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Vorwort

Die Bereitstellung elektrischen Stroms bildete sowohl eine der wesentlichen Voraussetzung fir
die Industriealisierungsprozesse ab Anfang des 20. Jahrhunderts als auch eine Basis fir die
Hebung des L ebensstandards fir breite Schichten der Bevolkerung. Zeit ihres Bestehens stand
so die Elektrizitatswirtschaft im Zentrum des 6ffentlichen Interesses. Der Fokus dieses Interes-
ses anderte sich jedoch. Nachdem in der Anfangsphase besonders der Zugang zur Stromver-
sorgung bzw. deren Sicherheit im Vordergrund standen, ruickte im folgenden insbesondere die
Preiswirdigkeit der Stromversorgung in den Mittelpunkt des 6Gffentlichen Interesses und der
politischen Regulierung. Ab Mitte der 70er Jahre entwickelten sich die 6kologischen Aspekie
der Stromversorgung zu einem Schwerpunkt der elektrizitdtswirtschaftlichen Diskussionen.
Ausgehend von der sich oft auf die Umweltfolgen der Strombereitstellung konzentrierenden
Debatte bekamen Kosten-Nutzen-Betrachtungen eine neue Relevanz.

Diese Auseinandersetzungen um die konomischen Aspekte der Stromversorgung in einem
Umfeld zunehmend dichter werdender umweltpolitischer Regulierung haben bis heute nicht an
Bedeutung verloren, sind aber oft durch starke Vereinfachungen und undifferenzierte Be-
trachtungen gepragt.

Eine differenzierte Analyse wird jedoch heute eine ganze Reihe einschneidender Verdnderun-
gen erschwert:

Die technischen Entwicklungen der letzten Jahre haben dazu gefihrt, dal3 heute Technolo-
gien kommerziell verfligbar sind, die viele Erwartungen der Vergangenheit hinsichtlich Effi-
zienz, Umweltfreundlichkeit etc. weit Ubertreffen.

Vor alem durch harten Wettbewerb der Anlagenhersteller wurden die Anlagenkosten in
kurzen Abstanden teilweise erheblich reduziert.

Die Angebotssituation insbesondere fir Erdgas und importierte Steinkohle ist durch ausge-
prégte Kaufermérkte gekennzeichnet, was zu einer erheblichen Verbilligung des Energietréa
gerangebots speziell fur die Stromwirtschaft fihrte.

Die fortschreitende stromwirtschaftliche Liberalisierung verandert das betriebswirtschaftli-
che Planungs- und Entscheidungskalkil der Betreiber von Kraftwerksanlagen in erhebli-
chem Malie.

Vor dem Hintergrund bindender internationaler Reduktionsverpflichtungen insbesondere fiir
Treibhausgase sind weitere umweltpolitischer Interventionen (Okosteuern, Zertifikatsmo-
delle etc.) auch und gerade in der Stromwirtschaft zu erwarten.

Angesichts der sich rapide verandernden wirtschaftlichen Rahmenbedingungen ist eine qualifi-
Zierte Diskussion nur noch tber eine Vielzahl von Variantenrechnungen moglich, mit denen die
Bandbreite der mdglichen Parameterentwicklungen abgebildet werden kann.

Die von Lambert Schneider im Rahmen eines Praktikums am Oko-Institut angestellten und als
Studienarbeit an der TU Berlin vorgelegten Untersuchungen bearbeiten diese Fragestellung in
S0 interessanter Weise, da3 sich das Oko-Ingtitut entschlossen hat, die Arbeit einem breiteren
Leserkreis zuganglich zu machen.

Prof. Dr. Georg Meran Dipl.-Volkswirt Martin Cames
Dr. Reimund Schwarze Dipl.-Ingenieur Felix Chr. Matthes
Technische Universitét Berlin Oko-Institut, Institut fiir angewandte Okologie
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Zusammenfassung und Ergebnis

Nach der Verabschiedung des neuen Energiewirtschaftsgesetzes im April dieses Jahres steht
der Energiesektor vor erheblichen Veranderungen. Im neu eingefihrten Wettbewerb werden
die Energieversorgungsunternehmen bestrebt sein, Kunden durch giinstige Angebote zu ge-
winnen und ihre Kosten zu senken. Dabei wird der kostenginstige Ersatz und Zubau von
Kraftwerken in den kommenden Jahren eine wichtige Rolle spielen.

Vor diesem Hintergrund werden in der vorliegenden Arbeit die Stromgestehungskosten neu zu
errichtender Grofkraftwerke berechnet. Ziel ist es, mit Hilfe von Sensitivitdtsanalysen die
Auswirkungen unterschiedlicher wirtschaftlicher Rahmenbedingungen auf die Hohe der Strom-
gestehungskosten zu verdeutlichen. Ein besonderer Schwerpunkt wird dabei auf die Einfih-
rung von umweltékonomischen I nstrumenten wie Okosteuern und Zertifikaten gesetzt.

Die Stromgestehungskosten werden mit Hilfe eines Modells bestimmt, das der unterschiedli-
chen wirtschaftlichen Nutzungsdauer verschiedener Kraftwerkstypen Rechnung trégt und so-
mit eine Vergleichbarkeit der Stromgestehungskosten gewahrleistet. Mit Hilfe dieses Modells
werden auf der Preisbasis von 1991 finanzmathematische Durchschnittskosten Uber einen Be-
trachtungszeitraum von 10 bzw. 20 Jahren bestimmt. Als Eingabeparameter miissen Investiti-
ons- und Betriebskosten, Brennstoffpreise, Abschreibungszeiten, Zinssdize und die Hohe der
Okosteuern festgel egt werden.

Die Investitions- und Betriebskosten zukinftiger Kraftwerke sowie die Entwicklung der
Brennstoffpreise werden mit Hilfe einer umfangreichen Literaturauswertung abgeschétzt. Da-
bei wird die Entwicklung des Stands der Technik konventioneller und neuer Kraftwerkstypen
bis zum Jahr 2005 berticksichtigt. Fur die Brennstoffprei sentwicklung werden fir jeden Ener-
gietréger drel Szenarien festgelegt: Neben einem Referenzszenario wird die Wirkung deutlich
hoherer und niedrigerer Energiepreise untersucht.

In Folge der Liberalisierung sind die Investoren mit einer erhdhten Unsicherheit bezdiglich ihrer
zukunftigen Absatzchancen und der technologischen Entwicklung konfrontiert. Diese Unsi-
cherheit druickt sich darin aus, dal3 kiirzere Abschreibungszeiten oder hdhere Zinssétze gefor-
dert werden. Wahrend sich die kalkulatorische Abschreibungszeit im Referenzfall an der wirt-
schaftlichen Nutzungsdauer der Kraftwerke orientiert, werden die Auswirkungen der Liberali-
sierung durch um die Halfte verkirzter Abschreibungszeiten und eine einheitliche Abschrei-
bung aler Kraftwerke in 10 Jahren berticksichtigt.

Die 6ffentliche Diskussion um Okosteuern hat sich in den letzten Jahren auf Energie- und CO,-
Steuern fokussiert. In dieser Arbeit wird die Wirkung von sechs unterschiedlichen Okosteuer-
szenarien untersucht, die sich sowohl in der Héhe der Steuersétze als auch in der Kombination
von Energie- und CO,-Steuer unterscheiden. Sowohl fir niedrige und a's auch fur hohe Steu-
ersitze wird jeweils eine reine Energiesteuer, ein Mix aus Energie- und CO,-Steuern zu je
50 % sowie eine reine CO,-Steuer betrachtet. Mit CO,-Steuern kann prinzipiell auch die Wir-
kung eines CO,-Zertifikathandels abgebildet werden, da die Energieversorgungsunternehmen
je nach Nachfrage und Angebot auf dem Markt zu einem bestimmten Preis CO,-Zertifikate
erwerben missen.
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In der Zusammenschau konnen aus den Modellrechnungen eine Reihe von generellen Trends
abgeleitet werden. Hinsichtlich der Kraftwerkstypen ergeben sich die wichtigsten Zusammen-
hange wie folgt:

Erdgasgefeuerte GuD-Kraftwerke sind sowohl in der Grundlast as auch in der Mittellast
gegenuber anderen Kraftwerkstypen deutlich ginstiger. Im Referenzfall betragen die
Stromgestehungskosten einer GuD-Anlage ohne Okosteuern und ohne Berticksichtigung
der "Wettbewerbseffekte" in der Grundlast 6,2 Pf/kWh. Demgegeniber liegen die Stromge-
stehungskosten von Steinkohlekraftwerken bei 7,1 Pf/kWh, die von Braunkohlekraftwerken
bei 7,8 Pf/kWh.

Die Stromgestehungskosten von Steinkohlekraftwerken liegen in der Grundlast alenfalls bel
sehr niedrigen Brennstoffpreisen mit 6,3 Pf/lkWh in der Grofenordnung von GuD-
Kraftwerken. Kraftwerke mit integrierter Kohlevergasung und anschliefiendem GuD-Prozef3
sind unter den Rahmenbedingungen im Referenzfall trotz eines Wirkungsgrades von 52 %
nur wenig attraktiv, da die Investitionskosten noch sehr deutlich tber denen von konventio-
nellen Anlagen liegen.

Auch die Wettbewerbssituation von Braunkohlekraftwerken wirde sich selbst fur den Fall
als kompliziert gestalten, dal3 es gelingt, den Wirkungsgrad durch die Vortrocknung der
Braunkohle auf 49% zu steigern und gleichzeitig die Investitionskosten von bisher
2.800 DM/kW auf 2.500 DM/KW zu senken (Preisbasis 1998).

Der von Framatome und Siemens geplante European Pressurized Reactor (EPR) ist selbst
bel den sehr optimistischen Annahmen der Entwickler kaum konkurrenzfahig: Bei Investiti-
onskosten von 2.800 DM/kW und einer kalkulatorischen Abschreibungszeit von 35 Jahren
betragen die Stromgestehungskosten in der Grundlast 7,3 Pf/kWh und liegen damit noch -
ber den Stromgestehungskosten von GuD-Anlagen und Steinkohlekraftwerken.

Aus den Sensitivitétsbetrachtungen hinsichtlich der wichtigsten Einfluf¥aktoren ergeben sich
die folgenden Resultate:

Der Erdgaspreis ist fur die Hohe der Stromgestehungskosten von GuD-Anlagen und Gas-
turbinen die wichtigste Einflu®3gréfie. Im Referenzszenario wurde in Anlehnung an Prognos
(1995) ein nominaler Erdgaspreis von 2,5 Pf/kWh im Jahr 2005 angesetzt. Sollte der Erd-
gaspreis weiterhin fallen und im Jahr 2005 nominal bei 1,4 Pf/kWh liegen, kdnnte Strom aus
GuD-Kraftwerken in der Grundlast zu 4,3 Pf/kWh bereitgestellt werden. Der Kostenvortel
gegenuber Steinkohlekraftwerken betragt dann 2,8 Pf/kWh. Nur bei einem sehr hohen Gas-
preis von nomina 3,4 Pf/kwWh im Jahr 2005 sind die Stromgestehungskosten mit 8 Pf/kWh
in der Grundlast hoher als bei anderen Kraftwerkstypen.

Durch die Liberalisierung der Elektrizitétswirtschaft wird der Wettbewerbsvorteil von Erd-
gaskraftwerken gestérkt. Bei einer Verkirzung der Abschreibungszeit auf 10 Jahre liegen
die Stromgestehungskosten von GuD-Anlagen in der Grundlast nur um 0,2 Pf/kWh hoher
als im Referenzfall mit einer Abschreibung Uber 20 Jahre. Deutlich teurer wird bei einer
Verklrzung der Abschreibungszeit auf 10 Jahre hingegen Strom aus den kapitalintensiveren
Steinkohlekraftwerken (+ 1,3 Pf/kWh), Braunkohlekraftwerken (+ 1,7 Pf/lkwh) und Atom-
kraftwerken (+ 1,8 Pf/kwWh).
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Schliellich ergeben sich aus den Modelluntersuchungen zum EinfluR der untersuchten Oko-
steuerszenarien die folgenden Zusammenhénge:

Reine CO,-Seuern belasten vor allem Kohlekraftwerke. Wahrend bel niedrigen Steuersét-
zen sich die Stromgestehungskosten von GuD-Anlagen in der Grundlast nur um 0,3 Pf/kWh
erhohen, verteuert sich der Strom aus Steinkohlekraftwerken (+ 2 Pf/kwh) und Braunkoh-
lekraftwerken (+ 2,6 Pf/kWh) merklich. Nur bel sehr hohen Steuersétzen sind Atomkraft-
werke kostengtinstiger al's erdgasgefeuerte GuD-K raftwerke.

Erdgaskraftwerke stellen auch bel einem Mix aus Energie- und CO,-Steuern oder bei reinen
Energiesteuern die kostenglinstigste Option dar. Lediglich fir den Fall von sehr niedrigen
Preisen fur Kernbrennstoffe und Steinkohle bel gleichzeitig sehr hohen Gaspreisen weisen
Atom- und Steinkohlekraftwerke in der Grundlast leicht ginstigere Stromgestehungskosten
auf.

Bel der Kombination von hohen Energie- und CO,-Steuern liegen die Stromgestehungs-
kosten von Atomkraftwerken unter denen von Stein- und Braunkohlekraftwerken. Bel einer
hohen Energiesteuer erlangen Stein- und Braunkohlekraftwerke gegenuber Atomkraftwer-
ken einen Kostenvorteil.

Hohe Okosteuern entfalten eine dynamische Anreizwirkung zum Einsatz effizienterer
Kraftwerke. Fortschrittliche Kraftwerkskonzepte mit htheren Wirkungsgraden wie die Ver-
gasung von Steinkohle mit anschlief3endem GuD-Prozef3 oder die Vortrocknung von
Braunkohle werden gegentiber der konventionellen Staubfeuerung wirtschaftlich.

Die detaillierte Untersuchung der Stromgestehungskosten zukunftiger Kraftwerke zeigt, dal3
unter verschiedenen wirtschaftlichen Rahmenbedingungen GuD-Kraftwerke auf Basis von
Erdgas auch in der Grundlast gegeniiber anderen Kraftwerkstypen am guinstigsten abschneiden.
Durch die Liberalisierung der Elektrizitétswirtschaft und die mogliche Einfihrung von Energie-
und CO,-Steuern wird dieser Wettbewerbsvorteil weiter gestérkt. Neue Atomkraftwerke kon-
nen nach den derzeitigen Kostenprognosen in keiner Weise gegen andere neue Groflkraftwerke
konkurrieren. Steinkohlekraftwerke werden aller Voraussicht nach in der Grundlast giinstiger
als Braunkohlekraftwerke sein und kénnten somit bel einem starken Anstieg des Gaspreises
eine kostengiinstige Alternative zu GuD-Kraftwerken darstellen.
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Summary and Results

The energy sector is now confronting considerable changes since the adoption of the new
German energy law in April of this year. In the newly introduced competitive framework, utili-
ties will try to acquire new customers through attractive offers and to lower their costs. Eco-
nomic power plant replacements or additions will thus play an important role in the years to
come.

In this context, this study assesses the electricity production costs of large power plants to be
built in the future. The godl is to clarify the effects of various basic economic conditions on the
level of eectricity production costs by using sensitivity analyses. The study places specia em-
phasis on the introduction of such market-based environmental instruments as eco-taxes and
emissions-trading.

The electricity production costs are determined with the aid of a model which takes into con-
sideration the different economic lifetimes of various types of power plants, making possible a
comparison of electricity production costs. Using this model, the average costs are determined
for a period of ten to twenty years based on 1991 prices. The fixed input parameters must in-
clude capital expenditures and operational costs, fuel prices, depreciation rates, interest rates,
and the level of eco-taxes.

Supported by a comprehensive review of the literature, estimates are made of the capital ex-
penditures and operational costs of future power plants, as well as the development of fuel
prices. The development of state of the art technology for conventional and new power plant
types up to the year 2005 is taken into consideration. Three scenarios are set up for future fuel
prices of each energy source; along with a reference scenario, the impacts of significantly
higher and lower energy prices are investigated.

In the wake of the deregulation, investors are now confronted with greater uncertainty re-
garding their future marketing options and the development of new technology. This uncer-
tainty is evidenced by demands for a shorter depreciation period or higher interest rates. While
the depreciation period calculated in the reference case is oriented to the economic lifetime of
the power plant, the effects of deregulation are incorporated by reducing the depreciation pe-
riod by half and applying a uniform depreciation method for al power plants within ten years.

In recent years the public debate on eco-taxes has focused on energy and CO, taxes. In this
study the impacts of six different eco-tax scenarios are examined which are differentiated by
the leve of tax rate as well as by the combination of energy and CO,. At both lower and higher
tax rates, the study will analyze the impact of a straight energy tax, a combination of energy
and CO, taxes at 50 % each, and a straight CO, tax. In principle, CO, emissions trading can
also be modeled by CO, taxes, since the energy producers must purchase CO, emissions per-
mits at a specific price which is dependent on market demand and supply.

A series of general trends can be discerned by viewing all the modeled assessments. The most
important relationships with regard to the various types of power plants emerge as follows:

At base load as well as medium load, combined cycle power plants powered by natural gas
are significantly more economic than other types of power plants. In the reference scenario
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the electricity production costs of a combined cycle facility at base load, without eco-taxes
and without taking consideration of the "competitive effect”, total 6.2 Pf/lkWh. By compari-
son, the cost of producing electricity for plants using hard coal is 7.1 Pf/kwh, and
7.8 Pf/kWh for plants fueled by lignite.

Only at very low fuel prices do hard coal power plants, with electricity production costs at
base load of 6.3 Pf/kWh. lie within the range of combined cycle power plants. Power plants
utilizing integrated coal-gasification and combined cycle processing are not very attractive
under the circumstances of the reference scenario, despite an efficiency of 52 %. Thisis be-
cause the capital expenditures still remain significantly higher than those of conventional fa-
cilities.

The competitive ability of lignite power plants appears complicated even if the efficiency
can be successfully increased to 49 % by pre-drying the lignite and at the same time lower-
ing capital expenditures from 2,800 DM/kW to 2,500 DM/kW (1998 prices).

The European Pressurized Reactor (EPR) planned by Framatome and Siemens is hardly
competitive even at the very optimistic assumptions of its developers. at capital expendi-
tures of 2,800 DM/KW and a depreciation period of 35 years, the cost of base load el ectric-
ity production is 7.3 Pf/kWh, higher than the costs of combined cycle facilities and coal-
fired plants.

The following results were given by the sensitivity analyses with regard to the most important
variables:

For combined cycle plants and gas turbines, the price of natural gas is the most important
variable affecting the level of electricity production costs. In the reference scenario, a nomi-
nal natural gas price is set a 2.5 Pf/lkWh using the study by Prognos (1995) for the year
2005. Should the price of natural gas continue to fall and settle at around 1.4 Pf/lkWh in
2005, electricity could be produced by combined cycle power plants at base load for
4.3 Pf/kWh. The cost advantage over coa-fired plants would then be 2.8 Pf/kWh. Only at a
very high gas price of a nomina 3.4 Pf/lkWh would the base load electricity production
costs for plants using natural gas, which would total 8 Pf/kWh in the year 2005, become
higher than those of other power plant types.

The deregulation of the energy market strengthens the competitive advantage of power
plants using natural gas. By reducing the depreciation period to ten years, the base load
electricity production costs of combined cycle facilities are only around 0.2 Pf/kWh higher
than the reference scenario at a depreciation period of twenty years. At a reduced deprecia-
tion period of ten years, electricity produced by the more capital-intensive hard coal power
plants (+ 1.3 Pf/lkwh), lignite power plants (+ 1.7 Pf/kWh), and nuclear power plants
(+ 1.8 Pf/kWh) is considerably more expensive.

Finally, the following relationships emerge from the model studies of the influence of the eco-
tax scenarios:

Straight CO, taxes burden coa power plants most of all. While the base load eectricity
production costs of combined cycle facilities rise by only 0.3 Pf/kWh at low tax rates, the
electricity produced becomes considerably more expensive using coal power plants
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(+ 2 Pf/kwh) and lignite power plants (+ 2.6 Pf/kwWh). Only at very high tax rates are nu-
clear power plants more economic than natural gas-fired combined cycle power plants.

Even with a mixture of energy and CO, taxes or with straight energy taxes, natural gas power
plants present the most economic option. Only if the prices of nuclear fuel and hard coal are
very low and at the same time natural gas prices are very high are nuclear power plants and
coal power plants able to achieve dightly lower base load electricity production costs.

In the combination of high energy and CO, taxes, the eectricity production costs of nuclear
power plants are lower than power plants using hard coa and lignite. With a high energy tax,
both types of coal-fired power plants have a cost advantage over nuclear power plants. High
eco-taxes yield a dynamic incentive for more efficient power plants to be employed. Progres-
sive concepts for power plants with higher efficiency, for example coa gasification integrated
with combined cycle processing, or the pre-drying of lignite, become more economic than con-
ventional pulverized coal combustion.

The detailed comparative study of electricity production costs for future power plants shows
that under different economic conditions, combined cycle natural gas power plants prove to be
the most economic type of power plant, even at base loads. This competitive edge is reinforced
by the deregulation of the electricity industry and the potential introduction of energy and CO,
taxes. According to current cost predictions, in no way can nuclear power plants compete
against other new large power plants in the future. Power plants fueled by hard coa will very
likely be more economic at base loads than lignite power plants, and could thus provide an
economic alternative in the event of a significant increase in the price of natural gas.
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1 Einleitung

Am 29. April 1998 trat ein neues Energiewirtschaftsgesetz in Kraft. Mit der Verabschiedung
dieses Gesetzes wurde nach Uber 50 Jahren und nach einer Vielzahl erfolgloser Reformversu-
che der 50er, 70er und 80er Jahre der rechtliche Rahmen fur die Elektrizitatswirtschaft in
Deutschland grundlegend veréandert. Das bisher im wesentlichen auf Demarkation und Konzes-
sion beruhende System der Stromwirtschaft wird nunmehr durch ein System ersetzt, das vor
allem auf freilen Netzzugang und Wettbewerb auf allen Versorgungsebenen beruht. An Stelle
des seit den 80er Jahren ermdglichten "Wettbewerbs um Versorgungsgebiete” tritt nunmehr
der "Wettbewerb um Kunden".

Die Liberaliserung der Stromwirtschaft (nicht zuletzt auch im Kontext der sich parallel voll-
ziehenden Liberalisierung der Gasversorgung) verandert mit Sicherheit das Entscheidungskal-
kil stromwirtschaftlicher Akteure. Aller Voraussicht nach wird dies mittel- und langfristig zu
erheblichen Strukturverdnderung dieses Sektors fuhren.

Die in Deutschland gewdahlte Variante der stromwirtschaftlichen Liberaliserung hat zunéchst
auf spezifische Regelungen bezliglich Umweltschutz und Versorgungssicherheit verzichtet. Die
Energieversorgungsunternehmen werden durch den neuen Wettbewerbsdruck stérker al's bisher
dazu gezwungen, ihre Kosten zu senken und kundenorientierte Angebote zu entwickeln. Kos-
tensenkungen werden dabel auf verschiedenen Feldern erfolgen miissen. Neben einer Rationali-
sierung des Netzbetriebes und des Massenkundengeschéfts wird vor allem der Strombeschaf-
fung eine herausgehobene Rolle zukommen. Diesbeziiglich ergeben sich mit der Liberalisierung
eine Reihe wichtiger Fragestellungen:

Wie wird sich die Konkurrenzfahigkeit der Stromerzeugung hinsichtlich der eingesetzten
Brennstoffe entwickeln?

Welche Folgen wird der verstérkte Wettbewerb fir die Einflihrung fortgeschrittener Kraft-
werkskonzepte haben?

In welcher Weise wird sich der Wettbewerb auf die Konkurrenz zwischen neuen Anlagen
und dem existierenden Kraftwerkspark auswirken?

Wie wird sich in eénem harteren Wettbewerb das Verhadltnis von zentralen und dezentralen
Stromerzeugungskapazitaten darstellen?

Welche Konseguenzen hat die stérkere wettbewerblich Ausrichtung fur den Ersatz fossiler
durch regenerative Stromerzeugung?

Die Anayse solcher Entwicklungen gehort zu den wissenschaftlichen Herausforderungen. An-
gesichts der mit einer Liberalisierung einhergehenden Verkirzung der Entscheidungshorizonte
wird die Verfolgung langfristiger Ziele wie Versorgungssicherheit und Umweltschutz aller
Voraussicht nach nicht einfacher. Die Untersuchung der oben genannten Fragestellungen muf3
daher erganzt werden durch eine Analyse der Effekte, die durch die zusétzliche Einflhrung
umweltpolitischer Regulierungsinstrumente in die wettbewerblich organisierten Stromwirt-
schaft entstehen konnen. Ein besonderer Schwerpunkt soll dabei auf die Auswirkungen von
Instrumenten wie Okosteuern oder Emissionszertifikaten gesetzt werden.In der hier vorgeleg-
ten Arbeit kann nur ein Ausschnitt der genannten Fragestellungen behandelt werden. Sie be-
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schrankt sich auf die Stromerzeugung auf der Basis fossiler Brennstoffe bzw. Kernkraft in
neuen Groflkraftwerken, d.h. Kraftwerken, die auf einer Spannungsebene von mindestens 110
Kilovolt in das Verbundnetz einspeisen. Weiterhin wird hinsichtlich der umweltpolitischen Re-
gulierungsinstrumente nur eine CO,- bzw. Energiesteuer betrachtet. Diese Abgrenzung bertick-
sichtigt vor allem die folgenden Uberlegungen:

1. Fossile oder nukleare Grofkraftwerke dominieren heute die Stromerzeugung und werden
ohne drastische Anderung der Rahmenbedingungen den Kraftwerkspark auch weiterhin
dominieren.

2. Bei einer Betrachtung von Kraftwerken, die auf der gleichen Spannungsebene in das Netz
einspeisen, kann die Frage der Netzkosten zunéchst vernachléssigt werden.

3. Durch die Beschrankung auf Neuanlagen mul3 die Frage der Konkurrenz von neuen und
vollstandig bzw. teilweise abgeschriebenen nicht gesondert behandelt werden.

4. Mit einer Analyse der Wirkungen einer Okosteuer kann auch der Wirkungsmechanismus
von handelbaren Emissionszertifikaten abgebildet werden.

5. Zwar erhalten aktuell auch die Diskussionen um die Versauerung, d.h. vor allem die Emissi-
onen von Schwefeldioxid und Stickoxiden wieder neue Relevanz. Die Einbeziehung dieser
Schadstoffe hétte jedoch die Erweiterung des Modells um additive Rauchgasreinigungsanla-
gen erfordert und den Untersuchungsgegenstand wesentlich erweitert.

Die Erweiterung der Analysen auf die in dieser Arbeit nicht behandelten Fragestellungen bleibt
jedoch sinnvoll und notwendig. Insbesondere vor dem Hintergrund umweltpolitischer Regulie-
rungen mit Steuern oder handelbaren Zertifikaten konnen sich erhebliche Verschiebungen der
Wettbewerbsfahigkeit von dezentralen bzw. regenerativen Stromerzeugungsanlagen und fossi-
len bzw. nuklearen Kraftwerken ergeben.

Aussagen Uber zukunftige Entwicklungen sind stets spekulativer Natur. Annahmen zu Kosten
und Preisen in der Zukunft kénnen nur Erwartungen wiedergeben, die aus den Erfahrungen der
Vergangenheit und sich in der Gegenwart abzeichnenden Zukunftstrends resultieren. Die ver-
schiedenen Parameterannahmen, vor allem zu Kosten und Preisen gelten weiterhin haufig nur
fur einen bestimmten Fall mit definierten Rahmenbedingungen. In dieser Arbeit werden exem-
plarische Parameter flr verschiedene Kraftwerkstypen unter Berlicksichtigung verschiedener
Rahmenbedingungen abgeschétzt. Fir konkrete Kraftwerksausfihrungen konnen je nach
Standort die Parameter und damit auch die Ergebnisse der exemplarischen Model|betrachtun-
gen, d.h. vor alem die Stromgestehungskosten mdglicherweise erheblich von den hier ge-
nannten Zahlen abweichen.

Um solche Unsicherheiten auch methodisch zu reflektieren, bietet sich die Szenarientechnik an,
mit deren Hilfe eine Menge konsistenter "Wenn-Dann-Aussagen” erstellt und zu Trends ver-
dichtet werden konnen. Es war so nicht das Ziel dieser Arbeit, Stromerzeugungskosten fir
bestimmte Kraftwerke moglichst genau abzuschétzen, sondern vielmehr, die aus unterschiedli-
chen Rahmenbedingungen resultierenden Ergebnisse mit Hilfe einer detaillierten Sensitivitéts-
analyse zu systematisieren. Im Mittelpunkt stand also nicht die genaue Bestimmung der Hohe
der Kosten eines Kraftwerks, sondern die Untersuchung des Einflusses der unterstellten Rah-
menbedingungen auf die Konkurrenzfahigkeit verschiedener Kraftwerkstypen.
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Vorgehensweise

In einem ersten Schritt werden in Kapitel 2 fur etablierte und marktnahe fossile Kraftwerksty-
pen die mittelfristigen Entwicklungstendenzen aufgezeigt. Es soll gezeigt werden, welche
Technologien sich in den ndchsten Jahren etablieren werden und welcher Stand der Technik
mit diesen Technologien erreicht werden kann.

In Kapitel 3 und 4 werden die Investitions- und Betriebskosten fur zukinftige Kraftwerke und
die Entwicklung der Brennstoffpreise abgeschétzt. Dabei werden aus einem Vergleich der
Prognosen anderer Studien eigene Einschdtzungen entwickelt. Um die Sensitivitédt hinsichtlich
der Brennstoffpreise zu untersuchen, werden fur jeden Brennstoff drei Szenarien aufgestellt, in
denen jeweils eine mittlere, eine hohe und eine niedrige Entwicklung der Brennstoffpreise an-
genommen wird.

In Kapitel 5 werden verschiedene Okosteuerszenarien festgelegt. Die politische Diskussion um
Okosteuern in der BRD richtet sich vor alem auf eine Kombination von CO,- und Energie-
steuern, wahrend Steuern auf andere L uftschadstoffe wie SO, oder NOy kaum noch diskutiert
werden. Letztere finden hier deshalb keine Beriicksichtigung. Die Auswirkungen einer CO.-
und/oder Energiesteuer auf die Stromgestehungskosten werden in Kapitel 7.3 untersucht.

In Kapitel 6 wird das Modell zur Berechnung der Stromgestehungskosten erlautert. Dabei wird
auf die wirtschaftlichen Rahmenbedingungen eingegangen und die verwendete Berechnungs-
methode dokumentiert. Mit Hilfe dieses Modells kénnen unter unterschiedlichen Rahmenbe-
dingungen die Stromgestehungskosten in Abhangigkeit von der Audastung des Kraftwerks
berechnet werden.

In Kapitel 7 werden schliefdich die Ergebnisse vorgestellt. Dabei wird besonderer Wert auf die
Sengitivitdtsanalysen gelegt, die den Einflul? der Rahmenbedingungen auf die Stromgeste-
hungskosten verdeutlichen sollen.
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2 Entwicklungstendenzen in der Kraftwerkstechnik

Bei fast alen Energietragern stehen fir die Umwandlung in Elektrizitét verschiedene Prozesse
zur Auswahl. Dabei kann haufig eine Unterscheidung zwischen "konventionellen” und "fort-
schrittlichen" Prozessen getroffen werden. "Konventionelle" Prozesse sind erprobt und beruhen
auf konventionellen thermodynamischen Kreisprozessen. In "fortschrittlichen" Prozessen wird
versucht, den Brennstoff thermodynamisch besser auszunutzen. Durch einen hoheren Wir-
kungsgrad sollen Brennstoffkosten gesenkt und Umweltemissionen vermieden werden. Bei den
fortschrittlichen Anlagen entstehen alerdings infolge der aufwendigeren Verfahrensfiihrung,
der Verwendung neuer Bauteile und hoherer Temperaturen Probleme bel der Verfugbarkeit,
Zuverlassigkeit, Regelbarkeit und Bedienung der Anlagen (Pruschek 1997, S. 8; Perkavec
1998, S. 118). Hinzu kommen hohere Investitionskosten.

Die "fortschrittlichen" Prozesse stehen in Konkurrenz zu den herkdbmmlichen oder "konventio-
nellen” Prozessen, die in den letzten Jahren auch erheblich verbessert werden konnten. Solange
die Brenngtoffpreise so giinstig wie heute bleiben und keine Okosteuern eingefiihrt werden,
sind die Anreize gering, fortschrittliche Anlagen einzusetzen oder weiter zu entwickeln.

2.1 Uberblick

2.1.1 Dampfkraftprozef

Bel herkdmmlichen Dampfkraftprozessen gibt es eine ganze Reihe unterschiedlicher Strategien
zur Erhéhung des Wirkungsgrades. Sie richten sich einerseits auf die Anderung von Parame-
tern wie die Frischdampfzustande vor Eintritt in die Turbine, zum anderen auf Anderungen bei
der Gestaltung des Prozesses. Die wichtigsten Mal3nahmen sind hier kurz aufgefihrt:

Erhdéhung von Temperatur und Druck des Frischdampfes. Die Temperatur des Frisch-
dampfes durch Werkstoffeigenschaften begrenzt. Bis zu einer Temperatur von 560-580 °C
und einem Druck von 270 bar kdnnen derzeit kostenguinstigere ferritische Werkstoffe ver-
wendet werden. Bel hoheren Temperaturen mul? auf die teureren austenitischen Werkstoffe
zuruickgegriffen werden.

Verbesserung der Dampfturbine. Eine Verbesserung des inneren Turbinenwirkungsgrades
bewirkt eine deutliche Erhéhung des Wirkungsgrades fur den gesamten Prozel3. Steigerun-
gen auf bis zu 95 % sind in Zukunft durch die Optimierung der Schaufelgeometrien und die
Verringerung der Spaltverluste moglich (Stapper 1997, S. 54 und 63).

Zweifache anstelle der einfachen Zwischentiberhitzung. Durch diese Mal3nahme kann der
Wirkungsgrad gesteigert werden, da die Warmezufuhr des Kreisprozesses insgesamt auf a-
nem hoheren Temperaturniveau erfolgt. Allerdings ist die erzielte Verbesserung gering und
muf3 mit hohen Investitionskosten und einer erschwerten Regelbarkeit des Kraftwerks er-
kauft werden. In den Arbeiten zum IKARUS Projekt (IKARUS 1994, S. 24) wird ge-
schétzt, dal3 der Wirkungsgrad hierdurch um 2 % erhoht werden kann. Andere Autoren
nennen ein geringeres Potential von 0,8 % (Rukes 1996, S. 302). Gegentiber anderen Mal3-
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nahmen zur Verbesserung des Nettowirkungsgrades erscheint diese Mal3nahme bei den der-
zeit prognostizierten Energiepreisen daher al's kaum wirtschaftlich (Stapper 1997, S. 63).

Absenkung der unteren Prozef3temperatur - "Optimierung des kalten Endes’. Die Gradig-
keit des Kondensators wird verringert, die Turbine kann den Wasserdampf auf einen niedri-
geren Kondensationsdruck entspannen. Dies kann zum Beispiel durch den Bau grof3erer
Kuhltirme realisiert werden.

2.1.2 Gasturbinen und GuD-Anlagen

Bel dem Gas- und Dampfturbinenprozef3 wird das Brenngas zunéachst auf hohem Temperatur-
niveau in einem Gasturbinenprozef3 genutzt. Mit der Restwéarme des entspannten Abgases wird
in einem Abhitzekessel Wasserdampf flr einen sich anschlief3enden Dampfkraftprozel3 erzeugt.
Auf diese Weise kann die Wéarme Uber eine grof3e Temperaturspreizung genutzt werden. Die
Energiezufuhr erfolgt auf einem hohen Temperaturniveau. Etwa 2/3 der Elektrizitat werden in
dem Gasturbinenprozef3 und etwa 1/3 in dem nachgeschalteten Dampfprozel3 gewonnen.

Die Fortschritte der letzten Jahre im Gasturbinenbau wurden vor alem durch die Steigerung
des Druckverhdltnisses und der Erhohung der Gaseintrittstemperatur in die Turbine erreicht
(Perkavec 1998, S. 115). Daneben wurden die Schaufelprofile aerodynamisch optimiert. In
Zukunft werden bei der aerodynamischen Entwicklung nur noch geringe Verbesserungen mog-
lich sein. Das grof3ere Entwicklungspotential liegt in der thermodynamischen Optimierung der
Prozesse.

Dabei gilt die ISO-Turbinen-Eintrittstemperatur als der wichtigste Parameter. Perkavec (1998,
S. 115) ewartet in den nachsten zehn Jahren eine Steigerung der 1SO-Turbinen-
Eintrittstemperatur von heute knapp 1300 °C auf tber 1500 °C. Dies soll vor allem durch eine
intensivere Kihlung der Schaufeln, temperaturbesténdigere Werkstoffe und eine bessere Be-
schichtung der Schaufeln moglich werden.

Daneben gibt es weitere Mdglichkeiten zur Steigerung des Wirkungsgrades:

Zwischenkiihlung bei der Verdichtung und/oder Zwischenlberhitzung des Gases bei der
Entspannung. Nach diesem Prinzip kdnnen bereits heute mit Erdgas thermische Wirkungs-
grade von Uber 45 % im einfachen Gasturbinenprozef3 und 60 % im GuD-Prozef3 erzielt
werden (Perkavec 1998, S. 116).

Bel der Rekuperation wird die Warme des Abgases am Austritt aus der Turbine zur Vor-
warmung der komprimierten Luft vor der Brennkammer genutzt.

Riedle (1995, S. 38) schétzt den Stand der Technik hinsichtlich des Wirkungsgrades bereits im
Jahr 1995 auf 38 %. Perkavec (1998, S. 114) verglich die Gasturbinen-Modelle der neuesten
Technologie, einige Modelle erreichen danach einen Wirkungsgrad von tiber 38 %.

2.2 Erdgaskraftwerke

Erdgas wird heute neben Blockheizkraftwerken fast ausschlief3dich in Gasturbinen (Spitzenlast)
oder in GuD-Anlagen (Mittellast oder Grundlast) genutzt. GuD-Anlagen auf Basis von Erdgas
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zeichnen sich durch hohe Wirkungsgrade, relativ niedrige Investitionskosten und geringe Emis-
sionen aus. Diese Grinde haben dazu gefihrt, dal3 in den letzten Jahren viele GuD-Anlagen
gebaut worden sind:

Im Kondensationsbetrieb kénnen derzeit mit Erdgas thermische Wirkungsgrade von tber
58 % erreicht werden (Pruschek 1996, S. 437). Bei KWK-Anlagen ist eine Brennstoffaus-
nutzung von uber 90 % moglich. Diese hohen Wirkungsgrade konnten vor allem durch
technol ogische Fortschritte bei Gasturbinen erreicht werden.

Die Gaspreise sind seit Ende der 80er Jahre gefallen und befinden sich weiterhin auf einem
niedrigen Niveau (vgl. Abschnitt 4.2).

Die Investitionskosten fiir GuD-Anlagen sind erheblich gesunken.
Eine aufwendige Rauchgasreinigung ist brennstoffbedingt nicht nétig.

Perkavec (1998, S. 118) schétzt, dal3 in weniger a's zehn Jahren Wirkungsgrade von Uber 62 %
in GuD-Anlagen und Uber 40% be enfachen Gasturbinen (ohne Zwischenkihlung/-
Uberhitzung) erwartet werden kénnen.

2.3 Steinkohlekraftwerke

Bel der Verstromung von Steinkohle kdnnen zwei verschiedene Wege beschritten werden: die
Verbrennung und die Vergasung. Bei der Verbrennung sind heute drel Prozesse Stand der
Technik: die Staubfeuerung und die Wirbelschichtfeuerung mit einem anschlief3enden
Dampfkraftprozeld, sowie die Druckwirbelschichtfeuerung mit einem anschlief?enden GuD-
Prozef3, wobei die Wirbelschichtfeuerungen nur bel kleineren Anlagen in Frage kommen. Bei
der Vergasung der Steinkohle wird das gewonnene Gas in Gasturbinenprozessen genutzt. Da-
bel kommen in Prinzip alle in Abschnitt 2.1.2 genannten Varianten in Frage. Ausgefihrte Anla-
gen gibt es vor alem mit einem GuD-Prozef3 (Abschnitt 2.1.2).

Einige Autoren gehen davon aus, dald3 mit dem konventionellen Dampfkraftprozef3 in der Zu-
kunft dhnlich hohe Wirkungsgrade wie bel der Kohlevergasung mit anschlief3endem GuD-
Prozel3 realisiert werden konnen.

2.3.1 Waeiterentwicklung des konventionellen Dampfkr aftpr ozesses

In Deutschland gelten die Kraftwerksblocke Rostock und Staudinger 5 mit Wirkungsgraden
von 42,5 % und 42,8 % as die modernsten Steinkohlekraftwerke. Sie arbeiten mit Dampfzu-
stdnden von 262 bar und 545/560 °C, einem Kondensationsdruck von 45 mbar, eéinem inneren
Wirkungsgrad der Dampfturbine von 91 % und einer 7-stufigen Speisawasservorwarmung.
Das Speisewasser wird bis auf 271 °C vorgewarmt. Stapper (1997, S. 51ff) meint, dal3 mit
einem optimierten Kraftwerkskonzept ein Wirkungsgrad von 46 % bei Investitionskosten unter
2.000 DM/KW erreicht werden kann (Frischdampfzustand: 280 bar und 585 °C). Pruschek
(1997, S. 13) geht von dhnlichen Zahlen aus: Er hélt Steinkohlekraftwerke mit Wirkungsgra-
den bis 46 % bel Frischdampfzustanden von 560-580 °C und 270 bar fir moglich. Auch ABB
(1998, S. 14) nennt fur ein neu zu bauendes Referenzkraftwerk einen Wirkungsgrad von
46,7 %.
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Mehrere Autoren betonen das bis vor wenigen Jahren noch kaum vorstellbare Potential zur
Steigerung des Wirkungsgrades. Rukes (1996, S. 309) schéatzt das Wirkungsgradpotential bis
auf Werte von tber 50 %. Riedle (1995) und Pruschek (1997) rechnen damit, dal? sog. ultra-
Uberkritische Prozesse mit Frischdampfzusténden von 375 bar und 720 °C mit Wirkungsgraden
von bis zu 52 % entwickelt werden kdnnen.

2.3.2 GuD-Prozeld mit integrierter Kohlevergasung

Bel diesem Prozefd wird die Steinkohle bei hohen Temperaturen und unter Druck vergast und
anschlief3end einem GuD-Prozel3 zugefihrt. Das Hauptproblem stellt dabel die Reinigung der
heil3en Rauchgase vor Eintritt in die Turbine dar. Ein Verfahren zur Heif3gasreinigung befindet
sich noch in Entwicklung, so dal3 bei den bisher geplanten Anlagen die heif3en Rauchgase zu-
néchst abgekihlt, daraufhin mit herkdbmmlichen Verfahren gereinigt und schliefdich wieder
erhitzt der Brennkammer zugefthrt werden.

In Europa gibt es zur Zeit zwei Demonstrationsprojekte in Buggenum (Niederlande) und
Puertollano (Spanien) (Pruschek 1997, S. 48). Das Kraftwerk in Puertollano wurde fir einen
Wirkungsgrad von 45 % ausgelegt. Mit einer hochwertigeren Kohle und dem Einsatz von
Gasturbinen mit einer 1SO-Eintrittstemperatur von 1190 °C hétten nach Pruschek (1996, S.
446) bereits 1996 Kraftwerke mit einem Wirkungsgrad von 50 % geplant und gebaut werden
konnen. Perkavec nennt fir 1998 bereits mogliche Gasturbinen-Eintrittstemperaturen nach 1SO
von 1300 °C, mit denen ein Betrieb bei eéinem Wirkungsgrad von tiber 51 % moglich ist.

Neben den in den Abschnitten 2.1.1 und 2.1.2 genannten Mal3nahmen zur Verbesserung des
Gasturbinenprozesses und des Dampfturbinenprozesses kann der Wirkungsgrad durch die Er-
hohung der Reingastemperatur, die Entwicklung einer Heil3gasreinigung anstelle der Kaltgas-
reinigung, die gestufte Vergasung der Kohle und die Anpassung der Gasturbine an Kohlegas
verbessert werden (Pruschek 1996, S. 443). Angesichts dieser Entwicklung rechnet Pruschek
(1996, S. 445) fur 1998 mit Wirkungsgraden von etwa 53 % und langfristig mit Wirkungsgra-
den Uber 55 %.

2.4 Braunkohlekraftwerke

Bel der Nutzung von Braunkohle als Energietrager werden zur Zeit zwei verschiedene Anla-
genkonzepte verfolgt: Zum einen wird die konventionelle Verfeuerung mit Nutzung der War-
me in einem Dampfkraftprozef3 weiterentwickelt, hierbel wird auch von "Braunkohlekraftwer-
ken mit optimierter Anlagentechnik (BoA bzw. BoA-Plus)" gesprochen (Feldmann 1998).
Daneben wird ein GuD-Prozefd mit integrierter Vergasung der Braunkohle entwickelt.

24.1 Waeiterentwicklung konventioneller Technik

Von den bisher errichteten Braunkohlekraftwerken gehort das Kraftwerk Schwarze Pumpe im
Lausitzer Revier zu den modernsten. Die 4,5 Milliarden DM teure Anlage ist im Dezember
1997 ans Netz gegangen und erzielt bei einer elektrischen Nettoleistung von 800 MW einen
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Wirkungsgrad von 40,6 % (Stromthemen Nr. 2 1998, S. 4). Die in Bau befindlichen Kraftwer-
ke Lippendorf und Boxberg erreichen noch hdhere Wirkungsgrade.

Die RWE Energie plant im Jahr 2002 die Fertigstellung eines neuen 950 MW-Blocks in Niede-
rauRem. Das Kraftwerk soll mit einem Frischdampfzustand von 260 bar und 580/600 °C be-
trieben werden und einen Wirkungsgrad von 43,2 % erreichen (Heitmuller 1996, S. 88). Die
Investitionskosten werden auf 2,7 Milliarden DM beziffert (Feldmann 1998).

Zur Verbesserung des konventionellen Dampfkraftprozesses konnen eine Reihe von Mal3nah-
men ergriffen werden, eine mal3gebliche Rolle spielt dabei die Erhthung der Frischdampfzu-
stande (vgl. hierzu Abschnitt 2.1.1).

Ein wesentliches Problem bei der Nutzung der Braunkohle liegt in dem hohen Wassergehalt.
Bel der Verfeuerung wird das fliissige Wasser im Brennstoff verdampft, die dazu nétige Ver-
dampfungsenthalpie geht dem Prozef verloren. Eine erfolgsversprechende Mal3nahme zur Er-
hohung des Nettowirkungsgrades ist daher die Vortrocknung der Braunkohle (Elsen 1996).
Bel der Vortrocknung kann das Wasser anders als bei der direkten Verfeuerung durch Energie
auf niedrigem Temperaturniveau verdampft oder abgeschieden werden, der exergetische Auf-
wand ist geringer. Zur Zeit ist die Vortrocknung der Braunkohle noch nicht wirtschaftlich, an
der Entwicklung dieses Verfahrens wird gearbeitet (Kather 1996, S. 55). In Niederauf3em wird
bis Mitte 2000 eine Pilotanlage zur Trocknung von Braunkohle entstehen (Feldmann 1998).
Nach Elsen (1996, S. 163) sind durch die Vortrocknung relative Steigerungen des Wirkungs-
grades von 7-13 % moglich.

2.4.2 GuD-Prozeld mit integrierter Braunkohlevergasung

Diese Prozefdvariante basiert auf dem gleichen Prinzip wie der GuD-Prozef3 mit integrierter
Steinkohlevergasung: Die grubenfeuchte Braunkohle wird getrocknet, vergast, das generierte
Kohlegas gereinigt und in einem GuD-Prozef3 verstromt. Der Vorteil dieses Verfahrens liegt in
dem hoheren Wirkungsgrad des GuD-Prozesses gegeniber dem konventionellen
Dampfkraftprozel3. Allerdings ist die Reinigung des Gases wegen des hohen Schwefelgehaltes
der Braunkohle recht aufwendig. Das Wirkungsgradpotential liegt nach Angaben der RWE bel
50%. Die RWE hat dieses Verfahren seit Ende der 80er Jahre entwickelt, allerdings im Mérz
1998 die Einstellung der Forschung bekanntgegeben. Der Grund liegt laut RWE darin, dal3 die
Weliterentwicklung konventioneller Technik zu gleichen Wirkungsgraden fuhrt und kosten-
gunstiger erreicht werden kann (VDI-Nachrichten vom 27.03.1998; Feldmann 1998). Diese
zweite Variante wird deshalb in der hier vorliegenden Arbeit nicht weiter verfolgt.

2.5 Atomkraftwerke

Die letzten Atomkraftwerke wurden in Deutschland Ende der achtziger Jahre in der Konvoi-
Baureihe fertiggestellt. Seitdem wurden keine neuen Reaktoren mehr geordert. Siemens und
Framatome entwickeln jedoch einen neuen Druckwasserreaktor, den European Pressurized
Water Reactor (EPR), der in Deutschland und Frankreich zum Einsatz kommen soll.

Die erste Entwurfsphase des EPR wurde bereits 1997 abgeschlossen. Die weiteren Arbeiten
konzentrieren sich nunmehr darauf, durch ene Reihe von Malinahmen die Kosten zu senken
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und den Reaktor so gegentiber anderen Kraftwerken wettbewerbsféhig zu machen (Nucleonics
Week vom 01.05.1997, 21.08.1997 und 17.10.1996). Zu den wichtigsten Mal3nahmen zadhlen

eine Serienbauweise mit insgesamt moglichst zehn Reaktoren,
die Erhdhung der wirtschaftlichen Nutzungsdauer auf 60 Jahre,
die Senkung der Brennstoffkosten durch einen htheren Abbrand der Brennelemente,

die Erhohung der Kapazitdét (Der Reaktor wurde zundchst fir eine Leistung von
1.500 MWy ausgelegt. Eine Erhthung der Kapazitét auf 1.800 MWq wird in Erwagung ge-
zogen),

die Verkleinerung der Schutzhtille,
die Verringerung der Wartungs- und I nstandhal tungskosten.

Zwischen der Nuclear Power Industry (NPI), die den Reaktor entwickelt, und den zukinftigen
Betreibern herrscht noch ein Dissens, ob durch die oben genannten Mal3nahmen die Stromge-
stehungskosten tatsachlich unter das Niveau anderer Kraftwerkstypen wie GuD-Anlagen ge-
senkt werden konnen. Die Betreiber fordern, dald die EPR-Energie um 15 % gunstiger sein
muf3 als andere Energieerzeugungen (Nucleonic Weeks vom 17.10.1996).
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3 Kostenentwicklungin der Stromerzeugung

In diesem Kapitel werden die wichtigsten Einfluf3grofien auf die Entwicklung der Stromgeste-
hungskosten herausgearbeitet und die einzelnen Kosten auf Basis von Literaturdaten abge-
schétzt. Bei den Kosten wird zwischen Investitionskosten, Brennstoffkosten, Betriebskosten
und Aufwendungen fir Okosteuern unterschieden.

Im Abschnitt 3.1 wird auf die Rolle des Wirkungsgrades bei der Optimierung von Kraftwerken
eingegangen. Im folgenden werden dann die Investitionskosten (Abschnitt 3.2), die Betriebs-
kosten (Abschnitt 3.3) sowie die Abrif3- und Rickbaukosten (Abschnitt 3.4) zukUnftiger
Kraftwerke abgeschétzt. Annahmen Uber die Entwicklung der Brennstoffpreise finden sich in
Kapitel 4. Die Okosteuerszenarien werden in Kapitel 5 festgelegt.

Bel Atomkraftwerken missen neben den Ublichen Investitions- und Betriebskosten Kosten fir
die Brennstoffbeschaffung und Brennstoffentsorgung gesondert berticksichtigt werden. Sie
werden bei den Brennstoffpreisen in Kapitel 4.4 behandelt.

3.1 Einflul des Wirkungsgrades auf die Stromgestehungskosten

Bel der Auslegung von Kraftwerken ist der Wirkungsgrad die wichtigste Optimierungsgrofie.
Der Wirkungsgrad bestimmt wesentlich die Investitions- und Brennstoffkosten und ggf. die
Aufwendungen fur Okosteuern. Durch einen héheren Wirkungsgrad kénnen Brennstoffkosten
eingespart werden, in der Regel mui3 die Steigerung des Wirkungsgrades allerdings mit zu-
sétzlichen Investitionskosten erkauft werden.*

Je nach wirtschaftlichen Rahmenbedingungen (Brennstoffpreise, Zinssitze, Okosteuern, Last-
beanspruchung) wird bei der wirtschaftlichen Optimierung von Kraftwerken ein unterschiedli-
cher Wirkungsgrad gewahlt. Mit anderen Worten: Die vom Investor angenommene zukuiinftige
Entwicklung der wirtschaftlichen Rahmenbedingungen beeinfluf3t nicht nur seine Wahl fir e-
nen bestimmten Kraftwerkstyp, sondern auch die Effizienz des Kraftwerks. Aus diesem Grund
wird in diesem Abschnitt kurz auf die Optimierung der Kosten und die Rolle des Wirkungsgra-
des dabei eingegangen.

Zur Bewertung von thermodynmischen Umwandlungsprozessen werden unterschiedliche Wir-
kungsgrade definiert. Obwohl eine exergetische Bewertung von Prozessen sinnvoller ist, wer-
den in der Literatur in der Regel thermische Wirkungsgrade genannt, bel denen der energeti-
sche Nutzen auf den energetischen Aufwand bezogen wird. In Kraftwerken ist der Nutzen die
gewonnene elektrische Arbeit und der energetische Aufwand die Heizwarme des eingesetzten
Brennstoffs. Wird der elektrische Eigenverbrauch der Anlage abgezogen, ergibt sich daraus ein
Nettowirkungsgrad, der im folgenden verwendet wird.

1

Fur die Hohe der Brennstoffkosten ist nicht der Nettowirkungsgrad, sondern der Nutzungsgrad der Anlage
ausschlaggebend. Der Nutzungsgrad héngt u.a. von der Lastbeanspruchung ab: Wird ein Kraftwerk nur mit
halber Leistung betrieben, ist der Nettowirkungsgrad geringer, dadurch sinkt auch der Jahresnutzungsgrad.
Hier werden die Brennstoffkosten auf Basis des Nettowirkungsgrades berechnet, da diese Vereinfachung
ale Kraftwerkstypen in gleichem Malf3e betrifft und das Ergebnis der Berechnung dadurch kaum beeinfluft
wird.
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Haufig wachsen die Investitionskosten fur Kraftwerke mit zunehmenden Nettowirkungsgrad
Uberproportional an. Hierbel wird unterstellt, dal3 bei einer angestrebten Verbesserung des
Nettowirkungsgrades zuerst die kostenglinstigeren Mal3nahmen erwogen werden und an-
schlieffend auf kostspieligere Mal3nahmen zuriickgegriffen wird. Soll ein sehr hoher Wirkungs-
grad erreicht werden, steigen die Kosten stark an, da zusétzliche Aufwendungen haufig nur
noch eine geringe Verbesserung des Wirkungsgrades bewirken.

Dies soll an zwei Beispielen erlautert werden:

Je groRer die Anzahl der Speisewasservorwarmer ist, desto geringer sind die Exergiever-
luste bei der Warmelibertragung. Doch mit jedem zusétzlichen Warmetauscher sinkt die da-
durch erreichte Verbesserung des Wirkungsgrades. Hingegen steigen die Investitionskosten
in grober N&herung mit jedem zusétzlichen Warmetauscher linear an.

Durch die Ubliche einfache Uberhitzung des Dampfes wird die mittlere Temperatur der
Warmezufuhr im Dampfprozefd erhoht und so der Wirkungsgrad verbessert. Um den Wir-
kungsgrad weiter zu verbessern ist eine zweifache oder gar dreifache Uberhitzung denkbar.
Die einfache Uberhitzung des Dampfes bewirkt eine deutliche Verbesserung des Wirkungs-
grads, eine zweifache Uberhitzung des Dampfes ist mit dhnlichen Kosten wie die einfache
Uberhitzung verbunden, bringt aber nur noch eine Verbesserung des Gesamtwirkungsgrades
von ca. 2 % (IKARUS 1994).

Beispielhaft sollen Schatzungen der VDEW (1998) diesen Zusammenhang verdeutlichen. Die
VDEW nennt fur ein "einfaches' Braunkohlekraftwerk mit einer elektrischen Leistung von
750 MW und einem Nettowirkungsgrad von 40,0 % Investitionskosten von 2.660 DM/KWj
(Preisbasis 1998). Ein etwas effizienteres Kraftwerk vergleichbarer Grof3e, das mit Uberkriti-
schen Frischdampfzusténden betrieben wird, kommt auf einen Wirkungsgrad von 41,0 %. Die
Investitionskosten liegen mit 2.750 DM/kWy etwas hoher. Wird anstelle der Staubfeuerung ein
GuD-Prozef3 mit integrierter Kohlevergasung realisiert, kann der Wirkungsgrad auf 45,0 %
gesteigert werden. Die geschétzten Investitionskosten liegen bei 3.000 DM/kWq. Den hochsten
Wirkungsgrad von 47 % erzielt eine Druckwirbel schichtfeuerung mit Gasturbine und anschlie-
lendem Dampfkraftprozel3. Die zusétzliche Steigerung des Wirkungsgrades um 2 % muf3 mit
deutlich hoheren Investitionskosten von 3.500 DM/kWy erkauft werden (Tabelle 3 auf S. 19).

Die Brennstoffkosten lassen sich direkt aus dem Nettowirkungsgrad und der installierten Net-
toleistung des Kraftwerks berechnen. Der Brennstoffverbrauch - und damit auch die jdhrlichen
Brennstoffkosten - sinken bei steigendem Nettowirkungsgrad, sie sind genau antiproportional
zum Nettowirkungsgrad:

P *VL
BrKn = ’\I“Tto ><pBrennstoff n ( 1 )
Netto
BrK,: Brennstoffkosten im n-ten Betriebsahr
Ppetto- Installierte Nettoleistung
VL: Jahrliche Vollaststunden
N Netto: Nettowirkungsgrad

Perennstoftn:  DUrchschnittlicher Brennstoffpreis im n-ten Betriebsjahr



12 Stromgestehungskosten von Grofkraftwerken @ Oko-Institut e V.

Die Betriebskosten werden nur in geringer Weise durch den Wirkungsgrad beeinfluft. Bei An-
lagen mit hohen variablen Betriebskosten, wie Braunkohlekraftwerken, kann eine Erhéhung
des Nettowirkungsgrades eine Verringerung der Betriebskosten bewirken.

Bel der Investitionsentscheidung fur einen Kraftwerkstyp und bei der Auslegung eines Kraft-
werks werden verschiedene Ziele verfolgt:

geringe Kosten,

hohe V erflgbarkeit,

hohe Sicherheit und Zuverlassigkeit und
geringe Umwel tauswirkungen.

Diese Ziele lassen sich teilweise nicht miteinander vereinbaren. So fihren beispiel sweise gerin-
ge Umweltauswirkungen u.U. zu héheren Kosten. Haufig werden deshalb fur die Verfligbar-
keit, Sicherheit, Zuverlassigkeit und die Umweltauswirkungen Standards definiert und darauf-
hin das Minimum der Kosten angestrebt.

Der Investor wird demgeméal3 bei der Investitionsentscheidung das Minimum aller gegenwarti-
gen und zukunftigen Kosten anstreben. Er mul’ also die gegenwaértigen Investitionskosten ge-
gen die zukunftigen laufenden Kosten abwagen und sich dann fur den Kraftwerkstyp und fur
den Wirkungsgrad entscheiden, der zu minimalen Kosten fihrt.

Dabei spielt die Abwagung zwischen Anschaffungskosten und Brennstoffkosten eine zentrale
Rolle, da die Betriebskosten nur in geringerem Mal3e vom Nettowirkungsgrad abhéngen.
Abbildung 1 illustriert qualitativ die Abhéngigkeit der Investitions- und Brennstoffkosten vom
Nettowirkungsgrad. Betriebskosten wurden in dieser Darstellung nicht berticksichtigt. Die
Kosten sind nivelliert und auf die produzierte Strommenge bezogen (Kapitel 6). Das Kosten-
minimum liegt selten bei "sehr hohen™ oder "sehr niedrigen” Wirkungsgraden.

In der Literatur werden haufig die niedrigen Brennstoffkosten als Hauptursache dafir genannt,
daf’ technisch verfligbare Kraftwerke mit hoheren Wirkungsgraden nicht gebaut werden (Pru-
schek u.a 1997, S. 13). Die zusétzlichen Investitionskosten werden nicht durch eingesparte
Brennstoffkosten kompensiert. Veradnderte wirtschaftliche Rahmenbedingungen wie hohere
Brennstoffpreise, niedrigere Zinssitze oder die Einfiihrung von Okosteuern kénnten dazu fiih-
ren, dal3 sich das 6konomische Optimum hin zu effizienteren Kraftwerken verschiebt.

Daher werden in dieser Arbeit nicht nur unterschiedliche Kraftwerkstypen miteinander vergli-
chen, sondern auch verschiedene Ausfihrungen mit unterschiedlichen Wirkungsgraden be-
trachtet. Denn bel niedrigen Brennstoffpreisen konnten Kraftwerkstypen mit einem niedrigeren
Wirkungsgrad und damit geringeren Investitionskosten wirtschaftlicher sein als effizientere
Kraftwerke. Umgekehrt konnte die Einfiihrung von Okosteuern dazu fiihren, daR bisher un-
wirtschaftliche Kraftwerke mit hohen Wirkungsgraden und hohen Investitionskosten nun wirt-
schaftlicher operieren kénnen.
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Abbildung 1:  Okonomische Optimierung bei der Kraftwerksauslegung
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Abbildung 2:  Wirkung von Okosteuern auf die Lage des 6konomischen Optimums
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Der Vergleich zwischen gegenwaértigen und zukinftigen Kosten ist mit hohen Unsicherheiten
verbunden und die zugrunde gelegten Annahmen und wirtschaftlichen Rahmenbedingungen
haben grof3en Einflufd auf die Lage des 6konomischen Optimums. Die wichtigsten Einflul3gro-
Ren sind

die Einschéatzung Uber die Entwicklung der Brennstoffpreise. Bei hohen prognostizierten
Brennstoffpreisen liegt das Kostenminimum bei hoheren Wirkungsgraden. Werden niedrige
Brennstoffpreise erwartet, so wird sich das 6konomische Optimum hin zu geringeren Wir-
kungsgraden verschieben.

die Abschreibungszeiten und Zinssétze. Kurze Abschreibungszeiten und/oder hohe Zinssét-
ze fuhren zu hohen kapitalgebundenen Kosten. Das Gewicht der Kapitalkosten steigt, das
Gewicht der Brennstoffkosten sinkt. Anlagen werden dann weniger effizient ausgelegt als
bei langen Abschreibungszeiten und/oder geringen Zinssétzen.

der Ausnutzungsgrad der Anlage. Bei Spitzenlastkraftwerken spielen die Brennstoffkosten
auch bei teuren Brennstoffen eine untergeordnete Rolle. Die kapitalgebundenen Kosten
werden moglichst gering gehalten, auf hohe Nettowirkungsgrade wird verzichtet. In der
Grundlast spielen Brennstoffkosten eine grof3ere Rolle, Kraftwerke werden effizienter aus-
gelegt. Dies gilt besonders fur GuD-Anlagen im Kondensationsbetrieb, da hier die Brenn-
stoffkosten hoch sind.

die Hohe moglicher Okosteuern. Energie- bzw. CO,-Steuern verteuern indirekt den Brenn-
stoffeinsatz, dald Optimum verschiebt sich hin zu effizienteren Kraftwerken, Energie wird
durch Kapital substituiert, CO,-Emissionen werden vermieden. Dabel ist zu beachten, dal3
eine CO,-Steuer die Energietrdger je nach ihrem Kohlenstoffgehalt in Bezug auf ihren
Heizwert unterschiedlich belastet.

Abschlieffend sai darauf hingewiesen, dal? durch veranderte wirtschaftliche Rahmenbedingun-
gen fur die Kraftwerksbauer eine Anreizwirkung entstehen kann, effizientere Technologien zu
entwickeln. Dies konnten zur Folge haben, dal3 die Investitionskosten fur effizientere Kraft-
werke sinken.

3.2 Investitionskosten

Wie in den vorhergehenden Abschnitten erldutert wurde, héngen die Investitionskosten von
einer Reihe von Faktoren ab. Neben dem Wirkungsgrad beeinflussen der Standort, die Block-
grofde, die Anzahl der Blécke, die Planungs- und Bauzeit und weitere Indikatoren die Investiti-
onskosten fur das Kraftwerk.

Daritiber hinaus muf3 der Umfang der Investitionskosten festgelegt werden. Die Literaturanga-
ben unterscheiden sich sowohl in der Hohe und as auch im Umfang der Kosten. Haufig sind
die Angaben auf eine komplette Errichtung des Kraftwerks bezogen, hierin sind alerdings we-
sentliche Kostenanteile nicht enthalten, wie die Bauherreneigenleistungen (Infrastruktur, usw.),
Kosten der Erstinbetriebnahme oder Kosten, die durch die Bereitstellung des Umlaufkapitals
entstehen. Diese miissen ggf. hinzugerechnet werden.
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Die gesamten Investitionskosten umfassen:

Kosten der "schlisselfertigen” Anlage
Bauherreneigenleistungen
Zinsen wahrend der Bauzeit

In den Uberwiegenden Literaturquellen werden die Investitionskosten nicht differenziert, son-
dern pauschal angegeben und auf die installierte elektrische Nettoleistung in Kilowatt (kW)
bezogen. Auch in dieser Arbeit werden die Investitionskosten spezifisch in DM/kWy genannt,
allerdings wird dabel eine bestimmte Blockgrof3e (installierte Nettoleistung) und ein bestimmter
Nettowirkungsgrad unterstellt.

Die Angabe von spezifischen pauschalen Investitionskosten soll nur als Richtgrofie fur zukunf-
tige Kraftwerkstypen verstanden werden. Je nach Standort und Ausfuhrung des Kraftwerks
koénnen die tatschlichen Investitionskosten erheblich von den hier eingefihrten Richtwerten
abweichen. In den letzten Jahren gab es alerdings insbesondere bei den neuen GuD-Anlagen
eine zunehmende Tendenz zur Bestellung von schllisselfertigen Kraftwerken. Hierdurch haben
sich bestimmte Standardausfihrungen durchgesetzt, so dal3 sich die Investitionskosten heute
von Standort zu Standort weniger stark unterscheiden. Eine ghnliche Entwicklung wird bei der
geplanten neuen Atomkraftwerksgeneration angestrebt. Der von der Siemens AG und Frama-
tome entwickelte European Pressurized Reactor (EPR) soll in Deutschland und Frankreich in
der gleichen Ausfiihrung mehrfach eingesetzt werden. Allerdings sind die Investitionskosten
dieses Projekts noch kaum einzuschétzen.

3.2.1 Bauherreneigenleistungen

Neben den Kosten zur Errichtung des Kraftwerks werden von den Bauherren verschiedene
Leistungen erbracht. Dazu kénnen ggf. die Bereitstellung des Grundstiicks und der Infra-
struktur, der Bau von Hilfseinrichtungen, Kosten fir das Genehmigungsverfahren und die Erst-
inbetriebnahme sowie Kosten zur Bereitstellung des Umlaufkapitals z&hlen. Diese K osten wer-
den hier pauscha mit 15 % der Investitionssumme fir die Errichtung des Kraftwerks abge-
schatzt.?

3.2.2 BlockgroiRe

Mit einer zunehmenden Nettoleistung des Kraftwerks sinken bel manchen Kraftwerkstypen die
Investitionskosten in Folge von Kostendegressionen. Kotschenreuther (1996, S. 45) unter-
suchte diesen Zusammenhang und kam zu dem Ergebnis, dal3 bei erdgasbetriebenen GuD-
Anlagen oberhalb von 300 MWy die spezifischen Investitionskosten konstant bleiben, unter-
halb davon nehmen die Kosten bis etwa um 30 % bel 100 MWy zu. Bel kohlestaubgefeuerten

2 Einige Quellen nennen geringere Bauherreneigenleistungen von 5 bis 10 % (IKARUS 1994). In diesem Fall

sind allerdings bereits einige der oben genannten Leistungen in der Investitionssumme enthalten oder wer-
den gar nicht berlicksichtigt. Der hier gewéhlte Ansatz ist eher as vorsichtig einzustufen. Bei Tsatsaronis
(1996, S. 352) machen in einer Beispielrechung die oben genannten Zusatzleistungen 21 % der gesamten
Investitionssumme aus. Ein Unternehmensberater nennt einen Anteil von insgesamt ca. 20 %.
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Kraftwerken fuhren kleinere Anlagen zu wesentlich h6heren Investitionskosten, auch bei gro-
[3eren Blocken bleiben noch Kostendegressionen erkennbear.

Bel dem Ersatz alter Kraftwerke sind die Bauherren daher bestrebt, moglichst grof3e Blécke zu
realiseren. Die RWE Energie baut beispielsweise ein neues Braunkohlekraftwerk mit einer
Blockleistung von 950 MWy anstelle von 600-800 MWy élterer Kraftwerke (Heitmiller 1996,
S. 78). Auch bei dem EPR sollen durch grofRere Blocke Kostendegressionen erreicht werden.
Hier sind Anlagen mit einer Leistung von 1.800 MW im Gespréch.

Bel dem Vergleich von verschiedenen Kraftwerkstypen wird fir jeden Typ die Blockgrofie
gewdhlt, bel der der Strom am kostengunstigsten bereitgestellt werden kann. Bei kleineren
Blockgrofen muf von hdheren Stromgestehungskosten ausgegangen werden. Fir Steinkohle-
kraftwerke wird eine Blockleistung von 900 MWg betrachtet. Die Blockleistung der Braun-
kohlekraftwerke wird auf 950 MWy festgelegt, da es nach Heitmdiller (1996, S. 77) bis zu die-
ser GrofRe noch Kostendegressionen gibt. Fir GuD-Kraftwerke betragt die Blockgrofie
800 MWy, dain dieser Grofenordnung zwel Gasturbinen kostengiinstig mit einer Dampfturbi-
ne kombiniert werden kénnen. Bei Gasturbinen wird die bisher grofde Leistungsklasse von
250 MWy untersucht. Fir den EPR wird die bisher geplante Blockleistung von 1.530 MWy
angesetzt. Moglicherweise wird diese Leistung in Zukunft auf 1.800 MWy erweitert (vgl. Ab-
schnitt 2.5).

Bel dem Zubau neuer Kraftwerke werden in Zukunft trotz der Kostendegressionen allerdings
eher kleinere Blocke gebaut. Ein neuer Anbieter wird kaum den Strom aus grof3en Kraftwer-
ken absetzten kénnen und daher mit der Zeit kleinere Bldcke zubauen. In diesem Fall muf3 von
etwas hoheren I nvestitionskosten ausgegangen werden.

3.2.3 Zinszahlungen wahrend der Planungs- und Bauzeit

Wahrend der Planungs- und Bauzeit von Kraftwerken werden Ausgaben getétigt, ohne dai3
diesen Einnahmen durch den Betrieb der Anlage gegentiberstehen. Fir das in dieser Zeit einge-
setzte Kapital mussen Zinsen gezahlt werden, deren Hohe von der Bauzeit und dem kalkulato-
rischen Zinssatz abhdngen. Bei Kraftwerken mit einer langen Bauzeit wie Atomkraftwerken
konnen die Zinsen wahrend der Bauzeit einen bedeutenden K ostenanteil bilden.

Die Ausgaben wahrend der Bauzeit werden in der Regel durch Fremdkapital finanziert. Fur die
Berechnung der Zinsaufwendungen wéhrend der Bauzeit mul allerdings ein Giber dem Zinssaiz
fur Fremdkapital liegender Zinssatz zugrunde gelegt werden, da die Glaubiger mit einem Fer-
tigstellungsrisiko rechnen missen. Nach eigenen Recherchen werden hierfir zur Zeit bei GuD-
Kraftwerken ca. 8,5 %/a nominal gegentber 5 % fir das Fremdkapital gefordert. Da die Zinsen
zur Zeit sehr niedrig sind, wird fur das Jahr 2005 im Referenzfall mit einem nominalen Zins von
7,5 %/a fur das Fremdkapital und 11 %/a fur die Zinsen wahrend der Bauzeit gerechnet. Bel
einer mittleren Inflationsrate von 2,5 %/a ergibt sich hieraus ein reder Zinssatz wahrend der
Bauzeit von 8,3 %/a.

Waéhrend der Planungsphase von Kraftwerken fallen bereits einige Kosten an (z.B. fur das Ge-
nehmigungsverfahren). Sie sind jedoch im Vergleich zu den Investitionskosten gering, so dal3
die Zinszahlungen hierfir vernachlssigt werden kénnen.
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Die Bauzeit betragt bel Gasturbinen und GuD-Kraftwerken etwa 2 Jahre und bel Kohlekraft-
werken etwa 4 Jahre. Bei Atomkraftwerken hat die Vergangenheit gezeigt, dal die tatséchliche
Bauzeit Uber der prognostizierten lag. Fir die neuesten Atomkraftwerke in Deutschland, die
1982 in Auftrag gegeben wurden, Betrug die Bauzeit sechs bis sieben Jahre. Hier wird von
einer sechgdhrigen Bauzeit ausgegangen.

Die Verteilung der Zahlungen Uber die Bauzeit ist in Tabelle 1 dargestellt. Die Werte orientie-
ren sich an Angaben der OECD (1993, S. 60) fur Belgien und Frankreich (bei Deutschland
wird nicht differenziert) und einer Least-Cost-Studie fur die EBRD (PHB 1994). Die Zinszah-
lungen wahrend der Bauzeit werden aus den Investitionskosten inkl. der Bauherreneigenleis-
tungen berechnet und sind in Tabelle 1 al's Prozentsatz der Investitionssumme angegeben. Eini-
ge Ausgaben, wie zum Beispiel der Bau von Hilfseinrichtungen, werden erst im Jahr der Inbe-
triebnahme oder spéter getétigt. Auf diese Weise kdnnen die Zinszahlungen wahrend der Bau-
zeit gesenkt werden.

Tabelle 1: Verteilung der Zahlungen tber die Bauzeit

Verteilung der Zahlungen tGber die Bauzeit

Zinssatz: 8,3% Jahre Zinszahlung
Kraftwerkstyp -6 -5 -4 -3 -2 -1 0 1 2 |(% der Investition)
Steinkohle 6% | 18% | 22% | 25% | 25% | 4% 11,9%
Braunkohle 6% | 18% | 22% | 25% | 25% | 4% 11,9%
Kernenergie 8% | 9% | 14% | 18% | 16% | 15% | 12% | 6% | 2% 19,9%
Erdgas 25% | 50% | 25% 8,3%

Quelle  OECD (1993, S. 60), PHB (1994), eigene Berechnungen

Fur Kohlekraftwerke betragen die Zinszahlungen wéhrend der Bauzeit nach dieser Berechnung
11,9 % der Investitionssumme, bei Atomkraftwerken liegen sie mit 19,9 % deutlich dartber,
bei Gaskraftwerken werden sie mit 8,3 % niedriger angesetzt.

3.2.4 Steinkohlekraftwerke

Die Investitionskosten fir neue Steinkohlekraftwerke liegen Gber 2.000 DM/kWy (Tabelle 2,
Preishasis 1998). Allerdings konnte bei dem Bau neuer Kraftwerke in den letzten Jahren trotz
der niedrigen Weltmarktpreise fir Steinkohle ein Anstieg der Wirkungsgrade beobachtet wer-
den. Gegeniber den bisher modernsten grof3en Steinkohlekraftwerken Staudinger 5 und Ros-
tock wird eine weitere Verbesserung der konventionellen Technik erwartet. Bereits heute
konnten Kraftwerke mit einem Wirkungsgrad Uber 46 % gebaut werden (ABB 1998, S. 14).
Wird kein realer Anstieg der Investitionskosten unterstellt, konnte im Jahr 2005 ein Kraftwerk
mit einem Wirkungsgrad von 47 % bei Investitionskosten von ca 2.200 DM/kWgq (Preisbasis
1998, ohne Bauherreneigenleistungen) gebaut werden (Szenario SK - 1).

Es kann davon ausgegangen werden, dal3 die Vergasung von Steinkohle mit anschlief3ender
Nutzung des Gases in einem GuD-Prozef3 bis zum Jahr 2005 soweit technisch ausgereift ist,
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dald dieser Prozeld as Alternative zu konventionellen Verfeuerungen zur Verfigung steht.
Kraftwerke, die im Jahr 2005 in Betrieb gehen, kdnnten Wirkungsgrade um 52 % erreichen. In
der Literatur werden zwar zuweilen hohere Werte genannt, doch wann diese tatsachlich reali-
siert werden konnen, ist noch nicht abzusehen. Das RWI (1997) schétzt die Investitionskosten
eines GuD-Kraftwerks mit integrierter Kohlevergasung gegeniiber einem konventionellen
Kraftwerk fur das Jahr 2005 um ca. 25 % hoher ein. In Anlehnung an diese Einschédtzung wer-
den fur den GuD-Prozef3 mit integrierter Kohlevergasung (Szenario SK - 2) Investitionskosten
von 2.750 DM/kWg angesetzt (Preisbasis 1998, ohne Bauherreneigenleistungen).

Tabelle 2: Investitionskosten fur Steinkohlekr aftwerke
Quelle Kraftwerkstyp Jahr der | spezifische Netto |Bemerkungen
Inbetrieb- | Invest. kosten | wirkungs-
nahme [DM/(kWe))] grad
IKARUS 1994 Steinkohle, Staubfeuerung 1989 2.017 43,0% |Angaben orientiert an
(Preisbasis 1989) 600 MWy, realisiertem Kraftwerk
Steinkohle, GuD-Prozel3 mit integr. 2005 2.813 48,5%
Kohlevergasung, 187,5 MWy,
Steinkohle, Staubfeuerung mit tber- 2005 2.542 45,5%
krit. Dampfparametern, 600 MWy,
OECD 1993:63ff Steinkohle, uberkritische Staub- 2000 3.050 38,0% |5% realer Zinssatz
(Preisbasis 1991)  |feuerung, 700 MW, (inkl. Zinsen Bauzeit)
Steinkohle, uberkritische Staub- 2000 3.285 38,0% |10% realer Zinssatz
feuerung, 700 MWy, (inkl. Zinsen Bauzeit)
VDEW 1998 Steinkohle, 700 MW, nach 1998 2.000 telef. Auskunft
(Preisbasis 1997)  [steinkohle, inkl. REA und DENOX, | nach 1998 2.470 42,0% |FDE, etabliertes
700 MWy, Kraftwerk
Steinkohle, inkl. REA und DENOX, nach 1998 2.640 46,0% |FDE, etabliertes
Uberkrit. Dampfparameter, 800 MWy, Kraftwerk
RWI 1997 Steinkohle, 650 MW, 1995 2.640 48,2%
(nominale Preise) |Steinkohle, 650 MWy, 2000 3.001 49,1%
Steinkohle, 650 MW, 2005 3.881 50,1%
Steinkohle, 650 MW, 2010 4.003 50,1%
Steinkohle, GuD-Prozel mit integr. 2005 4.884 50,1%
Kohlevergasung, 650 MW,
Steinkohle, GuD-ProzeR mit integr. 2010 5.038 53,4%
Kohlevergasung, 650 MW,
EWI 1997:29 Steinkohle 1995 2.225
(nominale Preise) |Steinkohle, 200 MW, 1995 3.083
ABB 1998:14 Steinkohle, 700 MWy, nach 1998 2.160 46,7%
(nominaler Preise)
Stapper 1997:51ff |Steinkohle, 350 MWy, nach 1997 < 2.000 46,1%
(nominaler Preis)
Energie 1994 Steinkohle, 509 MW 1994 2.358 42,5% |realisiertes Kraftwerk
(nominaler Preis) Rostock
Peter 1995:213 Steinkohle, 700 MW ? 2.357 43,3%
(Preisbasis 1993)
Eigene Annahmen |Steinkohle, Staubfeuerung, 2005 2.200 47,0 |[SK-1
(Preisbasis 1998, |900 MW,
ohne Bauherren- Steinkohle, GuD-Prozel mit 2005 2.750 52,0% |SK-2
eigenleistungen) integr. Kohlevergasung, 900 MW,

Quelle:  Diverse Literaturangaben (Kommentare im Anhang 1), Eigene Annahmen
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3.2.5 Braunkohlekraftwerke

Tabelle 3 gibt einen Uberblick tiber die Abschitzung der Investitionskosten fiir Braunkohle-
kraftwerke in der Literatur. Sowohl fur das ausgefihrte Kraftwerk Schwarze Pumpe als auch
fur das geplante Kraftwerk Niederauf3em werden spezifische Investitionskosten genannt, die
bei etwa 2.800 DM/kWy liegen (Stromthemen 2/1998, S. 4; Feldmann 1998). Die VDEW
(1998) und das EWI (1997, S. 26) nennen dhnliche Werte. Die aus den Angaben im Anhang
des RWI (1997) berechneten Investitionskosten sind hoher, der Grund konnte darin liegen, dal3
hohere Wirkungsgrade angegeben werden oder ein grof3er Teil der Bauherreneigenleistungen
in den Angaben inbegriffenist.

Tabelle 3: I nvestitionskosten fUr Braunkohlekraftwer ke
Quelle Kraftwerkstyp Jahr der | spezifische Netto |Bemerkungen
Inbetrieb- | Invest. kosten | wirkungs-
nahme [DM/(KWe)] grad
IKARUS 1994 Braunkohle, Staubfeuerung 1989 2.499 40,1%
(Preisbasis 1989) 800 MWy,
Braunkohle, Staubfeuerung mit tiber- 2005 3.045 41,4%
krit. Dampfparametern, 800 MW
VDEW 1998 Braunkohle, 900 MW, nach 1998 2.200-2.500 telef. Auskunft
(Preisbasis 1997) Braunkohle, tiberkrit. Dampfparam. | nach 1998 2.750 41,0% |FDE, etabliertes
REA und DENOX, 800 MW, Kraftwerk
Braunkohle, Westdeutschland, inkl. | nach 1998 2.660 40,0% |FDE, etabliertes
REA und DENOX, 750 MW, Kraftwerk
Braunkohle, GuD-ProzeR, integr. nach 1998 3.000 45,0% |FDE, marktnaher
Kohlevergasung, 300 MW, Kraftwerkstyp
Braunkohle, Druckwirbelschicht nach 1998 3.500 47,0% |FDE, marktnaher
Kombiproze3 mit GT, 800 MWy Kraftwerkstyp
RWI 1997 Braunkohle, 650 MW 1995 2977 45,3%
(nominale Preise) Braunkohle, 650 MW, 2000 3.382 45,5%
Braunkohle, 650 MW, 2005 4.375 46,4%
Braunkohle, 650 MW, 2010 4513 46,4%
EWI 1997:29 Braunkohle 1995 2.694
(nominale Preise)
Stromthemen 1998 |Braunkohle, 2*800 MW, 1997/ 98 2.813 40,6% [realisiertes Kraftwerk
(Preisb. verm. 1998) Schwarze Pumpe
Feldmann 1998 Braunkohle, 950 MW, 2002 2.842 43,2% |geplantes Kraftwerk in
(Preisb. verm. 1998) Niederauf3em
Eigene Annahmen |Braunkohle, Staubfeuerung, 2005 2.700 445% |BK-1
(Preisbasis 1998, 950 MWy
ohne Bauherren- Braunkohle, Staubfeuerung, 2005 2.900 49,0% |BK-2
eigenleistungen) mit Vortrocknung, 950 MW hohe Investitionsk.
Braunkohle, Staubfeuerung, 2005 2.500 49,0% |BK-3
mit Vortrocknung, 950 MW niedrige Investitionsk.

Quelle:  Diverse Literaturangaben (Kommentare im Anhang 1), Eigene Annahmen

Die Abschédtzung der Investitionskosten zukinftiger Braunkohlekraftwerke orientiert sich an
den Kostenangaben von VDEW und EWI sowie den Angaben Uber die Kraftwerke Schwarze
Pumpe und Niederauf3em. Dabei wird die in Abschnitt 2.4 beschriebene technologische Ent-
wicklung berticksichtigt. Es werden drei Félle unterschieden (BK - 1, BK - 2 und BK - 3).
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Das Szenario BK - 1 geht aufbauend auf das voraussichtlich im Jahr 2002 fertiggestellte
Kraftwerk in Niederauf3em von einer Weiterentwicklung der herkdmmlichen Technologie aus.
Insbesondere durch die Weiterentwicklung von Werkstoffen fir hohe Temperaturbeanspru-
chungen und den Dampfturbinen kann mit einer Erhéhung des Wirkungsgrades auf tiber 44 %
gerechnet werden. Fiur das 1997/1998 fertiggestellte Kraftwerk Schwarze Pumpe und fir das
Kraftwerk NiederauRem, dessen Bau Ende 1997 begann und das im Jahr 2002 fertiggestellt
werden soll, werden dhnlich hohe spezifische Investitionskosten von ca. 2.800 DM/kWg ange-
geben (Stromthemen 1998; Feldmann 1998). Der Wirkungsgrad konnte von 40,6 % bei
Schwarze Pumpe auf 43,2 % in Niederaul3em gesteigert werden, ohne dal3 die spezifischen
Investitionskosten wesentlich gestiegen sind. In Ubereinstimmung mit dieser Entwicklung in
der Vergangenheit und den meisten anderen Literaturquellen wird hier trotz des hoheren Wir-
kungsgrades von 44,5 % von keiner realen Steigerung der Investitionskosten ausgegangen. In
den hier genannten Investitionskosten sind vermutlich schon einige der Bauherreneigenleistun-
gen enthalten. Auf Preisbasis von 1998 werden die Investitionskosten fur diesen Kraftwerkstyp
ohne Bauherreneigenleistungen und Fremdleistungen daher auf 2.700 DM/kWg geschétzt.

Derzeit ist noch ungewil3, ob die Vortrocknung der Braunkohle bis zum Jahr 2005 technisch
ausgereift und wirtschaftlich verfiigbar ist.® Hierdurch kénnte der Wirkungsgrad nach Angaben
der Entwickler bei RWE Energie um 7 - 13 % erhoht werden (vgl. Abschnitt 2.4.1). Trotz der
Unsicherheiten, ob dieses Verfahren zum Einsatz kommen wird, soll hier eine 10 %ige Verbes-
serung des Wirkungsgrades auf 49 % mit dem "BoA-Plus-Verfahren" betrachtet werden.
Durch die Vortrocknung missen zusétzliche Komponenten angeschafft werden, die die Ge-
samtkosten erhohen. Allerdings kann durch den geringeren Brennstoffeinsatz die gesamte An-
lage kleiner ausgelegt werden, was sich zum Beispiel bei der Rauchgasreinigung bemerkbar
macht. Die Nettowirkung auf die Investitionskosten 183 sich nur schwierig abschétzen. Daher
wird in zwel verschiedenen Szenarien eine ginstige und eine unguinstige K ostenentwicklung
unterschieden. Fur die gunstige Kostenentwicklung werden 2.500 DM/kW4g, flr den ungiinsti-
gen Fall 2.900 DM/kWy veranschlagt (Preisbasis 1998).

3.2.6 Erdgaskraftwerke

Die spezifischen Anlagenpreise fur Gasturbinen sind geringer as fir Dampfkraftwerke. In den
letzten Jahren wurden von den Kraftwerksbauern "schlisselfertige” GuD-Anlagen entwickelt,
die in standardisierten Ausfiihrungen bestellt werden konnen. Auf dem Markt gab es um das
neue Produkt "schlUsselfertiges GuD-Kraftwerke" einen harten Wettbewerb, in dessen Folge
die Preise deutlich gesunken sind. Die Kostenentwicklung fur die néchsten Jahren ist schwer
abzusehen, da die Prozesse und Komponenten noch weiter verbessert werden und es auf dem
Markt eine hohe Nachfrage nach Gasturbinen und GuD-Anlagen gibt.

In Tabelle 4 sind verschiedene Literaturangaben zu den Investitionskosten aufgefiihrt. Darin
zeigt sich, dal3 die Investitionskosten in der Vergangenheit deutlich hther als heute einge-
schétzt wurden. Auch in der Zukunft ist bei Gasturbinen und GuD-Anlagen eher mit Kosten-
senkungen zu rechnen.

% Zur Zeit wird eine Pilotanlage von der RWE Energie errichtet.
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Tabelle 4: Investitionskosten flr Erdgaskraftwerke
Quelle Kraftwerkstyp Jahr der | spezifische Netto- |Bemerkungen
Inbetrieb- | Invest. kosten | wirkungs-
nahme [DM/(KWe))] grad
IKARUS 1994 Erdgas, GuD-Prozef3, 661,7 MW 1989 1.054 55,1%
(Preisbasis 1989) Erdgas, GuD-ProzeR, 777,5 MWy 2005 1.129 57,5%
VDEW 1998 Erdgas, GuD-Prozel3, 200 MW, nach 1998 800-1000 telef. Auskunft
(Preishasis 1997) Erdgas, GuD-ProzeR, nach 1998 1.140 55,0% |FDE, etabliertes
Low-Ngx-Brenner, 350 MW, Kraftwerk
Erdgas, GuD-ProzeR, nach 1998 1.070 58,0% |FDE, etabliertes
Low-Nox-Brenner, 750 MW Kraftwerk
RWI 1997 Erdgas, GuD-Prozef3, 1300 MW 1995 1.298 53,9%
(nominale Preise) Erdgas, GuD-Prozef3, 1300 MWg 2000 1.487 57,1%
Erdgas, GuD-Prozef3, 1300 MW, 2005 1.871 59,1%
Erdgas, GuD-Prozef3, 1300 MW, 2010 1.983 59,1%
Erdgas, Gasturbine 1995 941 35,1%
Erdgas, Gasturbine 2000 1.109 36,7%
Erdgas, Gasturbine 2005 1.365 38,4%
Erdgas, Gasturbine 2010 1.465 39,0%
EWI 1997:29 Erdgas, GuD-Prozel 1995 1.062
(nominale Preise) Erdgas, GuD-ProzeR, 200 MW 1995 1.571
Erdgas, GuD-Prozel3, 600 MW, 1995 1.200
Erdgas, GuD-Prozef3, 800 MW, 1995 1.141
Erdgas, Gasturbine 1995 527
ABB 1998:14 Erdgas, GuD-Prozel3, 750 MW nach 1998 900 57,1%
(nominaler Preis)
Mirrlees-Black 96  |Erdgas, Gasturbine ab 1996 450
(Preisbasis 1996) Erdgas, GuD-Prozel ab 1996 675
Pruschek 1996:448 |Erdgas, GuD-ProzeR ab 1996 850
(nominaler Preis)
Eigene Annahmen |Erdgas, GuD-Prozef3, 800 MW 2005 850 60,0% |GuD-1
(Preisbasis 1998, Erdgas, GuD-ProzeR, 800 MW 2005 750 57,0% |GuD-2
ohne Bauh.eig.leis.) |Erdgas, Gasturbine, 250 MW, 2005 500 39,0% |GT-1

Quelle:  Diverse Literaturangaben (Kommentare im Anhang 1), Eigene Annahmen

Mit einem einfachen Gasturbinenprozefd (GT - 1) kann aufgrund einer weiteren Verbesserung
der Gasturbinentechnik bis zum Jahr 2005 in der Leistungsklasse von 250 MWy sicherlich ein
Wirkungsgrad von 39 % mit relativ niedrigen Investitionskosten erreicht werden (vgl. Ab-
schnitt 2.1.2). Die Investitionskosten sind in den vergangenen Jahren deutlich gesunken und
lagen 1996 in dieser Leistungsklasse fur alle Modelle bei ca. 350 DM/kWy fir die Beschaffung
der Komponenten (GTW Handbook 1996, S. 1-16). Hierin sind allerdings viele Leistungen wie
das Engineering noch nicht enthalten, so dal3 sich insgesamt um 50 - 100 % hohere Investiti-
onskosten ergeben (GTW Handbook 1996, S. 1-03). Hier werden ohne Bauherreneigenleis-
tungen Investitionskosten von ca. 500 DM/kWgy (Preisbasis 1998) angesetzt, die auch in der
Grofsenordnung anderer aktueller Quellen liegen (EWI 1997, S. 29 und Mirrlees-Black 1996,
Anhang 4). Das RWI (1997) setzt allerdings wesentlich hohere Investitionskosten bei geringe-
ren Wirkungsgraden an. Wie bei den anderen Kraftwerkstypen wird davon ausgegangen, dal3
der hohere Wirkungsgrad durch technischen Fortschritt ohne eine Steigerung der Investitions-
kosten erreicht werden kann.
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Es sei darauf hingewiesen, dal3 mit einer Zwischenkiihlung und Zwischeniberhitzung wesent-
lich hthere Wirkungsgrade erreicht werden konnen. Auf die Betrachtung einer solchen "fort-
schrittlichen" Variante wird hier verzichtet, da eine belastbare Abschétzung der Investitions-
kosten schwierig ist. Bis zum Jahr 2005 wird der Wirkungsgrad von GuD-Kraftwerken aller
Voraussicht nach von heute ca. 58 % auf tiber 60 % angestiegen sein. Fur das Szenario GuD -
1 wird eher vorsichtig ein Wirkungsgrad von 60 % angesetzt. Die Investitionskosten fir GuD-
Kraftwerke in der grof3en Leistungsklasse liegen den Uberwiegenden Literaturquellen zufolge
zur Zeit noch bei Uber 1.000 DM/kWg, wobei hierin ein Tell der Bauherreneigenleistungen
inbegriffenist.

Das GTW Handbook (1996, S. 1-16) nennt fir schltsselfertige Kraftwerke in der Leistungs-
klasses um 700 MWy je nach Wirkungsgrad Investitionskosten zwischen 400 und
500 US$/kWq (hierin ist ein Tell der Bauherreneigenleistungen enthalten). Bei einem durch-
schnittlichen DM/US$-Kurs von 1,55 im Jahr 1996 (StBA 1997, S. 643) ergeben sich hieraus
fur Anlagen mit einem Wirkungsgrad von 57 % Investitionskosten von 775 DM/kWg. In den
meisten Literaturquellen werden die Investitionskosten alerdings hoher eingeschétzt (VDEW
1998, RWI 1997). Zwel mogliche Grinde konnten darin liegen, dal3 es erstens gerade 1996
einen sehr harten Preiswettbewerb zwischen den Herstellern gab und zweitens einige Kosten in
Deutschland héher sind, als im GTW Handbook angegeben. Die Investitionskosten werden
daher im Ausgangsszenario GuD - 1 ohne Bauherreneigenleistungen auf 850 DM/kWy ge-
schétzt (Preisbasis 1998).

Ein Vergleich einzelner Hersteller zeigt, dal3 die effizienteren Modelle mit einem um 3- 5 Pro-
zentpunkte besseren Wirkungsgrad ca. 50 - 70 US$/kW, teurer as die weniger effizienten
Modelle sind. Neben dem Szenario GuD - 1 wird daher im Szenario GuD - 2 eine Anlage mit
einem geringerem Wirkungsgrad von 57 % und geringen Investitionskosten von 750 DM/kWg
betrachtet.

3.2.7 Atomkraftwerke

Die Investitionskosten fur zukunftige Atomkraftwerke, insbesondere den EPR, werden in der
Literatur recht unterschiedlich eingeschétzt (Tabelle 5). Hierin kommt zum Ausdruck, dal3 es
bei Atomkraftwerken eine hohe Unsicherheit hinsichtlich der tatséchlichen zukinftigen Kosten
gibt. Dies gilt nicht nur fur die Investitionskosten, sondern in noch groferem Malie fur die
Rickbaukosten und die Kosten zur Brennstoffentsorgung. Daher wird in zwel "extremen'
Szenarien eine gunstige Entwicklung aler Kosten einer ungunstigen Entwicklung gegentiber-
gestellt.
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Tabelle 5: I nvestitionskosten fur Atomkraftwerke
Quelle Kraftwerkstyp Jahr der | spezifische Netto- |Bemerkungen
Inbetrieb- | Invest. kosten | wirkungs-
nahme [DM/(kW¢)] grad
OECD 1993:63ff Atomkraftwerk, Druckwasserreaktor, 2000 5.459 33,0% |5% realer Zinssatz
(Preisbasis 1991) 1258 MW, (inkl. Zinsen Bauzeit)
Atomkraftwerk, Druckwasserreaktor, 2000 6.185 33,0% |[10% realer Zinssatz
1258 MWy, (inkl. Zinsen Bauzeit)
VDEW 1998 Atomkraftwerk, EPR-Reaktor, ? 2.500-2.800 telef. Auskunft
(Preisbasis 1997) 1500 MWy,
RWI 1997 Atomkraftwerk, 1300 MWy, 1995 4.227 33,0%
(nominale Preise)  |Atomkraftwerk, 1300 MW, 2000 4.862 33,0%
Atomkraftwerk, 1300 MW, 2005 6.274 34,1%
Atomkraftwerk, 1300 MWy, 2010 6.478 34,1%
EWI 1997:29 Atomkraftwerk, 1300 MWy, 1995 3.881
(nominale Preise)
Peter 1995:213 Atomkraftwerk, EPR-Reaktor, ? 3.300 36,0%
(Preisbasis 1993) 1528 MWy,
Fischer 1997 Atomkraftwerk, EPR-Reaktor, ? 2.800 Serienproduktion,
(nominale Preise) 1530 MW, NW vom 17.10.97
Eigene Annahmen |Atomkraftwerk, EPR-Reaktor, 2005 2.800 36,0% |AKW - 1, glinstige
(Preisbasis 1998,  |1530 MWy Kostenentwicklung
ohne Bauherren- Atomkraftwerk, EPR-Reaktor, 2005 4.000 36,0% [AKW - 2, unginstige
eigenleistungen) 1530 MWy Kostenentwicklung

Quelle:  Diverse Literaturangaben (Kommentare im Anhang 1), Eigene Annahmen

Die Investitionskosten fir den EPR betragen im gunstigsten Fall nach Fischer (Nucleonics
Week vom 01.05.1997) 2.800 DM/kWy, wenn weitere Kostenreduktionen gelingen und der
Reaktor serienmdldig bestellt wird. Fir den unginstigen Fall werden 4.000 DM/kWy ange-
nommen. Dieser "unglinstige” Wert liegt noch deutlich unter den Einschétzungen der OECD
(1993, S. 63 ff) und des RWI (1997).

3.3 Betriebskosten

Unter Betrigbskosten werden hier alle wéhrend des Betriebs anfallenden Kosten aufer den
Brennstoffkosten und den Aufwendungen fiir Okosteuern verstanden. Unterschieden wird da-
bel zwischen fixen und variablen Betriebskosten.

Nach dem Verfal der Brennstoffpreise in den achtziger Jahren haben die Betriebskosten an
Bedeutung gewonnen und nehmen teilweise bis zu 30 % der Stromgestehungskosten ein (vgl.
auch OECD 1995, S. 13,16).

Bel der Berechnung der Stromgestehungskosten wird davon ausgegangen, dal3 die Betriebs-
kosten mit der Zeit real steigen (Tsatsaronis 1996). Dabel ist zu beachten, dal3 sich die einzel-
nen Kostenarten Uber die Betriebszeit unterschiedlich entwickeln werden. Bei den Instandhal-
tungs- und Wartungskosten kann mit einer erheblichen Kostensteigerung gerechnet werden, da
die Reparaturanfélligkeit der Anlage mit ihrem Alter stark zunimmt. Hingegen hangt die Ent-
wicklung der Personalkosten von der Lohnentwicklung und der Hohe der Sozialversicherungs-
beitrage ab. In dieser Arbeit wird mit einer Gber den Betriebszeitraum konstanten jahrlichen
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Steigerungsrate fur die gesamten (fixe und variable) Betriebskosten gerechnet. Mit dieser jahr-
lichen Kostensteigerungsrate wird die zukinftige Entwicklung der einzelnen Betriebskosten-
arten zusammengefaldt abgeschétzt. Fur alle Kraftwerkstypen wird eine nominale K ostensteige-
rungsrate von 3,25 % angesetzt. Dieser Wert folgt Angaben der VDEW (1987): Darin wird fir
Instandhaltungskosten und Versicherungen ein Wert von 3,25 %, fir die Lohnkostenverteue-
rung 3,5 %, fur die Materialkostenverteuerung 3 % und fir die DENOX-Kataysatoren eine
Kostensteigerung von 3 % verwendet.

3.3.1 FixeBetriebskosten

Die fixen Betriebskosten sind unabhangig von der produzierten Strommenge. Zu ihnen zéhlen

Personalkosten,
Instandhaltungs- und Wartungskosten,
Steuern und Versicherungen.

Die fixen Betriebskosten hdngen wesentlich von dem Typ und der Grof3e des Kraftwerks, also
der installierten Nettoleistung ab. In einigen Literaturquellen werden Telle der jahrlichen fixen
Betriebskosten als Prozentsatz der Investitionssumme abgeschétzt (IKARUS 1994). Hierbel
wird offensichtlich sehr vereinfachend unterstellt, dal3 zwischen der Investitionssumme und den
jahrlichen fixen Betriebskosten ein linearer Zusammenhang besteht. Andere Quellen beziehen
die fixen Betriebskosten auf die installierte Nettoleistung oder machen lediglich pauschale An-
gaben Uber die gesamten (fixe und variable) Betriebskosten eines konkreten Kraftwerkstyps bei
einer gegebenen Anlagenauslastung (VDEW 1998, OECD 1993). Tabdlle 6 gibt einen Uber-
blick Uber die Angaben in der Literatur.
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Prozesse, 800 MW,

Tabelle 6: Fixe Betriebskosten
Quelle Kraftwerkstyp Jahr der | Personal-| spezifische | Instandhalt.-u. | fixe Betriebs-
Inbetrieb-| starke Personalk. | Wartungskosten | kosten insges.
nahme [Cap] [DM/(Cap*a)] | [DM/(kWe *a)] [DM/(kW¢, *a)]
IKARUS 1994 Steinkohle, Staubfeuerung 1989 220 80.000 38 118
(Preisbasis 1989) 600 MW
Steinkohle, GuD-ProzeR mit integr. 2005 180 95.000 56 218
Kohlevergasung, 187,5 MWy,
Steinkohle, Staubfeuerung mit tiber- 2005 220 95.000 48 146
krit. Damofparametern, 600 MW
Braunkohle, Staubfeuerung 1989 260 80.000 45 133
800 MW,
Braunkohle, Staubfeuerung mit tiber- 2005 260 95.000 55 154
krit. Dampfparametern, 800 MW
Gas, GuD-ProzeR, 661,7 MWg 1989 80 80.000 16 52
Gas, GuD-ProzeR, 777,5 MWg 2005 80 95.000 17 55
OECD 1993:63ff Steinkohle, Uberkritische Staub- 2000 - - - 151
(Preisbasis 1991) feuerung, 700 MW
OECD 1995:87 Atomkraftwerk, Druckwasser- 2000 - 34.041 - 136
(Preisbasis 1991) reaktor, 1258 MW, (TDM/a insg.) (inkl. var. Kosten)
RWI 1997:12 Steinkohle, 2 x 650 MW 1995-2010 130 99.436
(Preisbasis: Jahr Braunkohle, 2 x 650 MW g 1995-2010 130 99.436
der Inbetrieb- Atomkraftwerk, 1300 MW 1995-2010 110 99.436
nahme) Gas, GuD-Prozef3, 1300 MW 1995-2010 66 99.436
Gas, Gasturbine, insg. 1300 MWg 1995-2010| ca. 20 99.436
VDEW 1987 Steinkohle, Staubfeuerung, 1990 220 80.000 35 65
(Preisbasis 1987) 700 MW
Atomkraftwerk, 1256 MW 1990 330 90.000 42 78
ATW 1992:284 Atomkraftwerke BRD ? 76
(Preisbasis 1990) (ohne Personal)
EWI 1997:47 Atomkraftwerke BRD bestehende 62,50
(Preisbasis 1994) Typen (DM/KW )
ABB 1998 Steinkohle, 400 MW nach 1998 70
(Preisb. unbekannt) (Gas, GuD-ProzeR, 400 MWy nach 1998 30
Mirrlees-Black 96 |Gas, Gasturbinen und GuD-Prozesse 30
(Preisbasis 1994)
Peter 1995:213 Atomkraftwerk, EPR-Reaktor, ? 320 115.000 50 89
(Preisbasis 1993) 1528 MWy
Steinkohle, 700 MW, ? 230 100.000 40 60
Eigene Annahmen (Steinkohle (SK - 1), Staubfeuerung, 2005 150 91.819 40 60
(Preisbasis 1991) 900 MW
Steinkohle (SK - 2), GuD-ProzeR mit 2005 230 91.819 55 84
integr. Kohlevergasung, 900 MW
Braunkohle (BK - 1), Staubfeuerung, 2005 200 91.819 58 83
950 MW
Braunkohle (BK - 2), Staubfeuerung, 2005 240 91.819 65 94
mit Vortrocknung, 950 MW,
Braunkohle (BK - 3), Staubfeuerung, 2005 240 91.819 80 108
mit Vortrocknung, 950 MW,
Atomkraftwerk (AKW - 1), 2005 320 104.936 46 78
EPR-Reaktor, 1530 MWy
Atomkraftwerk (AKW - 2), 2005 320 104.936 100 137
EPR-Reaktor, 1530 MWy
Erdgas (GT - 1), Gasturbine, 2005 20 91.819 10 18
250 MW,
Erdgas (GuD - 1 und 2), GuD- 2005 50 91.819 18 26

Qudle:

Diverse Literaturangaben (Kommentare im Anhang 1), Eigene Annahmen
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3.3.1.1 Personalkosten

Die Personalkosten ergeben sich aus der geschétzten Personalstérke und den durchschnittli-
chen spezifischen Personal kosten.

Spezifische Per sonalkosten

In der IKARUS-Studie (1994) werden die spezifischen Personalkosten fur Anlagen, die in
2005 in Betrieb gehen auf 95.000 DM/(Cap - @) (Preisbasis 1989) geschétzt. Das RWI (1997,
S. 12) ermittelt mit einem durchschnittlichen Nominallohn von 41,85 DM, einem Sozialvers-
cherungstarif von 35% und einer durchschnittlichen Arbeitszeit von 1.760 h/a spezifische Per-
sonalkosten von 99.436 DM/(Cap - a). Peter (1995, S. 213) rechnet mit 100.000 DM/(Cap - @)
fur ein neues Steinkohlekraftwerk (Preisbasis 1993).

In Anlehnung an diese Quellen werden die spezifischen Personalkosten fir das Jahr 1998 auf
105.000 DM/(Cap « @) in fossil befeuerten Kraftwerken geschétzt. Bel einer nominalen jahrli-
chen Lohnsteigerung von 3,5 % errechnen sich im ersten Betriebgahr 2005 reale spezifische
Personalkosten von 91.819 DM/(Cap - @) (Preisbasis 1991).

Die spezifischen Personalkosten werden in Atomkraftwerken hoher angesetzt als in fossil be-
feuerten Kraftwerken. Die VDEW (1987, Anhang 2) setzt fur Steinkohlekraftwerke, die im
Jahr 1990 in Betrieb gehen, 80.000 DM/(Cap-a) an, fur Atomkraftwerke wird mit
90.000 DM/(Cap - &) gerechnet (Preisbasis 1987). Peters (1995, S. 213) geht von 115.000
DM/(Cap - @) in Atomkraftwerken gegentiber 100.000 DM/(Cap - @ in einem Steinkohle-
kraftwerk aus. Hier wird fur das Jahr 1998 in Atomkraftwerken ein nominaler Lohnsatz von
120.000 DM/(Cap - a) festgesetzt. Dies entspricht bei einer nominalen jahrlichen Lohnsteige-
rung von 3,5% realen spezifischen Personalkosten im ersten Betriebgahr 2005 von
104.936 DM/(Cap - a) (Preisbasis 1991).

Per sonalbedar f

Der Personabedarf in grof3en Steinkohlekraftwerken wird auf 150 Mitarbeiter geschétzt. In
neuen Braunkohlekraftwerken liegt der Personalbedarf mit 200 Mitarbeitern etwas hoher, in
grofen GuD-Kraftwerken mit 50 Mitarbeitern deutlich niedriger. Anlagen mit einfachen Gas-
turbinenprozessen kommen mit ca. 20 Mitarbeitern aus. Fir den Betrieb eines GuD-Prozesses
mit integrierter Steinkohlevergasung werden in grof3en Anlagen deutlich mehr Mitarbeiter be-
notigt. Der Personalbedarf wird fiir diesen Fall (SK - 2) auf 230 Mitarbeiter geschatzt. Ahnli-
ches gilt fur die ein Braunkohlekraftwerk mit zusdtzlicher Vortrocknung (240 Mitarbeiter).

Fur Atomkraftwerke variieren die Angaben zum Personalbedarf beachtlich. Das EWI (1997, S.
46) hat auf Grundlage einer Bilanzanalyse verschiedener deutscher Unternehmen fiir die Perso-
nalkosten in Atomkraftwerken einen leistungsbezogenen Wert von 62,50 DM/kWg ermittelt.
Dieser Ansatz ist recht hoch und gilt so nur fiir Betreibergesellschaften.* Andere Quellen nen-
nen niedrigere Personalkosten. Aus den Angaben der VDEW (1987, Anhang 2) berechnet sich
ein Wert von 23,65 DM/kKWy® fur ein Atomkraftwerk, das 1990 in Betrieb geht (Preisbasis

* In einem Kraftwerk mit 1.500 MW elektrischer Leistung und spezifischen Personalkosten von 120.000
DM/(Cap - @) entspricht dieser Wert ca. 780 Mitarbeitern.

> Dieser Wert beruht auf folgenden Annahmen: 1.256 MWy, 330 Personen, 90.000 DM/(Cap - a)
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1987). Das RWI geht nur von einem Personalbedarf von 110 Personen aus - was meines Er-
achtens zu wenig ist - und kommt so auf spezifische Personalkosten von 8,41 DM/kWg (RWI
1997, S. 12). Peter (1995, S. 213) rechnet fur den EPR mit einem Personalbedarf von 320 Per-
sonen. Diese Abschédtzung wird hier verwendet. Hieraus ergeben sich spezifische Personalkos-
ten von 24,10 DM/kWy4y. Dieser Wert deckt sich gut mit den Angaben der OECD (1995, S. 87)
Uber 27 DM/kWy Preishasis (1991) und der Schétzung des VDEW (1987, Anhang 2).

3.3.1.2 Instandhaltungs- und Wartungskosten

Die Instandhaltungs- und Wartungskosten werden héufig spezifisch angegeben (vgl. Tabelle 6).

Fir grofie Seinkohlekraftwerke mit Staubfeuerung liegen die spezifischen Instandhaltungs-
und Wartungskosten bei ca. 40 DM/kWy (Preisbasis 1991, vgl. Peter 1995, S. 213; IKARUS
1994 und VDEW 1987). Bei einer Vergasung der Steinkohle fallen hthere Betriebskosten von
ca. 55 DM/kWy an (vgl. IKARUS 1994).

Far grof3e Braunkohlekraftwerke ohne Vortrocknung (BK - 1) werden nach IKARUS (1994)
58 DM/kWq angesetzt. Bei Anwendung der Vortrocknung kann eine weitere K ostensteigerung
bei den Instandhaltungs- und Wartungskosten erwartet werden. Im gunstigen Fall (BK - 2)
liegen die Kosten bel 65 DM/kW4y, im ungiinstigen Fall (BK - 3) bei 80 DM/KWy.

Mirrlees-Black (1996, Anhang 4) nennt fUr die gesamten fixen Betriebskosten von Gasturbinen
und GuD-Anlagen 30 DM/kWg. Hiervon dirften die Instandhaltungs- und Wartungskosten
den grofen Anteill einnehmen. Sie werden auf 18 DM/kWg fir GuD-Anlagen und
10 DM/kWg fur Gasturbinen geschétzt (vgl. auch IKARUS 1994).

Im Jahrbuch der Atomwirtschaft werden die tbrigen fixen Betriebskosten ohne Personalkosten
fur Atomkraftwerke auf 75,90 DM/(kWg « @) (Preisstand 1990) beziffert (ATW 1992, S. 284).
Dabel durfte neben der Versicherung der grofite Antell auf die Instandhaltungs- und War-
tungskosten entfallen. Der VDEW hat auf der Preisbasis von 1987 42 DM/kWy veranschlagt.
Peter (1995, S. 213) nennt 50 DM/kWg fur den EPR (Preisbasis 1993). Dieser Wert wird fir
den Fall einer gunstigen K ostenentwicklung zugrunde gelegt (46,5 DM/kWy auf Preisbasis von
1991). Im Fall einer ungiinstigen Kostenentwicklung (AKW - 2) werden 100 DM/kWy veran-
schlagt. Damit soll der Tatsache Rechnung getragen werden, dal3 bei Atomkraftwerken haufig
Sondernachriistungen notwendig werden und in anderen Quellen hohere Betriebskosten ge-
nannt werden (ATW 1992, S. 284, OECD 1995, S. 87).

3.3.1.3 Seuern und Versicherungen

Die Steuerlast, die mit dem Betrieb eines Kraftwerks verbunden ist, 1&% sich nur schwierig
abschétzen, da hierfir nicht die Abschreibung des einzelnen Kraftwerks, sondern die Gewinn-
situation des gesamten Unternehmen entscheidend ist. Dabel spielen die Abschreibungsmodi
eine wichtige Rolle. Kdrperschaftssteuern werden in dieser Arbeit deshalb nicht berticksichtigt.

In der Literatur sind allerdings einige Schatzungen anzutreffen. In der IKARUS-Studie wird
die jahrliche Steuerlast fir alle Kraftwerkstypen sowohl fur das Jahr 1989 als auch fir das Jahr
2005 auf 2,3% der Investitionssumme geschétzt (IKARUS 1994).
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Die jahrlichen Kosten fir Versicherungen werden als Prozentsatz der Investitionssumme abge-
schétzt. Die IKARUS-Studie (1994) veranschlagt 0,2 % der Investitionssumme fur ale Kraft-
werkstypen (keine AKW), die RWI-Studie (1997) verbucht fir die Haftpflichtversicherung von
AKW 0,25 % der Investitionssumme. Die VDEW veranschlagt 0,31 % der Investitionssumme
fur das Steinkohlekraftwerk und 0,36 % fir das Atomkraftwerk (VDEW 1987, Anhang 2).
Peter (1995, S. 213) rechnet mit 14,9 DM/(kWgq + &) fur den EPR und mit 4,7 DM/(kWg + &)
fur ein Steinkohlekraftwerk. Dies entspricht in der Beispielrechnung 0,45 % der Investitions-
summe fur den EPR und 0,2 % fir das Steinkohlekraftwerk.

In Anlehnung an diese Zahlen werden fir die jahrlichen Versicherungskosten fossil befeuerter
Kraftwerken 0,25 % der Investitionssumme veranschlagt. Die jéhrlichen Versicherungskosten
fr den EPR werden auf 0,45 % der Investitionssumme geschétzt.

3.3.2 Variable Betriebskosten

Die variablen Betriebskosten héngen ausschliefdlich von der produzierten Strommenge ab.
Vorwiegend handelt es sich um Beschaffungskosten fur Hilfs- und Betriebsstoffe, daneben
koénnen noch variable Instandhaltungs- und Wartungskosten anfallen, z.B. Kosten fir einen
Katalysatorwechsd.

Die Kosten fur Hilfs- und Betriebsstoffe werden aus einer Stoffstromanalyse des Kraftwerks-
entwurfs bestimmt. Dabel werden die Erl6se oder Kosten aller Strome (auf3er dem Brennstoff)
berechnet. Dies ist jedoch nur fur konkrete Kraftwerksausfihrungen moglich. Auch diese
K osten miissen deshalb anhand von Literaturangaben abgeschétzt werden (Tabelle 7).
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Tabelle 7: Variable Betriebskosten
Quelle Kraftwerkstyp Jahr der spezifische variable
Inbetrieb- Betriebskosten
nahme [DM/(MWh*a)]
IKARUS 1994 Steinkohle, Staubfeuerung, 600 MWel 1989 3,75
(Preisbasis 1989) Steinkohle, GuD-ProzeR mit integr. 2005 5,72
Kohlevergasung, 187,5 MWy
Steinkohle, Staubfeuerung mit iber- 2005 3,83
krit. Dampfparametern, 600 MWFg,
Braunkohle, Staubfeuerung, 800 MWy, 1989 4,88
Braunkohle, Staubfeuerung mit tiber- 2005 5,59
krit. Dampfparametern, 800 MW,
Gas, GuD-ProzelR3, 661,7 MWy, 1989 1,00
Gas, GuD-ProzeR3, 777,5 MWy 2005 1,00
OECD 1993:63ff Steinkohle, Uberkritische Staub- 2000 4,02
(Preisbasis 1991) feuerung, 700 MWy,
RWI 1997:12 Steinkohle, 2 x 650 MW, 1995-2010 3,50
(Preisb. unklar) Braunkohle, 2 x 650 MWy, 1995-2010 3,50
Atomkraftwerk, 1300 MWg 1995-2010 1,00
Gas, GuD-Prozel3, 1300 MW 1995-2010 2,00
VDEW 1987 Steinkohle, Staubfeuerung, 700 MW, 1990 3,50
(Preisbasis 1987) Atomkraftwerk, 1256 MWy, 1990 1,00
Peter 1995:213 Atomkraftwerk, EPR-Reaktor, 1258 MW, ? 1,00
(Preisbasis 1993) Steinkohle, 700 MWy, ? 3,00
ATW 1992:284 Atomkraftwerke BRD ? 1,20
(Preisbasis 1990)
Eigene Annahmen |Steinkohle (SK - 1), Staubfeuerung, 2005 3,00
(Preisbasis 1991) 900 MW
Steinkohle (SK - 2), GuD-ProzeR3 mit 2005 5,00
integr. Kohlevergasung, 900 MW,
Braunkohle (BK - 1), Staubfeuerung, 2005 5,00
950 MWy
Braunkohle (BK - 2), Staubfeuerung, 2005 4,50
mit Vortrocknung, 950 MWg,
Braunkohle (BK - 3), Staubfeuerung, 2005 4,50
mit Vortrocknung, 950 MWy,
Erdgas (GuD - 1und 2, GT - 1), 2005 1,00
Gasturbine und GuD-Prozesse
Atomkraftwerke (AKW - 1 und 2), 2005 1,20
EPR-Reaktor, 1530 MW

Quelle:  Diverse Literaturangaben (Kommentare im Anhang 1), Eigene Annahmen

In Seinkohlekraftwerken werden die variablen Betriebskosten bei einer Staubfeuerung auf 3,50
bis 4,02 DM/MWhg geschétzt (Preisbasis 1998). Hier werden nach den Schétzungen von RWI
(1997) und VDEW (1998) auf der Preisbasis von 1991 3 DM/MWhy angesetzt. Fur das Stein-
kohlekraftwerk mit integrierter Kohlevergasung liegen die variablen Betriebskosten um ca
5 DM/MWhy hoher (Preisbasis 1991).
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Braunkohlekraftwerke haben aufgrund der aufwendigen Rauchgasreinigung hohere variable
Betricbskosten als Steinkohlekraftwerke.® Fir das Braunkohlekraftwerk BK - 1 werden
5 DM/MWhy angesetzt. Bei den Kraftwerken BK - 2 und BK - 3 kann durch den hoheren
Wirkungsgrad der Massendurchsatz reduziert werden. Hierdurch kdnnen die Aufwendungen
fur die Rauchgasreinigung gesenkt werden. Die variablen Betriebskosten sind etwas geringer
und werden auf 4,50 DM/MWhy geschétzt.

Erdgaskraftwerke haben sowohl bei einer einfachen Gasturbine als auch bei einem GuD-
Prozefd wesentlich geringere variable Betriebskosten, da auf die Rauchgasreinigung ganz ver-
zichtet werden kann. Hier werden sowohl fir einfache Gasturbinenprozesse als auch fir GuD-
Anlagen 1 DM/MWhy veranschlagt.

Die variablen Betriebskosten von Atomkraftwerken sind vergleichsweise niedrig und werden in
der Literatur Ubereinstimmend mit ca. 1,00 - 1,20 DM/MWhy angegeben: Das Jahrbuch fir
Atomwirtschaft nennt 1,20 DM/MWhg (Preisstand 1990), der VDEW (Preisbasis 1987) und
das RWI (Preisbasis nicht genannt) beziffern die variablen Betriebskosten auf 1,00 DM/MWhy.
Hier werden die Angaben von VDEW und ATW verwendet, die inflationsbereinigt auf die
Preishasis 1991 beide bel etwa 1,20 DM/MWhy liegen (ATW 1992, S. 284; VDEW 1987;
RWI 1997).

3.4 Abrif3- und Riuckbaukosten

3.4.1 AbriBkosten fossiler Kraftwerke

Die Abrilkosten fossiler Kraftwerke belaufen sich nach der IKARUS-Studie (1994) auf 50 -
100 DM/kWyq fir ale Kraftwerkstypen. Peter (1995, S. 213) rechnet mit einem Wert von
71 DM/kWjy fir ein Steinkohlekraftwerk mit 700 MW elektrischer Nettoleistung. Hier wird ein
Wert von 75 DM/kWy angesetzt.

3.4.2 Rickbaukosten von Atomkr aftwer ken

Das Oko-Ingtitut (1998) hat in einem detaillierten Kostenmodell die Riickbaukosten eines A-
tomkraftwerks mit 1.400 MW elektrischer Bruttoleistung abgeschétzt.” Dabei wird von einer
mittleren realen Kostensteigerung von 2 %/a fir die gesamte Rickbauphase ausgegangen.
Vom Ende des letzten Betriebgahrs bis zur "griinen” Wiese vergehen 52 Jahre. Einzelheiten
dieses Kostenmodells sind in Tabelle 8 aufgefihrt.

® Esse darauf hingewiesen, da3 das RWI von gleich hohen variablen Betriebskosten ausgeht.

" Diesentspricht in etwa einer elektrischen Nettoleistung von 1.325 MW.



@ Oko-Institut e V. Stromgestehungskosten von GroRkraftwerken 31

Tabelle 8: RUckbaukosten fur Atomkraftwer ke
Anzahl Jahre | von Anfang | bis Ende Mio. DM/a
Nachbetriebsphase 3 36 38 75,60
Herstellung sicherer Einschluf 2 39 40 26,40
Betrieb sicherer Einschlul3 30 41 70 1,32
Abbruch nuklear 12 71 82 66,00
Abbruch konventionell 5 83 87 32,76
Grundsticksunterhalt 52 36 87 0,48
Verwaltung Grundstiick 52 36 87 0,24

Quelle:  Oko-Institut (1998), Preisbasis 1996, ohne reale K ostensteigerung

Bel Annahme einer realen Kostensteigerungsrate von 2 %/a werden die realen Riickbaukosten
in den einzelnen Jahren auf Preisbasis von 1996 berechnet. Aus den Kosten aller Jahre kann ein
Barwert am Ende der Betriebszeit gebildet werden. Der berechnete Barwert der Riickbaukos-
ten am Ende der Betriebszeit hangt wesentlich von dem kalkulatorischen Zinssatz ab. Bei einer
hohen Verzinsung falen zukinftige Zahlungen weniger ins Gewicht, der Barwert der Rick-
baukosten ist niedriger.

Nach der bisherigen Gesetzgebung kénnen die AKW-Betreiber das zuriickgestellte Kapital fur
den Rickbau des Kraftwerks reinvestieren oder anderweitig anlegen. Fir diesen Fall wird an-
genommen, dal die Rickstellungen zu dem Referenzzinssatz von nominal 11,7 % angelegt
werden konnen. Sollten die Ruckstellungen in Zukunft bei einer neuen Gesetzgebung in einem
Fonds angelegt werden, wére eine niedrigere Verzinsung anzusetzen, die Zahlungen fur den
Rickbau des Kraftwerks wirden mehr ins Gewicht fallen. Fir diesen zweiten Fall wird eine
nominae Verzinsung von 6 % unterstellt.
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Tabelle 9: Soezifische Riickbaukosten fur Atomkraftwerke

Barwert am Ende der Betriebszeit [DM/kKW]

Betriebs- Nominaler Zinssatz
zeit 15,0% | 11,7% | 8,3% | 6,0%
18 279 352 559 948
25 320 405 642 1.090
35 387 485 764 1.301
45 472 592 932 1.586

Barwert im Jahr 2005 (Inbetriebnahme) [DM/kW]

Betriebs- Nominaler Zinssatz
zeit 15,0% | 11,7% | 8,3% | 6,0%
18 35 75 206 518
25 18 48 161 471
35 7 24 110 402
45 3 13 77 350

Quelle:  Oko-Ingtitut (1998), eigene Berechnungen, Preisbasis 1991, | nbetriebnahme 2005

In Tabelle 9 sind die spezifischen Riickbaukosten nach dem Modell des Oko-Instituts fir ver-
schiedene Zinssétze und Betriebszeiten aufgefihrt. Dabei zeigt sich, dal? der Zinssatz, mit dem
die zukiinftigen Zahlungen abdiskontiert werden, eine wichtige Rolle spielt. Mit einem Zinssatz
von 11,7 % im Referenzfall ergeben sich spezifische Riickbaukosten von 485 DM/kWg am
Ende der Betriebszeit. Dieser Wert wird fir den Fal einer gunstigen Kostenentwicklung
(AKW - 1) verwendet. Im Fall einer ungunstigen Kostenentwicklung (AKW - 2) werden die
Rickbaukosten mit 6 % nomina verzinst. Die spezifischen Rickbaukosten am Ende der Be-
triebszeit betragen dann 1.301 DM/kW4.

Andere Quellen beziffern Ruckbaukosten in ahnlicher Gréfienordnung. Die VDEW (1987,
Anhang 2) geht fir eine Kraftwerk mit 1.256 MW elektrischer Nettoleistung von 380 Mio.
DM Ruckbaukosten zuziiglich 2 Mio. DM/a wahrend der Nachbetriebsphase aus (Preisbasis
1987). Daraus ergeben sich spezifische Riickbaukosten von ca. 307 DM/kWg. Peter (1995, S.
213) rechnet mit Rickbaukosten von insgesamt 800 Mio. DM (524 DM/kWy) fur den EPR
(Preishasis 1993). Aus diesen sehr unterschiedlichen Zahlen wird deutlich, wie viele Unsicher-
heiten hinsichtlich der Ruickbaukosten von Atomkraftwerken bestehen.
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4 Brennstoffpreisentwicklung

Die Entwicklung der Brennstoffpreise hat wesentlichen Einfluld auf die Stromgestehungskos-
ten. Neben der algemeinen Inflation unterliegen die Brennstoffpreise Verénderungen in Ab-
hangigkeit von Angebot und Nachfrage am Weltmarkt. Auch wenn in den letzten Jahren die
Preise fUr einige Energietrdger gesunken sind, gehen die meisten Studien davon aus, dai3 die
Brennstoffpreise in den néchsten Jahren real wieder steigen werden.

In diesem Kapitel werden Prognosen fir die Preisentwicklung der Energietréger Erdgas und
Steinkohle (Abschnitt 4.2), Braunkohle (Abschnitt 4.3) und Kernbrennstoffe (Abschnitt 4.4)
definiert. Wahrend die Entwicklung fur Erdgas und Steinkohle wesentlich von dem internatio-
nalen Mérkten abhangt, sind bel der Braunkohle die Forderkosten in dem jewelligen Revier
ausschlaggebend. Bei Kernbrennstoffen miissen neben den Preisen fir Uran die Kosten fur die
Brennstoffaufbereitung und die Brennstoffentsorgung berticksichtigt werden.

4.1 Grundlage der Prognosen

Die in der Literatur anzutreffenden Prognosen Uber die Preisentwicklung der Brennstoffe ba-
sieren auf unterschiedlichen Annahmen. Um eine Vergleichbarkeit der Daten zu gewahrleisten,
werden sie auf folgender Grundlage betrachtet:

Preishasis ist das Jahr 1991. Mit Hilfe des Preisindex fir die Lebenshaltung der Bundesre-
publik werden Daten mit einer anderen Preisbasis auf das Jahr 1991 bezogen (StBA 1997,
S. 643).

Alle Preise werden ohne Mehrwertsteuer angegeben.

Die Erdgaspreise enthalten den gultigen Energiesteuersatz. Seit 1989 wird in der Bundes-
republik eine Energiesteuer von 0,26 Pf/lkWh auf Erdgas erhoben, die zum 01.07.1991 auf
0,36 Pf/kWh erhoht wurde. Daraus ergibt sich folgende Belastung:

Jahr Steuersatz (nominal)
[DM/MWh] [DM/GJ]
1989 2,60 0,72
1990 2,60 0,72
1991 3,10 0,86
1992 - 1997 3,60 1,00

Es wird angenommen, dal3 der Steuersatz fir Erdgas nominal in den folgenden Jahren kon-
stant bleibt, also real sinkt. Bei Einfiihrung von Okosteuern entféllt die bestehende Steuer.

Die durchschnittlichen Transportkosten bis zum Kraftwerk sind in den Preisen inbegriffen.
Grenzubertrittspreise oder Importpreise fur bestimmte Hafen werden entsprechend korri-
giert. Die Transportkosten werden auf Grundlage von Literaturquellen abgeschétzt (vgl.
Abschnitt 4.2.1).

Langfristiger Wechselkurs fur den US-Dollar von 1,70 DM/USS.
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Lineare Interpolation zwischen den Referenzjahren. In alen Prognosen werden Preise im-
mer nur in bestimmten Referenzjahren (z.B. 2000, 2005, 2010) genannt. Zwischen diesen
Jahren werden die Preise durch lineare Interpolation gendhert.

Ausschlieffdliche Betrachtung von Importsteinkohle. Die Kosten fir deutsche Steinkohle
liegen erheblich Uber denen von importierter Steinkohle. Durch die Subventionierung der
heimischen Steinkohle richten sich die Bezugspreise fir die Kraftwerksbetreiber nach den
Importpreisen. Dabei darf nicht auf3er acht gelassen werden, dal3 bei einer Verstromung
heimischer Steinkohle die volkswirtschaftlichen Brennstoffkosten wesentlich grof3er sind.

Es ist schwierig, Vorhersagen Uber die Entwicklung der Brennstoffpreise in den néchsten 20
bis 30 Jahren zu treffen. Die Stromgestehungskosten werden deshalb auf Grundlage von drei
unterschiedlichen Preisszenarien fir jeden Brennstoff berechnet. Hierdurch kann in Sensitivi-
tatsanalysen der Einflul3 der Brennstoffpreisentwicklung auf die Stromgestehungskosten ver-
deutlicht werden.

In einem Referenzszenario wird die Preisentwicklung angenommen, die nach einer Auswer-
tung der Literaturquellen am plausibelsten und wahrscheinlichsten gilt. In zwei weiteren Szena-
rien wird eine hohe bzw. eine niedrige Preisentwicklung unterstellt. Das Szenario hohe Preis-
entwicklung orientiert sich jeweils an den héchsten Preisprognosen in der Literatur, das Sze-
nario niedrige Preisentwicklung an den niedrigsten Preisprognosen.

4.2 Erdgasund Steinkohle

Fur die Preisentwicklung von Erdgas und Steinkohle gibt esin der Literatur zahlreiche Progno-
sen, da diese beiden Energietréger auf den Weltmérkten in grofRen Mengen gehandelt werden
und wirtschaftlich von grof3er Bedeutung sind.

Eine Anayse der letzten 25 Jahre zeigt, dal3 sich der Erdgaspreis in der langfristigen Entwick-
lung an dem Preis von leichtem Heizol (HEL) orientiert. Dieses Prinzip der Anlegbarkeit des
Erdgaspreises an den Preis fur leichtes Heizdl wird in nahezu alen Studien angenommen und
mit der weitgehenden Substituierbarkeit dieser Energietréger begriindet (Prognos 1995, S. 119;
DIW 1994, S. 89; RWI 1997, S. 7; IEA 1996). Diese Tendenz gilt auch in abgeschwéchter
Form fir den Steinkohlepreis. Ein weiterer wichtiger Faktor ist die langfristige Entwicklung
des DM/US$-Kurses.

In einigen Studien wird betont, dal? sich der Erdgaspreis fur Kraftwerke in Zukunft moglicher-
weise von dem Olpreis abkoppeln wird. Zwar gibt es auf dem Warmemarkt eine Substituier-
barkeit zwischen Heizol und Erdgas, bel dem Bau neuer Kraftwerke wird heute jedoch meis-
tens zwischen den Energietréagern Kohle und Erdgas entschieden. Insofern ist es moglich, dai3
der Erdgaspreis fur Kraftwerke sich an die langfristige Entwicklung des Steinkohlepreises an-
legt oder ganz unabhéngig wird.

Fur die Jahre 1990 bis 1996 werden den drel eigenen Szenarien (Referenzszenario, hohe Preis-
entwicklung, niedrige Preisentwicklung) die tatséchlichen Preise zugrunde gelegt. Die Preise
fir Kraftwerke werden von der International Energy Agency vierteljahrlich dokumentiert (1IEA
1997(3), S. 165).
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4.2.1 Transportkosten

Die Importsteinkohle wird von den Importh&fen tUberwiegend mit Binnenschiffen und zum Telil
mit der Eisenbahn zu den Standorten der Kraftwerke gebracht.

Nach Angaben des Vereins deutscher Kohlenimporteure (VdKI 1997, S. 34) liegen die Trans-
portkosten von den Hafen zum Kraftwerk bel den meisten Standorten zwischen 9 und 13
DM/t, fur einen ungunstigen Standort werden Kosten von 21,50 DM/t angegeben. Bel einem
Heizwert von knapp 29,3 GJ/t (1 t hat den Energiegehalt von 1 SKE) ergeben sich daraus
Kosten von 0,31 - 0,73 DM/GJ. Uber den Schienenweg werden keine Kostenangaben ge-
macht.

Die International Energy Agency beziffert die Transportkosten fur Steinkohle im Inland auf
ungefahr 10 DM/t. Dies entspricht 0,34 DM/GJ (IEA 1997(3), S. 170).

Fur die durchschnittlichen Transportkosten fir Importsteinkohle von der Grenze oder den Im-
porthéfen in den Niederlanden und Belgien zu den Standorten der Kraftwerke und fur heimi-
sche Steinkohle werden hier einheitlich 0,40 DM/GJ angesetzt. Dieser Wert trifft nach dem
Verein deutscher Kohlenimporteure fir die meisten Standorte an grof3eren Binnengewa&ssern
zu und liegt in der Grolenordnung der Angabe der IEA. Fir unglnstigere Standorte kénnen
sich wesentlich hohere Transportkosten ergeben.

Auf die Transportkosten fur Erdgas von der Grenze zu den Standorten der Kraftwerke weist
Prognos (1995, S. 408) hin. Der Marktpreis fur Kraftwerke betrug im 1. Quarta 1995
1,92 Pf/kWh, der Grenziibergangspreis lag bel 1,33 Pf/lkWh. Die Transport- und Verteilungs-
unternehmen berechnen den Differenzbetrag von 0,59 Pf/kWh. Dieser Wert wird im folgenden
zum Vergleich der Prognosen in Abschnitt 4.2.3 verwendet.

4.2.2 Steinkohle

Abbildung 3 zeigt das Referenzszenario, das Szenario hohe Preisentwicklung und das Szenario
niedrige Preisentwicklung sowie weitere Literaturangaben zur Preisentwicklung von Steinkoh-
le.
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Abbildung 3:  Preisentwickiung von Steinkohle
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Quelle  Eigene Prognosen und diverse Literaturangaben (Kommentare im Anhang 1), Preisbasis 1991, An-
gaben ohne Mehrwertsteuer, inkl. Transportkosten und Handel sspannen

Im Referenzszenario steigt der Steinkohlepreis bis zum Jahr 2005 auf 3,60 DM/GJ frel Kraft-
werk (Preisbasis 1991). In den Folgejahren wird von ener realen jdhrlichen Preissteigerung
von 1 % ausgegangen. Diese Einschétzung liegt damit unter den Angaben von FEES (1998),
RWI (1997, S. 6), DIW (1995, S. 44) und tber den Angaben von Prognos (1995, S. 128) und
OECD (1993, S. 74).

Das Szenario hohe Preisentwicklung geht von einem starken Preisanstieg in den Jahren 1997
bis 2000 aus, der unter anderem durch einen hohen Dollar-Kurs verursacht werden konnte. Im
Jahr 2005 liegt der Preis mit 4,68 DM/GJ um 30 % Uber dem Preis im Referenzszenario. In
den Folgegiahren wird ebenfalls von einer realen jahrlichen Preissteigerung von 1 % ausgegan-
gen.

In dem Szenario niedrige Preisentwicklung steigen die Preise fur Steinkohle kaum. Sie stag-
nieren bis 1998 um 2,50 DM/GJ steigen dann jéhrlich real um 1 % und liegen damit noch unter
der niedrigen Prognose der OECD (1993, S. 74).

4.2.3 Erdgas

Abbildung 4 zeigt die eigenen Prognosen und Einschdtzungen in der Literatur fur die Preisent-
wicklung von Erdgas.
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Abbildung 4:  Preisentwicklung von Erdgas
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Quelle: Eigene Prognosen und diverse Literaturangaben (Kommentare im Anhang 1), Preisbasis 1991, Anga-
ben ohne Mehrwertsteuer, inkl. Erdgassteuer, Transportkosten und Handel sspannen

Bel der Preisentwicklung fir Erdgas sprechen einige Griinde daftr, dal3 bis zum Jahr 2005 die
Preise nur méfdig steigen werden. Prognos (1995, S. 405) rechnet in einer Analyse der Ener-
giemarkte Osteuropas damit, dali3 die steigende Nachfrage in Europa durch zusétzliche Importe
insbesondere aus Rufdand leicht gedeckt werden kann. Hierfir werden ausreichende Trans-
portkapazitéten bereitgestellt. Des weiteren wird die Deregulierung der Gaswirtschaft den
Wettbewerbsdruck zwischen den Anbietern erhthen und zu niedrigen Preisen beitragen. Es
werden daher etwas niedrigere Preise als beim FEES angesetzt. Das Refer enzszenario orien-
tiert sich an den Schéatzungen von Prognos (1995, S. 128).

Fur den Fall einer niedrigen Preisentwicklung wird angenommen, dal3 der Preis nominal von
6,21 DM/GJ (= 2,23 PF/kWh) im Jahr 1996 (IEA 1997(3), S. 165) bis auf 5DM/GJ (=
1,80 Pf/kWh) im Jahr 2000 falt und dann nur leicht mit 0,5 %/a steigt. Diese Einschétzung ist
trotz hoherer Prognosen anderer Studien bel der Erschlief3ung weiterer Reserven in den GUS-
Staaten as redlistisch einzustufen. Schlemmermeier (1998) halt einen Verfal des Gaspreises
auf unter 1,50 Pf/lkWh (ohne Steuern) fir moglich. Stern (1995) fihrt einen anhaltenden Preis-
verfal fir Gas aus Rufdand auf einen grof3en Gasliberschuf3 zuriick, der durch den Zusammen-
bruch der russischen Industrie in den 90er Jahren entstanden ist. Nach dem Jahr 2000 konnten
die Preise durch einen erhdhten Eigenverbrauch in Rufdand leicht ansteigen.

Bel einer hohen Preisentwicklung wird davon ausgegangen, dal3 der Preis fir Erdgas durch
eine erhohte Nachfrage in der EU kurzfristig stark ansteigt und im Jahr 2005 8,50 DM 199:/GJ
erreicht. Danach wird eine reale Steigerung von 3 %/a unterstellt. Diese Prognose liegt damit
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deutlich Uber den Einschdtzungen anderer Studien, lediglich das RWI nimmt eine noch héhere
Preisentwicklung an.

4.3 Braunkohle

Daten Uber die Forderkosten von Braunkohle sind wesentlich schwieriger zugénglich als die
Preise fir die Ubrigen fossilen Brennstoffe. Dies liegt daran, dal3 es sich hierbei nicht um
Marktpreise handelt, da Braunkohle nicht gehandelt wird, sondern in unmittelbarer N&he der
Grube in den Kraftwerken verfeuert wird. Aus Griinden der betrieblichen Geheimhaltung wer-
den diese Kosten haufig nicht bekanntgegeben. Alle Quellen beruhen daher auf einer Abschét-
zung der Forderkosten. Die folgende Abbildung 5 stellt die Forderkosten von Braunkohle nach
den Literaturangaben und eigenen Szenarien vergleichend dar.

Abbildung 5:  Forderkosten fur Braunkohle
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Quelle: Eigene Prognosen und diverse Literaturangaben (Kommentare im Anhang 1), Preisbasis 1991, Anga-
ben ohne Mehrwertsteuer

Von dem DIW (1995, S. 58 und 70) werden die Gewinnungskosten fir Braunkohle auf 25 bis
30 DM/t geschétzt. Nach dieser Studie erscheint "das technische Rationalisierungspotential
weitgehend ausgeschopft; Kostensenkungspotentiale werden im wesentlichen nur noch in den
Bereichen Verwaltung und technische Dienste gesehen." Unterschieden wird zwischen Gewin-
nungskosten in den alten und den neuen Bundeslandern (DIW 1995, S. 58 und 70).

Das RWI schétzt die mittelfristigen Forderkosten im Vergleich zum DIW etwas niedriger ein
(RWI 1997, S. 6). In der langfristigen Prognose fur das Jahr 2020 stimmen die beiden Quellen
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in ihrer Schétzung gut Uberein. Beide Studien gehen von einer realen Preissteigerung ab dem
Jahr 2005 aus.

Das EWI beziffert die Brennstoffkosten fir Braunkohle im Jahr 1995 auf 22,40 DM/t (EWI
1997, S. 21). In der GEMIS-Datenbank des Oko-Instituts (1997) finden sich Daten von der
LAUBAG und der Rheinbraun AG, die etwas hther liegen as die Angaben aus den anderen
Quéllen. Danach liegen die Forderkosten fur ostdeutsche Rohbraunkohle in der Lausitz bei
3,75 DM/GJ und im rheinischen Gebiet bel 3,86 DM/GJ (Preisbasis 1996). Auch Mirrlees-
Black (1996, S. 18) berechnet in einer Analyse fir die Dresdner Bank hohere Brennstoffkosten
bei der RWE Energie von 4,06 DM/GJ auf Preisbasis von 1996. Da in dieser Berechnung noch
nicht der Eigenverbrauch der Forderanlagen inbegriffen ist, liegen nach Angaben des Autors
die tatsichlichen Kosten noch tber diesem Wert.

Abbildung 5 verdeutlicht, dal3 die Einschétzung der Forderkosten in der Literatur selbst in der
Vergangenheit fur die gleichen Reviere unterschiedlich ausféllt. Dieser Unsicherheit soll da-
durch Rechnung getragen werden, dal3 in den eigenen Szenarien auch fur die Vergangenheit
hohere bzw. niedrigere Forderkosten veranschlagt werden. Hierdurch wird eine mégliche
Bandbreite der Forderkosten abgedeckt.

Das Referenzszenario orientiert sich an den Werten des DIW (1995, S. 58 und 70), die im
Vergleich zu anderen Quellen etwain der Mitte einzuordnen sind. Die Angaben in der GEMIS-
Datenbank (Oko-Institut 1997), einer weiteren DIW-Studie (DIW 1994, S. 60) und Mirrlees-
Black (1996, S. 18) liegen deutlich Uber der Einschétzung des DIW von 1995. Das Szenario
hohe Preisentwicklung setzt daher fir die Jahre 1989 bis 2005 einen konstanten Preis von
3,45 DM/GJ an und geht in den folgenden Jahren von einer realen Kostensteigerung von 1 %/a
aus. Das Szenario niedrige Preisentwicklung geht mit 2,25 DM/GJ von geringeren, ebenfalls
real konstanten Forderkosten bis zum Jahr 2005 aus. Ab 2005 steigen die Kosten jahrlich um
0,5 %. Die Forderkosten liegen in diesem Szenario dann noch unter den niedrigen Angaben
von EWI (1997, S. 21) und RWI (1997, S. 6).

4.4 Kernbrennstoffe

Die Kosten fur Kernbrennstoffe umfassen die Kosten fur die Brennstoffbeschaffung und die
Kosten fur die Brennstoffentsorgung. Auf beide Bereiche soll gesondert eingegangen werden.

4.4.1 Brennstoffbeschaffung

Die Atomkraftwerke in Deutschland werden vorwiegend auf Basis von langfristigen Vertragen
beliefert. Die hierin vereinbarten Preise liegen wegen eines Preisverfalls in den 90er Jahren Uber
den Preisen auf den Spotmérkten um 7-9 US$/Ib UsOg. Kanada bezog beispielsweise im Jahr
1991 Uran Uber langfristige Vertrége zu einem durchschnittlichen Preis von 21 US$H 1b U30g
(DIW 1995, S. 119). Preisschwankungen auf den Spotmérkten sind daher von untergeordneter
Bedeutung.

Die Front-End-K osten umfassen die Preise fir das "Frischuran”, die Konversion, Anreicherung
und Herstellung der Brennelemente. Die Hohe der Kosten wird wesentlich durch die Wahl des
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Abbrandes bestimmt (Verhdltnis der dem Kernbrennstoff entnommenen Energie zum
Verbrauch an spaltbarem Material).

Das Oko-Ingtitut berechnet fir das AKW Biblis A nominale spezifische Brennstoffkosten von
0,91 Pf/kWhg im Jahr 1994. Aufgrund eines stagnierenden weltweiten Kraftwerksparks wird
von keiner realen Kostensteigerung fur die Brennstoffbeschaffung ausgegangen. Die Brenn-
stoffkosten werden mit einer Inflationsrate von 2 %/a fortgeschrieben und belaufen sich im Jahr
2000 auf 1,03 Pf/kWhy und im Jahr 2009 und 1,23 Pf/kWhy (Oko-Institut 1998, S. 16). Das
EWI berechnet im Jahr 1994 fur die BRD durchschnittliche Brennstoffbeschaffungskosten von
1,00 Pf/kWhg (EWI 1997, S. 57).

4.4.2 Kosten fur die Brennstoffentsorgung

Nach der Novelle des Atomgesetzes gibt es fir die Kraftwerksbetreiber zwei zuléssige Entsor-
gungswege: die Wiederaufarbeitung der Brennelemente oder die direkte Endlagerung der ab-
gebrannten Brennelemente. Nach Hensing und Schulz (1995) liegen die Kosten der zweiten
Entsorgungsvariante um 18 - 40 % niedriger als bei anderen Varianten. Es kann daher erwartet
werden, dal? die Kraftwerksbetreiber die bestehenden Vertréagen zur Wiederaufarbeitung nicht
erneuern werden und die Brennelemente in Zukunft direkt endlagern werden. Obwohl zur Zeit
wegen der bestehenden Vertrdge noch Brennelemente wiederaufbereitet werden, wird in die-
sem Modell fur die Zukunft von der kostengtinstigeren direkten Endlagerung ausgegangen.

Die Bestimmung der Kosten fur die zukinftige Brennstoffentsorgung gestaltet sich besonders
schwierig, da bisher weder die Technologien noch die Anlagen zur Endlagerung des radioakti-
ven Abfalls existieren. Die Entsorgungskosten lassen sich daher heute noch kaum abschétzen
und stellen ein Risiko dar (Oko-Institut 1998, S. 13). Dies wird dadurch belegt, da? Hensing
(1996, S. 133 ff) fur die Entsorgungskosten in verschiedenen Varianten eine Bandbreite zwi-
schen 1.255 und 21.210 DM/kgSM angibt. Das Oko-Institut tragt diesem betriebswirtschaftli-
chen Risiko durch Risikoaufschldge auf den kostengiinstigen Referenzfall Rechnung und er-
mittelt so folgende spezifische Entsorgungskosten fur das Atomkraftwerk Biblis A: 1,49
Pf/kWhg im Jahr 1994, 1,69 Pf/kWhy im Jahr 2000 und 2,43 Pf/kWhy im Jahr 2009 (Oko-
Institut 1998, S. 17). Das EWI schétzt die Entsorgungskosten mit 0,83 Pf/kWhg im Jahr 1994
deutlich niedriger ein (EWI 1997, S. 57).

443 Gesamtkosten

Die gesamten Brennstoffkosten ergeben sich aus der Summe der Kosten fur die Brennstoffbe-
schaffung und die Brennstoffentsorgung.

Um die Sengitivitét hinsichtlich der Brennstoffkosten zu untersuchen, werden wie bei den Ubri-
gen Energietrégern drel Szenarien fir die Entwicklung des Brennstoffpreises definiert. Esist zu
beachten, dal3 die Brennstoffkosten fir Atomkraftwerke auf die produzierte Strommenge be-
zogen werden und nicht - wie die anderen Energietréger - auf den Heizwert des Brennstoffs.
Abbildung 6 stellt die eigenen Prognosen und Literaturangaben vergleichend dar.
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Abbildung 6:  Entwicklung der Kosten fur Kernbrennstoffe
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Quelle: Eigene Prognosen und diverse Literaturangaben (Kommentare im Anhang 1), Preisbasis 1991, Anga-
ben ohne Mehrwertsteuer, inkl. Transportkosten und Handelsspannen, Berticksichtigung von Brenn-
stoffbeschaffung und Brennstoffentsorgung

Die OECD (1993) schétzt die Brennstoffkosten im Jahr 2000 auf ca. 1,83 Pf/lkWhgy (Preisbasis
1991)°, das RWI (1997) geht mit ca. 3,05 Pf/kWhy im Jahr 1995 (nominaler Wert) von deut-
lich héheren Brennstoffkosten aus, wobei keine Angaben Uber den Umfang der darin enthalte-
nen Leistungen gemacht werden.® Durch den Ubergang von der Wiederaufarbeitung zur di-
rekten Endlagerung rechnet das RWI mit einem Riickgang der Brennstoffkosten ab dem Jahr
2000 (RWI 1997, S. 6). Das EWI (1997, S. 57) nennt mit 1,83 Pf/kWhy fur das Jahr 1994 die
niedrigsten durchschnittlichen Brennstoffkosten. Aus den sehr unterschiedlichen Angaben von
EWI, OECD und RWI wird deutlich, mit welchen Schwierigkeiten die Abschétzung der ge-
samten Brennstoffkosten verbunden ist.

In dem Referenzszenario werden fiir die Jahre 1989 bis 2010 die Berechnungen des Oko-
Instituts angesetzt. Sie liegen zwischen den Schétzungen der OECD und des RWI. Ab dem
Jahr 2010 wird von einer realen jahrlichen Kostensteigerung von 1 %/a ausgegangen.’® Bei
dem EPR wird ein htherer Abbrand der Brennelemente angestrebt. Hierdurch kénnten sich die

Dieser Wert wurde indirekt aus den nivellierten Brennstoffkosten eines Referenzkraftwerks berechnet. Die
OECD beziffert die nivellierten Brennstoffkosten bel einem realen Zinssatz von 5% auf 1,95 Pf/lkWhg,
Preisbasis 1991. Es wird von einer leichten realen K ostenstel gerung ausgegangen (OECD 1993, S. 76).

°  Dieser Wert wurde aus den jahrlichen Brennstoffkosten von 258 Mio. DM im Jahr 1995 bei 6500 Vollast-
stunden und 1.300 MW elektrischer Leistung berechnet.

Dies entspricht in etwa einer Fortschreibung der Kostensteigerung fur Biblis A zwischen 2000 und 2009
nach Schatzungen des Oko-Instituts.

10
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Beschaffungskosten fir Kernbrennstoffe verringern, alerdings wird dadurch die Entsorgung
teurer. Im Referenzszenario wird daher von keiner Nettoveranderung ausgegangen.

Das Szenario fur eine hohe Preisentwicklung geht von einer unginstigen Kostenentwicklung
bei der Brennstoffentsorgung aus. Wegen der hohen Unsicherheit hinsichtlich der zukinftigen
Entsorgungskosten (vgl. Abschnitt 4.4.2) werden hier deutlich hthere Werte als im Referenz-
szenario veranschlagt. Fur das Jahr 1990 wird mit 3,00 Pf/kWhy ein Wert in der Grél3enord-
nung der RWI-Schétzung verwendet. Fir die folgenden Jahre wird durch leicht steigende
Kosten in der Brennstoffbeschaffung und der Brennstoffentsorgung eine reale Kostensteige-
rung von 1 %/a angesetzt.

Das Szenario niedrige Preisentwicklung nimmt die Angaben des EWI (1994) a's Grundlage.
Es wird angenommen, dal3 sich die gesamten Brennstoffkosten durch einen hoheren Abbrand
der Brennelemente beim EPR noch um 10 % gegeniber der ginstigen Kostenschédtzung des
EWI verringern. Bis zum Jahr 2000 wird mit keiner realen Kostensteigerung gerechnet, ab dem
Jahr 2000 mit einer realen jahrlichen Steigerungsrate von 0,5 %/a.
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5 QOkosteuerszenarien

5.1 Umweéltpalitische Zielsetzung

Die politische Diskussion um Okosteuern hat ihren Ursprung in dem Gedanken einer Internali-
sierung externer Effekte, der erstmals von Pigou formuliert wurde. Durch die Inanspruchnah-
me der Umwelt entstehen externe Effekte (z.B. Umwelt- und Gesundheitsschaden), die die
Geschédigten tragen missen und deren Kosten sich nicht in den Preisen der Produkte wider-
spiegeln: Es kommt zu Marktversagen und einem Wohlfahrtsverlust, der durch die Internalisie-
rung der externen Effekte mit einer Steuer (im folgenden als Pigou-Steuer bezeichnet) behoben
werden soll. Die Steuersdtze werden so bemessen, dal3 im Marktgleichgewicht die externen
Kosten gerade internalisiert sind, also die gesellschaftlichen Kosten durch Umweltemissionen
sich in den Preisen der Produkte widerspiegeln.

Um die Hohe der Steuer richtig zu bemessen, missen die externen Effekte richtig bestimmt
und monetarisiert werden. Diesist in der Praxis und aus theoretischen Grinden nicht moglich.
Versuche, die Hohe der externen Effekte zu bestimmen, konnen allenfalls dazu beitragen, eine
sinnvolle GréRenordnung fiir die Steuersétze abzuschétzen.™

Aus diesem Grund wurde der pragmatischere Standard-Preis-Ansatz in die Diskussion einge-
bracht. Dabel soll die Inanspruchnahme der Umwelt (z.B. Emissionen, Energie, Flache) in e-
nem solchen Mal3e besteuert werden, dald ein gesallschaftlich festgelegtes Ziel erreicht wird.
Dies wére beispielsweise der Fall, wenn mit Hilfe einer CO,-Steuer die CO,-Emissionen von
Deutschland geméal dem Ziel der Bundesregierung bis zum Jahr 2005 um mindestens 25 %
gesenkt werden sollen. Ein Hauptargument fur die Einflhrung solcher Steuern ist die Effizienz
gegenuiber ordnungsrechtlichen Instrumenten wie Auflagen. Aul3erdem wird auf die Wohl-
fahrtserhthung durch die Internalisierung eines Tells der externen Effekte hingewiesen.

Anstelle der Steuer wird insbesondere in den USA zur Erreichung bestimmter Umweltziele der
Handel von Emissionsrechten (Zertifikaten) zugelassen. Hierbel stellt sich die Situation der
Unternehmen etwas anders dar, da der Zertifikatspreis auf dem Markt je nach Angebot und
Nachfrage schwanken kann. Die zukinftigen Preise fur Zertifikate sind nicht vorhersehbar,
Zertifikate haben alerdings im Prinzip die gleiche Wirkung wie Okosteuern: Der Kraftwerks-
betreiber mul’ Zertifikate und ggf. Optionen fir zukunftige Emissionen auf dem Markt erwer-
ben. Hierdurch entstehen ihm Kosten, die wie Okosteuern die Stromgestehungskosten erho-
hen. Mit der Behandlung von CO,-Steuern wird daher prinzipiell auch die Wirkung von Zerti-
fikaten auf CO,-Emissionen abgebildet.

Infolge steigender Arbeitsosigkeit und knapper Haushalte wird viel Uber die Verwendung der
Einnahmen aus den Okosteuern diskutiert. Bei einer dkologischen Steuerreform soll eine
Wohlfahrtserhbhung auf zwei Ebenen erreicht werden. Durch die Erhebung von Okosteuern
sollen erstens Umweltschaden vermindert werden und zweitens sollen mit den Einnahmen aus

1 Arbeiten zu diesem Thema kommen zu sehr unterschiedlichen Ergebnissen (vgl. Hohmeyer 1990 und 1997,
Européi sche Kommission 1995, Prognos 1992)
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den Okosteuern die Lohnnebenkosten und in der Folge die Kosten der Arbeitslosigkeit gesenkt
werden. Einige Autoren sprechen in diesem Zusammenhang von einer Doppeldividende.
Hauptkritikpunkt an diesem Modell ist der Konflikt zwischen der Finanzierung des Haushaltes
und der Senkung von Emissionen: Wird das Umweltziel erreicht, gehen mit den Emissionen
auch die Einnahmen aus der Steuer zur(ick.

Bei den hier eingefulnrten Okosteuern wird kein konkretes Emissionsziel verfolgt und wegen
der Schwierigkeiten bel der Quantifizierung und Monetarisierung der Schaden keine Internali-
sierung der externen Effekte angestrebt. Die Hohe der hier gewéhlten Steuersdtze soll sich
vielmehr an den Vorschlégen verschiedener politischer Akteure orientieren.

Grundsétzlich kommt das Instrument Steuer fir alle Schadstoffe in Frage. Die aktuelle politi-
sche Diskussion richtet sich alerdings auf die Einfihrung von Energie- und CO,-Steuern. Im
folgenden wird daher ausschliefdich die Wirkung von Energie- und CO,-Steuern untersucht,
auf die Betrachtung anderer Schadstoffe wird verzichtet.

Wichtig ist dabei die Wahl des Mixes aus einer Energie- und einer CO,-Steuer, da die ver-
schiedenen Energietrdger durch Energie- und CO,-Steuern unterschiedlich belastet werden.
Atomstrom wére von einer CO,-Steuer Uberhaupt nicht betroffen, Stein- und Braunkohle wiir-
den im Vergleich zu Erdgas stérker belastet werden. Neben der Hohe der Steuersétze wird aso
die Wahl des Mixes die Hohe der Stromgestehungskosten wesentlich beeinflussen.

Aus juristischen Grinden wird in vielen Szenarien die Elektrizitét anstelle der Primérenergie-
trager besteuert. Das DIW (1994, S. 57 ff) legt z.B. einen durchschnittlichen Wirkungsgrad
von ca. 38 % fur den Kraftwerkspark zugrunde und berechnet daraus den Energiesteuersatz
auf die Elektrizitdt. Eine reine Elektrizitatssteuer belastet allerdings nur das Produkt, den
Strom, und entfaltet keine Anreizwirkung zur Reduktion von Umwandlungsverlusten. In dieser
Arbeit wird daher die Primérenergie besteuert. Effizientere Kraftwerke sind von einer Energie-
steuer dann weniger stark betroffen als Kraftwerke mit einem geringerem Wirkungsgrad.

5.2 De€finition der Szenarien

Energie- und CO,-Steuern wurden von einer ganzen Reihe wissenschaftlicher Institute und
politischer Akteure vorgeschlagen. Matthes (1996) hat die verschiedenen Vorschlage und Mo-
delle miteinander verglichen (Abbildung 7).



@ Oko-Institut e V. Stromgestehungskosten von GroRkraftwerken 45

Abbildung 7:  Vorschl&ge fur Energie- und CO,-Steuern
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Quelle  Matthes (1996)

Die Modelle unterscheiden sich sowohl in der Hohe der Steuersdize as auch in der Art der
Kombination von Energie- und CO,-Steuern (reine Energiesteuer, Mix aus CO,- und Energie-
steuer, reine CO,-Steuer).

In dieser Arbeit soll die Wirkung vergleichsweise niedriger und hoher Steuersétze untersucht
werden. Die Hohe der niedrigen Steuerséize richtet sich nach dem EU-Vorschlag, die hohen
Steuersétze orientieren sich an den Vorgaben des DIW. Sowohl fur die hohen as auch fir
niedrigeren Steuersétze wird zwischen einer reinen Energiesteuer, einer reinen CO,-Steuer und
einem 50 % / 50 % - Mix aus einer Energie- und einer CO,-Steuer differenziert.

Alle Steuern werden zum 1. Januar 2000 eingesetzt. Die bisherige Energiesteuer auf Erdgas
entfallt dann ab diesem Jahr. In Tabelle 10 ist die Hohe der im folgenden gewahiten Okosteuer-
szenarien dargestellt.
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Tabelle 10: Okosteuerszenarien

Szenario Mix - niedrig | Energie - niedrig | CO, - niedrig| Mix - hoch | Energie - hoch | CO, - hoch

CO,-Steuer [DM/1]
2000 5,70 0,00 11,40 5,17 0,00 10,34
2005 15,20 0,00 30,40 41,84 0,00 83,68
2010 23,75 0,00 47,50 104,45 0,00 208,90
2015 28,50 0,00 57,00 188,14 0,00 376,29
2020 33,25 0,00 66,50 212,87 0,00 425,73
2025 38,00 0,00 76,00 240,84 0,00 481,68
2030 42,75 0,00 85,50 272,49 0,00 544,97

Energiesteuer [DM/GJ]

2000 0,44 0,89 0,00 0,40 0,81 0,00
2005 1,19 2,37 0,00 3,26 6,53 0,00
2010 1,85 3,70 0,00 8,15 16,29 0,00
2015 2,22 4,45 0,00 14,68 29,35 0,00
2020 2,59 5,19 0,00 16,60 33,21 0,00
2025 2,96 5,93 0,00 18,79 37,57 0,00
2030 3,33 6,67 0,00 21,25 42,51 0,00

Quelle:  DIW (1994, S. 57 ff), Welsch (1996), eigene Berechnungen

5.2.1 Niedrige Steuersitze

Die Europédische Kommission hat einen Mix aus einer Energie- und einer CO,-Steuer vorge-
schlagen, der bisher keine Mehrheit gefunden hat. Die Steuer sollte sich in Bezug auf Ol zu
50 % aus einer Energiesteuer und zu 50 % aus einer CO,-Steuer zusammensetzen. Zu Beginn
war im Jahr 1996 ein Steuersatz von 3 USHbbl vorgesehen, der sich nomina bis zum Jahr
2005 jahrlich um 1 US$/bbl und &b dem Jahr 2006 jahrlich um 0,5 US$/bbl erhéhen sollte
(Welsch 1996). Der Eingangssteuersatz wirde damit bei 0,44 DM/GJ und 5,70 DM/t CO,
liegen."

Diese Steuersdtze werden fir das Szenario (Mix - niedrig) mit dem Einganggahr 2000 Uber-
nommen. Bis zum Jahr 2009 erhoht sich der Steuersatz wie bei dem EU-Vorschlag jdhrlich um
1 US$/bbl, ab dem Jahr 2010 reduziert sich die jahrliche Erhéhung auf 0,5 US$/bbl und wird
so welter fortgeschrieben. Es ist zu beachten, dal3 bel einer allgemeinen Inflationsrate von
2,5 % in diesem Szenario die Steuern nach ca. 25 Jahren real sinken.

In dem Szenario Energie - niedrig wird eine reine Energiesteuer mit einem entsprechend dop-
pelt so hohen Eingangssteuersatz von 0,89 DM/GJ erhoben. Bei einer reinen CO,-Steuer (Sze-
nario CO, - niedrig) betragt der Eingangssteuersatz 11,40 DM/t CO,. Die Hohe der Steuern
wird wie bei dem Ausgangsszenario (Mix - niedrig) fortgeschrieben.

5.2.2 Hohe Steuersatze

Das DIW (1994, S.57 ff) setzt deutlich hthere Steuersétze als das EU-Szenario an. Sie steigen
bis zum 15. Jahr progressiv an. Das Szenario Energie - hoch orientiert sich an diesen Werten,

12" Berechnung mit einem langfristigen DM/US$-Kurs von 1,70 und einem CO,-Emissionsfaktor fiir schweres
Heizdl von 78 kg CO,/GJ.



@ Oko-Institut e V. Stromgestehungskosten von GroRkraftwerken 47

wobei die realen Werte des DIW mit einer durchschnittlichen Inflationsrate von 2,5 % in nomi-
nale Werte umgewandelt werden. Ab dem 15. Jahr bleibt der Steuersatz real konstant und wird
nur noch mit der Inflationsrate fortgeschrieben. Mit einem CO.-Emissionsfaktor von
78 kg CO,/GJ von leichtem Heizdl wird eine entsprechende reine CO,-Steuer (CO; - hoch)
und eine Mix-Steuer (Mix - hoch) erhoben.

5.3 Bestimmung der Emissionsmengen

Die Emissionsmengen der Kraftwerke werden mit Hilfe von Emissionsfaktoren bestimmt. E-
missionsfaktoren sind spezifische Emissionsmengen, die entweder auf die produzierte Strom-
menge oder im Falle von CO, auf den Brennstoffeinsatz bezogen werden. Da CO, bisher tech-
nisch nicht zurtickgehalten wird, kann der CO,-Emissionsfaktor aus dem Kohlenstoffgehalt des
Brennstoffes abgel eitet werden.*®

CO,-Emissionsfaktoren

Die CO,-Emissionsfaktoren geben an, wieviel CO,-Emissionen in Bezug auf den Heizwert bei
der Verfeuerung des Brennstoffs entstehen. Sie héngen daher von der Zusammensetzung des
Brennstoffs ab, die sich wiederum je nach Herkunftsort unterscheidet. Zur Abschétzung der
CO,-Emissionsfaktoren werden die GEMIS-Datensitze des Oko-Ingtituts (1997) als Grundla-
ge verwendet.

Im Fal von Steinkohle muf3 zwischen importierter Steinkohle und heimischer Steinkohle un-
terschieden werden. Die durchschnittliche importierte Steinkohle hat einen etwas héheren CO.-
Emissionsfaktor als die heimische Steinkohle. Der GEMIS-Datensatz des Oko-Ingtituts nennt
fur den typischen Importmix in die BRD einen Emissionsfaktor von 97,26497 kg/GJ, fur die
heimische Steinkohle 93,34709 kg/GJ.

Wahrend 1992 nur 15,4 % der Steinkohle importiert wurde, wird sich nach Prognos (1995, S.
590 ff) dieser Anteil zunehmend erhéhen: Bis zum Jahr 2000 auf 38,6 %, bis 2005 auf 47,4 %,
bis 2010 auf 55,7 %, bis 2015 auf 62,1 % und bis zum Jahr 2020 auf 67,7 %. Hierdurch wird
auch der mittlere CO,-Emissionsfaktor Uber die Zeit steigen. Allerdings konnte sich auch die
Zusammensetzung der Importsteinkohle insbesondere nach Einfihrung einer CO,-Steuer an-
dern. Hier wird ein konstanter CO,-Emissionsfaktor von 95 kg/GJ fir alle Betriebgahre ange-
setzt, der dieser Tendenz Rechnung tragen soll.

Bel Braunkohle unterscheidet sich der CO,-Emissionsfaktor nach den Abbaurevieren. In der
Lausitz werden 114,4 kg/GJ genannt, in rheinischem Gebiet 115,8 kg/GJ (Oko-Institut 1997).
Fur die westelbische Rohbraunkohle (Leipziger Revier) beziffert die MIBRAG (1992) nur
102,9 kg/GJ. Hier wird fur Deutschland der Mittelwert aus den beiden grof3en Abbaurevieren
in der Lausitz und am Rhein verwendet. Bel Berechnungen fiur das Leipziger Revier muf3 die-
ser Wert korrigiert werden.

3 Die Menge an Kohlenstoff, die in Kohlenmonoxid (CO) umgewandelt wird, kann hier vernachl&ssigt wer-
den.
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Auch bel Erdgas unterscheiden sich die CO,-Emissionsfaktoren nach den Herkunftdéndern:
Die Spannbreite liegt zwischen 55,2 GJkg fur die heimische Forderung und 57,2 GJkg fir
Erdgas aus Norwegen. Auf Basis der Importstruktur und der heimischen Produktion von 1995
ergibt sich ein durchschnittlicher CO,-Emissionsfaktor von 55,8 kg/GJ (Oko-Institut 1997,
IEA 1996, S. IV.26ff). Es wird angenommen, dal3 sich durch den prognostizierten Importzu-
wachs (vgl. Prognos 1995, S. 590ff) dieser Faktor nur geringfiigig verandert.™

14 Sollte in Zukunft ein groRerer Teil der Importe aus der GUS kommen, so wird der CO,-Emissionsfaktor
etwas sinken.
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6 Modell zur Berechnung der Stromgestehungskosten

Ziel dieser Arbeit ist es, die Stromgestehungskosten verschiedener Kraftwerkstypen in einem
liberalisierten Strommarkt zu vergleichen und die Rolle wichtiger Einflu3gréfien wie Brenn-
stoffpreisen oder Okosteuern zu untersuchen. Hierzu wurde ein Modell verwendet, dai fur
einen bestimmten Zeitraum die finanzmathematischen Durchschnittskosten der Stromerzeu-
gung berechnet.

Das Modell basiert auf Richtlinien des Electric Power Research Institute (EPRI), beschrieben
bei Tsatsaronis (1996). Die Berechnungsmethode entspricht in den wesentlichen Ziigen den
Verfahren anderer Institutionen wie der OECD (1993) und der VDEW (1987). Ziel ist dabei
nicht die Bestimmung der volkswirtschaftlichen Stromgestehungskosten, sondern die Untersu-
chung der Frage, welche Kraftwerkstypen von den Energieversorgungsunternehmen zu wel-
chen Stromgestehungskosten gebaut werden.

6.1 Grundzige der Berechnungsmethode

Die Berechnung der Stromgestehungskosten erfolgt auf Grundlage eines dynamischen Verfah-
rens, das die nivelierten Durchschnittskosten Uber einen Betriebszeitraum berechnet. Aus-
gangspunkt ist eine jahrliche Kostenanalyse, in der die Kosten jedes Betriebgahres differenziert
aufgeschlisselt werden. Dabei wird zwischen kapitalgebundenen Kosten, Brennstoffkosten,
Betriebskosten, Aufwendungen fiir Okosteuern und Abrif?- und Riickbaukosten unterschieden.
Wahrend die kapitalgebundenen Kosten Uber die Betriebszeit sinken, steigen die Brennstoff-
kosten und die Betriebskosten in der Regel an. In jedem Jahr ergeben sich also in der Summe
unterschiedliche Gesamtkosten.

Aus den jahrlichen Gesamtkosten kénnten fir jedes Betriebgahr unterschiedliche Stromgeste-
hungskosten berechnet werden. Diesist jedoch fir einen Vergleich der Stromgestehungskosten
von verschiedenen Kraftwerkstypen nicht hilfreich. Ziel der hier verwendeten Methode ist es
daher, durchschnittlichen Stromgestehungskosten eines Kraftwerkstyps zu berechnen.

Die durchschnittlichen Stromgestehungskosten werden in zwel Schritten bestimmt: Durch Ab-
diskontierung der Kosten aus den verschiedenen Betriebgahren auf den Zeitpunkt der Inbe-
triebnahme des Kraftwerks wird ein Barwert aller Kosten bestimmt. Dieser Barwert wird in
einem zweiten Schritt nivelliert, d.h. in eine j&hrlich konstante Zahlung Uber den Betrachtungs-
zeitraum umgewandelt. Hierdurch werden finanzmathematisch durchschnittliche jahrliche
Kosten wéahrend des Betriebs gebildet. Die Stromgestehungskosten ergeben sich aus dem Be-
zug dieser jahrlichen durchschnittlichen Kosten auf die jahrlich produzierte Strommenge. In
Abbildung 8 ist die Berechnungsmethode schematisch dargestellt.



50 Stromgestehungskosten von Grofkraftwerken @ Oko-Institut e V.

Abbildung 8: Methode zur Bestimmung der Stromgestehungskosten

‘ Investitionskosten l Brennstoffpreisszenario ‘ Fixe Betriebskosten I Okosteuerszenario
‘ Bauherreneigenleistungen l Nettowirkungsgrad Personalkosten Nettowirkungsgrad

‘ Zinsen wahrend der Bauzeitl Installierte Nettoleistung

und Wartung

‘ Kalk. Abschreibungszeit l Jahrliche Vollaststunden

Jahrliche Vollaststunden

Versicherungen

Instandhaltung ‘ Installierte Nettoleistung
| CO2-Emissionsfaktor

‘ variable Betriebskosten I

Kapitalgebundene Kosten Brennstoffkosten Betriebskosten Zahlungen fiir Okosteuern

Jéahrliche Kostenanalyse

l

‘ Planungshorizont I Barwert aller jahrlichen Barwert der Abril3-
Kosten wéhrend des und Riickbaukosten
‘ Kalkulatorischer Zinssatz I Planungshorizonts
‘ Planungshorizont I Nivellierte jahrliche
Kosten wahrend des =
‘ Kalkulatorischer Zinssatz I Planungshorizonts

|

Durchschnittliche
Stromgestehungskosten

Jahrlich produzierte
Strommenge

Quelle:  Eigene Darstellung

6.2 Wirtschaftliche Rahmenbedingungen

Zur Berechnung der Stromgestehungskosten miissen eine Reihe von Annahmen getroffen wer-
den und die wirtschaftlichen Rahmenbedingungen festgelegt werden. Die wichtigsten Annah-
men sind hier kurz aufgefihrt:

Preishasis. Als Preisbasis werden fir ale Berechnungen DM von 1991 verwendet. Die
Stromgestehungskosten sind reale (nicht nominale) finanzmathematisch durchschnittliche
Kosten wahrend der Betriebszeit auf dieser Preisbasis.
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Berlicksichtigung von Seuern. Alle Preise und Kosten verstehen sich ohne Mehrwertsteuer.
K 6rperschaftssteuern werden nicht berlicksichtigt, da sie wesentlich von der wirtschaftli-
chen Situation des gesamten Unternehmens abhangen und nur schwierig einem Kraftwerk
zugeordnet werden konnen. Die Lohnnebenkosten und die bestehende Energiesteuer auf
Erdgas werden in die Berechnung einbezogen.

Reale Kostensteigerung der Betriebskosten. Fir die Betriebskosten wird eine nominale
jahrliche Kostensteigerung von 3,25 % unterstellt (vgl. Abschnitt 3.3).

Allgemeine Inflationsrate. Fur die Jahre 1991 bis 1997 wird die Inflationsrate nach dem
Preisindex fur die Lebenshaltung des Statistischen Bundesamtes verwendet (StBA 1997).
Fur ale folgenden Jahre wird von einer konstanten Inflationsrate von 2,5 % ausgegangen.

Kalkulatorischer Zinssatz Der kalkulatorische Zinssatz beeinfluld die Stromgestehungs-
kosten in weit grofRerem Mal3e a's viele andere Rahmenbedingungen. Ausgehend von einem
Referenzzinssatz wird deshalb in Sensitivitdtsanalysen die Wirkung hoherer und niedrigerer
Zinssdtze untersucht. Die Finanzierung erfolgt zu einem Drittel aus Eigenkapital und zu
zwel Dritteln aus Fremdkapital. Das Fremdkapital kann nach eigenen Recherchen zur Zeit
wegen der niedrigen Zinsen zu sehr giinstigen Konditionen von nominal ca. 5 %/a beschafft
werden. Mittelfristig mufd mit etwas hdheren Zinssétzen gerechnet werden. Im Referenzfall
wird daher ein nominaler Zinssatz von 7,5 %/a fur das Fremdkapital angesetzt, im ginstigen
Fall werden 5 %/a, im unginstigen Fall 10 %/a unterstellt. Die Renditeerwartung fur das
Eigenkapital liegt nach eilgenen Recherchen zwischen 15 und 25 %/a. In Tabelle 11 ist die
Berechnung der Zinssétze dargestellt.

Tabelle 11: Zinssatze

Zinssatze

Eigenkapital | Fremdkapital| kalk. Zinssatz mittlere kalk. Zinssatz
Szenario (Anteil: 1/3) (Anteil: 2/3) (nominal) Inflationsrate (real)
Referenz 20,0% 7,5% 11,7% 2,5% 8,9%

hoher Zinssatz

25,0%

10,0%

15,0%

2,5%

12,2%

niedriger Zinssatz 15,0% 5,0% 8,3% 2,5% 5,7%

Quelle:  Eigene Berechnungen

Danach ergibt sich fir den Referenzfall ein realer kalkulatorischer Zinssatz von 8,9 %/a, fir
den hohen Zinssatz werden 12,2 %/a, fur den niedrigen Zinssatz 5,7 %/a berechnet.

6.3 Abschreibung

Bel der Berechnung der Stromgestehungskosten spielt die Art und die Dauer der Abschreibung
eine wichtige Rolle. Die Dauer der Abschreibung beeinfluf die kapitalgebundenen Kosten.
Denn je langer der Abschreibungszeitraum ist, desto geringer ist der jahrliche Abschreibungs-
betrag und desto weniger Gewicht haben die kapitalgebundenen Kosten. Die Investoren mis-



52 Stromgestehungskosten von GroRkraftwerken @ Oko-Institut e V.

sen bei ihrer Investitionsentscheidung fur jedes Kraftwerk einen bestimmten Abschreibungs-
zeitraum unterstellen, um die Kosten verschiedener Kraftwerkstypen miteinander vergleichen
zu konnen.

Dabei mui3 zwischen steuerlicher und kalkulatorischer Abschreibungszeit unterschieden wer-
den. Aus steuerlichen Grinden sind die Investoren bestrebt, eine Investition so schnell wie
moglich abzuschreiben. Steuerliche Abschreibungszeitraume fir die einzelne Komponenten
von Kraftwerken sind in den vom BMF herausgegebenen AfA-Tabellen festgelegt. Die darin
ausgewiesenen betriebsgewohnlichen Nutzungsdauern liegen jedoch deutlich unter der wirt-
schaftlichen Nutzungsdauer des gesamten Kraftwerks. Da K érperschaftssteuern in diesem Mo-
dell nicht berticksichtigt werden, orientiert sich die kalkulatorische Abschreibungszeit hier an
der erwarteten wirtschaftlichen Nutzungsdauer, also dem Zeitraum, in dem aler Voraussicht
nach ein wirtschaftlicher Betrieb moglich ist.

Die wirtschaftliche Nutzungsdauer eines Kraftwerks ergibt sich aus einer wirtschaftlichen Op-
timierung (vgl. Fama 1971, S. 130 ff). Mit zunehmender Betriebszeit sinken die durchschnittli-
chen kapitalgebundenen Kosten. Allerdings steigen die Betriebskosten insbesondere wegen
zunehmender Instandhaltungs- und Wartungskosten an. Die optimale wirtschaftliche Nut-
zungsdauer ist erreicht, wenn die gesamten Durchschnittskosten (kapital gebundene Kosten und
Betriebskosten) ein Minimum erreicht haben.

Es sprechen alerdings einige Grinde dafur, dal3 zukinftige Investoren bei dem Kostenver-
gleich verschiedener Kraftwerkstypen die kalkulatorische Abschreibungszeit kiirzer as die
wirtschaftliche Nutzungsdauer ansetzen werden:

1. Bel dem Welterbetrieb einer alten Anlage missen die gegenwartigen Grenzkosten mit den
Vollkosten einer neuen Anlage verglichen werden. Sind die laufenden Grenzkosten hoher
als die Vollkosten einer neuen Anlage, wird der Welterbetrieb unwirtschaftlich. Dies kann
beispielsweise durch eine zunehmende Reperaturanfélligkeit der Anlage, durch erhdhte
Umweltauflagen, durch notwendige Nachriistungen oder durch technologischen Fortschritt
bei neuen Anlagen bedingt sein. Eine wichtige Rolle spielen hierbei auch die Brennstoffprei-
se. Bei Anlagen mit hohen Brennstoffkosten ist ein friiherer Ersatz durch eine Anlage mit
einem besserem Wirkungsgrad wahrscheinlicher. Steigen die Brennstoffpreise fur einen E-
nergietréger stark an, konnen die Grenzkosten dieser Anlage tber den Vollkosten einer
neuen Anlage mit einem anderen Energietréger liegen.

2. Durch die Liberalisierung der Elektrizitétswirtschaft kommt neben den gerade genannten
Faktoren noch die Unsicherheit hinsichtlich der zukiinftigen Marktposition hinzu. Die zu-
kinftigen Erl6se aus dem Stromverkauf werden durch die Deregulierung sinken. Die Hohe
der Erl6se wird sich an den langfristigen Grenzkosten neuer Anbieter orientieren, durch die
bestehenden Uberkapazitéten ist ein Absinken der Preise bis auf die kurzfristigen Grenz-
kosten bereits abgeschriebener Kraftwerke moéglich. Die Investoren miissen ein bisher in
dieser Branche unbekanntes betriebliches Risiko tragen und werden deshalb bestrebt sein,
die Ausgaben fur eine Investition moéglichst schnell zu amortisieren. Anlagen mit einer ge-
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ringen wirtschaftlichen Nutzungsdauer und einer geringeren Kapitalbindung werden u.U.
Investitionen mit einer hohen Kapitalbindung vorgezogen.™

Dieser Entwicklung wird dadurch Rechnung getragen, dal3 neben dem Referenzfal in einer
Sensitivitétsanalyse die Wirkung um die Halfte verkirzter kalkulatorischer Abschreibungszei-
ten und eine einheitliche Abschreibung aller Kraftwerke in zehn Jahren untersucht wird. Atom-
und Kohlekraftwerke haben eine langere wirtschaftliche Nutzungsdauer als Gaskraftwerke.
Dies liegt unter anderem an der stérkeren Abnutzung bel Gasturbinenprozessen. Hinzu kommt
bei Gaskraftwerken eine hthere Unsicherheit beziiglich der zukinftigen Brennstoffpreise. Fir
GuD-Anlagen und Gasturbinen wird im Referenzfall eine kakulatorische Abschreibungszeit
von 20 Jahren angesetzt. Durch Nachristungen wie eine neue Beschaufelung kénnen GuD-
Anlagen vermutlich auch langer wirtschaftlich betrieben werden. Die OECD (1993, S. 76)
rechnet fir verschiedene Lander mit einer kalkulatorischen Abschreibungszeit von 25 Jahren
fur GuD-Anlagen.

Fur Stein- und Braunkohlekraftwerke wird nach der Berechnung der OECD im Referenzfall
eine kalkulatorische Abschreibungszeit von 30 Jahren angesetzt. Bestehende Atomkraftwerke
in Deutschland sollen etwa 35 Jahre betrieben werden. Fur den EPR wird eine langere wirt-
schaftliche Nutzungsdauer angestrebt. Nach einem Bericht der Nucleonics Week soll der Re-
aktor bis zu 60 Jahre laufen, die kalkulatorische Abschreibungszeit wird jedoch wesentlich ge-
ringer ausfallen. Hier werden im Ausgangsszenario 35 Jahre angesetzt.

Die Art der Abschreibung spielt vor alem aus steuerrechtlichen Griinden eine wichtige Rolle.
Des weiteren hat die Art der Abschreibung Einfluld auf den Restwert der Anlage am Ende des
Planungshorizonts (vgl. Abschnitt 6.4). Bel einer - steuerlich ginstigen - geometrisch-
degressiven Abschreibung ist der Restwert kleiner as bel einer linearen Abschreibung. Die
Investition wird in dem hier verwendeten Modell linear abgeschrieben.

6.4 Planungshorizont

Wie im vorherigen Abschnitt dargelegt wurde, haben die Kraftwerkstypen eine unterschiedli-
che wirtschaftliche Nutzungsdauer und daher auch eine unterschiedliche kalkulatorische Ab-
schreibungszeit. Bei dem Vergleich der Stromgestehungskosten mul} alerdings ein gemeinsa-
mer Planungshorizont betrachtet werden. Die Stromgestehungskosten miissen in einem defi-
nierten Zeitraum miteinander vergleichen werden.

In der Literatur finden sich drei Ansdtze, um Investitionsprojekte mit unterschiedlicher Le-
bensdauer zu vergleichen (Tsatsaronis 1996):

Bel dem Repeatability Approach wird as Planungshorizont das kleinste gemeinsame Viel-
fache der wirtschaftlichen Nutzungsdauern angesetzt. Dies ist fur die Berechnung von
Stromgestehungskosten schwierig, da dadurch der Planungszeitraum sehr lang werden wir-
de und Aussagen Uber die Kostenentwicklung, insbesondere der Brennstoffkosten, nicht
mehr moglich sind.

> Das RWI untersucht aus diesem Grund fiir alle Kraftwerkstypen eine Abschreibungszeit von 10 und von 20

Jahren.
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Der Capitalized-Cost Approach berechnet den Barwert einer Investition, die tber einen
unendlichen Zeitraum immer wieder ersetzt wird (kapitalisierte Kosten). Dabel wird von
keiner realen Kostensteigerung fur den Ersatz der Investition ausgegangen.

Bel dem Contermination Approach kann ein beliebiger Planungshorizont gewahlt werden.
Ist der Planungshorizont grof3er als die wirtschaftliche Nutzungsdauer des Projekts, so wird
das Projekt wiederholt. Ist die wirtschaftliche Nutzungsdauer grof3er als der Planungshori-
zont oder wird bei einer Wiederholung der Investition das Ende des Planungshorizonts er-
reicht, so wird der Restwert des Projekts bestimmt und zu diesem Zeitpunkt gut geschrie-
ben.

Wird von einer linearen Abschreibung der Investition ausgegangen, kann der Restwert am
Ende des Planungshorizontes wie folgt bestimmt werden:

RW =l - N, > AB 2
RW. Restwert der Investition am Ende des Planungshorizonts
AB: jahrlicher Abschreibungsbetrag
| Ges: Gesanmte I nvestitionskosten
Np: Planungshorizont

In dieser Arbeit wird der Contermination Approach verwendet. Als Planungshorizont wird die
kleinste Abschreibungszeit von allen Kraftwerkstypen verwendet. Dies hat den Vorteil, dal3 die
Betrachtung einer Reinvestitionen vor Ende des Planungshorizonts vermieden werden kann.

6.5 Jahrliche Analyse der Kosten

Ziel der jahrlichen Analyse der Kosten ist es, Aufschluf3 Gber die Entwicklung der Kosten im
Laufe der Betriebszeit zu bekommen. Aul3erdem wird dabei deutlich, in welchem Mal3e einzel-
ne Kostenanteile (z.B. Brennstoffkosten) zu den Gesamtkosten beitragen. Es wird zwischen
kapitalgebundenen Kosten (Abschreibung und Zinsen), Brennstoffkosten, Betriebskosten und
Aufwendungen fur Okosteuern differenziert. Die Kosten werden fur jedes Jahr einzeln be-
stimmt und summiert. Die Analyse wird Uber den gesamten Planungshorizont durchgefuihrt.

Wahrend die kapitalgebundenen Kosten bei einer linearen Abschreibung durch sinkende Zins-
zahlungen mit der Zeit abnehmen, steigen die Brennstoffkosten und die Betriebskosten an. Je
nach Rahmenbedingungen und gewahlten Szenarien sinken oder steigen die Gesamtkosten.

Die Kostenanteile sind bel jedem Kraftwerkstyp unterschiedlich. Kraftwerke im Grundlastbe-
trieb wie Atomkraftwerke oder Braunkohlekraftwerke weisen hohe Kapitalkosten und geringe
Brennstoffkosten auf. GuD-Kraftwerke haben hingegen geringe kapitalgebundene Kosten und
hohe Brennstoffkosten.
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6.5.1 Kapitalgebundene Kosten

Aus den spezifischen Investitionskosten, der installierten Nettoleistung der Anlage (Blockgro-
[3e), den Bauherreneigenleistungen und den Zinsen wahrend der Bauzeit werden die gesamten
I nvestitionskosten bestimmit:

IGes:Ispez>PNato+|Bauherr+ZBZ (3)
| Ges: Gesamte I nvestitionskosten

| spe- Soezifische Investitionskosten [ DM/KWsq]

Pretto: Installierte Nettoleistung

| Bauherr: Bauherreneigenleistungen zur Errichtung der Anlage

ZBZ: Zinsen wahrend der Bauzeit

Die gesamten Investitionskosten werden Uber die Abschreibungszeit linear abgeschrieben. Der
jahrlich konstante Abschreibungsbetrag berechnet sich aus der Abschreibungszeit und den ge-
samten Investitionskosten:

AB = -C= (4)
nA

AB: Jahrlicher Abschreibungsbetrag

| Ges: Gesamte I nvestitionskosten

Na: Kalkulatorische Abschreibungszeit

Die Zinszahlung eines Jahres richtet sich nach dem noch nicht abgeschriebenen Betrag. Hierbel
ist zu beachten, dal3 in diesem Modell alle Zahlungen zum Ende eines Jahres erfolgen und so-
mit im ersten Betriebgahr die Zinsen auf den gesamten Investitionsbetrag gezahlt werden mis-
sen. Die erste Abschreibung erfolgt zeitgleich mit der ersten Zinszahlung.

22, =[lge - (n- ) xAB| X1+i,)" (5)
77, Zinszahlung im n-ten Betriebgahr

| Ges: Gesamte I nvestitionskosten

AB: Jahrlicher Abschreibungsbetrag

iy Realer kalkulatorischer Zinssatz

n: Betriebgahr

Die jahrlichen kapitalgebundenen Kosten ergeben sich aus der Summe des Abschreibungsbe-
trages und der Zinszahlung des Jahres und werden in der jéhrlichen Kostenanalyse fur jedes
Jahr n bestimmt:
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KK, = AB+ZZ (6)
KKp: Kapitalgebundene Kosten des n-ten Betriebs ahres

AB: Jahrlicher Abschreibungsbetrag

77, Zinszahlung im n-ten Betriebgahr

6.5.2 Brennstoffkosten

Um den Einflul? der Brennstoffpreise auf die Stromgestehungskosten zu verdeutlichen, werden
unterschiedlichen Szenarien zur Entwicklung der Brennstoffpreise betrachtet (s. Kapitel 4).
Anhand der Brennstoffpreise aus dem entsprechenden Szenario werden die Brennstoffkosten
fur jedes Jahr einzeln bestimmt, so dal? sich in jedem Betriebgahr andere Brennstoffkosten er-
geben.

Der jahrliche Brennstoffverbrauch wird aus der installierten elektrischen Nettoleistung, den
Vollaststunden und dem Nettowirkungsgrad der Anlage berechnet:

P *VL

BV, = — (7)
Netto

BV.,: Jahrlicher Brennstoffverbrauch

Pretto: Installierte Nettoleistung

VL: Jahrliche Vollaststunden

N Netto: Nettowirkungsgrad

Die Brennstoffkosten eines Jahres ergeben sich aus dem durchschnittlichen Brennstoffpreis
dieses Jahres und dem Brennstoffverbrauch:

Br Kn = BVn ’ pBrennstoff n ( 8)
BrKk.: Brennstoffkosten eines Jahres
BV.,: Jahrlicher Brennstoffverbrauch

Perennstoftn:  DuUrchschnittlicher Brennstoffpreis im n-ten Betriebgahr

6.5.3 Betriebskosten

Die Betriebskosten setzen sich aus allen wahrend des Betriebs der Kraftwerke anfallenden
Kosten aufRer den Brennstoffkosten und den Aufwendungen fiir Okosteuern zusammen.

Die fixen Betriebskosten sind unabhangig von der produzierten Strommenge. Zu ihnen zéhlen

Personal kosten,
Instandhaltungs- und Wartungskosten,
Versicherungen.
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Die Personakosten werden aus dem geschétzten Personalbedarf und den spezifischen jahrli-
chen Personalkosten berechnet. Die Instandhaltungs- und Wartungskosten ergeben sich aus
den spezifischen Instandhaltungs- und Wartungskosten und der Nettoleistung. Die Versiche-
rungskosten werden als Prozentsatz der I nvestitionssumme abgeschétzt.

FixBeK,, = PerBed >spPerK, + spinWarK,, > Py, +VersKo> I, > Py, (9)

FixBeK,: Fixe Betriebskosten im Referenzahr

PerBed: Personalbedarf

spPerK,:  Spezfische Personalkosten im Referenzahr

spinWarK,, Spezifische Instandhaltungs- und Wartungskosten im Referenzjahr[ DM/kWgy]
Pretto: Installierte Nettoleistung

VersK: Versicherungskosten im Referenzjahr als Prozentsatz der Investitionskosten

| sper- Soezifische Investitionskosten [ DM/KWg]

Die variablen Betriebskosten im ersten Betriebgahr (Referenzjahr) berechnen sich aus den spe-
zifischen variablen Betriebskosten und der jahrlich produzierten Strommenge:

VarBeK, = BV, >spBeK, (10)

VarBeK,: Variable Betriebskosten im Referenzahr
BV.,: Jahrlicher Brennstoffverbrauch
FBeK,:  Spezfische variable Betriebskosten im Referenzahr [ DM/MWhg]

Die fixen und variablen Betriebskosten werden flr das erste Betriebgahr summiert und unter-
liegen in allen weiteren Betriebgahren einer konstanten realen Kostensteigerungsrate. Damit
ergeben sich die Betriebskosten im folgenden Jahr jewells aus den Betriebskosten im Vorjahr:

BeK, ., = BeK_>ry, (11)

BeKp1: Betriebskosten des (n+ 1)-ten Betriebsgahres
BeK,: Betriebskosten des n-ten Betriebgahres
(9 Realer Kostensteigerungsfaktor fir die Betriebskosten

6.5.4 Aufwendungen fiir Okosteuern

Die Aufwendungen fir Okosteuern berechnen sich aus den Emissionsmengen bzw. dem Brenn-
stoffverbrauch des Kraftwerks und den Steuersitzen. In Kapitel 5 wurden Okosteuerszenarien
mit entsprechenden Steuersétzen festgelegt. Dabel muld beachtet werden, dal3 es sich um no-
minale Steuersitze handelt. Um die realen Aufwendungen fiir Okosteuern zu bestimmen, muid
der nominale Steuersatz in einen realen Steuersatz auf der Preisbasis von 1991 umgerechnet
werden. Hierzu wird fir die Jahre 1991 bis 1996 der Preisindex fir die Lebenshaltung verwen-
det (StBA 1997). Der Preisindex fur alle folgenden Jahre wird aus einer mittleren Inflationsrate
von 2,5 % berechnet.
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Wie bei der Berechnung der Brennstoffkosten wird bei der Bestimmung der Emissionsmengen
davon ausgegangen, dald das Kraftwerk in jedem Betriebgahr die gleiche Brennstoffmenge
verbraucht und die gleiche Emissionsmenge verursacht. Der Brennstoffverbrauch wurde bereits
in Abschnitt 6.5.2 berechnet. Fir die jahrlichen CO,-Emissionen gilt:

CO,Em= BV, >CO,EmF (12)

COEm: Jahrliche CO,-Emissionen
BV.,: Jahrlicher Brennstoffverbrauch
CO,EmF: CO,-Emissionsfaktor des Brennstoffes[t CO,/kWhyy]

Die CO,-Emissionsfaktoren wurden fur verschiedene Brennstoffe in Abschnitt O bestimmt. Die
realen Kosten durch eine CO,-Steuer in einem Betriebgahr ergeben sich aus dem jahrlichen
CO,-Emissionen, dem CO,-Steuersatz und dem Preisindex fir die Lebenshaltung des entspre-
chenden Betriebgahres:

CO,Em»t »100
COZSKH — 2 CcO2,n

(13)

I P,n

CO,SK,:  Zahlungen fir CO,-Seuern im n-ten Betriebsahr

COEm: Jahrliche CO,-Emissionen

tcoon: CO,-Seuersatzim n-ten Betriebsjahr

lpn: Preisindex fr die Lebenshaltung im n-ten Betriebsgahr (1991=100)

Anaog berechnen sich die jahrlichen Kosten durch eine Energiesteuer aus dem Energiesteuer-
satz und dem jahrlichen Brennstoffverbrauch:

BV, >t >100

EnSK, = I

(14)

P.n

EnSK,: Zahlungen fur Energiesteuern im n-ten Betriebgjahr

BV.,: Jahrlicher Brennstoffverbrauch
lpn: Preisindex fr die Lebenshaltung im n-ten Betriebsgahr (1991=100)
ten: Energiesteuersatz

Die gesamten Aufwendungen fiir Okosteuern ergeben sich aus der Summe der Zahlungen fiir
Energie- und CO,-Steuern.

6.6 Berechnung der Stromgestehungskosten

Die durchschnittlichen Stromgestehungskosten werden bestimmt, indem die jdhrlich unter-
schiedlichen Kosten tber den Planungshorizont nivelliert werden. Durch die Nivellierung wer-
den finanzmathematische Durchschnittskosten bestimmt, die in allen Betriebgahren gleich sind.
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Hierbei werden zundchst die Kosten aller Jahre mit dem realen kakulatorischen Zinssatz auf
das Jahr der Inbetriebnahme abdiskontiert und daraufhin zu einem Barwert aller jahrlichen
Kosten summiert. Kapitalgebundene Kosten, Brennstoffkosten, Betriebskosten und Okosteu-
ern werden einzeln summiert, um ihren jeweiligen Anteil zu bestimmen.

Fir den Barwert der kapitalgebundenen Kosten gilt:

BWKK = § KKy (15)
n=1 (1+Ir)n

BWKK: Barwert der kapitalgebundenen Kosten wahrend des Planungshorizonts

KKp: Kapitalgebundene Kosten des n-ten Betriebs ahres
n: Betriebgahr
Np: Planungshorizont

iy Realer kalkulatorischer Zinssatz

Entspricht die Abschreibungszeit fir das Kraftwerk gerade dem betrachteten Planungshorizont,
so entspricht auch der Barwert der kapitalgebundenen Kosten gerade den Investitionskosten
fur das Kraftwerk. Ist die Abschreibungszeit fur das Kraftwerk gréf3er as der Planungshori-
zont, so ist der Barwert der kapitalgebundenen Kosten geringer als die Investitionskosten, da
nur ein Tell des Kraftwerks abgeschrieben wurde: Das Kraftwerk besitzt am Ende des Pla-
nungshorizonts noch einen Restwert, der hierdurch berticksichtigt wird.

Fur den Barwert der Brennstoffkosten gilt:

¢ BrK

BWBIK = — " (16)
n=1 (1+ I r ) i

BWBrK:  Barwert der Brennstoffkosten wahrend des Planungshorizonts

BrK: Brennstoffkosten des n-ten Betriebgahres

n: Betriebgahr

Np: Planungshorizont

iy Realer kalkulatorischer Zinssatz

Fur den Barwert der Betriebskosten gilt:
Np B

BWBeK = § e (17)
n=1 (1+ Ir )n

BWBeK:  Barwert der Betriebskosten wahrend des Planungshorizonts

BeK,: Betriebskosten des n-ten Betriebgahres
n: Betriebgahr
Np: Planungshorizont

iy Realer kalkulatorischer Zinssatz
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Fiir den Barwert der Aufwendungen fiir Okosteuern gilt:

BWIK = § 3K,

nea (L))" (1)

BWSIK: Barwert der Aufwendungen fiir Okosteuern wahrend des Planungshorizonts

SK: Aufwendungen fiir Okosteuern im n-ten Betriebsjahr
n: Betriebgahr
Np: Planungshorizont

iy Realer kalkulatorischer Zinssatz

Der Barwert der gesamten Kosten ergibt sich aus der Summe dieser Barwerte:

BWGK = BWKK + BWBrK + BWBeK + BWSK (19)

BWGK: Barwert der gesamten Kosten ohne Abrif3kosten

BWKK: Barwert der kapitalgebundenen Kosten wéahrend des Planungshorizonts
BWBrK:  Barwert der Brennstoffkosten wahrend des Planungshorizonts

BWBeK:  Barwert der Betriebskosten wahrend des Planungshorizonts

BWSK: Barwert der Betriebskosten wahrend des Planungshorizonts

Im folgenden Schritt wird der Barwert der gesamten Kosten (ohne Abrif3- und Riickbaukosten)
zu jéhrlich konstanten Erzeugungskosten nivelliert. Als Nivellierungszeitraum wird der Pla-
nungshorizont verwendet.

I A+i )™

NEK = BWGK x————— (20)
(1+i)" -1

NEK: Nivellierte jahrliche Erzeugungskosten

BWGK: Barwert der gesamten Kosten ohne Abrif3kosten

Np: Planungshorizont

iy Realer kalkulatorischer Zinssatz

In einem zweiten Schritt werden die nivellierten Abrif3- und Ruckbaukosten des Kraftwerks
berechnet. Die Abrif3kosten am Ende der Betriebszeit werden Uber die kalkulatorische Ab-
schreibungszeit des Kraftwerks auf das Jahr der Inbetriebnahme abdiskontiert und Uber diesen
Zeitraum nivelliert. Hierbei gilt ein besonderer Zinssatz (vgl. Abschnitt 3.4.2). Die nivellierten
Rickbau- und Abrif3kosten werden zu den tbrigen nivellierten Kosten summiert.
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AK i, 1+i, )™
NAK — : ,AK X( ,AK) (21)
(1+Ir,AK)nA (1+Ir,AK)nA -1

NGK = NEK + NAK (22)
NAK: Nivellierte jahrliche Rickbau- und Abrif3kosten
AK: Abrifkosten
Na: Kalkulatorische Abschreibungszeit
I AK: Realer kalkulatorischer Zinssatz fur die Rickbau- und Abrif3kosten
NEK: Nivellierte jahrliche Erzeugungskosten
NGK: Nivellierte jahrliche Gesamtkosten

Um von den nivellierten jahrlichen Gesamtkosten auf die Stromgestehungskosten zu kommen,
missen die nivellierten jahrlichen Gesamtkosten durch die jahrlich produzierte Strommenge
geteilt werden. Die jahrlich produzierte Strommenge ergibt sich dabel aus den Vollaststunden
und der installierten Nettoleistung.

SM =VL>P, (23)
NGK

Karom =g~ (24)

SM: Jahrlich produzerte Srommenge

Pretto: Installierte Nettoleistung

VL: Jahrliche Vollaststunden

Karom: Stromgestehungskosten [ Pf/kWh]

NGK: Nivellierte jahrliche Gesamtkosten

Je nach Einsatz des Kraftwerks (Grundlast, Mittellast oder Spitzenlast) ergeben sich unter-
schiedliche Stromgestehungskosten. Die jahrliche Kostenanalyse und die Berechnung der
Stromgestehungskosten miissen daher fir verschiedene Lastfdlle einzeln durchgefihrt werden.



62 Stromgestehungskosten von GroRkraftwerken @ Oko-Institut e V.

7 Darstellung der Ergebnisse

In Kapitel 3 wurden fir verschiedene zukinftige Kraftwerkstypen Rahmendaten wie Investiti-
ons-, Betriebs- und Abrif3kosten, Nettowirkungsgrade sowie Blockgrofie definiert. Dabel wur-
den unterschiedliche Kostenentwicklungen und die Entwicklung des Stands der Technik be-
ricksichtigt.

Im folgenden wird die Hohe der Stromgestehungskosten aler definierten Kraftwerkstypen un-
ter verschiedenen Rahmenbedingungen (Tabelle 12) untersucht. Der Schwerpunkt wird dabei
auf "konventionelle" Technologien gesetzt, die mit einer hohen Zuverl&ssigkeit und Verflgbar-
keit im Jahr 2005 in Betrieb genommen werden kénnen. Eine Ausnahme bildet der European
Pressurized Reactor (EPR), dessen Entwicklung noch etwas mehr Zeit in Anspruch nehmen
wird.

Tabelle 12: Wirtschaftliche Rahmenbedingungen

Einheit Wert
Preisbasis - 1991
Jahr der Inbetriebnahme aller Kraftwerke - 2005
Mittlere Inflationsrate ab 1997 - 2,5%
Kalkulatorische Abschreibungszeit im Referenzfall
Steinkohlekraftwerke (aul3er GuD-Prozel3) a 30
Braunkohlekraftwerke a 30
Erdgaskraftwerke a 20
Atomkraftwerke a 35

Quelle  Eigene Annahmen

Neben den "konventionellen” Technologien werden einige "fortschrittliche” Kraftwerke be-
trachtet, die hohere Wirkungsgrade erreichen. Es ist jedoch ungewil3, ob diese Technologien
bis zum Jahr 2005 technisch ausgereift sein werden. Auch die Kostenangaben hierfir sind vor-
sichtige Schétzungen und mit grof3en Unsicherheiten verbunden. Durch die Berlicksichtigung
dieser Kraftwerkstypen sollen mégliche Tendenzen in Hinblick auf die Stromgestehungskosten
aufgezeigt werden.

Die Stromgestehungskosten werden in Abhangigkeit von den Jahresvollaststunden berechnet
und dargestellt. Bel der Bewertung der Ergebnisse werden verschiedene Lastféle betrachtet.
Dabei wurden als reprasentative Werte fur die Spitzenlast 1500 Vollaststunden, fur die Mittel-
last 4500 Vollaststunden und fur die Grundlast™ 6500 Vollaststunden angenommen. In Sensi-
tivitdtsanalysen wird der Einflu® von Brennstoffpreisen, Zinssdtzen und Abschreibungszeiten

161995 liefen nach Angaben der VDEW (1996, S. 17) die Atomkraftwerke der BRD, die ausschlielich fiir
die Grundlast eingesetzt werden, im Durchschnitt 6.382 Stunden im Jahr. Es sei darauf hingewiesen, daf3
fur den EPR langere durchschnittliche Betriebszeiten angestrebt werden.
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sowie unterschiedlichen Okosteuern untersucht. Alle Wertangaben sind in Preisen von 1991,
soweit dies nicht anders vermerkt ist.”

Die wichtigsten Eingabeparameter fur "konventionelle’ und "fortschrittliche” Technologien
sind in Tabelle 13 noch einmal zusammengefaldt dargestellt.

Tabelle 13: Eingabeparameter fir die Kraftwerksszenarien

"Konventionelle" Kraftwerkstypen

Bez. Beschreibung Netto- spezifische Netto Bemerkungen
leistung | Invest. kosten | wirkungs-
[MWe] | [DM/(KWg)] grad
SK-1 Steinkohle, Staubfeuerung 900 2.200 47,0%
BK -1 Braunkohle, Staubfeuerung 950 2.700 44,5%
AKW -1 |Atomkraftwerk, EPR-Reaktor 1.530 2.800 36,0% [niedrige Kosten
AKW - 2 |Atomkraftwerk, EPR-Reaktor 1.530 4.000 36,0% |hohe Kosten
GuD -1 |Erdgas, GuD-Prozel3 800 850 60,0%
GuD - 2 |Erdgas, GuD-Prozel3 800 750 57,0%
GT-1 Erdgas, Gasturbine 250 500 39,0%

"Fortschrittliche" Kraftwerkstypen

Bez. Beschreibung Netto- spezifische Netto Bemerkungen
leistung | Invest. kosten | wirkungs-
[MWe] | [DM/(kWg)] grad

SK -2 Steinkohle, GuD-Prozel mit 900 2.750 52,0%
integr. Kohlevergasung

BK -2 Braunkohle, Staubfeuerung, 950 2.900 49,0% |niedrige Kosten
mit Vortrocknung, 950 MW

BK -3 Braunkohle, Staubfeuerung, 950 2.500 49,0% |hohe Kosten
mit Vortrocknung, 950 MW

Quelle:  Eigene Annahmen, gestiitzt auf Literaturdaten (Kommentare im Anhang 1, spezifische Investitions-
kosten in Preisen von 1998)

7.1 Referenzfall

Im Referenzfall wird von einer mittleren Steigerung der Brennstoffpreise (Referenzszenario),
keinen Okosteuern und einem realen kalkulatorischen Zinssatz von 8,9 % ausgegangen. Die
kalkulatorische Abschreibungszeit orientiert sich an der wirtschaftlichen Nutzungsdauer der
Kraftwerke. Die vollsténdigen Eingabeparameter fur ale Kraftwerkstypen sind in Anhang 2

" Preisein Bezug auf 1998 liegen um ca. 22 % Uiber den Angaben auf Preisbasis von 1991.
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aufgefuhrt. In Anhang 3 finden sich die jahrlichen Kostenanalysen fir ale Kraftwerkstypen bei
verschiedenen Lastbeanspruchungen. Hierin ist der Beitrag der einzelnen Kosten zu den ge-
samten Stromgestehungskosten und die Entwicklung der Kosten Uber die Betriebsahre darge-
stellt.

7.1.1 "Konventionelle" Kraftwerkstypen

In Abbildung 9 sind die Stromgestehungskosten der konventionellen Kraftwerkstypen in Ab-
hangigkeit von den Jahresvollaststunden fir die Mittel- und Grundlast dargestellt. Dabei zeigt
sich, dal3 GuD-Anlagen im Vergleich zu den kapitalintensiveren Kohle- und Atomkraftwerken
Uber den gesamten Lastbereich zu den niedrigsten Stromgestehungskosten produzieren kon-
nen.

Abbildung 9: Stromgestehungskosten "konventioneller™ Kraftwerkstypen im Referenzfall
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Quelle:  Eigene Berechnungen

Auch in der Grundlast sind die Stromgestehungskosten von Atomkraftwerken und Kohle-
kraftwerken hoher als die Stromgestehungskosten des GuD-Kraftwerks: Bei 6500 V ollaststun-
den liegen die Stromgestehungskosten fir Atomkraftwerke je nach ginstiger (AKW - 1) oder
ungunstiger (AKW - 2) Kostenentwicklung bei 7,3 bzw. 9,7 Pf/kwWh. Die Stromgestehungs-
kosten von Stein- und Braunkohlekraftwerken liegen mit 7,1 Pf/kWh und 7,8 Pf/kWh in der
Grofenordnung der giinstigen Kostenentwicklung fur zukinftige Atomkraftwerke. Allerdings
muf3 beachtet werden, dal3 bei der glinstigen Kostenentwicklung fur Atomkraftwerke Investiti-
onskosten von 2.800 DM/kW (Preisbasis 1998), die Bestellung mehrerer Reaktoren und nied-
rige Betriebskosten angenommen wurden. GuD-Kraftwerke schneiden nicht nur in der Mittel-
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last, sondern auch in der Grundlast mit Stromgestehungskosten von 6,2 Pf/lkWh gegentber
allen anderen Kraftwerkstypen am gunstigsten ab.

In der Spitzenlast ergibt sich unter ca. 1500 Vollaststunden ein Kostenvorteil fir Gasturbinen
gegeniiber den aufwendigeren GuD-Anlagen (Abbildung 10).

Abbildung 10: Stromgestehungskosten in der Spitzenlast
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Quelle:  Eigene Berechnungen

7.1.2 "Fortschrittliche" Technologien

GuD-Kraftwerke mit integrierter Vergasung von Steinkohle sind bereits heute technisch ausge-
reift. Bisher ist in Deutschland kein solches Kraftwerk geordert worden, da ein kommerzieller
Betrieb an den héheren Investitions- und Betriebskosten und der kostengiinstigeren Konkur-
renz seitens der GuD-Anlagen scheitert. Abbildung 11 verdeutlicht, dal3 unter den hier ange-
nommenen wirtschaftlichen Rahmenbedingungen das konventionelle Steinkohlekraftwerk SK -
1 in der Grundlast (6500 Vollaststunden) um 1,2 Pf/kWh und in der Mittellast (4500 Vollast-
stunden) um 1,8 Pf/lkWh glnstiger produzieren kann als das Kraftwerk mit integrierter Kohle-
vergasung (SK - 2). Dabel wurden relativ niedrige Investitionskosten von 2750 DM/kWy fiir
das Kraftwerk mit integrierter Kohlevergasung (SK - 2) unterstellt. Erst wenn diese Kraft-
werkstypen deutlich preiswerter werden, wird ihr Einsatz gegentiber konventionellen Stein-
kohlekraftwerken wirtschaftlich.
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Abbildung 11: Stromgestehungskosten "fortschrittlicher” Technologien
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Quelle:  Eigene Berechnungen

Fur neue Braunkohlekraftwerke entwickelt die RWE Energie ein Verfahren zur Vortrocknung
der Braunkohle. Hierdurch konnte nach Angaben der Entwickler der Wirkungsgrad bis auf
49 % gesteigert werden (vgl. Abschnitt 2.4.1 auf S. 7). In dem Szenario BK - 2 wird von einer
leichten Steigerung der Investitionskosten gegentiber dem konventionellen Kraftwerk BK - 1
durch die zusétzliche Anlagenkomponente ausgegangen. Elsen (1998) fuhrt jedoch an, dal3
wegen des hoheren Wirkungsgrades Teile der Anlage kleiner ausgefihrt werden konnten und
hierdurch auch Kosteneingparungen moglich sind. Eine solche Entwicklung wird in dem Szena-
rio BK - 3 durch geringere Investitionskosten berticksichtigt. Abbildung 11 zeigt, daf3 auch in
diesem glnstigen Fall trotz der Steigerung des Wirkungsgrades die gesamten Stromgeste-
hungskosten nur sehr geringfigig um 0,1 Pf/kWh in der Grundlast sinken werden (vgl. auch
Anhang 3).

7.2 Sensitivitatsanalyse Brennstoffpreise

Die Entwicklung der Brennstoffpreise hat insbesondere bei dem im Vergleich teureren Brenn-
stoff Erdgas einen bedeutenden Einfluld auf die Stromgestehungskosten (Tabelle 14). Bel den
kapitalintensiven Kohle- und Atomkraftwerken machen sich Unterschiede in den Brennstoff-
preisen weniger stark bemerkbar, da der Anteil der Brennstoffkosten an den Gesamtkosten
geringer ist. Die Stromgestehungskosten schwanken in der Grundlast je nach Brennstoffpreis-
entwicklung bei dem Steinkohlekraftwerk SK - 1 zwischen 6,3 und 8,0 Pf/kWh und bei dem
Braunkohlekraftwerk BK - 1 zwischen 7,2 und 8,3 Pf/kWh. Bei zukinftigen Atomkraftwerken
liegen die Stromgestehungskosten im gunstigsten Fall mit niedriger Brennstoffpreisentwicklung



@ Oko-Institut e V. Stromgestehungskosten von GroRkraftwerken 67

bei 6,5 Pf/lkwh, im unglnstigen Fall kénnen die Stromgestehungskosten 11,1 Pf/kWh betra-
gen.

Tabelle 14: Sensitivitat der Stromgestehungskosten in Abhangigkeit von den

Brennstoffpreisen
Rahmenbedingungen
Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%
Okosteuern: keine
Vollaststunden: 6.500
[Pf/kwh] SK-1 SK-2 BK -1 BK - 2 BK-3 |AKW-1|AKW-2| GuD-1] GuD -2
Referenzszenario 7,1 8,3 7,8 7,9 7,7 7,3 9,7 6,2 6,2
Hohe Preisentwicklung 8,0 9,1 8,3 8,5 8,2 8,7 11,1 8,0 8,2
Niedrige Preisentwicklung 6,3 7,6 7,2 7,4 7,2 6,5 8,9 4,3 4,3

Quelle:  Eigene Berechnungen

Sollten die Gaspreise real so niedrig wie bisher bleiben (Szenario Niedrige Preisentwicklung),
kénnten GuD-Anlagen mit 4,3 Pf/lkWh wesentlich glnstiger betrieben werden als anderen
Kraftwerkstypen.

Ein starker Anstieg der Gaspreise (Szenario Hohe Preisentwicklung) wirde sich in den Strom-
gestehungskosten deutlich bemerkbar machen. Bei sehr hohen Gaspreisen kénnen GuD-
Kraftwerke in der Grundlast mit Stromgestehungskosten von 8,0 Pf/kWh noch mit Braunkoh-
lekraftwerken konkurrieren (Abbildung 12). Steinkohlekraftwerke sind in diesem Fall um
0,9 Pf/lkWh ginstiger als GuD-Anlagen. Dieser Kostenvorteil gilt allerdings nicht in der Mit-
tellast: Bel 4500 Vollaststunden konnen GuD-Kraftwerke mit 8,7 Pf/kWh auch bei sehr hohen
Gaspreisen zu den gleichen Kosten wie Steinkohlekraftwerke (8,8 Pf/kWh) Strom produzieren.
Auch die Stromgestehungskosten von Atomkraftwerke liegen in der Grundlast nur bel der sehr
gunstigen Kostenentwicklung fur Atomkraftwerke (AKW - 1) und sehr hohen Gaspreisen un-
ter den Stromgestehungskosten von GuD-Kraftwerken (Tabelle 14, Abbildung 12).
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Abbildung 12:  Auswirkung verschiedener Gaspreise auf die Wettbewerbsfahigkeit von GuD-

Kraftwerken
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Quelle:  Eigene Berechnungen

Abbildung 13 verdeutlicht, dal3 auch bel einer sehr niedrigen Preisentwicklung fur Steinkohle,
Braunkohle und Kernenergie GuD-Anlagen in der Grundlast wettbewerbsfahig bleiben. Nur im
Fall sehr hoher Erdgaspreise und niedriger Preise fir Kohle und Kernbrennstoffe entstehen in
der Grundlast Kostenvorteile fur Kohle- und Kernkraftwerke.
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Abbildung 13:  Auswirkung niedriger Brennstoffpreise fur Kohle und Kernenergie
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Quelle:  Eigene Berechnungen

7.3 Sengitivitatsanalyse Zinssatze und Abschreibungszeiten

Durch die Hohe der Investitionskosten, des kalkulatorischen Zinssatzes und die kakulatorische
Abschreibungszeit werden die gesamten kapital gebundenen Kosten bestimmt. Dabei zeigt sich,
dal3 der Zinssatz und die Abschreibungszeit einen dhnlich wichtige Rolle wie die Hohe der In-
vestitionskosten spielen.

Im Zuge der Liberaisierung des Strommarktes ist es moglich, dal3 sich die geforderten Ab-
schreibungszeiten verkirzen werden (vgl. Abschnitt 6.3). Kirzere Abschreibungszeiten erho-
hen wie hohere Zinssétze die kapitalgebundenen Kosten. Hiervon sind besonders kapitalinten-
sve Technologien wie Braunkohle- und Atomkraftwerke betroffen.

Im Referenzszenario orientieren sich die kalkulatorischen Abschreibungszeiten an der wirt-
schaftlichen Nutzungsdauer der Kraftwerke und liegen damit deutlich Uber den steuerlichen
Abschreibungszeiten. In Sengitivitétsanalysen werden hier um die Hélfte verkirzte Abschre-
bungszeiten und eine einheitliche Abschreibung aller Kraftwerke in 10 Jahren betrachtet.”® Der
reale kalkulatorische Zinssatz wurde im Referenzszenario bei 1/3 Eigenkapital und 2/3 Fremd-
kapital zu 8,9 % berechnet (vgl. Abschnitt 6.2). Daneben wird die Wirkung eines htheren
Zinssatzes (rea 12,2 %) und eines niedrigeren Zinssatzes (rea 5,7 %) untersucht. In Tabelle

8 Das RWI (1997) setzt in zwei verschiedenen Szenarien 10 und 20 Jahre firr alle Kraftwerke al's kalkulatori-
sche Abschreibungszeit an, um der Verkirzung der Abschreibungszeiten in einer liberalisierten Elektrizi-
tatswirtschaft Rechnung zu tragen.
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15 sind die Stromgestehungskosten bel verschiedenen Abschreibungszeiten und Zinssédtzen in
der Grundlast dargestellt.

Tabelle 15: Sensitivitat der Stromgestehungskosten in Abhangigkeit von
Abschreibungszeiten und Zinssatzen in der Grundlast

Rahmenbedingungen

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Okosteuern: keine

Vollaststunden: 6.500

[Pf/kwWh] SK-1 SK-2 BK -1 BK - 2 BK-3 | AKW-1| AKW-2| GuD-1| GuD-2
Referenzszenario 7,1 8,3 7,8 7,9 7,7 7,3 9,7 6,2 6,2
Halbierte Abschreibungszeit 7,8 9,8 8,7 9,0 8,5 8,1 10,9 6,4 6,4
10 Jahre Abschreibungszeit 8,4 9,8 9,5 9,8 9,2 9,1 12,4 6,4 6,4
Realer kalkulatorischer Zinssatz: 12,2%

[Pf/kwWh] SK-1 SK-2 BK -1 BK - 2 BK-3 | AKW-1| AKW-2| GuD-1| GuD-2
Referenzszenario 7,8 9,2 8,7 8,9 8,5 8,3 11,2 6,4 6,4
Halbierte Abschreibungszeit 8,5 10,6 9,6 9,9 9,3 9,0 12,3 6,6 6,6
10 Jahre Abschreibungszeit 9,0 10,6 10,2 10,6 9,9 9,9 13,5 6,6 6,6
Realer kalkulatorischer Zinssatz: 5,7%

[Pf/kwWh] SK-1 SK-2 BK -1 BK - 2 BK-3 | AKW-1| AKW-2| GuD-1| GuD-2
Referenzszenario 6,4 7,5 6,9 7,0 6,8 6,3 8,4 6,0 6,1
Halbierte Abschreibungszeit 7,1 9,1 7,9 8,0 7,7 7,2 9,6 6,2 6,2
10 Jahre Abschreibungszeit 7,8 9,1 8,7 9,0 8,5 8,4 11,3 6,2 6,2

Quelle:  Eigene Berechnungen

Eine Habierung der Abschreibungszeit wirkt sich besonders stark bel den kapitalintensiven
Kohle- und Atomkraftwerken aus. Die Stromgestehungskosten erhéhen sich dort um 0,7 -
1,5 Pf/kWh. Hingegen féllt der Anstieg bei GuD-Kraftwerken mit 0,2 Pf/lkWh gering aus.
Werden auch die kapitalintensiven Braunkohle- und Atomkraftwerke in 10 Jahren abgeschrie-
ben, erhdhen sich die Stromgestehungskosten gegeniber dem Referenzfall um bis zu
2,7 Pf/lkWh (Tabelle 15, Abbildung 14).
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Abbildung 14: Einflufd der Abschreibungszeit auf die Stromgestehungskosten bel
Braunkohle- und GuD-Kraftwerken
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Quelle:  Eigene Berechnungen

Die Wettbewerbswirkung in der Elektrizitétswirtschaft kann auch Uber verdnderte Zinsséize
anstelle der verkirzten Abschreibungszeiten erklart werden. Das hohere Investitionsrisiko im
Wettbewerb dulert sich bei den Investoren in einer hoheren Renditeerwartung. Hohere Zins-
sédtze haben eine dhnliche Wirkung wie niedrigere Abschreibungszeiten: die kapitalgebundenen
Kosten steigen, zukinftige Brennstoffkosten werden stérker abdiskontiert und fallen dadurch
weniger ins Gewicht.

Die Wirkung unterschiedlicher Zinssdtize kann gut durch einen Vergleich von GuD-
Kraftwerken mit Atomkraftwerken verdeutlicht werden (Abbildung 15). Bei einem realem kal-
kulatorischen Zinssatz von 12,2 % liegen die Stromgestehungskosten von Atomkraftwerken
um ca. 2- 5 Pf/kWh Uber den Stromgestehungskosten der GuD-Anlagen. Bei einem niedrigen
Zinssatz von real 5,7 % sinkt die Kostendifferenz auf ca. 0,2 - 2,5 Pf/kWh.
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Abbildung 15: Einfluld der Zinssétze auf die Sromgestehungskosten von Atom- und GuD-

Kraftwerken
Pf/kwWh
15
N
~ H .
Rahmenbedingungen: —+—AKW - 1 Niedriger Zinssatz
14 + Brennstoffprelsgntwwklung:
Referenzszenario —o— AKW - 1 Referenzzinssatz
Okosteuern: keine
13 4+ <X\ verschiedene Zinssatze —<— AKW -1 Hoher Zinssatz
N
\°\ —e—GuD -1 Niedriger Zinssatz
1 N
12 \0\ —o0—GuD -1 Referenzzinssatz
N
11 o\\ —©o— GuD-1 HoherZinssatz
&
~
N Sa -
N ~,
10 Y X -
N i ~
N m\ ~o.
~o
91 At T~
os oL
~o. -
4 ~ ~~
8 ~o. _ - -~ .
o~ ~O~ o b ~~
o ~0-"*0-~,0_‘_0~§~0-~
6 - = T -0 — o
5 T T T T T T T } } T T T T 1
2.000 3.000 4.000 5.000 6.000 7.000 8.000
@ Oko-Institut Vollaststunden [h/a]
Quelle:  Eigene Berechnungen

Bel beiden Interpretationen (hohere Zinssétze, verkirzte Abschreibungszeiten) werden durch
die Liberalisierung der Elektrizitatswirtschaft Kraftwerke mit niedrigen Investitionskosten, wie
GuD-Kraftwerke und Gasturbinen, gegentiber kapitalintensiven Kraftwerken in ihrer Wettbe-
werbsfahigkeit gestarkt.

7.4 Auswirkungen von Okosteuern

In Kapitel 5 wurden verschiedene Okosteuerszenarien eingefuhrt, die sich sowohl in der Héhe
als auch in ihrer Kombination unterscheiden. Basierend auf einem Vorschlag der EU-
Kommission wurden vergleichsweise niedrige Steuersétze definiert. Die hoheren Steuerséize
beziehen sich auf eine Studie des DIW (1994) zur ©kologischen Steuerreform. Bei beiden
Steuersétzen wird zwischen einer reinen Priméarenergiesteuer, einer Kombination aus CO,- und
Energiesteuer (jeweiliger Anteil 50 %) und einer reinen CO,-Steuer unterschieden.

7.4.1 Niedrige Okosteuern

Bel den niedrigen Steuersdtzen in der Hohe des EU-Vorschlags zeigt sich, dal3 die Stromge-
stehungskosten im Grundlastbereich nur leicht bis mallig (max. um 2,6 Pf/lkwh) gegentber
dem Referenzszenario steigen (Tabelle 16). Von einer reinen CO,-Steuer sind insbesondere
Braunkohlekraftwerke (+ 2,6 Pf/kWh) und Steinkohlekraftwerke (+ 2,0 Pf/kWh) betroffen, bei
den GuD-Anlagen erhdhen sich die Stromgestehungskosten nur geringfiigig um 0,4 Pf/kWh.
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GuD-Anlagen bleiben damit gegenliber anderen Kraftwerkstypen im Grundlastbereich kosten-
gunstiger. Dies gilt auch im Vergleich zu Atomkraftwerken, die von einer reinen CO,-Steuer
nicht betroffen sind: die Stromgestehungskosten von AKW liegen bei einer reinen CO,-Steuer
je nach Kostenentwicklung noch um 0,7 - 3,2 Pf/kWh (ber den Stromgestehungskosten der
GuD-Anlagen. Bei der Einfihrung von Mix-Steuern oder einer Energiesteuer erhoht sich der
Kostenvorteil der GuD-Anlagen gegentiber den Atomkraftwerken noch weiter (Tabelle 16).

Tabelle 16: Stromgestehungskosten in der Grundlast bei Einfilhrung von Okosteuern

Rahmenbedingungen

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Brennstoffpreisentwicklung: Referenzszenario

Vollaststunden: 6.500

[Pf/kwh] SK-1 SK-2 BK-1 BK -2 BK-3 |AKW-1]| AKW-2] GuD-1| GuD-2
Keine Okosteuern 7,1 8,3 7,8 7,9 7,7 7,3 9,7 6,2 6,2
CO; - niedrig 9,1 10,2 10,4 10,3 10,0 7,3 9,7 6,5 6,6
Mix - niedrig 8,9 10,0 10,0 9,9 9,6 8,4 10,8 6,7 6,8
Energie - niedrig 8,7 9,8 9,5 9,5 9,3 9,5 11,9 6,9 7,0
CO; - hoch 17,2 17,5 20,7 19,7 19,4 7,3 9,7 10,2 10,5
Mix - hoch 16,3 16,7 18,6 17,8 17,5 12,7 15,2 11,1 11,5
Energie - hoch 15,4 15,8 16,5 15,9 15,6 18,1 20,6 12,1 12,5

Quelle:  Eigene Berechnungen



74 Stromgestehungskosten von GroRkraftwerken @ Oko-Institut e V.

Abbildung 16: Stromgestehungskosten bei niedrigen CO,-Steuern
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Quelle:  Eigene Berechnungen

7.4.2 Hohe Okosteuern

Hohe Okosteuern haben auf die verschiedenen Kraftwerkstypen recht unterschiedliche Aus-
wirkungen. Bel einer reinen Primérenergiesteuer ist der Wirkungsgrad des Kraftwerks fir den
Anstieg der Stromgestehungskosten verantwortlich. Atomkraftwerke mit einem vergleichswei-
se niedrigem Wirkungsgrad von 36 % sind hiervon besonders betroffen. Werden CO,-Steuern
erhoben, ist nicht nur der Wirkungsgrad, sondern in noch grof3erem Male der CO,-
Emissionsfaktor des Brennstoffs ausschlaggebend fir den Anstieg der Stromgestehungskosten.
Erdgas hat mit Abstand den niedrigsten CO,-Emissionsfaktor bezogen auf den Heizwert des
Brennstoffs.

Bel hohen CO,-Steuern steigen die Stromgestehungskosten von GuD-Kraftwerken daher nur
um ca. 4 Pf/kWh, bei Braunkohlekraftwerken ist der Anstieg von bis zu 13 Pf/kWh wegen des
hoheren CO,-Emissionsfaktors etwa drei mal so hoch (Abbildung 17, Tabelle 18). Atomkraft-
werke konnen in diesem Fall auch bei einer unginstigen K ostenentwicklung Strom zu niedrige-
ren Kosten a's andere Kraftwerkstypen bereitstellen.
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Abbildung 17: Stromgestehungskosten bei hohen CO,-Seuern
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Quelle:  Eigene Berechnungen

Wird anstelle der reinen Energiesteuer ein Mix aus Energie- und CO,-Steuer erhoben, sind
GuD-Kraftwerke in der Grund- und Mittellast kostengiinstiger als Atomkraftwerke (Abbildung
18). Allerdings bleibt der Kostenvorteil der Atomkraftwerke gegentiber Stein- und Braunkoh-

|ekraftwerken bestehen.
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Abbildung 18: Stromgestehungskosten bei hohen Energie- und CO,-Steuern
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Quelle:  Eigene Berechnungen

Bel einer hohen Energiesteuer sind Atomkraftwerke auch bei einer sehr ginstigen Kostenent-
wicklung teurer als andere Typen (Abbildung 19). Der Kostenvorteil von GuD-Kraftwerken
gegeniiber den Kohlekraftwerken ist etwas geringer als bei einer reinen CO,-Steuer, aber den-
noch mit 3,3 Pf/kwWh gegeniiber dem Steinkohlekraftwerk SK - 1 und 4,4 Pf/kwWh gegentiber
dem Braunkohlekraftwerk BK - 1 beachtlich (Tabelle 16).
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Abbildung 19: Stromgestehungskosten bei hohen Energiesteuern
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Quelle:  Eigene Berechnungen

7.4.3 Dynamische Anreizwirkung zum Einsatz effizienterer Technologien

Okosteuern verteuern den Brennstoffeinsatz. Es zeigt sich, dai3 bei hohen Okosteuern "fort-
schrittliche" Technologien, die effizienter sind, kostengiinstiger werden, da der zusétzliche Ka-
pitalaufwand durch die Einsparung von Brennstoffkosten und Okosteuern kompensiert wird.

Ein GuD-Proze mit integrierter Kohlevergasung (SK - 2) ist ohne Okosteuern in der Grund-
last bei 6500 Jahresvollaststunden um 1,2 Pf/kWh teurer as eine einfache Staubfeuerung mit
einem niedrigeren Wirkungsgrad (SK - 1) (vgl. Anhang 3). Durch die Einfulhrung von Oko-
steuern konnen beide Technologien oberhalb von 7000 Jahresvollaststunden zu etwa gleichen
Kosten produzieren (Abbildung 20).
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Abbildung 20: Dynamische Anreizwirkung von Okosteuern bei Steinkohl ekraftwerken
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Quelle:  Eigene Berechnungen

Eine dhnliche Tendenz ist bei Kraftwerken auf Basis von Braunkohle und Erdgas zu erkennen.
Sollte die Vortrocknung der Braunkohle bis zum Jahr 2005 einsatzfahig sein, so ergeben sich
auch bei einer ungiinstigen Kostenentwicklung (BK - 2) bei hohen Okosteuern fiir diese Vari-
ante Kostenvorteile gegentiber der herkdmmlichen Technologie.

Im Referenzfall ohne Okosteuern sind Gasturbinen in der Spitzenlast unter ca. 1500 Jahresvoll-
aststunden wegen der geringeren Investitionskosten kostenguinstiger als GuD-Anlagen. Durch
hohe Okosteuern wird der Brennstoffeinsatz soweit verteuert, daR sich der Einsatz von GuD-
Anlagen anstelle von Gasturbinen auch in der Spitzenlast bis ca. 800 Vollaststunden lohnt
(Abbildung 21).
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Abbildung 21: Wirkung von Okosteuern in der Spitzenlast
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Quelle:  Eigene Berechnungen

7.4.4 Okosteuernim Wettbewerb

Im folgenden sollen verschiedene Szenarien betrachtet werden, die die mdglichen Folgen des
Wettbewerbs in der Elektrizitétswirtschaft berticksichtigen. Dabei wird eine Halbierung der
Abschreibungszeiten und die Einfihrung niedriger CO,- und Energiesteuern angenommen. In
Abbildung 22 sind die Stromgestehungskosten konventioneller Kraftwerke unter diesen Rah-
menbedingungen bel verschiedenen Gaspreisen dargestellt. Es zeigt sich, dal3 auch bel sehr
hohen Gaspreisen GuD-Kraftwerke unter diesen Rahmenbedingungen am kostengiinstigsten
sind. Nur bei einer sehr gunstigen Kostenentwicklung fir Atomkraftwerke und sehr hohen
Gaspreisen ergibt sich ein geringer Kostenvorteil fir die Atomkraftwerke.
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Abbildung 22: Stromgestehungskosten bei halbierten Abschreibungszeiten, niedrigen CO,-
und Energiesteuern und ver schiedenen Gaspreisen
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Quelle:  Eigene Berechnungen

Auch bei einer Anderung weiterer Rahmenbedingungen bleiben GuD-Kraftwerke am kosten-
gunstigsten. Sollte sich die Zinssétze langfristig auf einem niedrigen Niveau von rea 5,7 %
stabilisieren, waren Atomkraftwerke auch hier nur bei einer sehr giinstigen Kostenentwicklung
(AKW - 1) und bei sehr hohen Gaspreisen etwas guinstiger als GuD-Kraftwerke. Die Stromge-
stehungskosten von Kohlekraftwerken liegen auch bei einem hohem Gaspreis noch tber denen
von GuD-Kraftwerken (Abbildung 23).
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Abbildung 23: Stromgestehungskosten bei halbierten Abschreibungszeiten, niedrigen CO,-
und Energiesteuern, niedrigem Zinssatz und ver schiedenen Gaspreisen
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Quelle:  Eigene Berechnungen

Hieran wirde auch ein Verfall der Brennstoffpreise fir Kohle und Kernbrennstoffe wenig én-
dern. Bel sonst gleichen Rahmenbedingungen (halbierte Abschreibungszeiten, niedrige Energie-
und CO,-Steuern, niedriger Zinssatz) kann das Steinkohlekraftwerk SK - 1 nur bei sehr niedri-
gen Preisen fur Steinkohle und sehr hohen Preisen fir Erdgas in der Grundlast oberhalb von ca.
6600 Jahresvollaststunden zu niedrigeren Kosten als das GuD-Kraftwerk Strom bereitstellen
(Abbildung 24). Auch die Wettbewerbsféahigkeit der Atomkraftwerke erhoht sich unter diesen
Rahmenbedingungen kaum. Im Falle einer giinstigen Kostenentwicklung fur Atomkraftwerke
(AKW - 1) und sehr hohen Gaspreisen betragt der Kostenvorteil der Atomkraftwerke in der
Grundlast 0,8 Pf/lkWh gegentber GuD-Anlagen. Bei mittleren Gaspreisen sind GuD-
Kraftwerke kostengiinstiger als ale anderen Kraftwerkstypen.

Tabelle 17 zeigt die Stromgestehungskosten verschiedener Kraftwerkstypen bel niedrigeren
Energie- und CO,-Steuern unter den in diesem Abschnitt genannten Rahmenbedingungen.
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Abbildung 24: Sromgestehungskosten bel halbierten Abschreibungszeiten, niedrigen
Energie- und CO,-Seuern, einem niedrigen Zinssatz, niedrigen Preisen flr
Kohle und Kernbrennstoffe und ver schiedenen Gaspreisen
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Quelle:  Eigene Berechnungen
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Tabelle 17: Stromgestehungskosten bei niedrigen Energie- und CO,-Seuern unter
ver schiedenen Rahmenbedingungen

Beschreibung des Szenarios SK-1 SK-2 BK-1 BK -2 BK-3 |AKW-1] AKW-2]| GuD-1]| GuD-2
(nur Abweichungen v. Ref.)

Referenz 7,1 8,3 7,8 7,9 7,7 7,3 9,7 6,2 6,2
halbierte Abschreibungszeit 8,9 10,7 9,9 9,9 9,6 8,2 10,6 6,6 6,7
Okosteuern: Mix - niedrig

halbierte Abschreibungszeit 10,4 12,2 11,3 11,3 10,9 10,4 13,3 8,4 8,5

Okosteuern: Mix - niedrig
Hohe Brennstoffpreise
halbierte Abschreibungszeit 8,8 10,7 10,3 10,4 9,9 8,4 11,2 5,2 51
Okosteuern: Mix - niedrig
Niedrige Brennstoffpreise
halbierte Abschreibungszeit 8,9 10,7 9,9 9,9 9,6 8,2 10,6 6,6 6,7
Okosteuern: Mix - niedrig
Brennstoffpreise: Referenzfall
niedriger Zinssatz

halbierte Abschreibungszeit 9,8 11,5 10,5 10,4 10,1 9,5 12,0 8,2 8,3
Okosteuern: Mix - niedrig
Hohe Brennstoffpreise
niedriger Zinssatz
halbierte Abschreibungszeit 8,2 10,0 9,4 9,5 9,2 7.4 9,9 5,0 5,0
Okosteuern: Mix - niedrig
Niedrige Brennstoffpreise
niedriger Zinssatz

Quelle  Eigene Berechnungen, Preishasis 1991

7.5 Bedeutung der Rickbaukosten bei Atomkraftwerken

Die jahrliche Kostenanalyse hat fur die Atomkraftwerke AKW - 1 und AKW - 2 verdeuitlicht,
daid der Anteil der Riickbaukosten an den Stromgestehungskosten mit 0,5 % bzw. 3,0 % in der
Grundlast gering ist. Die Ursache liegt darin, daf3 die zukunftigen Rickbaukosten abdiskontiert
werden. Dabei spielt der Zinssatz und die Laufzeit des Kraftwerks eine viel grof3ere Rolle als
die tatsachliche Hohe der Rickbaukosten. In Tabelle 18 sind die nivellierten Rickbaukosten
fur verschiedene Betriebszeiten und Zinssétze aufgefihrt.
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Tabelle 18: Nivellierte Riickbaukosten fiir Atomkr aftwerke

Nivellierte Rickbaukosten fur AKW
(Preisbasis 1991, in Pf/kWh,, Inbetriebnahme 2005, 6500 Vollaststunden)

Betriebs- Nominaler Zinssatz
zeit 15,0% | 11,7% | 8,3% | 6,0%
18 0,08 0,13 0,29 0,60
25 0,04 0,07 0,19 0,44
35 0,01 0,04 0,11 0,31
45 0,01 0,02 0,07 0,24

Quelle:  Eigene Berechnungen

Im Szenario einer guinstigen Kostenentwicklung (AKW - 1) wird unterstellt, dal3 die Rickstel-
lungen fir den Rickbau des Kraftwerks zu dem gleichen kalkulatorischen Zinssatz wie dem
Zinssatz fur die Kraftwerksinvestition reinvestiert werden kénnen und das Kraftwerk in jedem
Fall 35 Jahre betrieben werden kann. Obwohl die gesamten Riickbaukosten am Ende der Be-
triebszeit 742 Mio. DM betragen, tragen sie wegen der Abdiskontierung nur mit 0,04 Pf/kwWh
zu den Stromgestehungskosten bei.

Wenn die Rickstellungen nicht reinvestiert werden und in einem Fonds angelegt werden, muf3
ein niedrigerer Zinssatz zugrunde gelegt werden. Bei einer nominalen Verzinsung von 6 %
machen sich die Rickbaukosten bei der gleichen Betriebszeit von 35 Jahren mit 0,31 Pf/kwWh
etwas deutlicher bemerkbar.

Im Folge der Liberaisierung der Elektrizitatswirtschaft werden von den Investoren zunehmend
kirzere Abschreibungszeiten gefordert (vgl. 6.3 auf S. 51). Mul3 sich der Betrieb des Kraft-
werks in einem kirzeren Zeitraum rechnen, gewinnen die Rickbaukosten weiter an Bedeu-
tung: erstens missen die Rickbaukosten auf weniger Jahre - und deshalb eine geringere
Strommenge - verteilt werden und zweitens fallen die Rickbaukosten zu einem friheren Zeit-
punkt an, d.h. sie werden weniger stark abdiskontiert. Bel einer sicheren Betriebszeit von 18
Jahren ergeben sich bel einer niedrigen Verzinsung der Rickstellungen nivellierte Riickbau-
kosten von 0,6 Pf/kWh.
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8 Fazit

In der Zusammenschau konnen aus den Modellrechnungen eine Reihe von generellen Trends
abgeleitet werden. Hinsichtlich der Kraftwerkstypen ergeben sich die wichtigsten Zusammen-
hange wie folgt:

Erdgasgefeuerte GuD-Kraftwerke sind sowohl in der Grundlast as auch in der Mittellast
gegenuber anderen Kraftwerkstypen deutlich ginstiger. Im Referenzfall betragen die
Stromgestehungskosten einer GuD-Anlage ohne Okosteuern und ohne Berticksichtigung
der "Wettbewerbseffekte" in der Grundlast 6,2 Pf/kWh. Demgegeniiber liegen die Stromge-
stehungskosten von Steinkohlekraftwerken bei 7,1 Pf/kWh, die von Braunkohlekraftwerken
bei 7,8 Pf/kWh.

Die Stromgestehungskosten von Steinkohlekraftwerken liegen in der Grundlast alenfalls bel
sehr niedrigen Brennstoffpreisen mit 6,3 Pf/lkWh in der Grofenordnung von GuD-
Kraftwerken. Kraftwerke mit integrierter Kohlevergasung und anschliefiendem GuD-Prozef3
sind unter den Rahmenbedingungen im Referenzfall trotz eines Wirkungsgrades von 52 %
nur wenig attraktiv, da die Investitionskosten noch sehr deutlich tber denen von konventio-
nellen Anlagen liegen.

Auch die Wettbewerbssituation von Braunkohlekraftwerken wirde sich selbst fir den Fall
als kompliziert gestalten, dal3 es gelingt, den Wirkungsgrad durch die Vortrocknung der
Braunkohle auf 49% zu steigern und gleichzeitig die Investitionskosten von bisher
2.800 DM/kW auf 2.500 DM/KW zu senken (Preisbasis 1998).

Der von Framatome und Siemens geplante European Pressurized Reactor (EPR) ist selbst
bel den sehr optimistischen Annahmen der Entwickler kaum konkurrenzfahig: Bei Investiti-
onskosten von 2.800 DM/kW und einer kalkulatorischen Abschreibungszeit von 35 Jahren
betragen die Stromgestehungskosten in der Grundlast 7,3 Pf/kWh und liegen damit noch -
ber den Stromgestehungskosten von GuD-Anlagen und Steinkohlekraftwerken.

Aus den Sensitivitétsbetrachtungen hinsichtlich der wichtigsten Einfluf¥aktoren ergeben sich
die folgenden Resultate:

Der Erdgaspreis ist fur die Hohe der Stromgestehungskosten von GuD-Anlagen und Gas-
turbinen die wichtigste Einflu3gréfie. Im Referenzszenario wurde in Anlehnung an Prognos
(1995) ein nominaer Erdgaspreis von 2,5 Pf/kWh im Jahr 2005 angesetzt. Sollte der Erd-
gaspreis weiterhin fallen und im Jahr 2005 nominal bei 1,4 Pf/kWh liegen, kdnnte Strom aus
GuD-Kraftwerken in der Grundlast zu 4,3 Pf/kWh bereitgestellt werden. Der Kostenvortel
gegeniber Steinkohlekraftwerken betragt dann 2,8 Pf/kWh. Nur bel einem sehr hohen Gas-
preis von nomina 3,4 Pf/kWh im Jahr 2005 sind die Stromgestehungskosten mit 8 Pf/kWh
in der Grundlast hoher als bei anderen Kraftwerkstypen.

Durch die Liberalisierung der Elektrizitétswirtschaft wird der Wettbewerbsvorteil von Erd-
gaskraftwerken gestérkt. Bel einer Verkirzung der Abschreibungszeit auf 10 Jahre liegen
die Stromgestehungskosten von GuD-Anlagen in der Grundlast nur um 0,2 Pf/kWh hoher
as im Referenzfall mit einer Abschreibung Uber 20 Jahre. Deutlich teurer wird bei einer
Verklrzung der Abschreibungszeit auf 10 Jahre hingegen Strom aus den kapitalintensiveren
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Steinkohlekraftwerken (+ 1,3 Pf/kWh), Braunkohlekraftwerken (+ 1,7 Pf/lkwh) und Atom-
kraftwerken (+ 1,8 Pf/kWh).

Schliellich ergeben sich aus den Modelluntersuchungen zum EinfluR der untersuchten Oko-
steuerszenarien die folgenden Zusammenhénge:

Reine CO,-Seuern belasten vor allem Kohlekraftwerke. Wahrend bel niedrigen Steuersét-
zen sich die Stromgestehungskosten von GuD-Anlagen in der Grundlast nur um 0,3 Pf/kWh
erhohen, verteuert sich der Strom aus Steinkohlekraftwerken (+ 2 Pf/kwh) und Braunkoh-
lekraftwerken (+ 2,6 Pf/kWh) merklich. Nur bel sehr hohen Steuersdtzen sind Atomkraft-
werke kostengtinstiger al's erdgasgefeuerte GuD-K raftwerke.

Erdgaskraftwerke stellen auch bel einem Mix aus Energie- und CO,-Steuern oder bei reinen
Energiesteuern die kostenglinstigste Option dar. Lediglich fur den Fall von sehr niedrigen
Preisen fur Kernbrennstoffe und Steinkohle bel gleichzeitig sehr hohen Gaspreisen weisen
Atom- und Steinkohlekraftwerke in der Grundlast leicht ginstigere Stromgestehungskosten
auf.

Bel der Kombination von hohen Energie- und CO,-Steuern liegen die Stromgestehungs-
kosten von Atomkraftwerken unter denen von Stein- und Braunkohlekraftwerken. Bel einer
hohen Energiesteuer erlangen Stein- und Braunkohlekraftwerke gegenuber Atomkraftwer-
ken einen Kostenvorteil.

Hohe Okosteuern entfalten eine dynamische Anreizwirkung zum Einsatz effizienterer
Kraftwerke. Fortschrittliche Kraftwerkskonzepte mit htheren Wirkungsgraden wie die Ver-
gasung von Steinkohle mit anschlief3endem GuD-Prozef3 oder die Vortrocknung von
Braunkohle werden gegentiber der konventionellen Staubfeuerung wirtschaftlich.

Die detaillierte Untersuchung der Stromgestehungskosten zukinftiger Kraftwerke zeigt, dal3
unter verschiedenen wirtschaftlichen Rahmenbedingungen GuD-Kraftwerke auf Basis von
Erdgas auch in der Grundlast gegeniiber anderen Kraftwerkstypen am guinstigsten abschneiden.
Durch die Liberalisierung der Elektrizitétswirtschaft und die mogliche Einfihrung von Energie-
und CO,-Steuern wird dieser Wettbewerbsvorteil weiter gestérkt. Neue Atomkraftwerke kon-
nen nach den derzeitigen Kostenprognosen in keiner Weise gegen andere neue Grofkraftwerke
konkurrieren. Steinkohlekraftwerke werden aller Voraussicht nach in der Grundlast guinstiger
als Braunkohlekraftwerke sein und kénnten somit bel einem starken Anstieg des Gaspreises
eine kostengiinstige Alternative zu GuD-Kraftwerken darstellen.
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Barwert der Brennstoffkosten wéahrend des Planungshorizonts
Barwert der gesamten Kosten ohne Abrif3kosten wahrend des Planungshorizonts
Barwert der kapitalgebundenen Kosten wéahrend des Planungshorizonts
Barwert der Aufwendungen fir Okosteuern wahrend des Planungshorizonts
Jahrliche CO,-Emissionen
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Gesamte Investitionskosten
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ten: Energiesteuersatz

VarBeK,: Variable Betriebskosten im Referenzahr

VersK: Versicherungskosten im Referenzjahr als Prozentsatz der Investitionskosten

VL: Jahrliche Vollaststunden
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77, Zinszahlung im n-ten Betriebgahr
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Anhang 1. Kommentare zu den Literaturquellen

DIW (1994, 1995)
Das DIW hat in zwei Studien die Entwicklung der Energiepreise abgeschétzt.

In der Studie von 1994 sind Erdgaspreise fur Kraftwerke zu finden (DIW 1994, S. 91). Trans-
portkosten, Umwandlungskosten, Handelsspannen und Verbrauchssteuern, nicht jedoch die
Mehrwertsteuer sind in den Angaben enthalten.

In einer ein Jahr spéter veroffentlichten Studie setzt das DIW die Einfuhrpreise fur Erdgas be-
reits deutlich niedriger an, wobel hierin Verbrauchssteuern und Transportkosten im Inland
nicht enthalten sind. Fir Erdgas wird in zwei Szenarien zwischen einer hohen Nachfrage und
einer niedrigeren Nachfrage unterschieden (DIW 1995, S. 106). Aufgrund eines hohen Ange-
botes auf den Weltmérkten wird fur Steinkohle nahezu eine reale Preiskonstanz angenommen
(Importpreise) (DIW 1995, S. 44).

EWI (1997)

Das EWI nennt typische spezifische Investitionskosten fur Kraftwerke in Westdeutschland von
1970 bis 1995. Es wird nicht erlautert, welche Leistungen in diesen Zahlen inbegriffen sind.

FEES (1998)

In dem Forschungsprojekt "Forum fur Energiemodelle und Energiewirtschaftliche Systemana-
lysen" des BMBF werden die verschiedenen energiewirtschaftlichen Modelle einiger Institute
miteinander verglichen. Um eine Vergleichbarkeit der Modelle zu gewdahrleisten, wurden am
06.05.1998 gemeinsame volkswirtschaftliche Rahmendaten festgelegt, die fur ale Modellrech-
nungen gelten sollen. Zu diesen Daten gehdrt auch die Brennstoffprei sentwicklung fir Stein-
kohle und Erdgas bis in das Jahr 2030.

|EA (1993, 1995, 1996, 1997)

Die International Energy Agency (IEA) hat in dem World Energy Outlook die zukinftigen
Preise fur Gas und teilweise auch fir Steinkohle in den letzten Jahren deutlich nach unten kor-
rigiert. Es werden zwei Félle unterschieden: In dem Fall "Capacity Constraints’ wird davon
ausgegangen, dal3 der Energieverbrauch gemald der historischen Entwicklung wéachst. Wird
hingegen in Zukunft zunehmend effizientere Technologie eingesetzt, sinkt der Verbrauch und
die Preise steigen geringer ("Energy Savings Case"). Es handelt sich um Importpreise ohne
Transportkosten zum Kraftwerk. Die Preise sind in 1993er US-Dollar angegeben. Zum Ver-
gleich mit den anderen Angaben wurde ab 1997 ein konstanter Wechselkurs von 1,70 DM/US$
angenommen (IEA 1993, 1995 und 1996).

IKARUS (1994)

Die Kostendaten in der IKARUS-Studie wurden von Siemens zusammengestellt. Die Investiti-
onskosten werden fur spezifische Kraftwerkstypen fur die Jahre 1989 und 2005 abgeschétzt.
Die Kosten beinhaten Bauherreneigenleistungen von 5 %, jedoch keine Zinsen wahrend der
Bauzeit.



94 Stromgestehungskosten von GroRkraftwerken @ Oko-Institut e V.

OECD (1993, 1995)

Die OECD hat bis 1993 ale 3-4 Jahre eine Serie mit dem Titel "Projected Costs of Generating
Electricity" vertffentlicht, in der die Stromgestehungskosten der OECD-Staaten miteinander
verglichen werden. Die Berechnungsmethode und die getroffenen Annahmen sind grundlich
dokumentiert.

Den Berechnungen wurden zwei reale kalkulatorische Zinssétze, 5% und 10%, zugrunde ge-
legt. Daraus ergeben sich unterschiedlich hohe Zinszahlungen wéhrend der Bauzeit, die die
Hohe der Investitionskosten beeinflussen. Die Anlagen sollen am 01.07.2000 in Betrieb gehen.

Die Daten wurden aus Kostenvoranschldgen und Auswertung anderer Quellen 1992 gewon-
nen. Die Kosten sind in US-Dollar zum 1.7.1991 angegeben. Der Kurs des US-Dallars zu die-
sem Zeitpunkt betragt 1,81 DM/US-Dallar.

Bel dem Steinkohlekraftwerke handelt es sich um ein staubgefeuertes Kondensationskraft-
werk mit 700 MW elektrischer Leistung. Das Kraftwerk wird mit tberkritischen Dampfpara-
metern betrieben und ist mit einem el ektrostatischen Staubabscheider, einer katalytischen NO-
Eliminierung (SCR) und einer Rauchgasentschwefelung ausgestattet. Der Wirkungsgrad ist
38% bezogen auf den Heizwert des Brennstoffs. Es wurde vereinfacht angenommen, dal? ale
Planungs- und Baukosten zwei Jahre vor Inbetriebnahme der Anlage gezahlt werden. In den
Angaben Uber Investitionskosten wurden Kosten zur Erstinbetriebnahme, Ausgaben fur For-
schung und Entwicklung und die Genehmigung, Kosten fur Ersatzteile, Abrif3osten sowie
Steuern nicht berticksichtigt. Die Zinsen wdhrend der Bauzeit sind inbegriffen.

Die OECD geht fur importierte Steinkohle im Jahr 2000 von einem Preis von 3,00 DM (in
1991er DM) aus. Fur die darauffolgenden Jahre wird eine geringer realer Preisanstieg prog-
nostiziert. Transportkosten sind inbegriffen.

Bel dem Atomkraftwerk handelt es sich um einen Druckwasserreaktor mit einer elektrischen
Leistung von 1.258 MW. Der Wirkungsgrad betragt 33%. Die Kosten zur Stillegung des A-
tomkraftwerks werden auf 796 DM/kWg geschétzt und wurden in den Betriebskosten bertick-
sichtigt. Es wurde vereinfacht angenommen, dal3 alle Planungs- und Baukosten drei Jahre vor
Inbetriebnahme der Anlage gezahlt werden. In den Angaben Uber Investitionskosten sind Aus-
gaben zur Erstinbetriebnahme, zur Forschung und Entwicklung, Ausgaben fir Ersatzteile, un-
vorhergesehene Ausgaben sowie die Zinsen wahrend der Bauzeit inbegriffen. Steuern und
Kosten fir die Anschaffung von schwerem Wasser wurden nicht beriicksichtigt.

Die fixen und variablen Betriebskosten werden fur einen Audastungsgrad des Kraftwerks
von 75% (dies entspricht 6600 Vollaststunden pro Jahr angegeben. Die Kosten umfassen fir
beide Kraftwerke Personal-, Instandhaltungs- und Wartungskosten, Versicherungen, bei dem
Atomkraftwerk wird die Besaitigung radioaktiven Abfals in den Brennstoffkosten berticksich-
tigt.

Be dem Atomkraftwerk wird nicht zwischen fixen und variablen Betriebskosten unterschieden.
Die OECD hat den Wert von 149 DM/KWy von 1993 in einer zweiten Studie von 1995 auf ca.
136 DM/kWy (dies entspricht bei 6.600 h ca. 2,3 Pf/kWy) korrigiert (OECD 1995, S. 48).

Bei dem Steinkohlekraftwerk nehmen bel dem gegebenen Auslastungsgrad die variablen Be-
triebskosten 15%, die fixen 85% ein. Die gesamten Betriebskosten betragen 177 DM/KW.
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Hieraus ergeben sich fixe Betriebskosten von 150,5 DM/kWgq und variable Betriebskosten von
0,4 Pf/kwWh.

Prognos AG (1995)

Die Prognos AG macht in ihrer Studie von 1995 umfangreiche Abschétzungen zu der Ent-
wicklung der Brennstoffpreise. Die Preise verstehen sich frei Verbraucher, also inklusive
Transportkosten und inklusive der Energiesteuer auf Erdgas (Prognos 1995, S. 119). In einem
Sonderteil wird der Erdgasmarkt in Osteuropa analysiert.

RWI (1997)

Das RWI schétzt die Investitionskosten fur Kraftwerke im Jahr 1997 auf 1.200 DM/kW4y fir
grof3e mit Gas befeuerte GuD-Anlagen, ca 2.400 DM/kWy fir Stein- oder Braunkohlekraft-
werke und ca. 3.600 DM/kWyq fir Atomkraftwerke. Die Studie gibt keine direkten Investiti-
onskosten an. Aus den Kapitalkosten in einer jahrlichen Kostenanalyse und dem verwendeten
Nominalzinssatz von 8,5 % konnen die Investitionskosten jedoch ungeféhr abgeschétzt wer-
den.

Im Gegensatz zu den meisten anderen Studien geht das RWI von einem relativ hohen Gasprei's
aus, der in den néchsten Jahren real noch erheblich steigen soll. Doch bereits der unterstellte
Preis im Jahr 1995 liegt (obwohl die Studie 1997 erstellt wurde) deutlich Uber dem tatsachli-
chen Durchschnittspreisen, die die IEA ermittelt hat (IEA 1997, S. 165). Auch die Prognosen
fur die folgenden Jahre Ubertreffen die Werte aler Ubrigen Studien.

Die Preise sind einschliefdich Verbrauchssteuern, Handels- und Transportleistungen, jedoch
ohne Mehrwertsteuer angegeben.

VDEW (1987, 1998)

Die Daten stammen aus einem Telefongesprach mit Herrn Rumpel im April 1998 und einem
Auftrag des VDEW an Fichtner Development Engineering (FDE) zur Entwicklung eines neuen
Datensatzes fur das GEMIS-Modell. Fur die Investitionskosten wurde teilweise eine Band-
breite angegeben.
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Anhang 2: Eingabeparameter im Referenzfall

Kraftwerkssezanrios
(Preisbasis der Kostenangaben: 1991)
Szenario: SK-1 SK -2 BK -1 BK -2 BK -3
Rahmenbedingungen
Kraftwerkstyp - Steinkohle | Steinkohle | Braunkohle | Braunkohle | Braunkohle
Jahr der kommerz. Inbetriebnahme (Referenzjahr) - 2005 2005 2005 2005 2005
Kalkulatorische Abschreibungszeit a 30 20 30 30 30
Planungshorizont a 20 20 20 20 20
Realer kalkulatorischer Zinssatz - 8,9% 8,9% 8,9% 8,9% 8,9%
Jahrl. reale Kostensteigerung der Betriebskosten - 0,7% 0,7% 0,7% 0,7% 0,7%
Realer Zinssatz fur Abri3- und Rickbaukosten - 8,9% 8,9% 8,9% 8,9% 8,9%
Investitionskosten
spez. Investitionskosten DM/KW ¢ 1.797 2.247 2.206 2.369 2.043
Installierte Nettonennleistung MW 900 900 950 950 950
Bauherreneigenleistungen TDM 270 337 331 355 306
Zinsen wahrend der Bauzeit TDM 213 266 262 281 242
Gesamtinvestitionskosten TDM 1.618.159 2.022.698 2.096.218 2.251.494 1.940.943
Brennstoffverbrauch
Thermischer Nettowirkungsgrad - 47,0% 52,0% 44,5% 49,0% 49,0%
Vollaststunden h/a 6.500 6.500 6.500 6.500 6.500
Jahrlich produzierte Strommenge MWhg/a 5.850.000 | 5.850.000 | 6.175.000 | 6.175.000 | 6.175.000
Jahrlicher Brennstoffverbrauch Glla 44.808.511 | 40.500.000 | 49.955.056 | 45.367.347 | 45.367.347
Fixe Betriebskosten im Referenzjahr
Personalstarke Cap 150 230 200 240 240
spez. Personalkosten DM/(Cap*a) 91.819 91.819 91.819 91.819 91.819
Personalkosten TDM/a 13.773 21.118 18.364 22.036 22.036
spez. Instandhaltungs- und Wartungskosten DM/(KW ¢i*a) 40 55 58 65 80
Instandhaltung und Wartung TDM/a 36.000 49.500 55.100 61.750 76.000
Versicherungen TDM/a 4.044 5.055 5.239 5.627 4.851
Summe fixe Betriebskosten im Referenzjahr TDM/a 53.817 75.674 78.703 89.414 102.887
Variable Betriebskosten im Referenzjahr
spezifische Variable Betriebskosten DM/MWh 3,00 5,00 5,00 4,50 4,50
Summe var. Betriebskosten im Referenzjahr TDM/a 17.550 29.250 30.875 27.788 27.788
Sonstige Kosten
spezifische Abri3kosten DM/KW ¢ 75 75 75 75 75
Abril3kosten TDM 67.500 67.500 71.250 71.250 71.250
Emissionen
CO,-Emissionsfaktor ka/GJinput 95,0 95,0 1151 115,1 115,1
CO,-Emissionen (jahrlich) t/a 4.256.809 3.847.500 5.749.827 5.221.782 5.221.782
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Kraftwerkssezanrios
(Preisbasis der Kostenangaben: 1991)

Szenario: AKW-1 | AKW-2 | GuD-1 GuD - 2 GT-1
Rahmenbedingungen
Kraftwerkstyp - Atomenergie| Atomenergie Erdgas Erdgas Erdgas
Jahr der kommerz. Inbetriebnahme (Referenzjahr) - 2005 2005 2005 2005 2005
Kalkulatorische Abschreibungszeit a 35 35 20 20 20
Planungshorizont a 20 20 20 20 20
Realer kalkulatorischer Zinssatz - 8,9% 8,9% 8,9% 8,9% 8,9%
Jahrl. reale Kostensteigerung der Betriebskosten - 0,7% 0,7% 0,7% 0,7% 0,7%
Realer Zinssatz fur Abri- und Rickbaukosten - 8,9% 3,4% 8,9% 8,9% 8,9%
Investitionskosten
spez. Investitionskosten DM/KW ¢ 2.288 3.268 694 613 409
Installierte Nettonennleistung MW, 1.530 1.530 800 800 250
Bauherreneigenleistungen TDM 343 490 104 92 61
Zinsen wahrend der Bauzeit TDM 455 650 58 51 34
Gesamtinvestitionskosten TDM 3.500.861 5.001.230 555.727 490.348 102.221
Brennstoffverbrauch
Thermischer Nettowirkungsgrad - 36,0% 36,0% 60,0% 57,0% 39,0%
Vollaststunden h/a 6.500 6.500 6.500 6.500 6.500
Jahrlich produzierte Strommenge MWhg/a 9.945.000 | 9.945.000 | 5.200.000 | 5.200.000 | 1.625.000
Jahrlicher Brennstoffverbrauch Gl/a 99.450.000 | 99.450.000 | 31.200.000 | 32.842.105 | 15.000.000
Fixe Betriebskosten im Referenzjahr
Personalstarke Cap 320 320 50 50 20
spez. Personalkosten DM/(Cap*a) | 104.936 104.936 91.819 91.819 91.819
Personalkosten TDM/a 33.579 33.579 4591 4591 1.836
spez. Instandhaltungs- und Wartungskosten DM/(KW ¢i*a) 46 100 18 18 10
Instandhaltung und Wartung TDM/a 69.672 153.000 14.443 14.443 2.500
Versicherungen TDM/a 15.750 22.500 1.389 1.226 255
Summe fixe Betriebskosten im Referenzjahr TDM/a 119.002 209.080 20.423 20.260 4,592
Variable Betriebskosten im Referenzjahr
spezifische Variable Betriebskosten DM/MWh 1,20 1,20 1,00 1,00 1,00
Summe var. Betriebskosten im Referenzjahr TDM/a 11.934 11.934 5.200 5.200 1.625
Sonstige Kosten
spezifische Abri3kosten DM/KW ¢ 485 1.301 75 75 75
Abrikosten TDM 742.050 1.990.530 60.000 60.000 18.750
Emissionen
CO,-Emissionsfaktor kg/GJinput 0,0 0,0 55,8 55,8 55,8
CO,-Emissionen (jahrlich) tla 0 0 1.740.960 | 1.832.589 837.000
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Anhang 3: Jahrliche K ostenanalysen

Grundlast

Jéhrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp: Steinkohle

Kraftwerksszenario: SK-1

Brennstoffszenario: Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 1.618.159

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 97.254

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 30

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 6500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 53.939 144.713 198.652 161.311 71.367 0 0 431.330
2006 53.939 139.890 193.828 162.924 71.889 0 0 428.641
2007 53.939 135.066 189.004 164.553 72.415 0 0 425.973
2008 53.939 130.242 184.181 166.199 72.945 0 0 423.324
2009 53.939 125.418 179.357 167.860 73.479 0 0 420.696
2010 53.939 120.594 174.533 169.539 74.016 0 0 418.089
2011 53.939 115.771 169.709 171.234 74.558 0 0 415.502
2012 53.939 110.947 164.886 172.947 75.104 0 0 412.936
2013 53.939 106.123 160.062 174.676 75.653 0 0 410.391
2014 53.939 101.299 155.238 176.423 76.207 0 0 407.868
2015 53.939 96.476 150.414 178.187 76.764 0 0 405.366
2016 53.939 91.652 145.590 179.969 77.326 0 0 402.886
2017 53.939 86.828 140.767 181.769 77.892 0 0 400.427
2018 53.939 82.004 135.943 183.587 78.462 0 0 397.991
2019 53.939 77.180 131.119 185.422 79.036 0 0 395.577
2020 53.939 72.357 126.295 187.277 79.614 0 0 393.186
2021 53.939 67.533 121.472 189.149 80.197 0 0 390.818
2022 53.939 62.709 116.648 191.041 80.784 0 0 388.472
2023 53.939 57.885 111.824 192.951 81.375 0 0 386.150
2024 53.939 53.062 107.000 194.881 81.970 0 0 383.851

Barwert: 494.385 1.026.520 1.520.905 1.584.036 | 687.817 3.792.758

Stromgestehungskosten [Pf/kwWh]: 7,1

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 40,1 2,8

Brennstoffkosten 417 3,0

Betriebskosten 18,1 1,3

AbriBkosten 0,1 0,0

Okosteuern 0,0 0,0




@ Oko-Institut e V.

Stromgestehungskosten von Grofkraftwerken

99

Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Steinkohle
SK-2

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 2.022.698

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 0

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 20

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 6500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 101.135 180.892 282.027 145.800 104.924 0 0 532.750
2006 101.135 171.847 272.982 147.258 105.691 0 0 525.931
2007 101.135 162.803 263.937 148.731 106.465 0 0 519.133
2008 101.135 153.758 254.893 150.218 107.244 0 0 512.354
2009 101.135 144.713 245.848 151.720 108.028 0 0 505.597
2010 101.135 135.669 236.804 153.237 108.819 0 0 498.860
2011 101.135 126.624 227.759 154.770 109.615 0 0 492.144
2012 101.135 117.580 218.715 156.317 110.417 0 0 485.449
2013 101.135 108.535 209.670 157.881 111.225 0 0 478.775
2014 101.135 99.490 200.625 159.459 112.039 0 0 472.124
2015 101.135 90.446 191.581 161.054 112.859 0 0 465.493
2016 101.135 81.401 182.536 162.664 113.684 0 0 458.885
2017 101.135 72.357 173.492 164.291 114.516 0 0 452.299
2018 101.135 63.312 164.447 165.934 115.354 0 0 445.735
2019 101.135 54.268 155.402 167.593 116.198 0 0 439.194
2020 101.135 45.223 146.358 169.269 117.048 0 0 432.676
2021 101.135 36.178 137.313 170.962 117.905 0 0 426.180
2022 101.135 27.134 128.269 172.672 118.768 0 0 419.708
2023 101.135 18.089 119.224 174.398 119.637 0 0 413.259
2024 101.135 9.045 110.180 176.142 120.512 0 0 406.834

Barwert: 926.971 1.095.727 2.022.698 1.431.725| 1.011.227 4.465.650

Stromgestehungskosten [Pf/kWh]: 8,4

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 45,2 3,8

Brennstoffkosten 32,0 2,7

Betriebskosten 22,6 1,9

AbriBkosten 0,3 0,0

Okosteuern 0,0 0,0
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Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Braunkohle

BK-1

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 2.096.218

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 125.986

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 30

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 6500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 69.874 187.467 257.341 139.874 109.578 0 0 506.793
2006 69.874 181.218 251.092 141.273 110.380 0 0 502.744
2007 69.874 174.969 244.843 142.686 111.187 0 0 498.716
2008 69.874 168.720 238.594 144.112 112.001 0 0 494.707
2009 69.874 162.471 232.345 145.554 112.820 0 0 490.719
2010 69.874 156.222 226.096 147.009 113.646 0 0 486.751
2011 69.874 149.973 219.847 148.479 114.477 0 0 482.804
2012 69.874 143.724 213.598 149.964 115.315 0 0 478.877
2013 69.874 137.476 207.349 151.464 116.159 0 0 474.972
2014 69.874 131.227 201.101 152.978 117.009 0 0 471.088
2015 69.874 124.978 194.852 154.508 117.865 0 0 467.225
2016 69.874 118.729 188.603 156.053 118.727 0 0 463.383
2017 69.874 112.480 182.354 157.614 119.596 0 0 459.564
2018 69.874 106.231 176.105 159.190 120.471 0 0 455.766
2019 69.874 99.982 169.856 160.782 121.353 0 0 451.991
2020 69.874 93.733 163.607 162.390 122.241 0 0 448.237
2021 69.874 87.484 157.358 164.013 123.135 0 0 444,507
2022 69.874 81.236 151.109 165.654 124.036 0 0 440.799
2023 69.874 74.987 144.861 167.310 124.944 0 0 437.114
2024 69.874 68.738 138.612 168.983 125.858 0 0 433.453

Barwert: 640.443 1.329.790 | 1.970.232 | 1.373.534 | 1.056.083 4.399.850

Stromgestehungskosten [Pf/kwWh]: 7,8

Kostenanteile % Pf/kwh

Kapitalkosten 44,7 3,5

Brennstoffkosten 31,2 2,4

Betriebskosten 24,0 1,9

Abril3kosten 0,1 0,0

Okosteuern 0,0 0,0
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Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Braunkohle

BK -2

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 2.251.494

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 135.318

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 30

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 6500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 75.050 201.353 276.403 127.029 117.201 0 0 520.633
2006 75.050 194.641 269.691 128.299 118.059 0 0 516.049
2007 75.050 187.930 262.979 129.582 118.923 0 0 511.484
2008 75.050 181.218 256.268 130.878 119.793 0 0 506.938
2009 75.050 174.506 249.556 132.186 120.669 0 0 502.411
2010 75.050 167.794 242.844 133.508 121.552 0 0 497.905
2011 75.050 161.082 236.132 134.843 122.442 0 0 493.417
2012 75.050 154.371 229.420 136.192 123.338 0 0 488.950
2013 75.050 147.659 222.709 137.554 124.240 0 0 484.502
2014 75.050 140.947 215.997 138.929 125.149 0 0 480.075
2015 75.050 134.235 209.285 140.319 126.065 0 0 475.669
2016 75.050 127.524 202.573 141.722 126.987 0 0 471.282
2017 75.050 120.812 195.862 143.139 127.916 0 0 466.917
2018 75.050 114.100 189.150 144.570 128.852 0 0 462.573
2019 75.050 107.388 182.438 146.016 129.795 0 0 458.249
2020 75.050 100.677 175.726 147.476 130.745 0 0 453.947
2021 75.050 93.965 169.015 148.951 131.702 0 0 449.667
2022 75.050 87.253 162.303 150.441 132.665 0 0 445.409
2023 75.050 80.541 155.591 151.945 133.636 0 0 441.172
2024 75.050 73.829 148.879 153.464 134.614 0 0 436.957

Barwert: 687.883 1.428.293 2.116.176 1.247.393 | 1.129.555 4.493.124

Stromgestehungskosten [Pf/kwWh]: 7,9

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 47,0 3,7

Brennstoffkosten 27,7 2,2

Betriebskosten 25,1 2,0

Abril3kosten 0,1 0,0

Okosteuern 0,0 0,0
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Jahrliche Kostenanalyse

Brennstoffszenario:

Kraftwerkstyp: Braunkohle
Kraftwerksszenario:

BK-3

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 1.940.943

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 116.653

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 30

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 6500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 64.698 173.580 238.278 127.029 130.675 0 0 495.982
2006 64.698 167.794 232.492 128.299 131.631 0 0 492.422
2007 64.698 162.008 226.706 129.582 132.594 0 0 488.882
2008 64.698 156.222 220.920 130.878 133.564 0 0 485.362
2009 64.698 150.436 215.134 132.186 134.542 0 0 481.863
2010 64.698 144.650 209.348 133.508 135.526 0 0 478.383
2011 64.698 138.864 203.562 134.843 136.518 0 0 474.924
2012 64.698 133.078 197.776 136.192 137.517 0 0 471.485
2013 64.698 127.292 191.990 137.554 138.523 0 0 468.067
2014 64.698 121.506 186.204 138.929 139.537 0 0 464.670
2015 64.698 115.720 180.418 140.319 140.558 0 0 461.294
2016 64.698 109.934 174.632 141.722 141.586 0 0 457.940
2017 64.698 104.148 168.846 143.139 142.622 0 0 454.607
2018 64.698 98.362 163.060 144.570 143.666 0 0 451.296
2019 64.698 92.576 157.274 146.016 144.717 0 0 448.007
2020 64.698 86.790 151.488 147.476 145.776 0 0 444.740
2021 64.698 81.004 145.702 148.951 146.842 0 0 441.496
2022 64.698 75.218 139.916 150.441 147.917 0 0 438.274
2023 64.698 69.432 134.130 151.945 148.999 0 0 435.074
2024 64.698 63.646 128.344 153.464 150.089 0 0 431.898

Barwert: 593.002 1.231.287 1.824.289 1.247.393 | 1.259.413 4.331.095

Stromgestehungskosten [Pf/kwWh]: 7,7

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 42,1 3,2

Brennstoffkosten 28,8 2,2

Betriebskosten 29,0 2,2

AbriBkosten 0,1 0,0

Okosteuern 0,0 0,0
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Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Atomenergie

AKW -1

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 3.500.861

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 270.523

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 35

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 6500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 100.025 313.085 413.110 219.271 130.936 0 0 763.316
2006 100.025 304.140 404.164 221.095 131.894 0 0 757.154
2007 100.025 295.195 395.219 222.935 132.859 0 0 751.013
2008 100.025 286.249 386.274 224.790 133.831 0 0 744.895
2009 100.025 277.304 377.329 226.665 134.810 0 0 738.804
2010 100.025 268.359 368.383 228.932 135.797 0 0 733.112
2011 100.025 259.413 359.438 231.221 136.790 0 0 727.449
2012 100.025 250.468 350.493 233.533 137.791 0 0 721.817
2013 100.025 241.523 341.547 235.868 138.800 0 0 716.215
2014 100.025 232.578 332.602 238.227 139.815 0 0 710.644
2015 100.025 223.632 323.657 240.609 140.838 0 0 705.104
2016 100.025 214.687 314.712 243.016 141.869 0 0 699.596
2017 100.025 205.742 305.766 245.446 142.907 0 0 694.119
2018 100.025 196.796 296.821 247.900 143.952 0 0 688.674
2019 100.025 187.851 287.876 250.379 145.006 0 0 683.261
2020 100.025 178.906 278.930 252.883 146.067 0 0 677.880
2021 100.025 169.960 269.985 255.412 147.136 0 0 672.532
2022 100.025 161.015 261.040 257.966 148.212 0 0 667.218
2023 100.025 152.070 252.095 260.546 149.297 0 0 661.937
2024 100.025 143.125 243.149 263.151 150.389 0 0 656.689

Barwert: 916.794 2.313.544 3.230.338 2.142.039 | 1.261.926 6.634.303

Stromgestehungskosten [Pf/kwWh]: 7,3

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 48,5 3,5

Brennstoffkosten 32,1 2,3

Betriebskosten 18,9 1,4

AbriBkosten 0,5 0,0

Okosteuern 0,0 0,0
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Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp: Atomenergie
Kraftwerksszenario: AKW -2
Brennstoffszenario: Referenzszenario
Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 5.001.230

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 1.095.116

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 35

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 6500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 142.892 447.264 590.157 219.271 221.014 0 0 1.030.441
2006 142.892 434.485 577.378 221.095 222.631 0 0 1.021.104
2007 142.892 421.707 564.599 222.935 224.260 0 0 1.011.794
2008 142.892 408.928 551.820 224.790 225.901 0 0 1.002.511
2009 142.892 396.149 539.041 226.665 227.554 0 0 993.260
2010 142.892 383.370 526.262 228.932 229.219 0 0 984.412
2011 142.892 370.591 513.483 231.221 230.896 0 0 975.600
2012 142.892 357.812 500.704 233.533 232.586 0 0 966.823
2013 142.892 345.033 487.925 235.868 234.287 0 0 958.081
2014 142.892 332.254 475.146 238.227 236.002 0 0 949.375
2015 142.892 319.475 462.367 240.609 237.729 0 0 940.705
2016 142.892 306.696 449.588 243.016 239.468 0 0 932.071
2017 142.892 293.917 436.809 245.446 241.220 0 0 923.475
2018 142.892 281.138 424.030 247.900 242.985 0 0 914.915
2019 142.892 268.359 411.251 250.379 244,763 0 0 906.393
2020 142.892 255.580 398.472 252.883 246.554 0 0 897.909
2021 142.892 242.801 385.693 255.412 248.358 0 0 889.463
2022 142.892 230.022 372.914 257.966 250.175 0 0 881.055
2023 142.892 217.243 360.135 260.546 252.006 0 0 872.687
2024 142.892 204.464 347.356 263.151 253.850 0 0 864.357

Barwert:| 1.309.706 3.305.062 | 4.614.768 | 2.142.039 | 2.130.076 8.886.883

Stromgestehungskosten [Pf/kwWh]: 10,1

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 50,4 51

Brennstoffkosten 23,4 2,3

Betriebskosten 23,2 2,3

Abril3kosten 3,0 0,3

Okosteuern 0,0 0,0
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Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Erdgas
GuD-1

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 555.727

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 0

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 20

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 6500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 27.786 49.699 77.486 202.800 25.623 0 0 305.909
2006 27.786 47.214 75.001 207.094 25811 0 0 307.905
2007 27.786 44.729 72.516 211.387 26.000 0 0 309.903
2008 27.786 42.244 70.031 215.681 26.190 0 0 311.901
2009 27.786 39.759 67.546 219.974 26.382 0 0 313.902
2010 27.786 37.274 65.061 224.268 26.575 0 0 315.903
2011 27.786 34.789 62.576 228.562 26.769 0 0 317.907
2012 27.786 32.304 60.091 232.855 26.965 0 0 319.911
2013 27.786 29.820 57.606 237.149 27.162 0 0 321.917
2014 27.786 27.335 55.121 241.443 27.361 0 0 323.924
2015 27.786 24.850 52.636 245.736 27.561 0 0 325.933
2016 27.786 22.365 50.151 250.030 27.763 0 0 327.944
2017 27.786 19.880 47.666 254.323 27.966 0 0 329.955
2018 27.786 17.395 45.181 258.617 28.171 0 0 331.969
2019 27.786 14.910 42.696 262.911 28.377 0 0 333.984
2020 27.786 12.425 40.211 267.204 28.584 0 0 336.000
2021 27.786 9.940 37.726 274.124 28.794 0 0 340.644
2022 27.786 7.455 35.241 281.044 29.004 0 0 345.290
2023 27.786 4.970 32.756 287.964 29.216 0 0 349.937
2024 27.786 2.485 30.271 294.884 29.430 0 0 354.586

Barwert: 254.681 301.046 555.727 2.130.899 | 246.951 2.933.577

Stromgestehungskosten [Pf/kwWh]: 6,2

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 18,9 1,2

Brennstoffkosten 72,4 4,5

Betriebskosten 8,4 0,5

Abril3kosten 0,4 0,0

Okosteuern 0,0 0,0
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Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Erdgas
GuD -2

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 490.348

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 0

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 20

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 6500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 24,517 43.852 68.370 213.474 25.460 0 0 307.303
2006 24,517 41.660 66.177 217.993 25.646 0 0 309.817
2007 24517 39.467 63.984 222.513 25.834 0 0 312.331
2008 24,517 37.274 61.792 227.032 26.023 0 0 314.847
2009 24,517 35.082 59.599 231.552 26.213 0 0 317.365
2010 24,517 32.889 57.407 236.072 26.405 0 0 319.883
2011 24517 30.697 55.214 240.591 26.598 0 0 322.404
2012 24,517 28.504 53.021 245111 26.793 0 0 324.925
2013 24,517 26.311 50.829 249.630 26.989 0 0 327.448
2014 24,517 24.119 48.636 254.150 27.186 0 0 329.973
2015 24517 21.926 46.443 258.670 27.385 0 0 332.499
2016 24,517 19.733 44.251 263.189 27.586 0 0 335.026
2017 24,517 17.541 42.058 267.709 27.788 0 0 337.555
2018 24,517 15.348 39.866 272.228 27.991 0 0 340.085
2019 24517 13.156 37.673 276.748 28.196 0 0 342.617
2020 24,517 10.963 35.480 281.268 28.402 0 0 345.150
2021 24,517 8.770 33.288 288.552 28.610 0 0 350.450
2022 24,517 6.578 31.095 295.836 28.819 0 0 355.751
2023 24,517 4.385 28.903 303.120 29.030 0 0 361.053
2024 24,517 2.193 26.710 310.405 29.243 0 0 366.357

Barwert: 224.719 265.629 490.348 2.243.051 | 245.377 2.978.775

Stromgestehungskosten [Pf/kWh]: 6,3

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 16,4 1,0

Brennstoffkosten 75,0 4,7

Betriebskosten 8,2 0,5

AbriBkosten 0,4 0,0

Okosteuern 0,0 0,0
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Mittellast

Jéhrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Steinkohle
SK-1

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 1.618.159

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 97.254

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 30

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 4500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 53.939 144.713 198.652 111.677 65.967 0 0 376.296
2006 53.939 139.890 193.828 112.793 66.450 0 0 373.071
2007 53.939 135.066 189.004 113.921 66.936 0 0 369.862
2008 53.939 130.242 184.181 115.061 67.426 0 0 366.667
2009 53.939 125.418 179.357 116.211 67.919 0 0 363.487
2010 53.939 120.594 174.533 117.373 68.416 0 0 360.322
2011 53.939 115.771 169.709 118.547 68.917 0 0 357.173
2012 53.939 110.947 164.886 119.732 69.421 0 0 354.039
2013 53.939 106.123 160.062 120.930 69.929 0 0 350.920
2014 53.939 101.299 155.238 122.139 70.441 0 0 347.818
2015 53.939 96.476 150.414 123.360 70.956 0 0 344.731
2016 53.939 91.652 145.590 124.594 71.475 0 0 341.660
2017 53.939 86.828 140.767 125.840 71.998 0 0 338.605
2018 53.939 82.004 135.943 127.098 72.525 0 0 335.566
2019 53.939 77.180 131.119 128.369 73.056 0 0 332.544
2020 53.939 72.357 126.295 129.653 73.590 0 0 329.539
2021 53.939 67.533 121.472 130.950 74.129 0 0 326.550
2022 53.939 62.709 116.648 132.259 74.671 0 0 323.578
2023 53.939 57.885 111.824 133.582 75.217 0 0 320.623
2024 53.939 53.062 107.000 134.917 75.768 0 0 317.685

Barwert: 494.385 1.026.520 1.520.905 | 1.096.640 | 635.773 3.253.319

Stromgestehungskosten [Pf/kWh]: 8,8

Kostenanteile | % | Pfikwh

Kapitalkosten 46,7 4,1

Brennstoffkosten 33,7 3,0

Betriebskosten 19,5 1,7

Abril3kosten 0,1 0,0

Okosteuern 0,0 0,0
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Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Steinkohle
SK-2

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 2.022.698

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 0

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 20

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 4500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 101.135 180.892 282.027 100.938 95.924 0 0 478.889
2006 101.135 171.847 272.982 101.948 96.625 0 0 471.555
2007 101.135 162.803 263.937 102.967 97.332 0 0 464.237
2008 101.135 153.758 254.893 103.997 98.045 0 0 456.935
2009 101.135 144.713 245.848 105.037 98.762 0 0 449.647
2010 101.135 135.669 236.804 106.087 99.485 0 0 442.376
2011 101.135 126.624 227.759 107.148 100.213 0 0 435.120
2012 101.135 117.580 218.715 108.220 100.946 0 0 427.880
2013 101.135 108.535 209.670 109.302 101.684 0 0 420.656
2014 101.135 99.490 200.625 110.395 102.429 0 0 413.449
2015 101.135 90.446 191.581 111.499 103.178 0 0 406.258
2016 101.135 81.401 182.536 112.614 103.933 0 0 399.083
2017 101.135 72.357 173.492 113.740 104.693 0 0 391.925
2018 101.135 63.312 164.447 114.877 105.459 0 0 384.784
2019 101.135 54.268 155.402 116.026 106.231 0 0 377.660
2020 101.135 45.223 146.358 117.186 107.008 0 0 370.553
2021 101.135 36.178 137.313 118.358 107.791 0 0 363.463
2022 101.135 27.134 128.269 119.542 108.580 0 0 356.391
2023 101.135 18.089 119.224 120.737 109.375 0 0 349.336
2024 101.135 9.045 110.180 121.945 110.175 0 0 342.299

Barwert: 926.971 1.095.727 2.022.698 991.194 924.487 3.938.379

Stromgestehungskosten [Pf/kWh]: 10,6

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 51,2 54

Brennstoffkosten 25,1 2,7

Betriebskosten 23,4 2,5

AbriBkosten 0,3 0,0

Okosteuern 0,0 0,0
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Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Erdgas
GuD-1

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 555.727

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 0

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 20

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 4500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 27.786 49.699 77.486 140.400 24.023 0 0 241.909
2006 27.786 47.214 75.001 143.373 24.199 0 0 242.572
2007 27.786 44.729 72.516 146.345 24.376 0 0 243.237
2008 27.786 42.244 70.031 149.318 24.555 0 0 243.903
2009 27.786 39.759 67.546 152.290 24734 0 0 244570
2010 27.786 37.274 65.061 155.263 24915 0 0 245.238
2011 27.786 34.789 62.576 158.235 25.098 0 0 245.908
2012 27.786 32.304 60.091 161.208 25.281 0 0 246.580
2013 27.786 29.820 57.606 164.180 25.466 0 0 247.252
2014 27.786 27.335 55.121 167.153 25.652 0 0 247.926
2015 27.786 24.850 52.636 170.125 25.840 0 0 248.601
2016 27.786 22.365 50.151 173.098 26.029 0 0 249.278
2017 27.786 19.880 47.666 176.070 26.220 0 0 249.956
2018 27.786 17.395 45.181 179.043 26.412 0 0 250.635
2019 27.786 14.910 42.696 182.015 26.605 0 0 251.316
2020 27.786 12.425 40.211 184.988 26.799 0 0 251.998
2021 27.786 9.940 37.726 189.778 26.996 0 0 254.500
2022 27.786 7.455 35.241 194.569 27.193 0 0 257.004
2023 27.786 4.970 32.756 199.360 27.392 0 0 259.508
2024 27.786 2.485 30.271 204.151 27.593 0 0 262.015

Barwert: 254.681 301.046 555.727 1.475.238 | 231.531 2.262.496

Stromgestehungskosten [Pf/kWh]: 6,9

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 24,4 1,7

Brennstoffkosten 64,9 4,5

Betriebskosten 10,2 0,7

AbriBkosten 0,5 0,0

Okosteuern 0,0 0,0
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Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Erdgas
GuD -2

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 490.348

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 0

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 20

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 4500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 24,517 43.852 68.370 147.789 23.860 0 0 240.019
2006 24517 41.660 66.177 150.918 24.035 0 0 241.130
2007 24517 39.467 63.984 154.047 24.210 0 0 242.242
2008 24,517 37.274 61.792 157.176 24.388 0 0 243.356
2009 24.517 35.082 59.599 160.305 24.566 0 0 244.470
2010 24517 32.889 57.407 163.434 24.746 0 0 245.587
2011 24517 30.697 55.214 166.563 24.927 0 0 246.704
2012 24517 28.504 53.021 169.692 25.109 0 0 247.823
2013 24517 26.311 50.829 172.821 25.293 0 0 248.943
2014 24,517 24.119 48.636 175.950 25.478 0 0 250.064
2015 24517 21.926 46.443 179.079 25.664 0 0 251.187
2016 24517 19.733 44.251 182.208 25.852 0 0 252.311
2017 24,517 17.541 42.058 185.337 26.041 0 0 253.437
2018 24,517 15.348 39.866 188.466 26.232 0 0 254.563
2019 24517 13.156 37.673 191.595 26.424 0 0 255.692
2020 24517 10.963 35.480 194.724 26.617 0 0 256.821
2021 24,517 8.770 33.288 199.767 26.812 0 0 259.866
2022 24517 6.578 31.095 204.810 27.008 0 0 262.913
2023 24,517 4.385 28.903 209.853 27.206 0 0 265.961
2024 24,517 2.193 26.710 214.896 27.405 0 0 269.010

Barwert: 224.719 265.629 490.348 1.552.882 | 229.956 2.273.185

Stromgestehungskosten [Pf/kWh]: 6,9

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 21,5 15

Brennstoffkosten 68,0 4,7

Betriebskosten 10,1 0,7

AbriBkosten 0,5 0,0

Okosteuern 0,0 0,0
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Spitzenlast

Jéahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Erdgas
GuD-1

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 555.727

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 0

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 20

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 1500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 27.786 49.699 77.486 46.800 21.623 0 0 145.909
2006 27.786 47.214 75.001 47.791 21.782 0 0 144.573
2007 27.786 44.729 72.516 48.782 21.941 0 0 143.238
2008 27.786 42.244 70.031 49.773 22.101 0 0 141.905
2009 27.786 39.759 67.546 50.763 22.263 0 0 140.572
2010 27.786 37.274 65.061 51.754 22.426 0 0 139.241
2011 27.786 34.789 62.576 52.745 22.590 0 0 137.911
2012 27.786 32.304 60.091 53.736 22.755 0 0 136.582
2013 27.786 29.820 57.606 54.727 22.922 0 0 135.255
2014 27.786 27.335 55.121 55.718 23.090 0 0 133.928
2015 27.786 24.850 52.636 56.708 23.259 0 0 132.603
2016 27.786 22.365 50.151 57.699 23.429 0 0 131.279
2017 27.786 19.880 47.666 58.690 23.600 0 0 129.956
2018 27.786 17.395 45.181 59.681 23.773 0 0 128.635
2019 27.786 14.910 42.696 60.672 23.947 0 0 127.315
2020 27.786 12.425 40.211 61.663 24122 0 0 125.996
2021 27.786 9.940 37.726 63.259 24.299 0 0 125.284
2022 27.786 7.455 35.241 64.856 24.476 0 0 124.574
2023 27.786 4.970 32.756 66.453 24.656 0 0 123.865
2024 27.786 2.485 30.271 68.050 24.836 0 0 123.158

Barwert: 254.681 301.046 555.727 491.746 208.400 1.255.873

Stromgestehungskosten [Pf/kwWh]: 11,5

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 43,9 51

Brennstoffkosten 38,8 4,5

Betriebskosten 16,5 1,9

Abril3kosten 0,9 0,1

Okosteuern 0,0 0,0
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@ Oko-Institut e V.

Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Erdgas
GuD -2

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 490.348

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 0

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 20

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 1500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 24,517 43.852 68.370 49.263 21.460 0 0 139.093
2006 24,517 41.660 66.177 50.306 21.617 0 0 138.100
2007 24517 39.467 63.984 51.349 21.775 0 0 137.109
2008 24,517 37.274 61.792 52.392 21.934 0 0 136.118
2009 24.517 35.082 59.599 53.435 22.095 0 0 135.129
2010 24517 32.889 57.407 54.478 22.257 0 0 134.141
2011 24517 30.697 55.214 55.521 22.419 0 0 133.154
2012 24517 28.504 53.021 56.564 22.584 0 0 132.169
2013 24517 26.311 50.829 57.607 22.749 0 0 131.185
2014 24517 24.119 48.636 58.650 22.915 0 0 130.201
2015 24517 21.926 46.443 59.693 23.083 0 0 129.219
2016 24517 19.733 44.251 60.736 23.252 0 0 128.239
2017 24,517 17.541 42.058 61.779 23.422 0 0 127.259
2018 24.517 15.348 39.866 62.822 23.593 0 0 126.281
2019 24,517 13.156 37.673 63.865 23.766 0 0 125.304
2020 24.517 10.963 35.480 64.908 23.940 0 0 124.328
2021 24517 8.770 33.288 66.589 24115 0 0 123.992
2022 24517 6.578 31.095 68.270 24.291 0 0 123.657
2023 24,517 4.385 28.903 69.951 24.469 0 0 123.323
2024 24,517 2.193 26.710 71.632 24.648 0 0 122.990

Barwert: 224.719 265.629 490.348 517.627 206.826 1.214.800

Stromgestehungskosten [Pf/kwWh]: 11,1

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 40,0 4,5

Brennstoffkosten 42,2 4,7

Betriebskosten 16,9 1,9

AbriBkosten 0,9 0,1

Okosteuern 0,0 0,0
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Jahrliche Kostenanalyse

Kraftwerkstyp:
Kraftwerksszenario:

Brennstoffszenario:

Erdgas
GT-1

Referenzszenario

Okosteuerszenario: 0

Rahmendaten des Szenarios

Gesamtinvestitionskosten [TDM]: 102.221

Abdiskontierter Restwert [TDM]: 0

Realer kalkulatorischer Zinssatz: 8,9%

Abschreibungszeit [a]: 20

Planungshorizont [a]: 20

Vollaststunden [h]: 1500
[TDM] Summe Brennstoff-| Betriebs- | CO,-Steuern| Energiesteuern| Gesamt-
Jahr | Abschreibung | Zinskosten | Kapitalkosten| kosten Kosten (nominell) (nominell) kosten
2005 5.111 9.142 14.253 22.500 4.967 0 0 41.719
2006 5.111 8.685 13.796 22.976 5.003 0 0 41.775
2007 5.111 8.228 13.339 23.453 5.040 0 0 41.831
2008 5.111 7.770 12.882 23.929 5.077 0 0 41.887
2009 5.111 7.313 12.424 24.405 5.114 0 0 41.944
2010 5.111 6.856 11.967 24.882 5.151 0 0 42.000
2011 5.111 6.399 11.510 25.358 5.189 0 0 42.057
2012 5.111 5.942 11.053 25.835 5.227 0 0 42.114
2013 5.111 5.485 10.596 26.311 5.265 0 0 42.172
2014 5.111 5.028 10.139 26.787 5.304 0 0 42.230
2015 5.111 4571 9.682 27.264 5.342 0 0 42.288
2016 5.111 4.114 9.225 27.740 5.381 0 0 42.346
2017 5.111 3.657 8.768 28.216 5.421 0 0 42.405
2018 5.111 3.200 8.311 28.693 5.460 0 0 42.464
2019 5.111 2.743 7.854 29.169 5.500 0 0 42.523
2020 5.111 2.285 7.396 29.645 5.541 0 0 42.583
2021 5.111 1.828 6.939 30.413 5.581 0 0 42.934
2022 5.111 1.371 6.482 31.181 5.622 0 0 43.285
2023 5.111 914 6.025 31.949 5.663 0 0 43.637
2024 5.111 457 5.568 32.716 5.705 0 0 43.989

Barwert: 46.846 55.375 102.221 236.416 47.868 386.505

Stromgestehungskosten [Pf/kwWh]: 11,3

Kostenanteile % Pf/kWh

Kapitalkosten 26,2 3,0

Brennstoffkosten 60,6 6,9

Betriebskosten 12,3 1,4

Abril3kosten 0,9 0,1

Okosteuern 0,0 0,0






