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1. Problemstellung und Zielsetzung

Die Nachfrage nach elektrischer Energie wird derzeit vorwiegend durch thermische und
nukleare Stromerzeugungstechnologien gedeckt. Mit dem Inkrafttreten des neuen deutschen
Energiewirtschaftsgesetzes im April 1998 auf der Basis europiischer Richtlinien zur
Liberalisierung der Energiemirkte sind die Kraftwerksbetreiber zu einem Denken in
marktwirtschaftlichen und monopolfreien Strukturen gezwungen, so daf die geltenden Rahmen-
bedingungen wie Versorgungssicherheit, Wirtschaftlichkeit und Umweltschutz in einem
anderen Licht gesehen werden miissen. Hierbei kommt der Optimierung der Kostenstruktur fiir
Erzeugung und Verteilung von elektrischer Energie eine fundamentale Bedeutung zu. Die
zukiinftige Entwicklung des deutschen Kraftwerksparks wird geprigt sein durch eine

Wettbewerbssituation der Kraftwerksbetreiber bei gleichzeitiger stagnierender Stromnachfrage.

Durch die neue Wettbewerbssituation im liberalisierten Energiemarkt wird die
Kostenfiihrerschaft in der Stromerzeugung zu einem notwendigen Erfolgskriterium. Eine
Mboglichkeit ist das Aufdecken und Ausschopfen von Kostensenkungspotentialen in den
Einzelanlagen. Ein weiteres entscheidendes Erfolgskriterium wird das Wissen um die zu
erwartende Lebensdauer von Kraftwerken sein. Gerade das Wissen um die zukiinftige
Entwicklung der Altersstruktur eines Kraftwerksparks erméglicht den zeitlich optimalen Einsatz
von Kapitalressourcen. Fragestellungen wie der optimale Zeitpunkt der Stillegung, der
Erweiterung oder der Ersatz von Kraftwerkskapazititen sind daher von grofler Wichtigkeit.
Wihrend liber die Mechanismen technischer Alterung einzelner Bauteile aufgrund thermischer,
mechanischer und chemischer Beanspruchung detaillierte Untersuchungen vorliegen, sind die
langfristigen Folgen betriebsbedingter Alterung und exogener Einfliisse, wie beispielsweise der
technischer Fortschritt, auf die Altersstruktur eines Kraftwerksparks und damit auf die

Lebensdauer eines einzelnen Kraftwerks nahezu unbekannt.

Ziel dieser Arbeit ist die Bestimmung typenbezogener Lebensdauern von Kraftwerken der
Elektrizitatswirtschaft in der Bundesrepublik Deutschland. Neben der systematischen Analyse
der Alterungsmechanismen und der Analyse der Ursachen fiir die Stillegung von Kraftwerken
steht die Anpassung bekannter Methoden sowie deren Anwendung zur Beantwortung der
Fragestellung ,,Wie alt werden Kraftwerke? im Mittelpunkt der Arbeit. Dadurch ergibt sich
eine neue Sichtweise in der Diskussion um die kiinftige Struktur des deutschen Kraftwerks-

parks.

Die Arbeit ist folgendermaflen gegliedert. Nach einer allgemeinen Einfithrung in die
Problematik werden die technischen Ursachen und Mechanismen der Alterung von Kraftwerken
bestimmt. Anhand einer typenbezogenen Technikbetrachtung werden als Teilergebnis
Schadenschwerpunkte von Bauteilen identifiziert und deren Auswirkungen auf die Alterung von

Kraftwerken in Form von Parametern wie Verfiigbarkeit und Instandhaltungskosten abgeleitet.



Weiterhin wird die Berechnung der technischen Lebensdauer von Komponenten des Kraft-

werksbaus anhand eines Beispiels vertieft.

Im zweiten Teil steht eine Einzelwirtschaftlichkeitsbetrachtung im Vordergrund. Hier wird ein
neu entwickeltes Rechenmodell vorgestellt, das die Bestimmung der Okonomischen
Lebensdauer von Kraftwerkstypen auf Basis der zuvor abgeleiteten endogenen Parameter
ermdglicht. Besonderes Merkmal des auf Methoden der finanzmathematischen Investitions-
theorie beruhenden Rechenmodells ist die dynamische Zielfunktion, bei der die Lebensdauer die
bestimmende Zielvariable ist. Die Entwicklung und Definition von Kriterien, die mdoglicher-
weise die Unrentabilitdt von Kraftwerken nach sich ziehen und dadurch letztendlich die
Lebensdauer bestimmen, sind dabei wesentliche Zwischenergebnisse. Weitere Ergebnisse sind
die mit dem Modell errechneten Lebensdauerkennlinien, die die Lebensdauer verschiedener
Kraftwerkstypen in Abhéngigkeit von der Lasteinsatzart und betriebsbedingter Alterung
angeben. Sie sind als Ergdnzung zu den herkommlichen Kennwerten wie Wirkungsgrad,

installierte Leistung oder Investitionskosten, die ein Kraftwerk charakterisieren, zu verstehen.

Im dritten Teil findet das eigens fiir die Problematik der Lebensdauerbestimmung entwickelte
Optimierungsmodell LIMES (LIMES: Lifetime Model for Electricity Systems) Anwendung.
Dem Modell liegt die Methode der linearen Optimierung zugrunde. Besonderes Merkmal ist
auch hier wieder die variable Lebensdauer als ZielgroBe. Ziel ist es, eine nach Kostenkriterien
ausgerichtete Lebensdaueranalyse eines Kraftwerksparks durchzufiithren. Das Modell LIMES
simuliert den deutschen Kraftwerkspark fiir thermische Grund- und Mittellastblocke im
Betrachtungszeitraum von 1999 bis 2030. Dadurch kénnen die Wechselwirkungen der Kraft-
werke untereinander, die Folgen des technischen Fortschritts in der Kraftwerkstechnik und
verschiedener Instandhaltungsstrategien sowie weiterer exogener Einfliisse auf die Lebensdauer
einzelner Kraftwerkstypen bestimmt werden. Die technische Alterung und die jeweils aktuelle

Altersstruktur des deutschen Kraftwerksparks finden hierbei Beriicksichtigung.



2. Einfithrung in die Problematik der Lebensdauerbestimmung von
Kraftwerken der Elektrizititswirtschaft

Die aktuelle Struktur des deutschen Kraftwerksparks ist auf eine Vielzahl unterschiedlichster
Entwicklungen in der Vergangenheit zuriickzufiihren. Die Vergangenheit hat immer wieder
gezeigt, dal der Kraftwerkspark von Ereignissen betroffen wurde, die zu einer nachhaltigen
Verdnderung alt bewihrter Strukturen fiihrte. Die wichtigsten Ereignisse waren erstens die
Olpreiskrisen, die eine Renaissance der Kohle als Energietriiger und den Bau von Kernkraft-
werken nach sich zogen. Betreiber von gas- und 6lbefeuerten Kraftwerken wurden zeitweilig
mit einem Verstromungsverbot belegt. Zweitens gerieten Betreiber von Kohlenkraftwerken
durch Einfithrung der Grofifeuerungsanlagenverordnung in den Zwang, ihre Anlagen mit teuren
Investitionen wie Rauchgasentschwefelungs- und Entstickungsanlagen nachzuriisten. Zur Zeit
steht ein weiterer Umbruch bevor, der die Kraftwerkslandschaft nachhaltig beeinflufit. Das neue
deutsche Energiewirtschaftsgesetz auf Basis zweier européischer Richtlinien erméglicht den bis
dahin nicht vorhandenen Wettbewerb in der Elektrizititserzeugung und Verteilung. Wenn man
die langfristige Bindung von Kapital im Kraftwerksbau den zeitlichen Abstinden dieser drei
Ereignisse, wie in Abbildung 2-1 dargestellt, gegeniiberstellt, so wird die Wichtigkeit der
Fragestellung nach der zukiinftig zu erwartenden Lebensdauer von Kraftwerken in einem
Kraftwerkspark deutlich.

23 Jahre 10 Jahre 15 Jahre

A 4
A
A

Libera-
lisierung

Installierte Netto
Kraftwerkskapazitit

1

1950 1972/1973 1983 1998

Abbildung 2-1:  Wichtige auf den deutschen Kraftwerkspark wirkende historische exogene
Einfliisse und ihre zeitlichen Abstiinde (* GroBfenerungsanlagenverordnung)

Die statistische Ableitung der historischen Lebensdauern von abgeschalteten Anlagen kann
demnach nicht auf die zukiinftige Lebensdauer von Kraftwerken iibertragen werden. Trotzdem
ist eine Analyse der Lebensdauern abgeschalteter Anlagen fiir einen spéteren Vergleich wertvoll
und ermdglicht eine erste Einordnung. Am Rande sei nur angemerkt, dafl der Anlagenbau und
die Anlagenstillegung bis dato immer im Zusammenhang mit einer expandierenden Nachfrage
nach elektrischer Energie gesehen werden mufite, wihrend in der Zukunft eine stagnierende bis

schwach steigende Nachfrage zu erwarten ist.



Das Durchschnittsalter stillgelegter Anlagenblocke betrdgt gemittelt iiber alle thermischen
Anlagen 28 Jahre [1]. Abbildung 2-2 zeigt die Altersverteilung abgeschalteter brennstoff-
bezogener Anlagenblocke nach installierter Leistung in den alten Bundesldndern. Steinkohlen-
blocke lagen im Mittel, Braunkohlenblocke wurden mit iiber 32 Jahren etwas élter. Dagegen

liegen 61- und gasbefeuerte Kraftwerke mit 27 Jahren und 20 Jahren unter dem Durchschnitt.
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Abbildung 2-2:  Altersverteilung abgeschalteter Anlagenblocke der Sffentlichen Versorgung
(alte Bundeslinder) nach Energietrigern [1]

Ein Blick auf die Altersverteilung der bestehenden Anlagenblocke, wie in Abbildung 2-3
dargestellt, zeigt die breite Streuung der méglichen Lebensdauer von Kraftwerken. Bereits 35 %

aller Anlagen sind élter als das Durchschnittsalter stillgelegter Blocke.
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Abbildung 2-3:  Altersverteilung bestehender Kraftwerksblocke der 6ffentlichen Versorgung
in der Bundesrepublik Deutschland im Jahr 1999 [1]



Daher konnen die Lebensdauern aus den Stillegungsstatistiken folglich nicht auf die zukiinftig

zu erwartenden Lebensdauern von Kraftwerken iibertragen werden.

2.1 Ursachen fiir die Stillegung von Kraftwerken der Elektrizititswirtschaft

Kraftwerke sind komplexe Anlagen, in denen verschiedenste Prozesse zur Erzeugung von
Strom und Wirme ablaufen. Ein solcher Anlagenkomplex wird von drei origindren Einfliissen
bestimmt. Dies sind exogene, Betriebsweise bedingte und endogene Einfliisse. Endogene
Einfliisse sind mechanische, thermische und chemische Vorginge, die sich in erster Linie auf
einzelne Bauteile oder Komponenten beziehen. Es sind die Einfliisse, die nur aufgrund des
Betriebs auf die Anlage wirken, also eine natiirliche Alterung darstellen. Beispiele derartiger
Mechanismen sind Verschleill, Werkstoffermiidung oder Korrosion. Demgegentiber stehen die
Faktoren, die durch die Betriebsweise des Kraftwerks, ndmlich Fahrweise, Lasteinsatzart,
Revisionszyklen und Instandhaltungsstrategien, den gesamten Kraftwerksproze3 und folglich
dadurch auch die endogenen GroBen beeinflussen. Unter exogenen Einfliissen werden alle
GroBen verstanden, die indirekt auf den Kraftwerksprozel wirken. Dies sind von auflen
kommende, hidufig schwer kalkulierbare Ereignisse, wie beispielsweise politische Verdnder-
ungen, ibergeordnete unternchmensstrategische Entscheidungen, Gesetzesvorschriften oder

Preisschwankungen auf den Energiemérkten.

Wiihrend bei der wirtschaftlichen Auslegung eines Kraftwerks die exogenen Einflisse
besondere Beriicksichtigung verdienen, stehen bei der technischen Auslegung und Konstruktion
von Bauteilen und Komponenten endogene oder betriebsweise bedingte Einfliisse, auch be-
zeichnet als natiirliche Einfliisse, im Vordergrund. Auslegungsberechnungen sind immer direkt
mit der Frage nach der Zuverlissigkeit und Sicherheit verkniipft. Insbesondere spielt die
Kenntnis iiber die Zuverlissigkeit bei Bauteilen, die im Falle des Versagens mitunter hohe
Kosten, Betriebsausfille und Folgeschdden verursachen konnen, eine grofle Rolle. Aufgrund
unterschiedlichster Mechanismen nimmt die Zuverlédssigkeit in der Regel solange mit der Zeit
ab, bis Funktion und Sicherheit des Bauteils oder der Komponente nicht mehr gewihrleistet
sind. Die Berechnung der Lebensdauer ist somit von grofter Wichtigkeit, ist aber aufgrund der
Komplexitit unterschiedlichster Einfliisse auf Bauteile und Anlagen schwer zu bestimmen und

folglich mit vielen Unsicherheiten behaftet.

Viele der auf das Kraftwerk wirkenden Einfliisse sind, wie in Abbildung 2-4 verdeutlicht,
voneinander abhingig. In der Abbildung sind die exogenen Einfliisse mit unternehmens-
strategischen Entscheidungen verkniipft und wirken als Gesamtes auf das endogene
Wirkungsgeflecht. Die Lebensdauer des Kraftwerks wird unter der Voraussetzung marktwirt-
schaftlicher Rahmenbedingungen direkt durch seine Wirtschaftlichkeit sowie durch seine natiir-
lichen Alterungsprozesse bestimmt. Der Proze der natiirlichen Alterung beeinflut die
Verfiigbarkeit und diese wiederum die Wirtschaftlichkeit. Die Pflege und der Umgang der

Anlagen wihrend des Betriebs, nach Schadenvorfillen, aber auch unter Gesichtspunkten der



Schadenprophylaxe sind in dem Begriff Instandhaltungsstrategie verallgemeinert. Die
Instandhaltungsstrategie ist daher fiir die Geschwindigkeit der natiirlichen Alterung und in
Folge dessen fiir die Rentabilitit von grofler Bedeutung. Ein weiterer wichtiger EinfluB3-
parameter ist die Art des Kraftwerksprozesses selbst. Beispielsweise erfihrt ein in Grundlast
betriebenes Kraftwerk eine wesentliche geringere Anzahl von Starts als ein Spitzenlast-
kraftwerk. Die beim An- und Abfahren auftretenden Temperaturgradienten fiihren zu Wechsel-

belastungen, die die Bauteillebensdauer gegeniiber einer konstanten Belastung herabsetzen.

Dieses Wirkungsschema verdeutlicht, da die Lebensdauer eines Kraftwerks nicht nur von
seinen endogenen Parametern beeinfluflt wird sondern im Spannungsfeld vieler verschiedener
Faktoren steht.

1 Artdes Kratt-

Wirtschaft-
lichkeit

Betricbsweise
bedingte Einfliisse

{

xogene Einfliisse { | Unternehmensstrategische Entscheidungen

Abbildung 2-4:  Beziehungsgeflecht der auf das Alter eines beliebigen Kraftwerks wirkenden
Parameter

Wihrend ein Teil von exogenen EinfluBgroBen, wie beispielsweise neue Umweltvorschriften,
schwer absehbar sind, lassen sich fiir technische Anlagen empirische Gesetzmifigkeiten
beziiglich der Zuverldssigkeit und des Ausfallverhaltens beobachten. So sind im allgemeinen
drei Abschnitte des Lebensweges von Bauteilen oder Anlagen identifizierbar [2]. Sie sind
schematisch in Abbildung 2-5 skizziert. Diese GesetzméBigkeiten lassen sich nicht nur an
Bauteilen und Komponenten von Kraftwerken beobachten, sondern gelten in der Regel generell
fuir technische Anlagen. Die drei Zeitabschnitte sind durch die Bereiche gekennzeichnet, in
denen Ausfille aufgrund von Frith-, Zufalls-, und Abnutzungsfehlern auftreten. Friihfehler
treten in der ersten Periode der Lebensdauer, bei GroBanlagen typischerweise 3 Jahre [2],
bedingt durch Montage-, Projektierungs- und Materialfehler auf. Die zweite Phase ist gekenn-
zeichnet durch eine geringe Anzahl an Stérfillen, die meist auf Bedienungsfehler oder Uber-
beanspruchung zuriickgefiihrt werden konnen. In der dritten Phase treten gehauft Storungen und
Stillstinde von Anlagen aufgrund unterschiedlichster Mechanismen wie z. B. Korrosion, Werk-

stoffermiidung und Verschleil auf. Diese Schiden sind nicht plotzlicher Natur, sondern



resultieren aus dem iiber die gesamte Lebensdauer anhaltenden Betrieb der Anlage. Thr

zeitliches gehéduftes Auftreten wird als die Phase der Abnutzung bezeichnet wird.

Ausfallrate
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Frijh- Zufalls- Abnutzungs- Zeit
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Abbildung 2-5:  Prinzipielles Ausfallverhalten technischer Anlagen [2]

In der Regel kann angenommen werden, dafl das Ende der Lebensdauer eines Kraftwerks in die
dritte Phase fillt. Das genaue Ende der Betriebszeit ist schwer bestimmbar und stark abhingig
von betriebswirtschaftlichen GroéBen. Der sehr selten auftretende Fall der GroBhavarie, der das
sofortige Betriebsende bedeutet, wird in den nachfolgenden Untersuchungen nicht beriick-

sichtigt.

Kraftwerke unterliegen wihrend ihrer ganzen Lebensdauer einem Prozefl sténdiger
Beanspruchung. Abbildung 2-6 zeigt einen idealisierten Lebensweg mit allen wesentlichen
Begriffsbezeichnungen. Verfiigbarkeit und Zuverlissigkeit sind die entscheidenden Parameter,
die die technische Qualitiit des Kraftwerksprozesses beschreiben. Der tatsdchlichen Verfiig-
barkeit und Zuverlissigkeit, die den momentanen Zustand der Anlage beschreiben, stehen deren
theoretische Werte als Vergleichsmaf3stab gegeniiber. Diese theoretischen Werte beschreiben
die von den Konstrukteuren errechneten Betriebsparameter. Sie konnen sich folglich aufgrund
des technischen Fortschritts giinstig entwickeln und spiegeln den technischen Stand wider.
Technischer Fortschritt beinhaltet u. a. verbesserte Kraftwerkstechnik wie neue Werkstoffe oder
optimierte Anlagenprozesse. Die Differenz zwischen den theoretischen und realen Werten ist
ein Maf fiir ein relatives Alter, das eben nicht nur alleine die natiirliche Alterung beriicksichtigt.
Die reale Zuverldssigkeit und Verfligbarkeit nimmt sowohl wihrend des Betriebs als auch bei
Stillstand der Anlage stetig ab. Dieser natiirliche Prozef3 der Alterung verléduft selbsténdig. Er
kann lediglich durch MaBnahmen der Instandhaltung wie Revisionen, Instandsetzung und
Modemisierung aufgehalten und sogar in selten Fillen (Retrofitting) kurz- bis mittelfristig

umgekehrt werden.
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Abbildung 2-6:  Idealisierter Lebensweg eines Kraftwerks

Eine Bestimmung charakteristischer zeitlicher Perioden des Lebensweges eines Kraftwerks
kann aus mehreren Perspektiven erfolgen. Die eine ist eine empirische Sichtweise, bei der die
Hiufigkeit von auftretenden Fehlern drei typische Zeitbereiche erkennen ldft. Eine zweite
Perspektive ist an Okonomische Begriffe angelehnt und ist ebenfalls in Abbildung 2-6
dargestellt. Dabei werden im wesentlichen drei Begriffe unterschieden. Die Abschreibungsdauer
ist ein finanzmathematischer Begriff, der vom Steuergesetzgeber festgelegt ist. Die
Nutzungsdauer ist die Dauer, die das Kraftwerk tatsidchlich ab Inbetriebnahme zur Verfiigung
steht und wird hiufig auch als 6konomische Lebensdauer bezeichnet. In diesem Zusammenhang
ist der Begriff der technischen Lebensdauer von Kraftwerken eher als ein theoretischer Wert zu
interpretieren. Unter marktwirtschaftlichen Rahmenbedingungen terminieren betriebswirt-
schaftliche GroBen die Lebensdauer eines Kraftwerks, obwohl der technische Zustand den
Weiterbetrieb erlauben wiirde. Die Alterung einer Kraftwerksanlage wird vorwiegend durch die

Alterung ihrer Komponenten bestimmt. Bei den konventionellen Anlagen handelt es sich um:

e  Werkstoffermiidung durch Zeitstandsbeanspruchung und Dehnungswechselbeanspruchung
e Materialabtrige durch Korrosion (Lochfra- oder SpannungsriSkorrosion) sowie durch
Erosionskorrosion und durch

e mechanischen Reibverschleif [3]

Bei den Kemkraftwerken findet keine Werkstoffermiidung durch Zeitstandbeanspruchung
aufgrund der im Vergleich zu den fossil befeuerten Anlagen niedrigeren thermischen
Dampfparametern statt. Hier spielt aber die neutroneninduzierte Materialversprodung bei der
Werkstoffalterung eine grofie Rolle. Die betriebsbedingte Alterung der Komponenten macht
sich durch die Anderung seiner Werkstoffparameter bemerkbar. Sie hat meist eine Abnahme der
Belastbarkeit zur Folge. Ist dies ein kontinuierlicher Proze, so spricht man von einem

,kontinuierlichem Schaden“. Kommt es zu einer pldtzlichen Herabsetzung der Betriebs-



tauglichkeit, so lautet der entsprechende Begriff ,,spontaner Schaden®. Abbildung 2-7 zeigt den
Unterschied zwischen kontinuierlichem Schaden, auch Abnutzung genannt, und spontaner
Schidigung bzw. Gewaltnutzung. Die wesentlichen Mechanismen, die zur Abnutzung fiihren,
sind Verschleil, Ermiidung, Korrosion, Werkstoffalterung und Verschmutzung. Verbrennung,
Verformung, Explosion, Ril und Bruch gehoren dagegen zur Kategorie der Gewaltnutzung.
Diese Mechanismen treten meist in kombinierter Form auf. So geht beispielsweise einem Rif} in
einem Werkstoff erst eine Periode von kontinuierlichem Verschleifl voraus. Eine detaillierte

Beschreibung unterschiedlichster Schadenmechanismen findet sich in [2, 4].
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Abbildung 2-7:  Kontinuierliche und spontane Schidigung technischer Bauteile

Der Prozef3 der Alterung fiihrt letztendlich zur Stillegung einer Anlage. Dabei ist der Begriff
»HAlterung® nicht nur auf betriebsbedingte Mechanismen zu beziehen. Der Begriff einer
exogenen Alterung ist bei Betrachtung der Ursachen von Stillegung von Kraftwerken genauso
denkbar.

Bis zu dieser Stelle wurden die unterschiedlichen Mechanismen der technischen Alterung
vorgestellt. Es folgen die vielfiltigen Ursachen, die letztlich die AuBerbetricbnahme eines
Blockes oder eines Standorts nach sich ziehen. Einige Griinde fiir die Stillegung sind - ohne

Anspruch der Vollstdndigkeit - in Tabelle 2-1 zusammengestellt.



Tabelle 2-1:

Nachriistung
Rechtliche technisch unméglich Grofifeuerungsanlagen-
Beschliisse Nachriistung verordnung
unwirtschaftlich
Brennstofforeis- Olpreiskrise: Betrieb von gas-
. P Unrentabilitit und Slbefeuerten Kraftwerke
dnderungen . .
exogen wurde unwirtschaftlich
.. . Verbote, Verord- Verstromungsverbot von
Politische Beschliisse
nungen Erdgas
Unrentabilitdt von
Technischer A:aeﬂzﬁzl; Hoéhere Wirkungsgrade
Fortschritt gce aufgrund besserer Werkstoffe
Vollkosten
neuer Anlagen
Verschleifl
N zu hohe Instand- Ermiidung
Kontinuierlicher
Schaden haltgngskosten, Werkstoffa}terung
endogen, Betriebsausfille Korrosion
Betriebswei Verschmutzung
se bedingt zu hohe Instand- BI:;Eh
Spontaner Schaden haltungskosten, .
. . Explosion
Betriebsausfille
Verbrennung

Bei der Betrachtung der auf den Kraftwerksbetrieb exogen wirkenden Einfliisse scheint die
Unsicherheit beziiglich Art und Weise sowie der Zeitpunkt des Eintretens von Ereignissen
charakteristisch zu sein. Viele in der Vergangenheit prognostizierten Entwicklungen haben sich
spéter als falsch herausgestellt. Diese mit starken Unsicherheiten behafteten Ereignisse kénnen
daher als ,,unnatiirliche Alterung“ verstanden werden. Diesem Begriff steht der bereits erwéhnte
Begrift der ,natiirlichen Alterung* gegeniiber, d. h. die Alterung aufgrund des Anlagenbetriebs
[3]. Bei der Bewertung der in Tabelle 2-1 dargestellten Folgen endogener und exogener
Alterung wird deutlich, daf8 der Entschluf} zur Stillegung einer Anlage meist aufgrund
wirtschaftlicher Uberlegungen getroffen wird. Dies bedeutet, daB bei der Frage nach der
Lebensdauer von Kraftwerksanlagen eine Wirtschaftlichkeitsbewertung von zentraler

Bedeutung ist.

2.2 Methodenwahl

Die Frage nach der Lebensdauer von Kraftwerken lé6t sich grundsitzlich aus zweierlei
Perspektiven beantworten. Die beiden Methoden lassen sich in einer ersten Niherung gut mit
den systemanalytischen Begriffen Top-Down- und Bottom-Up-Analyse erklédren, die trotz der
gemeinsamen Problembeschreibung - Bestimmung der Lebensdauer von Kraftwerken -

unterschiedliche Ergebnisse erbringen. Im folgenden werden kurz die beiden Ansitze
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beschrieben, Vor- und Nachteile ausgewiesen, die jeweilige Zielsetzung formuliert sowie

SchluBifolgerungen fiir die Konzeption dieser Arbeit gezogen.

Bottom-Up Ansatz

Der Bottom-Up Ansatz basiert auf einer stochastischen Betrachtung von Schéden. Bei dieser
Methode steht das technische Ausfallverhalten einzelner Bauteile eines Kraftwerks aufgrund
von Beanspruchungen im Mittelpunkt der Analyse. Dazu wird der zu untersuchende
Kraftwerksblock in sinnvolle Einheiten zergliedert. Aus einer detaillierten Analyse der
Ausfallwahrscheinlichkeit einzelner Komponenten und Bauteile wird dann auf den Zustand der
Gesamtanlage geschlossen. Dabei sind Zuverldssigkeit und Verfiigbarkeit zentrale Begriffe
dieser Methode. Zuverlédssigkeit und Verfiigbarkeit beschreiben den technischen Zustand einer
Anlage. Unter Zuverlissigkeit ist die Wahrscheinlichkeit zu verstehen, unter einer bestimmten
Beanspruchung und iiber eine bestimmte Zeit die Funktionsfihigkeit zu erhalten (Uberlebens-
wahrscheinlichkeit) [5, 2]. Neben der Uberlebenswahrscheinlichkeit haben sich weitere
Parameter wie Ausfallwahrscheinlichkeit, Ausfallwahrscheinlichkeitsdichte und Fehlerraten-
funktion bewihrt, die mittels mathematischer Zuverldssigkeitsverteilungen beschrieben werden
konnen. Die Gebriuchlichsten sind die Exponential -, die Gausche Normal-, und die Weibull-
verteilung. Bei Anwendung dieser Methoden zur Bestimmung der Gesamtzuverldssigkeit von
Kraftwerken wird in einem ersten Schritt die Zuverldssigkeit einzelner Bauteile oder
Komponenten bestimmt. Nach der Bildung von Zuverldssigkeitsschaubildern aus sogenannten
Technologieschaubildern (bzw. Wirmeschaltbildern) kann unter Beriicksichtigung von
Redundanzen die Zuverlidssigkeit des gesamten Systems abgeleitet werden. Problematisch ist
die Bestimmung der Parameter, die in die Zuverlédssigkeitsfunktionen eingehen. Hierbei ist man
auf Schitzungen und empirische Beobachtung des Verhaltens von Bauteilen angewiesen.
Detaillierte Beschreibungen von Zuverldssigkeitsfunktionen, deren Parameter, die Umwandlung
von Wirmeschaltbildern in Technologie- und Zuverldssigkeitsschaubildern und methodisches
Vorgehen sind in [2, 5, 6, 7, 8] ausfiihrlich dargestellt.

Ziel der Bottom-Up Methode ist die Gewinnung detaillierter Kenntnisse iiber den technischen
Zustand eines Kraftwerks, aus dem sich gegebenenfalls Handlungsbedarf fiir Instandhaltungs-
mafnahmen oder betriebswirtschaftliche Entscheidungen ableiten 1d6t. Die Kenntnis des
technischen Zustandes des Kraftwerks ermoglicht allerdings keine determinierte Aussage iiber
den genauen Ausfallzeitpunkt. Aufgrund der Komplexitiit von Kraftwerken wird deutlich, daf3
sich die Ergebnisse einer mit der Bottom-Up Methode erstellten Expertise eines konkreten
Kraftwerks in der Regel nicht auf ein anderes Kraftwerk, selbst wenn es von der technischen
Ausstattung vergleichbar wire, libertragen lassen. Aussagen iiber den Gesamtzustand eines

Kraftwerksparks lassen sich nur mit groBem Aufwand durchfiihren.

Top-Down Ansatz

Ziel der Top-Down Analyse hingegen ist, eine Aussage iiber die zu erwartende Lebensdauer

eines Kraftwerkstyps aus aggregierten technischen und Skonomischen Parametern zu treffen.
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Dabei wird das einzelne Kraftwerk als Teil eines Kraftwerksparks gesehen. Das zu erwartende
Alter wird dann nicht nur durch den technischen Zustand beeinflufit, sondern ganz entscheidend
von den anderen Teilnehmern des Kraftwerksparks und deren technischen und Skonomischen
Zustdnden. Dabei sind die Skonomische Zustinde monetarisierte Ableitungen der technischen
Zustinde. Exogene Einfliisse, wie Brennstoffpreise und technischer Fortschritt, spielen hier eine
entscheidende Rolle bei der Entwicklung der Altersstruktur eines Kraftwerksparks und somit
bei der Lebensdauer eines einzelnen Kraftwerkes. Je nach Annahmen exogener Parameter
konnen sich unterschiedliche Lebensdauern fiir einen Kraftwerkstyp ergeben. Diese Methode
liefert den Erwartungswert fiir die Lebensdauer eines Kraftwerkstyps in einem Kraftwerkspark
unter bestimmten Rahmenbedingungen. Im Gegensatz zur Bottom-Up Methode kann diese
Methode keine Handlungsempfehlungen fiir die technische Umsetzung des Erwartungswertes

liefern. Sie kann nur den technischen und 6konomischen Zukunftshorizont aufzeigen.

2.3. Bewertung der Methoden und Schlufifolgerungen

Aus der Sichtweise eines Kraftwerksbetreibers hat sowohl die Top-Down Methode als auch die
Bottom-Up Methode ihren gleichberechtigten Stellenwert. Allerdings ergibt sich aus den
unterschiedlichen Ansitzen eine zwingende Reihenfolge bei der Anwendung. Bevor die
Bottom-Up Methode zur Bewertung des Anlagenzustandes zum Zuge kommen kann, miissen
Chancen und Risiken der Anlage in einem Kraftwerkspark bestimmt werden. Die Perspektive
eines Kraftwerks im Kraftwerkspark, daf heifit konkret: ,,mit welcher Lebensdauer einer Einzel-
anlage ist zu rechnen®, kann nur mit einer Top-Down Analyse erreicht werden. Sollte sich
daraus eine langfristige Perspektive fiir ein Kraftwerk ergeben, konnen entsprechende
technische Handlungsschritte mit Hilfe der Bottom-Up Analyse bestimmt werden. Kosten-
intensive MafBnahmen an Kraftwerken, die im Kraftwerkspark keine langfristige Zukunft haben,

wiren verlorene Investitionen und kénnen mit einem Top-Down Ansatz vermieden werden.

In der Arbeit wird vor allem der Top-Down Ansatz zur Losung der Lebensdauerbestimmung
herangezogen. Bei der Analyse der betriebsbedingten Alterung wird das Kraftwerk ebenfalls in
Komponenten zergliedert und weist als Teilergebnis auf technische Unterschiede beziiglich
Schadenhiufigkeit und Ausfallverhalten hin. Ziel dieser Analyse ist eine Ubersetzung der
betriebsbedingten Alterung in aggregierte technische und 6konomische Parameter wie Verfiig-
barkeit und Instandhaltungskosten. Diese Teilergebnisse sind wesentlicher Bestandteil des
Datensatzes des in Kapitel 3 vorgestellten Einzelwirtschaftlichkeitsmodells. Dieses auf finanz-
mathematischen Methoden der Investitionstheorie basierende Modell ermdglicht die
Bestimmung typenbezogener Lebensdauern. In diesem Kapitel werden einerseits Lebensdauer-
kennlinien als Ergdnzung bekannter Anlagencharakteristika wie Wirkungsgrad und Netto-
leistung entwickelt, andererseits wird dieses Modell als Teilmodul im Optimierungsmodell
LIMES (Kapitel 5) eingesetzt.
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3. Betriebsbedingte Alterung von Kraftwerken

3.1 Einfiihrung und Abgrenzung

Die Erzeugung von elektrischer Energie wird durch eine Vielzahl unterschiedlichster Techniken
realisiert. Zur Zeit werden weltweit liberwiegend Verfahren, die die chemische Energie fossiler
Brennstoffe, die Kernbindungsenergie aus der Spaltung von Uran oder die potentielle und
kinetische Energie von Wasser in Strom umwandeln, eingesetzt. In Abbildung 3-1 ist eine
Ubersicht iiber die verschiedensten Moglichkeiten der Umwandlung von Primirenergien
(regenerativ. und nicht regenerativ) in elektrische Energie dargestellt. Die weiteren
Ausfithrungen beschrinken sich im folgenden auf Techniken, die fossile Brennstoffe und
Kernbrennstoffe in einem Brennraum respektive Reaktor in Wiarmeenergie umwandeln. Die
Komponenten der fossil befeuerten Anlage werden explizit in den folgenden Kapiteln

analysiert. Die genannten Techniken sind in der Abbildung durch eine grau hinterlegte Fliche

gekennzeichnet.
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Abbildung 3-1:  Techniken zur Stromerzeugung (von der Primirenergie zur elektrischen

Energie)

Die unterschiedlichen Techniken erfordern einen grofien apparativen Aufwand. Nuklear-

technische Anlagen unterliegen im Vergleich zu fossilbefeuerten Anlagen sowohl in
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physikalischer als auch in sicherheitstechnischer Sicht vielfach anderen GesetzmiBigkeiten
beziiglich des apparativen Aufbaus. Die fossilbefeuerten Anlagen zur Stromerzeugung werden
nach der Art des Brennstoffs und nach dem thermodynamischen Kraftwerksprozel unter-
schieden [9].

Die Mechanismen, die zur technischen Alterung von Kraftwerken fithren, sind nahezu
unabhiingig von der Art des Kraftwerksprozesses. Vielmehr sind physikalische Grofien wie die
Temperaturbelastung, die Anzahl der Temperaturgradienten und dynamische Belastungen die
entscheidenden lebensdauerbegrenzenden Parameter. Bei kerntechnischen Anlagen muf
erginzend die Alterung aufgrund von Neutronenstrahlung beriicksichtigt werden. Dagegen
entfallen hier Schiden aufgrund von Zeitstandbelastung. Die Unabhingigkeit des Anlagen-
prozesses erméglicht daher eine komponentenspezifische Analyse von Alterungsmechanismen

im Kraftwerk.

3.2 Ursachen fiir das Altern in Wirmekraftwerken (natiirliche Alterung)

Das Altern von Anlagenteilen wird durch kontinuierliche und spontane Schiden sichtbar.
Allgemein kénnen Schédden durch Betriebs-, Produkt,- und Bedienungsfehler entstehen [11].
Beispiele fiir Betriebsfehler sind Verschleil und Korrosion. Diese Schadenmechanismen
basieren auf Verdnderungen der eingesetzten Werkstoffe auf der Gefiigeebene. Produktfehler
sind die herstellungsbedingten Schadenursachen, wogegen Bedienungsfehler Fehlhandlungen
des Betriebspersonals umfassen. Diese sind aber aufgrund des hohen Automatisierungsgrads im
Kraftwerksbetrieb selten, so dal3 Betriebsfehler und Produktfehler iberwiegen. Beispiele sind in
Tabelle 3-1 zusammengestellt. Eine Aufteilung der drei Fehlerarten bei einer Auswahl von vier

Komponenten der Kraftwerkstechnik zeigt beispielhaft Abbildung 3-2.

Tabelle 3-1 Produktfehler und Betriebsfehler nach [11]

Planungsfehler Lockerungen von Bauteilen
Konstruktionsfehler Versagen oder Nichtansprechen von Schutz-
fehlerhafte Auslegung u. Berechnung einrichtungen
falsche Werkstoffwahl Folgeschédden von Korrosion, Verschleif3,
unzweckmiBige Gestaltung Erosion, Alterung
falsche Warmebehandlung Wartungsfehler
Bearbeitungsfehler
Fehler beim Zusammenbau
Werkstoffehler

Die Analyse der Betriebsfehler, insbesondere die Fehler aufgrund von Werkstoffschidigung,
deuten dabei auf drei wesentliche Mechanismen hin. Zu 48 % sind mechanische, zu 27 %
korrosionschemische und zu 25 % thermische Einfliisse die Ursache fiir einen Schaden [12]. Bei
den mechanischen Einfliissen sind dies: zligige Beanspruchung, Schwingbeanspruchung,
Zeitstandbeanspruchung, Verschleil, Erosion und Kavitation. Beispiele fiir korrosions-

chemische Uberbeanspruchungen sind: flichiger Abtrag, lokale Korrosion, Spannungs-
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rifkorrosion, Schwingungsriflkorrosion und spannungsinduzierte Korrosion. Die thermischen

Ursachen lassen sich einteilen in Thermoschock, Temperaturwechsel und Ubertemperatur.

Gasturbinen

Dampfturbinen

Dampferzeuger

Turbogeneratoren

T T T T T T

0% 10% 20% 30% 40% 50% 60% 70% 80% 90% 100%

|@Produktfehler EBetriebsfehler [JBedienungsfehler |

Abbildung 3-2:  Prozentuale Anteile an Produkt-, Betriebs- und Bedienungsfehler bei einer
Auswahl von vier Komponenten der Kraftwerkstechnik [11]

Die Schadenanalysen beschrinken sich nachfolgend auf diejenigen Komponenten, die den
Grofiteil der Investitionskosten in einem Kraftwerk ausmachen. Die folgende Analyse stiitzt
sich im allgemeinen auf eine Schadensstatistik [11] aus dem Jahr 1984 und wird im speziellen
durch neuere Literaturstellen erweitert. Im Zuge der Liberalisierung werden Schadensstatistiken
als ausschlieBliche betriebsinterne Informationen verwandt, so dass eine umfassende Analyse
auf aktuellstem technischen Stand nicht moglich war. Hinweise in den zusétzlich
herangezogenen Literaturstellen untermauern allerdings die im folgenden genannten GroBen-

ordnungen von Héufigkeiten an Schadenstillen in der Basisstatik [11].

Bei den kohlenbefeuerten Kraftwerken vereinnahmen die Komponenten der Dampferzeugung
etwa 27 % bis 30 % der Investitionskosten [13, 14]. Der Dampferzeuger ist die kosten-
intensivste Komponente gefolgt von den Anlagen zur Rauchgasreinigung, den Maschinen-
anlagen, der Bautechnik, der Elektrotechnik, der Leittechnik und den Rohrleitungen und
Armaturen. Die zahlenmiBige Verteilung der Kosten ist in Tabelle 3-2 nach verschiedenen
Quellen aufgelistet. In [13] wird die Kostenstruktur eines Steinkohlenblockes mit Stand der
Technik aus dem Jahr 1988 beschrieben, in [14] eines Braunkohlenkraftwerks mit Stand der
Technik aus dem Jahr 1998.
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ng

Dampferzeuger 27.5 28,0 30,0

Rauchgasreinigung 25,0 16,5 16,6
Maschinenanlage 18,5 25,0 17,9
Bautechnik 9,0 11,0 11,9
Elektrotechnik 7.5 6,5 9.4
Leittechnik 2.5 7.5 7.5
Rohrleitungen 10,0 5.5 6,6

Der Kessel ist die Komponente mit der hochsten Ausfallrate. Zusammen mit der Turbogruppe,
d. h. Turbine, Kondenstor und Generator, betrdgt die Ausfallquote iiber 85 % (siche dazu
Abbildung 3-3).
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Abbildung 3-3:  Verteilung von Ausfallquoten von Komponenten in Abhéingigkeit von der
Blockgrofe [15]

3.2.1. Dampferzeuger und brennstoffbezogene Bereiche

Schadensensible Bereiche von Dampferzeugerkomponenten sind bei einer Auswertung von
1450 Schadenfalluntersuchungen der Allianz detailliert aufgefiihrt [16]. Die Untersuchungen
erfolgten zum iiberwiegenden Teil (30,8 %) an Uberhitzern gefolgt von Verdampfern (15,5 %),
Vorwirmern (13,8 %) und Sammlern (8,6 %). In Abbildung 3-4 werden die Schadenstellen und
Schadenursachen bei Dampferzeugern gezeigt [11, 15]. Auffallend ist die hohe Anzahl von
Fehlern an Halterungen und Mauerwerk. Der Grund liegt in der zeitlichen Erfassung der
statistischen Erhebung. In der dargestellten Untersuchung wurde eine Vielzahl von Kesseln
berlicksichtigt, deren Inbetriebnahmen vor 1960 lagen. Der Vollmauerwerkskessel wurde erst
seit Beginn der 50er Jahre durch gasdichte, wirmeelastische Kesseldruckkorper abgeldst, so daf3
in der Statistik eine Vielzahl alter Kessel ausgewertet wurden. Gasdichte Kesseldruckkorper
werden heute in Zweizug- oder bei groBleren Dampfleistungen (>1000 t/h) in Turmanordnung
gebaut. Das sehr lohnintensive und instandhaltungsaufwendige Mauerwerkskonzept spielt heute

daher nur noch eine untergeordnete Rolle.
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Die Problembereiche heutige Dampfkessel betreffen vor allem die Verdampferberohrung, die
Uberhitzer und Zwischeniiberhitzer. Diese Bauteile sind Bestandteile des Wasserdampf-
kreislaufs und sind im Kessel sowohl hohen Driicken als auch hohen Temperaturen ausgesetzt.
Die wichtigsten Schadenursachen sind Werkstoffehler, Schwei- und Montagefehler,
mechanische Fehler, Erosion, Hochtemperaturkorrosion und Verzunderung, Korrosion auf der
Rauchgas- sowie auf der Wasser-Dampfseite, Werkstoffiiberhitzung, thermische Belastung und

Lebensdauerermiidung [15].

In Abbildung 3-5 ist ein Dampferzeuger in Zweizugbauweise mit héngenden Heizfldchen
schematisch dargestellt. Im Feuerungsraum erreichen die Rauchgase Temperaturen zwischen
1000°C und 1200°C. Die Temperatur ist abhiingig vom eingesetzten Brennstoff, der
Brenneranordnung und der Brennerbetriebsfahrweise. Die Rauchgastemperatur nimmt tiber den
Kesselkorper ab und liegt vor dem Luftvorwdrmer (LUVO) bei ca. 350°C (Abbildung 3-5a).
Die Rauchgastemperatur von steinkohlenbefeuerten Dampferzeugern mit fliissigem Ascheabzug
liegt bei etwa 1400°C, um eine sichere Verschlackung der Asche zu gewihrleisten. Der fliissige
Ascheabzug stellte in den 60er Jahren die hiufigste Form der Feuerung dar und wurde seitdem
durch eine Feuerung mit trockenem Ascheabzug ersetzt [17]. Griinde hierfiir sind neben der
aufwendigeren Baukonstruktion des Dampferzeugers, den groBeren Anfahr, -Abfahr- und
Stillstandsverlusten und der hohen thermischen Belastung der Rohre die um 2 % niedrigere

Verfligbarkeit gegentiber der Trockenfeuerung.

Halterungen und Mauerwerk
Verdampfer

Uberhitzer, Zwischeniiberhitzer
Miihlen

Frischliifter und Saugzug
Dampfkiihler

Feuerung
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Abbildung 3-4:  Prozentuale Verteilung der Schadenstellen an Komponenten in einem
fossilbefeuerten Dampferzeugern [11]

Die aus den Feuerungstemperaturen resultierenden Mediumstemperaturen des Wasser/Dampf-

kreislaufs liegen im Dampferzeugerbereich je nach Rohrabschnitt zwischen 250°C und 530°C

17



bis 600°C. Hohere Dampfparameter erzwingen den Einsatz hochwarmfester Stihle. Die durch
die Anhebung der Dampftemperaturen gewonnene Wirkungsgraderhdhung wird meist durch die
hohen Kosten sowie die schlechte Schweillbarkeit des Stahls tiberkompensiert. Hochwarmfeste
Stihle kommen daher in den meisten heute existierenden Kraftwerken nicht zur Anwendung
[20, 21, 22, 23, 24, 25].

Zeitstandschiidigung, Wechselbeanspruchung, Verschmutzung

Die zuldssige Rohrwandtemperatur ist entscheidend fiir die Lebensdauer der Berohrung.
Abhingig vom Werkstoff (bis 600°C warmfeste ferritische Stihle, bis 650°C hochwarmfeste
austenitische Stidhle) und der mechanischen Beanspruchung ist bei temperaturbelasteten
Werkstoffen mit Bauteilversagen aufgrund einer Minderung der Zeitstandfestigkeit zu rechnen.
Zeitstandschiden werden durch Risse sichtbar. Sie entstehen aufgrund von Uberschreitung einer
bestimmten Kriechdehnung. Diese sind irreversibel und fithren zum Bauteilversagen [15]. Die
maximale rechnerische Betriebszeit ergibt sich aus den Zeitstandkurven [18, 19]. Wiederholte
Temperatur- und Druckiiberschreitungen, iiberhthte Temperaturgradienten beim Anfahren und
beim Lastwechsel sowie viele Lastwechselspiele bilden den Hauptgrund fiir Schiden aufgrund
von Wechselbeanspruchung [15]. Besonders dickwandige Bauteile wie Sammler aber auch
Formstiicke, Rohrbdgen, Schweilinihte und Abzweigungen sind gefdhrdet. Der Zeitpunkt des
Versagens ist abhingig von der Héiufigkeit der Lastwechsel sowie von der Temperatur-
dnderungsgeschwindigkeit im Werkstoff. Die zuldssige Anzahl der Lastwechsel ergibt sich aus

den AnriBlastwechselkurven in [18, 19].

Die Uberhitzung der Kesselberohrung iiber die zulissige Wandtemperatur beschleunigt den
ProzeB der Zeitstandschiddigung. Innere und duBere Belagbildung, Feuerungsschieflagen und zu
geringe Mediumsgeschwindigkeiten sind weitere Ursachen. Die dufiere Belagbildung durch
Aschepartikel im Rauchgasstrom erfolgt durch Verschmutzung und Verschlackung. Typische
Gefahrenzonen sind in Abbildung 3-5b dargestellt. Die Folge ist die Absenkung des
Wirkungsgrads aufgrund der erhShten Rauchgastemperatur, die eine Minderung der
Wirtschaftlichkeit nach sich zieht. Weiterhin wird die Lebensdauer des Bauteils durch die
Minderung der Zeitstandbelastung verkiirzt.
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Hochtemperaturkorrosion

[~ verstaubung und Verschmutzung

EE Do Verchinhungsgelahr
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Abbildung 3-5:  Schema eines kohlenbefeuerten Dampferzeugers grofierer Leistung in
Zweizugbauweise mit trockenem Ascheabzug mit Darstellung der
Temperaturverteilung (a) und verschiedener Schadenschwerpunkte;
Verstaubung und Verschmutzung (b), Korrosion (c)

Der Verschmutzungsgrad ist abhingig von der ortlichen Temperatur im Rauchgaskanal sowie
vom eingesetzten Brennstoff. In steinkohlenbefeuerten Kesseln mit fliissigem Ascheabzug
treten im Vergleich zu trockenentaschten und braunkohlenbefeuerten Kesseln gehéduft
Verschlackungsphidnomene auf. Bei den beiden letztgenannten ist dagegen die
Staubverschmutzung aufgrund des hohen Ascheanteils im Rauchgas von wesentlicher
Bedeutung. Die rechnerischen Lebensdauer, Methodik und Beispiele, von Anlagenteilen
aufgrund von Zeitstandbelastung und Wechselbeanspruchung wird in Kapitel 3.3 ausfiihrlich
behandelt.

Hochtemperaturkorrosion, Erosion, Niedertemperaturkorrosion

Der Verschleifprozef der Hochtemperaturkorrosion entsteht hauptsichlich an Uberhitzerrohren
des HD- und MD- Uberhitzers in der Endstufe (siche Abbildung 3-5¢) [15]. Als
Hochtemperaturkorrosion wird die chemische bzw. physikalisch-chemische Abzehrung der
rauchgasseitigen Rohrwinde bezeichnet [15, 26]. Dieses Phidnomen tritt erst bei
Frischdampftemperaturen oberhalb 560°C auf und ist abhdngig vom Verschmutzungsgrad der
Rohre. Die in der Kohleasche enthaltenen Alkalisalze lagern sich auf der Anstrémseite der Rohe
ab und bilden Oxidschichten, die sowohl schiitzen aber auch im ungiinstigen Fall die Oberfléche
zerstoren. Hochtemperaturkorrosion ist stark von der Zusammensetzung der Kohle, sowie der
Feuerungsraumtemperatur abhiingig. Bei steinkohlenbefeuerten Dampferzeugern mit fliissigem
Ascheabzug ist mit erhShter Hochtemperaturkorrosion im Vergleich zu trockenentaschten

Kesseln zu rechnen. Dagegen bereitet der hohe Anteil von CaO sowie der geringere Anteil an
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Alkalielementen in der Braunkohle bei dieser Brennerfilhrung geringere Probleme.
Abbildung 3-6 zeigt Hochtemperaturkorrosionsraten in Abhéngigkeit der Rauchgas- und
Wandtemperatur [27].
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Abbildung 3-6:  Zusammenhang zwischen Abtragungsrate und Wandtemperatur aufgrund
von Korrosion in Abhéingigkeit der Rauchgastemperatur bei fossilbefeuerten
Dampferzeugern [27]

Ein weiterer wesentlicher Faktor fiir die Bestindigkeit der Rohre zum Schutz gegen
Hochtemperaturkorrosion ist die Wahl des Werkstoffs und hier insbesondere der Chromanteil.
Bei den gasbefeuerten Dampferzeugern spielt im Gegensatz zu den olbefeuerten Kesseln die
Hochtemperaturkorrosion keine Rolle. Der Brennstoff Erddl, besonders das schwere Heizdl
enthalten als kritische Bestandteile die Elemente Natrium, Vanadium in Verbindung mit Chlor
und Schwefel. Die Abtragungsgeschwindigkeit durch Korrosion kann im Extremfall so grof§
sein, dal man von ,,Catastrophic Oxidation* spricht. Hochtemperaturkorrosion war besonders
bei steinkohlenbefeuerten Dampferzeugen mit fliissigem Ascheabzug aufgrund der hohen

Wirmestromdichte in den 60er Jahren fiir bis zu 30 % aller Rohschiden verantwortlich.

Den Phidnomenen der Verschlackung, Verschmutzung und Hochtemperaturkorrosion, die zu
einer Volumenvergroferung der Rohre durch Belagbildung mit der Folge eines verinderten
Wirmeiibergangs stehen Erosionsschidden bei den kohlenbefeuerten Dampferzeugern gegen-
iiber. Je nach Zusammensetzung der Kohle kénnen mechanischen Abrasionvorginge, d. h. der
Abtrag von Wandmaterial durch Rauchgaspartikel, die Rohrwandstirke derart vermindern, daf}
friihzeitige RiBbildungen und Schiden entstehen. Diese Phinomene sind hauptsichlich an den
Rohrbiindelheizflichen anzutreffen. Bei Feuerungen mit Braunkohle verstirkt der hohe

Sandanteil im Brennstoff diesen Effekt.

Rauchgasseitige Korrosion tritt vor allem in Bereichen erhohter Wirmestromdichte im
Zusammenhang mit der Bildung von Schwefelwasserstoffverbindungen auf. Je nach Einstellung

der Feuerung schwankt der Anteil des im Rauchgas enthaltenden Wasserstoffs. Eine reduzierte
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Atmosphire im Feuerungsraum begiinstigt die Bildung von Schwefelwasserstoff, der nach
Bildung von Eisensulfid in Verbindung mit der Freisetzung atomaren Sauerstoffs
Gefiigednderungen und Versprédungen nach sich zieht [15, 28]. Diese fufern sich durch das

Auftreten von Rissen.

Bei der rauchgasseitigen Niedertemperaturkorrosion reagiert im Temperaturbereich von 400°C
das in den Rauchgasen enthaltene Schwefeloxid mit Wasser zu Schwefelsdure. Kommt es zu
einer Absenkung der Rauchgastemperatur unter die Siuretautemperatur verursacht die
kondensierende Schwefelsidure besonders im ECO und LUVO starke Korrosionsschiden.
Olbefeuerte Dampfkessel waren aufgrund des hohen Schwefelanteils im Brennstoff in der
Vergangenheit besonders anfillig. Hiufiges Anfahren und Abfahren von Anlagen, bei dem die
Sauretautemperatur wiederholt durchfahren wird, fordert zusitzlich das Auftreten von

Korrosionsschiden.

Wasserchemie, Spannungsrifikorrosion

Die wasserchemische Fahrweise des Dampferzeugers hat Einflul auf Korrosionsmechanismen
in den dampf- und wasserberiihrten Anlagenteilen. Séurehaltige Fluide begilinstigen im hohen
MaB die Korrosion, so daB nur die alkalische oder neutrale Fahrweise in Frage kommt. Bei der
alkalischen Fahrweise wird das Kondensat- und Speisewasser mit einem Alkalisierungsmittel,
bei den Durchlaufkesseln meist Ammoniak, geimpft. Ein PH-Wert>9 reduziert das Auftreten
von flichiger Korrosion. Aufgrund von im Fluid geldsten Sauerstoff kommt es zur Bildung von
Magnetit, welches eine effektive Schutzschicht gegen weitere Korrosion bildet. Lediglich bei
hohen mechanischen und thermischen Wechselbeanspruchungen (hidufiges An- und Abfahren)
wird die Schutzschicht beschidigt. An diesen Schadenstellen regeneriert sich die Schutzschicht
mit der Folge von Materialabtrag aufgrund von Korrosion. Bei nahezu salzfreiem Speisewasser
kann die Konditionierung des Betriebsmittels mit Oxidationsmitteln erfolgen (neutrale
Fahrweise) [29]. Unter Zugabe von Sauerstoff oder Wasserstoffperoxid bildet sich durch
Oxidation eine schiitzende Hamatit-Deckschicht iiber der Magnetitschicht [15]. Hédmatit ist
gegeniiber Magnetit bestindiger. Allerdings haben diese Deckschichten den negativen Effekt,
dal sie zwingend zum Auftreten von Spannungsrifikorrosion fithren. Voraussetzung hierfiir ist
das Vorliegen von kritischen Bedingungen beziiglich der mechanischen Belastung, der
Fluideigenschaften und der eingesetzten Werkstoffe. Einige detaillierte Beispiele der
Spannungsriikorrosion sind in [12] nachzulesen. Auch die wasserstoffinduzierte Spannungs-
rilkorrosion wird in [12] ausfiihrlich beschrieben. Spannungsrifkorrosion beschrinkt sich nicht
nur auf die wasser- und dampftiihrenden Kesselbauteile, sondern sind ein im gesamten Wasser-

Dampf-Kreislauf auftretendes Phéinomen.

Schéiiden am LUVO, der Rauchgasreinigung und an der Feuerung (Brenner und Miihlen)

Der LUVO liegt am Ende des Rauchgaskanals (siche dazu auch Abbildung 3-5). Bei
Dampferzeugern mit groferer Leistung (>100t/h) werden regenerative LUVO‘s eingesetzt.

Abgesehen von den mechanischen Schiden der Lager und der Verwerfungen der Rotorstruktur
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bereiten besonders Korrosions- und Verschmutzungsvorginge abhingig vom eingesetzten
Brennstoff Probleme. Rauchgase mit einem hohen Ascheanteil begiinstigen Verschmutzungen
und Verzunderungen. Dadurch kommt es zur Verstopfung der Wirmeaustauscherbleche. Diese
erhdhen den Stromungswiderstand und verschlechtern den Warmetibergang. Als Folge dessen
erhoht sich der Abgasverlust und die Gebliseleistung nimmt zu. Heizflichenschwund findet
aufgrund von Niedertemperaturkorrosion vor allem auf der kalten Seite des LUVO’s statt. Die
niedrige Temperatur am Ende des Rauchgaskanals verursacht bei Unterschreitung der
Sduretautemperatur starke Schiden. Besonders der LUVO von olbefeuerten Kesseln ist stark
gefihrdet, da hier im Vergleich zu kohlenbefeuerten Kesseln die Tautemperatur relativ hoch
liegt. Die mechanischen Schédden, aber auch der Heizflachenschwund haben eine Erhohung der

Falschluft zur Folge, die den Gesamtwirkungsgrad der Anlage mindert.

Die Rauchgase durchlaufen nach Durchtritt des LUVO’s einen vielschichtigen Prozefi der
Rauchgasreinigung. Bei der High-Dust Schaltung durchstromen die Rauchgase zuerst die
Entstickungsanlage (DENOX), dann die Entstauber und abschlieBend die Anlagen zur
Rauchgasentschwefelung (REA). Bei der Low-Dust Schaltung erfolgt die Entstickung hinter der
REA. Die Verfahren der Entschwefelung und Entstickung sind im Gegensatz zur Entstaubung
relativ jung. Zur Entstaubung werden E-Filter eingesetzt. Diese sind seit iiber 50 Jahren fest in
der Kraftwerkstechnik implementiert und haben entsprechend geringe Ausfallquoten. Im
Gegensatz dazu mufiten in einer fiir technische GroBprojekte relativ kurzen Zeit DENOX und
REA Anlagen projektiert, gebaut und betrieben werden. Ursache waren gesetzliche Beschliisse,
die den Kraftwerksbetreibern zu Beginn der 80er Jahre Emissionsgrenzwerte fiir
Schwefeldioxid und Stickoxide vorschrieben. Die Schadenquoten dieser fiir die Kraftwerks-
wirtschaft relativ jungen Techniken schligt sich in den entsprechenden Statistiken nieder. In
[30] werden detailliert Schidden an Rauchgasentschwefelungsanlagen diskutiert. Wegen der
hohen Schwefelsdurekonzentrationen mit der Folge von Flidchen und LochfraB3korrosionen im
Bereich der REA bedarf es besonderer Beschichtungen. 19,6 % aller untersuchten Schadenfille
betreffen Gummierungen und Beschichtungen, gefolgt von Schiden an den Rauchgaskanilen
und Isolierungen (18,8 %) sowie Schiden an Waschtiirmen und Einbauten (12,9 %). Die
Ursachen teilen sich zu fast zwei Dritteln auf Produktfehler und zu einem Drittel auf
Betriebsfehler und Fremdeinwirkung auf. Insgesamt iiberwiegen die Anteile der Montagefehler
(34 %) und Konstruktionsfehler (16 %) sowie der Bedienungsfehler (24 %). Diese Zahlen
verdeutlichen, da3 aufgrund der vorgeschriebenen gesetzlichen Implementierungszeiten eine
sorgfiltige Planung in der Konstruktionsphase, der Einsatz fachgerechter Montagegruppen, aber
auch die Ausbildung des Bedienungspersonals vernachldssigt worden war. Diese drei Fehler-

arten werden durch Erfahrung in Konstruktion und Betrieb in Zukunft stark reduziert.

Die Art der Schiden, die in den Bereichen der Feuerung entstehen, unterscheiden sich
grundsitzlich von denen des Dampferzeugers. Es treten hauptsichlich VerschleiBschidden durch
die erosiven Eigenschaften der Kohle auf. Die Baugruppe der Kohlenfeuerung umfalit den

Bereich Lagerung der Kohle, Transportwege fiir Kohle und Brennluft, Miihlenanlage und den
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Verbrennungsbereich (Brenner). Bei den 6l- und gasbefeuerten Dampferzeugern entfillt
dagegen die Miihlenanlage und statt Lagerhalden und Silos werden Tanks eingesetzt. Mit tiber
55 % ist der Anteil der Bedienungsfehler bei der Kohlenfeuerung sehr hoch. Hier sind
insbesondere Fehler aufgrund von Riickbrennungen und bei einer Umstellung des Brennstoffs
zu nennen. Ol- und Gasfeuerung dagegen sind weit weniger storanfillig, da eine Vielzahl an
Komponenten wie z. B. Miihlen nicht benétigt werden. Im Falle der Gasfeuerung entfallen die
Tanklager. Bei den kohlenbefeuerten Kesseln spielt die Miihlenanlage eine groBe Rolle. Hier
sind der mechanische Verschleifl und Sichterbrinde die Hauptursachen fiir Stillstinde. Man
unterscheidet in Ventilator- und Schlagmiihlen, wie Schlagrad und Schligermiihle, und
Fremdkraftmiihlen, wie Walzen -, Schiissel -, Walzenring - und Kugelringmiihle. Letztere
verdridngen die Ventilator- und Schlagmiihlen immer mehr. Aufgrund der hohen mechanischen
Belastung erfordern Miihlensysteme einen hohen Instandhaltungsaufwand. Die Mahlsegmente
der Fremdkraftmiihlen haben Standzeiten von ca. 10.000 h - 18.000 h, die Mahlwalzen und
Kugeln sogar unter 10.000 h [15, 31]. Bei den Schldgermiihlen miissen die Schldgerkopfe alle
1.000 h ausgetauscht werden. Bei den Fremdkraftmiihlen treten hdufiger Fehler bei der

Mahlwalze , der Mahlwalzenlagerung sowie am Antrieb auf [15].

3.2.2. Maschinenanlagen

Dampfturbinen

Die in der Turbogruppe auftretenden Schadenarten und deren Folgen unterscheiden sich in
vielen Bereichen grundsitzlich von denen der Dampferzeugerschiden. Die hohe Drehzahl
(3000 U/min) erzeugt eine dynamische Beanspruchung vieler Bauteile in der Turbine. Weitere
ebenso wichtige Betriebseinfliisse sind neben Erosions- und Korrosionserscheinungen die
thermischen Belastungen und die Alterung der Turbinenwerkstoffe [36, 37]. Die Schaden-
hiufigkeit der betroffenen Komponenten sind Tabelle 3-3 zu entnehmen. Mit iiber 26 % aller
erfaiten Schaden an Turbinenbauteilen ist an erster Stelle die Beschaufelung zu nennen. Davon
sind mit 90 % die Laufschaufeln und mit 10 % das Leitzeug betroffen. Schiden an Lagern
(15 %) und Laufern (13 %) spielen neben solchen am Gehiduse (10 %) und an den Armaturen

(7 %) ebenfalls eine grofie Rolle.

Die hohe Bedeutung der Laufschaufeln in der Lebensdauerplanung spiegelt sich auch bei der
Gegeniiberstellung der Reparaturkosten und Schadenstellen wider. In Abbildung 3-7 wird dieser
Zusammenhang verdeutlicht [32]. 52 % der Gesamtkosten der erfolgten Reparaturen entfallen
auf die Liufer und Laufschaufeln. Ein guter Uberblick iiber die Schadenerkennung und
Einordnung der auftretenden Fehler wird in [33] aufgezeigt. 82 % der Schiden an Laufschaufeln
konnten frijhzeitig wihrend Revisionen oder Uberwachungen erkannt und meist durch den
Austausch fehlerbehafteter Schaufeln korrigiert werden. Daher ist der Anteil an den
sogenannten Altersschiden nur gering. Die restlichen 18 % sind von plétzlicher Natur und

bewirken meist groBe Folgeschiden. Im deutlichen Gegensatz dazu verhilt sich die
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Schadenbilanz an den Gehduseteilen. Plotzliche auftretende Schiden an Gehidusen, deren
Ursachen zu 48 % altersbedingt sind, geschehen #uBerst selten. Eine nahezu vollstindige
Schadenerkennung erfolgt wihrend der chrwachung (23 %) und Revision (77 %). In [34, 35]

werden alle bereits erwihnten Problemstellen der Dampfturbinen ausfiihrlich diskutiert.

Tabelle 3-3: mponenten der Dampfturbinen [11]

Laufschaufeln

Wellendichtungen, Ausgleichskolben 14
Liufer mit Radscheiben 13
Radiallager 12
Geh#use mit Grundplatten, Schrauben 10
Siebe, Armaturen 7
Regelungen 4
Axiallager 3
Leitschaufeln, Zwischenbdden 3
Zahnréder, Getriebe 3
Rohrleitungen, Kompensatoren 2
Sonstige 6

Die dynamischen Belastungen an den Laufschaufeln haben ihre Ursachen einerseits in den
Zentrifugalkriften aufgrund der hohen Drehzahl und andererseits in den instationdren
Stromungskriften, die die Schaufeln zu Biege- und Torsionsschwingungen anregen. Diese
Dehnungswechselbeanspruchungen kénnen zu Rissen und Briichen an den Turbinenschaufeln,
besonders an Kerben und den Schaufelfiien fijhren. Zusitzlich wird die Festigkeit der
Turbinenschaufeln durch Erosions- und Kondensationsmechanismen herabgesetzt. Mikro-
partikel oder kondensierte Dampftropfen treffen mit hoher Geschwindigkeit auf die Schaufeln.
Die durch den Aufprall entstehenden sehr hohen Driicke fiihren zunéchst zu einer &rtlichen
plastischen Verformung, anschliefend zu einer Erhohung der inneren Spannungsfeldern im
Material und letztendlich zu Rissen und Briichen in den Schaufeln. Korrosionsmechanismen
spielen in Dampfturbinen im Gegensatz zu Dampferzeugern wegen der hohen Wasserqualitéit
kaum eine Rolle. Lediglich bei einer nicht korrekt durchgefiihrten chemischen Wasser-
aufbereitung kann es auch zu Korrosionsschidden in den durchfluteten Teilen der Turbine
kommen. Die Alterung der Werkstoffe wird durch die hohe thermische Belastung verursacht.
Insbesondere beim An- und Abfahren einer Anlage kommt es zu Ortlichen
Temperaturgradienten, die besonders bei dickwandigen Bauteilen, wie Welle, Schaufeln und
Gehiduse, Wirmedehnungen verhindern. Die Amplituden dieser Spannungen kénnen zu
plastischen Verformungen mit hohen Schadenfolgen fiihren. Spitzenlastturbinen, die hiufig an-
und abgefahren werden, sind diesen Belastungen besonders ausgesetzt. Bei der
Dimensionierung und Auslegung von Turbinen im Spitzenlastbereich hat folglich das Kriterium
der Zeitstandfestigkeit gegeniiber dem Kriterium der Dehnungswechselermiidung eine
untergeordnete Bedeutung. Weitere Beanspruchungen von Stahlgufigehdusen von Dampf-

turbinen sowie Problembereiche von Turbinenwellen werden in [38, 39] vertieft.
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Abbildung 3-7:  Gegeniiberstellung von Schadenstellen und Reparaturkosten an
Dampfturbinen [11]

Samtliche Turbinenbauteile, bzw. die gesamte Turbogruppe wurde in der Vergangenheit nach
dem Kriterium Zeitstandfestigkeit mit 10°h oder 2x10°h Betriebszeit ausgelegt. Bei einer
mittleren jéhrlichen Auslastung von 4.000 bis 7.000 h wire die rechnerische Lebensdauer nach
14 bis 25 Jahren erreicht. Die Praxis hat allerdings gezeigt, da Turbinengruppen
(Dampfturbinen) im Regelfall wesentlich linger in Betrieb sind. Eine Verdoppelung der
Betriebsstunden ist bei ausreichender Zustandsiiberwachung moglich. In Extremfillen werden
50 bis 60 Jahren Lebensdauer erreicht [40]. Erste Hinweise auf die mogliche Leistungsfahigkeit
vergangener und zukiinftiger Dampf- und Gasturbinen kénnen Tabelle 3-4 entnommen werden.
Ab 2002 gebaute Dampfturbinen werden erst nach 100.000 h einer ersten Revision unterzogen.
Die Lebensdauer von Turbinenanlagen ist dementsprechend hoher und kann auf mindestens
45 Jahren geschitzt werden. Zu bedenken bleibt, dal der technische Zustand immer von der
Fahrweise der Turbine, d. h. beispielsweise von der Anzahl der Starts, die in die Berechnung
des Lastkollektivs zur Bestimmung von Restlebensdauern mit eingeht, sowie von der Wartungs-

und Instandhaltungsstrategie des Betreibers abhéngt.
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Tabelle 3-4:  Entwicklungsschritte von Revisions- und Inspektionsintervallen als Hinweis

auf die Lebensdauer[41]

DT: , _ Stand 1972 Stand 19  Stand 1992
Dampfturbine
GT: Gasturbine | DT GT DT | GT DT GT DT | GT

p = =
Ei:“‘““g Mw| 500 | s0 | 1000 | 120 | 1000 s0 | 1000 | =300
ﬁ;sclfk“"“ h | 8000 | 4000 | 8000 | 4000 | 8000 | %000 | 8000 | 806
E;Zﬁsm h | 32000 50000 | 20000 50000 | 50000 | 100000 | 6600

55 £ |

3.2.3. Turbogenerator

Der Turbogenerator besteht aus dem Laufer und dem Stdnder. Der Laufer beinhaltet die
Bauteile Lauferwelle, Feldwicklung, Lauferkappen, Wellendichtstellen, Lagerstellen, Schleif-
ringe und die Kupplung. Der Stinder besteht aus den elektrisch aktiven Teilen, ndmlich
Blechkorper und Wicklung sowie aus zahlreichen fiir die Funktion notwendigen Einrichtungen
wie Wellendichtungen, Lagern und Kiihlern [29]. Das Gehiuse nimmt die Bauelemente des
Standers auf. In Tabelle 3-5 werden die prozentualen Schadenstellen aufgelistet. Der
liberwiegende Anteil (>60 %) der Schiden tritt am Induktor auf [32]. Auch die Stinderwicklung

ist mit 33 % Anteil an den Gesamtschiden ein schadensensibles Bauteil.

Tabelle
Stianderwicklung 33
Stinderblechpaket 3
Gehiuse 3
Liuferwicklung 23
iibrige Lauferbauteile 38

Besonders die Rotorkappen, die die Fliehkrifte der Erregerwicklungsenden aufnehmen, gehtren
zu den hochstbeanspruchsten Bauteilen des Turbogenerators [42] und machen den
iberwiegenden Anteil des Fehlersektors ,iibrige Léuferbauteile aus. Ursache fiir die

Schadenvorfille im Bereich der Stinderwicklung ist die Alterung der Isolation.

Kesselspeisepumpe

Die Kesselspeisepumpen sind Hochstleistungsmaschinen, die das vom Kondensator abgegebene
Wasser dem Dampferzeuger unter DruckerhShung zuriickfiihren. Die Kesselspeisepumpe ist bei
Betrachtung simtlicher Hauptkomponenten wie Dampferzeuger, Turbogruppe und Kondensator
die einzige Hauptkomponente, die héufig redundant ausgelegt wird. Ein Grund dafiir ist die

hohe Bedeutung der Kesselspeisepumpe fiir die Verfiligbarkeit der Gesamtanlage.
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Abbildung 3-8:  Schadenstellen an Kesselspeisepumpen [43]

Abbildung 3-8 zeigt nach einer Analyse in [43] die Verteilung der Schadenstellen. Auffallend
ist die hohe Anzahl der Schiden der Laufer inkl. der Laufrider. Montagefehler, Produktfehler
aber auch Bedienungsfehler sind die Ursachen. 32 % aller untersuchten Schiden sind auf die
letztgenannten sowie Wartungsfehler zuriickzufiihren. Besonders wihrend des An- und
Abfahrvorganges, aber auch bei starken Lastinderungen treten Bedienungsfehler des Betriebs-
personals auf. Montage-, Planungs-, und Konstruktions- sowie Berechnungs- und Fertigungs-
fehler machen 30 % aus. Typische Altersschiden wie Verschleifl durch Erosion, Korrosion oder
Kavitation spielen mit 7 % Anteil aller erfaBten Schiden nur eine untergeordnete Rolle.
Beriicksichtigt man den geringen Kostenanteil einer Kesselspeisepumpe an den Gesamtkosten
eines Kraftwerks, so kann davon ausgegangen werden, daf dieses Bauteil geringe

Auswirkungen auf die Gesamtlebensdauer eines Kraftwerks hat.

3.2.4. Kondensationsanlagen

Der Turbogruppe sind die Anlagen zur Riickkiihlung nachgeschaltet. Ohne im Detail auf die
verschiedenen Riickkiihlvarianten einzugehen, kann vorab festgestellt werden, daB Schéiden an
Kondensationsanlagen Auswirkungen auf den gesamten Wasser-Dampf-Kreislauf haben.
Lokale Undichtigkeiten fiihren dazu, daf3 je nach Riickkiihlprinzip mehr oder weniger salz- und
lufthaltiges Kiihlwasser in den geschlossenen Wasser-Dampf-Kreislauf gelangt. Dies kann zu
Korrosionsschiaden im Dampferzeugerbereich und der Turbogruppe fithren. Der Ort der
Schiden an den Kondensatoren bleibt fast ausschlieBlich auf den Bereich der Rohre begrenzt.
Eine detaillierte Aufschliisselung iiber den Ort und Ursache von Rohrleckagen ist in Tabelle 3-6
aufgelistet. Das Spektrum der Schiiden reicht von mechanischen Beschiddigungen durch

Bruchstiicke von Turbinenbauteilen bis hin zu Rohr- bzw. Rohrbodenundichtigkeiten. Der
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iiberwiegende Anteil aller Schiden 148t sich auf korrosionschemische und erosive Mechanismen
zuriickfithren. Die in der Vergangenheit aufgetretenen Schwingungsbriiche von Rohreinbauten
nehmen nach [11] ab. Hierbei regt die Dampfanstrémung die Rohrbiindeln zu Schwingungen an
und fishrt zu Dauerbriichen. Diese Probleme konnen bei Neubauten durch konstruktive
Mafinahmen durch die Verringerung der Stiitzabstinde vermieden werden. Weit wichtiger sind
die Schiden, die durch Erosion und Korrosion induziert werden. Tropfenschlagerosion aufgrund
zu hoher Geschwindigkeit von im Abdampf mitgefiihrten Tropfen fiihrt zu einer stetigen

Abrasion an den Kondensatrohren und letztendlich zu Rissen.

Rohr-/Rohrboden Undichtheit 22
Kiihlwasserseitige Erosion am Rohreintritt 16
Dampfseitige Rohrerosion oder mit Leitblechen 16
Korrosion im Luftkiihlerbereich 12
Wanddickenschwichung an Rohrstiitzboden 9
Kiihlwasserseitige Erosion iiber die ganze Rohrlinge 8
Stromungsverursachte Schwingungen 6
Mechanische Beschidigung 4
Kiihlwasserseitige Korrosion oder nadelstichartige Lochkorrosion 4
Spannungsrilkorrosion 1
Galvanische Korrosion zwischen Rohren und Rohrboden oder Wasserkammer 2

Als weiterer Schadenmechanismus ist das Entlegieren der im Kondensatorbau verwendeten
Kupferlegierungen zu nennen. Dieser ist eine Sonderform der Korrosion. Ammoniakkorrosion
im Luftabsaugebereich und in Totriumen sowie SpannungsriBkorrosion im Ubergang von
konischen Einwalzaufweitungen und Erosionskorrosion im Rohreinlauf in der kiithlwasser-
seitigen freien Rohrldange sind die wichtigsten Schadenarten. Die Analyse der Zeitpunkte des
Schadeneintritts ergibt, daB 15 % aller Schidden bei Inbetriebnahme entstehen (Friihfehler).
44 % aller Schiaden treten innerhalb von 10.000 Betriebsstunden und 83 % innerhalb von
100.000 Betriebsstunden auf. Dies deutet auf den hohen Instandhaltungsaufwand des
Kondensators hin.

3.2.5. Gasturbinen

Die Bedeutung der Gasturbine in der offentlichen Elektrizititsversorgung, besonders in
Verbindung mit kombinierter Dampferzeugung, hat in den letzten Jahren stark zugenommen. In
der Vergangenheit wurden Gasturbinen vielfach im industriellen Bereich oder im 6ffentlichen
Sektor zu Spitzenlastzwecken eingesetzt. Die Leistungsgrofien reichten von einigen MW bis hin
zu 260 MW. Heute werden Gasturbinen im GuD-Prozef} auch in der Grundlast gefahren. Daten
liber spezifische Schadenschwerpunkte von GuD-Kraftwerken liegen zum jetzigen Zeitpunkt

noch nicht vor. Allerdings konnen erste vorsichtige Abschidtzungen aus der langjihrigen
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Erfahrungen mit Industriegasturbinen auch auf zukiinftige Gasturbinenkonzepte iibertragen

werden, da das GuD-Konzept aus herkdmmlichen Komponenten besteht.

Lanfschaufeln und Liuferteile der Turbinefi ol ot it i bl il ol ol
Laufschaufeln und Liuferteile des Verdichters
Brennkammern und Heigasrohr

Leitschaufeln und Leitradteile der Turbin
Armaturen, Luftkanile und sonstige Rohrleitunges
Hilfsgerite und Fundament

Lager

Rekuperatoren, Abgasrohr

Leitschaufeln und Leitradteile des Verdichterd

Gehiuse und Wellendichtungen

Sonstige

0 5 10 15 20 25 30 [%]

Abbildung 3-9:  Verteilung der Schadenhiufigkeit an Industriegasturbinen [44, 45]

Die Schadenstellen von Gasturbinen werden in [11, 44, 45] aufgezeigt. 57 % aller erfallten
Schiden entfallen auf die Beschaufelung der Gasturbinen, etwa 37 % auf Schaufelteile der
Turbine und etwa 20 % auf die Schaufelteile des Verdichters. Die Problembereiche der
Gasturbine ergeben sich automatisch aus ihrer Funktionsweise. Luft wird aus der Umgebung
angesaugt, auf etwa 5 bis 25 bar verdichtet und anschlieend der Brennkammer zugefiihrt.
Zusammen mit dem Brennstoff wird das Gemisch verbrannt und in einer Turbine expandiert.
Die Verbrennungsgase erreichen Temperaturen von 1500°C bis zu 1700°C. Aufgrund der hohen
Temperatur der Abgase ist besonders die Turbinenbeschaufelung gefihrdet. Treten noch
Verunreinigungen der Luft oder des Brennstoffes auf, so erhoht sich die Gefahr von Schiden
aufgrund von Erosion.

3.3. Lebensdauerberechnung von Komponenten im Kraftwerksbau

Die Top-Down-Analyse beriicksichtigt die Alterung des Kraftwerks in Form von Instand-
haltungskosten. Jeder Betrieb eines Bauteils verursacht durch Pflege, Reparatur oder Austausch
Kosten, die in der Summe zur relativen Unrentabilitit der gesamten Anlage fithren kann. Die
technische Alterung sidmtlicher Komponenten wird dabei in einer Grofle aggregiert.
Unterschiedliche  Alterungsgeschwindigkeiten der Bauteile bzw. deren individuelle
Instandhaltungskosten konnen nicht beriicksichtigt werden. Bei diesem Ansatz steht die

Skonomische Lebensdauer im Vordergrund.
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Im Gegensatz zur Top-Down-Analyse steht bei der Bottom-Up-Analyse die Lebensdauer-
berechnung bzw. die Restlebensdauervorhersage einzelner Bauteile oder Komponenten im
Vordergrund. Durch die Verkniipfung sdmtlicher relevanter Bauteile in Zuverlissig-
keitsschaltungen kann die zu erwartende Lebensdauer der gesamten Anlage bestimmt werden.
Dabei erhShen redundant ausgelegte Systeme die Sicherheit und die Zuverlédssigkeit der
Gesamtanlage. Die technische Lebensdauer des Kraftwerks ist genau dann erreicht, wenn eine
der Komponenten oder Bauteile, die zwingend fiir den Betrieb der Anlage notwendig sind, seine
Funktion nicht mehr zu leisten vermag und infolge dessen nicht ersetzt wird oder ersetzt werden
kann. Meist ist der Austausch einzelner Bauteile keine Frage der technischen Machbarkeit,
sondern eine Kostenfrage. Der Weiterbetrieb wird besonders dann kritisch, wenn grofe
kapitalintensive Komponenten oder Systeme erneuert werden miissen. Auch der Austausch von
vielen kleineren Bauteile, die im Einzelfall ohne weiteres kostengiinstig ersetzt werden, konnen

in der Summe ein Ausschlufkriterium fiir die Fortsetzung des Weiterbetriebs sein.

Im Gegensatz zu den konventionellen thermischen Kraftwerken limitiert bei der nuklearen
Energieerzeugung das zentrale Bauteil, der Reaktordruckbehilter, die Gesamtlebensdauer des
Kraftwerks aufgrund der endlichen Lebensdauer dieser einen Komponente. Der Reaktor-
druckbehilter kann aus konstruktiven Griinden nicht ausgewechselt werden. Mit Ende der
Lebensdauer des Reaktordruckbehilters endet folglich auch die Lebensdauer des gesamten
Kernkraftwerks.

Letztendlich spielt bei der Auslegung einer Anlage das optimalen Verhiltnis zwischen
Sicherheit, Zuverlissigkeit und Kosten unter Beriicksichtigung der geforderten Lebensdauer die
wesentliche Rolle. Beispielsweise macht es keinen Sinne eine Anlage fiir wesentlich mehr als
40 Jahre auszulegen, da eventuell der finanzielle und konstruktive Mehraufwand durch den in

der Zwischenzeit stattfindende technischen Fortschritt kompensiert wird.

Bei der technischen Lebensdauerbestimmung einzelner Bauteile mufl grundsitzlich zwischen
der theoretischen berechneten und der tatsichlichen Lebensdauer unterschieden werden. Die
rechnerische Lebensdauer ist eine konstruktive Vorgabe, nach der Bauteile unter
Beriicksichtigung des zu erwartenden Spannungszustands in Kombination mit der
entsprechenden Werkstoffwahl dimensioniert werden. In der Praxis wird von einem Betrieb der
Anlage von 40 Jahren ausgegangen. Dies gilt zumindest fiir die kohlenbefeuerten Anlagen. Die
tatsiichliche Lebensdauer kann dagegen sowohl im positiven als auch im negativen Sinne
erheblich von der rechnerischen Lebensdauer abweichen. Belastungsinderungen, Werk-
stoffehler und Bedienungsfehler sind die wesentlichen Ursachen. Daher ist die wiederkehrende
Bestimmung der Restlebensdauer iiber die gesamte Betriebszeit sowohl aus sicherheits-

technischen als auch aus betriebswirtschaftlichen Griinden von groem Stellenwert.
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3.3.1. Zeitstandbeanspruchung und Wechselbeanspruchung

In Kraftwerken mufl besonders der Lebensdauerverbrauch der sicherheitsrelevante
Komponenten, die einer Zeitstandbeanspruchung, einer Wechselbeanspruchung oder einer
Kombination beider Beanspruchungen unterliegen [103], regelmifBig stéindig neu Uberpriift
werden. Das Versagen dieser Bauteile kann hier besonders gravierende Folgen haben. Mehr als
40 % der in konventionellen Kraftwerken verwendeten Bauteile, wie Rohrleitungen und
Sammler, sind zumindest einer Zeitstandbeanspruchung ausgesetzt. Zeitstandbeanspruchung
fiihrt durch Werkstoffkriechen zur Ri8bildung im Material und schlieBlich zum Zeitstandbruch,
der das Ende der technischen Lebensdauer dieses Bauteils bedeutet. Weitere Einfliisse sind
neben dem Dauerbruch durch Wechselermiidung, Erscheinungen wie Korrosion und Erosion.
Diese Mechanismen bewirken eine Verdnderung der Bauteilgeometrie und somit eine
Verdnderung des Spannungszustands. Der verdnderte Spannungszustand wirkt sich dann
entsprechend auf Zeitstandbeanspruchung und Wechselbeanspruchung negativ aus.

3.3.2.  Verfahren zur Berechnung der technischen Lebensdauer von heilgehenden Bauteilen

im Dampfkesselbereich

Zeitstandbeanspruchung bzw. Kriechen tritt in Bauteilen erst ab einer bestimmten hohen
Temperatur auf. Die Grenztemperatur ist abhiingig vom Werkstoff und liegt fiir unlegierte
Stihle im Bereich von ca. 400°C. Abbildung 3-10 veranschaulicht skizzenhaft den Ubergang
vom Warmstreckgrenzbereich in den Zeitstandbereich in Abhidngigkeit von Temperatur und

Spannung.

Betrieb im Warm-

streckgrenzbereich
6 ———pi— p Betricbim
Zeitstandbereich
Spannung
N/mm™

08- Rm/‘.’OUOD(J/v +5°C

Temperatur U °C

Abbildung 3-10:  Betrieb im Warmstreckgrenzbereich und Zeitstandbereich [104]

In den technischen Richtlinien fiir Dampfkessel [105] (TRD) werden einerseits Methoden zu
Festigkeitsberechnung vorgegeben, andererseits Vorgaben fiir die rechnerische Bestimmung der

Restlebensdauer von bereits sich in Betrieb befindlichen Bauteilen gemacht. Dabei wird
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zwischen vorwiegend ruhender Belastung, (TRD 508, Anlage 1, Abschnitt 2.3), vorwiegend
wechselnd (TRD 508, Anlage 1, Abschnitt 2.4) und der Kombination beider Lastfille
unterschieden (TRD 508, Anlage 1, Abschnitt 2.5). Daraus ergibt sich das in Abbildung 3-11
dargestellte Schema zur Bestimmung der rechnerischen Erschépfung von Heilldampfbauteilen
in Kraftwerken. Das Verfahren zur Berechnung der einzelnen Beanspruchungsarten,
Zeitstandbeanspruchung oder Wechselbeanspruchung, wird in Abbildung 3-12 skizziert. Dieses
hier dargestellte Verfahren gilt fiir die Bestimmung der Gesamterschopfung warmfester Stihle
nach TRD 508.

Rechnerische Lebensdauer,
Nachrechnung von Lebensdauer u. Erschépfung
‘ Art der Beanspruchung |
vorwiegend ruhend u. vorwiegend
ruhend wechselnd wechselnd
: . Betriebsdaten: Betriebsdaten:
pirmnen || oo e | | e
’ P Uberdruck, Temperaturdifferenzen
Temperaturdifferenzen
Ermittlung der Ermittlung der Ermittlung der Span-
Betriebsspannung nach Betriebsspannung nach nungsschwingbreiten
TRD 300 TRD 300 nach TRD 310 Anl. 1,
l AnriBspielzahlen nach
. TRD 301 Anlage 1 oder
Ermittlung der Span- .
nungsschwingbreiten TRD 508 Abschnitt 2.4
nach TRD 310 Anl. 1,
Anri3spielzahlen nach
TRD 301 Anlage 1 oder
TRD 508 Abschnitt 2.4
Berechnung der Berechnung der
Zeitstanderschopfung Wechselerschépfung
nach TRD 508 An- nach TRD 508 An-
lage 1 Abschnitt 2.3 lage 1 Abschnitt 2.4
Ermittlung der
Gesamtschépfung
nach TRD 508 An-
lage 1 Abschnitt 2.5

Abbildung 3-11:  Ermittlung der rechnerischen Lebensdauer von Heildampfbauteilen im
Kraftwerk [105]

Erschipfung bei Zeitstandbeanspruchung

Heifigehende Bauteile werden gegen 100.000 h oder 200.000 h Zeitstandfestigkeit ausgelegt,
d. h. nach 100.000 h bzw. 200.000 h Dauerbelastung ist mit einem Bruch des Werkstoffs zu
rechnen. Werkstoffkennwerte fiir die Zeitstandfestigkeit in Abhédngigkeit der zuldssigen

Spannung und Temperatur werden aus Experimenten gewonnen und sind mit Unsicherheiten
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behaftet. Daher wird aus Sicherheitsgriinden bei der Berechnung die Auslegung des Werkstoffes
gegen die untere Grenzkurve des Zeitstreubandes gelegt. Als untere Streubandgrenze wurde
nach Ubereinkunft verschiedener Verbinde von Werkstoffherstellern, Anlagenherstellern,
Anlagenbetreiber und Uberwacher der 0,8fache Wert der Zeitstandfestigkeit fiir 2-10° Stunden
bei vorgegebener Temperatur genommen. Die Berechnung der zulidssigen Wanddicken erfolgt
auf Basis der TRD 300 Festigkeitsberechnung von Dampfkesseln [105].

Wihrend der Betriebszeit miissen die heilgehenden Bauteile stindig tiberpriift und die
Restlebensdauer nach TRD 508 ermittelt werden. Je nach Historie des Kraftwerksbetriebs
koénnen sich sowohl lidngere als auch kiirzere Lebensdauern ergeben. Die Berechnung der
Erschopfung bei Zeitstandbeanspruchung ist ein Verfahren, das auf die Kraftwerkshistorie
zurlickschauend die bisherige Betriebsweise bertiicksichtigt. Es wird anhand der gemessenen
Betriebstemperaturen und Betriebsiiberdriicke durchgefiihrt. Mit diesem Verfahren wird eine
Aussage darliber moglich, ob die bisherige Betriebsweise gegeniiber den vorgegebenen
Betriebsverhiltnissen zu einer Erhohung oder Verschlechterung der Lebensdauer fithrt und
wann besondere Priifungen oder ein Auswechseln des Bauteils erforderlich sind [TRD 508].
Nach diesem Verfahren ist mit den Priiffungen auf Zeitstandschidigung spétestens zu beginnen,
wenn die Gesamterschopfung aus Zeitstand- und Wechselbeanspruchung einen Wert von 60 %
oder die Erschopfung aus Wechselbeanspruchung einen Wert von 50 % erreicht hat. Das
Verfahren wird ausfiihrlich in [A] beschrieben und ist Abbildung 3-12 graphisch verdeutlicht.

. ‘Wechselbeanspruchun;
Zeitstandbeanspruchung P e
logs & e 2 logCa 4
o (TRD 301)
Ow 20,
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Abbildung 3-12:  Berechnung der Restlebensdauer warmfester Stihle aufgrund von
Zeitstandbelastung und Wechselbeanspruchung[105]

Um die fortlaufende Erschopfung eines Bauteils bei Zeitstandbeanspruchung beurteilen zu
konnen, sind die Dampftemperaturen am Bauteil in bestimmten Zeitabstinden zu erfassen [A].
Das Verfahren basiert auf der Minerischen linearen Schadensakkumulationshypothese. Am

Ende des Betrachtungszeitraums werden die gemessenen Temperaturen in Klassen eingeteilt
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und den entsprechenden Betriebsstunden zugeordnet. Man ordnet nun jeder Temperaturklasse
eine reprisentative Temperatur zu, beispielsweise den Klassenmittelwert. Temperatur-
schieflagen und Temperaturzuschlige miissen berticksichtigt und zu den représentativen
Temperaturen addiert werden. Mit Hilfe der so ermittelten Wandtemperatur des Bauteils und
der fiir das Bauteil charakteristischen Spannung kann der Erschopfungsgrad ausgewertet
werden. Der Erschopfungsgrad entspricht der in Abbildung 3-12 dargestellten Summe. Der
Quotient Z,/Zg, gibt den wihrend der Zeitspanne Z,, verbrauchten Bruchteil der Lebensdauer

des Bauteils an.

Erschopfung bei Wechselbeanspruchung

Wechselbeanspruchung an heilgehenden Bauteilen von Dampfkesseln werden durch behinderte
Wirmedehnungen beim An- und Abfahren der Anlage hervorgerufen. Die Hohe dieser
Wirmespannungen sind aufier von Werkstoffeigenschaften der Wand und den Eigenschaften
des Wiarmeiibergangs zwischen Medium und Wand entscheidend von der Geschwindigkeit
abhingig, mit der sich die Mediumstemperatur éndert [103]. Die grofiten Wirmespannungen
treten dabei an der dem Medium ausgesetzten Seite, also der Rohrinnenseite, auf. Diese
Wirmespannungen entstehen durch eine ungleichmifige Temperaturverteilung in Rohrdicken-
richtung und geschieht beispielsweise beim Anfahren des Kraftwerks. Wihrend des
Anfahrvorganges ist die mediumsberiihrte Seite des Rohres iiber eine gewissen Zeitraum
wirmer als die Rohraulenwand. Diese Temperaturdifferenz induziert die Wirmespannung.
Abbildung 3-13 verdeutlicht das Temperaturverhalten bei einem Anfahrvorgang in einem
isolierten Rohr. Im quasistationdrem Verlauf entsteht die maximale Wirmespannung und ist

proportional zur maximalen Temperaturdifferenz.

— >t

Abbildung 3-13:  Temperaturdnderung und Wirmespannungsverlauf beim Anfahren eines
Kraftwerksblockes in einem isolierten Rohr [103]
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Ein Lastzyklus entsteht bei einem Anfahrvorgang mit anschlieBenden Abfahrvorgang. Fiir die
Erschopfung des Bauteils infolge Wechselverformung ist nun gerade die Dehnungs-
schwingbreite mafigebend, d.h die Differenz zwischen Maximalwert und Minimalwert der
withrend eines Lastzyklus erreichten Dehnung. Ist die sich aus dem An- und Abfahrvorgang
ergebene Spannungsschwingbreite bekannt, so ld6t sich aus dem sogenannten Wohler-
Diagramm die AnriBlastwechselzahl ermitteln, deren Kehrwert die wihrend eines Lastzyklus
sich ergebene Zunahme an Erschopfung liefert. Nach der linearen Schadensakkumulations-
hypothese ergibt die Summe aller Einzelerschopfungen die Gesamterschépfung, die das Bauteil

wihrend seiner bisherigen Lebenszeit erfahren hat.

Problematisch erweist sich die Bestimmung der Wirmespannungen. Bei geometrisch
komplizierten Bauteilen konnen diese nur mit Hilfe numerischer Verfahren, beispielsweise der
Methode der finiten Elemente, bestimmt werden. Ist das Material homogen und isotrop so kann
fiir ein Hohlzylindervolumen folgende vereinfachte analytische Gleichung benutzt werden:

G 0,=0,=——a——r [0 - v )rdr
1-v r, -1 ;

mit o linearer thermischer Ausdehnungskoeffizient [1/K]
G Achsialspannung an der Rohrinnenwand [N/mm?]
o6y Tangentialspannung an der Rohrinnenwand [N/mm?]
E: Elastizitdtsmodul [N/mm?2]
v: Querkontraktionszahl [-1
Iy Innenradius des Rohres [mm]
I, AuBenradius des Rohres [mm]
v(r): Wandtemperatur an der Stelle r K]

In der Praxis ist eine Messung der notwendigen Wandtemperaturen hiufig mit groBem Aufwand
verbunden. Da letztendlich die Mediumstemperaturen Ursache der Wandtemperaturen sind,
kann unter der Annahme eines quasistationdren Temperaturverlaufs folgende Vereinfachung

angewandt werden. Flir die an der Innenfaser auftretenden Wirmespannungen gilt [105]:

2
32 o=t o
1-v a

. 1 (R*=1BR*-1)—4R*InR

nut 2 2
8 (R =1D(R-1)"
und a: Temperaturleitzahl [W/m2k]
s: Wanddicke [mm]
vy:  Temperaturdnderungsgeschwindigkeit [K/s]
®:  geometrischer Formfaktor [-]
R: Radienverhiltnis r,/1; [-]
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Auf Basis des in der TRD 508 dargestellten Rechenschemas 16t sich mit Hilfe des Wohler-
Diagramms der Erschopfungsgrad anhand des Verhiltnisses zwischen der zulédssigen
Lastwechselzahl und den tatsdchlichen Lastzyklen ermitteln. In dem Verfahren wird ebenfalls
der Einfluf der Betriebsiiberdriicke auf die Wechselerschopfung berticksichtigt, der an dieser
Stelle allerdings nicht weiter vertieft wird. Die Gesamterschopfung ergibt sich aus den

Einzelsumme der Wechselbeanspruchungen und der Zeitstandbelastung.

Am Beispiel einer HeiBBdampfleitung wird das Verfahren sowie prignante Ergebnisse
vorgestellt. Der rechnerischen Lebensdauer wird dabei eine fiktive Fahrweise des Kraftwerks
gegentiber gestellt. Aufgrund unterschiedlicher Fahrweisen des Kraftwerks konnen positive
oder negative Auswirkungen auf die zu erwartende Gesamtlebensdauer dann in Relation zur

errechneten Lebensdauer aufgezeigt werden.

3.3.3. Lebensdaueranalyse am Beispiel einer Rohrleitung in einem fossil befeuerten
Kraftwerk

Die Analyse der technischen Lebensdauer einer Frischdampfleitung (FD) eines 720 MW
Kohlekraftwerks soll die Thematik vertiefen. Zur Erzeugung der 720 MW Turbinenleistung
wird Frischdampf von 594,4 kg/s, bei 190 bar und 530°C benétigt. Aus konstruktiven Griinden
wird die Frischdampfleitung in vier Stringe aufgeteilt. Dabei miissen die Grenzwerte fiir die
maximal und minimal zuldssigen Stromungsgeschwindigkeiten beachtet werden. Aus diesen
Randbedingungen ergeben sich die in Abbildung 3-14 dargestellten Abmessungen der
Frischdampfleitung. Als Werkstoff wird der ferritische Stahl X20CrMoV 12 1 eingesetzt.

Frischdampf

Druck [bar] [ 190
Temperatur [°C] 530
Massenstrom [kg/s]| 594,4
Stromungsgeschw. | [m/s] 48
Anzahl der Strange 4
Innendurchmesser mm 260
AuBBendurchmesser | [mm 318
Wanddicke mm 29
Werkstoff X20CrMoV12 1

Abbildung 3-14:  4-stringige Schaltung der Frischdampfleitungen zwischen Dampferzeuger
und Turbine, Dampfparameter und Rohrabmessungen [103]

Die Rohrleitung ist fiir 200.000 Betriebsstunden bei 530°C ausgelegt. Je nach durchschnittlicher

jihrlicher Auslastung der Gesamtanlage ergeben sich Betriebsjahre zwischen 25 und mehr als
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50 Jahren. Dies ist die rechnerische Zeitspanne, die nur Zeitstandbelastung beriicksichtigt. Der
Zusammenhang zwischen durchschnittlicher jdhrlicher Auslastung und Betriebsjahre unter
Zeitstandbelastung ist in Abbildung 3-15 dargestellt. Dabei wurde von einer idealen
Zeitstandbelastung  bei  konstanter Temperatur  ausgegangen. Der Einfluf  der
Wechselbeanspruchung durch das An- und Abfahren der Anlage wurde vorerst nicht beriick-
sichtigt.

50

45

407 Zeitstands-
= 351 belastung
g ~-100000 h
S 301 200000 h
o 300000 h
£ 257
ey
2 20
0
8 15

10 T T T T

0,1 0,3 0,5 0,7 0,9
jahrliche durchschnittliche Auslastung

Abbildung 3-15:  Rechnerische Betriebsjahre eines Bauteils bei konstanter Zeitstandbelastung
und konstanten Randbedingungen tiber die jéhrliche durchschnittliche
Auslastung

Im Gegensatz dazu wird in Abbildung 3-16 die maximal mdglichen Lastwechsel dargestellt, die
sich aus der rechnerischen Wechselbeanspruchung in Abhingigkeit der Anfahrgeschwindigkeit
ergeben. Diese Kennlinie gilt nur fiir die oben beschriebene Frischdampfleitung (di=260mm,
d,=318mm) bei den entsprechenden Dampfparametern. Bei Anderung der Bauteilgeometrie
oder des Werkstofteigenschaften verschiebt sich die Kennlinie.
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Abbildung 3-16: Rechnerische Lastwechsel einer Frischdampfleitung (X20 CrMoV 12 1) in
Abhingigkeit der Anfahrgeschwindigkeit

Mit zunehmender Anfahrgeschwindigkeit sinkt die Anzahl der zuldssigen Lastwechsel. Ein
schonender An- und Abfahrbetrieb fordert daher eine lange Lebensdauer des Bauteils. Ein
langsames Starten praktiziert man bei Grundlastkraftwerken. Der Zeitpunkt des Einsatzes kann
im Gegensatz zum Spitzenlastkraftwerk lange vorausgeplant werden und der Anfahrvorgang
zum entsprechenden Zeitpunkt eingeleitet werden Die Wechselbeanspruchung verliert daher
beim Fahrbetrieb in der Grundlast gegeniiber der Zeitstandbelastung an Bedeutung. Dagegen
steht das schnelle Starten von Spitzenlastkraftwerken, um Lastspitzen flexibel abzufangen.
Hierbei wird die Wechselbeanspruchung gegentiber der Dauerbelastung zum kritischen
Parameter [311].

In der Praxis kann die rechnerische Lebensdauer erheblich von der tatsichlichen abweichen. Die
Ursachen sind beispielsweise Fehlbedienungen oder Anderungen der Fahrweise aufgrund von
duBeren Einfliissen. Eine stiindige Kontrolle des Lebensdauerverbrauchs durch sogenannte
Lebensdauerzihler oder wiederkehrende Priifungen (WKP) ist giingige Praxis. Dabei wird auf
die Fahrweise riickschauend die zu erwartende Restlebensdauer im Verhiltnis zur rechnerischen
Lebensdauer neu bestimmt. Problematisch ist immer die stindige Messung der Temperatur im

Bauteil sowie die Messung der Temperaturdifferenzen beim An- und Abfahren.

Oben wurde die rechnerische Lebensdauer bei reiner Zeitstandbelastung und reiner
Wechselbeanspruchung getrennt berechnet. Im folgenden wird ein Modell vorgestellt, das den
Betrieb einer Frischdampfleitung simuliert. Parameter sind An- und Abfahrgeschwindigkeit,
Hiufigkeit von Warm, - und Kaltstarts und Schwankungsbreiten der Betriebstemperatur. Diese
Einflu3grofien sind in Abbildung 3-17 dargestellt.
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Abbildung 3-17:  Idealisierter Temperaturverlauf einer Frischdampfleitung in Abhidngigkeit
der Zeit

Generell wird zwischen Kaltstart, Warm- und HeiB3starts unterschieden. Belastungen durch
Wechselbeanspruchungen bei Heifistarts sind im Vergleich zu Warm- und Kaltstarts sehr
gering, so daf} diese im folgenden vernachlissigt werden. Weiterhin werden die Temperatur-
dnderungen beim An- und Abfahren konstant angenommen. In der Praxis dndern sich die
Temperaturdnderungsgeschwindigkeit mehrfach tiber den gesamten Anfahrzyklus. Zu Beginn
des Anfahrvorganges steigt die Temperatur des Frischdampfes schneller als am Ende. Dieser
Effekt wird in dem Modell nicht berlicksichtigt. Mit Anzahl der Starts (Warm und Kalt), der
Ausnutzungsdauer, der An- und Abfahrgeschwindigkeit, der Betriebstemperatur sowie der
Haltetemperatur im Stand-By-Betrieb (Warmstart) 146t sich die in Abbildung 3-18 dargestellte
kumulierte Temperaturverteilung darstellen. Diese ist hier fiir zwei Fahrweisen, Mittellast und
Grundlast beispielhaft skizziert. Schwankungen um den Betriebspunkt werden im Modell durch
Standardverteilungen simuliert.
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Abbildung 3-18:  Jihrliche Temperaturverteilung nach kumulierten Betriebsstunden fiir zwei
Beispielkraftwerke

In Tabelle 3-7 sind die wesentlichen Fahrparameter von fiinf md&glichen Einsatzarten
zusammengestellt. Die Typen A und B, bzw. Typen C und D unterscheiden sich in der Anfahr-
geschwindigkeit. Die qualitativen Angaben der Anfahrgeschwindigkeiten (langsam, mittel,
schnell) entsprechen einem Berechnungsschema aus der Betriebspraxis. Dabei wird der
Wechselbelastung durch jeden An- und Abfahrvorgang (Zyklus) ein &dquivalenter Lebens-
dauververbrauch der Zeitstandbelastung zugeordnet. Beispielsweise "verbraucht” ein langsamer
Zyklus genau soviel Lebensdauerstunden wie 20 Stunden Zeitstandbelastung. Ein mittlerer 30

und ein schneller 50 Stunden.

Tabelle 3-7:  Fahrparameter von fiinf modglichen Betriebsfithrungen

Grundlast- Mittellast- Spitzenlast-
kraftwerk kraftwerk kraftwerk
TYPA | TYPB TYPC TYPD TYPE
Kaltstarts | Anzahl/Jahr 10 10 50 50 200
Warmstarts | Anzahl/Jahr 20 20 50 50 0
Ausnutzung % 80 80 40 40 10
Anfahrgeschwindigkeit | langsam hoch mittel hoch hoch

Mit Hilfe der in Tabelle 3-7 angegebenen Fahrparameter 146t sich auf Basis der TRD ein
jéhrlicher durchschnittlicher Lebensdauerverbrauch errechnen. Dieser Lebensdauerverbrauch ist
immer auf die zulidssige Zeitstandbelastung, im Beispiel 200.000 Betriebsstunden, bezogen.
Unter der Voraussetzung einer jahrlichen gleichbleibenden Fahrweise ergeben sich die in
Abbildung 3-19 dargestellten Betriebsjahre der fiinf Typen (A-E).
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Abbildung 3-19:  Rechnerische Betriebsjahre der fiinf Fahrweisen (TYP A-E) und Aufteilung
der Beanspruchung nach (Wechsel- und Zeitstandbelastung)

Fiir die Grundlastkraftwerke ergibt sich eine rechnerische Lebensdauer von ca. 30 Jahren. Der
EinfluB der Zeitstandbelastung auf die gesamte Beanspruchung ist dabei iiberragend. Die
Mittellastkraftwerke erreichen Betriebsjahre zwischen 35 und 40 Jahren. Der Einflufl der
Wechselbeanspruchung an der Gesamtbelastung nimmt zu und erreicht 30 bis 40 %. Das
Spitzenlastkraftwerk erzielt trotz sehr geringer Zeitstandbelastung die kiirzesten Betriebsjahre.

Das hiufige An- und Abfahren wirkt sich mit liber 90 % am Gesamtlebensdauerverbrauch aus.

Diese rechnerisch ermittelten Betriebsjahre geben nicht zwangslidufig den Zeitpunkt der
AuBlerbetriebnahme des Bauteils an, sondern gibt den Zeitpunkt verstiirkter Priifungen und
Kontrollen an. Ein Weiterbetrieb dieser Bauteile (im Beispiel die Frischdampfleitung) iiber die
rechnerische Lebensdauer hinaus ist unter bestimmten Voraussetzungen mdglich [106].

Voraussetzungen sind beispielsweise verkiirzte Priifintervalle.

Die Verlingerung der Lebensdauer kann auch aber auch im Beispiel der Frischdampfleitung
durch die Absenkung der Frischdampftemperatur erreicht werden. Der Zusammenhang wird in
Abbildung 3-20 verdeutlicht. Beispielsweise verldngert sich die rechnerische Lebensdauer des
Grundlastkraftwerks TYP A bei einer Senkung der Frischdampftemperatur um 10°C ab dem 20.
Betriebsjahr um 8 Jahre (von 28 Betriebsjahre auf 36 Betriebsjahre). Dem Vorteil einer
verliangerten Lebensdauer steht allerdings dann der Nachteil eines verminderten Wirkungsgrads
gegeniiber. Folge sind geringere Einnahmen durch die reduzierte Stromproduktion. Alternative
wire ein Austausch der Komponente oder in letzter Konsequenz die Auflerbetriebnahme.
Welche der MaBinahmen ergriffen wird, bleibt letztendlich dem Kraftwerksbetreiber und dessen
Betriebskonzept iiberlassen.
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Die rechnerische Lebensdauer kann die Priifung vor Ort im Kraftwerk nicht ersetzten.
Lebensdauverzihler, die im Prinzip auf Basis der oben angewandten Methode arbeiten, zeigen
nur Niherungswerte der Restlebensdauer. Die Vielzahl der Einfliisse, wie Korrosionsraten,
duBere Krifte und Momente, Materialfehler und Stdrungen, erschweren eine zuverlissige
permanente Diagnose. Auch muf3 der dazu notwendige meftechnische Aufwand in Relation zu

deren Kosten gesetzt werden.
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Abbildung 3-20:  Jihrliche relative Verlingerung der Lebensdauer bei Absenkung der
Frischdampftemperatur am Beispiel einer Frischdampfleitung

Zwischenbetrachtung

HeiBdampfleitungen erreichen bei richtiger Werkstoffwahl und richtiger Betriebsweise eine
rechnerische Lebensdauer von weit iiber 30 Jahren. 30 Betriebsjahre in der Grundlast sind dabei
als unterer Grenzwert zu verstehen. Mit einer Erhohung der Priifintervalle oder reduzierter
Fahrweise konnen deutlich hohere Betriebsstunden als ausgelegt erreicht werden. Die
Lebensdauer ist abhiéngig von der Beanspruchung, aber auch von der Herstellung und der
Widerstandsfahigkeit, d. h. vom Werkstoff. Diese Aussagen gelten zumindest fiir die im
Beispiel vorgestellte Frischdampfleitung. Jedes Bauteil im Kraftwerk muf3 einer individuellen
Lebensdaueranalyse unterzogen werden. Beispielsweise muf fiir die Rohrbiindelheizfldchen im
Dampferzeuger noch zusitzlich der Einflu der Rauchgase auf die Werkstoffkennwerte

berticksichtigt werden.

Die Analyse verdeutlicht die Komplexitit der Lebensdauerberechnung technischer Bauteile.
Mag eine Analyse im Einzelfall gelingen, so erscheint eine Gesamtanalyse fast unmdglich.
Daher ist fiir den sicheren und zuverlédssigen Betrieb der Anlage eine effektive Instandhaltung
notwendig, bei der die rechnerisch ermittelte Lebensdauer fiir ausgewihlte Bauteile ein gutes

Hilfsmittel fiir den Zeitpunkt verstérkter Priifungen und Kontrollen darstellen kann.
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3.4. Auswirkung der Alterung auf den Kraftwerksbetrieb

Die natiirlichen Alterungsprozesse, die in den vorhergehenden Abschnitten detailliert beschrie-
ben wurden, wirken sich auf den Alterszustand des Kraftwerks aus. Die natlirliche Alterung
wirkt in dreierlei Weise. Erstens iiber die direkte Auswirkung, zweitens {iber den indirekten
Weg der Wirtschaftlichkeit und drittens {iber den ebenso indirekten Weg der Verfiigbarkeit.
Unter der direkten Auswirkung der natiirlichen Alterung werden Schiden verstanden, die zu
einer sofortigen und endgiiltigen Stillegung eines Kraftwerksblocks fithren. Da solche
Grofhavarien allerdings duflerst selten sind, bleiben diese in den nachfolgenden Betrachtungen
unberiicksichtigt. Weiterhin wird der Verlauf der natiirlichen Alterung in einem
Kraftwerksblock einerseits durch seine Einsatzart, andererseits durch die gewihlte
Instandhaltungsstrategie beeinfluBt. Wihrend die Verfligbarkeit eine Folge der natiirlichen
Alterung ist, existieren zwischen natiirlicher Alterung und den beiden Einfliissen
Instandhaltungsstrategie sowie FEinsatzart gegenseitige Abhédngigkeiten. Einsatzart und
Instandhaltung nehmen EinfluB auf Art und Weise der natiirliche Alterung eine
Kraftwerksblocks. Umgekehrt wirkt die natiirliche Alterung auch auf Einsatzart und
Instandhaltungsstrategie und bestimmt diese. Im folgenden werden Verfiigbarkeit und
Instandhaltungsmafinahmen als Folge natlirlicher Alterung betrachtet. Ein signifikanter
Zusammenhang zwischen natiirlicher Alterung und Einsatzart konnte in jiingerer Vergangenheit
nicht festgestellt werden und findet somit keine weitere Beachtung. Die Vermutung, dafl mit
zunehmender Lebensdauer Kraftwerke in Lastbereiche niedrigerer Ordnung verschoben werden,
um durch eine reduzierte Fahrweise die Betriebsjahre zu verldngern konnte statistisch nicht

nachgewiesen werden.

3.4.1.  Einflu$} der natiirlichen Alterung auf die Verfiigbarkeit von Kraftwerken

Im Zeitraum von 1988-1996 betrug die Arbeitsnichtverfiigbarkeit, d. h. die Nennzeit (hier
immer ein Kalenderjahr) abziiglich der Arbeitsverfiigbarkeit, sidmtlicher fossilbefeuerter
Blockanlagen der Kraftwerke der offentlichen Elektrizititsversorgung der BRD (alte
Bundeslinder) im Durchschnitt 16,4 % [46]. Uber das Jahr gesehen steht somit durchschnittlich
jede Anlage ca. 1.450 h nicht zur Verfligung. Die Arbeitsnichtverfiigbarkeit 146t sich aufteilen
in einen Plananteil und einen Auflerplananteil. Der Plananteil der Nichtverfligbarkeitszeit ist die
Zeitspanne, in der eine Anlage aufgrund langfristig geplanter Mafnahmen aufler Betrieb ist
[47]. Dagegen ist der AuBerplananteil der Nichtverfiigbarkeitszeit die Zeitspanne, in der eine
Anlage auBerplanmiBig aufgrund von Stérungen und Schiden auBer Betrieb ist [47]. Der
Plananteil betrug im genannten Betrachtungszeitraum 11,2 %. Inspektionen und Revisionen
machen hierbei den Grofiteil aus (7,2 %). Auf MaBnahmen zur Vorsorge entfielen lediglich
1,9 % und auf Umbau oder Anderungen der Anlage nur 1,5 %. Ein sehr kleiner Anteil, nimlich
0,3%, ist dem Bereich Schaden zuzuordnen. Diese wihrend des Betriebs aufgetretenen Schéden
sind fiir den fortlaufenden Betrieb der Anlage unbedeutend, d. h. sie filhren nicht zu einem

sofortigen Abschalten. Der Zeitpunkt der Reparaturen kann daher mittel- bis langfristig
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(>4 Wochen) geplant und wihrend eines routineméBigen Stillstands behoben werden. Dagegen
wird der Auflerplananteil der Arbeitsnichtverfiigbarkeit mageblich durch plétzlich auftretende
Schidden bestimmt. Er betrug im genannten Zeitraum bei den fossilbefeuerten Blockanlagen
5,2 %. Dies entspricht einem durchschnittlichen Ausfall der Anlagen von ca. 450 h pro Jahr.
Der Anteil des disponiblen Auflerplananteils der Nichtverfiigbarkeit betrigt dabei 75 %.

An dieser Stelle erscheint es zweckdienlich, den Blick auch auf andere Kraftwerkstypen unter
dem Gesichtspunkt der Verfiigbarkeit zu lenken. So betridgt beispielsweise der Anteil der
Arbeitsnichtverfiigbarkeit bei den deutschen Kernkraftwerken in den letzten zehn Jahren 18,4 %
und liegt damit {iber dem der fossilbefeuerten Blockanlagen. Bei genauer Betrachtung wird aber
deutlich, dal der Plananteil (14,0 %) deutlich héher und der AuBlerplananteil (4,4 %) geringer
ist. Ursachen fiir den erhohten Plananteil ist der hohe Sicherheitsstandard bei der nuklearen
Stromerzeugung aufgrund gesetzlicher Auflagen. Dementsprechend sind héufige Stillstande
aufgrund von Revisionen und Sicherheitskontrollen zu beriicksichtigen. Allerdings wirken sich
der hohe Sicherheitsstandard, Kontrollen und Revisionen positiv auf die auBerplanmiBige
Nichtverfiigbarkeit aus. Plotzliche Schidden sind folglich seltener. Eine Ubersicht iiber die
verschieden Kraftwerkstypen hinsichtlich der Arbeitsnichtverfiigbarkeit, der Plananteile und
disponiblen sowie der nicht disponiblen Auflerplananteilen ist in Tabelle 3-8 dargestellt. Es
werden die fossilbefeuerten Blockanlagen in Steinkohlenblécke mit trockenem und fliissigen
Ascheabzug (Schmelzfeuerung), sowie in Braunkohlenanlagen und gas- und 6lbefeuerte Blocke

unterteilt.

Tabelle 3-8:  Arbeitsnichtverfiigbarkeit verschiedener Kraftwerkstypen
von 1988 — 1996 in Prozent [46]

lockanlagen
Stein- | Trocken- | Schmelz- | Braun- | Ol/Gas Kern- | Gas-
kohle | feuerung | feuerung | kohle kraft- | tur-
werke | binen
Arbeitsnicht-
verfligharkeit 16,4 16,6 16,3 17,2 16,2 16,1 18,4 | 10,3
Plananteil 11,2 10,9 10,6 11,2 11,8 11,1 14,0 6,6
AuBerplananteil 52 5,7 5,7 6,0 4.4 5,0 4.4 3,7
disponibel 1,3 1,3 1,5 1,2 1,0 1,8 0,6 0,8
nicht disponibel 3,9 4,4 4,2 4,8 3,4 3,2 3,8 2,9

Die meisten auBerplanméBigen Nichtverfiigbarkeiten sind durch Schidden bedingt. Bei den
fossilbefeuerten Blockanlagen sind 75 %, bei den Kernkraftwerken 63 % und bei den gas- und
Olbefeuerten Kraftwerken 54 % der auBlerplanmifiigen Nichtverfiigbarkeiten auf Schiden
zuriickzuflihren. Der {ibrige Prozentsatz setzt sich aus Storungen, Vorsorgemafnahmen,

Versuche oder aber aus Messungen zusammen.

Ein erster Uberblick, welche Komponenten der verschiedenen Kraftwerkstypen die

auBerplanméfligen Nichtverfiigbarkeit verursachen, ist in Tabelle 3-9 dargestellt. Verglichen
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werden fossilbefeuerte Blockanlagen, Gasturbinenanlagen und Kernkraftwerke. Bei den
fossilbefeuerten Blockanlagen macht der Bereich der konventionellen Wirmeerzeugung den
Hauptteil der auBerplanméBigen Nichtverfiigbarkeiten aus. Diesem Anlagenteil sind 57 % aller
aullerplanméfBligen Stillstinde zuzuordnen. Zweitwichtigster Verursacher mit 24 % sind die
Hauptmaschinensitze. Bei den Gasturbinen ist der Anteil der auBerplanmifBigen Nichtver-
fiigbarkeit im Sektor Hauptmaschinensitze mit 76 % relativ hoch, vergleichbar mit den
fossilbefeuerten Blockanlagen und Kemkraftwerken. Der Hauptmaschinensatz der Gasturbinen-
anlagen besteht aus den drei Hauptkomponenten Verdichter, Brennkammer und Turbine, so daf
die Wirmeerzeugung in der Maschinenanlage stattfindet. Aufgrund der hohen Wirmebelastung
ist dadurch die gesamte Turbine besonders gefidhrdet. Unter Beriicksichtigung diese Tatsache
wird verstindlich warum die Wirmeerzeugung und die Maschinenanlagen aller drei
Kraftwerkstypen fiir drei Viertel aller Stillstinde verantwortlich sind. Bei den fossilbefeuerten
Anlagen sind dies 81 %, den Gasturbinenanlagen 76 % und bei den Stromerzeugungsanlagen
auf Basis von nuklearer Wirmeerzeugung 77 %. Erwdhnenswert ist die niedrige
Nichtverfiigbarkeit der Maschinensédtze der Kernkraftwerke (9 %) relativ zu denen der
fossilbefeuerten Blockanlagen (24 %). Wesentliche Ursache fiir diese Relation sind die aus

Sicherheitsgriinden niedrigeren Dampfparameter in den Kernkraftwerken.

Tabelle 3-9:  Prozentuale Anteile der aulerplanmifligen Nichtverfiigbarkeiten von
Blockanl (1988-1996) in P t [46]
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Konventionelle Wirmeerzeugung 57 %
Hauptmaschinensiitze 24 % 76 % 9 %
Dampf-Wasserkreislauf 9 %
Konventionelle Brennstoffversorgung 2 %
Sonstige 8 % 24 % 14 %
Nukleartechnische Hilfsanlagen 9 %
Nukleare Wirmeerzeugung 68 %

In Tabelle 3-10 wird im Detail auf die verschiedenen Bestandteile ,,konventionelle Wiarme-
erzeugung* und deren Anteil an der aulerplanmifligen Nichtverfiigbarkeit eingegangen. Sie ist
nach unterschiedlichen Feuerungsarten, bzw. Brennstoffen aufgegliedert. Wihrend bei den
kohlenbefeuerten Anlagen wie der Steinkohlenfeuerung mit trockenem sowie fliissigem
Ascheabzug und der Braunkohlefeuerung iiber 50 % der Nichtverfiigbarkeiten auf das
Drucksystem entfillt, sind bei den gas- und 6lbefeuerten Dampferzeugern das Verbrennungs-

Iuftsystem und die Anlagen zur Brennstoffversorgung maflgeblich von Ausfillen betroffen.

Zweierlei Griinde sind fiir diese Diskrepanz zu nennen. Die erste Ursache ist in der
Zusammensetzung des Brennstoffs begriindet. Die Verbrennung von Stein- und Braunkohle
bringt immer ein von der Brennstoffzusammensetzung abhéngigen Aschepartikelstrom mit sich.

Diese Partikel wirken abrasiv auf das Drucksystem, besonders auf die im Dampferzeuge-
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rinnenraum angeordneten Rohrbiindel. Die in der Braunkohle enthaltenden Sande verstirken
diesen Effekt. Diese Mechanismen treten bei den gas- und dlbefeuerten Dampferzeugern so gut
wie nicht auf. Als zweite Ursache ist die in den letzten 10 Jahren kaum verédnderte Einsatzart der
betrachteten Blocke zu nennen. Wihrend die Braunkohlenblécke meist in Grundlast und die
Steinkohlenblocke in Mittellast gefahren wurden, lag der Einsatzbereich der gas- und
Olbefeuerten Anlagen im Spitzenlastbereich. Folglich lag die zeitlich hohe thermische Belastung
der Grund- und Mittellastkraftwerke, bei denen Korrosion, Erosion sowie Werkstoffermiidung

begiinstigt wurde, hoher als die der Spitzenlastkraftwerke.

Tabelle 3-10:  Verursacher des Auflerplananteils brennstoftbezogener fossilbefeuerter
Blockanlagen (Arbeitsnichtverfiigbarkeit) in Prozent[46]

Drucksystem
Bunker, Zuteiler, Mahlanlage
Chemische Rauchgasbehandlung (Absorp-
tionsverfahren)
Verbrennungsluftsystem 14 18
Rauchgasabfiihrung 5
Entaschung, Entschlackung 3
Hauptfeuerung 3
Chemische Rauchgasbehandlung (Katalytische

10
Verfahren)
Konventionelle Brennstoffversorgung und 47
Riickstandsentsorgung
Sonstige 24 17 21 29

Die Verfligbarkeit von Kraftwerken hidngt von den unterschiedlichsten Faktoren ab. Die
wichtigsten Parameter wurden in den vorherigen Abschnitten erldutert. Die Verfiigbarkeit ist
offensichtlich abhingig vom Kraftwerkstyp. Kraftwerke mit einer hohen thermischen Belastung
haben hohere Ausfallraten als solche mit niedrigeren Dampfparametern. Gesetzliche Einfliisse
konnen, wie anhand des hohen Sicherheitsstandards von Kernkraftwerken gezeigt wurde, auch
auf die Verfiigbarkeit Einfluf nehmen. Eine direkte Wirkung des Betriebsalters auf die
Verfiigbarkeit konnte allerdings aus dieser Top-Down-Analyse nicht nachgewiesen werden. Die
Vermutung, dafl entsprechend der ,Badewannenkurve“, (vergl. dazu Abbildung 2-5), die
Verfiigbarkeit aufgrund zunehmender technischer Mingel im wachsenden Alter abnimmt, hat
sich nicht bestitigt. Dies bedeutet allerdings nicht, daf3 kein direkter Zusammenhang existiert.
Wahrscheinlicher ist aber, da die direkte Wirkung der Schidden auf die Verfligbarkeit durch
indirekte Mechanismen wie Erhohung des Instandhaltungsaufwands oder Austausch veralteter
Bauteile mit der dadurch verbundenen Kostensteigerung kompensiert wird. Exogene Einfliisse
dagegen beeinflussen die Verfiigbarkeit von Kraftwerken signifikant wie Abbildung 3-21
demonstriert. Der starke Verfiigbarkeitseinbruch ab dem Jahr 1985 ist auf die Auswirkungen der
Grofifeuerungsanlagenverordnung zuriickzufiihren. UmbaumaBnahmen und Nachriistungen der
kohlenbefeuerten Blocke mit der Folge vermehrter Stillstinde fiihrten zu Verfiigbarkeits-
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einbuBen von bis zu 8 %. In der Einfithrungsphase der neuen Technologie der chemischen
Rauchgasreinigung traten Frithfehler auf, die sich, wie in Abbildung 3-21 zu sehen, negativ auf

die Verfiigbarkeit auswirkten [48].

[%]
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--=-- Braunkohle

--+--Ol/Gas

= Mittelwert
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Abbildung 3-21:  Arbeitsnichtverfiigbarkeit brennstoffbezogener fossilbefeuerter
Blockanlagen in Deutschland (alte Bundeslidnder) im Zeitraum von 1973 bis
1996 [46]

Wiihrend sich kein direkter Zusammenhang zwischen Verfiigbarkeit und Alter von Kraftwerken
nachweisen 1d6t, ist allerdings ein Zusammenhang zwischen der Arbeitsverfligbarkeit und der
Arbeitsausnutzung, wie in Abbildung 3-22 dargestellt, festzustellen. Die Abbildung zeigt
deutlich die Abnahme der Arbeitsnichtverfiigbarkeit mit zunehmender Arbeitsausnutzung.
Dargestellt sind Blockanlagen mit Steinkohlen-, Braunkohlen-, Ol- und Gasfeuerung. Da in den
Grenzbereichen der Arbeitsausnutzung (n,<0,2 und n,>0,8) nur geringes Datenmaterial
vorhanden ist, ist ein lineares Veralten in diesen Grenzbereichen zweifelhaft. Eine lineare

Extrapolation in die Grenzbereiche wurde daher unterlassen.

Kernkraftwerke und Gasturbinen werden in der Abbildung 3-22 nicht dargestellt. Eine
Regressionsanalyse dieser beiden Kraftwerkstypen ergibt keinen linearen Zusammenhang. Der
Grund liegt in den geringen Schwankungen der Arbeitsausnutzung in den vergangenen Jahren,
so daf} keine Daten iiber das gesamte Spektrum der Arbeitsausnutzung existieren. Eine Tendenz
der abnehmenden Arbeitsnichtverfiigbarkeit bei gleichzeitiger zunehmender Ausnutzung kann

aber auch fiir die Gasturbinen und die Kernkraftwerke nicht ausgeschlossen werden.

Die Abnahme der Arbeitsnichtverfiigbarkeit bei gleichzeitig hoherer Ausnutzungszeit kann
durch die relativ verminderte Alterung aufgrund von vermehrten An- und Abfahren erklért

werden. Je geringer die Arbeitsausnutzung iiber das Jahr ist, desto grofer sind die
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Stillstandsintervalle. Die thermische Wechselbelastung aufgrund vermehrter Starts wirkt sich
folglich stirker auf den Lebensdauerverbrauch aus als eine konstante Dauerbelastung. Dies
bedeutet, daf} die grofite Arbeitsverfiigbarkeit bei den Grundlastkraftwerken und die niedrigste

bei den Spitzenlastkraftwerken zu erwarten ist.
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Abbildung 3-22: Zusammenhang zwischen der Arbeitsausnutzung und der
Arbeitsnichtverfiigbarkeit bei fossilbefeuerten Blockanlagen

34.2. Der EinfluB} der natiirlichen Alterung auf die Instandhaltung von Kraftwerken

Die natiirliche Alterung aufgrund des Kraftwerksbetriebs zieht kontinuierliche und spontane
Schéadigungen nach sich, die generell gemif3 der in Abbildung 2-5 gezeigten Ausfallkurve
verlaufen. Der Schidigung von Anlagenteilen wird durch geeignete InstandhaltungsmaBnahmen
entgegengewirkt. Die natiirliche Alterung hat folglich eine Wirkung tiber die Kosten der
Instandhaltung auf die Wirtschaftlichkeit von Kraftwerken. Wie bereits in Kapitel 3.4.1
nachgewiesen wurde, findet keine Minderung der Verfiigbarkeit mit zunehmender Lebensdauer
aufgrund des Anlagenbetriebes statt. Dieses Ergebnis korreliert mit der Instandhaltungs-
philosophie, die bis zur Umsetzung des Gesetzes zur neuen Regulierung der Energiewirtschaft
(Verabschiedung der Richtlinie fiir gemeinsame Vorschriften des Elektrizititsbinnenmarkt am
19.12.1999) galt. Das Ziel der bis dato geltenden Instandhaltungsphilosophie war die
Gewdhrleistung einer hohen Verfiigbarkeit aller Anlagenbauteile mit moglichst niedrigem
Instandhaltungsaufwand [49]. Folglich mufiten sich altersbedingte Schiéden bei konstant zu
haltender Verfiigbarkeit in den Instandhaltungskosten niederschlagen. Da Art und Hiufigkeit
der Schiddigung ebenfalls vom Kraftwerkstyp abhédngt, sind Unterschiede beziiglich der

Instandhaltungskosten zu erwarten. Die Entwicklung der Instandhaltungskosten aufgrund des
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Anlagenbetriebes ist folglich ein wesentlicher Faktor fiir die dkonomische Lebensdauer des
Kraftwerks.

Die Instandhaltung setzt sich aus vier Bereichen zusammen, die miteinander in Wechselwirkung
stehen. Die Instandhaltung beinhaltet Uberwachungsfunktionen (Kontrolle von Betriebs-
parametern), Wartung (Nachstellen von Spanneinrichtungen, Schmierung, Ol- und Fett-
wechsel), Inspektion (meBtechnische Erfassung des Verschleies) und Instandsetzung
(Reparatur, Austausch). Ein ausgewogenes kostenoptimales Verhiltnis zwischen den vier
Teilgebieten zu finden, gestaltet sich duBerst schwierig, da die gewdhlte Instandsetzungs-
strategie je nach Anderung des Anlagenzustands und der strategischen Ziele des Anlagen-
betreibers angepaBt werden muf. Die gewihlte Instandhaltungsstrategie kann zwischen zwei
Extremen schwanken. Dies ist einerseits die totale Instandhaltung und andererseits das Fahren
der Anlage bis zum Bruch [49]. Die totale Instandhaltung setzt auf vollstandig vorbeugende
MaBnahmen, die aber zusitzlich zu dem erhchten Kostenaufwand zu héufigen Blockstillstanden
filhren kann. Die Arbeitsverfligbarkeit ist folglich sehr niedrig und somit die Ausfallkosten
aufgrund der iiberproportionalen Steigung der Stromgestehungskosten mit fallenden
Vollaststunden sehr hoch. Die zweite Strategie, das Fahren der Anlage bis zum Bruch, wird
auch als storungsbedingte Instandhaltung bezeichnet. Das Eingreifen der Instandhaltung findet
erst bei Schadenseintritt statt. Der Nachteil dieser Strategie liegt auf der Hand. Obwohl in den
ersten Lebensjahren mit dieser Strategie eine hohere jihrliche Verfligbarkeit erzielt werden
kann, sind die Schadenfille, sowohl in ihrer KostenhShe als auch von der Dauer der
Ausfallzeiten, im Alter nur sehr schwer kalkulierbar. Die richtige Instandhaltungsstrategie
versucht das Minimum aus der Summe der Ausfall- und Instandhaltungskosten, wie in

Abbildung 3-23 skizzenhaft verdeutlicht ist, zu erreichen.

Kosten
A

>
»

niedrig Instandhaltungsaufwand hoch

Abbildung 3-23: Zusammenhang zwischen Instandhaltungsstrategie und Kosten

Die fehlerabwartende bzw. storungsbedingte Instandhaltung ist die dlteste und einfachste Form
[2, 50]. Mangelnde Effizienz, eingeschrinkte Zuverlidssigkeit sowie hohe schadensbedingte
Folgekosten fiihrte zu einer vorbeugenden und intervallabhéngigen Instandhaltung. Somit
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konnte eine hohe Zuverldssigkeit, eine ausreichende Verfiigbarkeit sowie eine erhebliche
Verringerung der Folgeschiiden erzielt werden, die jedoch hdhere Kosten fiir die Instandhaltung
sowie einer Erhohung der planmifBiigen Stillstinde nach sich zogen. Zur Minimierung der
Anlagenstillstinde und Reduzierung der Instandhaltungskosten wurde in den letzten zehn
Jahren die zustandsorientierte Instandhaltung entwickelt, die Bauteile in Abhingigkeit des
technischen Zustands bewertet. Die Anwendung moderner Instandhaltungsstrategien sind fiir
den Kraftwerksbetreiber in einem liberalisierten Energiebinnenmarkt, in dem die Kosten-
fiihrerschaft ein {iiberlebensnotwendiges Kriterium ist, zwingend notwendig. Vor der
Liberalisierung wurde meist die vorbeugende Instandhaltungsstrategie angewandt, deren
Primisse die oben beschriecbene hohe Verfiigbarkeit ist. Die Pridmisse der maximal zu
erreichenden Verfiigbarkeit kann mittlerweile in einem liberalisierten Markt in Frage gestellt

werden.

In der Vergangenheit bestand die Instandhaltungsstrategic aus einer Mischung von
storungsbedingter, zustandsorientierter und vorbeugender Instandhaltung. Die Anwendung der
unterschiedlichen Strategien ergibt sich aus der Charakteristik der vielen unterschiedlichen
Bauteile, die in einem Kraftwerk vorhanden sind. Der Schwerpunkt lag dabei auf der
vorbeugenden Instandhaltung. Die Instandhaltung erfolgte nach festgelegten Zeitintervallen. Bei
Storungen innerhalb dieser Intervalle erfolgte eine minimale Instandsetzung. Der Vorteil bei
diesem Vorgehen ist die Planbarkeit von Instandhaltungsmafnahmen, dem der Nachteil der
hohen Kosten gegeniiber steht. Die absolute Hohe der spezifischen Instandhaltungskosten
brennstoffbezogener Kraftwerkstypen wird in Abbildung 3-24 demonstriert. Dargestellt sind
Durchschnittswerte und deren Bandbreiten aus einer Vielzahl von Literaturstellen und
Informationen von Kraftwerksbetreibern. Diese qualitative Abstufung korreliert einerseits mit
der in Kapitel 3.2 beschriebenen betriebsbedingten Alterung und andererseits mit der

durchschnittlichen Arbeitsverfiigbarkeit.
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Instandhaltungskosten [DM/KW]
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Abbildung 3-24:  Durchschnittliche jahrliche spezifische Instandhaltungskosten und deren
Bandbreiten von brennstoffbezogenen Kraftwerkstypen in der
Bundesrepublik Deutschland

Der hohe sicherheitstechnische Standard in deutschen Kernkraftwerken, der Bauteilredundanzen
und kurze Priifungsintervalle beinhaltet, bringt wie bereits erldutert gegeniiber den
fossilbefeuerten Kraftwerken hohe Instandhaltungskosten mit sich. Braunkohlenkraftwerke
weisen in der Tendenz hohere Instandhaltungskosten als Steinkohlenkraftwerke auf. Ein Grund
hiertiir ist u. a. der groBere apparative Aufwand wegen des hohen Rauchgasstroms sowie der
abrasiven Wirkung der Braunkohlensande im Dampferzeuger. Die kompakte Bauweise des
GuD-Kraftwerks fithrt zur niedrigen spezifischen Instandhaltungskosten. Das Fehlen einer
Rauchgasreinigungsanlage und der Brennstoffaufbereitung beglinstigen diesen Effekt. Die
Angaben der in Abbildung 3-24 dargestellten spezifischen Instandhaltungskosten sind als
Durchschnittswerte zu verstehen. Altersbezogene Instandhaltungskosten einzelner Kraftwerks-
typen, die als Indiz fiir den Alterszustand dienen konnten, waren einerseits aufgrund
mangelnden Datenmaterials nicht festzustellen. Andererseits wurden durch das regelmifige,
turnusmifBige vorbeugende Instandhaltungsprogramm das Kraftwerk im Sinne einer
permanenten Runderneuerung am Leben gehalten, so daB betricbsbedingten Alterser-
scheinungen im Vorfeld begegnet wurde.

3.5. Zwischenbetrachtung und erste Schlufifolgerungen

Die betriebsbedingte Alterung beeinflut nicht direkt die Lebensdauer eines Kraftwerks.
Vielmehr bestimmen die mit der Alterung verbundenen Kosten, die sich in der Instandhaltung
niederschlagen, den Zeitpunkt der Auflerbetriebnahme. Die Hypothese, daf3 mit zunehmender
Lebensdauer die Arbeitsverfiigbarkeit, die als umfassender Kennwert zur Gesamtbeurteilung
einer Anlage gilt, aufgrund betriebsbedingter Alterung abnimmt, konnte nicht bestitigt werden.

Das bedeutet, dal aus dem zeitlichen Verlauf der Arbeitsverfiigbarkeit eines einzelnen
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Kraftwerks keine signifikanten Schliisse iiber den Alterszustand - verursacht durch
betriebsbedingte Einfliisse - und Folgerungen fiir die Lebensdauer gezogen werden konnten.
Vielmehr nahmen exogene Ereignisse, wie z. B. die GroBfeuerungsanlagenverordnung, einen

meBbaren Einflufl auf die Verfligbarkeit von einzelnen Kraftwerken.

Die hohe Verfiigbarkeit der in Deutschland betriebenen Anlagen kann auf die in der
Vergangenheit angewandte vorbeugende Instandhaltungsmethode zuriickgefiihrt werden.
Unterschiede im spezifischen Instandhaltungsvolumen bei einzelnen Kraftwerkstypen lassen
sich feststellen. Diese sind teilweise betriebs- , teilweise durch gesetzliche Griinden bedingt.
Dagegen konnte aufgrund mangelnder Datenbasis kein Zusammenhang zwischen
Instandhaltungskosten und zunehmender Lebensdauer, die ein Indiz fiir den Alterszustand
darstellen konnte, festgestellt werden. Weiterhin verhindern die fiir die meisten Anlagen in der
Vergangenheit geltenden vorbeugenden Instandhaltungsstrategien eine direkte Korrelation von
Kosten und Alterszustand. Vorbeugende Instandhaltung entsprach der Primisse der maximalen
Verfiigbarkeit. Im Zuge der Liberalisierung ist fiir den Kraftwerksbetreiber eine ginzlich
neuartige Situation entstanden. Aufgrund des Wettbewerbs bedeutet dies flir den einzelnen
Kraftwerksbetreiber einen Betrieb der Anlage unter marktwirtschaftlichen Gesichtspunkten. Die
Lebensdauver des Kraftwerks wird folglich maBgeblich durch seine 6konomischen Parametern
bestimmt. Die kostenintensive Strategie der vorbeugenden Instandhaltung, sowie die Primisse
der maximalen Verfiigbarkeit mufl damit in einem liberalisierten Markt in Frage gestellt

werden.

Zur Beantwortung der Fragestellung, wie alt Kraftwerke werden konnen, lassen sich folgende
Aspekte zusammenfassen. Die technische Lebensdauer einzelner Bauteile ist abhingig von der
Betriebsweise. Schwerpunktanalysen von Schiden haben gezeigt, dall vor allem zeitstand-
belastete und wechselbeanspruchte Bauteile betroffen sind. Dies Bauteile erreichen in der Regel
eine rechnerische Lebensdauer von deutlich mehr als 30 Betriebsjahren. Okonomische Griinde
fiihren daher eher zu einer Auflerbetriebnahme als technische. Allerdings fiihren die Schdden
aufgrund der technischen Alterung zu erhdhten Kosten, die der Instandhaltung zugeschrieben
werden. Diese altersbedingten Kosten konnen in ein okonomisches Modell transformiert
werden, daf} die Bestimmung der Skonomische Lebensdauer aufgrund technischer Alterung
ermoglicht. Die Bestimmung der Skonomischen Lebensdauer einzelner Kraftwerkstypen ist

Gegenstand des folgenden Kapitels.
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4. Wirtschaftlichkeitsrechnung von Kraftwerken unter dem Gesichtspunkt
technischer Alterung

4.1. Einfiihrung in die Problematik

Das Alter von Kraftwerken wird, wie bereits in Kapitel 2 und 3 ausfiihrlich dargestellt, von
vielen Faktoren beeinfluflit. Ein wesentlicher Einflullfaktor, der vor allem aus unternehmerischer
Perspektive die zentrale Rolle spielt, sind die Kosten, die sowohl bei Neubau als auch beim
Betrieb von Kraftwerken anfallen. Die hohe Kapitalintensitit - sowohl die Hohe als auch die
zeitliche Bindung - ist ein Kennzeichen der Kraftwerkswirtschaft. Sie reagiert daher besonders
sensibel auf Verdnderungen politischer und technischer Art. Die Frage nach den Kosten der
Stromerzeugung hat in den letzten Jahren aufgrund der jlingsten Verdnderungen der politischen
und rechtlichen Rahmenbedingungen in der Energiewirtschaft - weg von einer monopolisierten
Energiewirtschaft hin zu einem liberalisierten Energiebinnenmarkt — nochmals an Bedeutung
gewonnen. Niedrige konkurrenzfihige Stromgestehungskosten von Kraftwerken werden im
Wettbewerb zu einem iiberlebensnotwendigen Kriterium. Ubertragen auf die Situation des
einzelnen Kraftwerks in einem Kraftwerkspark kann folglich eine zu hohe Kostenstruktur die
AulBerbetriebnahme erzwingen. Die Kosten im Hinblick auf das Alter von Kraftwerken und
besonders die Transformation der endogenen FEinfluBfaktoren, die im vorherigen Kapitel
ausfiihrlich beschrieben wurden, in Skonomische Parameter sind Gegenstand dieses Kapitels.
Dabei ist das primire Ziel die Bestimmung der konomischen Lebensdauer von einzelnen
Kraftwerkstypen. Das sekundire Ziel ist die Vorbereitung und Schaffung einer belastbaren

Datenbasis fiir das im dritten Teil verwendete Optimierungsmodell.

Die Wirtschaftlichkeit von Kraftwerken kann grundsitzlich aus zwei Perspektiven beleuchtet
werden. Einerseits geht es um die Fragestellung nach der absoluten Wirtschaftlichkeit. Hier ist
zu beantworten, ob das zu untersuchende Investitionsprojekt generell wirtschaftlich ist oder
nicht. Aus der Perspektive des Investors geht es darum, ob ein Kraftwerk gebaut wird oder das
vorhandene Kapital an anderer Stelle, zum Beispiel auf dem Kapitalmarkt, eingesetzt werden
soll. In diesem Fall liegt eine Wirtschaftlichkeitspriifung vor. Im zweiten Fall liegt ein
Wirtschaftlichkeitsvergleich vor, d.h. die Fragestellung richtet sich nach der relativen
Wirtschaftlichkeit zwischen verschiedenen Alternativen. In diesem Fall mul der Investor eine
neue Kraftwerkskapazitit errichten, wobei es dann nur noch um die Fragestellung nach der
optimalen Alternative geht. Allerdings wire es zu kurz gegriffen in einem liberalisierten
Binnenmarkt lediglich bei Kapazititsnachfrage die Moglichkeit eines Kraftwerksneubaus in
Betracht zu ziehen. Im Zuge solcher grundsitzlichen Uberlegungen spielen Stromeinkauf,
Durchleitung, Least-Cost-Planning, aber auch Instandhaltungsstrategien und Ertlichtigungen

bestehender Kraftwerke eine grofie Rolle.

Die Berechnung der Skonomische Lebensdauer kann nur indirekt tiber Wirtschaftlichkeits-

vergleiche ermittelt werden. Dazu ist es notwendig die Kriterien, die Unrentabilitit nach sich
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zichen, klar zu definieren. Bei Wirtschaftlichkeitsvergleichen wird im allgemeinen die Kennzahl
»wStromgestehungskosten® ermittelt. Diese Kennzahl ist als Wirtschaftlichkeitgrenzwert anzu-
sehen, bei deren Errechnung die Mindestverzinsung des Investitionskapitals zum
kalkulatorischen Zinssatz unterstellt ist [S1]. Ublicherweise wird bei der Berechnung der
Stromgestehungskosten der Parameter ,,Anlagenlebensdauer” iiber 20 oder 25 Jahre konstant
gehalten. Die Auswirkung von Effekten auf die Wirtschaftlichkeit einer Stromerzeugungs-
anlage, wie direkte und indirekte Instandhaltungskosten, werden dabei nicht beriicksichtigt.
Direkte Instandhaltungskosten sind Kosten, die aufgrund betriebsbedingter Alterung entstehen,
d.h. Kosten fiir Material- und Fremdleistungen, sowie die Kosten der Instandhaltungs-
kostenstellen. Dagegen sind indirekte Instandhaltungskosten Ausgaben, die aufgrund von

Stillstandsverlusten und Wertminderung anfallen.

Die im folgenden vorgestellte Methode riickt jedoch von der Annahme konstanter
Anlagenlebensdauer ab und betrachtet die okonomische Lebensdauer als Zielvariable. Zur
Bearbeitung dieser Fragestellung wurde ein computergestiitztes Modell entwickelt, das auf
Basis finanzmathematischer Methoden die 6konomische Lebensdauer unter Annahme lebens-
dauerbegrenzender Kostenkriterien errechnet. Die finanzmathematischen Methoden werden in
Kapitel 4.2, das Modell in Kapitel 4.4 und die lebensdauerbegrenzender Kostenkriterien in
Kapitel 4.5 behandelt.

4.2. Methode der dynamischen Investitionsrechnung zur Bestimmung der 6konomischen

Lebensdauer von Kraftwerken

Das im folgenden vorgestellte Modell zur Bestimmung von  dynamischen
Stromgestehungskosten und der daraus abgeleiteten Skonomischen Lebensdauer basiert auf der
finanzmathematischen Methode der Annuititenrechnung als Ableitung der Kapitalwertmethode.
Grundprinzip dieses dynamischen Verfahrens ist die Bildung einer einzigen investitions-
theoretischen Kennzahl aus Zahlungsstromen, die zu unterschiedlichen Zeitpunkten als
Einnahmen oder Ausgaben anfallen. Um die Zins- und Zinseszinseffekte der zu unter-
schiedlichen Zeitpunkten anfallenden Ein- und Ausgaben vergleichbar zu machen, werden die
Barwerte der Einnahmenreihe den Barwerten der Ausnahmereihe gegeniibergestellt. Vorteil-
haftigkeit bzw. Wirtschaftlichkeit ergibt sich bei einem positiven Kapitalwert, also der
Differenz aus dem Barwert aller Einnahmen und dem Barwert aller Investitions- und
Betriebsausgaben. Das Kriterium der Wirtschaftlichkeit ist folglich nach Gleichung 4-1:

j=n j=n

@1 DUE g HZAW,+) (A, -q7)
j=1

=

mit  j: laufendes Jahr [Jahr]
E;: laufende Einnahmen im betrachteten Jahr [DM]
Ay laufende Ausgaben im betrachteten Jahr [DM]
q’: Abzinsungsfaktor [-]
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AW, Anlagebarwert [DM]
n: Ende Betrachtungszeitraum [Jahr]

Ublicherweise werden bei dem Vergleich mehrerer Anlagen untercinander gleiche
Betrachtungzeitriume angenommen. Das Ergebnis ist eine Kennzahl pro Kraftwerk. Diese ist
ein Mal fiir seine relative Wirtschaftlichkeit. Von dieser Methode wird in dieser Arbeit Abstand
genommen. Statt dessen wird zur Bestimmung der Okonomischen Lebensdauer eine
zeitabhidngige Kennwertkurve errechnet. Diese wird im folgenden als Stromgestehungs-
kostenkurve bezeichnet. Aus dem Verlauf dieser Kennwertkurve kann auf die dkonomische
Lebensdauer geschlossen werden. Herleitung und Methodik wird in Kapitel 4.5 ausfiihrlich
diskutiert.

Alle Zahlungen fallen nur zu Beginn oder zu Ende eines Jahres an. Die Zinsen werden immer
als jahrlich nachschiissige Zahlungen beriicksichtigt. Im Unterschied zur Kapitalwertmethode
(stichtagsbezogene Vermogenskennzahl) liefert die Annuitétenrechnung eine Aussage iiber das
7zu erwartende Wirtschaftlichkeitsergebnis pro Jahr (zeitraumbezogene Zahlungsgrofie). Um
auch die Rentabilitit von Kraftwerken unterschiedlicher Leistungsgréfen miteinander
vergleichen zu konnen, werden die Annuititen auf die jeweils produzierte Strommenge
bezogen. Die Stromgestehungskosten, in Geldeinheit pro Mengeneinheit ausgedriickt, sind
genau der Preis, der mindestens gefordert werden muf}, damit eine Investition inklusive
angestrebter Rendite rentabel wird. Die Stromgestehungskosten errechnen sich folglich aus den
Annuitidten der Auszahlungsreihen bezogen auf die insgesamt i{iber den Betrachtungszeitraum
produzierte Strommenge. Die Grundgleichung, aus der im folgenden die Stromgestehungs-

kosten abgeleitet werden, ist:

Jj=n

(4-2) ANF (n,q)- {AWU + Z (4; q”’ ):' =0 ANF: Annuititenfaktor
=1

i=n ) —
mit  ANF(n,q):= Z(q'f) =q g g g =_1q }n
j=1 -4

Aus Gleichung (4-2) 14Bt sich ablesen, dafi die Wirtschaftlichkeitsanalyse aus zwei Schritten
besteht. Erstens muBl der Anlagenbarwert der zu untersuchenden Investition vor Beginn der
ersten kommerziellen Nutzungsdauer untersucht werden. Bauzins, Bauzeit und die
unterschiedlichen Zeitpunkte von Filligkeiten nehmen erheblichen EinfluB auf die Strom-
gestehungskosten. Zweitens miissen die Auszahlungsreihen nach Inbetriebnahme, also die
jéhrlich anfallenden Auszahlungen fiir Lohn-, Material-, Anlage- und Kapitalkosten, zu einer
Kennzahl zusammengefafit werden. Ublicherweise werden die Kosten zur Energieumwandlung

in fixe (leistungsabhiingige) und variable (arbeitsabhiingige) Kosten unterteilt [52]. Zu den fixen
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Kosten zihlen Aufwand fiir Personal, Abschreibung und Verzinsung des Kapitals sowie die
Instandhaltungskosten. Arbeitsabhingige Kosten sind vor allem Aufwendungen fiir Brennstoffe
sowie die betriebsabhingige Instandhaltung, fiir Hilfsstoffe und Entsorgung. Je nach
Entwicklung der zukiinftigen Betriebsausgaben kann auch zwischen dynamischen und
statischen Kosten unterschieden werden. Das Kennzeichen dynamischer Kosten ist die
Anderung der Kostenhshe iiber die Zeit. Ein Beispiel hierfiir sind schwankende Preise auf den
Brennstoffmérkten. Ebenso werden in diesem Modell Instandhaltungskosten dynamisch
betrachtet, da ihre Erhohung aufgrund betriebsbedingter Alterung angenommen wird.
Abbildung 4-1 verdeutlicht die zeitlich unterschiedlichen Filligkeiten von Zahlungsreihen von
Planung des Investitionsprojekts iiber die Zeit des Betriebs bis hin zur Stillegung mit den

entsprechenden Abriflkosten.

Dynamische Kosten
il

[Jahre]

Bau- und
Inbetriebsetz-

Betriebszeit Abril

ungszeit

Abbildung 4-1:  Zahlungsreihe {iber die Lebensdauer des Kraftwerksbetriebs

4.3. Modellparameter (Input)

4.3.1. Kalkulationszinssatz

Der kalkulatorische Zinssatz beeinfluit das Wirtschaftlichkeitsergebnis in hohem MaB. Bei der
Wirtschaftlichkeitsanalyse strebt ein Investor nicht nur eine Riickgewinnung, sondern auch eine
entsprechende Verzinsung seiner eingesetzten finanziellen Mittel an. Fiir Fremdkapital
entspricht der kalkulatorische Zinssatz der Hohe der langfristigen Schuldzinsen, der aus dem
Zinssatz flir langfristige Industrie- oder oOffentliche Anleihen abgeleitet werden kann. Bei
Einsatz von Eigenkapital entspricht der kalkulatorische Zinssatz der erhofften
Kapitalverzinsung. Im folgenden gelten zwei Annahmen. Das zu untersuchende
Kraftwerksprojekt ist eine Ersatz- oder Zusatzinvestition. Das bedeutet, daB das eingesetzte
Eigenkapital nicht mit einer Investition auf dem Kapitalmarkt im Sinne eine
Unterlassungsalternative konkurriert. Zweitens wird das Projekt durch einen kleiner Anteil der
Eigenfinanzierung und einen grofleren Teil der Fremdfinanzierung realisiert. Der
Kalkulationszinssatz wird entsprechend den Anteilen des Fremdkapitals und des Eigenkapitals
gemittelt.
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“43)  Kp-z,+Kp-z;=(Kg+Kp)-z

nach Umformung gilt fiir den kalkulatorischen Zinssatz

44z =L(z +v-z )mitsz—F
k +v ¢ f K

1 E

mit  z: kalkulatorischer Zinssatz (nominal) [%]
v: Kapitalverhiltnis von Fremd- zu Eigenfinanzierung [-1
Kg: Fremdkapitalanteil [%]
Ks: Eigenkapitalanteil [%]
zg Fremdkapitalzinssatz [%]
Z.: Eigenkapitalzinssatz [%]

Der in Gleichung 4-4 formulierte kalkulatorische Zinssatz ist nominal, d.h. jihrliche
Preissteigerungen werden nicht berticksichtigt. Zu Berechnung des realen kalkulatorischen
Zinssatzes muf} dieser inflationsbereinigt werden. Der reale kalkulatorische Zinssatz ergibt sich
dann nach [53]:

I — &4
(4'5) Lkreal = k int
I+ s - T
mit 7. realer kalkulatorischer Zinssatz [%]
Zne  Inflationsrate [%]
Ty: Betrachtungszeitraum [Jahr]

Die Inflationsrate kann aus den Berechnungen des Lebenshaltungskosten-Index entnommen

werden.

4.3.2. Berechnung des Investitionsbarwerts

Abhingig vom Kraftwerkstyp vergehen von der Auftragsvergabe bis zum ersten kommerziellen
Betrieb mehrere Jahre. Zur Ermittlung des Investitionsbarwertes sind die Einzelausgaben zu den
verschiedenen Zeitpunkten zu bestimmen. Die Zahlungen umfassen die Kosten der Anlage
einschlieflich Transport und Montage, Bauherreneigenleistungen, Zinsbelastungen wihrend der
Bauzeit, Zusatzkosten durch Teuerung, sowie Honorare, Gebiihren, Abgaben, Versicherungen
und Aufwendungen wihrend der Planungs-, Errichtungs- und Inbetriebnahmezeit [51].
Weiterhin spielen Anderungen der Material- und Lohnkosten, Preisgleitformeln und die
unterschiedlichen Zeitpunkte der Filligkeiten eine groBe Rolle. Ist die Zeitreihe bekannt, so
kann durch Aufzinsung der Einzelsumme auf den Bezugszeitpunkt der Anlagebarwert, bzw. der

Investitionsbarwert bestimmt werden.
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Da gewdohnlich detaillierte Angaben iiber die Zahlungsreihen in der einschligigen Literatur
nicht vorhanden sind, wird im Modell ein Nidherungsverfahren eingesetzt, dafl den
Genauigkeitsanforderungen weiterer Berechnungen geniigt. Hinreichend genau kann
angenommen werden, dall der Schwerpunkt aller Auszahlung in der Mitte zwischen Bau- und
Inbetriebnahmezeit liegt. Sind alle Auszahlungen bis zur halben Bauzeit fillig, miissen die
Teuerungen fiir die Investition bis zu diesem Zeitpunkt beriicksichtigt werden. Weiterhin sind
zusitzliche Zinsbelastungen aus den Schuldzinsen fiir Fremdkapital, sowie Zinsverluste aus
Eigenkapital bis zum Zeitpunkt der ersten Nutzungsdauer anzurechnen. Der Investitionsbarwert

148t sich dann aus Gleichung (4-6) wie folgt berechnen:

0.57ng ;
@-6) AW, = (K + KBE)-{1+”ﬂ+Z—B]

100 100
mit  Kani: Anlagekosten zum Preisbasisdatum [DM]
Kge:  Bauherreneigenleistung [DM]
tiny: Teuerungsrate fiir Investitionen [%]
Zy: Bauzinssatz [%]
ng,;:  Bau und Inbetriebsetzungszeit [Jahre]

Die Anlagekosten zum Preisbasisdatum beinhalten alle direkten Ausgaben zur Erstellung einer
betriebsbereiten Anlage. Dazu gehoren bauliche, maschinentechnische und elektrische
Anlagenteile. Zu den Bauherreneigenleistungen werden Grundstiickserwerb, Grunder-
werbsnebenkosten, Honorare, Steuerbelastungen, Genehmigungen, Gutachten, Begriinung,
Sozialeinrichtungen etc. gezihlt. Meist sind die Bauherreneigenleistungen nicht bekannt, so dafy
eine Abschitzung notwendig ist. Angaben in der Literatur [54, 55, 56] schwanken zwischen 5 %
- 20% des Angebotspreises. Falls die Bauherreneigenleistungen nicht explizit in den
berechneten Beispielprojekten angegeben sind, werden diese pauschal mit 15 % der

Anlagekosten angesetzt.

4.3.3. Kapitalgebundene Kosten

Die kapitalgebundenen jahrlichen Kosten (Kapitaldienst) ergeben sich aus dem
Investitionsbarwert vermindert um einen moglichen Restwert der Anlage und den gewihlten
Abschreibungsmodalititen. Sie beinhalten Zinsen als Gegenwert fiir den Verzicht des
Investitionskapitaleinsatzes auf Kapitalmdrkten und beriicksichtigen den Werteverlust der
Anlage aufgrund von betriebsbedingter Alterung, Storungen und Unfillen (Abschreibungen).
Die Kosten fiir das Kapital (Zinsen) und die Kosten fiir die Anlage (Abschreibungen) werden
bei kalkulatorischen Betrachtungen meist als Kapitalkosten zusammengefafit [57]. Die
Abschreibungsmodalititen werden von den Finanzverwaltungen klar vorgegeben, so daf}
willkiirliche Gestaltung von Dauer und Hohe der Abschreibung nicht moglich ist. Wird die

Abschreibung in jdhrlichen gleichen Betrigen vorgenommen, so spricht man von linearer
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Abschreibung. Diese Art der Abschreibung ist im Modell implementiert. Die Sitze der
einzelnen Komponenten und Dauern sind den sogenannten AfA-Tabellen (Absetzungen fiir
Abnutzungen) zu entnehmen. Da je nach Bauteil sehr unterschiedliche Abschreibungszeiten
vorgeschrieben werden, wird fiir die Modellrechnung eine einheitliche durchschnittliche
kalkulatorische Abschreibungszeit gewihlt. Bei linearer Abschreibung ist dann der jdhrliche
Kapitaldienst als finanzmathematisches Aquivalent zu den effektiven Anlage- und

Kapitalkosten:

47 Ky =AW, =R, g, ) ANF(g,,n")

mit  Kjgap: jdhrlicher Kapitaldienst [DM]
R, Restwert der Anlage am Ende der Abschreibungsdauer [DM]
Qi Kalkulationszinssatz [%]
n': Abschreibungsdauver [Jahre]

Ublicherweise werden 20 Jahre als Abschreibungszeitraum angenommen [51, 54, 58] und der
Restwert der Anlage vernachlidssigt. Fallen Abri- und Entsorgungskosten am Ende der
Lebensdauer an, wie das Beispiel der Kernkraftwerke zeigen wird, so konnen diese durch
negative Restwerte im Modell mathematisch abgebildet werden.

434,  Arbeitsabhingige Kosten

Die Brennstoffkosten und die Betriebsmittelkosten werden den arbeitsabhingigen oder
variablen Kosten zugeordnet. Die Betriebsmittelkosten beinhalten Kosten fiir Schmiermittel,
Chemikalien, Zusatzstoffe etc.. Sie sind direkt proportional zu der Bruttojahresarbeit und
werden meist als mittlere sonstige jdhrliche Betriebsmittelkosten bezeichnet (Gleichung 4-8).
Uber ihre Hohe liegen Erfahrungswerte vor.

(4-8) Ky =8 Fonuoi T

i

mit: Kg;:  mittlere sonstige Betriebskosten im Jahr i [DM]
S;t spezifische sonstige Betriebskosten im Jahr i [DM/kWh]
Porutos:  installierte Bruttoleistung im Jahr i kW]
T;: Ausnutzungsdauer im Jahr i [h]

Die Brennstoffkosten spielen im Vergleich zu den Betriebsmittelkosten eine viel grofere Rolle.
Die arbeitsabhiingigen Brennstoffkosten hingen von der mittleren Jahres-Nettoarbeit, vom
spezifischen Nettowidrmeverbrauch, dem Betriebswirkungsgrad und von den angenommenen
Brennstoffpreisen im jeweiligen Jahr ab. Spezifischer Nettowidrmeverbrauch und Betriebs-
wirkungsgrad sind technische Parameter und somit Charakteristika der Anlage. Zeitlich

sprunghafte Schwankungen dieser Parameter kommen nicht vor und unterliegen folglich keinen
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kurzfristigen Okonomischen GesetzmiBligkeiten. Vielmehr werden Wirkungsgrad- oder
Leistungserhdhungen langfristig geplant, wobei Hohe und Zeitpunkte der Investitionen bekannt
sind. Dagegen sind Wirkungsgrad- oder Leistungsminderungen altersbedingt und zeitlich nicht
exakt vorhersehbar. Doch auch hier ist die Hhe der Minderung klar definiert. Problematischer
gestaltet sich die Frage nach den Preisen fiir die einzusetzenden Brennstoffe. Zusitzlich zu der
allgemeinen Teuerungsrate kommen noch starke Unsicherheiten bei der Abschitzung der
Preisentwicklung. Dies gilt besonders fiir die auf den Weltmirkten gehandelten
Primirenergietriiger Steinkohle, Erdgas und Ol. Die Preisbildung entsteht hierbei durch
Angebot und Nachfrage. Die Kosten fiir Braunkohle héngen von den jeweiligen Frderkosten in
den Abbaugebieten ab.

Uber die Entwicklung der Kosten gibt es eine Vielzahl von Studien. Trotz momentan sinkender
Brennstoffpreise von Kohle, Ol und Gas wird in den meisten Studien von einer langfristigen
Steigerung der Brennstoffkosten ausgegangen. Den unterschiedlichen moglichen Ent-
wicklungen wird in der Wirtschaftlichkeitsuntersuchung durch die Auswahl geeigneter
Szenarien Rechnung getragen. Werte und Steigerungsraten werden im Kapitel 4.7 aufgelistet.
Zur Bestimmung von nivellierten jéhrlichen Durchschnittskosten wird der jahrlich ermittelte
Brennstoffpreis auf den Bezugszeitpunkt abdiskontiert und iiber die Betriebszeit annuititisch

umgelegt.

Der jihrliche nivellierte Durchschnittspreis ergibt sich nach Gleichung 4-9:

— 4 = 3600 | Grrea — 1
(4_9) K(Br) = |:Z(pl . Tl . Pnerto,i — : nbetr,i] ‘ qk,real:| %

i=1 th.netto,i 1- k.real

mit: K,y Nivellierte Durchschnittsbrennstoffkosten pro Jahr [DM]

pi Brennstoffpreis im Jahr i [DM/kWh]
Ppewoic  Nettoleistung der Anlage im Jahr i [kW]
Nihnetwo,i thermischer Wirkungsgrad im Jahr i [%]

MNoewi:  Betriebswirkungsgrad im Jahr i [%]

Qrrear  Kalkulatorischer Zinsfaktor (real) [%]

Die jihrliche mittlere Ausnutzungsdauer, Nettoleistung, thermischer Wirkungsgrad und der
Betriebswirkungsgrad sind Funktionen in Abhédngigkeit des Alters. Der Betriebswirkungsgrad
entspricht dem Quotienten aus dem spezifischen Nettowédrmeverbrauch bei Nennlast der Anlage
und dem spezifischen Nettowdrmeverbrauch wihrend einer bestimmten Zeitspanne und ist
folglich abhingig vom Ausnutzungsgrad. Der Betriebswirkungsgrad bildet An- und
Abfahrverluste, unvermeidliche Wirmeverluste, Warmeverluste durch Leckagen, Stérungen,
Bedienungsfehler und Rufblasen ab. Durch die zeitlich dynamische Gestaltung der technischen

Parameter kdnnen sowohl Alterungs- als auch Rehabiltationsetfekte simuliert werden.
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4.3.5. Leistungsabhingige Kosten

Den leistungsabhingigen oder fixen Kosten werden einerseits die Personalkosten und
andererseits die Instandhaltungskosten zugeordnet. Die Hohe des spezifischen Personalbedarfs
hingt vor allem vom Kraftwerkstyp ab. Beispielsweise ist die spezifische Personalstirke in
Kernkraftwerken wegen des hohen Sicherheitsstandards hoher als in einem Kohlenkraftwerk.
Mit zunehmendem Automatisierungsgrad nimmt die Personalstirke ab. Sofern keine
Nachriistungen bzgl. Automatisierungs- und Regelungstechnik bei Kraftwerken ilterer Bauart
getitigt wurden, spielt das Alter der Anlage bei Kraftwerken gleicher Blockgrofe durchaus eine

Rolle. Die jihrlichen Personalkosten ergeben sich nach Gleichung 4-10:

4-10) K .=k, . -P,

i i brutro i
mit  K;;;  mittlere Personalkosten im Jahr i [DM]
kot spezifische Personal- und Personalnebenkosten im Jahr i [DM/Person]

Die Aufwendungen fiir Instandhaltung werden meist pauschal in Abhédngigkeit der
Bruttoleistung angegeben. GroBenordnungen der spezifischen Instandhaltungskosten in
Abhingigkeit des Kraftwerkstyps wurden bereits in Kapitel 2 vorgestellt. Die
Instandhaltungskosten beinhalten simtliche anfallende Kosten aufgrund von Uberwachung,
Wartung, Inspektion und Instandsetzung. Sie werden im Modell in Abhéingigkeit der
Bruttoleistung vorgegeben (siche Gleichung4-11) und entsprechend der zu untersuchenden
Instandhaltungsstrategie fortgeschrieben.

411 K, ., =k

Inst,i Inst,i : P Brutto

mit:  Kpi  mittlere spez. Aufwendungen fiir Instandhaltung im Jahr i [DM/kW]

Den unterschiedlichen Instandhaltungsstrategien wird iiber eine Sensitivitdtsanalyse Rechnung
getragen. Im Modell wird von der Hypothese ausgegangen, dafl ab dem Zeitraum, in dem
vermehrt Abnutzungsfehler auftreten, die Instandhaltungskosten zunehmen (siche dazu auch
Kapitel 4.6).

4.3.6. Abrilkosten

Nach Ablauf der Lebensdauer eines Kraftwerks fallen Kosten fiir den Abrif} der Anlage zum
Zeitpunkt der Auflerbetriecbnahme bzw. einige Jahre danach an (siehe dazu auch
Abbildung 4-1). Da in diesem Modell der Zeitpunkt der AuBerbetriebnahme eine Zielvariable
ist, werden die Abrilkosten iiber die kalkulatorische Abschreibungszeit auf das Jahr der
Inbetriebnahme abdiskontiert und iiber diesen Zeitraum nivelliert. Dabei wird die Hohe der
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AbriBlkosten entweder vereinfacht in einem Prozentsatz der Anlagenkosten angegeben oder als
Geldwert im Basisjahr. Im Modell werden diese Kosten als negativer Restwert der Anlage
berticksichtigt (siehe Kapitel 4.3.3).

4.4. Modell der dynamischen Investitionsrechnung zur Bestimmung der ikonomischen

Lebensdauer auf Basis von Stromgestehungskosten

Zur Beantwortung der Fragestellung nach der ckonomischen Lebensdauer von Kraftwerken
wurde ein computergestiitztes Modell mit graphischer Bedieneroberfliche entwickelt. Das
Modell arbeitet dynamisch, d. h. bei vorgegebenen dynamischen Input-Gréen wird unter der
zusitzlichen Restriktion ,,Grenzkriterien“ die Okonomische Lebensdauer bestimmt.
Abbildung 4-2 zeigt den Programmablaufplan des Rechenmodells. Die Input-Parameter werden
in sieben Kategorien unterteilt. Die ersten sechs beinhalten die Parameter, die die zu
untersuchende Anlage charakterisieren und konnen innerhalb der Programmstruktur als
Inputmaske mit integrierter Subroutine interpretiert werden. Jedes dieser Kategorien beinhaltet
eine Vielzahl weiterer Variablen, deren Spezifizierungen bereits im Kapitel 4.3
»Modellparameter* detailliert behandelt wurden. Im Prinzip arbeiten die Subroutinen Leistung,
Brennstoff, Wirkungsgrad, Personal und Instandhaltung nach einem dquivalenten Muster. Die
Eingangsdaten entsprechen dem Status quo der Anlage zum Inbetriebnahmezeitpunkt. Je nach
Annahmen kénnen im Sinne eines Planspiels zeitliche Anderungen der Eingangsparameter in
zeitdiskreten Schritten auf Jahresbasis simuliert werden. Dabei ist es grundsitzlich méglich,
kontinuierliche oder sprunghafte Anderungen der Parameter vorzugeben. Die Anderungen der
Brennstoff-, Personal- und Instandhaltungskosten erfolgen auf Basis von Steigerungsraten.
Dagegen geschehen Wirkungsgrad- und Leistungsverbesserungen oder Verschlechterungen
sprunghaft in einem bestimmten Jahr. Diese fiinf Input-Parameter werden daher, wie in
Abbildung 4-2 dargestellt, als ,,dynamische* Parameter bezeichnet. Der Parameter Kapital wird
im Modell statisch betrachtet. Er wird aus Zahlungsstromen vor dem Inbetriebnahmezeitpunkt
ermittelt und fallt {iber den Abschreibungszeitraum konstant an. Diese werden fiir das
jeweiligen Jahr im Programmteil "Zahlungsreihe" archiviert. Die zu bestimmende Zielgrofie ist
die okonomische Lebensdauer. Zur ihrer Bestimmung sind Grenzkriterien notwendig, die als
Restriktionsgleichung in die Modellrechnung eingehen. Es werden solange jahrliche fort-
schreibenden Stromgestehungskosten ermittelt, bis die Abbruchbedingung, "Stromge-
stehungskosten kleiner Grenzkriterien", erfiillt ist. Die Definition der Grenzkriterien wird im

folgenden Kapitel diskutiert.
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Abbildung 4-2:  Programmablaufplan des computergestiitzten Modells zur Bestimmung der
Okonomischen Lebensdauer von Kraftwerken der Elektrizititsversorgung

4.5. Kriterien fiir die Bestimmung der okonomischen Lebensdauer

Der entscheidende Parameter, der den konomischen Zustand eines Kraftwerks quantifiziert,
sind die Stromgestehungskosten. Bei der Investitionsentscheidung fiir ein neues Kraftwerk muf3
weiterhin seine zukiinftige Lasteinsatzart beriicksichtigt werden. Wie bei der Herleitung der
Stromgestehungskosten (Kapitel 4.2) deutlich wurde, hingen diese nicht nur von den
Investitions-, Brennstoff,- und Instandhaltungskosten ab, sondern ganz entscheidend von seiner
jéhrlichen durchschnittlichen Auslastung. So werden Kraftwerke, die niedrige Strom-
gestehungskosten bei hoher Auslastung aufweisen, als Grundlastkraftwerke, Kraftwerke mit
relativ niedrigen Stromgestehungskosten bei geringer Auslastung als Spitzenlastkraftwerke
eingesetzt. Samtliche Anlagen sind durch sinkende Stromgestehungskosten mit zunehmender
Ausnutzung gekennzeichnet. In einem Kraftwerkspark mit vorgegebener Lastverteilungskurve
werden die Blocke dann entsprechend der Reihenfolge der geringsten Grenzkosten eingesetzt.
Bei der konventionellen Wirtschaftlichkeitsbetrachtung, d. h. bei Wahl zwischen verschiedenen
Alternativen unter der Voraussetzung gleicher Lebensdauern, sind die niedrigsten Strom-
gestehungskosten in dem Lastbereich, in dem das Kraftwerk eingesetzt werden soll, das
Kriterium fiir die Wirtschaftlichkeit.
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Unabhéingige Kriterien der Unrentabilitéit

Die okonomische Lebensdauer ist die ZielgroBe und sie ist folglich variabel. Zu der
Abhingigkeit der Stromgestehungskosten von der jdhrlichen Auslastung tritt die Abhingigkeit
von der moglichen Lebensdauer hinzu. Unter der Annahme einer unendlichen Lebensdauer
ergibt sich der in Abbildung 4-3 dargestellte qualitative Verlauf der Stromgestehungs-
kostenkurve.
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Abbildung 4-3:  Qualitativer Verlauf der Stromgestehungskostenkurve nach Ende der
Abschreibungszeit und Bestimmung der kostenoptimalen Lebensdauer

Die im jeweiligen Jahr i angegebenen Stromgestehungskosten entsprechen allen bis zu diesem
Betrachtungszeitpunkt auf den Bezugszeitpunkt abdiskontierten und tiiber die gesamte
produzierte Strommenge nivellierten Zahlungsstromen. Der in Abbildung 4-3 dargestellt
typische Verlauf der Kostenkurve sinkt zunichst ab Ende der Abschreibungszeit, durchléduft ein
Minimum und steigt danach wieder an. Der Verlauf ergibt sich aus den jeweilig im Jahr
anfallenden Ausgaben. Da unter Voraussetzung jdhrlicher konstanter Ausnutzungsdauer der
Anlage die produzierte Stromenge linear wichst, jedoch der abdiskontierte Zahlungsstrom
aufgrund des Wegfalls der Kapitalkosten nach Ende der Abschreibungsdauer eine deutlich
geringere Steigerungsrate hat, sinken die Stromgestehungskosten. Wiirden keine Anderungen
der jahrlichen Zahlungsstrome mit zunehmender Lebensdauer anfallen, wiirde die
Stromgestehungskostenkurve asymptotisch gegen einen Grenzwert laufen. Aufgrund des
zunehmenden Alters der Anlage ist jedoch mit einer Zunahme des jahrlichen Zahlungsstromes
aufgrund steigender Instandhaltungskosten zu rechnen. Auch koénnen Lohnsteigerungen oder
Anderungen der Brennstoffpreise den jihrlichen Zahlungsstrom derart erhchen, daB die
jéhrlichen abdiskontierten Stromgestehungskosten ansteigen. Dieses Minimum wird im
weiteren als kostenoptimale Lebensdauer bezeichnet. Die kostenoptimale Lebensdauer gibt den
Zeitpunkt an, bei dem iiber die gesamte Lebensdauer des Kraftwerks minimale Stromge-
stehungskosten erreicht werden. Wire der Strompreis iiber den gesamten Betrachtungszeitraum
konstant, so wire zu diesem Zeitpunkt der Gesamtgewinn maximal. Bei Weiterbetrieb der

Anlage wiirde der Gesamtgewinn abnehmen.
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Die Angabe der kostenoptimalen Lebensdauer ist ein Kennwert, der mafigeblich von den
Annahmen der zukiinftig zu erwartenden Zahlungsstrémen abhéngt. Mit zunehmendem Alter
des Kraftwerks nimmt entsprechend der "Badewannenkurve" die Ausfallrate aufgrund
steigender Abnutzungsfehler zu. Gleichzeitig wird aufgrund des asymptotischen Verlaufs der
Stromgestehungskostenkurve bis zum kostenoptimalen Minimum der relative Nutzen mit
zunehmender Lebensdauer immer kleiner. Das Risiko der Unrentabilitidt steigt. Um dem
steigenden Risiko eines groflen Schadens Rechnung zu tragen, wird die Grenznutzen-
lebensdauer definiert. Zusammen mit der kostenoptimalen Lebensdauer ergibt sich dann wie in

Abbildung 4-4 dargestellt eine Lebensdauerbandbreite.
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Abbildung 4-4:  Bestimmung der relativen Lebensdauerbandbreite mittels
Grenznutzenlebensdauer und kostenoptimaler Lebensdauer

Der angegeben Grenzwert Agepwer Wird fiir alle Szenarien auf Agewer=10 % gesetzt. Dies
bedeutet, daf} die Grenznutzenlebensdauer bei Abnahme der Stromgestehungskosten um 90 %,
ausgehend vom Ende der Abschreibungszeit, erreicht ist. Die Lebensdauerbandbreite kann fiir

einzelne Kraftwerkstypen spezifisch angegeben werden.

Abhiingige Kriterien der Unrentabilitdit

Den unabhingigen Grenzkriterien, die sich allein aus der Charakteristik der Stromge-
stehungskostenkurve ergeben, stehen die abhidngigen Grenzkriterien gegentiber. Unter
abhingigen Grenzkriterien werden von auen vorgegebene Schwellenwerte verstanden, die bei
Unter- oder Uberschreiten der Stromgestehungskostenkurve Aussagen iiber die Lebensdauer
zulassen. Abbildung 4-5 verdeutlicht diesen Sachverhalt. Durch die Einfithrung eines Grenz-
wertes, dessen Unterschreitung die AuBerbetriebnahme einer Anlage nach sich ziehen konnte,
werden marktwirtschaftliche Gesichtspunkte beriicksichtigt. Der Grenzwert ergibt sich aus der
Situation des gesamten Kraftwerksparks, dessen Teil das zu untersuchende Kraftwerk ist. Dabei

sind zwei Ableitungen fiir den Grenzwertes denkbar:
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1. Die Anlage, deren Lebensdauer bestimmt werden soll, muf3 sich gegeniiber technischem
Fortschritt, der in Form einer BAT-Anlage (Best Available Technique) dargestellt wird,
behaupten.

2. Die Anlage mufl gegen Stromgestehungskosten konkurrieren, die in einem liberalisierten

Kraftwerkspark in den bestehenden Lastbereichen existieren.

zu 1.: Eine Anlage erreicht genau dann das Ende ihrer Lebensdauer, wenn eine Technik
existiert, deren Stromgestehungskosten bei Vollkosten unter den Kosten einer abgeschriebenen
Anlage liegen. In einem liberalisierten Elektrizitdtsmarkt, wie er zur Zeit in Deutschland
existiert, ist das Erfolgskriterium im Erzeugungssektor die Kostenfiihrerschaft [59]. Bereits
installierte Kraftwerkskapazititen miissen gegen die sogenannten BAT-Technologien
konkurrieren. Unter dieser Technologie werden Anlagen verstanden, die in der Summe ihrer
Eigenschaften als die zur Zeit beste verfiigbare Stromerzeugungskapazitét gelten. Unter besten
Eigenschaften werden dabei folgende Punkte verstanden:

e niedrige spezifische Investitionskosten
e hoher Wirkungsgrad

e geringer Personalbedarf

e hohe Verfiigbarkeit

e breites Einsatzspektrum

e kurze Bauzeiten

e geringe Umweltbelastung

e kurze Amortisationszeiten

Die zur Zeit am Markt existierende Technologie, die sdmtliche Kriterien nicht nur kurzfristig,
sondern auch in einem geeignetem Zukunftshorizont erfiillt, ist das GuD-Kraftwerk (Gas- und
DampfprozeB). Zusidtzlich zu den oben aufgezihlten BAT-Eigenschaften hat das GuD-
Kraftwerk den Vorteil kurzer Startzeiten, geringer Anfahrverluste und hoher Teillast-
wirkungsgrade. Die Stromgestehungskosten von GuD-Kraftwerken werden daher als Grenz-
kriterium filir die Wirtschaftlichkeitsrechnung eingesetzt und bilden den Grenzwert in
Abbildung 4-5.

zu 2.: Ein wichtiges Kriterium fiir die Wirtschaftlichkeit einer Anlage ist nicht nur der direkte
Vergleich zu einer anderen Technik, sondern auch der Vergleich zu den Durchschnittskosten in
einem Kraftwerkspark. Das Kraftwerk muf3 also gegen einen Marktpreis seine Wirtschaft-
lichkeit behaupten. Eine Vielzahl von Einflufaktoren spielen bei der Bildung der
durchschnittlichen Erzeugungskosten in einem liberalisierten Energiemarkt eine Rolle, so dafl
sich die Bestimmung dieser Kosten als duferst schwierig gestaltet. Die Kosten, zu denen ein
Betreiber Elektrizitidt erzeugen kann, hingen von der GréBSe, dem Alter und der
Zusammensetzung seines Kraftwerksparks ab. Ferner spielt die Moglichkeit eines Fremdbezugs

von Strom eine Rolle. In einem idealen Energieversorgungsunternehmen ist die Minimierung



der Stromgestehungskosten des gesamten Kraftwerksparks das angestrebte Unternehmensziel
bei gleichzeitiger Einhaltung verschiedenster Rahmenbedingungen wie Umweltvertriglichkeit
und Versorgungssicherheit. Es gibt eine Vielzahl von Mdéglichkeiten, wie sich ein Kraftwerks-
park zusammensetzt. Daher kann es vorkommen, da die durchschnittlichen
Stromgestehungskosten sogar unter einer BAT-Technologie liegen. In der Realitit spielen diese

theoretischen Uberlegungen jedoch keine Rolle.

Die abhiingigen Lebensdauern ergeben sich aus dem Schnittpunkt der Grenzwerte mit der
Stromgestehungskostenkurve. Dabei sind zwei verschiedene Konstellationen denkbar, von
denen die erste in Abbildung 4-5 dargestellt ist. Im ersten Fall schneidet die Strom-
gestehungskostenkurve den aus der BAT-Technik abgeleiteten Grenzwert.
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Abbildung 4-5:  Bestimmung der minimalen Lebensdauer aus der
Stromgestehungskostenkurve und dem BAT-Grenzwert

Der Schnittpunkt der Stromgestehungskostenkurve mit dem BAT-Grenzwert wird als minimale
Lebensdauer definiert. Fiir den Betreiber der Anlage beschreibt dieser Zeitpunkt die minimale

Betriebszeit bis die relativen Verluste gegeniiber einer BAT-Anlage ausgeglichen sind.
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Abbildung 4-6:  Bestimmung der Sensitivititen der absoluten Lebensdauer gegeniiber
Schwankungen des Grenzwertes
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Die zweite Konstellation, die sich aus der Betrachtung der absoluten Lebensdaueranalyse
ergeben konnte, wird in Abbildung 4-6 dargestellt. In diesem Fall erreicht die Stromge-
stehungskostenkurve nicht den BAT-Grenzwert. Streng genommen mii3te diese Anlage dann
sofort nach Ende der Abschreibungszeit stillgelegt und durch eine BAT-Anlage substituiert
werden, da zu keinem Zeitpunkt absoluter Gewinne méglich ist. Die konomische Lebensdauer
wire dann gleich der Abschreibungszeit. Allerdings soll der aus der GuD-Technik abgeleitete
Grenzwert nur als Anhaltspunkt fiir eine absolute Wirtschaftlichkeit dienen. Die Stromge-
stehungskosten der GuD-Technologie reagieren &duflerst sensitiv auf Schwankungen des
Erdgaspreises. Beispielsweise konnte bei einer leichten Erhohung des Erdgaspreises wieder die
minimale Lebensdauer erreicht werden, die dann mit der kostenoptimalen Lebensdauer
iibereinstimmt. Ergebnis dieser Analyse ist eine absolute Sensitivititsbetrachtung der minimalen

Lebensdauer gegeniiber Verdnderungen des Grenzwertes.

Aus der Perspektive des Anlagenbetreibers spiegeln kostenoptimale und minimale Lebensdauer
zwei unterschiedliche Gesichtspunkte wieder, die sich in den SchluBfolgerungen deutlich
unterscheiden. Im Fall der kostenoptimalen Lebensdauer ist der Kraftwerksbetreiber in erster
Linie an Gewinnmaximierung interessiert. Hier steht die Fragestellung im Mittelpunkt, wie mit
den zur Verfiigung stehenden Mitteln, Kapitalressourcen und technisches Know-how, das Ziel
der kostenoptimalen Lebensdauer erreicht werden kann. Gewinn ist bereits mit Erreichen der
Abschreibungszeit erreicht. Es geht folglich nur noch um die Gewinnmaximierung. Im zweiten
Fall dagegen setzt der Anlagenbetreiber seine Anlage dem Wettbewerb einer realen Konkurrenz
aus. Hier stellt sich die Frage, ob seine Anlage mit zunehmendem Alter gegeniiber einer BAT-
Technik eine Chance hat. Wird der Schluff gezogen, dal die Anlage wie in Abbildung 4-6 nie
die minimale Lebensdauer erreicht, miilte aus betriebswirtschaftlicher Perspektive die
bestehende Anlage nach Abschreibungszeit stillgelegt und, um den Gesamtgewinn zu

maximieren, die Altanlage durch die BAT-Technologie ersetzt werden.

4.6. Entwicklung altersbedingter Kosten

In Kapitel 2 wurde gezeigt, dall aufgrund der bisher in Deutschland angewandten
Instandhaltungsstrategie in Kraftwerken eine direkte Zusammenhang zwischen Alterszustand
und Instandhaltungskosten nicht nachgewiesen werden konnte. Maximale Verfiigbarkeit und
Zuverlédssigkeit standen fiir die Grundlastkraftwerke im Vordergrund [41]. Erreicht wurde
dieses Ziel durch die Anwendung einer zeitbezogenen bzw. vorbeugenden Instandhaltungs-
strategie. Entscheidend fiir die Bestimmung der kostenoptimalen und minimalen Lebensdauer
sind daher die Annahmen {iiber die Entwicklung der Instandhaltungskosten ab dem Zeitpunkt, ab
dem Abnutzungsfehler auftreten. Dies entspricht dem Ausfallverhalten technischer Anlagen
(vergleiche dazu auch Abbildung 2-5). Gegenstand dieses Kapitels ist die Ableitung der
betriebsbedingten Alterung in Instandhaltungskosten unter Berlicksichtigung verschiedener

Instandhaltungsstrategien.
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Die spezifischen Instandhaltungskosten, abhingig vom Kraftwerkstyp, wurde bereits in
Abbildung 3-24 dargestellt. Allerdings sind in diesem Betrag nicht die altersbedingten
Instandhaltungskosten enthalten. Die Minimierung der Instandhaltungskosten, die bei
Wirtschaftlichkeitsbetrachtungen pauschal angegebenen werden, ist Gegenstand vieler
Instandhaltungsstrategien. In der Fachliteratur wird dariiber ausfiihrlich berichtet [2, 3,,7 ,8, 41,
60, 61 ,62, 63 ,64, 65 ,66]. Die Optimierung der Instandhaltung befindet sich dabei immer im
Spannungsfeld der drei Randbedingungen Sicherheit, Zuverlidssigkeit und Verfiigbarkeit [2].
Die wichtigsten Methoden sind zusammen mit der bereits beschriebenen die vorbeugende und
Schaden bezogene Instandhaltung [2, 61]:

LM: Lean Maintenance (schlanke Instandhaltung) LM strebt die Konzentration auf

Kernkompetenzen und —prozesse der Instandhaltung an.

TPM: Total-Productive-Maintenance (integrierte produktive Instandhaltung)
TPM: zielt auf eine ganzheitliche Planung und Durchfiihrung aller Instandhaltungs-
aktivitdten zur Verbesserung der Wirtschaftlichkeit der Instandhaltung ab.

RCM: Reliabilty-Centred-Maintenance (Zuverldssigkeit orientierte Instandhaltung)

RCM: konzentriert sich auf eine Erhohung der Zuverléssigkeit.

KBM: Knowledge-Based-Maintenance (Wissensbasierte Instandhaltung)
(oder CBM: Condition based Maintenance)
KBM soll das Zustandswissen iiber Instandhaltungsobjekte verbessern und damit die

Qualitit der Entscheidungen erhhen.

Die unterschiedlichen Kostenerwartungen bzgl. der gewihlten Instandhaltungsstrategien lassen
sich fiir die Betriebszeit, in der Zufallsfehler auftreten, im Verhiltnis zur vorbeugenden
Instandhaltung abschitzen. Allerdings existiert kein ausreichendes Datenmaterial, das die
altersbedingte Kostenentwicklung, d.h. die Kostenentwicklung nach Ende der Abschreibungs-
zeit, in einem Kraftwerk beschreibt. Weiterhin konnen iiber die Langzeitwirkung der unte-
rschiedlichen Instandhaltungsstrategien in der Phase der Abnutzungsfehler keine plausiblen
Annahmen getroffen werden, da in jeder Anlage eine Kombination der unterschiedlichen
Instandhaltungsstrategien praktiziert wird. Daher werden die altersbedingten Kosten-
entwicklungen der Instandhaltung in sechs vereinfachte Modelle abstrahiert. Die sechs Modelle
beschreiben unterschiedliche Entwicklungen, wobei fiir alle die folgenden Grundannahmen

gelten:

e Die Abschreibungszeit entspricht der Zeit, in der lediglich Zufallsfehler auftreten. Es ist die
Zeit, in der die spezifischen Instandhaltungskosten abhéngig vom Kraftwerkstyp konstant
gehalten werden. Die Hohe der spezifischen Instandhaltungskosten konnen der in

Abbildung 3-24 dargestellten Werte entnommen werden.
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e Mit den Ende der Abschreibungszeit endet die Phase der Zufallsfehler und die Phase der
Abnutzungsfehler beginnt. Die Entwicklung der Instandhaltungskosten aufgrund der
Abnutzungsfehler wird entsprechend des Ausfallverhaltens technischer Anlagen steigend

angenommen.

e Steigenden Ausgaben fiir die altersbedingte Instandhaltung ermdglichen gleichbleibende
Verfiigbarkeit und Zuverlissigkeit. Die Variante, die Instandhaltungskosten mit der
Verfiigbarkeit zu verkniipfen, wird an dieser Stelle nicht aufgegriffen. Hierbei wiirde sich
die Folge betriebsbedingter Alterung nicht in den Kosten niederschlagen, sondern wiirde
sich durch eine verminderte Verfiigbarkeit ausdriicken. Dieser Aspekt wird in Kapitel 5

niher beleuchtet.

e Die unterschiedlichen Entwicklungen der altersbedingten Instandhaltungskosten stellen eine
Bandbreite dar. Sie sind nicht als Folge einer Instandhaltungsstrategie zu verstehen, sondern

dienen in erster Linie der Bestimmung der Lebensdauer.
Die sechs Kostenentwicklungen entsprechen drei Basistypen mit jeweils einer Variante.

Basistyp A: Basistyp A geht von einer linearen Entwicklung der Instandhaltungskosten aus.
Grundiiberlegung ist die in vielen Kraftwerken angewandte Methode der vorbeugenden
Instandhaltung. Durch vorbeugende MaBnahmen an Komponenten wihrend der Phase der
Zufallsfehler reduzieren sich die altersbedingten Fehler in der Phase der Abnutzung. Den
Schdden aufgrund altersbedingter Fehler wird dann durch eine Steigerung der
Instandhaltungskosten entgegengewirkt. In Variante A1 wird von einer linearen Steigerung von
10 % des spezifischen Instandhaltungssatzes pro Jahr wihrend der Abschreibungszeit
ausgegangen. Die zweite Variante (A2) geht von einer Steigerung von 20 % pro Jahr aus (siche
Abbildung 4-7).

Basistyp B: Basistyp B bildet eine progressive Steigerung der Instandhaltungskosten ab. Dabei
wird angenommen, daf entsprechend dem technischen Ausfallverhalten von Anlagen, ebenfalls
die InstandsetzungsmaBnahmen und damit die Instandhaltungskosten proportional steigen
werden. Um den Unsicherheiten bzgl. der zukiinftigen Entwicklung Rechnung zu tragen, wird
die optimistische Variante mit 5 % progressive jdhrlicher Steigerung (Variante B1) und eine
pessimistischere Variante (Variante B2) mit 10 % jéhrlicher progressiver Steigerung

angenommen (sieche Abbildung 4-7).
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Abbildung 4-7:  Qualitativer Verlauf der sechs unterschiedlichen Kostenentwicklungen der
Instandhaltung aufgrund zunehmender Abnutzungsfehler nach Ende der
Abschreibungszeit

Basistyp C: In allen drei Basistypen wird von dem Weiterbetrieb der Anlage nach Ende der
Abschreibungszeit ausgegangen. Im Basistyp C allerdings wird am Ende der Abschreibungszeit
eine Modernisierung durchgefiihrt. Diese wird durch eine einmalige Erhéhung der spezifischen
Instandhaltungskosten umgesetzt. Durch die Modernisierung kann selbstverstiindlich nicht der
Zustand eines neuen Kraftwerks erreicht werden, so daf} weiterhin altersbedingte Schiden,
allerdings mit geringere Auspriagung, vorkommen. Die altersbedingte Kostenentwicklung wird
daher nach der Modernisierung linear mit schwach steigendem jidhrlichem Prozentsatz von 5 %
fortgeschrieben. In Variante C1 wird von einer Verdoppelung der spezifischen Instandhaltungs-

kosten und in Variante C2 von einer Vervierfachung ausgegangen (siche Abbildung 4-7).

4.7. Brennstoffpreisentwicklung

Bei der Wirtschaftlichkeitsrechnung eines Kraftwerks spielt die zukiinftige Entwicklung der
Brennstoffpreise eine grofie Rolle. Der Anteil der Brennstoffkosten an den Stromgestehungs-
kosten ist je nach Kraftwerkstyp sehr unterschiedlich. Bei Kernkraftwerken spielen die
Brennstoffkosten im Verhiltnis zu den Investitionskosten eine geringere Rolle als bei einem
GuD-Kraftwerk. Bei diesem Typ nehmen die Brennstoffkosten einen grofien Teil der gesamten
Stromgestehungskosten ein. Da Kraftwerke eine lange Laufzeit haben, miissen bei der
Investitionsrechnung voraussichtliche Verdnderungen der Brennstoffpreise berlicksichtigt
werden. Allerdings ist die Vorhersage {iber einen sehr langen Zeitraum mit starken
Unsicherheiten behaftet. Die hier getroffenen Annahmen iiber die zukiinftigen Entwicklung der
Brennstoffpreise von Stein-, Braunkohle, Erdgas und Kernenergie basieren auf diversen Studien
[54, 55, 67, 68, 69]. Um den dort aufgefiihrten unterschiedlichen Prognosen Rechnung zu
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tragen, wird neben einem Preisbasisszenario je ein Szenario mit hoher Preis- und mit niedriger

Preisentwicklung diskutiert.

In Anlehnung an [55] gelten weitere folgende Annahmen:

¢ Die in den folgenden Kapiteln angegebenen Brennstoffpreise enthalten keine
Mehrwertsteuer.
e  Der langfristige Wechselkurs fiir den Dollar wird auf 1,75 DM/US$ festgesetzt.

e Alle Preise enthalten die Transportkosten bis zum Kraftwerk.
Steinkohle

Bei der Wirtschaftlichkeitsrechnung der Steinkohlenkraftwerke werden die Preise fiir
Importkohle zugrunde gelegt. Zwar liegt der Anteil der heimischen Steinkohle derzeit bei 70 %
des gesamten Steinkohlenverbrauchs, jedoch zeigen alle Prognosen einen deutlichen Trend hin
zum Einsatz von Importkohle bis zu 60 % im Jahr 2005 [70]. Die in Deutschland geférderte
Steinkohle ist etwa dreimal so teuer wie die Importkohle. Fiir die Modellrechnung sind die
Preise fiir Importkohle ausschlaggebend, da auf Basis von betriebswirtschaftlichen Methoden

gerechnet wird.

In Abbildung 4-8 sind die drei unterschiedlichen Brennstoffpreisentwicklungen von
Importsteinkohle abgebildet. Alle drei Szenarien unterscheiden sich erst ab dem Jahr 2001.
1995 bis 1999 lieBen sich stark sinkende Preise von Kesselkohlen beobachten. Aufgrund
steigender Nachfrage am Weltmarkt an Kesselkohlen wurden weitere Forderkapazitidten
ausgebaut, die allerdings deutlich {iber dem Nachfragebedarf lagen. Das so entstandene Angebot
an Uberkapazititen und folglich riickliufiger Kapazititsauslastung wird nach aktuellem
Datenstand zu weiteren Preissenkungen bis zum Jahr 2001 fiihren [71]. Aufgrund dieser
Entwicklung ist abzusehen, dafl im Zuge weltweiter Vernetzung des Kesselkohlenhandels die
Steigerungsraten der Forderkapazititen dem Nachfrageangebot angepalit werden, so dafl
langfristig mit hoheren Preisen zu rechnen ist. Aufgrund dieser Zusammenhéinge werden fiir alle
Preisszenarien Steigerungen der Kohlenpreise bis 2005 angenommen. Vom Tiefstand im Jahr
1999 steigen die Preise im Basisszenario und im Szenario ,niedrige Preisentwicklung” auf
2,6 DM/GJ (76 DM/t SKE) an und erreichen damit das Niveau von 1995. Wihrend die
Preissteigerung im Basisszenario ab dem Jahr 2005 1 % pro Jahr betrigt, steigen die Preise im
Szenario ,niedrige Preisentwicklung“ weiterhin moderat bis 2010 auf 2,8 DM/GJ
(82 DM/t SKE) und bleiben dann konstant. In dem Hochpreisszenario verdoppeln sich dagegen
die Importkohlenpreise innerhalb von fiinfzehn Jahren vom Tiefstand 1999 auf 3,78 DM/GJ
(111 DM/t SKE). Von diesem hohen Preisniveau (ab 2010) steigen die Importpreise wieder
moderat mit 1 % pro Jahr an.
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Abbildung 4-8:  Preisentwicklung von Importsteinkohle

Erdgas

Die Erdgaspreisbildung richtet sich nach dem Prinzip der anlegbaren Kosten [57], d. h. die
Erdgaspreise sind an die Entwicklung des Heizolpreises gekoppelt. Die fiir den
Kraftwerkseinsatz relevanten Erdgaspreise setzen sich aus den Grenziibergangspreisen, den
Transportkosten und den Verteilungskosten zusammen. Kraftwerke auf Erdgasbasis beziehen
Erdgas aus dem Hochdrucknetz. Die Verteilungskosten sind marginal und somit im Vergleich
zu Transport und Grenziibergangspreisen vernachlédssigbar. Die Transportkosten konnen nach
[54, 55, 72] mit 0,6 Pf/kWh abgeschitzt werden. Die Erdgaspreise enthalten den giiltigen
Energiesteversatz von derzeit 0,36 Pf/kWh.

Die augenblickliche Situation auf den Weltenergiemirkten bietet glinstige Bedingungen fiir den
Einsatz von Erdgas in der Stromerzeugung. In Europa und den GUS-Staaten befindet sich etwa
die Hilfte der sicher gewinnbaren Vorrdte. Durch den forcierten Ausbau eines
transeuropdischen Erdgasverbundnetzes in den letzten Jahren [73] ist eine langfristige
Versorgung mit Erdgas fiir den Kraftwerkseinsatz gewdhrleistet. Preissteigerungen aufgrund
von Ressourcenknappheit kann daher ausgeschlossen werden. Fiir die Situation in Deutschland
werden folgende drei Preisszenarien zugrunde gelegt, die in einem Basisszenario, in einem
Szenario ,niedrige Preisentwicklung™ und in einem Szenario ,hohe Preisentwicklung®
abgebildet sind (Abbildung 4-9).
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Abbildung 4-9:  Preisentwicklung von Erdgas

Das Szenario ,,niedrige Preisentwicklung® basiert auf der Annahme ausreichender Reserven und
sinkender Preise aufgrund der Liberalisierung. Die Liberalisierung der Gasmirkte in der
Europdischen Union bewirkt eine verschirfte Wettbewerbssituation zwischen den Erdgas-
unternehmen. Diese Entwicklung fiihrt trotz steigender Nachfrage nach Erdgas, insbesondere im
Wirmemarkt, zu einem Preisverfall bis zum Jahr 2001. Im Zuge der Errichtung ausreichender
Transportkapazititen und der Exploration weiterer Erdgasfelder in den GUS-Staaten, fiihrt die
weiter steigende Nachfrage nach Erdgas in Europa und der steigende Eigenverbrauch in
RuBland lediglich zu einem moderaten Anstieg der Erdgaspreises ab 2002 von 0,5 % pro Jahr.
Diesem Szenario steht das Szenario ,.hohe Preisentwicklung® gegeniiber. Die stark steigende
Erdgasnachfrage in der EU wird nicht durch einen Preisverfall aufgrund der Liberalisierung
kompensiert, sondern fiihrt im Gegenteil zu einem starken Anstieg des Erdgaspreises von
6 DM/GJ im Jahr 1995 auf 8,5DM/GJ im Jahr 2007. Zusitzlich zu der steigenden
Erdgasnachfrage auf dem Wirmemarkt erhoht sich die Nachfrage durch die Kraftwerke.
Aufgrund der Altersstruktur des deutschen Kraftwerksparks [1] ist mit einer Stillegung vieler
Kraftwerke aus Altersgriinden ab dem Jahr 2007 zu rechnen. Der Wegfall dieser Kapazitiiten
wird durch den Neubau moderner GuD-Technik kompensiert. Der verstirkte Einsatz von GuD-
Kraftwerken fiihrt dann iiber das Jahr 2007 hinaus zu einem weiterhin stark steigenden
Erdgaspreis von 2 % pro Jahr. Zwischen diesen beiden Szenarien liegt das Basisszenario. Die
Entwicklung des Erdgaspreis verlauft hier moderat mit einer durchschnittlichen Steigerung von
1,5 % pro Jahr ab dem Jahr 2000. Die in diesem Szenario angenommenen Preise beruhen auf
der Annahme, daB die steigende Nachfrage in der EU im Kraftwerkssektor und auf dem
Wirmemarkt durch Erdgasimport leicht gedeckt werden kann [72]. Engpidsse in der
Gasversorgung konnen durch den Ausbau des europiischen Erdgasverbundnetzes sowie durch

weitere Explorationstitigkeiten in den GUS-Staaten kompensiert werden.
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Kernenergie

Die Brennstoffkosten fiir Kernenergie setzen sich einerseits aus der Brennstoffbeschaffung und
andererseits aus der Brennstoffentsorgung zusammen. Die Brennstoffbeschaffung beinhaltet die
Kosten fiir die Gewinnung und Aufbereitung der Uranerze, Konversion zu Uranhexafluorid,
Anreicherung und letztlich die Brennelementefabrikation. Bei der Brennstoffentsorgung fallen
Kosten fiir die Wiederaufbereitung oder die direkte Endlagerung an. Brennstoffent-
sorgungskosten haben in den vergangenen Jahren erheblich an Bedeutung gewonnen. Nach
vorsichtiger Schitzung kann davon ausgegangen werden, dafl die Kosten fiir die Entsorgung
mittlerweile {iber den Kosten der Beschaffung liegen. An den gesamten Stromerzeugungskosten
machen die Uranerzkosten bereits weniger als 5 % aus [74]. 90 % der Produktionsmenge
werden auf Basis von Langfristvertrigen gehandelt. Obwohl auf den Spotmirkten ein deutlicher
Preisverfall [57,75] zu beobachten ist, sind die Preise fiir Natururan seit den 80er Jahren
konstant geblieben. Wihrend eine langfristige Abschidtzung der Brennstoffbeschaffungskosten
moglich ist, liegen die Angaben iiber die momentane Hohe der Entsorgungskosten sowie deren
zukiinftige Entwicklung in diversen Studien weit auseinander. Dieser Problematik wird mittels

drei unterschiedlicher Szenarien Rechnung getragen.
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Abbildung 4-10:  Preisentwicklung von Kernbrennstoffen

Das Basisszenario, sowie die Szenarien "niedrige" und "hohe Preisentwicklung" sind in
Abbildung 4-10 skizziert. Die Preisangaben fiir das Basisszenario basieren auf Berechnungen in
[76]. Steigenden Kosten, die bei der Entsorgung der Brennelemente anfallen, werden durch
einen hoheren Abbrand der Brennelemente kompensiert. Bis zum Jahr 2010 bleiben die Preise
mit 2,2 Pf/kWh,; konstant und werden dann mit einer Steigerung um 1 % pro Jahr in Zukunft
fortgeschrieben. Im Szenario ,niedrige Preisentwicklung™ wird der verbesserte Ausbrand noch
stirker bewertet als im Basisszenario [77]. Gleichzeitig wird davon ausgegangen, daff in

Zukunft die Entsorgung der abgebrannten Kernbrennstibe iiber die Technik der Endlagerung
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erfolgt. Insgesamt liegen die Kosten im Szenario ,,niedrige Preisentwicklung® bei 1,7 Pf/kWh,,
und werden ab dem Jahr 2005 mit einer Steigerungsrate von 0,5 % jihrlich fortgeschrieben. Im
Szenario ,hohe Preisentwicklung“ wird die Einschitzung hoher und stark steigender
Entsorgungskosten abgebildet. In den Preisen sind aufgrund der grofen politischen
Unsicherheiten bzgl. des zukiinftigen Entsorgungsweges Risikozuschlédge berticksichtigt. Dabei
wird von einem Preis fiir die Brennstoffkreislaufkosten von 3 Pf/kWh, im Jahr 2005

ausgegangen, der mit einer jihrlichen Steigerungsrate von 3 % fortgeschrieben wird.

Braunkohle

Die Preisbildung der Braunkohle ist im Gegensatz zur Steinkohle keinen internationalen
Marktkriften ausgesetzt, sondern wird mafgeblich durch ihre Forderkosten bestimmt. Die
Bestimmung der Kosten von Braunkohle gestaltet sich daher problematisch. Drei mogliche
Preisentwicklungen sind in Abbildung 4-11 abgebildet.

Die Forderkosten schwanken je nach Abbaurevier. Nach [78] liegen die Kosten im Schnitt bei
etwa 3,8 DM/GJ. Dieser Wert wird als oberer Richtwert fiir das Szenario ,hohe
Preisentwicklung® angenommen. In [77] werden die Kosten auf ca. 2,5 DM/GJ geschitzt und
als Basiswert fiir das Szenario ,,niedrige Preisentwicklung® iibernommen. Im Basisszenario und
Szenario ,,hohe Preisentwicklung® wird von gleichbleibenden Kosten bis 2005 ausgegangen. Ab
2006 steigen die Preise in diesen beiden Szenarien mit einer Rate von 1 % jihrlich an. Im
Szenario ,niedrige Preisentwicklung®™ steigt der Anfangspreis ebenfalls erst ab 2006 an,

allerdings mit einer moderateren Steigerungsrate von 0,5 % pro Jahr.
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Abbildung 4-11:  Preisentwicklung von Braunkohle
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4.8. Referenzkraftwerk

Zur Bestimmung der dkonomischen Lebensdauer von Kraftwerken wurden in den vorherigen
Kapiteln die Begriffe der minimalen und absoluten Lebensdauer hergeleitet (Abbildung 4-5 und
Abbildung 4-5). Weiterhin mufl dazu der BAT-Grenzwert quantifiziert werden, der sich aus der
Stromgestehungskostenkurve eines Referenzkraftwerkes (BAT-Technik) ableiten ldBt. Als
Referenzanlage wird, wie bereits ausfiihrlich dargestellt, die GuD-Technologie gewihlt. Dabei
werden auch neuste Entwicklungslinien in der GuD-Technologie [79] beriicksichtigt. Die
wesentlichen 6konomischen und technischen Parameter sind in Tabelle 4-1 zusammengefa$it. In
den letzten Jahren konnten technologische Fortschritte sowohl in der Gesamtkonzeption einer
GuD-Anlage als auch in Detailfragen, wie z. B. technische Verbesserungen der Gasturbinen-
schaufelkiihlung, erzielt werden. Besonders die Weiterentwicklung der Gesamtkonzeption
sowie des modularen Aufbaus von GuD-Anlagen und der Standardisierung vieler Komponenten
wirkten sich positiv auf den Anlagenpreis und die Bauzeit aus. Die in dlteren Studien
angegebenen Bauzeiten von bis zu 36 Monaten konnte auf 20 Monate reduziert werden. Ebenso
konnten die spezifischen Investitionskosten von bis zu 1500 DM/kW auf ca. 700 DM/KW
gesenkt werden. Allerdings sind Angaben iiber die Hohe der Anlagenkosten mit Vorsicht zu
genielen, da hiufig die Bauherreneigenleistungen nicht in den Angebotspreis einbezogen
werden. Somit sind spezifische Investitionskosten von 700 DM/kW im Referenzkraftwerk ein
Angebotspreis ohne Bauherreneigenleistungen. Aufgrund der genehmigungsrechtlichen
Situation in Deutschland, z. B. Erfiillung hoher Umweltstandards, werden die Bauherreneigen-

leistungen mit 20 % des Angebotspreis angesetzt. Im weiteren gilt fiir das Referenzkraftwerk:

e kalkulatorischer Zinssatz von 8,9 %

s Bauzinssatz von 8,3 %

Tabelle 4-1: Technische und 6konomische Parameter der Referenz Anlage (GuD)
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Die Stromgestehungskosten liegen fiir das Basis-Brennstoffpreisszenario zwischen 6,9 Pf/kWh
und 8,7 Pt/kWh bei 4500h Jahresauslastung. Der Grofteil der Stromgestehungskosten
entspricht den arbeitsabhiingige Kosten. Diese liegen im Basisszenario zwischen 48 % und
60 %, gefolgt von Kapitalkosten, die je nach GuD-Kraftwerk zwischen 30 % und 40 % liegen.
Der Rest (leistungsabhiingige Kosten) entfillt auf die Instandhaltungskosten. Diese liegen bei
0,53 Pf/kWh, entsprechend einem Anteil von durchschnittlich 7,1 % der Strom-
gestehungskosten. Im Szenario "hohe Brennstoffpreisentwicklung” erhohen sich die
Stromgestehungskosten um knapp 1 Pf/kWh. Der prozentuale Anteil der arbeitsabhingigen
Kosten steigt im Durchschnitt auf 57 %. Legt man die Zahlen des Szenarios "niedrige
Brennstoffpreisentwicklung” zugrunde, so sinken die Stromgestehungskosten auf 6,4 Pf/kWh
im Referenzszenario. Es wird deutlich, dafl die arbeitsabhingigen Kosten aufgrund ihres hohen
Anteils an den Stromgestehungskosten besonders Preisschwankungen auf den Gasmirkten
ausgesetzt sind.

Die Kostencharakteristik der Referenzanlage, besonders die Abhingigkeit der Stromge-
stehungskosten von der jdhrlichen Auslastung, ist in Abbildung 4-12 entsprechend der Brenn-
stoffpreisszenarien (siehe Kapitel 4.7) dargestellt.

Ausnutzungsdauer 4500h
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Abbildung 4-12:  Kostencharakteristik des Referenzkraftwerks (Stromgestehungskostenkurve)
bei durchschnittlicher Ausnutzung von 4500 h/pro Jahr fiir diverse Szenarien
der Erdgaspreisentwicklung

Die Brennstoffpreisszenarien sind in Abbildung 4-12 mit den Kiirzeln "Basis, Hoch und Tief"
gekennzeichnet. Beim Szenario "niedrige Preisentwicklung” gehen die Stromgestehungskosten
bei Einsatz des Kraftwerks in Grundlast (7000 h Vollaststundenzahl) auf 5,18 Pf/kWh zuriick.

Im Szenario "hohe Brennstoffpreisentwicklung” liegen die Kosten um 2 Pf/kWh hoher als im
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Szenario ,niedrige Preisentwicklung”. Der Anteil der Brennstoffkosten ist, wie in

Abbildung 4-12 dargestellt, an den Gesamtkosten nach wie vor mit 60 % sehr hoch.

4.9. Technische Einflufgrofen auf die Wirtschaftlichkeit von Kraftwerken

Im folgenden werden drei Kraftwerkstypen (Steinkohle, Braunkohle und Kernkraft) vorgestellt
und hinsichtlich der kostenoptimalen Lebensdauer, der Grenznutzenlebensdauer und der
minimalen Lebensdauer analysiert. Jeder Kraftwerkstyp wird nochmals in zwei Varianten
unterschieden. Wihrend die Variante A bestehende Kraftwerke reprisentiert, beriicksichtigt die
Variante B die neusten Entwicklungen in der Kraftwerkstechnik. Fiir jede Variante gelten drei
unterschiedliche Brennstoffpreisentwicklungen sowie sechs unterschiedliche Kostenent-
wicklungen der Instandhaltung. Die Entwicklung der Brennstoffpreise und der altersbedingten
Instandhaltungskosten sind in Kapitel 4.7 und 4.6 bereits diskutiert worden.

4.9.1.  Steinkohlenkraftwerke

Bei der Verstromung von Steinkohle gibt es eine Vielzahl von unterschiedlichen technischen
Realisationen. In den Modellrechnungen werden nur Kraftwerke mit Staubfeuerung betrachtet,
da diese den Grofiteil der weltweit installierten auf Steinkohlen basierenden Kapazititen
ausmacht. Hier es viele Varianten, die sich z. B. in der Anzahl der Uberhitzer, Anzahl der
Vorwirmer oder im Kiihlkonzept unterscheiden. Die beiden im folgenden vorgestellten
Kraftwerkskonzepte unterscheiden sich in den Dampfparametern. Die erste Gruppe, die
sogenannten unterkritischen Kraftwerke, reprisentiert den momentanen Stand der Technik und
werden im folgenden als "SK-TYP-A" bezeichnet. Die andere Gruppe, die sogenannten
"iberkritischen Kraftwerke", reprisentiert eine Technik, die seit Ende der 90er Jahre in
Kraftwerken verstérkt eingesetzt wird' (SK-TYP-B). Der Vorteil der iiberkritischen Kraftwerke
liegt in der Erhdhung der Frischdampfparameter, die die technische Effizienz verbessert.
Allerdings werden fiir die erhdhte Materialbeanspruchung aufgrund hoher Driicke und
Temperaturen auch verbesserte Werkstoffe bendtigt, die deutlich iiber den Kosten
standardisierter hochwarmfester Stihle liegen [80]. Zur Zeit erfordern diese neuen Werkstoffe
noch einen hohen Instandhaltungsaufwand, der in den Analysen zur Lebensdauer beriicksichtigt
wird.

Die technischen und Skonomischen Daten der beiden Modellkraftwerke sind Tabelle 4-2 zu
entnehmen. Sie wurden aus Vergleichen vieler in verschiedener Studien untersuchten

Kraftwerke zusammengestellt und stellen einen reprisentativen Querschnitt dar. Die weiteren

'Werkstoffe, die den Betrieb mit iiberkritischen Dampfparametern zulassen, wurden bereits in den 50er
Jahren eingesetzt. Sie konnten damals aber aufgrund der hohen Kosten und der Probleme bei der

Werkstoffverarbeitung bis heute nicht durchsetzen.
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Okonomischen Parameter, wie Bauzins und kalkulatorischer Zinssatz entsprechen den bereits in
Kapitel 4.8 diskutierten Werten. Die Abrilkosten betragen 4 % der Investitionskosten, die bis
zum Ende der Abschreibungsdauer angespart werden miissen. Der Vergleich der 6konomischen
und technischen Kennwerte von der GuD-Technik und einem Steinkohlenkraftwerk zeigt
deutliche Unterschiede in Bezug auf Wirkungsgrad, Investitionskosten, Bauzeit und
Personalbedarf. Auch werden die spezifischen Instandhaltungskosten des Steinkohlen-
kraftwerks, wie bereits in Kapitel 2 ausfiihrlich dargestellt, deutlich hoher eingeschitzt als die
eines GuD-Kraftwerks. Dies wird bei der Betrachtung des hoheren apparativen Aufbaus eines
Steinkohlenkraftwerks gegeniiber dem GuD-Kraftwerk deutlich. Viele Anlagenteile, wie die
Brennstoffaufbereitung und die Komponenten der Rauchgasreinigung werden bei einer GuD-
Anlage nicht benotigt.

Tabelle 4-2:  Anlagedaten der Beispielkraftwerke Steinkohle (SK-TYP-A,

SK-TYP-B _
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SK-TYP-A | 700 | 42 | 2000 | 15 | 0,0035| 0,27 | 90.000 | 42 | 48
SK-TYP-B | 800 | 47 | 2200 [ 15 | 0,0035 [ 0,29 | 90.000 | 50 [ 48

Ergebnisse Steinkohlenkraftwerk SK-TYP-A

In Abbildung 4-13 ist die Kostencharakteristik des Steinkohlenkraftwerks SK-TYP-A in
Abhingigkeit der jdhrlichen Auslastung, sowie die prozentuale Kostenstruktur bei 4500 h
Vollaststunden fiir die unterschiedlichen Brennstoffpreisszenarien dargestellt. Im Vergleich zum
GuD-Kraftwerk werden sofort folgende Punkte deutlich:

e Die prozentuale Kostenstruktur verschiebt sich zu Lasten des Kapitaldienstes. Dieser
Kostenanteil belduft sich beim Steinkohlenkraftwerk auf 60 %, wihrend er bei der GuD-
Anlage ein Drittel der Gesamtkosten ausmacht.

e Der prozentuale Anteil der Instandhaltungskosten ist mit fast 10 %groBer als bei dem GuD-
Kraftwerk.

e Die Hohe der Brennstoffpreise fiir Steinkohlen spielen im Vergleich zu den Erdgaspreisen
bei der GuD-Anlage eine geringere Rolle bei der Gesamtwirtschaftlichkeit. Die
Unterschiede zwischen dem Preisszenario "niedrige Preisentwicklung" und dem

Basisszenario sind sehr gering. Lediglich die Entwicklung des Steinkohlenpreises im
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Szenario ,hohe Preisentwicklung” fiihrt zu durchschnittlich hoéheren Stromge-

stehungskosten von 0,25 Pf/kWh gegenliber dem Basisszenario.

e Die Stromgestehungskosten liegen in allen Lastbereichen deutlich iiber denen des GuD-
Kraftwerks. Dies bedeutet fiir die Steinkohlentechnologie einen operativen Nachteil
gegeniiber dem GuD-Kraftwerk.
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Abbildung 4-13:  Kostencharakteristik des Steinkohlenkraftwerks SK-TYP-A und
Kostenstruktur bei durchschnittlicher Ausnutzung von 4500 h/pro Jahr

Kostenoptimale Lebensdauer und Grenznutzenlebensdauer von Steinkohlenkraftwerken mit

unterkritischen Dampfparametern SK-TYP-A:

Einen Vorteil gegeniiber der BAT-Technik kann das Steinkohlenkraftwerk mit unterkritischen
Dampfparametern nur bei Uberschreitung der Abschreibungsdauer erzielen. Die Ergebnisse der
unabhingigen Lebensdauer (kostenoptimale Lebensdauer und Grenznutzenlebensdauer, siche
dazu auch Abbildung 4-4) sind in Abbildung 4-14 in Abhéngigkeit von der Ausnutzungsdauer
fir das Brennstoffszenario Basis dargestellt. Weiterhin werden die verschiedenen
altersbedingten Kostenentwicklungen (Al bis C2), die ausfiihrlich in Kapitel 4.6 besprochen
wurden. berticksichtigt. Folgende grundsitzliche Aussagen lassen sich der Abbildung 4-14

entnehmen.

e Die kostenoptimale Lebensdauer sinkt mit zunehmender durchschnittlichen Auslastung der
Anlage. Bei niedrigeren Auslastungen verschiebt sich die kostenoptimale Lebensdauer tiber
den Betrachtungszeitraum von 70 méglichen Lebensjahren hinaus. Dies gilt beispielsweise
fir die Kostenentwicklung C1 (siche dazu Abbildung 4-7), falls die jéhrliche
durchschnittliche Ausnutzungsdauer unter 6000 h liegt.
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e FEin signifikanter EinfluB der Brennstoffpreisentwicklungen auf die unabhingige
Lebensdauer konnte nicht festgestellt werden. Unter der Annahme einer hohen
Preisentwicklung verkiirzen sich die genannte Lebensdauer um 2 Jahre, wihrend sie sich im

Fall einer glinstigen Brennstoffpreisentwicklung um 1 Jahr verlidngert.

Die folgenden Erlduterungen beziehen sich auf die Auslegung eines Steinkohlenkraftwerks fiir
eine durchschnittlichen jahrlichen Ausnutzungsdauer von 4500h. Dies entspricht der
durchschnittlichen Ausnutzung der Steinkohlenkraftwerke in der Bundesrepublik Deutschland
innerhalb der letzten 10 Jahre. Fiir Steinkohlenkraftwerke des TYP's-SK-A ergibt sich hierbei je
nach Szenario eine Lebensdauerspanne von 36Jahren bis 61 Jahren. Die kiirzeste
kostenoptimale Lebensdauer ergibt sich aus dem Brennstoffszenario "hohe Preisentwicklung"
kombiniert mit der Entwicklung der Instandhaltungskosten nach Szenario B2. Diese liegt bei
34 Jahren. Unter Berlicksichtigung der Grenznutzenlebensdauer, die den Verlauf der
Stromgestehungskosten in der Umgebung der kostenoptimalen Lebensdauer beschreibt (siehe
dazu auch Abbildung 4-4), ergibt sich eine Lebensdauerbandbreite von minimal 30 bis maximal
34 Betriebsjahren.
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Abbildung 4-14:  Kostenoptimale Lebensdauer und Grenznutzenlebensdauer des SK-TYP-A
iiber die Ausnutzungsdauer im Brennstoffpreisszenario ,,Basis™ fiir
verschiedene Instandhaltungsstrategien

Bei der moderateren Kostenentwicklung B1 vergroBert sich die Lebensdauerbandbreite um
20 Jahre. Die Entwicklungen der Instandhaltungskosten nach Al und B2 sind nahezu von der
Ausnutzungsdauer unabhéngig. Im Fall B2 schwankt die kostenoptimale Lebensdauer zwischen
34 Jahren bei hoher jahrlicher Auslastung (8000 h) und 37 Jahren bei niedriger Auslastung
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(2500 h). Eine groBere Abhidngigkeit der kostenoptimalen Lebensdaver von der
Ausnutzungsdauer liegt in den Szenarien A1, C1 und C2 vor.

Abbildung 4-15 stellt die minimale Lebensdauer fiir das Brennstoffszenario ,,Basis® in
Abhiingigkeit des BAT-Grenzwertes fiir vier ausgewihlte Ausnutzungsdauern dar. Auf der
Abszisse wird die minimale Lebensdauer, auf der Ordinate das Verhiltnis der
Stromgestehungskosten zum BAT-Grenzwert abgelesen. (Herleitung des BAT-Grenzwertes ist
in Kapitel 4.8 beschrieben.) Das jeweilige Modellkraftwerk erreicht bei einem Verhiltnis <1
wirtschaftlichen Vorteil gegeniiber der BAT-Technologie. Im konkreten Beispiel wird fiir das
Modellkraftwerk SK-TYP-A die minimale Lebensdauer nur fiir hohere Ausnutzungsdauern ab
6500 h erreicht. SK-TYP-A unterschreitet im 31. Betriebsjahr den BAT-Grenzwert (<1) in zwei
Instandhaltungsszenarien (Al und B1). Aus rein betriebswirtschaftlicher Perspektive wiirde sich
fiir geringere Auslastungen der Weiterbetrieb nicht lohnen und das Kraftwerk vom SK-TYP-A
miiite durch die BAT-Technologie ersetzt werden. Allerdings sind die Ergebnisse in dem
Ausnutzungsbereich (5000 h-8000 h) sehr sensitiv. Bei geringfiigigen Schwankungen des BAT-
Grenzwertes, beispielsweise hervorgerufen durch Veréinderungen auf den Brennstoffmérkten,
konnen schon durchaus bei geringeren Ausnutzungsdauern minimale Lebensdauern erreicht

werden.
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Abbildung 4-15:  Bestimmung der minimalen Lebensdauer des Steinkohlenkraftwerks SK-
TYP-A im Brennstoffszenario ,,Basis® fiir vier ausgewihlten
Ausnutzungsdauern sowie sechs moglichen Entwicklungen der
Instandhaltungskosten
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Festzuhalten bleibt, daB, vergleichbar mit den Analysen der kostenoptimalen Lebensdauer, die

minimale Lebensdauer des Kraftwerkstyps SK-TYP-A bei hohen Ausnutzungsdauern unter

Berticksichtigung der Sensitivitit des BAT-Grenzwertes zwischen dem 30. und 35. Lebensjahr

liegt.

Ergebnisse Steinkohlenkraftwerk SK-TYP-B

Die Kostencharakteristik des Steinkohlenkraftwerks mit iiberkritischen Dampfparametern (SK-

TYP-B) ist in Abbildung 4-16 dargestellt. Die Kosten und Leistungsparameter wurden bereits in
Tabelle 4-2 beschrieben. Im Vergleich zur GuD-Technik und zum Steinkohlenkraftwerk SK-

TYP-A ergeben sich folgende besonders erwdhnenswerte Ergebnisse:
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Trotz des um 5 Prozentpunkte hdheren Wirkungsgrades gegeniiber SK-TYP-A liegen die
spezifischen Stromgestehungskosten um 0,25 Pf/kWh tiber denen des Standardkraftwerks.
Die Kostenersparnis durch den verbesserten Wirkungsgrad wird durch die hoheren
Investitionskosten und den hoheren Instandhaltungsaufwand iiberkompensiert. Die
spezifischen Investitionskosten des Steinkohlenkraftwerks ,,liberkritisch (SK-TYP-B)

miiiten um 85 DM/KW gesenkt werden, damit Paritét erreicht wird.

Der jdhrliche Kapitaldienst erreicht aufgrund der hohen Kapitalintensitit einen Anteil von
liber 64 % an den Gesamtkosten in den Brennstoffpreisszenarien ,,Basis® und ,,Niedrig®.
Die Brennstoffkosten weisen in den einzelnen Brennstoffszenarien nur noch geringe

Differenzen auf, wodurch ihre Bedeutung fiir die zukiinftige Preisentwicklung sinkt.

Durch den Einsatz neuer Werkstoffe, der den Betrieb mit iiberkritischen Dampfparametern
zuldBt, sind die Anteile der Instandhaltungskosten an den Gesamtkosten gegeniiber dem
Standardkraftwerk gestiegen. Bei einer durchschnittlichen Auslastung von 4500 h pro Jahr
entspricht dies ca. 1 Prozentpunkt. Bei dieser Auslastung erreichen die Instandhaltungs-

kosten je nach Szenario einen Anteil an den Gesamtkosten von ca. 10,5 %.
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Abbildung 4-16:  Kostencharakteristik des Steinkohlenkraftwerks SK-TYP-B und Aufteilung
der Kostenarten bei durchschnittlicher Ausnutzung von 4500 h/pro Jahr

Kostenoptimale Lebensdauer und Grenznutzenlebensdauer von Steinkohlenkraftwerken mit

iiberkritischen Dampfparametern SK-TYP-B:

Abbildung 4-17 zeigt die Analyse der kostenoptimalen Lebensdauer fiir den Kraftwerkstyp SK-
TYP-B. Der Einflufl der verschiedenen Brennstotfszenarien spielt im Vergleich zum SK-TYP-A
nur eine untergeordnete Rolle. Das niedrige Brennstoffpreisszenario verlingert die
kostenoptimale Lebensdauer um 1 Jahr, wihrend das Brennstoffpreisszenario ,,Hoch“ die
kostenoptimale Lebensdauer um durchschnittlich 2 Jahre verringert. Die Instandhaltungs-
szenarien A2, B1 und B2 sind nahezu unabhingig von der durchschnittlichen Ausnutzungs-
dauver. Fiir das Szenario B2 ergibt sich eine kostenoptimale Lebensdauer von ca. 36 bis 37
Jahren, die durch die Grenznutzenlebensdauer auf vier Jahre relativiert wird. Mittlere
Lebensdauern, die deutlich von der jihrlichen Ausnutzungsdauer abhéngen, entstehen fiir die
Instandhaltungsszenarien Al, Bl und C2 und liegen beispielsweise fiir ein Mittellastkraftwerk
zwischen 50 und 65 Jahren.

Unter Berticksichtigung der Grenznutzenlebensdauer ergeben sich als untere Werte der
Lebensdauerbandbreite ca. 37 Jahre, so daf die hohen kostenoptimalen Lebensdauern relativiert

werden.
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Abbildung 4-17:  Kostenoptimale Lebensdauer und Grenznutzenlebensdauer des SK-TYP-B
iiber die Ausnutzungsdauer im Brennstoffpreisszenario ,,Basis* und
Instandhaltungsstrategien ab dem 20. Lebensjahr

Das Modellkraftwerk SK-TYP-B weist gegeniiber dem Kraftwerk SK-TYP-A beziiglich der
kostenoptimalen Lebensdauer Vorteile auf. In den Szenarien der Instandhaltung ergeben sich
durchschnittlich um fiinf Jahre lingere Lebensdauern. Dieser Vorteil wird bei Analyse der
minimalen Lebensdauern, siche dazu Abbildung 4-18, relativiert. Selbst bei einer hohen
durchschnittlichen Auslastung von tiber 7500 h pro Jahr erreicht das Kraftwerk SK-TYP-B
keinen absoluten Gewinn gegeniiber dem BAT-Grenzwert. Allerdings ist auch hier wiederum
die hohe Sensitivitit des BAT-Grenzwertes zu beobachten. Beispielsweise erreichen die
Modellkraftwerke in allen sechs Kostenszenarien bei einer Erhohung des Grenzwertes um 10 %
die absolute Gewinnzone bei gleichzeitiger hoher jahrlicher Auslastung von 7500 h Jahr. Bei
der fiir Steinkohlenkraftwerke typische durchschnittliche Auslastung von 4500 h miifite der
Grenzwert um 50 % angehoben werden, damit minimale Lebensdauvern fiir die Kostenszenarien
Al und BI erreicht werden. Das bedeutet fiir eine GuD-Anlage eine BrennstoffpreiserhShung
von 65 %.
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Abbildung 4-18:  Bestimmung der minimalen Lebensdauern des Steinkohlenkraftwerks SK-
TYP-B fiir das Brennstoffszenario ,,Basis“ bei vier ausgewihlten
Ausnutzungsdauern sowie sechs moglichen Entwicklungen der
Instandhaltungskosten

4.9.2. Braunkohlenkraftwerke

Wie bei den Steinkohlenkraftwerken dominiert bei der Verstromung von Braunkohle die
Staubfeuerung. Auch die Wirbelschichtfeuerung ist bei der Braunkohlenverstromung bereits
technisch realisiert, wogegen das Projekt Braunkohlenvergasung nach anfiinglicher
Planungsphase bereits aus Kostengriinden fallengelassen wurde. Braunkohlenkraftwerke der
Offentlichen Versorgung waren in der Vergangenheit - im Vergleich zu Steinkohlenkraftwerken
- durch hohere Investitionskosten, niedrigere Wirkungsgrade und eine aufwendigere
Rauchgasreinigung  gekennzeichnet. Diese relativen Nachteile konnten durch den
kostengiinstigen Brennstoff Braunkohle allerdings kompensiert werden. In den vergangenen
Jahren wurden vor allem durch Anhebung des Frischdampfdrucks und der Frischdampf-
temperatur eine Erhdhung der elektrischen Wirkungsgrade erreicht. Diese lagen in den 70er
Jahren noch bei ca. 35%. Die Ende der 90er Jahre in Ostdeutschland gebauten
Braunkohlenkraftwerke haben bereits einen elektrischen Wirkungsgrad (brutto) von iiber 40 %.
Auch hier wurden schon Werkstoffe eingesetzt, die fortschrittliche Dampfparameter zulassen
[81]. Bei dem heutigen Stand der Technik sind mittlerweile Wirkungsgrade von 45 % méglich.
Diese Wirkungsgrade werden durch die konsequente Nutzung aller am Markt verfiigbaren
optimalen Technologien (Werkstoffe und Anlagenbau) erzielt. Durch Optimierung des
Eigenverbrauchs, Anhebung der Damptzustinde, 3-D Turbinenbeschaufelung, Abgaswirme-

nutzung und die Senkung des Kondensatordrucks werden diese hohen Wirkungsgrade erreicht
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[82]. Durch den vermehrten Einsatz von Standardprodukten und die durch den liberalisierten
Markt angestoflenen Marktkrifte ist mit einer Zunahme der spezifischen Investitionskosten fiir
ein fortschrittliches Braunkohlenkraftwerk nicht zu rechnen. Im folgenden werden zwei
Kraftwerkstypen betrachtet. Zunidchst ist hier das Braunkohlenkraftwerk mit optimierter
Anlagentechnik (kurz BoA [82]) zu nennen. Dieser Anlagentyp entspricht dem Stand der
Technik ab dem Jahr 2002 (TYP-BK-B). Das andere bildet eine Braunkohlentechnik mit dem
Entwicklungstand von Anfang bis Ende der 90er Jahre ab (TYP-BK-A). Wihrend diese
Anlagen bereits realisiert sind, befindet sich die BoA noch im Bau. Ein neues Konzept, bei dem
aufgrund einer vorgeschalteten Kohlentrocknung Wirkungsgrade bis 50 % erreicht werden

sollen, ist der ndchste Entwicklungsschritt bei der Braunkohlentechnik.

In Tabelle 4-3 werden die wesentlichen technischen und 6konomischen Parameter der im
folgenden zu untersuchenden Braunkohlenkraftwerke vorgestellt. Es gelten die in den
vorangegangenen Analysen festgesetzten Zinssdtze (Bauzins, kalkulatorischer Zins, Steuern und
Versicherungen).

Tabelle 4-3:  Anlagendaten Beispielkraftwerke Braunkohle (TYP-BK-A, TYP-BK-B)

[DM/
kW]

[DM/ |[Pers/a| [DM/a/ |[DM/| [M
kWh] |/MW] | Pers] [kW/a|ona

BK-TYP-A | 800 41 2400 | 15 | 0,0055| 0,3 | 90.000 | 50 |60

IMW]| [%] [%]

BK-TYP-B | 950 45 2400 | 15 | 0,0055| 0,27 | 90.000 [ 50 |60

Der technische Fortschritt von nur zehn Jahren Kraftwerkstechnik wird im Vergleich der beiden
Braunkohlenkraftwerke deutlich. Dieser spiegelt sich nicht zuletzt in der Abnahme des
spezifischen Personalbedarfs wieder, der durch verstirkte Automatisierungsprozesse begriindet
wird. Die durchschnittliche Auslastung der Braunkohlenkraftwerke in den vergangenen
10 Jahren betrug 74 %. Dies entspricht einer Vollaststundenzahl von gut 6500 h pro Jahr. Die

Lebensdaueranalysen werden daher an diesem Betriebspunkt vorgenommen.

Ergebnis Braunkohlenkraftwerk BK-TYP-A

Die Kostencharakteristik nach Ende der Abschreibungsdauer von 20Jahren und die
Kostenstruktur bei der durchschnittlichen Ausnutzungsdauer von 6500h/a wird in
Abbildung 4-19 demonstriert. Braunkohlenkraftwerke zeichnen sich durch geringe Arbeits- und
hohe Kapitalkosten aus. Dies wird deutlich am Verlauf der Stromgestehungskosten iiber die

Ausnutzungszeit.
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Abbildung 4-19:  Kostencharakteristik Braunkohlenkraftwerk BK-TYP-A und Aufteilung der
Kostenarten bei durchschnittlicher Ausnutzung von 6500 h/pro Jahr

Die wichtigsten Punkte sind im einzelnen:

e Die Stromgestehungskosten schwanken bei jidhrlicher Ausnutzung von 6500 h je nach
Brennstoffpreisszenario zwischen 8,5 Pf/kWh und 9,5 Pf/kWh.

e Der Anteil der Kapitalkosten an den Gesamtkosten macht selbst bei einer sehr hohen
Auslastung (6500 h/a) einen Anteil von bis zu 59 % im Szenario ,niedrige Preis-

entwicklung® aus, im Szenario ,,hohe Preisentwicklung® immerhin noch 53,4 %.
¢ Die Instandhaltungskosten liegen zwischen 8,6 % und 9,5 %.

Kostenoptimale Lebensdauer und Grenznutzenlebensdauer des Braunkohlenkraftwerks mit
Standardtechnik BK-TYP-A:

Die Analysen zur kostenoptimalen Lebensdauer fiir das Braunkohlenkraftwerk BK-TYP-A zeigt
Abbildung 4-20. Die unterschiedlichen Brennstoftpreisszenarien spielen fiir die Entwicklung
der kostenoptimalen Lebensdauern nur eine untergeordnete Rolle. Je nach Brennstoff-
preisszenario treten Schwankungen zwischen 1 und 3 Jahren auf. Unter der Annahme einer
durchschnittlichen jdhrlichen Auslastung von 6500 h ergeben sich kostenoptimale Lebensdauern
zwischen 38 und 59 Jahren. Im ungiinstigen Fall (38 Jahre) wurde die zukiinftige Kosten-
entwicklung B2 (altersbedingte Instandhaltungskosten) und im gilinstigen Fall die
Kostenentwicklung Al angenommen. Fiir diese beiden Extremfille ergeben sich als
Grenznutzenlebensdauer Werte zwischen 34 Jahren (B2) und 38 Jahren (Al). Das Ziel, das
Kraftwerk bis zum kostenoptimalen Minimum unter Voraussetzung der angenommenen
Instandhaltungskostenkurve Al zu betreiben, ist mit einem hohen Risiko verbunden. Als

mittlere durchschnittliche kostenoptimale Lebensdauern ergeben sich dann Bandbreiten
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zwischen 34 Jahren und 50 Jahren. Es sei noch angemerkt, daf die Kostenentwicklung der
Szenarien Al, B1 und B2, im Gegensatz zu den restlichen Szenarien weitestgehend unabhéngig

von der jihrlichen Ausnutzungsdauer sind.
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Abbildung 4-20: Kostenoptimale Lebensdauer und Grenznutzenlebensdauer des BK-TYP-A
iiber die Ausnutzungsdauer im Brennstoffpreisszenario Basis und
Instandhaltungsstrategien ab dem 20. Lebensjahr

Die Ergebnisse der Analyse der minimalen Lebensdauer sind in Abbildung 4-21 bei vier
ausgewdhlten moglichen Betriebspunkten im Verhiltnis zur BAT-Technologie ausfiihrlich
dargestellt. Zwar sind der Vollstindigkeit halber die Ausnutzungsdauern 3000 h und 4500 h
dargestellt, es ist allerdings anzunehmen, daB3 Braunkohlenkraftwerke aufgrund ihrer Kosten-
charakteristik (hohe Investitionskosten, niedrige Brennstoffkosten) in diesen Lastbereichen
nicht gefahren werden, so daB vor allem Lastbereiche iiber 6000 h im Fokus stehen. Es bleibt
festzuhalten, daf keine der angenommen Kostenszenarien (A1-C2) die minimale Lebensdauer
erreicht. Allerdings ist vergleichbar zu den Ergebnissen der minimalen Lebensdaueranalyse bei
den Steinkohlenkraftwerken eine hohe Sensitivitit gegeniiber der Annahme zum BAT-
Grenzwert festzustellen. Bei einer Erhohung des Faktors (Verhiltnis der Stromge-
stehungskosten des zu untersuchenden Kraftwerks zum BAT-Grenzwert) ergeben sich bei
hohen Lastbereichen (7500 h) fiir die Kostenszenarien A1, B1 und B2 minimale Lebensdauern
bei 35 Jahren. Bei einer Erhthung um 20 % (7500 h) wird sogar die absolute Gewinnzone
bereits nach Ende der Abschreibungszeit erreicht. Fiir einen niedrigeren Lastbereich (6000 h)
mul} der Faktor deutlich erhoht werden, damit die absolute Gewinnzone erreicht wird. Um
ebenfalls eine minimale Lebensdauer von 35 Jahren zu erreichen, miiite der BAT-Grenzwert

auf liber 30 % angehoben werden. Mit den Strategien Al, Bl, und B2 wird aufgrund der
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Kurvencharakteristik (siche Abbildung) unter Beriicksichtigung der Grenzwertsensitivitidten

eine minimale Lebensdauer wahrscheinlicher.
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Abbildung 4-21:  Bestimmung der minimalen Lebensdauer des Braunkohlenkraftwerks BK-
TYP-A im Brennstoffszenario ,,Basis™ bei vier ausgewihlten
Ausnutzungsdauern sowie sechs moglichen Entwicklungen der
Instandhaltungskosten

Ergebnis Braunkohlenkraftwerke TYP-BK-B

Die Kostencharakteristik des Kraftwerks auf Braunkohlenbasis (TYP-BK-B) ist in
Abbildung 4-22 dargestellt.

Wichtige Ergebnisse, vor allem im Vergleich zu der Braunkohlentechnik BK-TYP-A, sind wie
folgt:

e Aufgrund des hohen Wirkungsgrads und der im Vergleich zum Kraftwerkstyp BK-TYP-A
konstanten Investitionskosten erreicht die BK-TYP-B Technik einen relativen Kostenvorteil
von 1 Pf/kWh gegentiiber der Braunkohlentechnik TYP-BK-A

e Der relative Kostenvorsprung wird gegentiber der BAT-Technologie deutlich kleiner.

e Die Instandhaltungskosten haben je nach Brennstoffszenario einen Anteil zwischen 9,4 %

und 10,5 % an den Gesamtkosten.
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Abbildung 4-22:  Kostencharakteristik Braunkohlenkraftwerk BK-TYP-B und Aufteilung der
Kostenarten bei durchschnittlicher Ausnutzung von 6500 h/pro Jahr

Kostenoptimale Lebensdauer und Grenznutzenlebensdauer des Braunkohlenkraftwerks mit

optimierter Anlagentechnik BK-TYP-B:

Die Stromgestehungskosten des Braunkohlenkraftwerks BK-TYP-B liegen unter denen des
TYP-BK-A. Ein relativer Kostenvorteil ist somit beim direkten Wirtschaftlichkeitsvergleich der
beiden Technologien vorhanden. Im Vergleich der kostenoptimalen Lebensdauern ergeben sich
in den Kostenszenarien A2, Bl, B2, und C1 nur geringfiigige Anderungen (siche dazu
Abbildung 4-20 und Abbildung 4-23. Deutliche Verinderungen sind lediglich bei den Kosten-
szenarien Al und C2 festzustellen. Beispielsweise ist das Kostenszenario B2 nahezu unab-
hingig von der jahrlichen Ausnutzung. Die kostenoptimale Lebensdauer liegt bei 37 Jahren. Der
Kostenverlauf C1 verschiebt die kostenoptimale Lebensdauer in Bereiche jenseits des
Betrachtungshorizont von 70 Lebensjahren. Allerdings ist diese ZielgroBe, wie die Analyse zur

Grenznutzenlebensdauer zeigt, mit einem sehr hohen Risiko behaftet.
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Abbildung 4-23:  Kostenoptimale Lebensdauer und Grenznutzenlebensdauer des BK-TYP-B
iiber die Ausnutzungsdauer im Brennstoffpreisszenario Basis und
Instandhaltungsstrategien ab dem 20. Lebensjahr

Auf die einzelnen Brennstoffpreisszenarien wird nicht weiter eingegangen, da die
unterschiedliche Hohe keine wesentlichen Veridnderungen der Lebensdauerbandbreiten auf-
zeigen. Das Szenario ,.hohe Brennstoffpreisentwicklung® verkiirzt die minimale Lebensdauer
um durchschnittlich 1 bis 3 Jahre, wihrend das Szenario ,,niedrige Brennstoffpreisentwicklung*
die minimale Lebensdauer um bis zu 2 Jahren verldngert. Zusammenfassend kann festgehalten
werden, da3 die kostenoptimalen Lebensdauer fiir das Modellkraftwerk BK-TYP-B zwischen
35 und 50 Jahren liegt. Die ldngste minimale Lebensdauer ist fiir den zukiinftigen Kostenverlauf
gemdl Instandhaltungsszenario Al zu verzeichnen. Die minimale Lebensdauer liegt in diesem
Fall tiber 60 Jahre. Durch die Analyse der Grenznutzenlebensdauer wird die Hohe der minimale
Lebensdauer auf 39 Jahre relativiert, so daB sich fiir das Kostenszenario Al eine
durchschnittliche Lebensdauer von ca. 50 Jahren ergibt.

Bei Betrachtung der minimalen Lebensdauern (Abbildung 4-24) lassen sich kaum Unterschiede
zwischen dem Kraftwerk BK-TYP-A und BK-TYP-B feststellen. Das Modellkraftwerk BK-
TYP-B erreicht erst bei einer ErhShung des BAT-Grenzwertes um 20 % die minimale

Lebensdauer. Diese liegen dann zwischen 23 und 26 Jahren.
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Abbildung 4-24: Bestimmung der minimalen Lebensdauer des Braunkohlenkraftwerks BK-
TYP-B fiir das Brennstoffszenario ,,Basis* fiir vier ausgewihlte
Ausnutzungsdauern sowie fiir sechs mogliche Entwicklungen der
Instandhaltungskosten

4.9.3. Kernkraftwerke

Neben den auf fossilen Brennstoffen basierenden Stromerzeugungsanlagen sind Kernkraftwerke
ein fester Bestandteil des deutschen Kraftwerksparks. Thr Anteil an der Bruttostromerzeugung
betrug 1999 iiber 30 %. Von den 19 Leistungsreaktoren in Deutschland sind 13 Druckwasser-
reaktoren und 6 Siedewasserreaktoren. Seit ca. 10 Jahren werden in Deutschland keine
Kernkraftwerke mehr gebaut. Der letzte Reaktor wurde 1989 in Betrieb genommen. Obwohl
neben dem Siedewasserreaktor und dem Druckwasserreaktor weitere Reaktorkonzepte,
beispielsweise der Thorium-Hochtemperaturreaktor, entwickelt wurden, konnten sich diese
nicht als Leistungsreaktoren etablieren. Die nichste Generation von Leistungsreaktoren ist unter
dem Namen EPR (europidischer Druckwasserreaktor) und SWR 1000 (Siedewasserreaktor)
bekannt [83]. Beide Konzepte erfiillen die Forderungen des Atomgesetzes (§7 Abs. 2a), die
Auswirkungen eines hypothetischen Kernschmelzunfalls auf die Anlage zu begrenzen, so dafl
keine schwerwiegenden KatastrophenschutzmaBnahmen in der Anlagenumgebung notwendig
werden [74]. Dies bedeutet einen enormen sicherheitstechnischer Aufwand, der sich vor allem

in den Investitionskosten fortschrittlicher Leistungsreaktoren niederschligt.

Der Stand der Entwicklung ist bei dem EPR weiter fortgeschritten als beim SWR 1000. Daher
werden Okonomische und technische Daten des EPR als Mafstab fiir eine fortschrittliche

Kerntechnik herangezogen. Da der EPR zwar projektiert, aber noch nicht realisiert worden ist,
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existieren grofle Unsicherheiten beziiglich der Investitionskosten. Die Hohe der Riickbau- und
Entsorgungskosten sind ebenfalls schwer zu schitzen. Aus diesen Griinden werden im
folgenden zwei Kraftwerke prisentiert. Sie unterscheiden sich im wesentlichen in ihren
Kostenstrukturen und weniger in ihren technischen Parametern. Die Daten sind Tabelle 4-4 zu

entnehmen.

Das KKW-TYP-A représentiert eine giinstige Entwicklung der Kosten [83]. Dies zeigt sich in
den spezifischen Investitionskosten von 2750 DM/kW. Dem stehen spezifische
Investitionskosten von 4000 DM/kW beim KKW-TYP-B entgegen. Der elektrische Wirkungs-
grad liegt liber dem der in Deutschland zuletzt gebauten Konvoianlagen. Die spezifischen
Betriebsmittelkosten der Kernkraftwerke sind aufgrund fehlender Rauchgasreinigungsanlagen
im Vergleich zu den kohlenbefeuerten Anlagen geringer. Dagegen schligt sich der hohe
sicherheitstechnische Standard in den Kernkraftanlagen in den Instandhaltungskosten nieder.
Nicht nur die hdufig wiederkehrenden Wartungen und Priifungen sondern auch die drei bis

vierfache Redundanz verschiedener Komponenten erhthen den Instandhaltungsaufwand.

Ein Problem bei der Bewertung der Wirtschaftlichkeit von Kernkraftwerken ist die Abschéitzung
der Riickbaukosten bzw. der Stillegungskosten. Diese Kosten spielen ein grofie Rolle. Wihrend
die Dauer des Abrisses bei Kohlenkraftwerken vereinfacht auf einen Zeitpunkt festgelegt
werden kann, ist die AuBerbetriebnahme von Kernkraftwerken von langer Dauer und kann
aufgrund der Strahlenbelastung einzelner Bauteile und Komponenten bis zu 50 Jahren betragen.
Aus rechentechnischen Griinden wird allerdings auch hier die gesamte Stillegungszeit der
Anlage auf einen Zeitpunkt zusammengefafit. Die in den verschiedenen Literaturquellen
genannten Angaben iiber die Kostenhthe des Riickbaus schwanken erheblich. Fiir das KKW-
TYP-A werden Riickbaukosten von 350 Mill. DM angenommen, fiir das KKW-TYP-B
800 Mill. DM.
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Tabelle 4-4:  Anlagedaten Kernkraftwerk KKW-TYP-A, KKW-TYP-B

[DM/ [DM/ |[Pers/a| [DM/a/ |[DM/|[M

[MW] | [%] kW] (%] kWh] |/MW]| Pers] |[kW/a|ona

KKW-TYP-A| 1440 | 36,0 | 2750 | 15 | 0,0012 | 0,22 [100.000| 60 |60
KKW-TYP-B| 1440 | 36,0 | 4000 | 15 | 0,0012 | 0,22 |100.000| 100 | 60

Ergebnisse Kernkraftwerk (KKW-TYP-A; KKW-TYP-B)

Die Kostencharakteristik der beiden Varianten (KKW TYP A und KKW TYP B) sind in
Abbildung 4-25 dargestellt. In den nachfolgenden Untersuchungen wird von einem mittleren
Ausnutzungsgrad von 85 % ausgegangen. Dies entspricht in etwa 7500 Vollaststunden. Die

Stromgestehungskosten der Kernkraftwerke schwanken je nach den zugrunde gelegten

Annahmen erheblich.
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Abbildung 4-25:  Kostencharakteristik der Kernkraftwerke KKW-TYP-A und KKW-TYP-B
(Stromgestehungskostenkurve) und Aufteilung der Kostenarten bei
durchschnittlicher Ausnutzung von 7500 h/pro Jahr
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Da die Einschitzung der Kosten fiir die Investition und die Entsorgung der Brennstoffe sehr
variieren, kommt es zu einer Differenz der Stromgestehungskosten von bis zu 2,5 Pf/kWh. Fiir
geringere Ausnutzungszahlen vergroBert sich diese Differenz erheblich. Der Vergleich der
beiden Modellkraftwerke im Hinblick auf maximale und minimale mogliche Strom-
gestehungskosten zeigt, dafl sich bei einer htheren Auslastung Unterschiede bis zu 5 Pf/kWh
und bei niedrigerer Auslastung, z. B. bei 5000 h pro Jahr, bis zu 8 Pf/kWh ergeben. Wie
Abbildung 4-25 zeigt, kdnnen die Kapitalkostenanteile mehr als 70 % der Gesamtkosten
einnehmen. Die Instandhaltungskosten nehmen je nach Szenario Anteile zwischen 8 und 11 %

ein.

Kostenoptimale Lebensdauer und Grenznutzenlebensdauer Kernkraftwerke
KKW-TYP-A und KKW-TYP-B:

In Abbildung 4-26 wird die kostenoptimale Lebensdauer in Verbindung mit der
Grenznutzenlebensdauer des Kernkraftwerks KKW-TYP-A {iiber die Ausnutzungsdauer in
Abhéngigkeit unterschiedlicher Entwicklungen der Instandhaltungskosten im Brennstoff-
preisszenario ,,Basis* gezeigt. Lediglich bei vier der sechs moglichen Kostenentwicklungen
lassen sich kostenoptimale Lebensdauern feststellen. Die Kostenszenarien C1 und C2 fallen aus
dem Betrachtungszeitraum heraus. Die fiir das Kraftwerk KKW-TYP-A in Abbildung 4-26
dargestellten kostenoptimalen Minima gelten in guter Anndherung ebenfalls fiir das Kraftwerk
KKW-TYP-B. Aufgrund der sehr vergleichbaren Kostenstruktur werden fast identische
kostenoptimale Lebensdauern berechnet. Bis auf das Kostenszenario Al ist die kostenoptimale

Lebensdauer nahezu unabhingig von der Ausnutzungsdauer.
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Abbildung 4-26: Kostenoptimale Lebensdauern und Grenznutzenlebensdauer des KKW-TYP-
A tiber die Ausnutzungsdauer fiir das Brennstoffpreisszenario Basis und
Instandhaltungsstrategien ab dem 20. Lebensjahr

Bei einer fiir Kernkraftwerke typische jahrlichen Auslastung von 7500 h ergibt sich fiir das
Kostenszenario B2 eine kostenoptimale Lebensdauer von 38 Jahren, die durch die Grenz-
nutzenlebensdauer auf 34 Jahre relativiert wird. Bei optimistischeren Annahmen beziiglich der
zukiinftigen Kostenentwicklung aufgrund zunehmenden Alters konnen kostenoptimale
Lebensdauern bis zu 60 Jahren beobachtet werden. Diese sehr hohen Lebensdauern werden bei

Betrachtung der entsprechenden Grenznutzenlebensdauern auf unter 40 Jahre beschrinkt.

Die Ergebnisse der minimalen Lebensdaueranalyse sind in Abbildung 4-27 dargestellt. Keine
der aufgewiesenen Kostenentwicklungen erreichen im direkten Vergleich zum BAT-Grenzwert
die absolute Gewinnzone. Der Faktor, der das Verhiltnis zwischen Stromgestehungskosten des
Kraftwerks zum BAT-Grenzwert ausdriickt, miilte bei einer durchschnittlichen
Ausnutzungsdauer von 7500 h pro Jahr auf iiber 35 % angehoben werden, damit minimale
Lebensdauern erreicht werden. Die dargestellten Ergebnisse gelten auch fiir die Analysen des
Kraftwerks KKW-TYP-B. Dabei miissen lediglich die Ordinatenwerte mit dem Faktor 1,7
multipliziert werden. Beide Modellkraftwerke sind aus wirtschaftlicher Perspektive gegeniiber
der BAT-Technologie benachteiligt. Die hohen Investitionskosten konnen nicht durch die

geringen Brennstoftkosten kompensiert werden.

98



3 2,16
2,95 \ 3000 h L 4500 h
2,12
2,9 \
2,85 2,08
2.8 2,04
2,75 4 ] 2 .
2,7 — % 3
2,65 ] 1.96 1 ]
2,6 T T T 1.92 r T T
20 30 40 50 60 Mahre] 59 30 40 50 60 [Jahre]
1,76 1,48 3
172 8 6000 h 1,46 \ 7500 h
1,44
1,68 1,42 4
1,64 1 1.4 4
1,38 1
1,6
’ 1,36
1,56 T T T 1,34 T T T
20 30 40 50 60 [Jahre] 20 30 40 50 60 [Jahre]
——Al - A2 —»Bl Ordinate: Verhiltnis der Stromgestehungs-
kosten des Kraftwerks zur BAT-Technolgie
—B2 —-—Cl -2

Abbildung 4-27:  Bestimmung der minimalen Lebensdauern des Kernkraftwerks KKW-TYP-

A fiir das Brennstoffszenario ,,Basis“ bei vier ausgewihlte
Ausnutzungsdauern sowie fiir sechs mogliche Entwicklungen der
Instandhaltungskosten

Der Bau neuer Stromerzeugungsanlagen auf Basis der Kerntechnik weist in der momentanen
energiewirtschaftlichen Situation in Europa und besonders in Deutschland einen deutlichen
betriebswirtschaftlichen Nachteil gegeniiber dem Bau fortschrittlicher Kohlen- und
Gaskraftwerken auf. Externe Kosten der Stromerzeugung, wie z. B. die CO,-Problematik, oder
energiepolitische Ziele wurden in den Analysen nicht beriicksichtigt. Unter Beriicksichtigung
externe umweltbedingter Kosten konnte sich eine neue Darstellung der Skonomischen
Lebensdauer ergeben.

4.10.  Zusammenfassung und Bewertung der Ergebnisse zur Einzelwirtschaftlichkeits-

betrachtung ausgewdhliter Kraftwerke

Im zweiten Teil der Untersuchung zur Bestimmung der Lebensdauern von Kraftwerken der
Elektrizititswirtschaft stand vor allem eine Einzelwirtschaftlichkeitsbetrachtung ausgewéhlter

GrofBkraftwerke im Vordergrund. Mit diesem Teil der Arbeit wurden folgende Ziele erreicht:

1. Erstes Ergebnis ist die Entwicklung eines Modells zur Berechnung dynamischer

Stromgestehungskosten, das Kostenentwicklungen aufgrund technischer Alterung simuliert.

2. Auf Basis technischer Analysen (Kapitel 2) wurde die betriebsbedingte Alterung in Form

von Instandhaltungskosten monetarisiert. Da die zukiinftige Entwicklung der Instand-
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haltungskosten mit grolen Unsicherheiten behaftet ist, wurden sechs mdogliche

Kostenszenarien in die Zukunft fortgeschrieben.

3. Es wurden Kriterien zu Bestimmung der okonomischen Lebensdauer entwickelt. Dazu
wurden die Begriffe der unabhingigen und abhingigen Lebensdauer abgeleitet und
definiert. Kostenoptimale und Grenznutzenlebensdauer sind unabhingige, minimale sind

von definierten Kriterien abhéngige Lebensdauern.

4. Weiterhin wurden technische und Skonomische Daten fiir konventionelle GroBkraftwerke
auf Basis von Steinkohlen, Braunkohlen und Kernenergie, sowie fiir kombinierte Gas und
Dampfkraftwerke (GuD) erhoben. Auf Basis dieser Daten wurden typenspezifische
Lebensdauerkennlinien in Abhéngigkeit von unterschiedlichen Instandhaltungs- und

Brennstoffszenarien erstellt.

Auf die Unterpunkte 3 und 4 wird im folgenden besonders eingegangen. Die kostenoptimale
Lebensdauer wurde als unabhingige Zielgroflie definiert und ist somit ein Charakteristikum
eines ganz bestimmten Anlagentyps. Unter unabhingiger Lebensdauer wird die Bestimmung
der Lebensdauer eines Kraftwerkstyps verstanden, ohne dafl andere Kraftwerkstypen das
Ergebnis beeinflussen. Die Folgen von Wechselwirkungen der Kraftwerke untereinander
werden bei der Einzelwirtschaftlichkeitsbetrachtung durch die Bestimmung der abhingigen
Lebensdauern berticksichtigt. Durch diese Betrachtungsweise sind unterschiedliche

Kraftwerkstypen bzgl. einer Skonomischen Lebensdauer direkt vergleichbar.

Die kostenoptimale Lebensdauer ist eine finanzmathematische GroBe. Sie stellt den Zeitpunkt
dar, bei dem das Minimum aller abdiskontierten und iiber die bis dahin produzierte Strommenge
nivellierten Zahlungsstrome erreicht ist. Falls keine Kostensteigerungen mit zunehmender
Lebensdauer auftreten, ist eine kostenoptimale Lebensdauer nicht existent bzw. unendlich. In
der Realitdt kann von einer Steigerung der Kosten mit zunehmender Lebensdauer entsprechend
der Ausfallkurve technischer Anlagen ausgegangen werden. Unsicherheiten beziiglich dieser
Entwicklungen wurden durch sechs Instandhaltungsszenarien abgedeckt. Weiterhin wurde
durch die Einfilhrung der Grenznutzenlebensdauer das Ergebnis der kostenoptimalen
Lebensdauer im Sinne von Ausfallrisiken relativiert, so da3 eine Lebensdauerbandbreite fiir
einzelne Typen erstellt wurde. Eine zusammenfassende Darstellung der unabhingigen
Lebensdaueranalysen fiir zwei ausgewihlte Lastfille der vier Kraftwerkstypen zeigt
Abbildung 4-28 und Abbildung 4-29. Die Darstellungen gelten fiir das Brennstoffpreisszenario
,»Basis“. Die Brennstoffpreise haben bis auf die GuD-Anlagen nur geringe Auswirkungen auf

die Lebensdauer der untersuchten Analgen.
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Abbildung 4-28:  Unabhingige Lebensdauern von Kraftwerkstypen bei durchschnittlicher
Vollaststundenzahl von 7500 h pro Jahr unter Beriicksichtigung
unterschiedlicher Instandhaltungsszenarien fiir das Brennstoffpreisszenario
,.Basis*

Abbildung 4-28 zeigt die Lebensdauerbandbreiten von vier ausgewihlten Kraftwerkstypen bei
durchschnittlicher Vollaststundenzahl von 7500 h pro Jahr. Im Trend steigt die kostenoptimale
Lebensdauer mit zunehmendem Verhiltnis der fixen gegeniiber den variablen Kosten (Kosten-
verhiltnis). Weiterhin ist festzustellen, dal mit zunehmender Auslastung die Schwankungen der
unabhingigen Lebensdauerbandbreite geringer werden. Der Trend unabhingiger Lebensdauern
ist in Abhingigkeit des oben beschriebenen Kostenverhiltnis vereinfacht quantitativ in

Abbildung 4-30 dargestellt. Er ist folglich unabhéngig von den einzelnen Kraftwerkstypen.

Die Bedeutung der kostenoptimalen Lebensdauer aus der Perspektive eines Anlagenbetreibers
mub an dieser Stelle ndher beleuchtet werden, da sich je nach Sichtweise zwei kontrire Aspekte
ergeben. Der Anlagenbetreiber muf} sich zwischen zwei Strategien entscheiden. Ziel der ersten
Strategie ist die Gewinnmaximierung, also ein betriebswirtschaftliches Optimum iiber die
gesamte Betriebszeit. Dabei ist der Anlagenbetreiber bestrebt das Kraftwerk moglichst lange bis
zum kostenoptimalen Minimum unter Mitberticksichtigung technisch bedingter Ausfallrisiken,
die durch die Grenznutzenlebensdauer abgedeckt ist, zu fahren. Die zweite Strategie
(Strategie IT) lauft auf eine moglichst schnelle Gewinnmaximierung hinaus. Der
Anlagenbetreiber ist bemiiht unter Minimierung des Ausfallrisikos ein Gewinnoptimum zu
erreichen. Im Vergleich zur Strategie I stellt dieses Gewinnoptimum allerdings nur ein
Suboptimum dar, das den Vorteil eines geringeren Ausfallrisikos mit den entsprechenden
Folgekosten hat. Fiir den Einsatz der Strategie I empfehlen sich Kraftwerke mit einem

Kostenverhiltnis > 1, fiir Strategie Il Kraftwerke mit einem Kostenverhiltnis < 1.
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Abbildung 4-29: Unabhingige Lebensdauern von Kraftwerkstypen bei durchschnittlicher
Vollaststundenzahl von 4500 h pro Jahr unter Berlicksichtigung
unterschiedlicher Instandhaltungsszenarien im Brennstoffpreisszenario
,.Basis®

Die in Abbildung 4-30 dargestellten unabhingigen Lebensdavern sind iiber die
unterschiedlichen  Instandhaltungsszenarien  abgeschitzte = Mittelwerte.  Bei  einer
differenzierteren Betrachtung zeigen sich erhebliche Schwankungen. Allerdings ergibt sich fiir
Kraftwerke mit einem Kostenverhéltnis >1 eine qualitativ #hnliche Einstufung der
Instandhaltungsszenarien. Die Instandhaltungsszenarien (A2, B2) mit hohen Kosten-
steigerungen haben kostenoptimale Lebensdauern mit geringen Lebensdauerbandbreiten,
wihrend die Strategien, die entsprechend Szenario C1 und C2 Modernisierungsmaf3nahmen
beinhalten, sehr breite Lebensdauerbandbreiten nach sich ziehen. Wihrend die kostenoptimalen
Lebensdauvern der sechs untersuchten Instandhaltungskostenentwicklungen doch erhebliche
Unterschiede aufweisen, so sind Schwankungen fiir die Grenznutzenlebensdauer weit weniger
ausgeprégt. Die Strategien C1 und C2 ergeben fiir diese Kraftwerke sehr hohe kostenoptimale
Lebensdauern. Fiir das untersuchte Kraftwerk TYP-GuD spielt gerade die Strategie C2 eine
groie Rolle. Aufgrund des niedrigen Kapitalkostenanteils an den Gesamtkosten fallen die
Instandhaltungskosten besonders ins Gewicht. Bei 4500 h Ausnutzungsdauer wiirde sich eine
unabhiingige Lebensdauer von 25 Jahren ergeben. Diese Strategie, die einen Weiterbetrieb von
nur 5 Jahren nach Modernisierung ergibt, ist in Frage zu stellen. Daraus 148t sich folgern: Fiir
einen mittelfristigen Weiterbetricb der Anlage sind Kostenentwicklungen nach der
Grundstrategie B, in der Kosten entsprechend einer zunehmenden Ausfallrate anfallen, zu
empfehlen. Fiir Anlagen mit einem Kostenfaktor >1 ist dagegen fiir einen langfristigen Betrieb
Grundstrategie C, bei der nach Abschreibungsende hohe Modernisierungskosten mit geringeren
altersbedingten Folgekosten geplant sind, anzuraten. Selbst bei einer Vervierfachung der
Instandhaltungskosten, wie in den Einzeluntersuchungen gezeigt wurde, wird diese Strategie

favorisiert.

102



45

40 -

35

30 4

GuD-Mittellast

25

unabhiingige Lebensdauer in Jahren

20 T T T T T

0 1 2 3 4 5 6
Kostenverhéltnis (Fixe+Kapital zu variable Kosten)

Abbildung 4-30:  Trendskizze zur Bestimmung unabhiéingiger Lebensdauern in Abhingigkeit
des Kostenverhiltnis fixe zu variablen Kosten

Neben der unabhingigen Lebensdauer, die ein Charakteristikum einer Anlage ist, wurde die
minimale Lebensdauer entwickelt. Grundidee dieser Methode ist die Bewertung unter-
schiedlicher Kraftwerkstypen anhand eines objektiven exogenen Parameters. Hierfiir wurde ein
absoluter Grenzwert gewihlt, der als Maf fiir die Wirtschaftlichkeit verschiedener
Kraftwerkstypen gilt. Er wurde aus einer detaillierten Analyse einer BAT-Technologie
abgeleitet. Die minimale Lebensdauer bezeichnet den Zeitpunkt, bei dem ein Kraftwerkstyp
gegeniiber der BAT-Technologie Kostenvorteile aufweist. Ziel des Anlagenbetreibers ist der
Betrieb des Kraftwerks iiber die minimale Lebensdauer hinaus, weil ab diesem Zeitpunkt die
absolute Kostenfiihrerschaft gegeniiber der BAT-Technologie erreicht ist. Falls das zu
bewertende Kraftwerk nicht die minimale Lebensdauer erreicht, ist der Ersatz der Anlage durch
die BAT-Technologie aus rein betriebswirtschaftlicher Perspektive geboten. Es hat sich gezeigt,
daf bis auf das Kraftwerk SK-TYP-A keine der untersuchten Techniken minimale
Lebensdauern erreichen. Abbildung 4-31 stellt die minimale Lebensdauer der analysierten
Kraftwerke in Form von Altersklassen in Abhéngigkeit des BAT-Sensitivitdtsfaktors in zwei
ausgewdhlten Lastbereichen (4500 h und 7500 h) fiir das Brennstoffpreisszenario ,,Basis* dar.

Der BAT-Sensitivititsfaktor ist ein MaB fiir die Empfindlichkeit des BAT-Grenzwertes
gegeniiber den Kosten des zu untersuchenden Kraftwerks. Ein Faktor <1 bedeutet das Erreichen
der minimalen Lebensdauer in einem ganz bestimmten Jahr. In Abbildung 4-31 wird dieser
Zeitpunkt fiir SK-TYP bei 7500 h Ausnutzungsdauer ab dem 30. Betriebsjahr erreicht. Die in
der Abbildung dargestellten Bandbreiten entstehen durch Beriicksichtigung der
unterschiedlichen altersbedingten Instandhaltungskostenentwicklungen. Ein Faktor >1 bedeutet,
dal keine minimale Lebensdauer erreicht wird. Dies gilt besonders fiir TYP-BK und TYP-
KKW. Hier ist vor allem die Hohe des Faktors von Interesse. Der Faktor gibt dann in
Verbindung mit dem minimalen Lebensdauerbereich eine Einschdtzung der absoluten
Wirtschaftlichkeit an. Im Falle des Kraftwerks TYP-BK koénnen bei geringen Schwankungen
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des BAT-Grenzwertes minimale Lebensdauern erreicht werden, wihrend fiir das Kraftwerk
TYP-KKW eine hoherer Faktor erforderlich ist. Generell ist festzustellen, dal sowohl mit
steigendem Kostenfaktor (Verhiltnis der Fixkosten zu den variablen Kosten) als auch mit
sinkender jdhrlicher Vollaststundenzahl der BAT-Sensitivititsfaktor steigt. Die Entscheidung
des Anlagenbetreibers fiir einen Neubau oder fiir den Weiterbetrieb bzw. die Stillegung einer
Anlage hingt folglich wesentlich von einer individuellen Risikoeinschitzung unter

Berticksichtigung individueller unternehmensstrategischer Ziele ab.
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Abbildung 4-31:  Minimale Lebensdauern ausgewihlter Kraftwerkstypen unter
Beriicksichtigung des BAT-Sensitivititsfaktors fiir zwei ausgewihlte
Lastfdlle

Die Abschitzungen der abhiingigen und unabhiéngigen Lebensdauern sind Ergebnisse einer
Analyse, die von den momentanen Bedingungen der europdischen Energiewirtschaft geprigt
sind. Sie sind Entscheidungshilfen fiir Fragen nach Neubau, Weiterbetrieb oder Stillegung von
Anlagen. Dabei konnen die in diesem Kapitel beschriebenen Verfahren der
Lebensdaueranalysen lediglich Entscheidungshilfen fiir Einzelanlagen liefern. Aufgrund der
hohen Kapitalintensitdt im energietechnischen Anlagenbau mufl die Einzellebens-
dauerbetrachtung durch Analysen, die Wechselwirkungen von Kraftwerkstypen in einem
Kraftwerkspark berticksichtigen, ergidnzt werden. Das im nichsten Kapitel vorgestellte
Optimierungsmodell LIMES wurde zur Beantwortung dieser Fragestellungen entwickelt.
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5. Die Bestimmung der Lebensdauern von Kraftwerken der Elektrizitits-
wirtschaft mit dem Optimierungsmodell LIMES

Im ersten Teil standen bei der Untersuchung der Fragestellung ,,Wie alt werden Kraftwerke?
besonders technische Aspekte im Vordergrund. Im zweiten Teil wurde dieser Gesichtspunkt um
eine Lebensdaueranalyse auf Basis von finanzmathematischen Methoden der Investitionstheorie
erweitert. Die Bestimmung der wirtschaftlichen Lebensdauer wurde fiir verschiedene Kraft-
werkstypen durchgefiihrt. Im dritten und letzten Teil stehen die Wechselwirkungen zwischen

den einzelnen Stromerzeugungstechnologien in einem Kraftwerkspark im Vordergrund.

Neben den technischen und wirtschaftlichen Kennzahlen aus der Einzelwirtschaftlich-
keitsrechnung wird die Nachfrage nach Strom, die Zusammensetzung des Kraftwerksparks und
die Verfiigbarkeit in die folgenden Uberlegungen mit einbezogen. Die Verfiigbarkeit und die
Preise der Brennstoffe bestimmen den Energiemix nach eingesetzten Energietrdgern. Weiterhin
ist fiir den Zubau oder Abbau von Kapazititen auch die bestehende Altersstruktur des
Kraftwerksparks von Bedeutung. Ein alter Kraftwerkspark erlaubt mdoglicherweise eine
einfachere Markteindringung filir neue Technologien als ein junger Kraftwerkspark. Der
politische Wille zur Forderung oder Aufgabe bestimmter Technologien, rechtliche Grundlagen,
Unternehmensstrategien, Umweltgesichtspunkte (lokal und global), Infrastruktur fiir den
Primiérenergietransport sowie mogliche zukiinftige Technikkonzepte und die Kosten-
entwicklung der Bestandstechnologien nehmen alle Einflul auf die Lebensdauer der

Einzelanlage.

Aufgrund der Vielzahl der oben aufgezihlten Einfliisse wird die Komplexitit und die
Vielschichtigkeit des Problems ,,Wie alt werden Kraftwerke?* erneut deutlich. Dazu wurde
eigens das computergestiitzten Modells LIMES (LIMES: Akronym fiir Lifetime Model for
Electricity Systems) entwickelt. Mit Hilfe von LIMES kann eine Vielzahl der angesprochenen
Einfliisse abgebildet und die Lebensdauer einzelner Kraftwerkstypen bzw. die zukiinftige

Entwicklung eines Kraftwerksparks errechnet werden.

5.1 Lebensdauerberechnung von Kraftwerken der Elektrizititswirtschaft auf Basis

quantitativer Methoden zur Vorbereitung optimaler Entscheidungen

Das Modell LIMES basiert auf quantitativen Methoden zur Vorbereitung optimaler
Entscheidungen (Operations Research, OR) [84]. Entsprechend dem Formalismus bei der
Behandlung von OR-Aufgaben wurde bei der Problemdefinition und —16sung folgende vier
Schritte durchgefiihrt.

e Formulierung des realen Problems: Ausgehend von der realen Situation miissen Verein-

fachungen und Annahmen getroffen sowie entscheidende EinfluBgréBen identifiziert und

quantifiziert werden [85]. Aufgrund der getroffenen Vereinfachungen wird die reale
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Situation (realer Kraftwerkspark) in eine Modellsituation (Modellkraftwerkspark) trans-

formiert. Dieser Teil der Analyse wird im Kapitel 5.2.1 beschrieben.

e Mathematisches Modell: Nach Transformation der realen Problematik in eine

Modellsituation erfolgt die Abstraktion der Modellparameter in ein mathematisches Modell.
Die Zusammenhinge und Wechselbeziechungen der Parameter werden in einem

mathematischen Gleichungssystem formuliert (Kapitel 5.2.2).

e Modellrechnung: In den Modellrechnungen wird der Einfluf wichtiger Parameter
untersucht. ZielgroBe ist dabei die Lebensdauer einzelner Kraftwerkstypen. Darauf
aufbauend konnen durch anschlieBende Interpretation der Modellosung Handlungs-
alternativen fiir Kraftwerksbetreiber angegeben werden. Die Modellrechnungen werden in
Kapitel 5.2.3. dargestellt.

e Losungsvorschlag fiir reales Problem: OR Methoden dienen dem Zweck der

Entscheidungsfindung komplexer Probleme. Ziel der Arbeit ist die Bestimmung der
Lebensdauer von Kraftwerken der Elektrizitdtswirtschaft, so daBl Losungsvorschlige fiir
Fragestellungen auf der Ebene von Unternehmensstrategien nur von sekundirer Bedeutung
sind. Direktiven fiir einzelne Kraftwerksbetreiber konnen allerdings auch aus den priméren

Ergebnisse gefolgert werden.

5.1.1. Die Transformation des realen Kraftwerksparks (6ffentliche Elektrizititsversorgung
der Bundesrepublik Deutschland) in einen Modellkraftwerkspark

Der Einsatz eines Kraftwerks in einem Kraftwerkspark wird durch die wirtschaftliche
Lastverteilung bestimmt [17]. Diese Grundannahme spiegelt meist, aber auch nicht immer die
Realitdt wider. Beizeiten erhalten unternehmensstrategische Entscheidungen iiber den Einsatz
eines Kraftwerks eine hohere Prioritit als die wirtschaftliche Lastverteilung. Der ideale Einsatz
der Kraftwerke (wirtschaftliche Lastverteilung) bei vorgegebener Nachfrage erfolgt in der
Reihenfolge der geringsten Zuwachskosten. Dies bedeutet, dal bei vorgegebener
Stromnachfrage der vorhandene Kraftwerksbestand so eingesetzt wird, dafl die Kosten fiir die
Stromnachfrage minimal sind. Einerseits konnen zur Deckung der Nachfrage Anlagen aus dem
Kraftwerksbestand herangezogen werden. Andererseits kann durch die Auflerbetriebnahme
eines Kraftwerksblocks bei gleichzeitiger Kompensation durch Neubau oder hoherer Auslastung
der Altkraftwerke ebenfalls die Nachfrage gedeckt werden. Abbildung 5-1 zeigt skizzenhaft die
mogliche Entwicklung eines Kraftwerksparks. Dargestellt ist die Bestandsabnahme des
Kraftwerksparks tiber die Zeit. Bei vorgegebener wahrscheinlicher Nachfrage entsteht das
zukiinftige Zubaupotential an Kraftwerken. Aus der Perspektive des Kraftwerksbetreibers
ergeben sich zur Deckung dieser Liicke grundsitzlich drei Basismoglichkeiten.

Die aus der Altersstruktur entstehende Sterbelinie kann vertikal (Richtung A) oder horizontal
(Richtung B) verschoben werden. Weiterhin bleibt noch die Moglichkeit die Nachfrage zu
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drosseln (Verschiebung der Nachfragelinie Richtung C). Die technische Realisation der
Basismoglichkeit A erfolgt durch Zubau von Kraftwerken, durch Umbau der Anlage zu einer
Anlage mit hoherer Leistung (Topping), durch Ersatz alter Bauteile wie z. B. Turbinenschaufeln
mit Folge von Leistungserhthung (Repowering) oder durch Zukauf von Kapazitidt bzw. von
Strom (Stromimport). Aufgrund des hohen Potentials von Topping und Repowering werden
Modemisierungszyklen in einem gesonderten Kapitel behandelt. Unter Moglichkeit B sind alle
lebensdauerverlingernde Mafnahmen zusammengefalit. Schlagworter sind Rehabilitation und

Instandhaltung. Moglichkeit C spielt auf Stromeinsparung basierende Strategien an.

Kraftwerksleistung
A

Nachfrage

A: Zubau - e —
Topping
Reempowering
Stromimport

B: Rehabilitation
Instandhaltung

vC |
zukiinftiges
Zubaupotential

Bestand T
C: Stromeinsparung l Sterbelinie

Least-Cost-Planning

Zeit

Abbildung 5-1:  Mboglichkeiten zur Deckung des Zubaupotentials eines Kraftwerksparks

Gegenstand der Untersuchung ist der offentliche Kraftwerkspark der Bundesrepublik
Deutschland. Insgesamt betrug die in Deutschland installierte Brutto-EngpaBleistung im Jahr
1995 ca. 120 GW [86]. Davon wurden 87 % den Kraftwerken der offentlichen Versorgung,
12 % den Industriekraftwerken und 1 % den Kraftwerken der Deutschen Bahn AG angerechnet.
Aufgrund historischer Begebenheiten und nationaler Primédrenergievorkommen ist die
Brennstoffverteilung in den Kraftwerken breit gestreut. Tabelle 5-1 weist fiir das Jahr 1995 die
Stromerzeugungskapazititen (Brutto) und die Bruttostromerzeugung nach eingesetzten
Energietragern auf. Etwa 47 % der installierten Leistung wurde durch Kraftwerke auf
Kohlenbasis gedeckt, 25 % auf Gas oder Heizolbasis, 20 % auf Basis von Kernkraftwerken und
8 % durch Wasserkraftwerke’. Bei Betrachtung der Stromerzeugung verschiebt sich die
prozentuale Verteilung des Brennstoffeinsatzes zu Gunsten der Kernenergie und der Kohle.
Knapp 30 % der Stromerzeugung entfielen auf Kernkraftwerke und 56 % auf braunkohlen- und
steinkohlenbefeuerte Kraftwerke. Zur Zeit werden in Deutschland Kernkraftwerke,
Braunkohlenkraftwerke und Laufwasserkraftwerke in der Grundlast, Steinkohlenkraftwerke und

zum Teil Gaskraftwerke, sowohl gasbefeuerte als auch im kombinierten Gas und Dampfkraft

? Sonstige regencrative Energiequellen spiclen leistungsmiBig zur Zeit nur eine untergeordnete Rolle, so

daB auf eine ausfiihrliche Diskussion verzichtet wird.

107



gefahrene Anlagen, in der Mittellast, Pumpspeicherkraftwerke und Gasturbinen in der Spitzen-

last eingesetzt.

Tabelle 5-1: Bruttostromerzeugung nach Arbeit und Leistung sowie durchschnittliche
jéhrliche Auslastung der Stromerzeugungskapazititen in Deutschland 1995
[871
Steinkohle inkl. Mischfeuerung 33,6 147,1 50,0
Braunkohle 24,0 142,6 67,8
Heizol 9,8 7.8 9,1
Gas 20,5 41,1 22,9
Kernenergie 24,0 154,1 73,3
Wasser 8,9 24,2 31,0

5.1.1.1. Transformation der Kraftwerksstruktur nach elektrischer Nettoleistung in einen
Modellkraftwerkspark

In Deutschland gilt seit dem 29.04.1998 das neue Energiewirtschaftsgesetz. Die bisherigen
Versorgungsgebietsmonopole wurden abgeschafft. Aus der Perspektive eines Kraftwerks-
standorts bedeutet dies eine ortsungebundene Verteilung der erzeugten Arbeit. Diese Gesetzes-
lage kommt der Modellierung von LIMES zugute. Das Kraftwerksmodell arbeitet als ein
Zweipunkt-Modell. Eine rdumliche Aufldsung der Kraftwerksstandorte sowie der Stromab-
nehmer werden auf eine Quelle, der Kraftwerkspark, und eine Senke, die Nachfrage fokussiert.
Netz-, und Umspannungsverluste werden somit nicht berticksichtigt und rdumliche Distanzen
zwischen Erzeuger und Abnehmer spielen im Modell keine Rolle. Weiterhin werden nur
Stromerzeugungsanlagen betrachtet. Die Berticksichtigung von Anlagen auf Basis von Kraft-
Wirme-Kopplung entfillt daher. Weiterhin wird lediglich die Stromnachfrage der &ffentlichen
Versorgung in der Bundesrepublik Deutschland angenommen. Die Maoglichkeit von Strom-
import wird im Modell zugelassen und kann tiber Restriktionsgleichungen gesteuert werden.
Industriekraftwerke und die Kraftwerke der Deutschen Bahn AG entfallen. Die Untersuchung
konzentriert sich weiterhin auf Wirmekraftwerke grofier Leistung. Dies hat folgende zwei
Konsequenzen. Erstens entfallen simtliche regenerativen Erzeugungsanlagen wie Solar,
Biomasse, Wind aber auch die Wasserkraft. Zweitens werden keine Spitzenlastkraftwerke
berticksichtigt, so daf} die Nachfrage durch eine geordnete Jahresdauerlinie fiir den Grund- und
Mittellastbereich simuliert werden kann. Insgesamt werden in dem Modellkraftwerkspark
85 GW Nettokapazitit abgebildet. Diese Zahl entspricht dem realen Kraftwerkspark der
Bundesrepublik Deutschland abziiglich der Industriekraftwerke, der Kraftwerke der Deutschen
Bahn AG, der Wind- und Wasserkraftwerke, samtlicher Wirmekraftwerke mit einer Leistung
kleiner als 100 MW und den Gasturbinen im Lasteinsatzbereich der Spitzenlast (Betriebszeit
kleiner als 100h pro Jahr). Abbildung 5-2 verdeutlicht die Transformation des realen
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Kraftwerksparks im Basisjahr 1995 in einen Modellkraftwerkspark. 85,1 GW elektrische
Nettoleistung werden auf die fiinf angezeigten Primérenergietriger verteilt.

Kraftwerke der Gasturbinen
Deutschen Bahn AG Betriebszeit < 100 h pro Jahr
[1,5 GWao] | I |

Kraftwerke
Leistung <100MW

W : i el OOnnNG
Industrie- Wl s"! i) s%%%%%
Kraftwerke
(15 GWoana] Kraftwerkspark 0 5 10 15 20 25 30
der BRD CGWhiewo

Abbildung 5-2:  Transformation des realen Kraftwerksparks der Bundesrepublik Deutschland
in einen Modellkraftwerkspark fiir Grundlast und Mittellast (Basisjahr 1995)
[86,87]

5.1.1.2. Transformation der Altersstruktur in den Modellkraftwerkspark

Nach Transformation der Leistungsdaten des Kraftwerksparks muB die reale Altersstruktur in
den Modellkraftwerkspark iibertragen werden. Das Startjahr fiir das Optimierungsmodell ist das
Jahr 1999. Die Altersstruktur nach Energietrigern und GrofBenklassen iiber Dekaden wird in
Abbildung 5-3 dargestellt. Deutlich sind die unterschiedlichen Schwerpunkte im Kraftwerksbau
in den vergangenen 5 Jahrzehnten zu erkennen. Dies hat sowohl technische, politische als auch
6konomische Ursachen. Vor dem Hintergrund steigender Stromnachfrage seit den 50er Jahren
bis heute ist folgendes anzumerken. Aufgrund stark sinkender Erdolpreise in den 60er Jahren
wurden forciert Erdgas- und Erdolkraftwerke bis Beginn der ersten Olpreiskrise installiert.
Trotzt der sprunghaften Verteuerung des Erdolpreises wurden die meisten in Bau befindlichen
Erdgas- und Olkraftwerke zu Ende gebaut. U. a. wurde aufgrund dieser Entwicklung der Bau
von Kernkraftwerken vorangetrieben, deren maximale Zubaurate in der Dekade 1980-1990
erfolgte. Danach wurde der Zubau gestoppt. Die mit Braunkohlen befeuerten Anlagen wurden
vor allem in den 70er und 80er Jahren entsprechend der genechmigten Abbaugebiete installiert.
Erst mit der Wiedervereinigung der beiden deutschen Staaten wurden in den ostdeutschen
Braunkohlenrevieren Anlagen neu gebaut. Diese ersetzen vor allem alte und unwirtschaftliche
Kraftwerke, die den Umweltschutzauflagen nicht geniigten. Die Leistung dieser installierten
Kraftwerke betriigt ca. 5 GW. Die Stromerzeugung in den 50er und 60er Jahren basierte vor
allem auf Kohle. Besonders die deutsche Steinkohle spielte dabei eine grofie Rolle. Aufgrund

des bereits oben erwihnten Olpreisverfalls in den 70er Jahren riickte der Bau neuer
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Steinkohlekraftwerke in den Hintergrund. Erst in den 90er Jahren wurden wieder verstirkt
Kraftwerke auf Steinkohlenbasis gebaut. Dies kann mit den niedrigen Kosten der Import-
steinkohle begriindet werden, die zunehmend auch in Deutschland verstromt wird. Generelles
Merkmal des deutschen Kraftwerkspark ist eine Vergroflerung der Kraftwerksblocke tiber die
Zeit. Betrug die durchschnittliche Blockgrofe in den 60er Jahren noch unter 300 MW Leistung
pro Block, so werden heute bereits Braunkohlenkraftwerke mit 1000 MW und Kernkraftwerke
bei ca. 1300 MW elektrische Nettoleistung gebaut.
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Abbildung 5-3:  Altersstruktur des deutschen Kraftwerksparks der 6ffentlichen
Elektrizitdtswirtschaft {iber Dekaden aufgeteilt nach Gréenklassen und

Brennstoffen (ohne regenerative Stromerzeugungstechnologien) im Jahr
1995 [1]

Der reale Kraftwerkspark, bestehend aus ca. 300 einzelnen Blocken mit unterschiedlicher
Blockgroflen und Inbetriebnahmezeitpunkten wird in 12 Kraftwerkstypen mit 146 Blocken
transformiert. Die wesentlichen technischen Daten, wie Leistung, Wirkungsgrad, Verfiigbarkeit,
Inbetriebnahmejahr und Blockanzahl sind in Tabelle 5-2 aufgelistet. Die Inbetriebnahme-
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zeitpunkte werden fiir die Bestandskraftwerke in Dekaden angendhert. So bedeutet beispiels-
weise BJ/75 die Inbetriebnahme des Blockes im Zeitraum zwischen 1970 und 1979.

Tabelle 5-2: Modellkraftwerke des Kraftwerksbestandes mit technischen Parametern
abgeleitet aus dem &ffentlichen deutschen Kraftwerkspark

Baujahr BJ 95 | 85 | 75 |1 65| 95 | 75 | 65 85 75 75195 | 75

Nettoleistung | [MW]| 700 | 600 | 600 | 300 | 800 | 600 | 300 | 1285 | 1100 | 600 | 300 | 500

Wirkungsgrad | [%] | 42 | 38 | 37 | 34 | 41 | 35 | 33 34 33 39 | 55 | 25

Verfiigbarkeit | [%] | 83 | 80 | 80 | 80 | 84 | 80 | 79 83 83 85 | 85 | 83

Anzahl [St.] 3 1517 29| 9 11 | 13 10 9 19 | 7 14
"BS: Bestandskraftwerk

Fiir ein einmal in den Bestandspool aufgenommenes Kraftwerk wird ein zeitlicher Bestands-
schutz von 20 Betriebsjahren gewihrt. Dieses Kraftwerk bleibt bis zum Ende seiner Abschrei-
bungszeit im bestehenden Kraftwerkspark bestehen, selbst wenn es aufgrund wirtschaftlicher
Ursachen stillgelegt werden miifite. In den Optimierungsrechnungen bleiben daher die
Kapitalkosten der Bestandskraftwerke unberticksichtigt.

5.1.1.3. Zubauoptionen

Die Annahmen der Investitionskosten fiir die zukiinftigen einsetzbaren Kraftwerke sind von
entscheidender Bedeutung fiir die Weiterentwicklung des Kraftwerksparks. Fiir das
Zubaupotential werden 9 Kraftwerkstypen (Basiszubaupotential) angegeben, die ab einem
bestimmten Zeitpunkt dem Modell zur Verfligung stehen. Diese Basistypen des Zubaupotentials
sind in Tabelle 5-3 aufgelistet. Fiir das Zubaupotential gelten folgende Annahmen:

e Die Liberalisierung der Energiemirkte 146t nur wenig Spielraum fiir neue fortschrittliche
Kohleverbrennungstechnologien (Kohlevergasung). Aufgrund des Kostendrucks und der
Standardisierung von Kraftwerkskomponenten finden die wesentliche Entwicklungsschritte
im Bereich der konventionellen Kohleverbrennung statt. Die Kohlevergasung,
Wirbelschichtfeuerung, aber auch die Erzeugung von Strom in Brennstoffzellen werden
zwar Marktanteile gewinnen, aber bis zum im Modell angenommen Zeithorizont (2000-
2030) nur eine untergeordnete Rolle spielen. Der Kernfusion wird bis dahin keine

kommerzielle Chance eingerdumt.

e Fiir regenerative Erzeugungstechniken liegt ein dhnlicher Sachverhalt vor. Zwar konnten
Techniken wie Windkraftanlagen in den letzten Jahren einen enormen Zuwachs verbuchen,

jedoch ist die Stromerzeugung im Verhiltnis zur Gesamtstromerzeugung noch gering.
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Allerdings wird auch hier davon ausgegangen, daf in mittlerer Zukunft keine
nennenswerten Marktverschiebungen zu Gunsten der regenerativen Erzeugungstechniken
stattfinden werden. Dies gilt zumindest fiir Grund- und Mittellastkraftwerke.

e Fin wichtiger Punkt ist die Frage nach der zukiinftigen Nutzung der Kernenergie in
Deutschland. Bei Betrachtung des momentanen politischen Umfelds ist ein Vorhersage der
Zukunft der Kernenergie in Deutschland duBerst problematisch. Gewissen Fragestellungen
kann mittels Szenariotechnik durch Setzen von Kapazititslimits im Modell nachgegangen
werden. Bleibt noch die Frage nach dem Kernkraftwerk der Zukunft fiir die Jahre ab 2015.
Im Modell wird das Konzept eines Leichtwasserreaktors verfolgt, wie es bereits im EPR
projektiert worden ist. Eine mogliche Renaissance des Hochtemperaturrektors dagegen, da
dieser aus sicherheitstechnischen Griinden eine Option bildet, wird nicht modelliert.

e Kraftwerke mit kombinierter Gas- und Dampfturbine (GuD) werden beriicksichtigt.

Zubauoption fiir Olkraftwerke sind im Modell nicht implementiert.

Tabelle 5-3: Modellkraftwerke des Zubaupotentials mit technischen und 6konomischen
Parametern

Baujahr BJ | 2005 | 2015 | 2025 | 2005 | 2015 | 2005 | 2005 | 2015

Nettoleistung | [MW] | 800 | 900 | 900 | 950 | 1000 | 1390 | 800 | 900
Wirkungsgrad | [%] 49 50 51 45 49 34 58 62
Verfiigbarkeit | [%] 87 89 89 84 84 92 85 85

spez. Invest. — | DM/ 15 65 1 5000 | 1900 | 2400 | 2400 | 3000 | 1000 | 1000
kosten KW]
" ZB: Zubaukraftwerk

5.1.1.4. Nachfrage nach elektrischer Energie

Die Nachfrage sowie die zukiinftige Entwicklung nach Elektrizitdt ist fiir den Einsatz der
Kraftwerke ein entscheidender Parameter. Sie beeinfluft die Anzahl der in einem
Kraftwerkspark agierenden Blocke, sowie einen eventuellen Zubau oder Abbau an Leistung.
Aufgrund der Nichtspeicherfihigkeit von Strom erfolgt die Erzeugung der elektrischen Energie
in den Kraftwerken gleichzeitig mit der Nachfrage. Die Hohe der maximalen verfiigbaren
Kapazitit zuziiglich gewisser Reserven in einem Betrachtungsraum hingt folglich von der

maximalen Netzlast innerhalb eines Zeitraumes ab. Dies kann in einem Kraftwerks-
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ausbaumodell® abgebildet werden. LIMES arbeitet in zeitdiskreten Schritten auf Jahresbasis. Fiir
die Nachfrage genligt folglich die geordnete Jahresdauerlinie fiir jedes Jahr. Da im Modell keine
Spitzenlast abgebildet wird, geniigt ferner eine Jahresdauerlinie fiir den Mittel- und
Grundlastbereich. Fiir das Modell ist folgende mathematische Darstellung der Jahresdauerlinie,
d. h. Leistung {iber Zeit, hinreichend genau [11,57]:

m—,
P(t rm
0 pO=2 )| L
P;nﬂx TH
H R‘nin . .
mit my = P (Lastverhaltnis)
m= W (Belastungsgrad)
P].'ﬂa“( Tn
und Pun:  die in einem Jahr auftretende Mindestlast [kW]
P.a:  die in einem Jahr auftretende Hochstlast kW]
P(t):  die zum Zeitpunkt t auftretende Last [kW]
T, Betrachtungszeitraum (hier 1 Jahr = 8760 h) [h]
W: elektrische Arbeit im Bezugszeitraum [kWh]

Abbildung 5-4 zeigt beispielhaft eine Jahresdauerlinie mit allen wesentlichen Parametern. Fiir
die Modellierung wird die erzeugte Arbeit in sechs diskrete Zeitabschnitte unterteilt. Die

Summe der Rechtecke entspricht genau der zu erzeugenden Arbeit.

P(t)
A

T,
W= jP(t)-dr
0

Pmiu ]Y

B6

B3

v

Abbildung 5-4:  Theoretische Jahresdauerlinie

® Bei dem hier vorgestellten Optimierungsproblem handelt es sich nicht um ein Kraftwerkseinsatzmodell,
das auf Basis von Tagesganglinien den optimalen Einsatz von Anlagen bestimmt und mit dem

vorhandenen Kraftwerkspark Lastspitzen nachféhrt.
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In der Bundesrepublik Deutschland wurden im Jahre 1995 ca. 535 TWh elektrische Energie
erzeugt (Gesamte Bruttostromerzeugung 1995) [87]. Der Anteil der von Kraftwerken der
offentlichen Versorgung erzeugte Strom betrug dabei iiber 86 % (456 TWh). Abziiglich des
Kraftwerkseigenverbrauchs (ca. 8 %) und der Stromerzeugung auf Basis von Wasser-
kraftwerken sowie anderer regenerativer Energieerzeugungsanlagen verbleibt eine Netto-
stromerzeugung auf Basis der Wirmekraftwerke von 429 TWh [86]. Der Anteil der
Stromerzeugung durch Spitzenlastkraftwerke und Kleinkraftwerke (BHKW) wird auf unter 5 %
geschitzt, so daf der bilanzierte Kraftwerkspark (nur Wirmekraftwerke der offentlichen
Versorgung) 410 TWh erzeugen muB. Die zukiinftige Entwicklung des Nettostromverbrauchs
wird auf Basis der fiir das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Technologie (Berlin)
verfaten Studie ,.Die ldngerfristige Entwicklung der Energiemirkte im Zeichen von
Wettbewerb und Umwelt” [88] abgeschiitzt. In der Studie wird von einer Steigerung des
Bruttostromverbrauchs von 1997 bis 2020 um ca. 12% ausgegangen. Allerdings gestalten sich
die Anderungsraten in den verschiedenen Verbrauchssektoren unterschiedlich. Die groBte
Zuwachsrate ist im Industriesektor und Kleinverbrauch zu erwarten, wihrend Haushalte und
Verkehr kleine Steigerungsraten und der Kraftwerkseigenverbrauch riickldufig ist. Im Modell
wird davon ausgegangen, daf der oOffentliche Kraftwerkspark den Haushaltssektor, den
Kleinverbrauchssektor und einen Teil des Industriesektors bedient. Angelehnt an die Tendenzen
und Prognosen der Studie [88] wird die zukiinftige Entwicklung des Nettostromverbrauchs der
offentlichen Versorgung, Haushalte, Kleinverbrauch und ein Teil der Industrie mit einer
jdhrlichen durchschnittlichen Steigerung des Stromverbrauchs von 0,5 % pro Jahr (bezogen auf
den Basiswert 1995) ab 2000 bis 2010 und 0,3 % pro Jahr ab 2010 (bezogen auf den Wert 2010)

angesetzt.

Die zur Bestimmung der Jahresdauerlinie benétigten Angaben zur Maximal- und Minimallast
lassen sich aus den monatlichen Leistungsganglinien der Netto-Erzeugung und Netzbelastung
der offentlichen Versorgung [89] abschédtzen. Die Minimallast ergibt sich aus der einmalig im
Jahr auftretenden minimalen Netzbelastung. Das Lasttief tritt meist im Juli oder August
zwischen 2 Uhr und 4 Uhr auf. Als Basiswert fiir das Jahr 1995 wir die Minimallast auf 32 GW
angesetzt. Die Maximallast fiir Grund und Mittellast wird auf 65 GW gesetzt. Minimal- und
Maximalwerte sind vereinfachte Abschitzungen und wiirden fiir eine Kraftwerkseinsatzmodell
der Genauigkeit nicht geniigen, da in diesem Fall Tagesgangkurven das Modellergebnis
bestimmen. Entscheidend fiir die Ergebnisse des Kraftwerksausbaumodells ist die zu
erzeugende elektrische Energie. In Tabelle 5-4 sind fiir ausgewihlte Stiitzjahre die Annahmen
fir den Modellkraftwerkspark bzgl. der Entwicklung der Nettostromerzeugung und der

Maximal- und Minimallasten dargestellt.
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Tabelle 5-4: Annahmen iiber die zukiinftige Entwicklung der Nettostromerzeugung, der
Maximallast und der Minimallast in ausgewdhlten Stiitzjahren bis 2030 im

Elektrische Energie
Maximallast 34 35 35
Minimallast 61 60 60

Die Differenz zwischen Minimal und Maximallast wird iiber die Zeit geringer. Aufgrund des
liberalisierten Binnenmarktes mit flexiblen Stromvertrdgen und gehandelten Strommargen an
Strombérsen kann von einer Glittung der Leistungsganglinien ausgegangen werden. Dies

bedeutet eine Erhohung der Minimallast und eine Senkung der Maximallast.
5.1.1.5. Brennstoffpreise

Die Entwicklung der Brennstoffpreise wurde detailliert in Kapitel 3.6 erldutert. Die Szenarien
der einzelnen Brennstoffe gelten ebenfalls fiir das Optimierungsmodell. Bzgl. der kiinftigen
Entwicklung des Erdgaspreises wird allerdings eine Erweiterung vorgenommen, die im Modell
optional als eine Sensitivititsanlayse eingestellt werden kann. Durch einen eventuellen
massiven Zubau von GuD-Anlagen und folglich der erhohten Nachfrage nach Erdgas steigt der
Erdgaspreis. Zeitpunkt und Ausloser der Erdgaspreiserhohung wird im entsprechenden Szenario
unter den Einstellungen der Szenarioparameter angegeben. Aufgrund der individuellen
Zuordnungen von Preisentwicklungen der einzelnen Brennstoffe sind Kombinationen von
Preisszenarien moglich. Dies erméglicht beispielsweise die Analyse von Lebensdauern von
Kraftwerken bei einer niedrigen Entwicklung der Kohlenpreise bei gleichzeitiger hoher

Preisentwicklung von Erdgas.
5.1.1.6. Modernisierungszyklen

Die Erweiterung von Kraftwerksleistung, d. h. die vertikale Verschiebung der Sterbelinie, kann
statt eines Neubaus durch Repowering oder Retrofitting erreicht werden (siehe dazu auch
Abbildung 5-1). Ziel von Modernisierungsmafinahmen ist auf der einen Seite eine im Vergleich
zu einem Neubau kostenglinstige Aufstockung von Leistung. Auf der anderen Seite kann durch
Retrofitting oder Repowering an schadenssensiblen Bauteilen eine Lebensdauerverlingerung
erreicht werden. Die Umsetzung geeigneter MaBnahmen wird héufig erst durch technischen
Fortschritt in der Kraftwerkstechnik ermoglicht. Unter dem Begriff Modernisierungs-
maBnahmen wird eine Erhdhung von Brutto- oder Nettoleistung, Wirkungsgrad oder Erhohung
der Verfiigbarkeit durch verbesserte Revisionsstrategien verstanden. Wie die folgende
Untersuchung zeigt, werden aber auch bewult Leistungs- oder Wirkungsgradeinbufien in Kauf

genommen, um die Lebensdauer der Gesamtanlage zu erhthen.

Dazu wurde bei den Kraftwerksbetreibern in der BRD nach Art, Zeitpunkt und Umfang von

Modernisierungsmalnahmen in fossilbefeuerten GrofSkraftwerken nachgefragt. Die Umfrage
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wurde nicht auf die neuen Bundeslinder erweitert. Hier waren aufgrund des relativ jungen
Kraftwerksparks im Zuge des Umbaus der ostdeutschen Energiewirtschaft keine reprisentativen
Ergebnisse zu erwarten. Von den 81 untersuchten Blocken werden 40 % Steinkohlenkraftwerke
und Kraftwerke mit Mischfeuerung, 28 % Braunkohlenkraftwerke und 32 % gas- und
Olbefeuerte Kraftwerke (keine Gasturbinen) zugeordnet. In der Summe entspricht dies ca.
25,3 GW elektrischer Nettoleistung. Die Blockverteilung entspricht in etwa der Leistungs-
verteilung (36 % Steinkohlekraftwerke inkl. Mischfeuerung, 30 % Braunkohlenkraftwerke und
34 % Ol- und Gaskraftwerke). Der Zeitpunkt der Leistungsmessung war das Jahr 1999. An
60 % der untersuchten Blocken wurden Modernisierungsmafinahmen durchgefiihrt. Der Anteil
der Leistungserhohungen betrug dabei 80 %, der der Leistungsminderungen 20 %. Beim
Vergleich der gesamten urspriinglichen Leistung der 81 untersuchten Blocke, d.h. die
installierte Leistung zum Zeitpunkt der Inbetriebnahme, mit der aktuellen Leistung ist eine
Differenz von 734 MW elektrische Nettoleistung festzustellen. Die entspricht einer
durchschnittlichen Zunahme von 3 % der urspriinglichen Leistung. Bei Aufschliisselung dieses
Saldos konnen ca. 810 MW als Erhohung und 76 MW als Minderung von Nettoleistung
verbucht werden. Zum Zeitpunkt der Leistungsmessung hatten die Steinkohlenblocke ein
Durchschnittsalter von 25,4 Jahren, die Braunkohlenblécke von 30,2 Jahren und die Ol- und
Gaskraftwerke 27,0 Jahre. Abbildung 5-5 gibt Aufschluf iiber den Zeitpunkt von

Modernisierungsmafnahmen sowohl bzgl. einer Erhohung als auch einer Minderung.

Gesamt  Steinkohle Braunkohle ()/Erdgas

W
1
8

Durchschnittsalter in Jahren

Abbildung 5-5:  Durchschnittsalter von Modernisierungsmaf3nahmen bei LeistungserhShung
oder -minderung in fossilbefeuerten Kraftwerken der Bundesrepublik
Deutschland (alte Bundeslinder)

Im Durchschnitt aller Anlagen wurde eine Leistungserh6hung nach 23,1 Jahren und eine
Leistungsminderung nach 17,9 Jahren durchgefiihrt. Wihrend Stein-, Gas- und Olkraftwerke bei
ca. 20Jahren liegen, wurden RetrofitmaBnahmen bei Braunkohlenkraftwerken erst nach
26,4 Jahren durchgefiihrt. In den meisten untersuchten Fillen wurde gleichzeitig mit Erhthung
der Nettoleistung eine Erhthung des elektrischen Wirkungsgrades erreicht. Diese Erhthung lag
durchschnittlich bei 1,3 % Prozentpunkten. Die einzelnen MafBnahmen, die zur Leistungs-
steigerung und Leistungsminderung gefiihrt haben, sind in Tabelle 5-5 aufgelistet. Einzel-
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mafBnahmen kamen seltener vor als ein Biindel von MaBnahmen, die zu einer durchschnittlichen
Leistungserhohung von ca. 15 MW pro Block gefiihrt haben. In einigen Fillen wurden
Leistungsminderungen gleichzeitig durch MafBnahmen der Leistungserhthung kompensiert
(meist sogar iiberkompensiert). Bei den Maflnahmen zur Leistungserhthung steht die Turbine
im Vordergrund. 40 % aller Maflnahmen entfallen auf eine Turbinenoptimierung. In den
meisten Fillen wurden alte Turbinenschaufeln durch neue fortschrittliche 3-D-Schaufeln ersetzt.
In 23 % der Fille wurde sogar die Hoch— oder Mitteldruckturbine komplett ausgetauscht. Neben
dem Turbinenretrofit spielen die Optimierung und das Ausschopfen von Leistungsreserven ein
grofe Rolle. In der Spalte der Ursachen fiir die Leistungsminderung iiberwiegt der Posten
H~Nachriistung mit einer REA®* (60 % aller Fille). Diese MaBnahme liegt in der
GroBfeuerungsanlagenverordnung begriindet. Vielen Anlagenbetreibern blieb nur die Wahl
zwischen Stillegung oder Nachriistung mit eine Rauchgasentschwefelungsanlage (REA) oder
(und) Entstickungsanlage (DENOX). Im Falle der Nachriistung erhohte sich der
Kraftwerkseigenverbrauch und die dem Netz zur Verfiigung stehende Leistung nahm
demzufolge ab. In einigen wenigen Fillen (10 %) konnte eine Leistungseinbuflung aufgrund der
Absenkung der Frischdampfparameter vermerkt werden. Die Strategie dieser Kraftwerks-
betreiber zielte mit der Absenkung der thermischen Parameter (Minderung der Zeitstand-

belastung) bei lebenswichtigen Komponenten auf lebensdauerverlingernde Mafnahmen hin.

Tabelle 5-5: Griinde und prozentuale Gewichtung von Modernisierungsmafnahmen fiir
fossil befeuerte GroBkraftwerke in der Bundesrepublik Deutschland (alte
Bundesldnder)

Turbinenoptimierung 40 Nachriistung REA 60
Erneuerung HD/MD 23 Absenkung der 10
Dampfparameter
Optimierung und
Ausschopfen von 15 sonstige 30
Leistungsreserven
Erneuerung der ]
Kesselheizflichen
sonstige 14

Der Zeitpunkt der Leistungsminderung ist in der Kraftwerkshistorie klar festzumachen. Er fand
zwischen den Jahren 1989 und 1993 statt. Die Ursache hierfiir lag, wie bereits erwihnt, an der
gesetzlichen Einfithrung der GroBfeuerungsanlagenverordnung. Der Zeitpunkt fiir eine
Leistungserhthung fiel unabhiingig vom Inbetriebnahmejahr in den Zeitraum zwischen 1993 bis
1995. Eindeutige Ursachen fiir dieses Phidnomen sind hier nicht klar zu erkennen. Es mag aber
zwei von einander unabhingige Griinde geben. Der eine Grund ist die wirtschaftliche
Nachriistung mit einer in diesem genannten Zeitraum entwickelten Turbinenschaufelgeneration,
die Wirkungsgradsteigerung nicht im Zehntelprozentbereich nach sich zog, sondern im Bereich
von 1,0 —1,5 %. Die Verbesserung von Turbinenschaufeln wurde erst durch leistungsfiahige

Supercomputer zur Ermittlung von Stromungsvorgidngen mit entsprechenden Rechen-
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programmen ermoglicht [90]. Auf der anderen Seite kann vermutet werden, dafl in diesem
Zeitraum (1993 —1995) ein Teil der Anlagenbetreiber ihre Kraftwerke fiir den mit Einfiihrung
der Liberalisierung des Elektrizitdtsbinnenmarktes drohenden Wettbewerb modernisiert haben,
um die Anlagen wettbewerbsfihig zu machen. Diese Aussage 146t sich allerdings nicht aus dem

vorliegenden Datenmaterial eindeutig ableiten.

Es sei nur am Rande angemerkt, daf die Eigentumsverhiltnisse der Kraftwerksblocke mit
Modernisierungsmafinahmen korrelieren. Lediglich Energieversorgungsunternehmen, die einen
eigenen Kraftwerkspark betreiben (Blockanzahl >3) fiihren RetrofitmaBnahmen durch. Kleinere
EVU betreiben ihre Anlagen unveridndert. Die Ursachen hierfiir sind wohl bei der finanziellen

Situation der unterschiedlichen EVU zu suchen.

Bei den in Deutschland zur Zeit betricbenen Kernkraftwerken liegt eine leicht hohere
Modernisierungsquote vor als bei den fossil befeuerten Kraftwerken. 63 % der Kernkraftwerke
wurden Retrofitmafnahmen unterzogen, die zu einer durchschnittlichen NettoleistungserhShung
von 46 MW fiihrten. Insgesamt konnte dabei eine LeistungserhShung von ca. 550 MW erzielt
werden. MaBinahmen im Bereich der Turbinenmodernisierung, aber auch die Erhohung der
thermischen Reaktorleistung aufgrund der Ausnutzung von Leistungsreserven sind als
Hauptgriinde zu nennen [91]. Retrofitmainahmen wurden vor allem an den jlingeren Blécken
Baujahr 1979-1989 vorgenommen. Dies sind die Blocke mit einer Leistung groBer 1000 MW.

Im Durchschnitt wurden solche MafBnahmen nach ca. 11 Jahren verwirklicht.

Im Kraftwerksmodell werden aus der im vorigen vorgestellten Analyse folgende

Vereinfachungen abgeleitet:

e Es werden nur Modernisierungsmafinahmen beriicksichtigt, die zu einer Leistungs- oder
Wirkungsgraderhthung fiihren. Leistungsminderungen, da viel seltener, werden nicht

modelliert.

e Der Zeitpunkt einer Modernisierung findet unabhingig vom Kraftwerkstyp (Ausnahme
Kernkraftwerke, Annahmen dazu folgen weiter unten) nach 20 Jahren statt. Eine
Abhingigkeit von der Fahrweise, d. h. Anzahl der Vollaststunden, wird nicht implementiert.
Der Modernisierungszyklus beinhaltet neben der Kompensation von Verschleierscheinung
aufgrund des Anlagenbetriecbs auch den technischen Fortschritt bei einzelnen

Anlagenbauteilen.

e Obwohl die Analyse gezeigt hat, dal nur bei ca. 60 % der Anlagen Retrofitmafnahmen
durchgefiihrt wurden, findet im Modell eine Umlage auf sdmtliche Anlagen statt. Fiir
Anlagen mit einer elektrischen Nettoleistung bis zu 300 MW liegt der Leistungsbonus bei
5 MW. Fiir Anlagen mit einer elektrischen Nettoleistung groBer 300 MW bei 10 MW.
Gleichzeitig wird der elektrische Wirkungsgrad um 1,5 % erhoht.
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e Die ModernisierungsmaBBnahmen finden einmal im Leben eines fossil befeuerten
Kraftwerks statt.

e Der Modernisierungszyklus fiir Kernkraftwerke wird auf 10Jahre gesetzt. Es wird
angenommen, dal fiir die Kernkraftwerksbetreiber eine Leistungserhohung ihrer Anlagen
einfacher durchzusetzen ist als ein Neubau. So wird fiir alle Kernkraftwerke eine pauschale

LeistungserhShung von 10 MW pro Block alle 10 Jahre angesetzt.

5.1.2. Modell LIMES =zur Bestimmung der Lebensdauvern von Kraftwerken der
Elektrizititswirtschaft

5.1.2.1. Methode der linearen Optimierung mit ganzzahligen Variablen

Die Methode der linearen Optimierung ist ein geeignetes Instrument zur Losung der
dargestellten Problematik. Dabei wird die zu untersuchende Situation in einem mathematischen
linearen Gleichungssystem abgebildet. Gesucht wird das Minimum oder Maximum einer
linearen Zielfunktion endlicher Strukturvariablen bei endlich vielen Restriktionen [85, 92, 93].
Die Komplexitit von Optimierungsproblemen erfordert eine computergestiitzte Vor-
gehensweise. Zur Losung des linearen Gleichungssystems entsprechend der geforderten
Zielfunktion wird meist das Simplexverfahren verwandt. Die mathematische Formulierung
eines linearen Optimierungsproblems besteht aus den folgenden drei Teilen [93] (Gleichung S-
2,5-3,5-4)

(5-2) Lineare Zielfunktion

n
Z ¢ X; = min
i=1

x;: Strukturvariable

¢;: Zielfunktionskoeffizient

(5-3)  Lineare Restriktionen
Z“ﬁ x; 2b; (j=12,..,m)
-1

a;;: Matrixkoeffizient

b;: Konstante auf der rechten Seite

(5-4) Nichtnegativititsbedingungen bzw. Schranken
x; 20 (i=12,.m)
oder
UL >x,2LL =20 (i=L2,.m)
UL: Upper Limit; LL: Lower Limit
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Fiir Probleme der Kraftwerksausbauplanung mufl die Bedingung teilweiser ganzzahliger
Variablen hinzugefiigt werden. Dies ergibt sich automatisch aus den Elementen des Kraftwerks-
parks. Die Elemente sind Kraftwerke, die nur ganz oder gar nicht eingesetzt werden. Die
Modellierung von Kraftwerken als kontinuierliche Variable widerspricht der Realitit. Aufgrund
der Existenz von ganzzahligen und linearer Variablen werden Probleme dieser Art als
,»Gemischt Ganzzahlige Optimierungsprobleme (GGLP)*“ oder als ,,Mixed Integer Problems®
benannt. Die Losung von Gleichungssystemen mit der Bedingung ganzzahliger Variablen
konnen nicht mit dem Simplexverfahren gelost werden. Losungen von GGLP erfordern einen
hohen rechentechnischen Aufwand, so daf3 bei groBBen GGLP heuristische Verfahren eingesetzt
werden, die allerdings keine Garantie fiir ein Optimum bieten. Ein exaktes Verfahren, das auch
im Optimierungsmodul eingesetzt wird, ist die Branch-and-Bound Methode. Der Algorithmus
der Branch-and-Bound Methode wird ausfiihrlich in [84, 94 ,95] beschrieben und soll hier nicht
weiter vertieft werden.

5.1.2.2. Einordnung in die Modellandschaft

Aufgrund der Vielzahl der EinfluBgréfen, die auf ein energiewirtschaftliches System einwirken,
sind auf Basis von OR-Methoden unterschiedliche Modelle zur Beschreibung, Simulation oder
Prognose von Wirkungszusammenhingen entstanden. Eine Klassifizierung dieser Modelle kann
nur sehr willkiirlich erfolgen, da aufgrund der unterschiedlichsten Zielsetzungen und
Fragestellungen, die mit Hilfe von Modellen beantwortet werden sollen, gemeinsame Kriterien
zur Einordnung und Vergleichbarkeit schwer zu definieren sind. Eine erste grobe Einteilung fiir
die Modelle, die Fragestellungen in bezug auf einen Kraftwerkspark beantworten sollen, liefert
die Betrachtung des Zeithorizonts. Modelle mit einem Planungshorizont von wenigen Minuten
bis ein Jahr werden im allgemeinen als Kraftwerkseinsatzmodelle bezeichnet. Ziel dieses Typus
von Kraftwerksmodell ist die Optimierung des Kraftwerksparks zur Deckung von
Lastgangkurven. Aufgabe der Kraftwerkseinsatzplanung ist es, die verfiigbaren Anlagen
(Dampferzeuger, Turbinen, Sammelschienen, Reduzierstation, Wérmetauscher usw.) zur
Erzeugung, Verteilung und Speicherung vom Strom, Fernwidrme und Prozefldampf nach
bestimmten Kriterien optimal einzusetzen [92]. Dazu miissen die Betriebskosten minimiert und
gleichzeitig alle technischen, energiewirtschaftlichen, Okologischen und vertraglichen
Randbedingungen eingehalten werden. Dagegen ist es Aufgabe der Kraftwerksausbauplanung,
die optimale Ausbaufolge von Kraftwerksblocken so zu bestimmen, daff das Kraftwerkssystem
in der Lage ist, den zukiinftigen Last- und Energiebedarf mit ausreichender Versorgungs-
sicherheit bei mdglichst niedrigen Investitionskosten- und Betriebskosten und unter
Beriicksichtigung eines gegebenen Finanzierungsrahmen zu decken [92]. In diese Art von
Modell fillt auch das Modell zur Bestimmung von Lebensdauern von Kraftwerken der
Elektrizitdtswirtschaft LIMES (LIMES: Lifetime Model for Electricity Systems).

Wihrend in den 70er Jahren die Kraftwerksmodelle auf die Fragestellungen nach optimalen

Ausbaustrategien ausgerichtet wurden, standen in den 90er Jahren Fragen nach kostengiinstigen
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Klimagasreduktionsstrategien im Vordergrund. Ein Vertreter der ersten Kategorie ist das WASP
Modell (WASP: Wien System Planning Package [92]), das vor dem Hintergrund steigender
Energienachfrage und Ressourcenschonung entstand. Vertreter der zweiten Generation sind das
Modellsystem PERSEUS (PERSEUS: Program Package for Emission Reduction Strategies in
Energie Use and Supply) [96], das Modellsystem IKARUS-MARKAL (IKARUS:
Instrumentarium fiir Klimagasreduktionsstrategien) [59, 96, 97], das Modellsystem TIMES
(TIMES: The Integrated MARKAL EFOM System), E3NET, als Teil des Modellsystems
MESAP (MESAP: Modulare EnergieSystemAnalyse und - Planung [98], und das
Modellsystem EMS (EMS: Electricity Model for Sustainibility). Die neuste Generation von
Energiemodellen beschiftigen sich mit Fragestellungen, die sich aus der Liberalisierung von
Energiemirkten (besonders des europdischen Binnenmarktes) ergeben. Ein Modell, das
allerdings nur Strategien auf Unternehmensperspektive beleuchtet, wird in [99] beschrieben. Ein
anderes ist das Modellsystem EIREM (European InterRegional Electricity Model), das die
Auswirkungen des europdischen Binnenmarktes fiir Strom auf Stromhandel und
Erzeugungsstruktur untersucht [96, 100].

All diesen Systemansitzen, unabhingig davon ob diese mit linearer Programmierung (LP),
gemischt ganzzahliger linearer Programmierung (GGLP), dynamischer Optimierung (DO) oder
nichtlinearer Programmierung (NLP) modelliert wurden, liegt eine Datenbasis zur Beschreibung
der Einzeltechniken zugrunde. Dies sind die technischen und Okonomischen Daten der
Kraftwerksblocke, die Nachfragedaten, allgemeine volkswirtschaftliche Rahmenbedingungen
und Grenzbedingungen im Sinne von Restriktionen einzelner Parameter. In allen der erwéhnten
Modellansitze wird als Anfangswert eine Altersstruktur des zu untersuchenden Kraftwerksparks
vorgegeben und Restlaufzeiten einzelner Typen definiert. Ebenfalls werden fiir die
Zubauoptionen feste Lebensdauern vorgegeben. Weiterhin werden Anderungen von technischen
und Okonomischen Parametern einer Einzeltechnik innerhalb seiner Lebensdauer nicht
beriicksichtigt. Dadurch ergeben sich aus einer betriebswirtschaftlichen Perspektive grobe
Verzerrungen der Realitdt, da Kraftwerke erstens héufig tiber die projektierte Lebensdauer
hinaus betrieben werden und zweitens aufgrund von technischem Fortschritt modernisiert oder
aufgrund von Alterungsmechanismen Anderungen ihrer technischer Parameter erfahren. Die
Zielfunktion des LIMES Modells ist wie bei den vorgestellten Modelle die Minimierung der
Gesamtkosten. Der wesentliche erste Unterschied besteht jedoch in der Modellierung der
Lebensdauer als Variable. Der zweite Unterschied besteht in der Dynamisierung von
technischen Parametern mit zunehmender Lebensdauer bezogen auf Einzeltechniken. Dadurch
kann die Alterung von Anlagen durch Monetarisierung des steigenden Instandsetzungsaufwands

mit zunechmender Lebensdauer simuliert werden.
5.1.2.3. Struktur und Funktionsweise des LIMES Modells
Das lineare Gleichungssystem beschreibt das Netzwerk des Kraftwerksparks. In Abbildung 5-6

wird als Flieischema das Wirkungsgeflecht des Optimierungsmodells LIMES veranschaulicht.
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Ursprung aller Rechnungen ist die Nachfrage nach elektrischer Energie, die dem Modell exogen
vorgegeben wird. Dabei steht die Strukturvariable x; fiir die von den Einzeltechniken erzeugte
elektrische Arbeit. Im Modell hat die Strukturvariable die physikalische Einheit [kWh]. Die
Nachfrage wird als geordnete Jahresdauerlinie vorgeben, die in sechs dquidistante diskrete
Nachfrageeinheiten unterteilt wird. Daraus ergeben sich sechs Nachfragegleichungen, die als
Bedarfsgleichungen einen Teil der Restrikitionsgleichungen des Modells stellen. Bei diesen
Gleichung ist der Matrixkoeffizient immer gleich | und ,,die Konstante auf der rechten Seite®
die Nachfrage nach elektrischer Energie in der physikalischen Einheit [kWh]. Die Nachfrage
muf} von den im Kraftwerkspark zur Verfligung stehenden Kapazititen gedeckt werden. Jede
Kapazitit hat bestimmte Eigenschaften, wie Leistung, Verfligbarkeit, Wirkungsgrad und ganz

wesentlich fiir die Zielfunktion, die Kosten.

Nachfrage nach
elektrischer Energie

Kraftwerkspark

Elektrische
Energie

Ll ~

Emissionen ™

Stromgeste- N Zwlfunkugn
P hungskosien A Miniiourn der

sosten

Leistung £t

Kosten
Wirkungsgrad
Verfiigbarkeit

Brennstoff-
Einsatz

Abbildung 5-6:  Vereinfachtes FlieBbild des Kraftwerksparks mit Input- und Output-
Parametern im Optimierungsmodells LP-Mixed-Integer

Jede Kapazitit stellt einen Kraftwerkstyp dar. Das Produkt aus Leistung und Verfiigbarkeit geht
in das Modell als ,.die Konstanten auf der rechten Seite” in den sogenannten Bilanzgleichungen
ein und hat die physikalische Einheit [KW]. Diese Bilanzgleichungen sind die Kapazitits-
gleichungen im Sinne von Restriktionen. Sie heilen deswegen Bilanzgleichungen, da sie die
Energiebilanz des Kraftwerks darstellen. Die Fixkosten des Blocks wird im Modell als
Integervariable definiert. Die Integervariablen bewirken, daB die Summe der Leistungs-
kapazititen ein ganzzahliges Vielfaches des Basistyp ist solange keine Restriktionen vorliegen.
Der Matrixkoeffizient begrenzt entsprechend den sechs =zeitdiskreten Abschnitten der
Lastganglinie die Strombilanz auf ihren Maximalwert und hat die physikalische Einheit
[1/kWh].
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In der linearen Zielfunktion werden die Kosten, die zur Deckung der geforderten Nachfrage
erforderlich sind, formuliert. Jede Technik erzeugt bei Erzeugung von elektrischer Arbeit
Kosten. Im Modell werden die Gesamtkosten einer Technik auf zwei Kostentriger aufgeteilt
und durch den Zielfunktionskoeffizient, physikalische Einheit [DM/kWh], dargestellt. Dies sind
einerseits die variablen Kosten wie Brennstoffkosten und sonstige variable Kosten, und
andererseits die fixen Kosten, wie Kapital-, Personal- und Instandhaltungskosten. Entsprechend
dieser Kostenaufteilung konnen den FEinzeltechniken drei unterschiedlichen Kostentypen

zugeordnet werden. Dies sind:

1. Bestandskraftwerke, bei denen nur noch variable Kosten und fixe Kosten ohne
Kapitaldienst auftreten. Diese Kraftwerke sind finanztechnisch abgeschriebene Kraftwerke,

die bereits, entsprechend der Abschreibungsdauer, tiber 20 Jahre betrieben worden sind.

2. Zubaukraftwerke, die als Gruppe der Zubauoptionen formuliert wurden. Diese
Kraftwerkstypen bringen sidmtliche variablen und fixen Kosten mit sich. Wird dieser Typus
vom Lastverteiler angewihlt, so gehen die Kapitalkosten in die Gesamtkosten mit ein.

3. Bestandskraftwerke, bei denen variable Kosten und fixe Kosten inkl. Kapitaldienst
auftreten. Diese Gruppe der Kraftwerke werden allein durch ihre Lebensdauer
charakterisiert. Hierbei handelt es sich um Kraftwerke, die noch nicht abgeschrieben sind
und deren Lebensdauer liegt folglich unter 20 Jahren. Werden diese Kraftwerke innerhalb
der Abschreibungszeit vom Lastverteiler nicht angefordert, so fallen sie aus dem

Kraftwerkspark heraus und konnen als ,,Stranded Investments® verstanden werden.

Aufgrund der Formulierung des Optimierungsproblems mit ganzzahligen Variablen kénnen die
unterschiedlichen Typen blockweise eingesetzt werden. Der Lastverteiler kann folglich nur
einen Block mit seiner gesamten Kostenstruktur anwiahlen. Daraus wird die Schwierigkeit einer
neuen Technologie deutlich, die mit ihrer hohen Gesamtkosten (Kapitaldienst) gegen bereits
abgeschrieben Kraftwerke in einem Kraftwerksmarkt konkurrieren muf. Andererseits
verschlechtert sich die Kostenstruktur von Altkraftwerken aufgrund steigender Instandhaltungs-

kosten mit zunehmender Lebensdauer.

Die Kalibrierung des Modells erfolgt durch die Nichtnegativitdtsbedingungen. Unter
Kalibrierung wird auch die Implementierung des Basisdatensatzes verstanden. Die Anzahl der
Kraftwerke innerhalb eines Typs bzw. im gesamten Kraftwerkspark kann durch die Vorgabe
von Upper und Lower Limits vorgegeben werden. Unabhingig davon, wieviel elektrische
Energie ein einzelnes Kraftwerk produziert, wird durch die untere Schranke (Lower Limit) die
Anzahl der mindestens in einem Kraftwerkspark zur Verfligung stehenden Kraftwerke eines
bestimmten Typs vorgeschrieben. Entsprechend kann durch die obere Schranke (Upper Limit)
die maximale Anzahl der zu Verfligung stehenden Kraftwerke gesetzt werden. Durch
entsprechende Vorgabe der Schranken kann ein Abbild des realen Kraftwerksparks als

Basisdatensatz simuliert werden. Eine weitere Moglichkeit der Kalibrierung, die aber ebenfalls
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zur Steuerung verschiedener Energie-Szenarien eingesetzt werden, ist die Einfithrung linearer
Restriktionen mit gleichzeitiger Limitierung. Im Modell sind Gleichungen im Sinne linearer
Restriktionen eingefiihrt, die Brennstoffgleichungen genannt werden. Durch entsprechendes
Setzen von Schranken kann die mengenmiflige Erzeugung von elektrischer Energie durch
bestimmte Energietriger sowohl erzwungen als auch verhindert werden. Weitere Gleichungen
konnen die bereits in Abbildung 5-6 angedeuteten Emissionen abbilden, um Emissionsbilanzen
zu berechnen, bzw. Emissionsreduktionsstrategien zu simulieren. Weitere Restriktions-
gleichungen lassen sich leicht nachtriglich in das Modell implementieren, so daf3 ein hohes Maf}
an Flexibilitit fiir weitere Fragestellungen realisiert wurde. Angelehnt an die in Kapitel 5.1.2.1
beschriebene mathematische Syntax linearer Optimierungsmodelle gestaltet sich fiir LIMES das

Gleichungssystem in seinen wichtigsten Elementen wie folgt:

(5-5) Zielfunktionsgleichung: Minimierung der Gesamtkosten

n

mn m
202G Xy + Do Xy ; > N

i=l j=l j=1
mit

i:Index Nachfragesegmente
j:Index Kraftwerkstypen

n: Anzahl der diskreten Nachfragesegmente (n=6)
m: Anzahl der Kraftwerkstypen (m=21)
X1t Strukturvariable elektrischer Energie [kWh]

Strukturvariable Blockanzahl
C1 i Zielfunktionskoeffizient variable Kosten [DM/kKWh]
Cajt Zielfunktionskoeffizient fixe Kosten [DM]

(5-6) Bedarfsgleichung:

Zalj Xy 2 e (i=1..n) a; = 1
i=1
ay: Matrixkoeffizient
e Nachfrage elektrischer Energie im Nachfragesegment i [kWh]

(5-7) Bilanzgleichung der Kapazitiiten:

by, tkx, =0 b =(-1)2L

! T
by: Matrixkoeffizient der Bilanzgleichung [1/h]
kj: Verfiigbare Leistung eines Kraftwerkstyps [kW]

Ty Betrachtungszeitraum
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(5-8) Nichtnegativititsbedingungen:
x,; 20 Variablentyp : kontinuierlich

x,,; 20 Variablentyp : integer

Weiter Gleichungen wie Emissionsgleichungen, oder Brennstoffgleichungen sind Zusatzmodule
und werden an dieser Stelle nicht explizit aufgefiihrt. Die Formulierung entspricht den oben

dargestelltem Gleichungssystem, bei denen lediglich neue Matrixkoeffizienten definiert werden.

5.1.2.4. Modellstruktur und Programmablauf

Der Programmablauf des LIMES Modells zur Bestimmung der Lebensdauer in Kraftwerken der
Elektrizitdtswirtschaft ist in Abbildung 5-7 schematisch und vereinfacht dargestellt. Kernstiick
des Modells ist das Softwaresystem MOPS® zur Losung groBer linearer (LP), ganzzahliger und
gemischt ganzzahliger Optimierungsmodelle (IP) [101]. MOPS® ist das Akronym fiir
Mathematical OPtimization System. Dieser Optimizer basiert auf hocheffizienten, numerischen
Kernen, die in der wissenschaftlichen Literatur beschrieben sind [101]. Die Fixierung und
Verdichtung sidmtlicher relevanter Daten erfolgt im Kraftwerkstableau (Datenbanktabelle in
Mircrosoft Excel). Der Matrixgenerator generiert das sogenannte MPS-File aus der Datenbasis
zur weiteren Verwendung im Optimizer. MPS-Generierung und Datenaufbereitung aus den
Losungsfiles erfolgen mit dem Softwaretool ClipMops Professional [101], ein an der
Universitdt Berlin (Lehrstuhl fiir Wirtschaftsinformatik) entwickeltes Interface fiir das
Softwarepacket MOPS®, Die Maximale ModellgréBe besteht aus 250 Spalten (limitiert durch
Excel), 400 Reihen und 10000 Non-Zeros und ist somit ausreichend fiir ein Kraftwerksaus-

baumodell.
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Abbildung 5-7:  Modellstruktur und Programmablauf von LIMES

Im Kraftwerkstableau werden die technischen und 6konomischen Daten der Kraftwerke
festgehalten. Die einzelnen Kraftwerkstypen der Bestandstechnologien und der Zubauoptionen
sind in nicht verdnderbaren Platzhaltern angelegt. Modellierung, bzw. Transformation eines
realen Kraftwerksparks in einen Modellkraftwerkspark wurde bereits ausfiihrlich in
Kapitel 5.1.1 beschrieben. Durch die Hauptmodule, Retrofit, Brennstoff, Instandhaltung und
Nachfrage konnen zur Untersuchung unterschiedlicher Fragestellung Veridnderungen bzw.
Dynamisierung des Kraftwerkstableaus vorgenommen werden. Das Kraftwerkstableau ist auf
Jahresbasis angelegt. Fiir jedes Jahr, von 1999 bis 2030 (theoretisch ist das Ende des
Betrachtungszeitraums nicht limitiert), konnen sidmtliche ©konomische und technische
Parameter abgelesen werden. Das Modul ,Nachfrage steuert die dem Modell exogen
vorzugebende Nachfrage. Dies wird nach einem vereinfachten Ansatz mit dem
Nachfragegenerator durchgefiihrt. Das Modul ,Brennstoff* steuert die Brennstoffpreise der
unterschiedlichen Technologien. Hier erfolgt die Auswahl der Szenarien, ,,Basisszenario
Brennstoffpreis®, Szenario ,hohe Preisentwicklung®, sowie ,,niedrige Preisentwicklung®, sowie
Kombinationen unterschiedlicher Preisentwicklungen der einzelnen Energietriger. Ein Retrofit
Modul ermdoglicht Verdnderungen von Wirkungsgrad, Nettoleistung und Verfiligbarkeit. An
dieser Stelle werden die in Kapitel 5.1.1.6 analysierten Modernisierungszyklen eingearbeitet. Im
Hauptmodul ,Instandhaltung” werden fiir die unterschiedlichen Kraftwerkstypen Instand-
haltungsstrategien simuliert. Unterschiedliche Instandhaltungsstrategien werden durch
Kostenentwicklung der Instandhaltung abgebildet und konnen mit der Verfiigbarkeit gekoppelt
werden. Hohe Instandhaltungskosten ermoglichen hohe Verfiigbarkeiten, wihrend niedrige

Instandhaltungskosten die Verfiigbarkeit mit zunehmender Lebensdauer vermindert.
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Die Berechnung eines Optimierungsergebnis im LIMES Modell erfolgt in fiinf Schritten:

1. Auswahl der zu untersuchenden Fragestellung und Szenariodefinition.
Die Annahmen fiir die einzelnen Szenarien, Brennstoffpreise, Instandhaltungsstrategien etc.
werden in den Vormodulen eingeben und iiber die Hauptmodule in das Kraftwerksmodul

transformiert. Das Kraftwerkstableau liegt nun fiir den gesamten Berechnungszeitraum vor.

2. Optimierung
Die Optimierung (ZielgrofBe ist die Minimierung der Kosten in einem Jahr) erfolgt durch die
Matrixgenerierung aus dem Kraftwerkstableau, Ubergabe an den Optimizer, und

Berechnung der Losung (Optimierungsergebnis).

3. Ergebnisvisualisierung in einem Outputtableau
Die Ergebnisse werden visualisiert und aufbereitet. Ergebnis ist neben dem Minimum der
Gesamtkosten, die Struktur des Kraftwerkseinsatzes der unterschiedlichen Kraftwerkstypen
bei vorgegebener Nachfrage.

4. Dateniibergabe an das kommende Untersuchungsjahr
Die aus dem Optimierungsergebnis im Jahr n gewonnenen Erkenntnisse, beispielsweise
Zubau von Kraftwerken, werden im Jahr n+1 berlicksichtigt. Der Zeitprozessor ist das
Modul, das die jdhrliche Fortschreibung des Kraftwerkstableaus steuert. Diese Daten
werden entsprechend Schritt 2 im Optimizer eingelesen, optimiert und ausgegeben. Diese

Verfahrensschritte werden bis zum Ende des Betrachtungszeitraum durchgefiihrt.

5. Gesamtbetrachtung
Im letzten Schritt erfolgt eine Gesamtdarstellung der errechneten Zeitreihen bei

vorgegebenen Rahmenbedingungen.
5.2 Modellrechnungen

5.2.1.  Szenariobeschreibungen

Das Modells LIMES bestimmt die Lebensdauer einzelner Kraftwerkstypen in einem
Kraftwerkspark unter Berticksichtigung verschiedener EinfluBgréBen. Der Zeithorizont der
Analyse erstreckt sich dabei vom Jahr 1999 bis 2030. Ausgehend von einem Referenzszenario
werden drei unterschiedliche Gruppen von EinfluBgréBen untersucht, die durch die
Schlagworter ,,Brennstoffpreise”, ,,Instandhaltung® und ,,Verfiigbarkeit” charakterisiert werden.
In den Szenarien der Gruppe ,.Brennstoffpreise® wird der Einflufl der Brennstoffpreise auf die
Lebensdauer entsprechend den in Kapitel 4 vorgestellten Entwicklungen untersucht. Diese
Hauptgruppe (Analysegruppe I) fillt unter die Kategorie EinfluB ,,exogener Parameter auf die
Lebensdauer von Kraftwerken“. In den Analysegruppen II und III werden vielmehr die

endogenen Parameter untersucht. In II geht es um die Fragestellung der Auswirkungen
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betriebsbedingter Alterung auf die Lebensdaver. Hier werden die bereits in Kapitel 3

vorgestellten Instandhaltungskostenentwicklungen im Modell implementiert und modifiziert.

Die dritte Grundrichtung beantwortet die Frage nach dem Einfluf3 der Verfiigbarkeit in einem

Kraftwerkspark, die im Zuge der Liberalisierung an Bedeutung gewinnt. Aus der Vielzahl der

gerechneten Szenarien werden die zwolf markantesten und wichtigsten detailliert behandelt.

Eine Einordnung der einzelnen Szenarien in ihre Hauptgruppen wird in Abbildung 5-8

vorgestellt. Zusitzlich zu den Szenarien ist hier noch das Szenario ,,Konstante Lebensdauer®

ausgewiesen. In diesem Szenario wurde, wie in den meisten Energiemodellen praktiziert, die

Lebensdauver der Kraftwerke auf ein festes Alter limitiert. Bei der Vorstellung der Ergebnisse

zum Referenzszenario werden diese Unterschiede grob skizziert.

Abbildung 5-8:
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Szenarioablaufplan fiir das Modell LIMES zur Bestimmung der Lebensdauer
von Kraftwerken der Elektrizititswirtschaft in Deutschland

Fiir die einzelnen Szenarien gelten folgende gemeinsamen Annahmen:
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Kriterien fiir die Stillegung und Inbetriebnahme von Kraftwerksblocken

Aufgrund der im Modell implementierten Methode der ganzzahligen Programmierung
ist es moglich, Kraftwerke blockweise zu- bzw. abzuschalten. Das Stillegungsjahr eines
Blockes ist genau dann erreicht, wenn der Block in diesem Jahr nicht mehr vom Modell
zur Deckung der Nachfrage gewihlt wird. Die Moglichkeit einen nicht wirtschaftlichen
Block zeitweise in ein Kaltreservereservoir mit der Option einer spiteren Aktivierung zu
verschieben ist zwar denkbar, wurde aber im Modell nicht implementiert. Dies
entspricht auch der Realitéit. Kraftwerke, die in die Kaltreserve verlegt wurden, sind
allenfalls fiir die Deckung von Lastspitzen aktiviert worden. Dagegen werden
Kraftwerksblocke aus der Gruppe der Zubauoptionen in den gesamten
Kraftwerksbestand aufgenommen, wenn ihr Fixkostenanteil (inkl. Kapitaldienst) in die

Modellssung eingeht.



2. Bestandsschutz
Ein zu einem bestimmten Zeitpunkt in Betrieb genommenes Kraftwerk genieft
Bestandsschutz. Dies bedeutet, dafl ein Neubau unabhiingig von seinen variablen Kosten
wihrend der kalkulatorische Abschreibungszeit zum Bestand des Kraftwerksparks zihlt.
Erst nach Ende der Abschreibungszeit ist eine Stillegung méglich. Stranded Investments

sind folglich in den Szenarien nicht zugelassen.

3. Zubau und Abbaurate
Die jdhrliche Aufnahme oder Abgabe von Kapazitit wird im Kraftwerkspark limitiert.
Das Limit wird auf maximal 2 GW Zubau und 3 GW Riickbau pro Jahr festgesetzt. Wie

die Investitionszyklen der Elektrizititswirtschaft in der Vergangenheit zeigten, ist dies

ein realistischer Wert. Aufgrund der hohen Kapitalintensitét von Kraftwerken ist davon
auszugehen, daB nur begrenzt Fremdkapital fiir den jéhrlichen Neubau von Kraftwerken
auf dem Finanzmarkt vorhanden ist.

4, Gleichzeitigkeit
Aufgrund des programmtechnischen Aufbaus des Modells LIMES kann die Bauzeit

einzelner Kraftwerksblocke nicht beriicksichtigt werden. Bau und Inbetriebnahme fallen

somit auf denselben Zeitpunkt.

5. Braunkohlenrestriktion

Die Braunkohlenverstromung ist zum Anfangszeitpunkt der Optimierungsrechnungen
fester Bestandteil der deutschen Stromversorgung. Im Jahr 1999 wurde eine
Gesamtfordermenge in Deutschland von 165 Mio.t Braunkohle angestrebt [406].
Aufgrund langfristiger bereits genehmigter Fordervertrige werden im Modell Vorgaben
{iber eine minimale Abbaumenge vorgegeben. Im Gegenzug wird auch eine maximale
Fordermenge mit einer Obergrenze versehen. Tabelle 4-6 gibt Aufschluf tiber die im

Modell LIMES implementierten maximalen und minimalen Férdermengen.

Mio. t 115 Mio. t 85 Mio. t 75 Mio. t
Mio. t 175 Mio. t 175 Mio. t 175 Mio. t

Mindestférderung

1
Maximalforderung | 1

6. Annahmen zu Kernkraftwerken
In den Modellrechnungen werden momentanen politischen Uberlegungen zum
Kernenergieausstieg nicht gefolgt. Ein méglicher Zubau von Kernkraftwerken (EPR) ab
dem Jahr 2005 wird zugelassen.

Eine detaillierte Ubersicht der einzelnen Beschreibungen bzgl. der Annahmen zu den

Brennstoffpreisen und der Instandhaltung wird in Tabelle 5-7 aufgezeigt.
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Referenzszenario

Fiir das Referenzszenario wird das Brennstoffpreisszenario ,,Basis® sowie eine einheitliche
betriebsbedingte Kostenentwicklung gemid der in Kapitel 4 dargestellten Instand-
haltungsstrategie B1 angenommen (siche dazu auch Abbildung 4-7). Die Kostenentwicklung B1
gilt fiir alle Kraftwerke.

Konstante Lebensdauer

Im Szenario ,,Konstante Lebensdauer” werden entsprechend der Energiemodelle der 1. und 2.
Generation die Lebensdauern von Kraftwerken konstant gehalten. Jedem Kraftwerk werden
35 Betriebsjahre zugeschrieben. Sonstige Parameter basieren auf dem Referenzszenario. Dieses
Szenario wird zusammen mit dem Referenzszenario vorgestellt. Dabei werden die
fundamentalen Unterschiede der Modelle mit festen Lebensdavern zum Modell LIMES
demonstriert.

Hochpreis

Die Szenariorechnung ,,Hochpreis* geht von der teuren Variante einer Energiepreisentwicklung
aller Energietriger aus. Es gilt die altersbedingte Kostenentwicklung nach Bl. In diesem

Szenario wird der EinfluBl hoher variabler Kosten auf die Lebensdauer untersucht.
Niedrigpreis

Im Gegensatz zum Szenario ,,Hochpreis* nimmt der Einfluf} der variablen Kosten im Szenario
»Niedrigpreis® an den Stromgestehungskosten ab. Im Szenario ,,Niedrigpreis® werden unter der
Annahme der altersbedingten Kostenentwicklung nach Bl die Effekte hoher Fixkostenanteile

auf die Lebensdauer einzelner Kraftwerkstypen untersucht.

Erdgaspreisdynamik

Das Szenario ,.Erdgaspreisdynamik” ist eine Variante des Referenzszenarios. In diesem
Szenario wird besonders der EinfluB des Erdgaspreises auf die Dynamik des Kraftwerksparks
untersucht. Zwar hat bis dato die Liberalisierung keinen Boom an Kraftwerksneubauten auf
Basis von GuD-Kraftwerken wie z.B. in Groflbritannien erbracht, allerdings ist fiir den
Kraftwerksbetreiber die Sensitivitit des Erdgaspreises fiir kommende Investitions-
entscheidungen im Kraftwerksbau von entscheidender Bedeutung. Zur Beantwortung dieser
Fragestellung wurde im Modell eine Abhingigkeit zwischen Erdgasnachfrage und Erdgaspreis
integriert. Erreicht die Erdgasverstromung einen Schwellenwert von tiber 50 TWh pro Jahr, so
gilt fiir alle neuen GuD-Kraftwerke ein hoherer Erdgasbezugspreis gemid dem
Erdgaspreisszenario ,,Hoch®. In Tabelle 5-7 wird dieser Sachverhalt mit dem Kiirzel , D%

gekennzeichnet.
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Instandhaltung TYP A2

Im Szenario ,Instandhaltung TYP A2% werden die Okonomischen Lebensdauern der
Kraftwerkstypen im Vergleich zum Referenzszenario, bei dem die betriebsbedingte Alterung
anhand des Kostenverlaufs nach B1 simuliert wird, nach dem linearen Verlauf A2 bestimmt
(vergl. Kapitel 4.6). Der Kostenverlauf A2 gilt fiir alle Kraftwerkstypen unabhingig von der
Inbetriebnahme.

Instandhaltung TYP B0 und Instandhaltung TYP B2

Das Szenario ,Instandhaltung TYP B2 beinhaltet die progressive altersbedingte
Kostenentwicklung nach Instandhaltungsszenario B2. Sie gilt fiir alle Kraftwerkstypen
gleichermafien. Hierbei geht es um die Untersuchung der Auswirkungen hoher Instandhaltungs-
kosten auf die Lebensdauer. Als Variante wird das Szenario ,Instandhaltung TYP BO“
berechnet. Im Prinzip ist dieses Szenario das Gegenstiick zu allen Szenarien der Gruppe
wHInstandhaltung®, Hier wird der Einflufl der betriebsbedingten Alterung nahezu vernachléssigt
und die Steigerungsrate der Instandhaltung nach 20 Jahren Inbetriebnahme auf 1 % pro Jahr
festgesetzt. Mit diesem Szenario sollen weitere EinfluBgroBen auf die Lebensdauver von

Kraftwerken identifiziert werden.
Instandhaltung TYP CO0 und Instandhaltung TYP Clb

Diese beiden Szenarien untersuchen die Auswirkungen der Kostenentwicklungen gemil} der
Grundentwicklung C. Dazu werden die Instandhaltungskosten nach Ende der Abschreibungszeit
um einen Sockelbetrag erhoht und aufgrund dessen der weitere Verlauf nur moderat
fortgeschrieben. Szenario ,Instandhaltung TYP C1“ entspricht Cl. Das Szenario
Instandhaltung TYP CO“ stellt eine weitere Variante dar. Der Sockelbetrag wird in diesem
Szenario nur um 50% erhoht und die Steigerung der Instandhaltungskosten auf 3 % pro Jahr
limitiert. Diese Entwicklung entspricht einer moderaten Kostenentwicklung betriebsbedingter

Alterung.
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Tabelle 5-7: Kurzbeschreibungen der Szenarien fiir die Modellrechnungen

Brennstoffpreise Instandhaltung

[Braunkohle
IKernenergie

.|Szenarioname

Referenz

Konstante Lebensdauver
Hochpreis

Niedrigpreis
Erdgaspreisdynamik
Instandhaltung TYP A2
Instandhaltung TYP BO
Instandhaltung TYP B2
Instandhaltung TYP CO
Instandhaltung TYP C1
Instandhaltung TYP Mix A
Instandhaltung TYP Mix B
Verfiigbarkeit 20a-5%
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Brennstoffpreisszenario "Basis"
Brennstoffpreisszenario "Hoch"
Brennstoffpreisszenario "Niedrig"”

Dynamisch

Instandhaltungszenario nach Basisentwicklung A
Instandhaltungszenario nach Basisentwicklung B
i {hal nario nach Basisentwicklung C

Legende:

PR

Instandhaltung TYP MIX A und Instandhaltung TYP MIX B

Bei den bisher vorgestellten Szenarien wurden keine Unterschiede in den
Instandhaltungskostenentwicklungen bzgl. der Kraftwerkstypen angenommen. Vielmehr galten
alle Entwicklungen fiir alle Kraftwerkstypen. In den Szenarien ,Instandhaltung TYP MIX A*
und ,,Instandhaltung TYP MIX B* werden Instandhaltungskostenentwicklungen typenspezifisch
angenommen. In den beiden Szenarien wird die betriebsbedingte Alterung der Braunkohlen-
und Steinkohlenkraftwerke nach Instandhaltungsszenario B1 simuliert. Aufgrund der
langjdhrigen Erfahrungen der Anlagenbetreiber mit dieser Form der Stromerzeugung wurde
dieses moderate Kostenszenario gewdhlt. Fiir alle gas- und 6lbefeuerten Kraftwerken, sowie der
GuD-Anlagen wird die betriebsbedingte Alterung mit dem Kostenszenario B2 beriicksichtigt.
Besonders bei GuD Anlagen kann aufgrund der hohen thermischen Belastung der Anlage mit
erhohten Ausfallraten nach Ende der Abschreibungszeit gerechnet werden. Die beiden
Szenarien unterscheiden sich in den grundlegenden Annahmen zur altersbedingten
Kostenentwicklung der Kernkraftwerke. Dabei stehen sich zwei Aspekte diametral gegeniiber.
Im Szenario ,Instandhaltung TYP MIX A®“ wird von einer geringen Steigerung der
altersbedingten Instandhaltungskosten ausgegangen. Dies wird mit dem ohnehin hohen
Instandhaltungsaufwand und den hohen Sicherheitsreserven, sowie der geringen thermischen
Belastung begriindet. Dem widerspricht eine statistische Auswertung ziviler und militdrischer
Kernkraftwerke [102]. Danach wurden ca. 90 Kernkraftwerke bis Ende 1997 stillgelegt. Das
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Durchschnittsalter der darin enthaltenen Leistungsreaktoren lag bei 16 Jahren. Hohe Kosten fiir
Nachriistungen, vor allem aufgrund Materialversprodungen, fielen bei den Kraftwerken, die
weiterbetrieben wurden, zwischen dem 20. und 25. Lebensjahr an. Dieser Entwicklung wird mit
dem Szenario ,,Instandhaltung TYP MIX B* Rechnung getragen. In diesem Szenario werden die
Instandhaltungskosten der Kernkraftwerke nach Ende der Abschreibungszeit um 50 % erhoht

und anschliefend nach dem Kostenszenario B2 fortgeschrieben.
Verfiigbarkeit 20a-5%

Die bisherigen Szenarien gingen von einer konstanten Verfiigbarkeit ihrer Anlagen iiber die
gesamte Betriebszeit aus. Die betriebsbedingte Alterung spiegelte sich lediglich in steigenden
Kosten wider. Bis zur Liberalisierung stand die Primisse der hohen Verfiigbarkeit im
Vordergrund der Instandhaltungsstrategie. Allerdings hat sich immer wieder herausgestellt, dafl
zur Deckung der Nachfrage diese hohe Verfiigbarkeit nicht ndtig war. In einem liberalisierten
Markt steht nun die Kostenflihrerschaft im Vordergrund der Handlungsmaxime von
Anlagenbetreibern. Da Verfiigbarkeit mit hohen Kosten verbunden sind, ist hier ein
Kosteneinsparpotential denkbar, Diese Uberlegung wird im Szenario ,,Verfiigbarkeit 20a-5%*
umgesetzt. Die betriebsbedingte Alterung schligt sich vor allem in der Herabsetzung der
Verfiigbarkeit mit Ende der Abschreibungszeit nieder, statt in einer Kostensteigerung. In diesem
Szenario wird fiir alle Kraftwerke ab dem 21. Lebensjahr die Verfiigbarkeit pauschal um 5 %
herabgesetzt und mit der moderaten Instandhaltungskostenentwicklung nach AO, Steigerung

von 3 % pro Jahr, fortgeschrieben.

5.2.2.  Kennzahlen des Kraftwerksparks

Um die unterschiedlichen Szenarien miteinander vergleichbar machen zu konnen, miissen
spezifische Kennzahlen, die den gesamten Kraftwerkspark bewerten, entwickelt werden. Diese

werden im folgenden kurz vorgestellt.

Durchschnittsalter des Kraftwerksparks ist die iiber alle im Jahr i gemittelte Lebensdauer der
bestehenden Kraftwerksblocke:

1 &
(5-8) Rgwp; = Z ny;
=)

mit: ngwei: Durchschnittsalter des Kraftwerksparks im Jahr i [Jahre]
I Anzahl der Blocke im Jahr i [-]
Ny Alter des Blockes k im Jahr i [Jahre]

Durchschnittsalter abgeschalteter Anlagen ist die iiber alle im Jahr i gemittelte Lebensdauer der
stillgelegten Kraftwerksblocke:

1 Tstigt
(5-9) Rpwi = 2 M

Fainn k=1
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mit: ngw,;: Durchschnittsalter stillgelegte Kraftwerksblocke im Jahr i [Jahre]
rgn:  Anzahl der stillgelegten Blocke bis zum Betrachtungszeitraum  [-]

negqn:  Alter des stillgelegten Blockes k bis zum Betrachtungszeitraum [Jahre]

Abbaurate ist der {iber den Betrachtungszeitraum durchschnittliche Abbau an
Kraftwerksleistung:

A ”

1 . .
(5-100 Ay, = N ) (Z Prpestanan ~ Z pk‘besmnd,i) i=1bis N

k=1 k=1

mit: Appi: Abbaurate im Jahr i [kW/Jahr]
N: Betrachtungshorizont (im Modell 30 Jahre) [Jahre]
TR Anzahl der Blocke zu Beginn des Betrachtungshorizonts
Pibestand, 1 Leistung des Kraftwerksblocks im Jahr 1 [kW]
Pibestand.i Leistung des Kraftwerksblocks im Jahr i aus dem
Bestand im Jahr 1 [kW]

Zubaurate ist der iber den Betrachtungszeitraum durchschnittliche Zuwachs an

Kraftwerksleistung:
1 (& z —
(-1 Ay, =— Zpki _Zpkbeslandi i=1bis N
’ N k=1 ’ k=1 ’ ’
mit: Azwit  Zubaurate im Jahr i [kW/Jahr]
Prit Leistung des Kraftwerksblocks im Jahr i [kW]

Leistungsentwicklung gibt die Verdnderung der Kapazitit von Anfang bis Ende des

Betrachtungszeitraums an:

ipk.r’
k=1

(5-12) A, = 'rl
Z Pry
k=1
mit: Apy  Leistungsentwicklung des Kraftwerksparks tiber den Betrachtungs-
zeitraum [%]
pri: Leistung des Kraftwerksblockes im Jahr 1 [kW]

Arbeitsentwicklung gibt die Verinderung der erzeugten elektrischen Energie von Anfang bis
Ende des Betrachtungszeitraums an:
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(5-13) A, =4

mit: Agi Arbeitsentwicklung des Kraftwerksparks iiber den Betrachtungs-
zeitraum [kWh]
Eui Erzeugte elektrische Energie des Kraftwerksblockes im Jahr i [kWh]
Exi:  Erzeugte elektrische Energie des Kraftwerksblockes im Jahr 1 [kWh]

Die Kennzahl Kostenentwicklung gibt die prozentualen Verdnderungen der Gesamtkosten in
einem Kraftwerkspark im Verhéltnis zum Referenzfall an. Sie ist ein MaB fiir die wirtschaftliche
Effizienz des Kraftwerksparks:

N n
ZZKWI’,i

G-14) ="

! N T i

Z Z KW‘,ref,i

i=l k=1

mit: Oy Kostenentwicklung im Jahr i [%]
KW,;: Kosten eines Kraftwerksblocks im Jahr i [DM]
KW, t;: Kosten eines Kraftwerksblocks im Referenzfall im Jahr i [DM]

Die Kennzahl Umbaudynamik ist ein MaB fiir die Veridnderungen in bezug auf Zubau und
Stillegung von Kapazititen, die in einem Kraftwerkspark tiber den Betrachtungszeitraum

erfolgen. Sie wird in Relation zum Referenzfall fiir jedes Szenario angegeben:

A, +A, .
(5_]5) (I),v — Zu,i Ab,i
AZu,rqf,i + AAb.rqf,i
mit: O Umbaudynamik im Jahr i [%]
Azureric Zubaurate des Referenzszenarios im Jahr i [kW/Jahr]

Appreri: Abbaurate des Referenzszenarios im Jahr i [kW/Jahr]

5.2.3. Referenzszenario und Szenario ,,Konstante Lebensdauer

Im Referenzszenario wird fiir alle Kraftwerke eine moderate Energiepreisentwicklung nach dem
Brennstoffpreisszenario ,,Basis und eine altersbedingte Kostenentwicklung gemil dem
Instandhaltungsszenario B1 gewihlt. In Tabelle 5-8 sind die wichtigsten Kenndaten aufgelistet,
die das Szenario charakterisieren.
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Tabelle 5-8: Kenndaten Referenzszenario

Durchschnittsalter 20304 32 [a]
Referenz ®=1,0 Zubauratc: [MW/4]
| Abaurate: [MW/a]
Leistung; icklung: %]
Altersverteilung Arbeitsentwicklung [%]
[Kostenentwicklung &

spezifische Abbaurate Althestand (2000-
Kcrnenergic 2 [%]
Braunkohle 3 %]
Steinkohle [%]
Erdgas (Dampferzeuger [%]

IDumhschniusalter ab'g_:escha.lteter Anlagen| min/max
Kernenergie 51
Braunkohle
Steinkohle

Erdgas (Dampferzeuger’

Anteil [%]

Verstromungsanteile
Kernenergie

’ Braunkohle
Allersklassen Steinkohle
Erdgas

Trotz steigender Nachfrage nach elektrischer Energie — die Nachfrage nimmt von 2000 bis 2030
um 10 % zu — verringert sich die installierte Leistung um 20 %. Wie die in Abbildung 5-9
dargestellte Leistungsentwicklung zeigt, ist in den ersten fiinf Jahren ein deutlicher
Kapazititsriickgang zu verzeichnen, der vor allem durch den Abbau sogenannter Uber-
kapazititen verursacht wird. Vor allem die in den 70 und 80 Jahren gebauten olbefeuerten
Kraftwerke werden aus Kostengriinden stillgelegt. Weiterhin werden zur Konsolidierung der
Nachfrage ein Teil der erdgasbefeuerten Dampferzeuger, sowie ein Teil der dlteren
kohlenbefeuerten Blocke der 300 MW-Klasse stillgelegt. Die Konsolidierungsphase, d.h.
Abbau der Uberkapazititen ist in allen Szenarien gleichermaBen zu beobachten. Die
urspriinglich fiir die Grundlast eingesetzten Dampferzeuger auf Ol- und Gasbasis kamen in den
vergangen Jahren meist nur als Ersatzkapazititen fiir Kraftwerke, die sich in der Revision
befanden, zum tragen. Die Zahl der Backup Kraftwerke verringert sich durch den weitrdumigen
Handel mit Elektrizitit. Dies filhrt auch im Modell zu einem gemif der vorgegebenen
maximalen Abbauraten raschen Riickbau. Uber den Betrachtungszeitraum werden im
Durchschnitt 1,4 GW pro Jahr Kraftwerksleistung stillgelegt. Zur Deckung der vorgegebenen
Nachfrage findet einerseits eine hohere Auslastung des bestehenden Kraftwerksbestandes, als
auch ein Neubau neuer Anlagen statt. Uber die betrachteten 30 Jahre werden im Durchschnitt
650 MW Kraftwerksleistung pro Jahr installiert.

Die Verstromungsanteile fallen zu Gunsten von Steinkohle und Erdgas, und zu Lasten der
Kernenergie und Braunkohle aus (siche Abbildung 5-10). Die Erzeugung elektrischer Energie
auf Basis der Kernenergie nimmt um 32 % auf einen Gesamtanteil von 26 % im Jahr 2030 ab.
Die Braunkohlenverstromung ist sogar um 40 % bezogen auf 2000 riickgéingig. Wihrend die

Steinkohlenverstromung ihren Marktanteil leicht verbessern kann, wird der Anteil der
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Erdgasverstromung verfiinffacht. Wie Abbildung 5-10 zeigt wird vor allem ab dem Jahr 2015

verstirkt GuD-Kraftwerke zu Lasten dlterer Braunkohlenblocke eingesetzt.
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Abbildung 5-9: Leistungs- und Arbeitsentwicklung im Referenzszenario nach Brennstoffen
von 2000 bis 2030
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Abbildung 5-10:  Typenspezifische Leistungsentwicklung (Zubau und Abbau an Kapazitit) im
Referenzszenario

Die altersbedingten Kostenentwicklungen wirken sich bei den Kernkraftwerken ab dem Jahr
2020 auf die Rentabilitit aus, so daBl ab 2020 vereinzelt und ab 2025 verstirkt Kernkraftwerke
stillgelegt werden. Eine Substitution findet durch Steinkohlenkraftwerke und GuD-Anlagen
statt, die eine Affinitit der relativen Wirtschaftlichkeit zwischen den beiden
Substitutionskraftwerken vermuten 1dB8t. Diese enge Verbundenheit wird im Szenario

,Erdgaspreisdynamik* untersucht. Uber den Betrachtungszeitraum werden simtliche erdgas-
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befeuerten und 6lbefeuerten Kraftwerke abgebaut. 32 % des Altbestandes an Kernkraftwerke,
39 % an Braunkohlenkraftwerken und 48 % an Steinkohlenkraftwerken werden stillgelegt. Dies
fiihrt zu der in Tabelle 5-8 aufgelisteten Altersverteilung des Kraftwerksbestandes. Im Vergleich
zum relativ jungen Kraftwerksbestand im Jahr 2000, das Durchschnittsalter der bestehenden
Kraftwerke betrdgt 25 Jahre, erhoht sich das Durchschnittsalter bis 2030 um 7 Jahre auf 32
Jahre. Ebenfalls erhoht sich das Durchschnittsalter der abgeschalteten Anlagen. Kernkraftwerke
und Steinkohlenkraftwerke erreichen dabei ein Durchschnittsalter von ca. 50 Jahren,
Braunkohlenkraftwerke von 40 Jahren und die 61- und erdgasbefeuerten Dampferzeuger um die
30 Betriebsjahre.

Szenario ,,Konstante Lebensdauer*

In Tabelle 5-9 und Abbildung 5-11 sind die Ergebnisse der Variante ,,Konstante Lebensdauver®
dargestellt. Diese Modellrechnung verdeutlicht die Unterschiede zwischen dem LIMES-Modell
und den bislang existierenden Kraftwerksmodellen der 2. Generation. Einziger und wesentlicher
Unterschied zum Referenzszenario des LIMES-Modells ist die konstante Lebensdauer aller
Kraftwerksblocke tiber 35 Jahre und die Erweiterung der maximalen Abbaurate auf 3 GW pro
Jahr.

Tabelle 5-9: Kenndaten Szenario ,,Konstante Lebensdauer®

SRR SO0

Durchschniltsalter 2030] 24 Tal
Konstante Lebensdauern ®=2,0 Zubaurate: 1850 |[MW/a]
Abaurate: 2300 [[MWr/a]

Lci icklung: | -15 | [%]

Altersverteilung Arbeitsentwicklung +10 1%]

Kostenentwicklung 1.3

spezifische Abbaurate Altbestand (2000-2030

Kernenergie 100 [%1
Braunkohle 90 [%]
Steinkohle 52 [%]

Erdgas (Dampferzeuger] 100 [%]

vV il 2030 Anderung 2000}
A P« Kernenergie 0.0 % -100% |
RSN Braunkohle 217 [ 1% +4%
Altersklassen Steinkohle 24,7 % -1%
Erdgas 47,6 2 +2000% |

7
%

OO SR

Neben den Entwicklungen der elektrischen Arbeit und der installierten Kapazititen (siehe
Abbildung 5-11) sind die Kennzahlen Leistungsentwicklung, Kostenentwicklung und
Durchschnittsalter auffillig. Im Vergleich zum Referenzszenario wird ein um 5 % geringerer
Kapazititsriickbau bei identischer Nachfrageentwicklung erreicht. Dies deutet auf Effizienz-

verluste gegeniiber dem Referenzfall hin.
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Abbildung 5-11:  Leistungs- und Arbeitsentwicklung im Szenario ,,Konstante Lebensdauer*
nach Brennstoffen von 2000 bis 2030

Da die Primisse eines liberalisierten Energiebinnenmarktes Kostenminimierung ist, konnen
Modellrechnungen mit konstanten Lebensdauern keinen liberalisierten Markt simulieren. Das
Modell LIMES dagegen beinhaltet die notige Flexibilitdt und Dynamik, um Fragestellungen,
wie die Lebensdauer von Kraftwerken, zu beantworten. Dies wird auch an dem um 30 %
hoheren Optimierungsergebnis (Gesamtkosten des Kraftwerksparks) gegeniiber dem Referenz-
fall deutlich. Entsprechend hoch sind die jdhrlichen Zu- und Abbauraten der Kraftwerks-
kapazititen durch die erzwungene Investitionsdynamik aufgrund fest vorgegebener
Lebensdauern. Weiterhin ist eine nahezu konstante durchschnittliche Lebensdauer zum Ende

des Betrachtungshorizonts festzustellen.

5.2.4. Preisszenarien

In den Preisszenarien wird der Einfluf} unterschiedlicher Entwicklungen der Brennstoffkosten
dem Modell exogen vorgegeben. Als Varianten zum Referenzszenario gelten das Szenario
»~Hochpreis“ und ,Niedrigpreis“. Im Szenario ,.Erdgasdynamik™ wird einer moglichen
Koppelung zwischen verstirkter Nachfrage nach Erdgas und dem Erdgaspreis Rechnung
getragen. Die wichtigsten Ergebnisse der Preisszenarien sind in aggregierter Form in
Tabelle 5-10 dargestellt.

In allen drei untersuchten Preisszenarien, inklusive des Referenzszenarios, ist ein nahezu
identischer Leistungsriickgang von 20 % auf 70 GW im Jahr 2030 im Zeitraum von 2000-2030
bei gleichzeitiger steigender Nachfrage nach elektrischer Energie von 10% zu verzeichnen.
Allerdings wird dieses Resultat in den einzelnen Szenarien auf unterschiedliche Weise und zu
unterschiedlichen Kosten erreicht. Wihrend im Szenario ,,Erdgasdynamik® gleiche Kosten wie
im Referenzfall auftreten, liegen die Kosten fiir Szenario ,Hochpreis“ iiber dem

Referenzszenario und den Kosten fiir das Szenario ,,Niedrigpreis“. Trotz hoherer Kosten im
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Szenario ,,Hochpreis* als im Szenario ,,Niedrigpreis* ist die Umbaudynamik geringer, wie die
Werte der Zubauraten und der Umbaudynamik zeigen. Die variablen Kosten haben in den
Preisszenarien folglich groferen Einfluf auf die Gesamtwirtschaftlichkeit als die der

Investitionen.

Tabelle 5-10: Kenndaten Preisszenarien

S e e e e e e T

Ref. Nicdng Hoch  |EG-Dynamik
[Durchschnittsalter 2030: 32 35 38 36 [a] }
7ubaurate: 650 680 560 725 [MW/a]p
Abauratc: 1400 1260 1150 1300 [[MW/a]f-
Leistungsentwicklung: -20 -20 =21 -20 [%] |
Arbeitsentwicklung +10 +10 +10 +10 %] |
[Umbaudynamik © L0 0,95 0.83 0,98 .
| Kostenentwicklung 9 1,0 0,85 1,1 1,0 o
| “
- spezifische Abbaurate Altbestand (2000-2030)f|
{|Kernenergie 32 23 - 32 [%] }i
! |Braunkohle 39 39 39 39 [%1 |
Steinkohle 48 44 49 32 [%] }
Erdgas (Dampferzeuger)l 100 84 100 100 [%]
Durchschnittsalter abgeschalteter Anlagen bis 2030 §
Kernenergie 51 52 - 51 [a]
Braunkohle 42 46 52 45 [a]
Steinkohle 51 44 46 45 [a]
Erdgas (Dampferzeuger)l 31 31 31 29 [a]
Verstromungsanteile_im Jahr 2030f
Kernenergie 26,3 30,1 39,6 26.3 [%]
Braunkohle 17,8 17,9 189 17.7 [%]
Steinkohle 31,9 28,9 323 40.9 [%]
Frdgas 240 231 102 15.1 [%]
Anderung der Verstromungsanteile von 2000 -2030f
Kemenergic [ 21 | 23 | +19 | -21 | [%] :
Braunkohle -33 -33 -33 -34 [%]
Steinkohle +17 +35 +18 +50 [%]

[Erdgas +970 | 4930 | 350 | 4575 | [%]
Der Verstromungsanteil nach Energietrigern weist nach 30 Jahren Betrachtungszeitraum
erhebliche Unterschiede auf. In allen Szenarien verringert sich der Anteil der
Braunkohlenverstromung. Diese ist nahezu vom Braunkohlenpreis entkoppelt und liegt bei
33 %. Der Abbau der Braunkohlenkraftwerke erfolgt allerdings zu Beginn des Betrachtungs-
zeitraums, der bereits als Konsolidierungsphase im Sinne einer Marktbereinigung durch
Stillegung von Uberkapazititen erwihnt wurde. Der Bestand an Braunkohlenkraftwerken findet
ein Art natiirliches Gleichgewicht ohne die exogen vorgegeben minimalen und maximalen
Abbaumengen in Anspruch zu nehmen. Das ,Hochpreisszenario® kommt vor allem den
Betreibern von Kernkraftwerken zugute, da durch die relative Teuerung der fossilen Brennstoffe
der hohe Fixkostenanteil der Kernkraftwerke weniger ins Gewicht fillt. Zwar begiinstigt ein
Hochpreisszenario Kraftwerke mit hohem Kapitalkostenanteil - die bestehenden Kernkraftwerke
werden am oberen gesetzten Limit der Verfiigbarkeit gefahren - aber fiir einen Neubau sind die
Kapitalkosten noch zu hoch. Unwirtschaftliche Kraftwerke werden vor allem durch
Steinkohlenkraftwerke und GuD-Anlagen ersetzt. Allerdings kann die Entwicklung der

Kapazitdten im Sinne der Umbaudynamik im Verhéltnis zum Szenario ,,Niedrigpreis® als triige
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eingestuft werden. In diesem Szenario werden vor allem Kraftwerke mit niedrigen
Kapitalkosten bevorzugt. Die Substitution erfolgt zu Lasten d&lterer Kernkraftwerke,

Steinkohlenkraftwerke und allen erdgasbefeuerten Dampferzeugern.

Zwischen den Kraftwerkstypen GuD und modernen Steinkohlenkraftwerken existiert eine
Konkurrenzsituation. Bei nur leichten Anderungen der Energiepreise oder der
Investitionskosten kann das Ergebnis umschlagen. Sinken beispielsweise die Investitionskosten
von Steinkohlenkraftwerken nur um 150 DM/KW so werden im Szenario ,Niedrigpreis™
verstdrkt Steinkohlenkraftwerke eingesetzt. Diese Tendenz ist in einer gemiBigten Weise im
Szenario ,,Erdgasdynamik” zu beobachten. Nach der Konsolidierungsphase werden ab 2010
verstidrkt GuD-Anlagen gebaut. Durch die Kopplung des Erdgaspreises an die Nachfrage
verteuert sich das Erdgas ab 2020, so daf als Substitutionskraftwerke verstirkt
Steinkohlenblocke eingesetzt werden. Der Markanteil des Erdgases liegt mit 15 % unter dem
des Referenzfalls, allerdings noch deutlich iiber dem des Hochpreisszenarios. Bemerkenswert
ist, daf der Erdgasmarktanteil im Referenzszenario tiber dem im Szenario ,,Niedrigpreis* liegt.
Hieran wird wiederum die Sensitivitdt zwischen dem Erdgaspreises und dem Steinkohlenpreis
deutlich.

60
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Abbildung 5-12:  Altersverteilung in den Preisszenarien im Jahr 2030 und Basisverteilung im
Jahr 2000

Aufgrund der niedrigen Umbaudynamik altert der Kraftwerkspark. Das Verhiltnis von Zubau
zu Abbau unter Berticksichtigung von Effizienzsteigerungen in der Kraftwerkstechnik tendiert
7u einer Alterung des Bestandes. In den Preisszenarien liegt das durchschnittliche Alter im Jahr
2030 zwischen 35 Jahren und 38 Jahren. Tendenziell nimmt die durchschnittliche Lebensdauer
mit abnehmender Umbaudynamik ab. Die Verschiebung der Altersverteilung des jungen
Kraftwerksparks aus dem Jahr 2000 zu einem im Schnitt {iber 10 Jahre &lteren Kraftwerkspark
zeigt die in Abbildung 5-12 dargestellte Altersstruktur.
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5.2.5. Instandhaltungsszenarien

Die Kennzahlen der sieben ausgewihlten Instandhaltungsszenarien (vergl. Kapitel 4.6 und
5.2.1) sind im Vergleich zum Referenzfall in Tabelle 5-11 aufgelistet. Im Vordergrund steht die
Bewertung der betriebsbedingten Alterung von Einzelanlagen auf den Kraftwerkspark. Die
betriebsbedingte  Alterung wird durch die unterschiedlichen Instandhaltungskosten-
entwicklungen simuliert. Die Nachfrage nach elektrischer Energie und die
Brennstoffpreisentwicklung ,,Basis“ sind in allen Instandhaltungsszenarien gleich vorgegeben.
Trotz der iiber den gesamten Betrachtungszeitraum steigenden Nachfrage nach elektrischer
Energie sinkt der Bedarf nach installierter Kraftwerksleistung. Zwei Entwicklungen treten in
allen Szenarien gemeinsam auf. Erstens ist die bereits erwihnte Konsolidierungsphase, d. h. der
Abbau von Uberkapazititen, zwischen den Jahren 2004 und 2006 abgeschlossen. Zweitens
betrigt der Kapazititsriickbau bis zum Ende des Betrachtungshorizonts (2030) im Durchschnitt
20 % (Toleranz +1 %) und entspricht dem Referenzszenario. Dieser gemeinsame Endzustand an
Kapazitit vollzieht sich auf sehr unterschiedliche Weise mit unterschiedlichen Auswirkungen
auf die Kosten, auf die Altersstruktur des Kraftwerksparks, die durchschnittliche Lebensdauer
der Einzelanlagen und die Verteilung der Kraftwerke nach Energietrigern. Das
Instandhaltungsszenario TYP BO ist streng genommen kein Instandhaltungsszenario, da hier
keine Verinderung der Kostenentwicklung aufgrund betriebsbedingter Alterung angenommen
wird; diese Variante dient aber #hnlich dem Referenzfall als VergleichsmafBstab. Dieses
Szenario erzeugt einen langfristigen Gleichgewichtszustand, der nicht von endogenen
EinfluBgréBen gestort wird. Diese Szenario wird tiber seine 30jdhrige Entwicklung durch die
geringste Umbaudynamik ($=0,35) und durch die geringsten Kosten (¢=0,69) charakterisiert.
Kraftwerke mit einem hohen Kapitalkostenanteil werden favorisiert, wie am Beispiel der
Kernenergie deutlich wird. Die relativ zu den anderen Typen niedrigen Brennstoftkosten fiihren
zu einem Einsatz sidmtlicher Kernkraftwerke mit maximaler Verfiigbarkeit. In der
Konsolidierungsphase werden einige dltere Steinkohlenbldcke und Braunkohlenbldcke, sowie
die Hilfte der erdgasbefeuerten Dampferzeuger stillgelegt. Statt eines Neubaus von Kapazititen
werden bestehende Kraftwerksblocke hoher ausgelastet. Neue Anlagen haben aufgrund ihrer
hohen Vollkosten klare okonomische Nachteile gegeniiber den abgeschriebenen Anlagen.
Entsprechend dieser Entwicklung altert der Kraftwerkspark, da der Grofteil der im Jahr 2000
bestehenden Anlagen auch im Jahr 2030 eingesetzt wird. Das Durchschnittsalter des

Kraftwerksbestandes errechnet sich zu knapp 50 Jahren.

In den Szenarien TYP CO und MIX A findet eine Dynamisierung des Kraftwerksbestandes
aufgrund betriecbsbedingter Alterung in einer gemifBigten Form statt. Die Faktoren der
Umbaudynamik liegen bei Drypco=0,5 und Prypmxs=0,9. Der Umbau des
Kraftwerksbestandes von 2000 bis 2030 vollzieht sich langsamer als im Referenzfall. In beiden
Fillen wird der Kernenergieanteil mit der maximalen mdoglichen Verfiigbarkeit eingesetzt.

Dieser Ausbau der Stromproduktion um 19 % ist im Jahr 2012 abgeschlossen.
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Aufgrund des niedrigen Steinkohlenpreises wihrend der Konsolidierungsphase wird die
Steinkohlenverstromung in dieser Periode begiinstigt. Danach verschiebt sich der Energiemix
aufgrund steigender Importkohlenpreise zu Gunsten der Kernenergie. Der Anteil an produzierter
elektrischer Energie im Jahr 2030 steigt dann auf fast 40 %. Im Szenario TYP CO werden
Altanlagen vor allem durch GuD-Kraftwerke und Steinkohlenkraftwerke ersetzt. Allerdings
fallen die Steigerungsraten der Erdgasverstromung im Vergleich zu den anderen Szenarien
duflerst moderat aus. Dies deutet wiederum auf eine hohe Sensitivitit der Instandhaltungskosten
bei den GuD-Anlagen.

Tabelle 5-11: Kenndaten der Instandhaltungsszenarien
P P A T T P A T P U U T U UL #
§§ Instandbaltungszenarien u
; Ref. B0 Az B2 | C0 | Cl [MIXA[MIXB i
§x (Durchschnittsalter 2030: 32 49 28 22 47 27 36 34 [a] &
‘§§ Zubaurate: 650 80 1190 1860 200 | 1420 | 1220 | 1170 | [MW/a] :
{§{ Abaurale: 1400 640 1760 2450 760 | 1980 | 630 | 1710 | [MWr/a] E
1| Leistungsentwicklung: -20 -19 -20 =21 220 -20 221 -19 1% |
| Arbeitsentwicklung +10 | +10 +10 | 410 | 410 | 410 [ 410 | 410 | [%] [
;; [Umbaudynamik & L0 0,35 1.4 2,1 0,5 1,7 0.9 14 :
i Kostenentwicklung & 1,0 0,69 1,09 1,35 0,86 1,14 0,94 1,08 :;
i 4]
; pezilische Abbaurate Altbestand (2000-2030) :
[Kemenergie 32 - 54 100 - 88 - 94 [%]

- |Braunkohle 39 8 52 95 11 56 38 42 [%]
 |Steinkohle 48 25 62 60 15 51 54 24 %]
|Erdzas (Damplerzeuger) 100 45 100 100 | 100 | 100 | 100 | 100 [%]
Durchschnitisalter abgeschalteter Anlagen bis 2030
- |Kernenergie 51 - 37 37 - 38 - 39 [a]
Braunkohlc 42 44 41 41 42 41 48 44 [al
Steinkohle 51 37 46 39 35 41 43 42 [a]
Erdgas (Dampferzeuger) 31 32 30 36 28 28 28 27 [a]
7 Verstromungsanteile im Jahr 2030
Kernenergie 26,3 39,6 18,1 149 39.6 45 39,6 23 %]
Braunkohlc 17,8 23,0 20.6 19.6 235 | 209 | 17,9 | 266 [%]
Steinkohle 31,9 24,9 227 7.8 28,1 | 280 | 204 | 41,7 1%1
+|Erdgas 24,0 12,5 38.6 57.7 8.8 466 | 22,1 | 294 [%]
' Anderung der Verstromungsanteile von 2000 -2030
-21 +40 -46 -47 +19 -85 +19 -93 [%]
-33 -14 -23 =27 -12 =22 -33 -1 [%]
+17 -23 -17 -76 +3 +3 -25 +53 [%]

+970 +460 +1620 | +2500 [ +290 | +1970 | +880 | +1200 [%] |
i
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Bei nur geringfiigigen Anderungen der Kostenstruktur werden als Substitutionskraftwerke des
Altbestandes Steinkohlenkraftwerke bevorzugt. Eine dhnliche Entwicklung zeigte sich bereits
bei den Brennstoffpreisszenarien. Der Anteil der elektrischen Energie im Jahr 2030 schwankt
zwischen 17 % und 27 %. Zusitzlich zu der geringen Umbaudynamik begiinstigt das
Instandhaltungsszenario TYP CO den Einsatz von Braunkohlenkraftwerken. Lediglich dltere
kleine Blocke werden in der Konsolidierungsphase stillgelegt. Der insgesamt niedrige Anteil
der Instandhaltungskosten an den hohen Fixkosten ist hierfiir der wesentliche Grund. Weiterhin
spielt der im Vergleich zu anderen Kraftwerksgruppen junge Bestand an Braunkohlen-
kraftwerken aufgrund der Modernisierung der ostdeutschen Energiewirtschaft dahingehend eine
Rolle, daB die Anderung der jihrlichen kumulierten Instandhaltungskosten bei allen
bestehenden Braunkohlenkraftwerken erst gegen Ende des Betrachtungszeitraums ins Gewicht

fillt. Da in diesen beiden Szenarien keine Kernkraftwerke stillgelegt werden, entfallen die

143



Angaben des Durchschnittsalters abgeschalteter Anlagen. Insgesamt liegt das Durchschnittsalter
des Szenarios TYP CO bei 47 Jahren, die des TYP MIX A bei 36 Jahren.

Die Instandhaltungsszenarien TYP A2 und TYP MIX B ziehen eine vergleichbar zum
Referenzszenario hthere Umbaudynamik nach sich. Der ®-Faktor der Umbaudynamik ist in
beiden Szenarien gleich und liegt bei 1,4. Daraus ergeben sich entsprechend #hnliche
Kostenentwicklungen, die bei Uryps=1,09 und Urypmxp=1.08 liegen. Trotz dieser
gemeinsamen Parameter ergeben sich zwei sehr unterschiedliche Entwicklungen des
Kraftwerksparks, sowie deren Endzustand im Jahr 2030. Szenario TYP MIX B geht der
Fragestellung besonders hoher betriebsbedingter Entwicklung der Instandhaltungskosten bei der
nuklearen Stromerzeugung nach. Dies fiihrt iiber den Betrachtungszeitraum von 30 Jahren zu
einem Abbau des Altbestandes an Kernkraftwerken von iiber 90 %. Bis 2035 wiiren alle
Kernkraftwerke abgebaut. Der Verstromungsanteil im Jahr 2030 liegt unter 3 %. Insgesamt
ergibt sich ein Durchschnittsalter von 40 Betriebsjahren, dies entspricht bei einer
durchschnittlichen jahrlichen Auslastung von 85 % ca. 35 Vollastjahre. Der kriftige Riickgang
der nuklearen Grundlastkraftwerke bei gleichzeitiger steigender Nachfrage nach elektrische
Energie wird durch drei parallele MaBnahmen kompensiert. Die wihrend der
Konsolidierungsphase abgebauten kleinen Braunkohlenbldcke werden zwischen den Jahren
2020 und 2030 durch moderne Anlagen auf Braunkohlenbasis ersetzt. Diese Anlagen werden
vor allem in der Grundlast eingesetzt. Der schnelle Riickgang der Kernkraftwerkskapazititen
kommt vor allem den Steinkohlenkraftwerken zu gute. Diese erreichen im Jahr 2030 einen
Anteil an der Stromerzeugung von 42 % mit steigender Tendenz. Konkurrent ist wieder die
Stromerzeugung mit GuD-Kraftwerken. GuD-Anlagen steigern zwar ihren Marktanteil um 1200
Prozent, dieser liegt aber unter den Entwicklungen, die in anderen Szenarien beobachtet werden
konnte. Der relativ kurzfristig auftretende Mangel an Grundlastkapazitit verschiebt die in der
Mittellast gefahrenen Steinkohlenkraftwerke in den Grundlastbereich. Die entstandene Liicke an
Mittellast wird gleichzeitig durch den Bau von GuD Kraftwerken kompensiert. Die
Entwicklung der durchschnittlichen Auslastung und die Entwicklung der Stromerzeugung nach
Energietrigern ist in Abbildung 5-13 fiir das Instandhaltungsszenario TYP MIX B dargestellt.
Aufgrund der im Vergleich zu TYP MIX B moderateren Instandhaltungskostenentwicklung bei
den Kernkraftwerken und der hoheren Instandhaltungskosten bei den kohlenbefeuerten Anlagen
ergibt sich fiir das Instandhaltungsszenario TYP A2 ein neues Bild. Die moderaten
Instandhaltungskostenentwicklungen fithren ebenfalls auch zu einem langsamen Riickbau an
Kernkraftwerken. Uber die 30 Jahre Betrachtungszeitraum verringert sich der Anteil an der

Stromerzeugung lediglich um 46 %.

144



[TWh] Elektrische Arbeit [%] Auslastung

500 90
450 80 -
400 70 4
350 ey
60 Ay (v g

300 50 4
250 10
200
150 30 ﬂ
100 20 rd

50 10 4

0 0 T

2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030 2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030

[ Kernenergie Braunkohle

I Steinkohle Erdgas ‘+ Braunkohle — Steinkohle —e- Erdgas

Abbildung 5-13:  Entwicklung elektrischer Energie und der durchschnittlichen
Arbeitsauslastung im Instandhaltungsszenario TYP MIX B

Der Anteil an der Stromerzeugung betriigt im Jahr 2030 noch 18 %. Wihrend auch die
kohlenbefeuerten Anlage Marktanteile verlieren (Braunkohlenkraftwerke -23 % und
Steinkohlekraftwerke —17 %) kann die Deckung der Nachfrage durch verstirkten GuD-Zubau
gesichert werden. Die Kostenentwicklung nach Szenario A2 begiinstigt Kraftwerke mit einem
niedrigen Fixkostenanteil. Sogar die Vollkosten der GuD-Anlagen liegen unter den Kosten
abgeschriebener Anlagen. Riickbau von Steinkohlen- und Braunkohlenkraftwerke sind nicht nur
in der Konsolidierungsphase zu verzeichnen, sondern iiber den gesamten Betrachtungszeitraum.
Teilweise entsteht noch ein Konkurrenzsituation zwischen GuD-Anlagen und Steinkohle-
kraftwerke zur Kompensation wegfallender Kemkraftwerke. Je nach Annahmen der
spezifischen Investitionskosten fiir Neubaukraftwerke und den Brennstoffpreisentwicklungen
von Erdgas und Importsteinkohle entstehen Vorteilhaftigkeit fiir die eine oder andere Technik.
Im Szenario TYP A2 hat die GuD-Technik leichte 6konomische Vorteile gegeniiber modernen
Steinkohlenkraftwerken. Bei einer Erhohung des Erdgaspreises um 10 % wird der Riickbau an
alten Steinkohlenblocken in der Konsolidierungsphase sogar iiberkompensiert. Die Ergebnisse
der Grundlastkraftwerke, Braunkohlenkraftwerke und Kernkraftwerke, sind von diesen
Sensitivitdten nicht betroffen. Das Durchschnittsalter der Szenarien TYP A2 und TYP MIX B
liegen bei 28 Jahren bzw. 34 Jahren und entspricht in etwa dem Durchschnittsalter des
Referenzszenarios. Trotz erhhter Umbaudynamik iiber einen Zeitraum von 31 Jahren ist der

Kraftwerkspark in diesen beiden Szenarien um ca. 10 Jahre gealtert.

Bei einer weiteren Dynamisierung des Kraftwerksparks aufgrund steigender betriebsbedingter
Alterung sinkt die am Ende des Betrachtungszeitraums gemessene durchschnittliche
Lebensdauer gegeniiber dem Referenzfall. Szenario TYP B2 und TYP C1 bringen Faktoren der

Umbaudynamik von ®@rypc;=1,7 und ®@ryppr=2,1 mit sich. Die durchschnittliche Lebensdauer
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reduziert sich im Szenario TYP B2 auf 22 Jahre und im Szenario TYP C1 auf 27 Jahre. Im
Szenario TYP B2 entsteht sogar eine leicht hthere Umbaudynamik als im Szenario ,,Konstante
Lebensdauer™ bei gleicher Kostenentwicklung (Sryp 52=Okonsum=1,35). Die Kostenentwicklung
im Szenario TYP C1 liegt bei Orypci=1.7. Die unterschiedlichen Annahmen zur Entwicklung
der betriebsbedingten Alterung haben auch unterschiedliche Auswirkungen auf die einzelnen
Stromerzeugungstechniken. Beiden Szenarien ist erstens die Konsolidierungsphase bis 2006
gleich und zweitens die Anderung der Anteile der Stromerzeugung auf Basis von
Braunkohlenkraftwerke. Nach  Abbau von Uberkapazititen im  Sektor ,iltere
Braunkohlenblocke®™ bleibt der Anteil der Braunkohlenverstromung bei ca. 20 % {iber den
Betrachtungshorizont konstant. Alte Braunkohlenkraftwerke werden durch neue Braunkohlen-
kraftwerke substituiert. Das Instandhaltungsszenario TYP C1 (Erhthung der spezifischen
Instandhaltungskosten und moderate Steigerung) benachteiligt die nukleare Energieerzeugung,
so daB} es zu einem Riickbau an der Stromerzeugung von 85 % kommt. Der Riickbau wird durch
die okonomisch giinstigeren GuD-Kraftwerke und Steinkohlenblocke induziert, die beide
Marktanteile gewinnen. Auch hier herrscht wieder die Konkurrenzsituation zwischen moderner
Steinkohlentechnologie und GuD-Anlagen. Hohe der Brennstoffpreise oder der spezifischen
Investitionskosten favorisieren je nachdem die eine oder die andere Technik. Findet ein
geringerer Abbau an Kernkraftwerken wie im Szenario TYP B2 statt, so wird das
Leistungsdefizit durch GuD-Anlagen kompensiert. Der sukzessive Abbau an Grundlastkapazitit
verlangsamt ebenfalls die in Szenario TYP MIX B2 beschriebene Verschiebung der
Mittellastkraftwerke ,,Steinkohle® in die Grundlast. GuD-Kraftwerke substituieren aufgrund der

leichten 6konomischer Vorteile die in die Mittellast betriebenen &ltere Steinkohlenbldcke.
Szenario ,,Verfiigbarkeit 20a-5 %*

Im Szenario ,Verfiigbarkeit 20a-5%* wird durch einen Paradigmenwechsel in der
Instandhaltungsphilosophie  einer mdoglichen Entwicklung in einem liberalisierten
Energiebinnenmarkt Rechnung getragen. Statt der Priamisse ,,maximal mogliche Verfiigbarkeit*
wird das neue Paradigma ,,minimale Kosten* im Vordergrund stehen. Die Pramisse maximal
mogliche Verfligbarkeit wird ersetzt durch die kostenoptimale Verfiigbarkeit. In diesem
Szenario wird davon ausgegangen, da die betriebsbedingte Alterung einen Verlust an
Verfiigbarkeit nach sich zieht, der nicht durch geeignete Instandhaltungsmafinahmen
ausgeglichen werden kann. Resultat ist die bereits genannte verminderte Verfligbarkeit und
niedrigere Instandhaltungskosten sowie geringere altersbedingte Preissteigerungen. Die
Kenndaten dieses Szenarios sind in Tabelle 5-12 dargestellt. Ein Teilergebnis ist besonders
auffillig. Zwar nimmt die Leistung aufgrund steigender Effizienzen in der Kraftwerkstechnik
trotz steigender Nachfrage nach elektrischer Energie ab, jedoch liegt die Leistungsentwicklung
mit —13 % unter allen bis dahin betrachteten Szenarien. Dies erklirt sich vor allem durch die
altersbedingte niedrigere Verfiigbarkeit der in Grundlast gefahrenen Kraftwerke. Die
Umbaudynamik liegt bei ®verign.=0,94 und somit unter der Dynamik des Referenzkraftwerks.

Ebenfalls fillt die zum Referenzfall vergleichende Kostenentwicklung mit Overier=0,79
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moderat aus. Ursache ist vor allem die niedrige altersbedingte Instandhaltungskostensteigerung.
Auch in diesem Szenario findet zu Beginn des Betrachtungszeitraums ein Abbau von
Uberkapazititen statt. Hiervon sind besonders simtliche erdgasbefeuerten Dampferzeuger und
iltere kohlenbefeuerte Blocke betroffen. Resultat der verminderten Nettokapazititen in der
Grundlast ist ein verstirkter Einsatz von Steinkohlenkraftwerke. Ein Teil der Steinkohlen-
kraftwerke wird am Ende des Zeithorizonts mit maximaler Verfiigbarkeit eingesetzt. Neu-
baukraftwerke werden etwa zu gleichen Teile durch GuD-Anlagen und durch neue
Steinkohlenblocke erreicht. Aufgrund der niedrigen Umbaudynamik tendiert ein
Kraftwerkspark mit betriebsbedingter sinkender Verfiigbarkeit zu einem hoheren Alter (hier
41 Jahre).

Tabelle 5-12: Kenndaten des Szenarios ,,Verfiigbarkeit 20a-5%*

O PO L PO L TP O L L

I8 TR VR R R R R R L L VL VL L L M M M
g‘;i Durchschnitisalter 2030] 41 [a]

i Verfiigbarkeit ®=0,94 Zubaurate: 790 |[MW/a)

i Abaurate: 1150 [[MW7al

:’: Leistungsentwicklung: | -13 [%]

b Altersverteilung Arbeitsentwicklung +10 [%]

u Kostenentwicklung & 0,79

8

8

8

60 spezifische Abbaurate Altbestand (2000-2030
Braunkohle 20 [%]
Steinkohle 16 [%]

Erdgas (Dampferzeuger] 100 [%]

Durchschnittsalter abgeschaltcter Anlagen] min/max

Anteil [%]

Kernenergie 50 [a] 44/54
Braunkohle 46 [a] 34/52
Steinkohle 45 [a] 34/62

Erdgas (Dampferzeuger] 31 [a] 24/40

Verstromungsanteile 2030 Anderung 2000
Kernenergic 24,9 % -30
Braunkohle 22,0 % -18
Altersklassen Steinkohle 34,7 % +40
Erdgas 18,4 % +690
5.3. Zusammenfassung der Optimierungsrechnungen

Im dritten Teil der Arbeit stand die Frage nach der Lebensdauver von Kraftwerken der
Elektrizititswirtschaft am konkreten Beispiel des Kraftwerksparks der Bundesrepublik
Deutschland im Vordergrund. Zur Losung der Fragestellung wurde das computergestiitzte
Optimierungsmodell LIMES entwickelt, daf auf Basis der Methode der linearen
Programmierung mit ganzzahligen Variablen einen Kraftwerkspark fiir den Mittellast und
Grundlastbereich simuliert. Zielgrole ist die Bestimmung der Lebensdauern einzelner
Kraftwerkstypen mit der Zielvariable der minimalen Kosten. Datenbasis ist der deutsche
Kraftwerkspark in seiner Struktur von 1995-1999, deren technische und 6konomische Parameter
in Form einzelner Kraftwerkstypen bereits in den Kapiteln 3 und 4 hergeleitet und vorgestellt

wurden. Der Betrachtungszeitraum beginnt im Jahr 1999 und endet mit dem Jahr 2030. In allen

147



Szenarien wird von einer gleichbleibenden Entwicklung der Nachfrage nach elektrischer
Energie ausgegangen. Mit dem Modell wurden folgende spezielle EinfluBgroBen auf die

Lebensdauer von Kraftwerken analysiert:

¢ FEinflul von Brennstoffpreisen

e Einfluf} der betriebsbedingten Alterung
e Einfluf} der Verfiigbarkeit

Der Einflu und die Entwicklung der betriebsbedingten Alterung wurde in dem Parameter
Instandhaltungskosten — monetarisiert.  Diesbeziiglicher ~ Unsicherheiten ~ wurde  mittels
Szenariotechnik Rechnung getragen. Die Entwicklung des Kraftwerksparks wird durch zwei
relative und eine absolute Kennzahl charakterisiert. Die absolute Kennzahl ,Leistungs-
entwicklung® gibt die Verdnderung der installierten Leistung von 1999 bis 2030 an. Die
relativen Kennzahlen ,,Umbaudynamik ®* und ,,Kostenentwicklung 9 beziehen sich auf die
Basismodellrechnung bzw. auf das Referenzszenario (®=1; ¥=1). Die Umbaudynamik ist ein
Maf fiir den jdhrlichen Zu- und Abbau an Kapazitit. Werte ®>1 sprechen fiir eine hohe
Dynamik, ®<1 fiir einen trigen Umbau im Kraftwerkspark. Die Kennzahl ,,Kostenentwicklung*
ist ein MaB fiir die insgesamt iiber den Betrachtungszeitraum angefallenen Kosten in Bezug auf
den Referenzfall. In Abbildung 5-14 sind fiir vier grundsitzlich verschiedene Faktoren der
Umbaudynamik (®,=1,0; ®,=0.,5; ®s=1,4; ®,=2.1) die Entwicklung der erzeugten elektrischen
Arbeit nach Brennstoffen sowie differenziert nach Altbestand und Neubaukraftwerken
dargestellt. Je nach Annahmen der kraftwerksspezifischen Kostenentwicklungen, die entweder
durch Brennstoffpreise oder betriebsbedingter Alterung induziert werden, ergeben sich sehr
unterschiedliche Ergebnisse. Das Verhiltnis von Altbestand zu Zubau, gemessen im Jahr 2030,
ist im Referenzfall und im Instandhaltungsszenario TYP MIX A ausgewogen. Dagegen wird der
Kraftwerkspark im Instandhaltungsszenario TYP CO fast nur durch Altbestinde gedeckt,
wihrend der Altbestand im Instandhaltungsszenario TYP B2 stark abgebaut wird. Allen
Szenarien, Brennstoffszenarien, Instandhaltungsszenarien und Verfiigbarkeitsszenarien, haben
auch gemeinsame Ergebnisse. Die vier in Abbildung 5-14 dargestellten Szenarien gelten
stellvertretend auch fiir die anderen.

e Ab Beginn des Betrachtungszeitraums (1999) bis zum Jahr 2006 (+2a) findet eine
Konsolidierungsphase statt. Nach der Modellphilosophie findet die Stillegung von
Kraftwerksblocken genau dann statt, wenn der Block nicht in die Modellosung eingeht.
Strategische oder taktische Verhaltensweisen des Kraftwerksbetreibers kénnen dem Modell
nicht vorgegeben werden. Aus streng betriebswirtschaftlicher Perspektive fallen diese
Kraftwerke aus dem Kraftwerksbestand. In der Realitit wurden unwirtschaftliche
Kraftwerke in die Kaltreserve verschoben und wurden in der Regel nicht mehr fiir den

Grundlastbetrieb eingesetzt.
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In der Konsolidierungsphase findet der Abbau der historisch bedingten Uberkapazititen
statt. Samtliche Slbefeuerte Kraftwerke, ein Teil der gasbefeuerten Kraftwerke und ein
gewisser Teil dlterer kohlenbefeuerter Kraftwerke werden in dieser Phase stillgelegt. Die
frithe Stillegung einiger kohlenbefeuerter Kraftwerke erklért die niedrige untere Bandbreite
der in den Szenariokenndatenblittern aufgewiesenen Durchschnittsalter abgeschalteter

Anlagen.

Wiihrend der Konsolidierungsphase (1999-2005) ergeben sich hohe Anteile der elektrischen
Energieerzeugung auf Basis von Steinkohlen. Der Preisverfall der Importsteinkohle
begiinstigt den vermehrten Einsatz von Steinkohlenkraftwerke, der sich mit steigenden
Preisen ab 2003 wieder relativiert. Danach fallen Anderungen gegeniiber dem Vorjahr

geringer aus.

Aufgrund der in Kapitel 5.1.1.6 beschriebenen Modernisierungsmafinahmen kommt es im
Anschlufl an die Konsolidierungsphase zu einer Harmonisierungsphase, gefolgt von einer
Umbauphase des Kraftwerksparks. In der Harmonisierungsphase findet ein
Optimierungsprozel der Kraftwerkstypen untereinander statt, der durch exogene Einfliisse
frither oder spiter gestért wird. Das Ende dieser Phase fillt in den Szenarien sehr
unterschiedlich aus. Wihrend im Szenario TYP CO die Harmonisierungsphase bis zum
Ende des Betrachtungszeitraums andauert, wird sie im anderen Extremfall (TYP B2) direkt
durch die Umbauphase ersetzt. In den anderen Szenarien endet die Harmonisierungsphase
etwa im Jahr 2010.
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Abbildung 5-14:

Bestandskraftwerken und Neubaukraftwerken im Referenzfall und drei
Instandhaltungsszenarien.

Entwicklung elektrischer Arbeit differenziert nach Brennstoffen sowie nach

e Die Stromerzeugung auf Basis von Braunkohlen bleibt in allen Szenarien fester Bestandteil

des deutschen Kraftwerksparks. Obwohl durch die fest vorgegebenen Abbaugrenzen von

Braunkohle einerseits eine Mindestverstromung erzwungen und andererseits eine maximale

Zubaurate vorgegeben wird, werden die maximalen Restriktionen nur in kurzen

Zeitabschnitten und nie iiber den gesamten Betrachtungszeitraum erreicht. Je nach Szenario
pendelt die Braunkohlenverstromung zwischen 100 TWh und 150 TWh.

e Der Anteil der Kernkraftwerke an der Stromerzeugung schwankt je nach Szenario zwischen

maximaler Auslastung und vollstindigem Riickbau der Kapazititen. Mit Ausnahme des

Instandhaltungsszenario TYP B2 erfolgt kein Zubau auf Basis nuklearer Energieerzeugung.

Die spezifischen Investitionskosten miiiten bis zu 35 % gesenkt werden, damit neue
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Kernkraftwerke in das Optimierungsergebnis eingehen. Dagegen hat der Altbestand
aufgrund seiner giinstigen Kostenstruktur durchaus Chancen langfristig in einem
liberalisierten Energiemarkt zu bestehen. Dies hidngt nicht zuletzt von den Annahmen der

betriebsbedingten Alterung und den Entsorgungskosten ab.

Den Szenarien mit geringer Umbaudynamik (©>0,7) ist ein verstirkter Einsatz von Erdgas
bei der Stromerzeugung auf Basis von kombinierten Gas- und Dampfkraftprozessen
gemeinsam. Trotz der hohen Sensitivitit der Stromgestehungskosten aufgrund des hohen
Anteils an den variablen Kosten konnen Kraftwerke auf Erdgasbasis Markanteile zwischen

10 % und 50 % im Grund- und Mittellastbereich eines Kraftwerksparks erreichen.

Zwischen den Zubauoptionen Steinkohlenkraftwerk und Erdgaskraftwerk besteht eine
grundsitzliche Konkurrenzsituation. Bei den im Modell zugrunde gelegten Daten weisen
GuD-Kraftwerke leichte ckonomische Vorteile auf. Bei nur geringen Anderungen der
Brennstoffpreise, d.h. auf der einen Seite Erhohung des Erdgaspreises um 10 % oder
Verringerung der Importkohlenpreise oder auf der anderen Seite Verminderung der
spezifischen Investitionskosten von  Steinkohlenkraftwerken um 10 %, fallen
Investitionsentscheidung zu Gunsten der Steinkohle aus. Die unterschiedlichen

Substitutionswege der gerechneten Szenarien wird vereinfacht in Abbildung 5-15

dargestellt.
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Abbildung 5-15:  Verstromungsanteile der Kraftwerke nach eingesetzten Energietrigern zu

Beginn und zum Ende des Betrachtungszeitraums in den einzelnen Szenarien
sowie deren qualitative Substitutionsprozesse

Weiterhin werden in der Abbildung 5-15 die Verstromungsanteile nach Energietrdgern im Jahr

2030 dem Anfangszustand der Modellrechnungen fiir die ausgewihlten Szenarien gegen-
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ibergestellt. Weitere Kenngrofien eines Kraftwerksparks ist die Entwicklung seiner
Altersstruktur. Wie in der Einleitung bereits dargestellt, handelt es sich beim deutschen
Kraftwerkspark um einen im europdischen Vergleich relativ jungen Kraftwerkspark. Dies ist
nicht zuletzt durch die speziell fiir Deutschland geltenden historischen EinfluBgréfen der
Grofifeuerungsanlagenverordnung und der Umbau der ostdeutschen Energiewirtschaft im Zuge
der Wiedervereinigung bedingt. Zu Beginn des Betrachtungszeitraums betrigt das
Durchschnittsalter des Kraftwerksparks (Thermische Grund und Mittellastkraftwerke) etwa
22 Jahre. Am Ende des Betrachtungszeitraums im Jahr 2030 ist eine Alterung des
Kraftwerksparks mit Ausnahme des Instandhaltungsszenario TYP B2 zu verzeichnen. Der
Endzustand im Jahr 2030 ist dargestellt. Auch wenn die Bestimmung eines Mittelwertes iiber
alle Szenarien fraglich ist, so dient die Darstellung lediglich zur Angabe eines Richtwertes, der
bei 35 Jahren liegt.

Die in Abbildung 5-16 dargestellten Werte fiir das Durchschnittsalter des Kraftwerksparks
gelten lediglich fiir das Jahr 2030. Diese Werte miissen im Zusammenhang mit der Entwicklung
der Altersstruktur {iber den gesamten Betrachtungszeitraum gesehen werden. Die Entwicklung
des Durchschnittsalters iiber den gesamten Betrachtungszeitraum zeigt Abbildung 5-17. In allen
Szenarien findet eine gemeinsame Alterung der Kraftwerksbestandes wihrend der
Konsolidierungsphase statt. Abhiingig von den Szenarioannahmen ergibt sich eine Fortsetzung
dieses Trends oder sogar ein Riickgang. Werden die Kosten der betriebsbedingten Alterung als
gering eingestuft (Szenario TYP C0O; TYP BO) so steigt das Durchschnittsalter kontinuierlich.
Bei den Brennstoffpreisszenarien und dem Referenzszenario, bei denen mittlere altersbedingte
Kosten angenommen wurden, kehrt sich der Alterungstrend im Jahr 2024 um und der
Kraftwerkspark verjiingt sich. Die Szenarien mit hoheren Instandhaltungskosten aufgrund

betriebsbedingter Alterung pendeln sich im Alterskorridor zwischen 25 und 35 Jahren ein.
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Niedrigpreis
Erdgaspreisdynamik
Instandhaltung TYP BO
Instandhaltung TYP B2
Instandhaltung TYP A2
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Instandhaltung TYP C1
Instandhaltung TYP MIX A
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Verfiigbarkeit 20a-5%
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Abbildung 5-16: Durchschnittsalter des Kraftwerksparks im Jahr 2030 in den verschiedenen
Szenarien

Die Entwicklung des Durchschnittsalters deutet insgesamt auf eine Alterung des
Kraftwerksparks hin. Durch die Annahme einer konstanten Lebensdauer, wie sie im
Vergleichsszenario ,Konstante Lebensdauer” zugrunde gelegt wurde, entstehen erhebliche
Verzerrungen fiir das Durchschnittsalter des Kraftwerksparks wie in Abbildung 5-17 deutlich zu
sehen ist.

[Jahre]

—e— Referenz
- K¢ Leb d
—4— Verfiigbarkeit 20a-5%

—+— Hochpreis
-=— Niedrigpreis
—+— Erdgaspreisdynamik

—+— Instandhaltung TYP A2
— Instandhaltung TYP BO
—+— Instandhaltung TYP B2
— Instandhaltung TYP CO
- Instandhaltung TYP C1
1 T T —e— Instandhal TYPMIX A
2000 2005 2010 2015 2020 2025 2030 |~ Instandhaltung TYP MIX B

Abbildung 5-17:  Entwicklung des Durchschnittsalters des Kraftwerksparks in den einzelnen
Szenarien
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In Tabelle 5-13 wird die Lebensdauer der stillgelegter Anlagen fiir ausgewihlte Szenarien nach
Kraftwerkstypen aufgelistet sind. In der Tabelle werden nur Kraftwerke beriicksichtigt, die
Bestandteil des Kraftwerksparks zu Beginn des Betrachtungszeitraums waren. Es hat sich in
allen Szenarien gezeigt, daf Slbefeuerte Kraftwerke aufgrund ihrer Kostenstruktur keine Rolle
im Grund und Mittellastbereich spielen. Sie werden in der Konsolidierungsphase stillgelegt. Das
Durchschnittsalter errechnet sich folglich zu ca. 27a. Das Alter der stillgelegten
Kraftwerkstypen wie Kernkraftwerke, Steinkohlen-, Braunkohlenkraftwerke, und gasbefeuerte
Dampferzeuger variieren je nach Szenarioannahmen. Bei der Bewertung des durchschnittlichen
Stillegungsalters muf3 aber immer die Stillegungsquote beriicksichtigt werden, da sonst der
Eindruck entsteht, das Alter gelte fiir alle Kraftwerkstypen. In der letzten Zeile der Tabelle 5-13
sind die Bandbreiten der einzelnen Szenarien beschrieben.

Fiir Kernkraftwerke ergeben sich Altersangaben der stillgelegten Anlagen zwischen 37 und
mehr als 50 Jahren. In den Szenarien ,Hochpreis®, Instandhaltung TYP CO und TYP MIX A
kommt es zu keinen Stillegungen. Die Bandbreite der Braunkohlenkraftwerke liegt zwischen 41
und 52 Jahren. Die Steinkohlenkraftwerke liegen zwar mit der oberen Grenze der Bandbreite im
Bereich der Braunkohlenkraftwerke, jedoch ist die untere Grenze deutlich niedriger. Die
Bandbreite des Durchschnittsalters stillgelegter Anlagen stellt sich zwischen 35 und 51 Jahren
ein. Fiir die Gaskraftwerke reduziert sich die Bandbreite auf 31 Jahre als oberer Grenzwert und

27 Jahre als unterer Grenzwert.

Tabelle 5-13: Alter stillgelegter Anlagen nach Brennstofftypen in
ahlten S ien in Jahre

Referenz 51 42 51 31
Hochpreis 52 46 31
Niedrigpreis 52 46 44 31
Erdgaspreisdynamik 51 45 45 29
Instandhaltung TYP A2 37 41 46 30
Instandhaltung TYP B2 37 41 39 36
Instandhaltung TYP CO 42 35 28
Instandhaltung TYP C1 38 41 41 28
Instandhaltung TYP MIX A 48 43 28
Instandhaltung TYP MIX B 39 44 42 27
Verfiigbarkeit 20a-5% 50 46 45 31
Bandbreiten 37->50| 41-52 | 35-51 | 27-31

Abschlufbemerkung zu den Optimierungsrechnungen

Die Optimierungsrechnungen wurden vor dem Hintergrund langfristiger konstanter

Rahmenbedingungen durchgefiihrt. Das Optimierungsmodell simuliert das Verhalten eines
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Kraftwerksparks im Mittellast und Grundlastbereich in einem liberalisierten Elektrizitits-
binnenmarkt. Dieses Modell erginzt die in Kapitel 4 vorgestellten Einzelwirtschaftl-
ichkeitsbetrachtungen um die Wechselwirkungen der Kraftwerke untereinander. Im Modell
spielen sich exogene Anderungen der Rahmenbedingungen nur auf der Ebene der
Brennstoffmirkte ab, endogene Anderungen aufgrund betriebsbedingter Alterung werden durch
verschiedene Instandhaltungsszenarien  beriicksichtigt. Diese  zeitlich  vordefinierten
EinfluBgréBen sind stetiger Natur. Kurzfristige unerwartete Ereignisse, wie z.B. in der
Vergangenheit durch die Olpreiskrise geschehen, wurden nicht simuliert, da die Annahmen iiber
die Art eines solchen Ereignisses sehr spekulativ sind. Alle Szenarien sind also unter der
Annahme langfristiger stabiler Verhiltnisse gerechnet worden. Als Folge der Liberalisierung
der Energiemirkte sind zwei mittel- bis langfristige Entwicklungen zu erwarten. Erstens ist
nahezu unabhiingig von Energiepreissteigerungen mit einer langfristigen Alterung des
Kraftwerksbestandes zu rechnen. Zweitens kann sich der deutsche Kraftwerkspark auch
weiterhin auf ein breites Spektrum an unterschiedlichen Technologien zur Stromerzeugung mit
unterschiedlichen Brennstoffen stiitzen. Neben dem vermehrten Einsatz von Erdgas in der
Stromerzeugung wird Steinkohle und Braunkohle aus wirtschaftlicher Perspektive langfristig
eine Rolle in der deutschen Kraftwerkswirtschaft spielen. Ob dagegen die nuklearer
Stromerzeugung langfristiger Akteur im liberalisierten Binnenmarkt bleibt, hingt vor allem von

den zukiinftigen gesellschaftspolitischen Rahmenbedingungen ab.

Die Instandhaltung wird zukiinftig neben den Brennstoffpreisen eine entscheidende Rolle
spielen. Der durch den Wettbewerb ausgeldste Druck zur Kostensenkung in den einzelnen
Kraftwerken wird sich auf die Verfiigbarkeit und die Sicherheit der Anlagen auswirken.
Personal und Instandhaltung sind daher im Gegensatz zu den variablen Kosten die Kostenstellen
in den Altanlagen, auf die iiberhaupt direkten Einfluf} seitens des Kraftwerksbetreibers ausgetibt
werden kann. Sie stehen daher im Mittelpunkt von Kostensenkungsmalinahmen. Die Modell-
ergebnisse haben gezeigt, dafl trotz sinkender Verfiigbarkeit aufgrund minimaler Instandhaltung
das Alter der Einzelanlagen zunimmt. Dies ist insofern klar, da da3 Modell nach minimalen
Kosten optimiert. Die hohere Ausfallquote wird entweder durch den Verbleib vieler alter
Kraftwerksanlagen kompensiert oder durch Zukauf von Strom gedeckt. Eine langfristige
technische Optimierung findet dadurch nicht statt. Ebenfalls kénnen die Folgen des Unterlassen
von InstandhaltungsmaBnahmen sowie die Reduzierung des Betriebspersonal mittels dieses
Modells nicht bestimmt werden. Folgen konnen beispielsweise schwere Unfille mit
Personenschidden sein. Daher werden neue Instandhaltungsmethoden, die sowohl mit geringen
Kosten den zuverlidssigen Betrieb der Anlage, als auch eine hohe Verfiigbarkeit erméglichen,

langfristig den modernen Kraftwerksbetrieb sicherstellen.
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6. Zusammenfassung und Schlufifolgerungen

In dieser Arbeit wurde die Alterung von Kraftwerken der Elektrizititswirtschaft analysiert. Das
Wissen um die zukiinftige Lebensdauer von Kraftwerken ist ein entscheidendes
Erfolgskriterium im liberalisierten Markt. Dies gilt sowohl fiir die Planung von neuen

Kraftwerken als auch fiir den Betrieb bestehender Anlagen.

Im Mittelpunkt der ersten Untersuchungen standen die technischen Einfliisse auf die Alterung
der Komponenten verschiedener Kraftwerkstypen. Dabei wurden zunichst die Problembereiche
fossilbefeuerter Kraftwerke anhand der Analyse von Schadenhdufigkeiten und der
Ursachenanalyse von Nichtverfiigbarkeiten identifiziert. Eine Vielzahl der Schiéden von
betroffenen Komponenten werden durch Zeitstand- und Wechselbeanspruchung verursacht.
Dies sind die kritischen Einfliisse auf die Alterung der Werkstoffe bei fossilbefeuerten Kraft-
werken. Beispielhaft wurde dazu die rechnerische Lebensdauer von Heidampfleitungen
ermittelt. Der EinfluB der An- und Abfahrgeschwindigkeiten sowie die Haufigkeit von Kalt-
und Warmstarts wurden in einem Modell simuliert. Es konnte gezeigt werden, dafl bei
schonender Fahrweise die rechnerische technische Lebensdauer deutlich iiber dem durchschnitt-
lichen Alter stillgelegter Kraftwerksblocke liegt.

Diese ersten Ergebnisse gelten nur fiir HeiBdampfleitungen, bei denen der Spannungszustand
leicht zu bestimmen ist. Die technische Lebensdaueranalyse der meisten Komponenten im
Kraftwerk ist um ein Vielfaches komplizierter, da die Spannungszustinde der komplexen
Bauteilgeometrien nur mit aufwendigen mathematischen Methoden (Finite Elemente) zu
bestimmen sind. Daher ist eine Ubertragung der Ergebnisse auf alle anderen Komponenten
kritisch zu sehen. Sie sind trotzdem ein Indikator fiir die Langlebigkeit von hochbeanspruchten

Bauteilen im Kraftwerksbau.

Die Alterung von Komponenten wird durch die auftretenden Schiden in ihren unterschiedlichen
Formen wie Korrosion, Rissen etc. sichtbar. Die Schiiden verursachen wiederum Ausfille. Im
Laufe der Untersuchungen konnte gezeigt werden, daf die betriebsbedingte Ausfallhdufigkeit
einer Anlage kein Kriterium fiir ihren Alterszustand ist. Eine Zunahme der Nichtverfiigbarkeit
mit wachsendem Alter konnte ebenfalls nicht nachgewiesen werden. Sichtbare Zu- und
Abnahmen der Verfiigbarkeiten wurden allein durch allgemeine 6konomische und politische
Rahmenbedingungen, wie das Beispiel der Groffeuerungsanlagenverordnung gezeigt hat,
verursacht. Die Vermutung, daf sich die Alterung eines Kraftwerks statt durch Minderung der
Verfiigbarkeit durch eine Erhohung der Instandhaltungskosten liber die Zeit bemerkbar macht,
konnte weder bestiitigt noch widerlegt werden. Ursache hierfiir ist die in der Vergangenheit
angewandte Methode der vorbeugenden Instandhaltung, in deren Rahmen viele Bauteile lange

vor dem Zeitpunkt des Bauteilversagens ersetzt wurden.

Bevor technische Ursachen zu einer Stillegung eines Kraftwerks fithren, erzwingen meist

6konomische und politische Randbedingungen die AuBerbetriebnahme. Die technisch-
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Okonomische Alterung einzelner Kraftwerkstypen wird daher im zweiten Teil dieser Arbeit
behandelt. Dazu wurde ein auf finanzmathematischen Methoden der Investitionstheorie
basierendes computergestiitztes Rechenmodell entwickelt. Es unterscheidet sich von bereits
vorhandenen Modellen durch seine dynamischen Elemente und seinen Betrachtungshorizont.
Der betriebswirtschaftliche Zeithorizont ist variabel und nicht nur auf die Abschreibungszeit
begrenzt. Dadurch war es moglich, dynamische Instandhaltungskosten, die jeweils Ausdruck
verschiedener technischer Alterungsszenarien sind, zu berlicksichtigen. Ergebnis sind
charakteristische Lebensdauerkennlinien fiir unterschiedliche Kraftwerkstypen in Abhingigkeit
der jahrlichen Ausnutzung. Anhand dieser Kennlinien kann die kostenoptimale Lebensdauer fiir
in Deutschland eingesetzte Kraftwerkstypen abgelesen werden. Die kostenoptimale
Lebensdauer beschreibt den Zeitpunkt, wann aus Okonomischer Perspektive die Anlage
stillgelegt werden sollte. Kraftwerke mit einem hohen Kapitalkostenanteil an den Investitions-
kosten wie Kern- oder Braunkohlenkraftwerke erreichen dabei 6konomische Lebensdauern von
40 bis 45 Betriebsjahren. Steinkohlenkraftwerke erreichen 35 bis 40 und GuD-Anlagen 25 bis
35 Betriebsjahre.

Neben der unterschiedlichen Entwicklung von Brennstoff- und Instandhaltungskosten sind der
technische Fortschritt im Anlagenbau und die aktuelle Altersstruktur weitere wesentliche
EinflugréBen auf die Lebensdauer von einzelnen Kraftwerksblocken. Zur Bewertung dieser
Einfliisse wurde ein Modell auf Basis linearer Optimierungsmethoden mit ganzzahligen
Variablen entwickelt. Das Kraftwerksausbaumodell LIMES simuliert den deutschen
thermischen Kraftwerkspark im Grund- und Mittellastbereich. LIMES ist ein Kraftwerksaus-
baumodell der dritten Generation. Im Gegensatz zu ilteren Modellen ist hier die Lebensdauer
jedes Kraftwerksblocks variabel. Je nach Szenario ergibt sich dann ein vielschichtiges Bild des
deutschen Kraftwerksparks in der Zukunft. Die Zielfunktion im Modell ist immer das jdhrliche
Minimum der Gesamtkosten im Kraftwerkspark. Dies entspricht den Folgen der Liberalisierung
der Energiemirkte, durch die die Kraftwerksbetreiber zu marktwirtschaftlichem Handeln
gezwungen sind. Mit Hilfe des Modells LIMES wurden insbesondere die Einfliisse der
Brennstoffpreise, der Verfiigbarkeit sowie der betriebsbedingten Alterung auf den Kraftwerks-

park und auf die einzelnen Kraftwerkstypen untersucht.

Alle Modellrechnungen sind gekennzeichnet durch einen drastischen Abbau von Uber-
kapazitiiten in den kommenden 5 Jahren und eine generelle Alterung des Kraftwerksparks. Im
Jahr 1999 betrug das durchschnittliche Alter stillgelegter Kraftwerksblocke in der
Bundesrepublik Deutschland 28 Jahre. Im Jahr 2030 werden stillgelegte Anlagen ein
Durchschnittsalter von 40 Jahren erreichen. Parallel dazu wird sich das Durchschnittsalter von
22 Jahren pro Block im Jahr 1999 innerhalb von 30 Jahren auf 34 Betriebsjahre verlingern. In
den Modellrechnungen hat sich die Braunkohlenverstromung als stabiler Faktor erwiesen. Zwar
nimmt die Blockzahl ab, jedoch bleibt die produzierte Strommenge konstant. Viele kleine
Kraftwerksblocke werden sukzessive durch neue groB3e Blocke substituiert. Zwischen den GuD-
und Steinkohlenkraftwerken liegt eine diffizile Konkurrenzsituation vor. Trotz niedrigerer

Investitionskosten der GuD-Kraftwerke gegeniiber Steinkohlenkraftwerken héngt ihr Einsatz
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sehr stark von der Entwicklung des Gaspreises ab. Der Bau von GuD-Kraftwerken ist daher fiir
den Zweck der reinen Stromerzeugung mit einem hoheren Risiko behaftet als der Bau von
Steinkohlenkraftwerken. Der politisch erzwungene Riickbau der Kernkraftwerke wird in den
Modellrechnungen durch GuD-Kraftwerke und Steinkohlenkraftwerke in Abhédngigkeit der
Gaspreise kompensiert. Unter Berlicksichtigung externer Kosten kdnnte jedoch ein anderes Bild
auf die zukiinftige Entwicklung des Kraftwerksparks entstehen. Dieser Aspekt wurde in dieser
Arbeit allerdings nicht verfolgt.

Abschliefiend kann festgestellt werden, dal fiir den Anlagenbetreiber die richtige Instand-
haltungsstrategie entscheidend fiir den Fortbestand seines Kraftwerksparks ist. Hohe Sicherheit,
Verfiigbarkeit und Flexibilitit sind die Erfolgskriterien in einem liberalisiertem Strommarkt und
kénnen nur durch eine optimale Instandhaltungsstrategie erreicht werden. Auch mufBl der
Anlagenbauer aufgrund dieser Situation und aufgrund der Alterung der Kraftwerke seine
Produktpalette umstellen. Der Anlagenbau in Deutschland wird sich von individuellen Grof3-
projekten in Richtung von Standardisierungen von Kraftwerkskomponenten und innovativen

Dienstleistungen bewegen.
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