2.1.1 Allgemeines
Funktionsweise

Die kostengiinstigste und einfachste Variante einer Gasturbinenanlage ist in Abbildung 2.2
dargestellt und besteht aus folgenden, auf einer Welle angeordneten Anlagenteilen:

e Verdichter (in groferen Gasturbinen sind mehrstufige axiale Turboverdichter verbaut),
e Brennkammer (frither Silo, heute Ringbrennkammern),

e Turbine (axiale Turbine mit hoch wirmebesténdigen Schaufeln) und

H Gas

BK 4

Brennkammerdruck V...Verdichter
vV T | T...Turbine
Welle G...Generator

BK...Brennkammer

e Generator.

Abgas

Atmospharendruck

Luft
Abbildung 2.2: Blockschaltbild einer Gasturbine

Erlauterung des Gasturbinenprozesses:

e 1 — 2: Luft wird von Atmosphérendruck adiabatisch auf Brennkammerdruck verdich-
tet.

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

vermischt und geziindet.

e 3 — 4: Das Rauchgas entspannt sich in der Turbine unter Abgabe von Arbeit (me-
chanisch iiber die Welle) und strémt in die Atmosphére.

e 4 — 1: In der Atmosphére wird das Abgas isobar abgekiihlt und der Prozess beginnt

von Neuem.
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Leistungsentwicklung von Gasturbinen

Bereits 1939 wurde die erste stationdre Gasturbinenanlage auf der Ziiricher Landesaus-
stellung présentiert. Die Anlage konnte eine Leistung von 4 MW liefern und steht noch
heute betriebsbereit in Neuchatel. Moderne Anlagen befinden sich leistungsméfig in der
GroBenordnung von einigen 100kW 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 Normwerte!.
Ansaugdruck und Dichte der Luft, welche von der Temperatur und der geodétischen Hohe
des Einsatzortes abhéngig sind, haben grofien 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 fiir eine 160 MW Gasturbine
460 €5006/kW angenommen, was eher als hoch einzustufen ist. Gute Referenzwerte liefert ein
Bericht der EU [28] mit Investitionskosten von 200 -400€5006/kW fiir eine 250 MW Anlage.
Abbildung 2.3 zeigt den Zusammenhang zwischen der Anlagengréfie und den spezifischen

Investitionskosten von Gasturbinenanlagen auf Datenbasis des GTW Reports. [2]

800

700

o
o
S

500 -

N

o

S
.

300

spezifische Kosten in €,/ kW
3
o

!
= ——t
!

y = 586,33x 2"’

0 5‘0 160 1g0 260 25‘)0

Leistung in MW
Abbildung 2.3: Spezifische Investitionskosten von Gasturbinenkraftwerken in Abh#ngigkeit der
Anlagengrofe [2]

'ISO 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)
Kosten?. Die tatsichlichen Kosten schliisselfertiger Anlagen sind um ca.60-100% hdoher.
Erkennbar ist, dass die spezifischen Kosten mit der Grofle der Anlage deutlich geringer
werden. [2]

Zusammensetzung der Investitionskosten

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

zen.

50%

O Gasturbine

B Generator

O Gebéaude

ORegelung und elektrische
5% Austriistung
10%

Abbildung 2.4: Aufteilung der Investitionskosten von Gasturbinenkraftwerken [14]

2.1.3 Betriebs- und Wartungskosten

Betriebs- und Wartungskosten sind abhéngig von der Anlagengréfle, Richtwerte fiir jahrliche
Kosten sind in Tabelle 2.1 angegeben. Zusétzlich 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. Fiir grofe Anlagen werden ca. 0,007 €/kWh,, angenommen und fiir
kleinere gelten 0,023 €/kWh,,; als guter Richtwert. [72]

Tabelle 2.1: Richtwerte fiir jihrliche Wartungs- und Instandhaltungskosten von Gasturbinenan-

lagen [72]

Komponente grofle Anlage ‘ kleine Anlage
in % - der Investitionskosten

Abhitzekesselanlagen 1,5 3,5

Heifiwasserkreislaufkomponenten 1,8 2,2

Schaltanlage 1,8 2,2

(Stromeinspeisung)

Gebaudetechnik 1,6 3,5

(Heizung, Liiftung, Sanitér)

Bautechnik 1 1,5

Zbeinhaltet: Gasturbine (fiir einen Brennstoff), Generator, Lufteinlass mit Filter und Lérmschutz, Ab-
gasschornstein, Starter und Steuerung, Brennersystem



2.1. GASTURBINE 7

2.1.4 Wirkungsgrad

Aus Abbildung 2.5 ist zu erkennen, dass der Wirkungsgrad mit der Grole der Gasturbine
zunimmt. Ab einer Grofle von ca. 20 MW verlangsamt sich dieser Trend.

50
T S - s i

40 A

35 A

30 A

25

20 A

Wirkungsgrad in %

154
10

T e RERREEEEE
| | | y = 2,2521Ln(x) + 26,216

0

0 50 100 150 200 250 300 350
Elektrische Leistung in MW

Abbildung 2.5: Wirkungsgrad von Gasturbinen in Abhéngigkeit der Anlagengrofie [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.

45,0

42,0

39,0

]
36,0 i /

— Gasturbine Status Quo

33,0

—— Gasturbine hocheffizient

0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 1,0

Teillastverhaltnis P/Pnenn

elektrischer Wirkungsgrad [%)]

30,0

Abbildung 2.6: Teillastwirkungsgrad von Gasturbinen [40]

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

e Erhohung des Massenstroms: Technologien wie z.B. STIG injizieren Dampf in die Gas-

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

e Erhohung der Turbineneintrittstemperatur und des damit verbundenen Druck-
verhéltnisses.
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2.1.5 Sonstiges
Anfahrzeiten und -kosten

Ein grofler Vorteil von Gasturbinenkraftwerken ist die kurze Anfahrzeit der Anlage. Bei ei-
nem Stillstand von mehr als 8 h kann eine GT in ungefihr 20 Minuten wieder hochgefahren
werden. [40]

Bei einem Gasturbinenkraftwerk betragen die Anfahrkosten (Kaltstart) laut DENA
42,92€5003/MW. Brennstoff- und Verschleiflkosten koénnen mit 1,1 MWhy,/ MW  bzw.
10€5003/MW je Startvorgang angenommen werden. [21]

Verfiigbarkeit

Die Verfiigharkeit von Gaskraftwerken betrigt 84,5 % [88]. Als Vergleich hierzu ist die reale
mittlere Verfiigharkeit spanischer Gasturbinenkraftwerke 76,9 % 3. Die Nichtverfiighbarkeit
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 ldnger) u.4., als eher kurz einzustufen.

Brennstoffe

Als Primérbrennstoff wird Erdgas verwendet. Es kénnen auch Heizol leicht oder in Ausnah-
mefillen Naphta (Rohbenzin, Erdéldestillat) 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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1 Luftansaugung

2 Verdichter

3 Arbeitsturbine

4 Generator

5 Abhitzekessel

6 Dampfturbine

7  Blocktransformator
8 Kondensator

9 Kiihlwasser

10 Fernwirme

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 zugefiihrten Brennstoff (Erdgas) geziindet. Das daraus entstehende
ca. 1400 °C heiBe 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 heifle, nicht genutzte Verbrennungsluft, die die Turbine verlésst, wird zu einem
Abhitzekessel (5) gefiihrt, welcher Dampf fiir den Dampfturbinenprozess (6) erzeugt. Da die
Dampfturbine auf der selben Welle positioniert ist, treibt auch sie den Generator an, der
Strom erzeugt und ins 6ffentliche Energieversorgungsnetz einspeist. Zusétzlich besteht die
Moglichkeit, aus der Dampfturbine Warme auszukoppeln und in ein Fernwérmenetz 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 erwéhnt, handelt es sich hier um ,FOB“
Kosten, die tatsdchlichen Kosten schliisselfertiger Anlagen sind ca.75% hoher 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 fiir ein 400 MW GuD-Kraftwerk mit einem Gesamtinvestitionsvolumen von
ca. 350 Mio. €.
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O Maschinen

OHoch- und Tiefbau

O Elektrotechnische
Komponenten

OPlanung

B Grundstiick

ONetzausbau

Abbildung 2.10: Kostenzusammensetzung eines 400 MW GuD-Kraftwerksblocks [65]

Die Kosten fiir den Netzausbau werden mit ungefihr 15Mio.€ fiir eine Netzldnge
von 15km angenommen. Diese teilen sich auf in 70 % fiir die Bauwirtschaft und 30 % fiir
die elektrotechnischen Gerite.

Als Vergleich wird im Anhang (siche A.3) eine detaillierte Kostenaufteilung fiir ein 400 MW
GuD-Kraftwerk angefiihrt.

2.2.3 Betriebs- und Wartungskosten

Laufende Ausgaben fiir Betriebsstoffe, Personal sowie laufende Wartungs- und Instandhal-
tungsarbeiten belaufen sich jahrlich auf ca.2 % der Gesamtinvestitionssumme. Diese Anga-
ben beziehen sich auf einen 400 MW Einzelblock. Bei einem Doppelblock (800 MW) reduzie-
ren sich die jahrlichen Kosten auf ungeféhr 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 abhéngig von der Anlagengrofie gegeniibergestellt.

T 6% st
= N
o Lo==T7"" ®  GUD-Wirkungsgrad
[@2]
o 50% ole
=
>
= o0
— 0, - il
S 0% T Lo heoF="
— 5} @GJ = L )
2 & o GT-Wirkungsgrad
g 30% 3
k>
Qo
o 20%
0 50 100 150 200 250 300 350

Gasturbinenleistung [MWel]

Abbildung 2.11: Wirkungsgradverlauf von GuD- und Gasturbinenanlagen in Abh#ngigkeit der
Anlagengrofe [54]

Im Laufe der Zeit verringert sich aufgrund von Verschleifl- und Alterungserscheinungen der
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Wirkungsgrad von GuD-Kraftwerken. Gezielte Revisions- und Wartungsarbeiten kénnen die-
se Abnutzungserscheinungen minimieren. Die Gasturbine ist aufgrund der dort vorliegenden
hohen Temperaturen besonders verschleiBbehaftet. Abbildung 2.12 zeigt den Wirkungsgrad-
verlauf einer F-Klasse Gasturbine in Abhéngigkeit der Betriebszeit mit und ohne Revisions-
mafinahmen.

0,0% T T
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‘ = ==theoretischer Wirkunsgradverlauf ohne Malinahme

0,4% -
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= —

1,4% | T ‘ T T #T”\\\_s
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1,8% + WartungsmafRnahmen ‘

2,0% f T f .
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Betriebsjahr

Abbildung 2.12: Wirkungsgradverlauf einer Gasturbine in Abhéngigkeit 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
Abhéngigkeit der Betriebsdauer ist in Abbildung A.2 im Anhang zu finden.
Teillastbetrieb

Abbildung 2.13 zeigt das Teillastverhalten von GuD-Anlagen.
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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 abhéngig davon, wie lange das Kraft-
werk bereits still steht?. Bei einem 800 MW Kraftwerksblock kann von Anfahrkosten nach
einem Kaltstart in der Hohe von ca. 55.000 € ausgegangen werden. Davon entfallen 48.000 €
auf den Brennstoffmehraufwand und 7.000€ auf den Verschleil an den Maschinenteilen.
Heif- und Warmstartkosten liegen bei etwa 30 % bzw. 50 % der Kaltstartkosten. [97]

In der DENA Netzstudie [21] werden Kaltstartkosten von 114,76 €5003/ MW angenommen.
Verschleiflkosten und Brennstoffmehraufwand betragen 10 €5093/ MW bzw. 3,5 MWhy, /MW.

Tabelle 2.2: Anfahrzeiten von GuD-Anlagen

’ Quelle ‘ Kaltstart | Warmstart ‘ Heif}start ‘
Grimm [40] 5h 3h 50 min - 85 min
Siemens 4-5h 2h 1h

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

Verfiigbarkeit

Eine Auswertung von 45 GuD-Kraftwerken in Spanien hat als Mittelwert der Jahre 2003 -
2008 eine Verfiigbarkeit von 91,5 % ergeben. Die Nichtverfiigbarkeit dieser Kraftwerke teilt
sich auf in 6,6 % Ausfall und 1,9 % Revision. [6§]

Bauzeit und Lebensdauer

Die Bauzeit moderner GuD-Kraftwerke liegt zwischen 2 und 3 Jahren, die Lebenszeit betragt
ca. 25 Jahre. Je nach Fahrweise ist die Anlage auf 150.000-200.000 Betriebsstunden ausgelegt
(Angabe Siemens Power Generation).

CO,-Emissionen

Als COq-Emissionsrichtwerte kénnen 300 - 400 kgeo,/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-Warme Versorgung und sind
meist wirmegefiihrt®. Aufgrund ihrer Anbindung an das offentliche Stromnetz kann
iiberschiissiger Strom entweder eingespeist oder zusétzlich bendtigter aus dem Netz bezogen
werden.

Abbildung 2.14 zeigt das Prinzipschaltbild eines Blockheizkraftwerks.

Brennstoff

Luft z.B.: Erdgas, Biogas etc.
Abgas

Katalysator Abgas-
@ Motor » \Warme-
Abgas tauscher

ins Nahwarmenetz

Kihlwasser

Kihlwasser-
warme-
tauscher

vom Nahwarmenetz
|t TNTWe

Abbildung 2.14: Blockschaltbild eines Blockheizkraftwerks

Ein Verbrennungsmotor treibt einen Generator zur Stromerzeugung an. Das aufgewdrmte
Kiihlwasser des Motors gibt {iber den Kiihlwasserwéarmetauscher die Warme an das aus dem
Heizkreislauf kommende Fluid ab. Nach dieser Vorwarmung wird das Wasser des Heizkreis-
laufs noch iiber den Abgaswérmetauscher erhitzt und wieder ins Wéarmenetz eingespeist.
Die Anlagengrofie von BHKW reicht von einigen kW bis hin zu einigen MW. BHKW wer-
den als komplette Einheit (Block) bestehend aus Motor, Generator, Warmetauscher und
Schaltschrank geliefert.

KWK-Gesetz

Deutschland setzt sich das Ziel, die Stromproduktion aus KWK-Anlagen bis zum Jahr 2020
auf 25 % zu erhohen. Bereits mit dem KWK-Gesetz von 2002 versuchte man BHKW-Anlagen
zu fordern, um dieses Ziel zu erreichen. Die Grofle einer geférderten Neuanlage war mit
2 MW, begrenzt, hohere Zuschiisse bekam man bei einer Anlagengrofie von maximal 50 kW.;.
Somit hemmte dies die Errichtung technisch realisierbarer groflerer BHKW. Weiters wurde
das gesteckte Ziel von 25 % deutlich verfehlt.

5

warmegefithrt bedeutet, dass diese Kraftwerke auf die Warmeversorgung konzipiert sind
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Am 1.1.2009 trat das neue KWK-Gesetz 2009 in Kraft. Folgende Anderungen beziiglich
Forderungen haben sich ergeben [48] :

e Forderung ohne Groflenbeschriankung, Anreiz fiir Investitionen in grofle Heizkraftwerke

e Der gesamte von der Anlage erzeugte Strom wird geférdert. Somit differenziert man

nicht mehr zwischen eingespeistem und selbst genutztem Strom. Eingeteilt werden diese
KWK-Zuschlidge wieder in drei Bereiche, bezogen auf die Anlagengrofe: 5,11 ct/kWh
fiir Anlagen kleiner 50 kW; 2,1 ct/kWh fiir Anlagen zwischen 50 kW und 2 MW; KWK-
Anlagen iiber 2MW erhalten einen Zuschlag von 1,5 ct/kWh.

Die Zuschlagszahlungen sind auf 750 Mio.€ pro Jahr begrenzt. 150 Mio.€ gehen in den
Wiérmenetzausbau, 600 Mio. € sind fiir Zuschusszahlungen reserviert.

Anhand dieser Tatsache ist erkennbar, dass sich die Errichtung grofierer BHKW wirtschaft-
lich betrachtet noch nicht rentiert, zumal die Zuschiisse fiir KWK-Anlagen iiber 10 MW
gekiirzt werden, sobald die Zuschlagszahlungen aufgebraucht sind. [48]

Mini-BHKW

Mini-BHKW bis zu einer GréfSle von 50 kW,; erhalten nur bei Einhaltung der TA-Luft®
(siche 2.3.5), bei Einsatz in nicht mit Fernwérme erschlossenen Gebieten und mit einem

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

Tabelle 2.3 zeigt die Klassifizierung der Anlage und die dazugeho¢rige Forderung. Anlagen
unter 50 kW werden zehn Jahre gefordert. [48]

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

Leistung | Basisfordersatz | Bonus (Umweltbonus)
in kW in €/kW in €/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 gegeniibergestellt.

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 veranschaulicht”.
Generell kann man sagen, dass der prozentuelle Anteil des Motors an den Gesamtkosten
mit steigender Anlagengrofle 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 grofite Preissteigerung infolge zunehmender Anlagengrofie verzeichnet die Be- und
Entliiftung des BHKW. Bei kleineren Anlagen liegen diese unter 10%. Steigt die Anla-
gengrofe auf ca. 2 MW so betragen diese Kosten fast ein Drittel der Gesamtkosten.

12%

54% i
1% O Motor mit Generator

H Be- und Entliiftung

OSchaltschrank

OSonstige

23%

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

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

In Deutschland wurde, basierend auf einer Spezifikation des VDMAS®, die VDI-Richtlinie 4680
,BHKW-Grundséitze fiir die Gestaltung von Servicevertriagen® entwickelt. Dieser Vertrag, der

=

in der Regel zehn Jahre giiltig ist, beinhaltet folgende Punkte: [5]
e alle Wartungs- und Reparaturarbeiten
e Ersatzteile
e Betriebsstoffe (ausser Brennstoff)

Der Vollwartungsvertrag beinhaltet auch das Schmiersl. Bedenkt man, dass 0,2kg/MWh,,
bei Erdgasmotoren und 1kg/MWh,, bei Dieselmotoren verbraucht werden, so ist das bei
einem Preis fiir synthetisches Schmierdl von 2-2,4 €/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 Heizol betriecbene BHKW Kosten zwi-
schen 1ct/kWh,; und 5ct/kWh,;. Eine Generaliiberholung ist bei Erdgasanlagen zwischen
25.000-120.000° und bei Biogasanlagen bei 30.000-60.000 Betriebsstunden notwendig. Die
Kosten fiir eine Generaliiberholung liegen bei Erdgas-BHKW bei maximal einem Viertel der

Gesamtinvestitionskosten. [5]

3,5

3,0

2,5

—Erdgas — Biogas

O&M-Kosten in ctys/kWh,,

0,5

0,0

0 200 400 600 800 1000 1200 1400 1600 1800
Elektrische Leistung in kW

Abbildung 2.17: Durchschnittliche Betriebs- und Wartungskosten fiir Erd- und Biogasanlagen [5]

8Verband Deutscher Maschinen- und Anlagenbauer
%hiingt von Auslegung, Belastung und GroBe des Motors ab
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2.3.4 Wirkungsgrad

Der Wirkungsgrad eines BHKW ist abhéngig vom verwendeten Brennstoff und steigt mit
zunehmender Anlagengrofie: [5]

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

Erdgasanlagen haben hohe elektrische Wirkungsgrade im kleinen Leistungsbe-
reich, aber eine hohe Stromkennzahl.

e Biogas/Klirgas: wie Erdgas

Grundsétzlich ist der Wirkungsgrad dieser Anlagen dhnlich dem von Erdgasan-
lagen. Die tatséchlich erzeugte Leistung kann aber, abhéngig vom Brennwert des

verwendeten Gases deutlich niedriger sein.
e Heizol: 20 %-46 %, Durchschnitt: 36 %

Aufgrund des thermodynamisch giinstigeren Dieselprozesses liegt der Wirkungs-
grad etwas iiber dem von Erdgasanlagen. Die Abwéirmenutzung ist jedoch prob-
lematisch und wird von den meisten Herstellern nicht genutzt.

e Raps/Pflanzendl: 25 % - 45 %, Durchnschnitt: 38 %
Der Wirkungsgrad ist mit dem von Heizolanlagen vergleichbar.

Abbildung 2.18 zeigt den elektrischen Wirkungsgradverlauf von Erdgas und Biogas-BHKW.
Heizol- und Pflanzendlanlagen wurden aufgrund der wenigen Anlagendaten nicht dargestellt.

45

,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,

—Erdgas —Biogas

,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,

elektrischer Wirkungsgrad in %

0 200 400 600 800 1000 1200 1400 1600 1800 2000
AnlagengréBe in kW

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 geméfl der TA-Luft 2002, die alle Anbie-
ter von Blockheizkraftwerken einhalten sollten. Pflanzenolanlagen werden in dieser Tabel-
le nicht explizit angefiihrt, die Emissionsrichtwerte liegen aber in der Grofenordnung von

Heizolanlagen. [5]

Tabelle 2.4: Emissionen von BHKW Anlagen [5]

Treibstoff | Motor NO, CO
mg/Nm? | mg/Nm?
Erdgas Magermotor 500 300
Erdgas Gasturbine 75 100
Biogas Magermotor 500 1000
Biogas Gasturbine 150 100
Heizol Gasturbine 150 100




Kapitel 3

Kohlekraftwerke

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

den konnen.

Kohlekraftwerke
Wirbelschicht- Druckkohle- AT Staub-
feuerung staubfeuerung 9 9 feuerungen
WSFE DKSE IGCC Konventionelle
SK-und BK KW
\ \ | |
Stationéare Zirkulierende Supertiiber- Uber- Unter-
WSF WSF kritisch kritisch | | kritisch

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 ndher 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 Kohlemiihlen (3) transportiert und dort fein gemahlen.
Luft aus der Umgebung wird angesaugt und blast den Kohlestaub in die Brennkammer ein,
wo er zu Rauchgas verbrennt. Das heifle Rauchgas im Dampferzeuger erwédrmt 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 Restwirme zur Fernwirmeauskopplung (6)

20
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genutzt werden.
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Abbildung 3.2: Schematische Darstellung der Funktionsweise eines Kohlekraftwerks [84]

Spriihvorrichtung

Im Dampferzeuger bleiben als Restprodukte Asche und das nicht genutzte Rauchgas iibrig.
Um die nach der Verbrennung entstandenen Schadstoffe zu verringern ist Rauchgasreinigung
heutzutage Pflicht. Diese besteht aus drei Teilen: [84], [99]

e Entstickung: Ammoniak (NHj) wird dazu verwendet, die Stickoxide NO und NO,
unter Mithilfe eines kostengiinstigen Katalysators (Weifipigment) in Ny und Wasser
umzuwandeln. Zu beachten ist hierbei, dass bei hohen Temperaturen das Ammoniak
nicht selbst oxidiert. Der eingebaute Luftvorwarmer kiihlt das abgeleitete Rauchgas.

e Entstaubung: Da ein grofier Teil der anfallenden Asche als Flugasche vorliegt, haben
sich zur Enstaubung sogenannte Elektro-Filter oder , Electrostatic Precipiator (ESP)“
durchgesetzt (9). Das Rauchgas lauft zwischen zwei Elektroden durch. Die Staubpar-
tikel werden negativ aufgeladen und lagern sich an der Anode (hier: die AuBlenwand
des Filters) ab. Von dort kann der Staub mittels Klopfwerk gelost und als Filter-Asche
nach auflen transportiert werden.

e Entschwefelung: Um zu verhindern, dass sich der Schwefelanteil von Stein- und
Braunkohle in der Atmosphére zu Schwefel- oder schwefeliger Sdure umwandelt, wird
das Rauchgas mit Kalkmilch (4) bespritht. Der daraus entstehende Gips (8) kann
als Baumaterial verwendet werden. Am hé#ufigsten wird hier das ,,Research-Cottrell-
Verfahren“ eingesetzt.
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Kohleférderung in Osterreich

Anfang der 70er Jahre wurden in Osterreich noch 3,8 Mio. t Braunkohle pro Jahr gefordert
und bis Mitte der 80er lag diese Fordermenge immerhin noch bei etwa 3 Mio.t. Seitdem
wurde sie sukzessive verringert, und 2005 schlieflich véllig eingestellt.

Im Jahr 2007 wurden 6sterreichweit ca. 4,37 Mio. t Steinkohle importiert. Haupteinsatzberei-
che sind die Eisen- und Stahlindustrie sowie die Elektrizitédtserzeugung.

Innerhalb der EU deckt die Energieerzeugung aus Kohle ca.32 % des Elektrizitéitsbedarfs.
15

3.1.2 Investitionskosten
Spezifische Investitionskosten

Auswertungen diverser Studien haben ergeben, dass die spezifischen Investitionskosten von
Steinkohlekraftwerken zwischen 800 und 1300€5005/kW,; und von Braunkohlekraftwerken
zwischen 1000 und 1500 €5006/ kW, liegen. [24], [28], [45], [29]

In einer Studie des Instituts fiir Energiewirtschaft und Rationelle Energicanwendung (IER)
[98] werden dhnliche Werte angegeben.

Allgemein muss man natiirlich dazu sagen, dass die Kosten auch von der Gréfie des Kraft-
werks und der verwendeten Komponenten, d.h. Filter, Feuerungen etc., abhingig sind. Ab-

bildung 3.3 zeigt eine Auswertung der oben angefiihrten Studien fiir Steinkohlekraftwerke.
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Abbildung 3.3: Spezifische Investitionskosten von Steinkohlekraftwerken in Abhéngigkeit von der
Anlagengrofie; DoE[24], EU[28], IEA[45], EUSUSTEL[29]
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Zusammensetzung der Investitionskosten
Abbildung 3.4 zeigt die Aufteilung der Investitionskosten fiir ein Steinkohlekraftwerk!.

6% O Bekohlung, Kalk und Entaschung
O Dampferzeuger- kreislauf
OTurbosatz

O E-Technik

O Rauchgasreinigung

14% 1% W Projektierung

Abbildung 3.4: Zusammensetzung der Investitionskosten fiir ein Steinkohlekraftwerk [55]

3.1.3 Betriebs- und Wartungskosten

Als fixe Betriebskosten werden ungefahr 1,5% der gesamten Investitionssumme pro Jahr
angenommen. Fiir Versicherungen miissen jahrlich noch 0,5 % der Gesamtinvestitionskosten
entrichtet werden. [97]

3.1.4 Wirkungsgrad

Der Wirkungsgrad eines neuen Steinkohlekraftwerks liegt mit 46 - 48 % iiber dem eines Braun-
kohlekraftwerks (43-45%). Das Teillastverhalten ist in Abbildung 3.5 dargestellt.

561
Nl
[%] |
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r mit Trent GT 44,8 2
[ a,) Uberkritische /’.f“
407 ° Anlage 39‘6///’46'6

| a;) Unterkritische
Anlage 36,2

32f

O 1 1 1 L 1 1 1 1 1 1
0 50 Last% 100

Abbildung 3.5: Teillastwirkungsgradverlauf von kohlebefeuerten Dampfkraftwerken [52]

Im Anhang ist als Vergleich ein weiteres Diagramm (A.4) angefiihrt, dass das Teillastverhal-
ten eines Steinkohlekraftwerks zeigt.

lgenauere Aufschliisselung: 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 nachtréglich noch ein
Rauchgaswarmenutzungssystem installiert.
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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 héngen davon ab, wie lange das Kraftwerk bereits
still steht bzw. welche Komponenten bereits abgeschaltet worden sind.
Tabelle 3.1 gibt einen Vergleich fiir Kohlekraftwerke aus verschiedenen Quellen.

Tabelle 3.1: Anfahrzeiten von Kohlekraftwerken

Typ ‘ Kaltstart | Warmstart | Heiflstart ‘
Kohle-KW [97] | 400 min 280 min 115 min
Kohle-KW [16] 5h 3h 2h
Steinkohle [40] 6h 4h 1h
Braunkohle [40] 9h 5h -h

Die Anfahrkosten fiir einen Kaltstart eines 800 MW Kohlekraftwerks liegen bei ca. 39.000€
fiir den Brennstoffmehraufwand und ca. 4.000 € fiir den zusétzlichen Komponentenverschleif.
Heiflstart- (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
95,13€9003/MW fiir Steinkohlekraftwerke und 77,77 €593/ MW fiir Braunkohlekraftwerke



3.1. STEIN- UND BRAUNKOHLEKRAFTWERKE 25

angegeben. Der Brennstoffverbrauch bei einem Kaltstart wird bei Stein- und Braunkohle-
kraftwerken mit 6,2 MWh,, /MW angegeben.

Die Abnutzungskosten liegen bei 4,8 €5093/MW fiir Stein- und bei 3€5003/MW fiir Braun-
kohlekraftwerke.

Verfiigbarkeit

Die Verfiigharkeit von Stein- und Braunkohlekraftwerken liegt bei etwa 85 % [29]. Eine Aus-
wertung der in Spanien befindlichen Kohlekraftwerke ergab im Mittel 89,12 %?. Die Nicht-
verfiiggbarkeit 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 betrégt ca. 35 Jahre.

CO;,-Emissionen

Der COs-Ausstofl von Kohlekraftwerken ist abhéngig von der eingesetzten Technik. In Ab-
bildung 3.7 ist ersichtlich, wie sich die Emissionen infolge der Wirkungsgradsteigerung ver-
ringern. Emissionsrichtwerte liegen fiir Steinkohlekraftwerke bei 700 - 800 kgco,/MWh und
fiir Braunkohlekraftwerke bei 800 -900 kg, /MWh.
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Abbildung 3.7: COz-Emission in Abhéngigkeit des Kraftwerkswirkungsgrads [8]

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

Die Entwicklung und der Einsatz hoherer Dampftemperaturen und -driicke 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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Abbildung 3.8: Entwicklung der Dampfparameter von Steinkohlekraftwerken [69]

Bereits Mitte der 50er Jahre wurden Steinkohlekraftwerke mit iiberkritischen Dampfparame-
tern realisiert. Die kommerzielle Nutzung scheiterte zum einen an den horrenden Werkstoft-
kosten und zum anderen an dem, dass die Werkstoffe nicht den benétigten Anforderungen
entsprachen. Die technische Verfiigbarkeit der Anlage reduzierte sich deutlich.

Erst Mitte der 80er wurde in Steinkohlekraftwerken zu {iberkritischen Dampfparametern
ibergegangen, 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 {ibrig. Das
Synthesegas gelangt iiber eine Zwischenkiihlung zur Filteranlage. Restasche, Schwefelver-
bindungen oder Schwermetalle werden aus dem Gas gefiltert, optional kann CO, abgetrennt

3als Legende zur Grafik: FD...Frischdampf, ZU...Zwischeniiberhitzung
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werden, um die Emissionen des IGCC Kraftwerks so gering wie moglich zu halten. Das daraus
resultierende Gas speist einen nachfolgenden GuD Prozess.

Luft Stickstoff LZA ... Luftzerlegungsanlage
> A —> V. Vergaser
SGK ... Synthesegaskiihlung
F ... Filteranlage
Sauerstoff
Synthese
Brennstoff gas
F GuD-
Y el (optional) Prozess
lLSchlacke
Yoo v %

Asche CO, Schwefel Schwermetalle

Abbildung 3.9: Vereinfachter Aufbau eines IGCC Kraftwerks

Bestehende Kraftwerke

Zwischen 1990 und 2000 gingen weltweit fiinf 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 Uberblick dieser
Kraftwerke.

Tabelle 3.2: IGCC Kraftwerke der 2. Generation? [13]

Kraftwerk Buggenum | Wabash-River | Tampa | Puertollano | Vresova
Standort Niederlande | USA USA Spanien Tschechien
Inbetriebnahme 1994 1995 1996 1998 1996 (2008)
Leistung in MW, | 253 262 250 300 351 (430)
Brennstoft SK + Biom. | SK + PK SK SK + PK BK

3.2.2 Investitionskosten
Spezifische Investitionskosten

Eine aussagekriftige Angabe ist hier #uflerst schwierig. In einem STE ° Forschungsbericht
[13] werden heutige Kosten von 2.200-2.900 €5997/kW,,; fiir IGCC ohne CO,-Abscheidung
und -Speicherung (Carbon Dioxide Capture and Storage oder kurz CCS) und 2.900-
3.700 €5907 /kW; fiir IGCC Kraftwerke mit CCS angenommen®.

4SK: Steinkohle, Biom.: Biomasse, PK: Petrolkoks oder Raffinerieriickstéinde, BK: Braunkohle
5Systemforschung und Technologische Entwicklung, Forschungszentrum Jiilich
Sumgerechnete Werte mit einem Dollarkurs: 1 USD = 1,3675 Euro (31.Juli 2007)
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Als Vergleich konnen aus dem Final Technical Report des in Tampa (USA) befindlichen
Kraftwerks spezifische Investitionskosten von ca. 1800 €5092/kW,; entnommen werden”. [S0]

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 fiir das geplante, voraussichtlich 2014 in Betrieb gehende IGCC Kraft-
werk mit CCS in Deutschland (450 MW,; Projekt der RWE - Power) sollen ca.2,2Mrd. €
betragen, die sich aus etwa 50 % fiir die Vergasungsanlage, 22 % fiir den Stromerzeugungs-
teil, ebenfalls 22 % fiir die COy-Pipeline (mit einer Lénge von 530 km) und etwa 4 % fiir den
COs-Speicher zusammensetzen. [13]

O Kohle- aufbereitung
W Luftzerlegungsanlage
OVergaser

OPower Block

40% O 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) fiir IGCC ohne CCS liegen bei
ca. 1,23 ct/kWh und fiir IGCC Anlagen mit CCS bei 3,28 ct/kWh. [13]

Als Vergleich dazu liegen die gesamten jahrlichen Betriebs- und Wartungskosten des IGCC
Kraftwerks in Tampa (ohne Brennstoff und Personal) bei ca. 12 Mio. €. Diese Kosten bein-
halten u.a. Betriebs- und Wartungskosten fiir Vergaser, GuD-Block und allgemeine Kosten
fiir Gebaude 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. Zukiinftig rechnet man mit maximalen Wirkungsgraden von 55 % [11], jedoch
hat eine Erweiterung der Anlage in Form einer COs-Abscheidung Wirkungsgradeinbuflen von
6-10 % zur Folge. [13]

"Dollarwert 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
Nel 43% 40% 42% 45% 43% (41%)

3.2.5 Sonstiges
Verfiigbarkeit

In Abbildung 3.11 wird die Verfiigbarkeit von IGCC Kraftwerken in Abhéngigkeit ihrer
Betriebsdauer dargestellt.
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80% -+
70% 4
60% -
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—e— WREnergy, Wabash
—e— Tampa, Polk

30% <

20% 4
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10% +
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11

Betriebsjahr

Abbildung 3.11: Verfiigbarkeit 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]
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Hindernisse dieser Technologie

Probleme der IGCC Technologie, insbesondere fiir zukiinftige IGCC Anlagen mit CCS, sind
die Folgenden. [13]

e Wirtschaftlich: Mehrinvestitionen fiir IGCC Anlagen von ca. 20 % gegeniiber konven-
tionellen Kohlekraftwerken. Bei IGCC Anlagen mit CCS liegt dieser Wert mit 30-50 %
sogar noch um einiges héher. Hinzu kommen erhebliche Wirkungsgradeinbuflen.

e Technisch: Wirkungsgrad- und Verfiigbarkeitserhohungen sowie die Realisierung einer
COs-Abscheidung sind notwendig

e Akzeptanz der Bevolkerung beziiglich COs-Pipeline- und Speicher.



Kapitel 4
Kernkraftwerke

Der zeitliche Verlauf der Entwicklung von Kernkraftwerken ist in Abbildung 4.1 dargestellt.
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1950 1995 2000 2005 2010 2015 2020

N
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Abbildung 4.1: Ubersicht iiber die verschiedenen Kernkraftwerksgenerationen [92]

Die unterschiedlichen Entwicklungsstufen konnen folgendermafien eingeteilt werden: [74]

Kraftwerke der 1. Generation:

e 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:

e Eine Erhohung der Blockleistung und Standardisierung verringerte die Investiti-
onskosten, um somit die Wirtschaftlichkeit der Anlagen zu verbessern. Druck- und
Siedewasserreaktoren mit einer Gréfle von mehr als 1000 MW wurden eingesetzt. Wei-
ters wurde der Sicherheitsstandard sowie die Zuverlissigkeit enorm erhoht. Anlagen
der 2. Generation haben heutzutage den groBten Anteil an der Stromversorgung aus

Kernenergie in Europa.

31
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Kraftwerke der 3. Generation:

e 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 européische Druckwasserreaktor (EPR,
elektrische Nettoleistung: 1.600 MW) und der Siedewasserreaktor SWR1000 (elektri-
sche Leistung: ca.1.250 MW) zu nennen.

Kraftwerke der 4. Generation:

e Vor ungefihr acht Jahren griindeten zehn Nationen das Generation IV International
Forum. Als Ziel wurde die Entwicklung nuklearer Systeme der 4. Generation definiert!.
Systeme der 4. Generation sollten sicher, wirtschaftlich und zuverldssig sein, um eine
nachhaltige Energieversorgung mit wenig Abfall und geringem Risiko zu gewéhrleisten.

4.1 Wichtigste Reaktortypen

Im folgenden Kapitel werden Kernkraftwerke mit
e Druckwasserreaktoren (DWR oder engl. PWR),

e Siedewasserreaktoren (SWR oder engl. BWR) und

e Schwerwasserreaktoren (als Vertreter hier der Canada-Deuterium-Uranium Reaktor,
CANDU)

genauer betrachtet.

4.1.1 Druckwasserreaktor

Druckwasserreaktoren gehoren zur Familie der Leichtwasserreaktoren, d.h. Wasser wird als
Kiihlmittel und Moderator verwendet. Im Wesentlichen besteht ein Kraftwerk mit DWR,
wie in Abbildung 4.2 dargestellt, aus Primér- (radiokativer Kreislauf) und Sekundérkreislauf
(nicht radioaktiver Wasser-Dampf Kreislauf). Im Primérkreislauf wird das Wasser in den
Reaktordruckbehélter gepumpt und umstrémt die dort vorhandenen Brennelemente. Ein
Druck von ca. 150 bar im Primérkreislauf verhindert das Sieden des Fluids, die Gefahr ei-
ner Siedekrise minimiert sich somit. Das von den Brennelementen erhitzte Wasser gelangt
durch die Hauptkiihlmittelleitungen in den Dampferzeuger. Dieser agiert als Wéarmetauscher,
das Fluid im Sekundérkreislauf wird erhitzt, das des Primérkreislaufs kiihlt sich um
ca.20-30°C ab. Mittels Hauptkiihlmittelpumpe wird das Wasser des Primérkreislaufs wie-
der in den Reaktor gepumpt.

!Beteiligte Staaten waren u.a. USA, Kanada, Japan, Siidkorea, Siidafrika und Frankreich, sowie spiter
die Euratom-Lénder, China und Russland.
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Druckwasserreaktoren haben in der Regel 3 -4 getrennte Primérkreise mit separatem Dampf-
erzeuger, die einen einzigen Turbosatz (Dampfturbine + Generator) speisen. Um eine
moglichst effiziente Energiegewinnung zu erreichen, besteht der Turbinenteil zumeist aus
Hoch- und Niederdruckturbine. [41], [99], [3]
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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 bendtigte 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 mitgefiihrte
Wasser vom Dampf und fiithren es iiber einen Umwélzkreislauf wieder zuriick in den Reaktor-
kern. Die im Reaktor unten angebrachten Regelstidbe mit Antrieb ermoglichen den Ausgleich
von Leistungsdnderungen im Verbundnetz.

Der nachfolgende Dampfprozess funktioniert gleich wie bei Druckwasserreaktoren.
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Abbildung 4.3: Schematische Darstellung eines Siedewasserreaktors [41]

4.1.3 Schwerwasserreaktor

Als Vertreter der Schwerwasserreaktoren wird der sogenannte CANDU-Reaktor néher
erlautert. 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 (DO, oder ,,schweres Wasser*) als
Moderator und Kiihlmittel Verwendung findet.

Da ,schweres Wasser®, das in der Natur nur in geringen Mengen vorkommt, ein um 80 mal
hoheres Moderationsverhéltnis als Wasser (H2O) aufweist, kann dieser Reaktortyp auch
mit nicht angereichertem Uran betrieben werden. Der CANDU gehort zur Gruppe der
Druckrohrenreaktoren, d.h. der Brennstoff befindet sich in Rohren, die horizontal ausge-
richtet sind. In diesen Rohren befindet sich auch der Moderator (Schwerwasser), der iiber
Rohrleitungssysteme in einen mit Speisewasser gefiillten Dampferzeuger gepumpt wird. Der
dort erzeugte Dampf wird zur Turbine weitergeleitet.

Die Druckrohren koénnen 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 erhoht werden kann. [1]
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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. Fiir die Lizenzvergabe zum Betrieb von Kernkraftwerken
gibt es verschiedene Ansitze. [29], [27]

e Beispiel USA: Dort erhalten Kernkraftwerke eine Betriebsbewilligung von 40 Jahren,
danach muss eine neue eingeholt werden. Ungefidhr die Hélfte der in Betrieb befindli-
chen Kraftwerke (insgesamt rund 100 Kernkraftwerke) verfiigen bereits iiber eine neue
Bewilligung, die ihnen eine maximale Betriebszeit von 60 Jahren erlaubt. In Europa
haben Finnland, England und Ungarn eine &hnliche Lizenzvergabe.

e 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 dhnliches System.

4.2.2 Investitionskosten

Spezifische Investitionskosten

In der folgenden Tabelle 4.1 werden die spezifischen Investitionskosten fiir die verschiedenen
Reaktortypen aufgelistet. Hier wird jeweils der Mittelwert der in der Prognos Kurzstudie [64]
angegebenen Werte aufgelistet?. Der Leistungsbereich auf den sich diese Angaben beziehen
reicht von 1000- 1600 MW,,;.

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 €5997/ kW,
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 GroBenordnung von 60-78 €/kW /a. [64]

4.2.4 Wirkungsgrad

Der Wirkungsgrad des EPR liegt bei ca. 36 %. Beim SWR1000 sind es um 2 %-Punkte we-
niger, namlich 34 %. [74]

4.2.5 Sonstiges
Anfahrzeiten

Die Anfahrzeit von Kernkraftwerken hiangt 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]

e 3 h, nach einem Stillstand <8h
e 6 h, nach einem Stillstand zwischen 8 und 120 h

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

Verfiigbarkeit

Die Verfiigbarkeit deutscher Kernkraftwerke (beriicksichtigt wurden 17 Kraftwerke) betrug
im Jahr 2007: 76,36 %, 2008: 80,86 % und 2009: 74,21 %. [89], [90]

Im Vergleich dazu betrug die durchschnittliche Verfiigharkeit der spanischen Kernkraftwerke
in den Jahren 2003-2008 89,03 % (beriicksichtigt wurden insgesamt 8 Kernkraftwerke). Die
Nichtverfiigbarkeit teilt sich auf in 4,53 % Ausfall und 6,44 % Revision. [68]

Bauzeit

Die Bauzeit von Kernkraftwerken betriagt 5-6 Jahre. Auffallend ist hierbei, dass jene Zeit
von Beginn der Planung bis hin zum betriebsbereiten Kernkraftwerk, abhéngig 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 Hohe von ca. 350 €5997/kWy;
angegeben.

Personal

Aufgrund der eher wenigen Kernkraftwerksneubauten in den letzten Jahren kam es zu Per-
sonalabbau in dieser Sparte. Dies kann dazu fiithren, dass in Zukunft zu wenig ausreichend
qualifiziertes Personal fiir den Betrieb und Bau von Kernkraftwerken zur Verfiigung steht.
Diese Aussagen beziehen sich vor allem auf den amerikanischen sowie den westeuropéischen
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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Abbildung 5.1: Querschnitt des Lauf- und Schwellkraftwerks Paternion an der Drau [85]

Laufwasserkraftwerke sind Niederdruckanlagen mit geringen Fallhthen zwischen Ober- und
Unterlauf und groBlen Massestrémen. 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 schwellbetriebsfdhige 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 Gefille
der Anlage, da durch die erhohte Wasserzufuhr der Pegel im Unterbecken angehoben wird,
wéhrenddessen der Oberlauf unverdndert bleibt. Laufwasserkraftwerke arbeiten als Grund-
lastkraftwerke.

Speicherkraftwerk

Speicherkraftwerke beziehen den benotigten Wasserstrom aus einem hoher gelegenen Stau-
becken. Der Unterschied zu Laufwasserkraftwerken besteht in der grofien Hoéhendifferenz
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 Ubergang von flacher zu steiler
Rohrleitung wird meist ein Wasserschloss errichtet, dass fiir den Druckausgleich zusténdig
ist.

Eine besondere Form des Speicherkraftwerks ist das Pumpspeicherkraftwerk. Der Quer-
schnitt eines Pumpspeicherkraftwerks ist in Abbildung 5.2 dargestellt.
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Abbildung 5.2: Querschnitt des Pumpspeicherkraftwerk Kopswerk IT [94]

Bei geringer Netzbelastung beziehen Pumpspeicherkraftwerke Strom aus dem Netz, um
Wasser vom niedrig gelegenen Unterbecken ins hoher gelegene Oberbecken zu pumpen.
Pumpspeicherkraftwerke arbeiten bei starker Netzbelastung als Spitzenlastkraftwerke.

Der Vorteil hierbei ist, dass der Ertrag bei Stromeinspeisung wesentlich hoher ist als die
Ausgaben im Pumpbetrieb. Sowohl bei Speicher- wie auch bei Pumpspeicherkraftwerken
kommen im Bereich von rund 100 m Francisturbinen und fiir noch groflere Fallhéhen Pel-
tonturbinen zum Einsatz. Speicherkraftwerke sind oftmals schwarzstartfahig, d.h. sie kénnen

zum Anlassen anderer Kraftwerke z.B. nach einem Netzzusammenbruch verwendet werden.
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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 Hélfte aus nur fiinf Landern (Kanada, USA,
Brasilien, China und Russland) stammt. [87]

Osterreichweit 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
e Kleinwasserkraftwerke mit Leistungen kleiner als 10 MW,

e Groflwasserkraftwerke mit Leistungen iiber 10 MW,

5.1.2 Investitionskosten
Spezifische Investitionskosten

Die Werte der einzelnen Quellen! weichen stark voneinander ab. Nachfolgende Angaben
verdeutlichen, in welchem Bereich diese Angaben liegen: Laufwasserkraftwerke im Bereich
von 900-6500€/kW,; und Speicherkraftwerke bei 1400-3500€/kW,;. Als gute Richtwerte
werden in Tabelle 5.1 Angaben zu Lauf- und Schwellwasserkraftwerken gemacht?. Natiirlich
muss an dieser Stelle auch erwihnt werden, dass die Grofle des Kraftwerks einen erheblichen
Einfluss auf die spezifischen Investitionskosten hat. Fiir Kleinst- und Kleinwasserkraftwerke
wurden nur wenige Anlagen fiir die Auswertung miteinbezogen. [58]

Nachfolgend zeigt Tabelle 5.2 die spezifischen Investitionskosten fiir Speicher- und Pumpspei-
cherkraftwerke.

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

Referenz 1 [32]
Turbine Grofle | min. spez. Kosten | max. spez. Kosten
in MW in €/kWog3 in €/kWygo3
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 Grofle | min. spez. Kosten | max. spez. Kosten
in MW in €/kW in €/kW
Kleinst-KW 0-1 14.300 21.600
Klein-KW 1-10 1.800 4.300
Mittelgrofe-KW | 10-100 1.100 4.500
GroB-KW >100 700 2.800

Tabelle 5.2: Spezifische Investitionskosten fiir Speicher- und Pumpspeicherkraftwerke |

Typ Grofle | min. spez. Kosten | max. spez. Kosten
in MW in €/kW in €/kW

Mittelgrofe-KW | 10-100 1.100 3.500

Grof-KW >100 700 2.400

5

8]

Die spezifischen Investitionskosten fiir Wasserkraftwerke in Westeuropa sind ca. doppelt so
hoch wie jene in Osteuropa. Zuriickzufiihren ist dieser grofie Preisunterschied auf die doch
deutlich hoheren Lohn- und Lohnnebenkosten in Westeuropa. [58]

Zusammensetzung der Investitionskosten

Allgemein kann man sagen, dass die Kosten sehr stark von Kraftwerkstyp und Standort
abhéngig sind. Bild 5.4 zeigt wie sich die Kosten fiir Laufwasserkraftwerke zusammensetzen.
Vergleicht man diese mit denen von schwellbetriebsfiahigen Laufwasserkraftwerken (Abbil-
dung 5.5), so liegt der Unterschied darin, dass bei den schwellbetriebsféhigen der prozentuelle
Anteil der Stauhaltung hoher ist. Bei beiden Grafiken nehmen die Stauhaltung, Bautechnik
und 6kologische Mafinahmen einen sehr groflen Teil ein. Ein Grund dafiir, warum beide Kos-
tenpunkte so hoch sind liegt darin, dass die , billigen* Standorte in vielen Léndern 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 schwellbetriebsfihigen 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 €/MWHh fiir eine Anlage in Osterreich
(GroBe 14 MW) und 29,5 €/MWh fiir eine Anlage in Japan (GroBe 19 MW). Als Vergleich
dazu gibt das DoE bei den fixen Betriebs- und Wartungskosten 10,1€/kW und bei den va-
riablen Betriebs- und Wartungskosten 1,8 €/MWh? an. [24]

Die angegebenen Werte in Tabelle 5.3 sind Mittelwerte von giinstigen und erschwerten Be-
dingungen fiir Laufwasserkraftwerke*. Aus diesen Werten ldsst 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 Grofle [32]

Turbine | Grofle BWK BWK

in MW | in €5003/kW¢;/a | ctagez/kWh
Francis 30 95 1,9
Kaplan 10 104 2,1
Kaplan 20 85 1,75
Kaplan 100 58 1,15

3 Annahme Umrechnung: 1 Euro = 1,35 USD
4Diese beinhalten u.a. Personal, Betriebsfithrung, Reparatur und Wartung der Turbinen, Reparatur und
Wartung fiir Diverses, Versicherung, Verwaltung und Pacht
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5.1.4 Wirkungsgrad

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

lastung der Anlage ab. Abbildung 5.6 veranschaulicht genau diesen Zusammenhang.
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Abbildung 5.6: Wirkungsgradverlauf verschiedener Turbinen bei unterschiedlicher Auslastung
[99]

5.1.5 Sonstiges

Verfiigbarkeit

Die nachfolgende Tabelle 5.4 zeigt die Verfiigbarkeit von Wasserkraftwerken verschiede-
ner Grofle und verschiedenen Typs. Als Grundlastkraftwerke sind Laufwasserkraftwerke
ca. 6000 h und schwellbetriebsfihige Laufwasserkraftwerke ca. 4800 h jahrlich in Betrieb. Als
Vergleich dazu wird in einer Statistik der E-Control [25] eine Arbeitsverfiigbarkeit von 91,2 %
bei Speicherkraftwerken angegeben.

Tabelle 5.4: Verfiigbarkeit von Wasserkraftwerken [95]

Typ GroBle in MW ‘ Verfiigharkeit 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 Grofiwasserkraft-
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 hoher ist.
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5.2 Windkraftanlagen

5.2.1 Allgemeines

Grundsétzlich werden Windkraftanlagen in
e Onshore-Anlagen (Anlagen am Festland) und
e Offshore-Anlagen (Anlagen zu Wasser)

unterteilt.

Rotorwelle und  otriepe

Rotornabe mit Blatt- Lagering Rotorbremse
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Elektrische Schaltanlagen
~ und Regelungssystem

Rotorblatt: Maschinenhausrahmen
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Abbildung 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 Rotorblatter. Mit Hilfe der Rotor-
bléatter wird die kinetische Energie des Windes iiber eine Nabe auf die Rotorwelle iibertragen.
Diese wiederum treibt einen Synchron- oder Asynchrongenerator zur Energieerzeugung an.
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Onshore

Onshore-Anlagen nehmen den gréfiten Teil der in Betrieb befindlichen Windkraftwerke ein.
Gebaut werden diese zurzeit bis zu einer Nabenhohe von rund 120m und einem Rotor-
durchmesser bis 80 m. Beziiglich ihrer Leistung liegen Onshore-Anlagen im Bereich zwischen
600 kW, -3 MW,,. [30]

Offshore

Offshore-Anlagen haben in etwa die selbe Groflie wie Onshore Anlagen. Das grofite Problem
bei dieser Bauart ist die Fundamentierung. Bei Wassertiefen bis 30 m kommen Beton- oder
Stahlfundamente (je nach Beschaffenheit des Untergrunds) zum Einsatz. In grofieren Tiefen
besteht die Moglichkeit die WKA schwimmend zu errichten, was jedoch Probleme mit der
Verankerung mit sich bringt.

Vorteile von Offshore Anlagen sind:

e bis zu 40 % mehr Energieertrag als bei vergleichbaren in Kiistennéhe befindlichen An-

lagen
e kein Flachenverbrauch an Land

Als Nachteile sind neben den hohen Fundamentierungs- und Netzanbindungskosten Probleme
wie Fischfang, Landschaftsschutz und Schiffsverkehr anzufiihren. [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. € investiert. Interessant dabei ist, dass sich 86 % der
Gesamtleistung weltweit auf ,nur“ zehn Lénder aufteilen. Die Top-4 dieser Nationen sind
die USA (20,8 %), Deutschland (19,8 %), Spanien (13,9 %) und China (10,1 %).

Osterreichweit sind ca.1.000 MW installiert. Von den Windverhéltnissen besonders

begiinstigt sind Ost-Niederosterreich und das Nord-Burgenland. [46]

5.2.2 Investitionskosten
Spezifische Investitionskosten

Die spezifischen Investitionskosten fiir Onshore- und Offshore-WKA zeigen Abbildung 5.8
und 5.9°. Es erweist sich als sinnvoll, die Kosten nicht iiber die installierte Leistung aufzutra-
gen, sondern nur die GroBenordnung, in denen sie sich befinden anzugeben. Diese Annahme
liegt in den fehlenden Details wie Turm- oder Nabenhthe und der Leistung an den Genera-

torklemmen einer Anlage begriindet. Bei grolen Windparks ist es iiblich, den gesamten Park

®Quellen: WE Facts[30], DoE[24], EU[28], EUSUSTELI29], IEA[45], Wel[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 iibereinstimmen, sowohl fiir Offshore als auch fiir Onshore WKA. Betrachtet man
den Mittelwert, so liegen die durchschnittlichen Investitionskosten von Offshore-Anlagen um
ca. 900 €/kW,,; iiber den von Onshore-Anlagen.
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Abbildung 5.8: Spezifische Investitionskosten fiir Onshore-WKA; WE Facts[30], DoE[24], EU[28],
EUSUSTEL[29], IEA[45], Wel[91]
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Abbildung 5.9: Sperzifische Investitionskosten fiir Offshore-WKA; WE Facts[30], DoE[24], EU[28],
EUSUSTEL[29], IEA[45], Wel[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.

O Windkraftanlage
B Fundamentierung
O Netzanbindung
OPlanung

O Sonstige Kosten

Abbildung 5.10: Kostenzusammensetzung einer Onshore-Windkraftanlage

O Windkraftanlage
B Fundamentierung
O Netzanbindung
OPlanung

O Sonstige Kosten

Abbildung 5.11: Kostenzusammensetzung einer Offshore-Windkraftanlage

Aufgrund der hoheren Fundamentierungs- und Netzanbindungskosten ist der prozentuelle
Anteil der Windkraftanlage an den Gesamtkosten bei Offshore-Anlagen niedriger als bei
Onshore-Anlagen. Die Netzanbindungskosten hdngen aulerdem noch von der Entfernung
zum Einspeiseknotenpunkt ab, generell kann man aber sagen, dass diese bei groflen Wind-
parks im Binnenland am giinstigsten sind. Die Investitionsnebenkosten fiir Planung, Er-

schlieBung, Fundament oder Sonstiges® sind projekt- und standortabhiingig.

5.2.3 Betriebs- und Wartungskosten

Die durchschnittlichen Betriebskosten pro Jahr betragen fiir Onshore-Anlagen rund 2-5%
und fiir Offshore-Anlagen 5-7,5% der gesamten Investitionskosten. Zu beriicksichtigen ist
hier der zeitliche Verlauf dieser Kosten. In den ersten vier Jahren nach der Inbetriebnahme
sind die Kosten aufgrund von Garantie und Gewéhrleistung noch relativ gering. Ab dem
5. Jahr entfallen diese Sonderleistungen, was eine Kostensteigerung zur Folge hat. Direkt
proportional zu den Reparatur- und Wartungskosten steigt natiirlich auch der Versiche-
rungsbeitrag fiir die WKA. [44]

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

Windkraftanlagen haben einen durchschnittlichen Wirkungsgrad von 20-35%. Der
tatsidchliche Wert héngt aber noch von einigen Faktoren wie

e der Bauart der Anlage (Anzahl der Rotorblitter und Einstellungen der Anlage) und

e den Windbedingungen

ab.
Der maximale theoretische Wirkungsgrad einer Windkraftanlage ist mit 59,3 % begrenzt.
Die Nutzleistung wird mit der Formel 5.1 angegeben. [43]

1
P:§~p‘v3~A-cp (5.1)

P ... Rotorleistung in W
p...Dichte der Luft in %

A .. .senkrechte Anstromflache in m?

v... Windgeschwindigkeit in =

¢p . . . Leistungsbeiwert’

Der maximale Leistungsbeiwert von 0,593 wird als ¢4, oder Betz’scher Leistungs-
beiwert bezeichnet. Moderne WKA erreichen Leistungsbeiwerte von 0,4-0,5. [62]

5.2.5 Sonstiges

Verfiigbarkeit

Die technische Verfiigharkeit 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]

e Einschaltgeschwindigkeit: v, = ~ 3 | vor Erreichen dieser Geschwindigkeit ist ein
Anlaufen der Anlage nicht moéglich

e Nenngeschwindigkeit: vyenn = ~ 16 7, Nennleistung am Generator

o Abschaltgeschwindigkeit: vyuq, = ~ 26 % , zum Schutz vor mechanischer Zerstérung
der Anlage

"Verhiltnis der mechanischen Leistung des Wandlers zu der des ungestérten Luftstroms
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Energieertrag

Der Energieertrag bezeichnet die jahrliche Energieerzeugung einer Windkraftanlage und ist

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

entscheidende Rolle: [62]

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

o Mittlere Windgeschwindigkeit in Nabenhohe

0,5

T 045

104
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T 0,15

T+ 0,1

+ 0,05

Leistungsbeiwert c,

e Statistische Windgeschwindigkeitsverteilung (wieviele Stunden pro Jahr welche Wind-

geschwindigkeit auftritt)

Fliachenbedarf

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

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

vermeiden, gilt der fiinffache 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 Uberblick iiber die Methoden, mit denen aus Biomasse
Strom erzeugt werden kann. [92]

Biomasse
Mitverbrennung Anaerobe
in Kohle-KW Verbrennung | Vergasung Fermentat|on
(Biogas)
Dampfiaft- ORC- Gasturbine Motor-
Anlage Anlage BHKW

Strom und Warme

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 erléautert.
Der eigentliche Gaserzeuger besteht aus Vergaser und Brennkammer.

e Vergaser: Das, aus der Brennkammer kommende, heiffle Bettmaterial (meistens Quarz-
sand) erhitzt im Vergaser die Biomasse, welche unter Luftausschluss, jedoch unter
Zufiihrung 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 {iber ein Verbindungsrohr in die Brennkammer.

e Brennkammer: Das Bettmaterial und die nicht vergasten Bestandteile der Biomasse
werden mit vorgewarmter 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 Warmetauscher abgekiihlt und
gefiltert (zur Entstaubung). Im nachfolgenden Produktgaswéscher wird das Produktgas wei-
ter abgekiihlt, somit kondensiert der im Gas vorhandene Wasserdampf und gleichzeitig wird
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der Restteergehalt abgeschieden®. Nach dem Waschen gelangt der Gasstrom auf den Motor,
der einen Generator antreibt.
Das in der Brennkammer anfallende Rauchgas wird stufenweise abgekiihlt und die im Gas

vorhandenen Ascheriicksténde werden gefiltert. [72]

Produktgas- Produktgas- Produktgas- Produktgasgeblase Gasmotor Katalysator
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\

1 1

1 Verbrennungs-
luft
X Abgas-
kihler
! Warmwasser-
o ]  Verbrennungs-
Produktgasriickfiihr- luft erzeuger
geblase 1 1
O ! L

g -—==3® = »

£ Produktgas- und

K] Olbrenner

Vergaser £
@
Rauchgaskiihler Rauchgasfilter .
9 g Kamin
Biomasse M
Verbrennungs- Rauchgas-
luft geblase
Wasser- \J >
dampf : :
v v

Bettasche Flugasche

Abbildung 5.14: Beispiel der Biomassevergasungsanlage Giissing [70]

Leistungseinteilung

Beziiglich ihrer Leistung werden die in dieser Arbeit behandelten Technologien wie folgt
eingeteilt: [59]

Verbrennungsanlagen:
e Leistungen bis 100 kW,,;: Stirlingmotorprozess, Pilotanlagen sind im Einsatz

e Leistungen von 100-1500 kW,;: Anlagen nach dem ORC-Verfahren, wirtschaft-
lich und technisch interessant fiir den mittleren Leistungsbereich. Die Vorteile dieser
Anlagentechnik sind die sehr gute Teillast- und Lastwechselfdhigkeit, die ausgereifte
Technologie und die hohe Automatisierbarkeit. Zurzeit sind in Osterreich ungefahr 20

Anlagen in Betrieb.

e Leistungen ab 2 MW,;: Dampfturbinen, hier {iberwiegt weitgehend der Vorteil der
ausgereiften Technologie.

8organisches Waschmedium z.B. Biodiesel
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Vergasungsanlagen: [50]
e Leistungen zwischen 100 kW - 10 MW: Festbettvergasung

e Leistungen einiger MW - 50 MW: Wirbelschichtvergasung, die Anlage in Giissing
arbeitet nach diesem Prinzip.

e Leistungen bis 130 MW ;,.,.,,: Flugstromvergasung

Stromerzeugung aus Biomasse

Die Stromerzeugung aus Biomasse hat sich innerhalb der EU zwischen den Jahren 1990
und 2005 ca. verfiinffacht, was einer 11% igen Steigerung pro Jahr entspricht. Deutschland,
Grofbritannien, Finnland und Schweden erzeugen am meisten Strom aus Biomasse [60].
Beispiele fiir grofere Anlagen in Osterreich sind Wien-Simmering (24,5 MW,;), Timelkam
(15 MW,;), Kufstein (6,5 MW,;) und Giissing (2,5 MW;).

5.3.2 Investitionskosten
Spezifische Investitionskosten

In Bezug auf ihre spezifischen Investitionskosten werden in Abbildung 5.15 Dampfturbi-
nen-, ORC- und Biogasanlagen verglichen. Fiir Stirlingmotor-Biomassekraftwerke kénnen im
kleinen Leistungsbereich bis 15kW,;, 15.000-19.000€/kW,; und fir Anlagen bis 50 kW,
9.000-12.500€/kW,; als Richtwerte angenommen werden [53]. Daran lésst sich erkennen,
dass diese Technologie zurzeit nur in Pilotanlagen eingesetzt wird.

8.000

7.000 +
6.000 — Biogas-BHKW (Substrat-Mix 1)

5.000 - — Dampfturbinen-Anlage (Hackgut)

4.000 |\ Dampfturbinen-Anlage (Stroh)
3.000 - \ — ORC-Anlage (Hackgut)
2.000 1 Biogas-BHKW (Substrat-Mix 2)

1.000 ~

Investitionskosten [€/kW_elektrisch]

0 T T T T
0,0 1,0 2,0 3,0 4,0 5,0
elektrische Leistung [MW]

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. Ergénzend ist noch
zu erwahnen, dass die Kosten fiir elektrische- und hydraulische Installation bei der Verga-
sungsanlage inkludiert sind®. [61]

9%

O Gebéaude, Infrastruktur
M Verbrennungsofen

und Dampfkessel
O Elektroinstallation
OHydraulische Installation
OCHP Module

OPlanungskosten

O Sonstiges

Abbildung 5.16: Kostenaufteilung eines Dampfturbinenkraftwerks mit einer Leistung von 5 MW
[59]

O Gebaude, Infrastruktur
W Vergaser

OCHP Module
OPlanungskosten

O Sonstiges

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

5.3.3 Betriebs- und Wartungskosten

Allgemein werden die Betriebs- und Wartungskosten mit jihrlich 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
abhéngig von der eingesetzten Technologie angegeben.

e Stirling: Der Wirkungsgrad dieser Anlagen liegt zurzeit in einem Bereich von 10,5-
12 %, zukiinftig werden bis zu 18 % erwartet. [57],[59]

9Sonstiges beinhaltet u.a. Aschecontainer und FlieBband, Kran, Brennstoff-Férderband, Stahlarbeiten
und Brennstoffspeicher
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e ORC: Die bereits genannte gute Teillastfahigkeit 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 Erhohung des Wirkungsgrades fiihrt. Weiters wird durch die geringeren me-
chanischen Beanspruchungen die Turbinenlebensdauer und somit die Verfiigbarkeit der
Anlage erhoht. [12]
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Abbildung 5.18: Elektrischer Wirkungsgrad in Abhéngigkeit der Anlagenleistung der 1.000 kW,
Anlage in Lienz [12]

e Dampfturbinenprozess: Angaben einer EU Studie [28] reichen von 24 % (5 MW Anlage)
bis hin zu 29 % (30 MW Anlage), daraus lasst sich erkennen, dass diese Anlagen zurzeit
den groBiten Wirkungsgrad erzielen.

Nimmt man Gdiissing als Vergleich fiir eine Biomassevergasungsanlage, so liegt der Wirkungs-
grad dort bei ungefihr 25-28 %. [70]

5.3.5 Sonstiges
Verfiigbarkeit

Die Arbeitsverfiigbarkeit betragt fiir Dampfturbinen- und ORC-Anlagen ca. 95 % und fiir
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 einschrénken. [17]
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5.3.6 Beispiel der Biomassevergasungsanlage in Oberwart

Die nachfolgenden Daten gingen aus einem personlichen Gesprach mit Hr. Schwenninger
von der BEGAS-Kraftwerk GmbH hervor. Vielen Dank an dieser Stelle noch einmal dafiir.
Anlagendetails:

Biomassevergasungsanlage mit einer elektrischen Leistung von 2,3 MW und einer ther-
mischen von 1,5 MW. Thermisch versorgt das Kraftwerk nahe liegende Gebaude wie
Krankenhaus oder Einkaufszentrum.

Der erzeugte Strom wird mit einer Vergiitung von 15 ct/kWh ins 6ffentliche Netz einge-
speist, diese Vergiitung ist iiber die Dauer von 13 Jahren fix. Um die Wirtschaftlichkeit
der Anlage zu gewihrleisten, muss sie jahrlich mindestens 7300 h in Betrieb sein. Die
Abschreibungsdauer wurde mit 13 Jahren kalkuliert.

Wartung: Die Wartungskosten betragen jihrlich ca. 3% der Investitionskosten, Klei-
nigkeiten werden permanent gewartet, vier Mal im Jahr werden Revisionen mit einer
Dauer von ca. zehn Tagen eingeplant. Eine ldngere Abschaltung der Anlage soll nach
drei Jahren erfolgen

Anfahren: Steht die Anlage ca.2-3 Stunden still kann man sagen dass die Anfahr-
zeit entfallt, ist das Kraftwerk im Revisionsfall zehn Tage aufler Betrieb dauert das
Anfahren ca. fiinf Tage um wieder in Vollbetrieb zu sein.

Biomasse:

— verwendet werden Hackschnitzel G50

— 10% der benétigten Biomasse kommt aus der ndheren Umgebung, 90 % wird von

Holzhéndlern angeliefert.

— Kosten der Biomasse: 1 Atrotonne (Absolut trocken) darf maximal zwischen 70
und 80 € kosten um den wirtschaftlichen Betrieb zu gewéhrleisten. Der Preis einer
Lutrotonne (Luft trocken) liegt bei ca. 40 €.

— Brennstoffverbrauch: Zwischen 11.000 und 12.000 Atrotonnen im Jahr

Bauzeit: Die Bauzeit betrug ca. 1,5 Jahre das Genehmigungsverfahren dauerte vorher
ungefahr ein halbes Jahr.

Asche: Der Ascheanteil betrigt ca.2% der gesamten Holzmenge. Die Deponierung
einer Tonne Asche kostet ungefihr 60<€.

Grundstiick: Superéddifikat, das Grundstiick ist so lange in Pacht, wie der Betreiber
des Kraftwerks will, anschliefend folgt der Riickbau.

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

5.4.1 Allgemeines
Ubersicht und Funktionsweise

Abbildung 5.19 gibt einen Uberblick iiber die verschiedenen Technologien zur solarther-
mischen Stromerzeugung. Gréflere Anlagen werden hauptséchlich als Parabolrinnen- oder

Turmkraftwerke ausgefiihrt, weshalb diese Technologien néher erldutert werden.

Solarthermische Kraftwerke

k.

Linien-konzentriert Punkt-konzentriert Nicht-konzentriert

k.

Parabolrinnen

‘ Fresnelspiegel ‘ ‘ Solarturm ‘ ‘ Dish-Stirling ‘ ‘ Aufwind

Abbildung 5.19: Technologieiibersicht 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 héufigsten eingesetzt. Jene Solar-
strahlung, die parallel zur vertikalen Achse auf die parabelférmige Spiegelfléache trifft, wird
am Absorber konzentriert. Um die Spiegel moglichst optimal auszunutzen wird die gesamte
Parabolrinne einachsig der Sonne nachgefiihrt.

Als Wiarmetrédger werden in den Rohrsystemen der Parabolrinnenkraftwerke normalerweise
Thermoole, die Temperaturen bis zu 390 °C erreichen konnen, verwendet. Daraus resultieren
Dampfparameter von ca. 380 °C und 100 bar. Das Thermoo] wird auf eine Uberhitzerstufe, die
im Wesentlichen aus Vorwérmer, Verdampfer und Uberhitzer besteht gefiihrt. Diese erzeugen
den fiir den nachfolgenden Dampfprozess benotigten Dampf. Zusétzlich sind zur thermischen
Speicherung noch Salzspeicher integriert. Fiir die Entnahme der Warme aus dem erhitzten
Salzspeicher wird das Fliissigsalz {iber einen externen Warmetauscher gepumpt und in einem
zweiten Speicher niedrigerer Temperatur gesammelt.



5.4. SOLARTHERMISCHE KRAFTWERKE 57

1. Reflektor
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Abbildung 5.21: Schematischer Aufbau eines Parabolrinnenkraftwerks mit thermischen Salzspei-
chern [76]

Fresnelkollektor Kraftwerk

Anstatt der Parabolrinne werden hier Fresnel-Spiegel (siche Abbildung 5.22) verwendet.
Mehrere kleine Spiegel lenken die Solarstrahlung auf ein fest stehendes Absorberrohr, das
im Vergleich zum Parabolrinnenkraftwerk deutlich grofler 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 Heliostaten'® um
den Solarturm angeordnet. Diese Spiegel reflektieren die Direkteinstrahlung der Sonne auf

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

109-achsig dynamisch veriinderbare Spiegel
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Abbildung 5.22: Fresnel-Kollektor [81]

Fiir die , Weiterverarbeitung® der konzentrierten Strahlungsenergie sind folgende, neue
Anlagentypen im Einsatz:

e Atmosphérischer Luftabsorber: Luft wird hier als Warmetragermedium verwendet, und
erzeugt iiber nachfolgende Uberhitzerstufen Dampf fiir einen Dampfturbinenprozess

e Druckaufgeladener Absorber: Das Wérmetragermedium ist hier verdichtete Luft, mit
nachgeschaltetem GuD-Prozess

Der Vorteil von Solartiirmen 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

Konzentrierte Solarstrahlung

direkte Solarstrahlung direkte Solarstrahlung

Heliostatenfeld Turm 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 jahrlichen Sonnenstunden (Direkteinstrahlung) sind ein Maf fiir die Wirt-
schaftlichkeit solarthermischer Kraftwerke. Deshalb ist der giinstigste Bereich fiir die Errich-
tung dieser Anlagen zwischen 40° nérdlicher und 40° stidlicher Breite (Sonnengiirtel).

Als Beispiel fiir die giinstigen Bedingungen in Spanien zeigt Abbildung 5.24 die monatliche
Direkteinstrahlung in kWh/m? am Standort Andasol 1-3. Berechnet man den langjihrigen
Mittelwert, so betrigt die jahrliche Direkteinstrahlung 2.144 kWh /m?.

350

2000
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2002 |-
2003
2004
2005
2006 |-
2007
2008

300

250

RRRRRN000

200

150 -

100 +-

Monatliche Direktstrahlungssumme in kWh/m?
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Apr Jun Jul Aug
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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 21ct garantiert auf 25 Jahre vergiitet. Als Voraussetzungen dafiir
diirfen maximal 15% Erdgas fiir zusitzliche Dampferzeugung zugefeuert werden, und die
Anlagengrofie wurde mit 50 MW limitiert. [42]

5.4.2 Investitionskosten
Spezifische Investitionskosten

Es erweist sich als schwierig, Werte fiir die spezifischen Kosten von solarthermischen Kraft-
werken anzugeben, da noch kaum verléssliche Zahlen vorliegen. Zum einen muss die verwen-
dete Technologie beriicksichtigt werden und zum anderen ob thermische Speicher verbaut
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wurden oder nicht. Tabelle 5.5 zeigt Richtwerte diverser Technologien!!. 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 €5006/kW in €9906/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]

e 10-20 % fiir den Kraftwerksblock (Wasser-Dampf Kreislauf inklusive Turbine und Gen-

erator)

e 10-20% fiir den thermischen Speicher

e 60-70% fiir das Solarfeld, davon sind

20 % fiir die Spiegel
20 % fiir die Absorberrohre

40 % fiir die Solarkollektorkonstruktion

20 % fiir sonstige Verrohrung und Arbeitsmittel

Als Vergleich zu oben gemachten Angaben kénnen vom PSI [44] &hnliche 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 150€/m? bei Fresnel- und 220€/m? 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.

1 Quelle: entnommen von PSI [44] und umgerechnet
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@ Heliostatenfeld
O Receiver
OKraftwerksblock

Othermischer Speicher

B Sonstige

18%

Abbildung 5.25: Zusammensetzung der Investitionskosten von Solarturmkraftwerken [44]

5.4.3 Betriebs- und Wartungskosten

Die Betriebs- und Wartungskosten werden abhéngig von ihrer Technologie in Tabelle 5.6
gegeniibergestellt.

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

Technologie Anlagengrofie | jahrliche Kosten
in MW in €5005/kW
Parabolrinne (Thermool) 50 ~ 80
Parabolrinne (Direktdampf) 47 ~T5
Fresnel-Kollektor 20 ~ 958
Turmkraftwerk (druckaufgeladener Absorber) 17 ~ 170
Dish-Stirling 50 ~ 230

Der jahrliche Aufwand fiir Material und Versicherung belauft sich auf jeweils 1 % der gesam-

ten Investitionssumme. [63]

5.4.4 Wirkungsgrad

Abhéngig von der eingesetzten Technologie sind nachfolgend die Wirkungsgrade aufgelistet.

e Parabolrinnen: 10-15% bei Verwendung von Thermodl und 14-18 % bei Direktver-
dampfung

e Fresnel-Kollektoren: 10-11 % bei Direktverdampfung

e Turmkraftwerke: Luft-, Salz- oder Dampfreceiver 14 - 18 % und bei druckaufgeladenem
Absorber 25 %

e Dish-Stirling: 16-23 %

o Aufwindkraftwerk: ungefahr 1%
Die in Abbildung 5.26 dargestellten Kennlinien stellen den Kollektorwirkungsgrad von Para-

bolrinnen und Fresnel-Kollektoren gegeniiber. Die in der Einfithrung zu diesem Kapitel an-

gesprochenen Wirkungsgradverluste bei Fresnel-Kollektoren sind deutlich erkennbar.[42],[81]
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Abbildung 5.26: Thermischer Kollektorwirkungsgrad in Abh#ngigkeit von Betriebstemperatur
und Einstrahlung, Parabolrinnen (links) und Fresnel-Kollektoren (rechts) [42]

5.4.5 Sonstiges
Verfiigbarkeit

Nimmt man als Beispiel den Solar Energy Generating Systems (SEGS) Parabolrinnen-
Kraftwerkspark (USA), so liegt die technische Verfiigharkeit dieser Anlage bei 98 %. Bei der,
seit 1991 in Betrieb befindlichen Anlage wurde noch keine Leistungsminderung bei Spiegeln
festgestellt. Die Bruchrate der Spiegel betrédgt ca. 1% pro Jahr. [66]

Konzentrationsfaktor

Bei solarthermischen Kraftwerken wird immer wieder der Begriff des Konzentrationsfaktors
(C) angegeben. Der Konzentrationsfaktor ist definiert als Verhéltnis von Aperturflache zu

Absorberflache. 4
O — Apertur 59
AAbsorber ( )

Die Aperturfliche ist jene unbeschattete Fliache, durch die Licht in den Kollektor eintritt.
Die Absorberfliche ist die projizierte unbeschattete Fliche 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 grofiten und teuersten Solarthermieprojekte weltweit. Fiir
die 50 MW Anlage belduft sich das Investitionsvolumen auf ungefidhr 300 Mio. €. Drei dieser
Anlagen wurden bis dato in Betrieb genommen (Aufbau siehe Abbildung 5.20 und 5.21),
nachfolgend die Daten der ersten Anlage. [706]

e 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
e Solarfeld:

— Technologie: Parabolrinnen

— SolarfeldgroBe: 510.120 m?

— Anzahl der Parabolspiegel: 22.464

— Warmespeicher: 28.500t Salz fiir 7,5 Volllaststunden

5.5 Photovoltaikanlagen

5.5.1 Allgemeines

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

Solarpanele

HEigenbedarf

Spannungsregler Wechselrichter Transformator —)

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 0,5V
und 0,6 V. Viele solcher Zellen werden mittels Reihen- und Parallelschaltung zu sogenannten
Solarmodulen oder Solarpanelen verschaltet.

Grundsétzlich werden folgende Typen bei Solarzellen unterschieden:

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

wendig und teuer
e Polykristalline Zellen: Mehr Verunreinigungen im Material, daher etwas billiger
e Diinnschichtzellen: Silizium wird aus der Schmelze auf einen Trager 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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Zusétzlich zu den oben genannten gibt es noch amorphe, also nicht kristalline Zellen. Diese
werden in diinnen Schichten auf z.B. Glas aufgetragen und finden bei Uhren und Taschen-
rechnern Verwendung. [99], [79]

Marktsituation in Osterreich

Der Photovoltaik-Markt in Osterreich teilt sich auf in Stromerzeugung aus PV-Anlagen und
PV-Modulerzeugung. 2008 wurden Anlagen mit einer kumulierten Leistung von 4,69 MW,,'2
neu installiert. Mit einer Gesamtleistung von 32 MW, liegt Osterreich im internationalen
Vergleich noch deutlich zuriick. 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:

e Im Freistaat Bayern werden beinahe 2 % des jahrlichen Strombedarfs aus PV Anlagen
erzeugt, in Osterreich sind es gerade mal 2 %o. 110 der 159 PV Freiflichenanlagen'®
deutschlandweit stehen in Bayern, das allein zeigt, dass die Forderungen und Einspei-
severgiitungen sehr gut sind. [4], [9]

In Bezug auf die Produktion von Solarmodulen kann Osterreich deutlich bessere Zahlen
vorweisen. 2008 wurden Module mit einer Gesamtleistung von 65 MW produziert. Diese

Tatsache zeigt, dass Osterreich eine gute Position als Modulerzeuger einnechmen kann. [9]

5.5.2 Investitionskosten
Spezifische Investitionskosten

Abbildung 5.28 zeigt den Verlauf der Kosten in Abhingigkeit von der Anlagengrofie!?.

Die Durchschnittskosten einer netzgebundenen PV-Anlage betragen in Osterreich ungefihr
5000- 5100 €/kW,. Die Investitionskosten sinken mit zunehmender Anlagengréie. Erhebli-
ches Kosteneinsparungspotenzial weist bei groen PV-Anlagen die Montagelogistik auf. Diese
kann soweit optimiert werden, dass von , FlieSband-Montage“ die Rede ist. Laut JUWI So-
lar verringerte sich die Montagezeit einer 2 MW, Anlage in den Jahren 2004 - 2006 von 3
Monaten auf 3 Wochen. [4]

12W,, ist eine Einheit fiir die maximale Leistung unter Testbedingungen bei 25° Zellentemperatur,
1000 W/m? Bestrahlungsstirke und einem Sonnenlichtspektrum von 1,5 AM

13Stand 2001 - 2006

4Quellen: CERI [19], DoE [24], EU [28], IEA [45], Marktstudie AT [9], EUSUSTEL [29], Projekte DE:

Projekte in Brandis, Mehringer Héhe 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 fiir PV
Dachanlagen dargestellt. Vergroflert man die Anlage, d.h. von einer Dach- auf eine Frei-
flichenanlage, so liegt der Anteil der Modulkosten immer noch zwischen 50- 60 %'°.

8%

159 OSolarmodule

B Dachaufbau

OElektrische
51% Installation

O Wechselrichter

6%

O,
20% B 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 Gréfenordnung
sich die Betriebskosten befinden, wird von 1% der Investitionssumme pro Jahr ausgegangen
[33]. Diese Kostenangabe beinhaltet: Personal, Wartung, Versicherung und gegebenenfalls
Pacht. [4]

15 Als Referenz:http://www.solarbuzz.com/Moduleprices.htm Stand 03/2010
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5.5.4 Wirkungsgrad

Eine Erhohung des Wirkungsgrads bei PV-Modulen hat zwei wesentliche Auswirkungen.
Zum einen wird die Effizienz der ganzen Anlage gesteigert, zum anderen kann die benéttigte
Fléche verringert werden. Tabelle 5.7 stellt die aktuellen Wirkungsgrade mit den theoretisch
erreichbaren gegeniiber.

Tabelle 5.7: Aktuelle und theoretisch mogliche 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
Diinnschichtzellen (CIS) 11 11-18

5.5.5 Sonstiges
Verfiigbarkeit

Die Verfiigbarkeit von PV Anlagen wie auch von solarthermischen Anlagen hingt sehr stark
vom geographischen Standort ab. Das Bild 5.30 zeigt die direkte Sonneneinstrahlung ange-
geben als Zeitdauer pro Jahr im Mittelmeerraum.
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Abbildung 5.30: Sonnen-Direkteinstrahlung in Abhéngigkeit der geographischen Lage [63]
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Lebensdauer

Die Angaben reichen hier von 20 - 40 Jahren, als guter Richtwert kénnen 25 Jahre angenom-

men werden.

Beispiel einer 40 MW Anlage

In Bild 5.31 wird die Freiflichen PV Anlage in Brandis (Deutschland, Sachsen) dargestellt.
Eckdaten der Anlage: [47]

e Nennleistung: 40 MW,

Investitionsvolumen: ~ 130 Mio. €

Platzbedarf: 110 Hektar (ca. 200 Fufiballfelder)

Lebensdauer/Nutzungsdauer: mindestens 20 Jahre

Technologie: Diinnschicht

Vergiitung: 35,49 - 37,96 ct/kWh
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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 Warme bezeichnet. Diese rithrt 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:

e Nasse Vorkommen, sogenannte thermale Quellen, die direkt iiber Erdwédrmesonden und
Wérmepumpen fiir Heizzwecke oder in der Kraftwerkstechnik (ORC- und Kalinapro-

zess) verwendet werden kénnen.

e Trockene Vorkommen im heiflen 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,

erlautert.

.. Dampferzeuger

.. Férderpumpe

.. Injektionsbohrung

.. Reservoir / Heisses Gestein
.. Férderbohrung

.. Turbine / Generator

.. Kondensator

.. Speisewasserpumpe

.
L

ONDO R WN =

Wasser
Bohrtiefe ~ km

Abbildung 5.32: Schematische Darstellung des HDR-Verfahrens

Bei diesem Verfahren wird Wasser iiber die Injektionsbohrung eingebracht, und vom Tiefen-
gestein aufgeheizt. Eine zweite oder dritte Bohrung (Forderbohrung) befordert den heifien
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 betrigt die
derzeit weltweit installierte Gesamtleistung ca. 10 GW [78]. Die wichtigsten Lénder mit
geothermischer Stromerzeugung sind: USA, Philippinen, Indonesien, Mexiko, Italien, Japan



5.6. GEOTHERMISCHE KRAFTWERKE 69

und Island. Die Plattentektonik der Erde bietet dort gute Voraussetzungen, was Abbildung

5.33 sehr deutlich zeigt!®
Osterreichweit sind zurzeit zwei Anlagen in Betrieb:

e Altheim (Innviertel), 0,5 MW Anlage

e Bad Blumau (Stidoststeiermark), 0,18 MW Anlage
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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, aussagekriftige Werte zu bekommen.

Die Angaben in einer Quelle reichen von 1000€/kW -3700€/kW [23] wobei nicht explizit
angefithrt wird, um welche Technologie es sich handelt. In einem Bericht des PSI [44] wird
bei einer HDR~Anlage von ca.4250€/kW ausgegangen.

Anhand dieser, doch sehr groflen 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 konnen.

e Unterhaching (Deutschland, Kalina-Anlage): Die Anlage in Unterhaching star-
tete bereits 2007 mit der geothermischen Warmeversorgung und wurde zwischen 2006

6 Erklirung Bild: Rote Kreise: Lage bedeutender Ressourcen; Rote Zahlen: Installierte Kapazitit des
Jahres 2007 in MW,;; Werte in Klammer: Prozentueller Anteil an der nationalen Gesamtkapazitit
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und 2008 mit einer Kalina Anlage (3,4 MW) zur geothermischen Stromerzeugung er-
weitert. Das gesamte Investitionsvolumen betrug 16 Mio. €, somit betragen die spezi-
fischen Investitionskosten ca.4.700 €/kW.

e 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 MW,; als Dublettenanlage in Betrieb. Bis dato wurden 80 Mio. €
an Fordermitteln in das Projekt investiert'”. [10]

e The Geysers (USA): Das Feld , The Geysers® erzeugt bereits seit Anfang der
60er Jahre Elektrizitédt aus ,,trockenem Dampf*. Allein die Kosten fiir Entwurf, Kon-

struktion und Bohrungen des dort neu entstehenden 35 MW Kraftwerks werden auf
150 Mio. $ (~ 110 Mio. €'%) geschitzt. [96]

Zusammensetzung der Investitionskosten

Um die gesamten Projektkosten besser zu veranschaulichen, werden in Abbildung 5.34 die
Kosten fiir ein hydrothermales Geothermiekraftwerk prozentuell aufgeschliisselt. Bohrkosten
fiir HDR~Anlagen liegen ungefahr um den Faktor 4-7 hoher als jene fiir hydrothermale An-
lagen. Dieser Faktor ist jedoch nur ein Richtwert, vereinzelt kann er um einiges hoher sein.

[44]

10%
O Planungskosten
O Bohrkosten

OKraftwerkskosten

57%

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, herangezogen'?.
Die Gesamtkosten teilen sich folgendermafien auf: 10 % fiir Standortsuche und -festlegung,
35 % fiir das Kraftwerk und 55 % fiir die Bohrkosten [44].

Angaben iiber Kostenentwicklungen fiir die Zukunft erweisen sich als duflerst schwierig, da
die Bohrkosten nur sehr unsichere Prognosen zulassen.

17Stand 04/2009
181 USD = 0,730923 EUR
9Stand der Kosten 2005
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5.6.3 Betriebs- und Wartungskosten

Die jahrlichen Kosten fiir Betrieb und Wartung sind bei geothermischen Kraftwerken eher
gering und werden als konstant, d.h. als jéhrliche Fixkosten, angenommmen. Den grofiten
Anteil dabei haben die Reparaturarbeiten an den Bohrlochern. Als Vergleich dient erneut
das in Kapitel 5.6.2 angefiihrte Beispiel am Standort Fenton Hill.

e Allgemeine Kosten: 30 €/kW/a (18 %)
e Kraftwerk: 33 €/kW/a (19 %)

e Bohrloch: 108 €/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 fiir 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
Wiérmequelle doch deutlich ineffizienter ist.

6%

5% Temperatur [*C]
0 50 1 [I)O 150

e NS
1% 1000

ty

2% = 2000 \
1% - \

~ 3000
0% \
4000
9%

8% lSUUD
Tiefe [m]
% 6000 Guelle [Strauls]
6%
100 120 Ho B0 B0 200 220 240
Thermalwassertemperatur in C Qulle [P=1]

Abbildung 5.35: Im linken Bild wird der Wirkungsgradverlauf in Abhéngigkeit der Thermalwas-
sertemperatur dargestellt [44], rechts davon der gemessene Temperaturverlauf im Erdinneren in
Abhingigkeit 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 Ressourcenverfiighbarkeit. Erdwérme ist jahreszeiten- und witte-
rungsunabhéingig und somit jeder Zeit verfiighbar. Im Gegensatz dazu stehen hohe Investiti-
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onskosten, geringe Wirkungsgrade, geologische Risiken und lange Projektentwicklungszeiten.
Weiters miissen Aspekte wie

e Losen und Deponieren von Mineralstoffen aus dem Thermalwasser,
e Freiwerden von Schwefelgasen und Ammoniak bei heiflen Quellen oder
e Landabsenkungen und Erschiitterungen infolge von Bohrarbeiten

beriicksichtigt werden. Welche geologischen Auswirkungen geothermische Bohrungen
haben kénnen, 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 geschitzten Gesamtkosten der Anlage belaufen sich auf 86 Mio.
CHF (~ 59 Mio. €%°). 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
Stéarke 3,4 nach Richter woraufhin die Bohr- und Projektarbeiten sofort eingestellt wurden.
Die daraufhin durchgefiihrte Risikoanalyse brachte erniichternde Ergebnisse: Projektstopp
fiir das ,,Deep Heat Mining Basel“ mit der HDR Technologie. Zurzeit wird die Risikoanalyse
umfassend ausgewertet um sie der Offentlichkeit und Wissenschaft zugénglich zu machen.
[7]

20Umrechnung: 1 CHF = 0,683336 EUR



Kapitel 6

Stromerzeugungskosten

6.1 Abschitzung von Stromerzeugungskosten

Im folgenden Teil wird zunéchst ein vereinfachtes Beispiel zur Berechnung der Stromerzeu-
gungskosten angefiihrt. Es wird ein vereinfachter Vergleich zwischen einem GuD- und einem
Kohlekraftwerk durchgefiihrt. Eine detaillierte Berechnung wird nur fiir das GuD-Kraftwerk
vorgefiihrt, da jene fiir das Kohlekraftwerk analog ablauft. Die der Berechnung zugrunde

liegenden Annahmen sind in Tabelle 6.1 zusammengefasst.

Tabelle 6.1: Annahmen fiir die Berechnung von Stromerzeugungskosten fiir ein Kohle- und ein
GuD-Kraftwerk (vgl. DoE [24] und UBA [83])

Kohle | GuD
Bruttoleistung Purutto MW 500 400
Nettoleistung Poctio MW 460 388
Elektrischer Wirkungsgrad Nnetto % 45 58
Zinssatz (nominell) r % 5 5
Inflation % 2 2
Spezifische Investitionskosten ky ‘ €/kW ‘ 1.400 ‘ 630 ‘
Betriebs- und Wartungskosten, fix Kognry,, €/kW,, 21,34 | 9,67
Betriebs- und Wartungskosten, variabel | kogas,,. | €/ MWhg, 3,55 | 1,60
CO,-Preis koo €/t 15 15
CO,-Faktor fooo tco,/MWhy, | 0,36 0,2
| Brennstoff | kps | € | 70 | 130 |
’ Nutzungsdauer ‘ Np ‘ 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 kWy;.
K = Pyrutto - k1 = 400.000 - 630 = 252.000.000 € (6.1)

Abschreibung

Die Abschreibung wird iiber die gesamte Nutzungsdauer als nominell konstant angenommen.
Weiters gilt die Pramisse, dass das Kraftwerk am Ende der Nutzungsdauer einen Endwert
von 0€ hat.

AW - EW  Kp  252.000.000

Ky N, —N—D:T:12,6Mio.€ (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 wére der angenommene Zinssatz als Mischzinssatz zu interpretieren.

Zinsen im 1.Jahr
sz = K;-r = 252.000.000 - 5% = 12,6 Mio. € (6.3)

Zinsen im n. Jahr (beziehen sich auf das sich verringernde gebundene Kapital)
KZ(n) = (KI — Ky - (TL — 1)) T (6.4)

Fixkosten
Ko&Mm = ko&Mm - Pyrutto = 9,67 - 400.000 = 3,868 Mio. € (6.5)

Es wird eine jéhrliche Betriebszeit von ty,; = 7000 h Volllaststunden angenommen.
Bei 7.000 Volllaststunden werden jahrlich

Wer = Phetto - tyvi = 388 - 7000 = 2.716.000 MW h, (6.6)

an elektrischer Energie erzeugt und ins Netz eingespeist.

Benotigter Brennstoff (Heizwert)
Die Umrechnung erfolgt mit Hilfe des Nettowirkungsgrads, um den tatséchlichen Brenn-
stoffbedarf fiir die zu erzeugende elektrische Energie zu erhalten.

W, 2.716.000
Thetto B 0758

Hps = = 4.682.758 MW hpg (6.7)

Hier wird der Brennstoffpreis angenommen, die Preise fiir Terminlieferung kénnen der Borse

entnommen werden'.

s = 130 —=— (6.8)
SKE

siehe z.B. European Energy Exchange: www.eex.com
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SKE ... Steinkohleeinheit
Energiegehalt einer Tonne Steinkohle: 1tgxp = 8,141 MWh
Umrechnung auf MWh-Basis:

kps = 130tiE : 87125]%/11 = 15,97%}% (6.9)
Gesamte jahrliche Brennstoffkosten fiir 7.000 Volllaststunden:
Kps = Hpg - kps = 4.682.758 - 15,97 = 74.783.655 € (6.10)
Variable Betriebs- und Wartungskosten bei 7.000 Volllaststunden
KoMy = ko&Myar - Wer = 1,60 - 2.716.000 = 4.345.600 € (6.11)

Emissionen
Mit Hilfe der spezifischen Treibhausgas-Emissionen des Brennstoffs konnen die jéhrlichen

Emissionen des Kraftwerks ermittelt werden

tco,
—0.2 6.12
Joo, =0, MW hy, (6.12)
feco 0,2 tco
=292 7 344 2 6.13
Jeo, Dnetto 0,58 7~ MWhy, (6.13)

In einem modernen GuD-Kraftwerk werden ca. 340 kgco, pro MWh,; an Emissionen frei.

Kosten fiir CO,-Zertifikate
meo, = féO2 Wy = 0,344 - 2.716.000 = 936.551 tc0, (6.14)

Hier wird berechnet, wieviel Tonnen CO,-Aquivalente jihrlich bei der Stromerzeugung frei-

gesetzt werden. Jede Tonne CO, wird mit einem Zertifikatspreis von 15€ bewertet.

€
K002 = Mco, * ]{3002 = 936.552 t002 -15
tco,

= 14.048.275€ (6.15)
Die Gesamtkosten teilen sich in Fixkosten und variable Kosten auf.
Z Kosten: KA+KZ+KO&MI-¢Z+KO&MW," +KCOQ

Fixkosten:
Fixkosten sind Kosten, die unabhéngig von der jahrlichen Stromerzeugung sind

Ka+ Kz + Koga,,, = 12,6 Mio. € + 12,6 Mio. € + 3,868 Mio. € = 29,068 Mio. € (6.16)

Variable Kosten: Variable Kosten héngen von der jéhrlichen Stromerzeugung W,; ab.

Kps + Kown,,, + Kco, = T4.783.655€ + 4.345.600 € + 14.048.275€ = 93,177 Mio. €
(6.17)
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aus den obigen Kosten resultieren: - Gesamtkosten = 122.245.530€ im 1. Jahr

AbschlieBend werden noch die spezifischen Kosten fiir verschiedene Annahmen von

Volllaststunden in Tabelle 6.2 gegeniibergestellt.

Tabelle 6.2: Kostenvergleich zwischen Kohle- und GuD-Kraftwerk

Kohle GuD

Angaben in €/MWh,; | Angaben in €/MWh,,

Volllaststunden | 7000 | 4000h | 7000h | 4000h | 2000h
Zinsen (1. Jahr) | 10,87 19,02 | 4,64 | 812 16,24
Abschreibung 5,43 9,51 4,64 8,12 | 16,24
O&M;iy 3,31 580 | 142 249| 4,98
Brennstoff 19,11 19,11 | 27,53 | 27,53 | 27,53
CO, 12,00 12,00 | 5,17 | 517| 5,17
O&M,,, 3,55 355 1,60| 1,60| 1,60
| 3" 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 fiir die verschiedenen Betriebsfille nicht dndern, die spezifischen Fixkosten jedoch

mit abnehmender Volllaststundenzahl immer hoher werden. Dieser Zusammenhang wird in
Abbildung 6.1 veranschaulicht.

350

=&=GuD, Jahr 1

GuD, Jahr 20

—8—Kohle, Jahr 1

—&—Kohle, Jahr 20
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Abbildung 6.1: Kostenvergleich von GuD- und Kohlekraftwerk
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Abbildung 6.1 zeigt weiter, wie sich die Stromerzeugungskosten fiir ein GuD- und ein
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Kohlekraftwerk iiber 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 lianger 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 zuriickzufiithren. Somit sind am Ende der Nutzungsdauer bzw.
am Ende der Abschreibungsdauer die Brennstoffkosten mafligeblich entscheidend fiir 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 Annuitatische Stromerzeugungskosten

In diesem Kapitel werden die realen und nominellen Stromerzeugungskosten des im letzten
Kapitel betrachteten GuD Kraftwerks fiir eine Betriebsdauer von 4.000 Volllaststunden pro
Jahr berechnet.

Annuitatenmethode

Die Annuitdtenmethode wird oft herangezogen, um Investitionsprojekte mit unterschiedli-
cher Laufzeit zu vergleichen. Mittels Annuitidtenmethode wird die Annuitdt der realen als
auch der nominellen Stromerzeugungskosten berechnet. Dazu muss zunéchst der Barwert-
faktor iiber die Formel 6.18 fiir jedes Jahr ermittelt werden.

1

BWF = ,
(1+4)"

i...Zinssatz, n... Nutzungsdauer (6.18)

Die zukiinftigen Kosten werden fiir jedes Jahr mit dem jeweiligen Barwertfaktor auf den
Zeitpunkt t=0 diskontiert. Somit erhélt man den Barwert fiir jedes Jahr. Diese werden auf-
summiert um den Kapitalwert und somit, mit nachfolgender Formel die Annuitét berechnen

7zu konnen.
(144)" x4
(14 -1

A... Annuitdt, Cy... Kapitalwert, i... Zinssatz, n... Jahre,

A=Cy- KWF =Cy- (6.19)

KWEF... Kapitalwiedergewinnungsfaktor (Annuitétenfaktor)

Stromerzeugungskosten

Die Inflation muss in Abschreibung und Zinsen nicht berticksichtigt 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 miissen beim realen Ansatz zur Berechnung der
Stromerzeugungskosten die Abschreibung sowie die Zinsen um die Inflation in Héhe von 2 %
jahrlich bereinigt werden. Die restlichen Kosten werden als real konstant iiber die gesamte
Nutzungsdauer angenommen, d.h. jedes Jahr werden aus heutiger Sicht real die gleichen
Kosten fiir O&M ¢;,,, O&M,q,, Brennstoff und Emissionszertifikate bezahlt. Aufgrund dieser
Annahmen sinkt der Realwert von den nominellen annuitédtischen Kosten im Laufe der Zeit.
Zusétzlich sind in Abbildung 6.3 die reale sowie die nominelle Annuitét eingezeichnet. Bei
der nominellen Annuitédt handelt es sich um die selbe wie in Abbildung 6.2, nur das diese

fiir die reale Betrachtung jéhrlich mit dem Inflationswert diskontiert werden muss.
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Stromerzeugungskosten in €/ MWh,,
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Abbildung 6.2: Stromerzeugungskosten eines GuD-Kraftwerks in nomineller Darstellung

70

60 -

50 -

40 |
30 +
20 +
bbbl LY
0 -
1 2 4 5 6 7 8 9

I Abschreibung
[ Brennstoff

[Zinsen
[ CO2

I O&M fix
——"reale" Annuitat

= 0&M var.
"nominelle" Annuitét

3

10
Nutzungsdauer in Jahren

11 12 13 14 15 16 17 18 19 20

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 Annuitét mit

einer real konstanten Annuitéit zum Inbetriebnahmezeitpunkt des Kraftwerks.

Tabelle 6.3: Reale und nominelle Annuitét

Kosten Annuitét,real | Annuitét, nominell
in €/ MWh, in €/MWh,,

Abschreibung 6,76 8,12
Zinsen 4,09 491
O&Myy 2,44 2,93
O&M,or 1,57 1,88
Brennstoff 26,99 32,40
CO, 5,07 6,09

| > Gesamt 46,92 56,33

Nominell

Real |

B Abschreibung OZinsen

W O&M fix O O&M var.

O Brennstoff mCO2

25 30

35 40 45 50 55

Annuitat in € MWh,,

Abbildung 6.4: Reale und nominelle Annuitit zum Zeitpunkt t=0

60

Aus der Tatsache, dass der Realwert einer nominell gleichbleibenden Annuitét {iber einen

lingeren Zeitraum stark abnimmt wird ersichtlich, dass nur eine real gleichbleibende An-

nuitdt 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 fiir
spéatere Simulationen, Sensitivitdtsanalysen etc. belastbare Eingangsgrofien zu liefern. Zu-
dem wurden in der Arbeit die heute wichtigsten konventionellen und innovativen Stromer-
zeugungstechnologien und deren Charakteristika kurz erlautert. Abbildung 7.1 zeigt eine
Ubersicht iiber jene Kraftwerkstechnologien, welche im Rahmen dieser Arbeit genauer be-

trachtet wurden.

Kraftwerkstechnologien

'

/

/

Y

Abbildung 7.1: Ubersicht iiber die, in der Arbeit behandelten Kraftwerkstechnolgien
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Die einzelnen Kraftwerkstechnologien werden anhand folgender Parameter bewertet:
e Investitionskosten und deren Zusammensetzung

e Sperzifische Investitionskosten

Elektrischer Wirkungsgrad in Volllast und Teillast

Betriebs- und Wartungskosten

Bauzeiten und technische Anlagenlebensdauer

Anlagenverfiigbarkeiten
e Anfahrzeiten und -kosten

Sofern es die Datenlage erlaubte, wurden fiir die genannten Parameter die Bandbreiten
der Werte entsprechend unterschiedlicher Quellen dargestellt. Was speziell fiir gas- und
kohlebetriebene Kraftwerke als Ergebnis deutlich hervorgeht ist die Steigerung des Wir-
kungsgrads und Reduzierung der spezifischen Investitionskosten mit zunehmender Grofe
des Kraftwerks.

Abschlielend wurde eine vereinfachte Betrachtung von Stromerzeugungskosten im Zeit-
verlauf durchgefithrt. 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
annuitdtischen Stromerzeugungskosten sowie die Annuitédt ermittelt und gegeniibergestellt.
Dabei zeigt sich, dass annuitétische Kosten auf nomineller Basis fiir den Vergleich langfris-
tiger Investitionsprojekte wenig geeignet sind.

Nachfolgend werden in der Abbildung 7.2 Richtwerte fiir die einzelnen Kraftwerks-
technologien angegeben. Zu beachten ist, dass speziell die spezifischen Investitionskosten
aber auch der Wirkungsgrad stark von der Anlagengréfie abhidngen. Deshalb sind die
angegebenen Bandbreiten teilweise sehr groff. Genauere Angaben kénnen in den jeweiligen

Kapiteln der Arbeit nachgelesen werden.
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Gas- und Dampfturbinenkraftwerke
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Abbildung A.1: Anfahrverhalten eines GuD-Kraftwerks [40]
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Abbildung A.2: Verschlechterung von Leistung und Wirkungsgrad iiber 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]

Abbildung A.3: Aufschliisselung der Kosten eines neuen Single-Shaft GuD-Kraftwerks [20]

Die Betriebs- und Wartungskosten (ohne Brennstoff) setzen sich wie folgt zusammen:

Zusammen-

Kostenaufschliisselung Kosten setzung
in T€ in %

Grundstiickserwerb 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
Netzanschliisse
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 Uber 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

e Salaries and owner’s maintenance costs: Beinhalten u.a. Personal, kleinere Wartungen,

routine Wartungen (geplante) etc. Diese Kosten belaufen sich auf 4,5Mio.€ pro Jahr.

Versicherungen: 3 Mio.€

Kommunalsteuern- und abgaben: 3,037 Mio.€ pro Jahr

Administrationskosten: 0,824 Mio.€ pro Jahr

Wartunskosten fiir Leitung/Anschluss: 46.000€ pro Jahr
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e Gebiihren an den Netzbetreiber: 1,801 Mio.€ pro Jahr
e Service- und Wartungsvertriage: 5,5 Mio.€ pro Jahr

Die Nettoleistung dieses GuD-Kraftwerks betréagt 395 MW, wobei hier der sogenannte output
degradation factor mit ungefihr 0,97 angenommen wird. Das bedeutet das sich die Netto-
leistung des Kraftwerksblocks im Durchschnitt iiber die gesamte Lebensdauer gesehen (hier
in diesem Beispiel werden 15 Jahre angenommen) auf ungefihr 387 MW verringert.
Derselbe Faktor kann auch fiir 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 % betragt.

Bei diesem GuD-Kraftwerk werden ca. 7.800 Volllaststunden angenommen, die variablen
Kosten betragen 0,05c¢/kWh (ohne Brennstoff und Emissionszertifikate).
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Kohlekraftwerke
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Wasserkraftwerke
Run-of-River Hydropower Plant
year source max. net el. availability | technical min. max. min. total | max. total | construction spec. fixed variable total
el. efficiency factor life time | Overnight | Overnight | investment | investment time demolition | O&M cost | O&M 0&M
power | atel. peak capital capital costs costs costs cost cost
(busbar) load costs costs (greenfield)
[MW] [%] [-] [a] [€/kW] [€/kW] [€/kW] [€/kW] [years] [€/kW] [€/kW]/a | [E/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
2005 | 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 82
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
2010 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 03 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
2020 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 03 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
2030 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 (2 03 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]
Reservoir Hydropower Plant
year source max. net el. availability | technical min. max. min. total | max. total | construction spec. fixed variable total
el. efficiency factor life time | Overnight | Overnight | investment | investment time demolition | O&M cost | O&M O&M
power | atel. peak capital capital costs costs costs cost cost
(busbar) load costs costs (greenfield)
[MW] [%] [-] [a] [€/kW] [€/kW] [€/kW] [€/kW] [years] [€/kW] [€/kW]/a | [E/MWh] | [€/MWh]
WP3 10-800 90 0,80-0,91 50+ 1400 1900 2056 2791 5-10 260-510 | 260-510
2005 TIMES 100 93 0,6 80 3500 3500 5141 5141 8 45,0 8,6
PRIMES 0,17 60 1830 1830 2687 2687 36,37 244
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
2010 |  TIMES 100 93 0,6 80 3500 3500 5141 5141 8 45,0 8,6
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
2020 | TIMES 100 93 0,6 80 3500 3500 5141 5141 8 45,0 8,6
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
2030 | TIMES 100 93 0,6 80 3500 3500 5141 5141 8 45,0 8,6
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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