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Zusammenfassung

Die vorliegende Arbeit beschreibt ein auf Evolutionsstrategien basierendes Modell zur Kraft-
werksausbauoptimierung. Dabei wird die Optimierungsaufgabe in die Bereiche Zubau und
Einsatz geteilt. Der Zubau wird mit Hilfe von Mutationen optimiert, wahrend der Kraft-
werkseinsatz durch ein heuristisches Einordnen nach Merit-Order erfolgt. Als Abbild der
Verbraucherlastanforderung wird die geordnete residuale Jahresdauerlinie verwendet, wo-
durch die Einflisse fluktuierender Einspeisung mit ihrer Auftretenswahrscheinlichkeit be-
ricksichtigt werden. Der bei der Modellierung der Kraftwerke eingeflhrte Leistungsredukti-
onsfaktor erméglicht die adaquate Abbildung der Kraftwerksausfalle und der Revisionszei-
ten. Sowonhl eine Begrenzung der jahrlichen CO.-Emissionen als auch eine vorzeitige AuBer-
betriebnahme von Kraftwerken ist innerhalb der Optimierung méglich.

Abstract

Within the scope of this thesis a model based on evolution strategy is depicted, which opti-
mises the upgrade of an existing power plant mix. In doing so the optimisation problem is
divided in two sections covering the building of new power plants as well as their ideal us-
age within the persisting power plant mix. The building of new power plants is optimised by
means of mutations, while their ideal usage is specified by a heuristic classification accord-
ing to the merit order of the power plant mix. By applying a residual yearly load curve the
consumer load can be modelled, incorporating the impact of fluctuating power generation
and its probability of occurrence. Power plant failures and the duration of revisions are ade-
quately considered by means of a power reduction factor. The optimisation furthermore
accommodates a limiting threshold for yearly carbon dioxide emissions as well as a prema-
ture decommissioning of power plants.
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1 Einleitung

1.1 Energiewirtschaftliches Umfeld und Motivation

Die Energiewirtschaft befindet sich weltweit in einer Situation groBer Herausforderungen.
Der Energiehunger der Schwellenldnder Indien und China fuhrt zu einer Erhéhung der Roh-
stoffpreise und hier besonders der Preise fossiler Brennstoffe. Zeitgleich ist die weltpoliti-
sche Sicherheitslage deutlich angespannt, vor allem in den Landern mit groBen Ol- und
Gasvorkommen. In die 6ffentliche Diskussion treten die Frage nach der kiinftigen Energie-
versorgung und deren essentielle Bedeutung fir den weiteren Wohlstand.

Wéhrend in den 70er und 80er Jahren des vergangenen Jahrhunderts das Thema der Um-
weltverschmutzung und deren Folgen wie saurer Regen, Smog und Ozon im Vordergrund
standen, féllt der Blick heute auf das Treibhausgas Kohlendioxid, welches durch die Nut-
zung fossiler Energietrager in groBen MaBen vom Menschen freigesetzt wird. Diese Freiset-
zung geschieht deutlich schneller als die Natur imstande ist, es wieder zu binden. Der pos-
tulierte Zusammenhang zwischen anthropogenen CO,-Emissionen und dem zu beobach-
tenden Klimawandel zwingt die politischen Akteure zum Eingreifen. Da in den meisten In-
dustrieldndern die Stromerzeugung zu den Hauptemittenten von CO. gehdért, und da die
Verflgbarkeit von elektrischem Strom zu den wesentlichen Standortfaktoren moderner In-
dustrienationen z&hlt, ist sie von CO.-Reduktionszwdngen besonders betroffen. In Deutsch-
land basiert die Stromerzeugung nach wie vor zu einem groBen Teil auf Stein- und Braun-
kohle. Diese Energietrédger sind kostengunstig, z. T. im eigenen Land verfugbar oder aus
politisch stabilen Weltregionen zu beziehen. Der groBe Nachteil der Kohle ist aber in den
hohen spezifischen Emissionen zu sehen. Daher sind heutige Weichenstellungen fir die
Stromversorgung der Zukunft besonders wichtig.

Gleichzeitig befindet sich die Energiewirtschaft in Deutschland und Europa in der Umbruch-
situation in Folge der Liberalisierung. Energieversorgungsunternehmen kénnen sich nicht
mehr auf Gebietsmonopole verlassen, welche die Planungen nach anderen Kriterien als
heute zulieBen. Standen friiher Themen wie Versorgungszuverlassigkeit, technischer Vor-
sprung und Beschéftigungseffekte im Vordergrund, so ist heute die Wirtschaftlichkeit fur
das Bestehen im Wettbewerbsmarkt dominant.

Die Liberalisierung der Energiewirtschaft ist jedoch ein langwieriger Prozess, da Investitio-
nen und deren Auswirkungen in der Stromwirtschaft sehr lange Zeitrdume umfassen und die
vorhandene Struktur in erster Linie aus der Zeit der Monopole stammt.

Um den Herausforderungen des Klimawandels gewachsen zu sein, werden Regenerative
Energien und Kraft-Warme-Kopplung in unterschiedlicher Weise staatlich geférdert. An die-
ser Stelle ist in erster Linie die Windenergie zu nennen, die in Deutschland in den letzten
Jahren eine auBerordentliche Entwicklung erlebt hat. Mittlerweile ist die Windenergie noch
vor der Wasserkraft die bedeutendste Regenerative Energiequelle fiir die Stromerzeugung in
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Deutschland. Durch Anlagen mit groBerer Nennleistung und die Nutzung von Gebieten vor
den Kisten (Offshore) kdnnen weitere Potentiale erschlossen werden. Diese Entwicklung
fuhrt dazu, dass konventionelle thermische GroBkraftwerke in Zukunft immer weniger Strom
erzeugen kdnnen, da der Strombedarf weniger stark anwachsen wird als die Einspeisung
aus Regenerativen Quellen und der Kraft-Warme-Kopplung. Das hei3t, dass trotz Wettbe-
werb und Liberalisierung auf dem Energiemarkt der Anteil von staatlicher kontrollierter
Stromerzeugung wachst. Auch der politisch vorgeschriebene Ausstieg aus der Nutzung der
Kernenergie ist in diesem Licht zu sehen.

Diese veranderten Rahmenbedingungen flihren zu neuen Anforderungen an Planungsin-
strumente zum Kraftwerksausbau im Vergleich zu friheren Zeiten. So spielte z. B. fluktuie-
rende Einspeisung ins Stromnetz bis Anfang der 1990er Jahre nahezu keine Rolle, so dass
diese bei Ausbauplanungen auch nicht weiter beachtet wurde.

Die vorliegende Arbeit beschaftigt sich mit einem ganzheitlichen Planungs- und Optimie-
rungsmodell des Kraftwerkszubaus. Die Anwendung einer Evolutionsstrategie bietet hierbei
vielversprechende Moglichkeiten der Modellierung. Durch die rasche Entwicklung der Re-
chenleistung herkdmmlicher PCs eréffnet sich seit einigen Jahren die Chance, auch kom-
plexe numerische Verfahren einfach umzusetzen. Die anschauliche Funktionsweise von Evo-
lutionsstrategien macht diese besonders fur ingenieurswissenschaftliche Fragestellungen
interessant. Ein bedeutender Vorteil ist hierbei die Kombinierbarkeit der numerischen Me-
thode der Evolutionsstrategien mit anderen Simulations- und Optimierungsmethoden. Im
Rahmen dieser Arbeit wird die Gesamtaufgabe in mehrere Teilprobleme zerlegt. Zur Lésung
der einzelnen Teilprobleme kommen mathematische und heuristische Verfahren zur Anwen-
dung.

1.2 Ziel der Arbeit

Energiemodelle simulieren oder optimieren die Energiebereitstellung und Wandlung, den
Energietransport, die Nachfrage und Nutzung oder nur Teile daraus. Hauptséchlich wird
unterschieden zwischen dem Bereich des elektrischen Stroms, der Warmeversorgung und
dem Verkehrssektor. Alle drei Bereiche tberschneiden sich in unterschiedlicher Weise. Im
Falle der Kraft-Warme-Kopplung und der elektrischen Speicherheizungen wird eine Uber-
schneidung von Strommarkt und Warmemarkt besonders deutlich.

Die vorliegende Arbeit beschreibt ein Modell zur Optimierung des kinftigen Kraftwerkszu-
baus basierend auf Evolutionsstrategien. Dabei wird von einem vollkommenen Markt [8]
ausgegangen, was bedeutet, dass sich alle Marktteilnehmer im Rahmen der regulatorischen
und gesetzlichen Bedingungen rational verhalten. Zunachst ist es notwendig, das hier vor-
gestellte Modell hinsichtlich seines Wirkungsbereichs zu definieren und abzugrenzen. Es
wird dargelegt, welche GréBen und Rahmenbedingungen dem Modell extern vorgegeben
werden, und welche GréBen vom Optimierungsmodell verandert werden kénnen.
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Das Modell behandelt den Bereich der Strombereitstellung auf der Kraftwerksseite. Dieser
Bereich gliedert sich im Wesentlichen in den liberalisierten Strommarkt und in die gesetzlich
bevorzugte Stromerzeugung aus Kraft-Warme-Kopplungs-Anlagen und aus Erneuerbaren
Energien. Die Unterscheidung zwischen dem freien Wettbewerbsmarkt und dem gesetzlich
unterstitzten Markt ist notwendig, da sie unter unterschiedlichen Voraussetzungen wirt-
schaften. Daher ist es nicht ohne weiteres mdglich, beide in einem einzigen Modell ge-
schlossen darzustellen.

Bei dem hier vorgestellten Modell handelt es sich um ein sogenanntes Punktmodell. D. h.
alle Stromerzeugungseinheiten speisen in einem Punkt ein, an dem alle Verbraucher ange-
schlossen sind. Daher werden keine Netzrestriktionen bericksichtigt.

Dem Modell wird die installierte Leistung und Stromproduktion von EEG-Strom und KWK
als Randbedingungen vorgegeben. Es modelliert und optimiert den freien Kraftwerksmarkt,
also thermische GroBkraftwerke. Diese decken die Differenz aus der Stromnachfrage und
der Einspeisung von EEG und KWK-Anlagen.

Modelliert wird:

e die Hohe der vorzuhaltenden Kraftwerksleistung zur Sicherstellung eines bestimmten
Zuverlassigkeitsniveaus,

e der kostenoptimale Zubau von Kraftwerkskapazitat in den einzelnen Jahren des Be-
trachtungszeitraums,

e die Stromerzeugung der Anlagen des Kraftwerksbestandes und des Neubaus sowie
die damit verbundenen Kosten und Emissionen.

Da es sich beim Kraftwerksbau um langfristige Investitionen handelt, sollte der Betrach-
tungszeitraum mehrere Jahrzehnte umfassen, um die Auswirkungen heutiger Entscheidun-
gen beurteilen zu kénnen. Innerhalb dieses Zeitraums missen dem Modell unterschiedliche
Parameter vorgegeben werden. Zu diesen zahlen:

e Spezifische Kosten der Kraftwerksblocke

e Technische Parameter neuer Kraftwerke

e Brennstoffpreisentwicklung

e Entwicklung der Leistung und der Stromproduktion aus EEG und KWK

e Entwicklung der Stromnachfrage in Form von geordneten Jahresdauerlinien

Letzterer Punkt bedeutet, dass keine Nachfrageelastizitat des Stromes modelliert wird. Das
heiBt, die Stromnachfrage ist in jedem Fall unabhangig von den damit verbundenen Kosten
zu decken. In der Realitat existiert zwar ein Zusammenhang zwischen Stromkosten und
Stromnachfrage, der jedoch eher langfristig zu sehen ist. AuBerdem wird die Stromnachfra-
ge von einer Vielzahl anderer Faktoren beeinflusst, so dass diese im hier vorgestellten Mo-
dell extern vorgegeben werden muss.
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1.3 Methodenkonzept und Aufbau der Arbeit

Das Grundkonzept der vorliegenden Arbeit besteht in der Kombination von Evolutionsstra-
tegien mit heuristischen Methoden. Dabei wird die Optimierungsaufgabe in zwei grundsatz-
liche Bereiche gegliedert: Der Kraftwerkszubau wird mit Hilfe von Evolutionsstrategien mo-
delliert, der Kraftwerksbetrieb durch Heuristiken. Der wesentliche Vorteil dieser Vorgehens-
weise ist darin zu sehen, dass an die Modellierung keine besonderen mathematischen Vor-
aussetzungen gestellt werden, wie es z. B. bei der Methode der linearen Programmierung
der Fall ist. Innerhalb der Evolutionsstrategie bildet die heuristische Optimierung des Kraft-
werksbetriebs den Lebensraum, in dem sich die Individuen bewahren missen. Der von der
Evolution vorgegebene Kraftwerkspark wird dabei im Rahmen der Modellannahmen mit mi-
nimalen Betriebskosten eingesetzt. Das globale Optimierungskriterium ist jedoch, den Bar-
wert der Summe aus Betriebs- und Investitionskosten zu minimieren. Die Kraftwerksinvesti-
tionen werden durch Vererbung und Mutation verandert. Auf diese Weise verbessert sich
die Lésung von Generation zu Generation.

Die vorliegende Arbeit gliedert sich in drei Hauptabschnitte:
¢ In den Kapiteln 2 bis 6 werden die einzelnen Methoden und Modelle beschrieben:

o Kapitel 2 beschreibt die Modellierung des Kraftwerksbetriebs bei einem be-
stehenden Kraftwerkspark.

o Kapitel 3 zeigt die wahrscheinlichkeitstheoretische Bestimmung der vorzuhal-
tenden Kraftwerksleistung.

o Kapitel 4 beschreibt die grundsatzliche Funktionsweise von Evolutionsstrate-
gien und deren Umsetzung auf ein Energiemodell.

o In Kapitel 5 wird ein Modell zur Ermittlung der Netzlast vorgestellt, welches
den stochastischen Charakter fluktuierender Erzeugung bericksichtigt.

o Kapitel 6 beschéaftigt sich mit der Berechnung der Kosten der Stromerzeu-
gung. Hier wird auf das Restwertproblem bei Energiemodellen eingegangen.

o Kapitel 7 beschreibt das Zusammenwirken der unterschiedlichen Teilmodelle zum
Optimierungsmodell.

¢ In Kapitel 8 und 9 wird die Anwendung des entwickelten Modells gezeigt.

1.4 Stand der Technik, bisherige Verfahren

Die Frage nach der optimalen Ausbaustrategie eines Stromerzeugungssystems wird bereits
seit langer Zeit wissenschaftlich untersucht. Dabei unterscheidet sich die Ausgangssituation
in frGherer Zeit deutlich von der heutigen. Vor der Liberalisierung der Energieméarkte konnten
Energieversorgungsunternehmen auf Gebietsmonopole zurlickgreifen. D. h. sie hatten das
alleinige Recht und die Pflicht ein bestimmtes, meist geographisch abgegrenztes Gebiet mit
Strom zu versorgen. Dabei hatten sie, dhnlich wie im Fernmeldebereich die Deutsche Bun-
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despost, im eigentlichen Sinn keine Kunden sondern Ab- oder Teilnehmer. Die Ausbaupla-
nung richtete sich allein auf die Bedlrfnisse ihres Versorgungsgebiets, von dem sie die
Struktur der Abnehmer und der Ubrigen Stromerzeugungseinheiten genau kannten. Der
Ausbau war haufig von einem Investitionszwang“ durch die Vorgabe der Verbraucher ge-
trieben [41]. Die Entscheidung zu einem Kraftwerksbau fiel nicht in erster Linie aufgrund
einer renditeversprechenden Investition sondern aufgrund der Notwendigkeit der Bedarfs-
deckung. Das Ziel der Minimierung der Gesamtkosten stand dabei gleichberechtigt neben
anderen Zielen, wie z. B. Minimierung der Umweltbelastung und Maximierung der Versor-
gungssicherheit. Die Auswahl fir einen bestimmten Kraftwerkstyp fiel haufig anhand des
stypischen® erwarteten Kraftwerkseinsatzes.

Durch die Liberalisierung der Energiemarkte einerseits und durch die zunehmende Integrati-
on fluktuierender Einspeisung andererseits haben sich die Planungssicherheit und die Me-
thoden grundlegend gewandelt. Mit der Entwicklung immer leistungsfahigerer Rechnersys-
teme wurde es mdglich, mathematische Optimierungsalgorithmen auf die Kraftwerksaus-
bauplanung anzuwenden.

Die meisten volkswirtschaftlich integrierten Energiemodelle bzw. Verfahren zur Kraft-
werksausbauplanung arbeiten nach dem Verfahren der linearen oder gemischt-ganzzahligen
linearen Programmierung (Beispiel: TIMES des IER Stuttgart [31], GEMS und Nachfolgemo-
delle am EWI KolIn [10]). Grundlage hierfir ist, dass die kiinftige Verbraucherlast durch eine
begrenzte Anzahl typischer Tage, sogenannter Typtage, die selbst in Zeitsegmente von 15
Minuten bis zu wenigen Stunden unterteilt sind, abgebildet wird. Fir diese Typtage wird nun
eine mdglichst exakte, d. h. optimale Investitions- und Einsatzplanung erstellt und dann auf
den Betrachtungszeitraum hochgerechnet. Die Beschrankung auf Typtage ist aufgrund von
Restriktionen der Rechenzeit zur Lésung der linearen Programmierung notwendig. Ebenso
wird der kiinftige Zeitraum meist anhand von einzelnen Stitzjahren zusammengefasst. Die
Schwierigkeit liegt in der Wahl und Gewichtung der Typtage, die mdglichst reprasentativ
sein sollen. Durch die starke tagliche und wdéchentliche Periodizitdt der elektrischen
Verbraucherlast, die von saisonalen Einflissen Uberlagert wird, ist eine solche Reduktion auf
Typtage ohne nennenswerten Genauigkeitsverlust mdglich. Dies trifft jedoch nur flr die
Verbraucherlast zu. Der Kraftwerkspark hat die Aufgabe, die Verbraucherlast kostenminimal
zu decken. In jlingerer Zeit Gbernehmen in verstarktem MaBe dargebotsabhingige Stromer-
zeugungseinheiten einen Teil der Lastdeckung. Hier ist in erster Linie die flr Deutschland
besonders bedeutende Windenergie zu nennen. Steuerbare Kraftwerkseinheiten, auf deren
Ausbau sich die meisten Planungsmodelle beziehen, kénnen daher nur noch die Differenz
aus der Verbraucherlast und der vorrangig ins Netz eingespeisten Erzeugung (EEG und
KWK) decken. Der stochastische Charakter der Windenergie lasst sich nicht mehr adaquat
mit einer begrenzten Zahl von Typtagen abbilden. Eine Reduktion auf den Erwartungswert
der Einspeisung aus fluktuierenden Quellen kann deren Leistungsverfligbarkeit nicht be-
ricksichtigen. AuBerdem fihrt dies zu einer Verfalschung der Ergebnisse, da somit Wind-
kraftanlagen wie Grundlastkraftwerke behandelt werden.
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Kramer [18] beschreibt ein lineares Optimierungsmodell, welches ein Jahr in Stundenauflé-
sung simuliert, womit die residuale Last gedeckt wird. Dabei werden bestehende Kraft-
werkstypen und neue berlcksichtigt, so dass insgesamt zehn Kraftwerke simuliert werden.
Die neuen Kraftwerke werden optimal eingesetzt, die Investitionskosten richten sich nach
der maximal innerhalb des Simulationszeitraums eingesetzten Leistung. Dabei wird ein zu-
sammenhangendes Jahr optimiert, jedoch keine Aneinanderreichung mehrerer Jahre. Die
Verfugbarkeit der Kraftwerke wird berticksichtigt, indem jedem Kraftwerkstyp eine maximale
Ausnutzungsdauer zugewiesen wird. Diese ist bei allen thermischen Kraftwerkstypen gleich.
Diese maximale Ausnutzungsdauer wird der linearen Optimierung als Randbedingung vor-
gegeben. Dies fuhrt bei Kraftwerken, welche nicht in der Grundlast eingesetzt werden, dazu,
dass sie im Modell nur dann ausfallen oder in Revision sein kbnnen, wenn sie ohnehin nicht
gebraucht werden, was nicht der Realitat entspricht.

Das Modell beriicksichtigt Anfahrtskosten, geht jedoch davon aus, dass jeder Anfahrtsvor-
gang ein Kaltstart ist. Dies fuhrt in den Ergebnissen dazu, dass bei hohem Windstromanteil
Braunkohlekraftwerke kaum mehr benutzt werden kénnen. Ein weiterer methodischer Nach-
teil ist, dass keine Verdnderung der Stromnachfrage Uber mehrere Jahre und damit auch
keine Veranderung der Ausnutzungsdauern der Kraftwerke Uber ihrer Lebensdauer beriick-
sichtigt werden kann.

Haase [15] beschreibt in seiner Dissertation u. a. ein Modell zur Kraftwerksparkentwicklung
mit Hilfe linearer Programmierung. Hierbei werden zusatzlich einzelne Netzknoten berick-
sichtigt. Die Lastanforderung wird mit Hilfe von zwolf Typtagen modelliert, welche auf ein
Jahr hochgerechnet werden. Der bestehende Kraftwerkspark wird, mit Ausnahme der Kern-
energie und der Wasserkraft, nicht berlicksichtigt. Damit ist es auch nicht mdglich, eine zeit-
liche Entwicklung des Kraftwerksparks abzubilden. Aus Griinden der Vereinfachung werden
Braunkohle- und Steinkohlekraftwerke zu einem Kraftwerkstyp zusammengefasst. Mit Hilfe
der Typtage wird versucht, reprasentative Lastsituationen und unterschiedliche Windsituati-
onen abzubilden.

Gerade der stochastische Charakter der Windenergie ist ein entscheidender Nachteil der
Modellierung mittels Typtagen. Unterschiedliche Versuche werden unternommen, um die-
sem Problem zu begegnen. Hier ist die sogenannte stochastische Programmierung zu nen-
nen, welche unterschiedliche Eintreffenswahrscheinlichkeiten beriicksichtigen kann. Mit der
Erhéhung der zur Verfligung stehenden Rechnerleistungen kénnen Erfolge erzielt werden.

Das im Rahmen dieser Arbeit vorgestellte Modell umgeht die Problematik der Typtage in-
dem als Grundlage fir den Kraftwerkseinsatz und die Kraftwerksinvestitionen die gesamte
geordnete Jahresdauerlinie verwendet wird. Die genaue Beschreibung findet sich in Kapi-
tel 5.

Der Vorteil der Anwendung von linearer Programmierung und gemischt-ganzzahliger linearer
Programmierung liegt in standardisierten Losungsalgorithmen und darin, dass diese Algo-
rithmen grundsatzlich eine optimale Lésung finden. Von Nachteil ist die Beschrankung auf
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die Modellierung mit Hilfe von linearen Gleichungssystemen und die exponentielle Zunahme
der Rechenzeit mit einer steigenden Anzahl von Variablen. Aufgrund dieser Einschrankun-
gen wurde fir die vorliegende Arbeit die Methode der Evolutionsstrategien gewahilt.

Evolutionsstrategien werden bereits in Energiemodellen angewendet. Werner [45] beschreibt
ein Modell zur Kraftwerkseinsatzplanung mit Hilfe von Evolutionsstrategien, jedoch ohne
Ausbauplanung. Es erganzt die kontinuierlichen Evolutionsstrategien um zwei binare Opera-
toren, welche Schaltentscheidungen simulieren. Das Optimierungsproblem und das mathe-
matische Lésungsverfahren werden dabei getrennt behandelt, was prinzipiell auch in der
vorliegenden Arbeit geschieht.
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2 Modellierung des Kraftwerksbetriebs im Verbund

2.1 Methode zur kraftwerksscharfen Bestimmung der Stromerzeugung eines
Kraftwerkssystems

Die klassische Investitionsplanung stellt fiir eine mdgliche Investition den Barwert der Sum-
me aller erwarteten Kosten wahrend eines Betrachtungszeitraums dem Barwert der Summe
aller erwarteten Einnahmen gegenuber. Ist die Differenz der Barwerte aller Einnahmen und
alle Kosten groBer oder gleich Null, dann ist diese Investition rentabel. Bestehen mehrere
alternative Investitionsmdglichkeiten, wird diejenige durchgefiihrt, bei welcher die Differenz
der Barwerte der Einnahmen und Kosten maximal ist. Das Risiko bei der Schéatzung aller
Kosten und Einnahmen wird Uber die angestrebte Verzinsung abgebildet. Dies stellt die be-
triebswirtschaftliche Sichtweise dar.

Bei einem volkswirtschaftlichen Modell der Stromerzeugung ist jedoch nicht die Maximie-
rung der Gewinne sondern die Minimierung des Barwerts der Kosten ausschlaggebend.
Dahinter steht die Grundannahme, dass die Stromnachfrage vollkommen unelastisch ge-
genlUber dem Strompreis ist.

In der Realitat ist dies, zumindest langfristig, nicht der Fall. Kurzfristig kann jedoch beim
Strom von einer nahezu unelastischen Nachfrage ausgegangen werden, da Strom weder auf
Vorrat gekauft werden kann, noch bei Bedarf die benétigte Menge Strom auf einen spateren
Zeitpunkt verschoben werden kann. Eine kostenglnstigere Stromversorgung fihrt l&anger-
fristig zu einer Erhéhung der Stromnachfrage und umgekehrt, v. a. in den energieintensiven
Branchen. Die sich hierbei ergebenden gesamtwirtschaftlichen Effekte kbnnen nur mit Hilfe
von Energiemodellen abgeschatzt werden, welche alle Bereiche der Energieversorgung be-
riicksichtigen. Ahnlich gelagert ist auch die Frage nach einer Kostenreduktion durch
verbraucherseitige Effizienzsteigerung.

Fur alle folgenden Uberlegungen wird die zukiinftige Stromnachfrage extern vorgegeben.
Sie verhalt sich im Modell unabhangig von der Struktur der Strombereitstellung.

Im volkswirtschaftlichen Sinne ist ein Optimum erreicht, wenn das Produkt Strombereitstel-
lung zu minimal méglichen Kosten entsteht und gleichzeitig alle Qualitatsanforderungen an
das Produkt erfillt sind. Der Theorie nach ist dieser Zustand durch mdéglichst weitreichen-
den Wettbewerb unter den Akteuren des Strommarktes zu erreichen.

Im hier vorgestellten Modell sollen nicht der Strommarkt und die Mechanismen des Wett-
bewerbs nachgebildet werden, sondern die kostenoptimale Strombereitstellung von Seiten
der Kraftwerke. Ob in der Realitdt der Wettbewerbsmarkt in der Lage ist, zu diesem Opti-
mum zu kommen, ohne Abstriche bei der Produktqualitdt einzugehen, ist im wesentlichen
eine Frage der gesetzlichen und regulatorischen Marktbedingungen, welche weitreichenden
Wettbewerb ermdglichen sollen, ohne zu Monopolstellungen zu fihren. Dabei bewegen sich
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die Marktakteure im Spannungsfeld zwischen Liberalisierung und Regulierung. Den staatli-
chen Stellen kommt hierbei der infrastrukturelle Versorgungsauftrag zu, um den hohen
volkswirtschaftlichen Wert einer zuverlassigen Stromversorgung gerecht zu werden. Auf das
Problem der Bereitstellung von Langzeitreserve zur Gewahrleistung von Versorgungssicher-
heit wird spéter ausfihrlich eingegangen (siehe Kapitel 2.3).

Die Kosten der Stromerzeugung teilen sich in betriebsunabhéangige und betriebsabhangige
Kosten auf. Die betriebsunabhangigen Kosten sind im Wesentlichen die Anlagen-
Investitionskosten, aber auch Personal-, Wartungs- und Riickbaukosten. Diese Kosten sind
bei der Investitionsentscheidung mit gewissen Unsicherheiten vorherzusehen.

Die betriebsabhdngigen Kosten sind in erster Linie die Brennstoffkosten und zusétzliche
Betriebsmittel z. B. Schmierstoffe. Diese hdngen direkt von der produzierten Strommenge
ab. Daher ist die Kenntnis oder Abschédtzung der von einem Kraftwerk zuklnftig produzier-
ten Strommenge zur Kostenbestimmung notwendig. Das Ubliche MaB ist hierbei die Ausnut-
zungsdauer eines Kraftwerks. Fur eine gesamtwirtschaftliche Investitionsplanung reicht je-
doch die Annahme von typischen Ausnutzungsdauern nicht aus, da diese keine Naturkon-
stanten sind. So wére ein Braunkohlekraftwerk technisch durchaus in der Lage mit deutlich
niedrigerer Ausnutzungsdauer betrieben zu werden als die Ublichen 7000 bis 8000 Stunden
pro Jahr, jedoch ist dann die Wirtschaftlichkeit fraglich.

Mit welcher Ausnutzungsdauer ein Kraftwerk betrieben werden kann und wie viel Strom es
erzeugt, hangt davon ab, welche Menge am Markt platziert werden kann, ohne durch den
Kraftwerksbetrieb zusatzliche Verluste zu machen. Solange die Grenzkosten unter dem er-
zielbaren Strompreis liegen, kann es Strom produzieren. Der Kraftwerkseinsatz richtet sich,
wenn keine technischen Restriktionen dagegen stehen, einzig nach den betriebsbedingten
Kosten. Investitionskosten spielen bei der Tagesplanung des Kraftwerkseinsatzes keine Rol-
le, da diese unabhéangig von der erzeugten und damit verkauften Strommenge anfallen. Da-
her wird innerhalb einer Kraftwerksart (Braunkohle, Steinkohle, Kernenergie, Gasturbinen,
Gas-und-Dampf-Kraftwerke, Heizdl usw.) die Anlage mit dem hdheren Wirkungsgrad gerin-
gere Betriebskosten aufweisen, weil pro erzeugte Einheit Strom eine geringere Brennstoff-
menge verbraucht wird. Zur kurzfristigen Kraftwerkseinsatzplanung siehe auch [24]. Im Mo-
dell der vollkommenen Konkurrenz wird ein Kraftwerk mit niedrigeren spezifischen Betriebs-
kosten eine hohere Ausnutzungsdauer erzielen als eines mit héheren Kosten. In einem
Kraftwerkspark bezeichnet man die Rangliste der einzelnen Kraftwerke nach spezifischen
Betriebskosten als Merit-Order.

Da es sich beim vorgestellten Modell um ein volkswirtschaftliches und nicht um ein be-
triebswirtschaftliches Modell handelt, bleibt beim Kraftwerkseinsatz unberticksichtigt, dass
ein Kraftwerksbetreiber nicht nur die Betriebskosten fir sein Kraftwerk tUber den Verkauf des
produzierten Stroms erwirtschaften muss, sondern zusétzlich auch die Kapitalkosten. Der
Erlds, den ein Kraftwerk pro erzeugte Einheit Strom erzielen muss, entspricht den spezifi-
schen Stromgestehungskosten.
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Die spezifischen Stromgestehungskosten fir sich alleine sind jedoch kein MaB fir den
Kraftwerkseinsatz. Als Beispiel sei auf die Windenergieanlagen hingewiesen, die z. Z. deut-
lich héhere Stromgestehungskosten aufweisen als z. B. Braunkohlekraftwerke. Dennoch ist
der Betrieb der Windenergieanlagen nahezu kostenlos, da keine Brennstoffkosten anfallen.
Die hohen Stromgestehungskosten werden durch die Investitionskosten bestimmt. Wenn
die Investition allerdings bereits getétigt ist, ist es volkswirtschaftlich sinnvoll, die mégliche
Stromproduktion aus Windenergie voll zu nutzen.

Da im hier verwendeten volkswirtschaftlichen Modell von einer unelastischen Stromnachfra-
ge ausgegangen wird, hangt die mogliche Stromproduktion eines einzelnen Kraftwerks ne-
ben technischen Restriktionen von den eigenen spezifischen Betriebskosten und den spezi-
fischen Betriebskosten der Ubrigen Kraftwerke im Kraftwerkspark ab. Mit Hilfe der Kraft-
werkseinsatzoptimierung wird die zu deckende elektrische Netzlast so auf die im Kraft-
werkspark verfligbaren Kraftwerke aufgeteilt, dass der Kraftwerkseinsatz zum einen tech-
nisch mdglich ist und zum anderen minimale Betriebskosten aufweist.

Aufgabe einer volkswirtschaftlichen Investitionsplanung ist es daher, sowohl die Zubauent-
scheidung als auch daraus folgenden Kraftwerkseinsatz zu optimieren.

Die Kraftwerkseinsatzplanung fir ein Verbundsystem gehért zu den mathematisch an-
spruchsvolleren Optimierungsproblemen, sobald technische und ékonomische Parameter
der Kraftwerke detailliert modelliert werden. Dazu zahlen Anfahrverhalten, lastabhangiger
Wirkungsgrad, Mindestleistung und Auskuhlzeiten.

Die einfachste Art der Kraftwerkseinsatzplanung besteht in der Methode des Einsatzes nach
»Merit-Order”. Dabei werden so viele Kraftwerksbldcke, beginnend bei dem mit den nied-
rigsten spezifischen Betriebskosten, eingeschaltet, dass die anstehende Last gedeckt wird.
Alle Blécke werden mit Nennleistung betrieben, auBer der letzte gerade noch bendtigte.
Dieser wird in Teillast betrieben, so dass die geforderte Last exakt gedeckt wird. Bild 2-1
zeigt als Beispiel einen Tageseinsatzplan fur ein Kraftwerksystem. Die unteren funf Blécke
laufen wahrend des gesamten Zeitraums. Der Block Nr. 6 muss in den Stunden 3 bis 6 ge-
drosselt werden.
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Bild 2-1 Kraftwerkseinsatz nach Merit-Order (Stundenauflosung)

Alle in der Rangfolge dartiber (h6here spezifische Betriebskosten) liegenden Blécke werden
im Laufe des Tages ein- bzw. ausgeschaltet. In diesem Modell ist jedem Kraftwerksblock
ein bestimmter Lastwert zugeordnet, bei dessen Uberschreitung der Block zugeschaltet
wird. Dabei werden eventuelle Mindestbetriebs- und Mindeststillstandszeiten ebenso ver-
nachlassigt wie Anfahriskosten. Auch eine Reserveleistungsplanung ist nur eingeschrankt
mdglich. Dennoch bietet dieses Verfahren eine erste Abschatzung eines mdglichen Kraft-
werkseinsatzes wahrend eines Tages.

Ein einfacher Beweis zeigt, dass die Lastaufteilung nach Merit-Order unter den oben ge-
nannten Voraussetzungen zu minimalen Betriebskosten flihrt:

Annahme: In einem einzelnen Zeitabschnitt, z. B. einer Stunde, ist eine bestimmte Energie-
menge zu erbringen. Diese kann in beliebig kleine Schritte oder Energieeinheiten unterteilt
werden. Die Energieabgabe jedes Kraftwerks kann ebenso in diese Energieeinheiten unter-
teilt werden. Alle Energieeinheiten eines Kraftwerks haben identische Kosten, d. h. es be-
steht keine Teillastabhangigkeit. Jede Energieeinheit hat somit einen bestimmten Wert, der
vom dazugehdrigen Kraftwerkstyp abhangt. Die Summe der Werte aus k Elementen einer
Teilmenge aus n Elementen ist dann minimal, wenn sich in der Restmenge keine Elemente
mit kleinerem Wert mehr befinden.

Beweis: Aus der Teilmenge wird ein beliebiges Element entnommen und durch ein anderes
Element aus der Restmenge ausgetauscht. Dabei sind zwei Félle méglich:

1. Der Wert des Elements aus der Restmenge ist gleich dem enthommenen: Die Sum-
me bleibt gleich.

2. Der Wert des Elements aus der Restmenge ist gréBer als der des entnommenen: Die
Summe wird gréBer.

Damit ist gezeigt, dass die Summe der Werte der urspriinglichen Teilmenge minimal ist. Fur
die Kraftwerke heiBt das, dass die Lastaufteilung nach Merit-Order kostenminimal ist, wenn
Anfahrtskosten und Teillastabhéangigkeit vernachléassigt werden.
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Der néchste Schritt bei der Bestimmung der Stromerzeugung eines Kraftwerksparks ist die
Aneinanderreihung aller Tage eines Jahres, um den Jahreseinsatz der einzelnen Kraftwerke
zu bestimmen. In der Realitdt kann die genaue elektrische Netzlast nur wenige Tage im Vor-
aus prognostiziert werden, da hierfir v. a. eine genaue Temperatur- und Wetterprognose
ausschlaggebend ist. Der zunehmende Anteil der Stromproduktion aus Windenergieanlagen
hat einen zusatzlichen Einfluss auf die resultierende Netzlast, also den Anteil, den der hydro-
thermische Kraftwerkspark decken muss. Bei einem derartigen Verfahren muss deshalb auf
Annahmen zur Temperatur und Windstromproduktion zuriickgegriffen werden.

Durch die Vernachlassigung von Anfahrtskosten und Mindestbetriebs- und Stillstandszeiten
spielt die chronologische Abfolge der einzelnen Lastzustdnde bei der Lastaufteilung nach
Merit-Order keine Rolle. Jede einzelne Stunde wird separat geplant, ohne die Lastzustinde
vor und nach der entsprechenden Stunde zu beachten. Daher kann die Abfolge der einzel-
nen Lastzustdnde ohne Auswirkungen auf das Ergebnis gedndert werden. Von Vorteil ist
hier die Sortierung der Lastzustande zur Jahresdauerlinie. Den Ubergang vom Lastgang zur
sortierten Jahresdauerlinie zeigt Bild 2-2:

52-317-B08
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Netzlast
Netzlast

T T T T
0 2000 4000 gy ngen 6000 8000

Sonntag ' Montag 'Dienstag 'Mittwoch 'Donnerstag' Freitag 'Samstag
Bild 2-2 Lastgang eines Jahres und sortierte Jahresdauerlinie

Prinzipiell kann nun der Kraftwerkseinsatz nach Merit-Order genauso wie bei einem einzel-
nen Tag fur die sortierte Jahresdauerlinie bestimmt werden. Ist der elektrische Lastverlauf
eines Jahres bekannt, so kann diese Methode fur jeden Tag des Jahres durchgefuhrt wer-
den. Bild 2-3 zeigt beispielhaft den sich dabei ergebenden Kraftwerkseinsatz fir ein ganzes
Jahr. Die Kraftwerke 1 bis 5 werden 8760 h pro Jahr, also ununterbrochen betrieben. Bei
den darlber liegenden Kraftwerken ergibt sich eine entsprechend niedrigere Ausnutzungs-
dauer.
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Bild 2-3 Kraftwerkseinsatz nach Merit-Order mit geordneter Jahresdauerlinie

In der Realitat kann ein Kraftwerk im Allgemeinen nicht die Ausnutzungsdauer von 8760 h
pro Jahr erreichen, da es sowohl ausfallen kann, als auch in mehr oder weniger regelmaBi-
gen Abstanden in Revision gehen muss. Bei der Betrachtung eines ganzen Jahres muss
also berucksichtigt werden, dass Kraftwerke zeitweise nicht zur Lastdeckung zur Verfligung
stehen.

Anhand von Grundlastkraftwerken I&dsst sich dies einfach erldutern: Von 8760 Stunden eines
Jahres steht das Kraftwerk z. B. wahrend einer vierwdchigen Revision (gleich 672 Stunden)
nicht zur Verfligung. Innerhalb der restlichen 8088 Stunden kann es aufgrund unterschiedli-
cher Ursachen ausfallen. Im einfachsten Modell existieren dann fir jedes Kraftwerk zwei
mogliche Zustédnde, ndmlich betriebsbereit oder ausgefallen. Die Ausfallwahrscheinlichkeit
ist dabei wie folgt definiert:

W (Poy) =$ (1)
Mit:  W(Pxw) Wahrscheinlichkeit, dass die Leistung Pxw ausgefallen ist

E4 Mittlere Ausfalldauer (Instandsetzungszeit)

Ep Mittlere Betriebsdauer bis zum nachsten Ausfall

Ergibt sich zum Beispiel eine Ausfallwahrscheinlichkeit von 5 %, bedeutet dies, dass das
Kraftwerk durchschnittlich in 5 % seiner vorgesehenen Betriebszeit ausgefallen ist. Im obi-
gen Beispiel eines Grundlastkraftwerks bedeutet dies, dass das Kraftwerk in durchschnitt-
lich 404,4 Stunden von den zur Verfigung stehenden 8088 Stunden ausgefallen ist. Damit
ergibt sich eine maximale jahrliche Ausnutzungsdauer von 7683,6 Stunden. Eine héhere
Ausnutzungsdauer kann im langjahrigen Mittel nicht erreicht werden.

Die nach der Methode der Merit-Order ermittelte Ausnutzungsdauer von 8760 Stunden wird
um die Revisionszeit und die Ausfallzeit vermindert. Dies kann durch folgende Formel dar-
gestellt werden:
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T, =T;-(1-(F(By)- [1 —TT] @
J
Mit: Ty Ausnutzungsdauer des Kraftwerks
TA* Ausnutzungsdauer nach Position in der Merit-Order
W(Pxw) Wahrscheinlichkeit, dass die Leistung Pxw ausgefallen ist
Trey Jahrliche Revisionszeit
T; Dauer eines Jahres

Dabei kann der Ausdruck
Torri
(1 _(W(PKW))' l_ﬂ
Tj
zum Reduktionsfaktor g,.; zusammengefasst werden und damit ist
TA :T/Z.gred (3)

Angewendet auf das erste Kraftwerk in obigem Beispiel ergibt somit folgendes Bild:
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Bild 2-4 Kraftwerke unter der Jahresdauerlinie, reduzierte Ausnutzungsdauer

Wie in Bild 2-4 zu erkennen ist, ergibt sich eine Licke und damit ein Defizit in der erzeugten
Strommenge. In der Darstellung entspricht die Flache der erzeugten Strommenge. Dieselbe
Strommenge wirde sich auch ergeben, wenn nicht die Ausnutzungsdauer mit dem Reduk-
tionsfaktor g,. multipliziert wird, sondern die Leistung des entsprechenden Kraftwerks Pgy.
Bild 2-5 zeigt das Vorgehen am Beispiel des ersten Kraftwerks in der Merit-Order. Die Lu-
cke in der Stromerzeugung ergibt sich nun oberhalb der reduzierten Leistung des Kraft-
werks Pxp*g,.... Diese wird von den darlber liegenden Kraftwerken aufgefiillt, deren Leistun-
gen ihrerseits mit dem individuellen Reduktionsfaktor multipliziert werden.
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Bild 2-5 Reduktion der Leistung des ersten Kraftwerks

Hier wird offensichtlich, dass nun eine gréBere Zahl an Kraftwerken zur Lastdeckung not-
wendig ist als ohne die Beriicksichtigung von Revisionen und Ausfallzeiten. In der Realitéat
ist die Summe der installierten Leistungen der einzelnen Kraftwerke im Kraftwerkspark ho-
her als die erwartete Hochstlast. Das Verfahren erlaubt jedoch noch keine Aussage Uber die
zur zuverlassigen Lastdeckung notwendige installierte Kraftwerksleistung, siehe hierzu Kapi-
tel 3.

Auf diese Weise wird die Leistung jedes Kraftwerks mit dem individuellen Reduktionsfaktor
g.¢ Mmultipliziert und mit der reduzierten Leistung nach der oben beschriebenen Methode in
der Rangfolge unter die Jahresdauerlinie eingeordnet. Die tatsdchliche Ausnutzungsdauer
lasst sich aus Formel (2) berechnen.

Die Multiplikation der Nennleistung jedes Kraftwerks mit dem individuellen Reduktionsfaktor
Z-q Setzt zwei wesentliche Punkte voraus:

1. Das Kraftwerk kann nur wahrend seiner Betriebszeit ausfallen, nicht in den Zei-
ten, in denen es nicht bendétigt wird. Dies leitet sich bereits aus der Definition der
Ausfallwahrscheinlichkeit (1) her.

2. Revisionen finden genau in einer Zeitspanne statt, in der das Kraftwerk norma-
lerweise durchschnittlich oft in Betrieb ware. Bekommt zum Beispiel ein Kraft-
werk die Ausnutzungsdauer 4380 Stunden (= ein halbes Jahr) zugewiesen und ist
es pro Jahr vier Wochen in Revision, dann fallen genau zwei Wochen in die Be-
triebszeit und zwei Wochen in die Zeit ohne Betrieb. Da die elektrische Verbrau-
cherlast eine hohe tagliche Periodizitdt aufweist, ist diese Annahme gerechtfer-
tigt. Hierbei wird jedoch nicht beriicksichtigt, dass sich z. B. in den Sommermo-
naten mit geringerer Verbraucherlast durchschnittlich mehr Kraftwerke in Revisi-
on befinden als zu Zeiten mit hdherer Last. Die Revisionsplanung stellt einen ei-
genstandigen Bereich der Optimierung dar und wird hier nicht weiter verfolgt.
Gerade im Blick auf kiinftige Veranderungen der Jahrescharakteristik der von den
Kraftwerken zu erzeugenden Leistung wird die klassische Revisionsaufteilung
mehr und mehr obsolet.
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Unter diesen Voraussetzungen gilt das vorgestellte Verfahren nicht nur fir Grundlastkraft-
werke sondern auch fir Mittel- und Spitzenlastkraftwerke. Durch die Reduktion der indivi-
duellen Kraftwerksleistungen werden ein Teil der notwendigen Reservebreitstellung und die
dabei zu erbringende Energiemenge mit modelliert, da die im Mittel erwarteten Kraft-
werksausfalle berlicksichtigt werden.

Der Vorteil dieses Verfahrens liegt in der schnellen Durchfihrbarkeit. Das Sortieren der
Kraftwerksliste und Einordnen unter die Jahresdauerlinie stellt im Gegensatz zu Verfahren
der linearen Optimierung nahezu kein Rechenzeitproblem dar.

2.2 Abschatzung der Ungenauigkeiten des Verfahrens

Bei allen Optimierungs- und Simulationsmodellen muss zwischen den Unsicherheiten und
Ungenauigkeiten der EingangsgréBen und den Unschérfen und Unzulanglichkeiten des Mo-
dells unterschieden werden.

Die Ungenauigkeit der EingangsgréBen wird h&ufig auch als Qualitdt der Daten bezeichnet.
Ein Beispiel daflr ist die Aussage Uber die Verfligbarkeit eines Kraftwerks. Wie in anderen
Veroffentlichungen [5], [36],[32], [35], wird im hier verwendeten Modell auf die Angabe von

Ey Mittlere Ausfalldauer (Instandsetzungszeit)
Ep Mittlere Betriebsdauer bis zum nachsten Ausfall

zurtckgegriffen. Diese Werte kdnnen nur durch die Auswertung vergangener Kraftwerksaus-
falle ermittelt werden und missen fir die Zukunft fortgeschrieben werden. Hierbei ist es
auch moglich, Tendenzen, z. B. erwartete Verbesserungen zu berticksichtigen. Besonders
bei neuen Kraftwerkstechnologien sind Aussagen Uber mittlere Ausfalldauern und mittlere
Betriebsdauern schwierig. Dennoch missen auch hier Annahmen getroffen werden.

Ein weiteres Beispiel ist die Prognose von Brennstoffpreisen. Das hier vorgestellte Modell
bendtigt die Vorgabe von Preispfaden. Diese sind jedoch mit zum Teil nicht quantifizierbaren
Unsicherheiten behaftet.

Dariber hinaus unterliegen folgende Parameter Prognoseunsicherheiten:
e Technologieentwicklung
e Investitionskosten fur Kraftwerke
o Kraftwerkslebensdauern
¢ Politische Rahmenbedingungen (Genehmigungsrechtliche Fragen)
e CO:-Einsparziele
o Elektrische Verbraucherlast.

Auf die mathematisch genaue Behandlung von Unsicherheiten bei den EingangsgréBen
kann im Rahmen dieser Arbeit nicht eingegangen werden, wobei diese bei vielen Parame-
tern gar nicht méglich ist. Die Auswirkungen kénnen jedoch durch eine Parametervariation
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deutlich gemacht werden. Bei der Vielzahl der Eingangsparameter komplexer Probleme
muss jedoch immer eine Vorauswahl an relevanten Parametern getroffen werden.

Uber die Ungenauigkeiten der EingangsgréBen hinaus wird in diesem Kapitel beleuchtet, an
welchen Stellen das Verfahren des Einordnens nach Merit-Order unter die Jahresdauerlinie
Ungenauigkeiten und Abweichungen gegeniiber der Realitat hervorrufen kann. Dies kann
nur qualitativ und mit tendenziellen Hinweisen geschehen, da eine Quantifizierung eine ex-
akte Kenntnis des realen Kraftwerkseinsatzes voraussetzen wirde. Dieser kann allerdings
nur rickblickend bewertet werden, da der reale Kraftwerkseinsatz nicht zwangslaufig nach
mathematischen Optimierungsverfahren geplant wird. Durch die Kenntnis der Tendenz der
Abweichungen ist jedoch eine grundsétzliche Einschatzung der Mdglichkeiten des Verfah-
rens gegeben.

Abweichungen zwischen dem Einsatz nach Merit-Order und dem realen Einsatz ergeben
sich aufgrund unterschiedlicher Ursachen:

1. Mindestbetriebszeit eines Kraftwerks
Mindeststillstandszeit eines Kraftwerks
Anfahrkosten

Teillastwirkungsgrad

Reservebereitstellung

o o0 M 0D

Pumpspeichereinsatz
Zu 1. Mindestbetriebszeit:

Unter Mindestbetriebszeit wird die mindestens einzuhaltende Zeitspanne zwischen Starten
und Herunterfahren eines Kraftwerks verstanden, in der das Kraftwerk elektrische Leistung
ins Netz einspeist. Dabei handelt es sich um eine rein wirtschaftliche Definition, da es tech-
nisch keine Notwendigkeit fir eine Mindestbetriebszeit gibt. Jedes Kraftwerk muss tech-
nisch in der Lage sein, sich jederzeit vom Netz trennen zu kénnen, was z. B. im Fehlerfall
einer Uberlasteten Leitung notwendig sein kann. Die Konsequenzen einer einzuhaltenden
Mindestbetriebszeit werden unter den anderen Punkten behandelt.

Zu 2. Mindeststillstandszeit:

Die Mindeststillstandszeit eines Kraftwerks ist die Zeitspanne, die zwischen dem Herunter-
fahren eines Kraftwerks und dem Wiederzuschalten ans Netz mindestens vergehen muss.
Neben wirtschaftlichen Grinden sind Mindeststillstandszeiten bei bestimmten Kraftwerken
auch technisch notwendig. Sobald ein thermisches Kraftwerk vom Netz gegangen ist und
die Feuerung unterbrochen wurde, beginnen alle Komponenten auszukiihlen. Aufgrund von
thermischen Spannungen kann ein Kraftwerk erst nach einer bestimmten Mindestzeit wieder
hochgefahren werden [27]. An- und Abfahrvorgange in Kraftwerken laufen heute meist au-
tomatisch ab, um die Materialbeanspruchung so gering wie méglich zu halten. In der Praxis
bedeute das, dass ein Kraftwerk nicht vom Netz genommen wird, wenn es voraussichtlich
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kurze Zeit spater wieder wirtschaftlich eingesetzt werden kann. Stattdessen werden dieses
und andere Kraftwerke so weit in Teillast betrieben, dass die Last gedeckt werden kann,
ohne dass ein Kraftwerk vom Netz genommen werden muss. Der hier vorgestellte Einsatz
nach Merit-Order hingegen schaltet das Kraftwerk aus, sobald eine bestimmte Leistungs-
schwelle unterschritten ist und schaltet es wieder zu, sobald diese Leistungsschwelle wie-
der Uberschritten wird. Bild 2-6 zeigt im linken Teil dieses Vorgehen, wahrend der rechte
Teil der Abbildung die Drosselung aller Kraftwerke zeigt, so dass der voriibergehende
Rickgang der Last ohne Abschaltung eines Blocks Uberbrickt werden kann.
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Bild 2-6 Prinzipieller Unterschied des Kraftwerkseinsatzes ohne Beachtung von Mindeststill-
standszeiten (links) und mit Drosselung der Kraftwerke (rechts)

Im tatsachlichen Betrieb gibt es zwei Griinde, warum ein Kraftwerk nicht mit maximaler
Leistung ins Netz einspeist, sofern es nicht das letzte der gerade noch bendétigten Kraftwer-
ke ist: Entweder es stellt Reserve bereit, oder es ist kostenginstiger, das Kraftwerk zu dros-
seln anstatt es auszuschalten. Der Reserveeinsatz flir Kraftwerksausfalle wird durch das
oben beschriebene Verfahren implizit berlcksichtigt, indem ein Leistungs-Reduktionsfaktor
bei der Aufteilung nach Merit-Order eingefihrt wird (siehe Kapitel 2.1).

Wird ein Kraftwerk angedrosselt anstatt es abzuschalten, wie in Bild 2-6 gezeigt, erzeugt es
in Summe mehr Strom. Daflr erzeugen alle in der Merit-Order darunter liegende Kraftwerke
aufgrund der Androsselung weniger Strom. Daher kann eine Tendenz fur den Fehler, der bei
dieser Modellierung gemacht wird, angegeben werden:

e Grundlastkraftwerke werden in der Realitédt geringfiigig hdufiger angedrosselt gefah-
ren als bei der hier vorgestellten Methode berechnet. Daher werden sie weniger
Strom erzeugen. Da aus wirtschaftlichen Grinden mdéglichst vermieden wird, Grund-
lastkraftwerke zu drosseln, wird dieser Effekt sehr gering sein.

o Kraftwerke in der Mittellast werden sehr genau modelliert. Der Fehler durch Nichtbe-
achtung von Mindestbetriebs- und Mindeststillstandszeiten gleicht sich aus, da das
entsprechende Kraftwerk sowohl unter als auch Uber der Abschaltschwelle liegen
kann.

e Spitzenlastkraftwerke erzeugen in der Realitdt eher etwas mehr Strom als durch die
Modellierung angenommen.
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Zu 3. Anfahrkosten:

Anfahrkosten entstehen im Wesentlichen durch das Wiederaufheizen des Kraftwerkskessels
und anderer Komponenten auf Betriebstemperatur. In erster Linie stellen sie die Kosten fir
die in den Bauteilen gespeicherte Wérmeenergie dar. Bei einem vollstédndigen Auskuhlen
des Kraftwerks geht diese Energie verloren. Daher sind die Anfahrkosten umso héher, je
langer das Kraftwerk bereits stillgestanden ist. Das Anfahren von Kraftwerken geschieht bei
Kohlekraftwerken zum Teil mit anderen, teureren Brennstoffen wie z. B. Erdgas oder Heizdl.
Dartiber hinaus entstehen Kosten durch den Strombezug Uber das Netz und indirekt Uber
den hoheren Verschlei3 der Kraftwerkskomponenten.

Um den wirtschaftlichsten Kraftwerkseinsatz bestimmen zu kdénnen, verteilen sich die An-
fahrkosten auf die gesamte innerhalb der Einsatzzeit erzeugte Strommenge. Fir kurze
Einsatzspannen spielen die Anfahrkosten daher eine wesentlich gréBere Rolle als bei langer
Einsatzdauer. Bei Grundlastkraftwerken sind Anfahrkosten in der Investitionsplanung nahe-
zu vernachlassigbar.

Die Berlicksichtigung von Anfahrkosten kann dazu flihren, dass zu einer bestimmten Leis-
tungsschwelle nicht das eigentlich nach Merit-Order folgende Kraftwerk in Betrieb genom-
men wird, sondern eines mit hdéheren spezifischen Betriebskosten und daflir niedrigeren
Anfahrkosten. Daher erhalten tendenziell Kraftwerke, die sich in der Merit-Order weiter hin-
ten befinden, eine gréBere Ausnutzungsdauer als ohne Beriicksichtigung der Anfahrkosten.
Dies gilt jedoch nur, wenn die Anfahrkosten bei diesen Kraftwerken niedriger sind als bei
weiter vorne in der Merit-Order liegenden Kraftwerken.

Ebenso kann bei der Berticksichtigung von Anfahrkosten ein ahnlicher Effekt wie in 2.) be-
schrieben auftreten. Dabei wird zur Vermeidung von Anfahrkosten ein Kraftwerk fir einen
bestimmten Zeitraum in Teillast betrieben. Die Effekte auf die Modellierungsgenauigkeit sind
also mit 2.) vergleichbar.

Zu 4. Teillastwirkungsgrad:

Nahezu jede technische Anlage weist in Teillast einen geringeren Wirkungsgrad auf als in
Volllast. Der geringere Wirkungsgrad ist mit héheren spezifischen Kosten verbunden und
somit mdglichst zu vermeiden. Dennoch gibt es Grlinde, ein Kraftwerk in Teillast zu betrei-
ben. Einige, wie zum Beispiel das Vermeiden des Abschaltens eines Kraftwerks, wurden
unter den voran gegangenen Punkten bereits beschrieben. Darliber hinaus kann ein groBer
Teil der notwendigen kurzfristig abrufbaren Kraftwerksreserve nur durch Teillastbetrieb ge-
wabhrleistet werden. Daher werden einige Kraftwerke fahrplanmaBig in Teillast betrieben, um
deren Leistung kurzfristig erhéhen zu kénnen. Dieser Effekt wird unter 5.) beschrieben.

Zu 5. Reservebereitstellung:

Zunéchst werden die Ursachen fur Reservebedarf beim Kraftwerksbetrieb aufgezeigt. Zu
jedem Zeitpunkt muss ein Gleichgewicht zwischen Stromerzeugung und —verbrauch herr-
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schen. Durch unvorhergesehene Ereignisse kann dieses Gleichgewicht gestért werden. Hier
sind zu nennen:

e Kraftwerksausfalle

o Lastprognosefehler

¢ Windprognosefehler, Fehler in der Vorhersage anderer fluktuierender Einspeisung
o Kurzfristige Schwankungen bei der Last und der Erzeugung

Leistungsreserve, welche kurzfristig abrufbar sein soll, kann in unterschiedlicher Weise vor-
gehalten werden. Im Wesentlichen kann unterschieden werden in:

e Kraftwerke in Teillast (rotierende Reserve)

e Schnellstartfahige Kraftwerke (stehende Reserve)
e (Pump-) Speicherkraftwerke

e Abschaltbare Verbraucher

Kurzfristige Reserve, welche in schnellstartfahigen Gasturbinenkraftwerken vorgehalten
wird, kann im Rahmen des hier vorgestellten Verfahrens nicht beriicksichtigt werden. Diese
Kraftwerke finden im Rahmen der Bereitstellung gesicherter Leistung ihren Platz im Kraft-
werksportfolio. Da der Brennstoff Erdgas zumindest bisher eine sehr kostenintensive Form
der Strombereiststellung darstellt, ist die als Reserve erzeugte Strommenge aus Erdgas-
kraftwerken gering.

Bei der Aufteilung der notwendigen Reserve auf unterschiedliche Kraftwerke werden dieje-
nigen haufiger in Teillast betrieben, deren Teillastwirkungsgrad weniger stark gegenuiber
dem Nennwirkungsgrad abfallt. Dies kann dazu fihren, dass Kraftwerke mit geringeren spe-
zifischen Betriebskosten im Nennbetrieb dennoch weniger Strom liefern als Kraftwerke in
der Merit-Order dahinter, da bei diesen Kraftwerken eventuell ein Teillastbetrieb noch unren-
tabler ware.

Die Energiemenge, welche im Fall von Kraftwerksausfallen erzeugt werden muss, wird durch
die Einflihrung des Reduktionsfaktors (siehe Kapitel 2.1) implizit berlicksichtigt. Ebenso ver-
halt es sich bei den Energiemengen, welche durch Prognosefehler von Wind und Last her-
vorgerufen werden. Bei einer jdhrlichen Betrachtung ist davon auszugehen, dass der Mittel-
wert der Abweichungen Null ist.

Daraus folgt, dass die als Reserve erbrachten Energiemengen richtig abgebildet werden.
Aufgrund unterschiedlicher Teillastwirkungsgrade und Lastdnderungsgradienten kann die
Aufteilung dieser Energiemenge auf die Kraftwerke in der Realitdt anders ausfallen als im
vorgestellten Verfahren. Wie schon im Punkt 4.) erlautert, heiBt das, dass Kraftwerke mit
guten Teillastwirkungsgraden haufiger in Teillast betrieben werden. Die héheren Lastéande-
rungsgeschwindigkeiten von Gaskraftwerken gegeniber Kohlekraftwerken bewirken, dass
diese Kraftwerke eher eine héhere Ausnutzungsdauer zugewiesen bekommen als durch das
hier verwendete Verfahren bestimmt wird.
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Zu 6. Pumpspeichereinsatz:

Pumpspeicherwerke dienen zum einen der kurzfristigen Reservebereitstellung und zum an-
deren zum Ausgleich von taglichen oder wochentlichen Lastschwankungen. Strom, der zu
niedrigen Kosten in lastschwachen Zeiten eingespeichert wird, ersetzt teureren Strom zu
Spitzenlastzeiten. Die Kostendifferenz muss dabei mindestens so groB3 sein, dass die Spei-
cherverluste damit gedeckt werden. Pumpspeicherwerke bendtigen aufgrund unvermeidli-
cher Verluste stets eine gréBere Energiemenge zum Betrieb der Pumpen als spéter in den
Turbinen wieder ins Netz abgegeben werden kann. Daher lohnt sich ihr Betrieb vor allem,
wenn die Spreizung zwischen giinstigem Strom zu Schwachlastzeiten und teurem Strom zu
Spitzenlastzeiten groB ist.

Das hier vorgestellte Verfahren kann den Einsatz von Pumpspeicherwerken nicht modellie-
ren. Daher ergeben sich Abweichungen gegentber der Realitét v. a. dann, wenn der model-
lierte Kraftwerkspark Pumpspeicherwerke enthélt und sich deren Einsatz lohnen wiirde. Die
Ausnutzungsdauern von Grundlastkraftwerken erhéhen sich tendenziell, allerdings ist zu
beachten, dass dies nur auf solche Kraftwerke zutreffen kann, welche nicht ohnehin schon
aufgrund der Lastsituation ihre maximale Ausnutzungsdauer erreicht haben. Ein Beispiel soll
dies erlautern: Die im Laufe eines Jahres auftretende minimale Verbraucherlast betrage
35 GW. Alle Kraftwerke, deren kumulierte Leistung sich in der Merit-Order unterhalb von
35 GW befindet, kédnnen auch durch den Einsatz von Pumpspeicherwerken keine héhere
Ausnutzungsdauer erzielen. Nur diese Kraftwerke, die in nicht mehr kontinuierlich wahrend
des ganzen Jahres anfallenden Lastbereichen eingesetzt werden, kénnen ihre Ausnut-
zungsdauer durch Lieferung von Pumpstrom steigern. Durch die in Zukunft steigende Men-
ge von Strom aus regenerativen Quellen, welche meist nahezu keine variablen Betriebskos-
ten aufweist, kdnnte die Mdglichkeit des Einspeicherns von kostengtinstigem Strom zuneh-
men.

Die eingespeicherte Strommenge ersetzt wiederum Strom aus Spitzenlastkraftwerken. De-
ren Ausnutzungsdauer wird daher in der Realitét niedriger sein als das Verfahren der Merit-
Order vorgibt. Durch die Speicherverluste ist die Strommenge allerdings geringer als die
eingespeicherte und somit ist der Fehler auch kleiner als bei den Grundlastkraftwerken. Da
es sich bei den ersetzten Spitzenlastkraftwerken haufig um Gaskraftwerke handelt, welche
zur kurzfristigen Reserve eingesetzt werden kénnen, ergibt sich ein gewisser Ausgleich der
Abweichungen gegenulber der Realitat (siehe Punkt 5.)

Die adaquate Modellierung von Pumpspeicherwerken im Verbundbetrieb und deren Investi-
tionsstrategie stellt ein eigenstandiges Forschungsgebiet dar und kann hier nicht weiter be-
handelt werden. Die vorliegende Arbeit soll auch Hinweise und Mdglichkeiten aufzeigen, auf
die bei weitergehenden Fragestellungen aufgebaut werden kann.
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Grundséatzlich erfolgt im vorgestellten Verfahren eine Anndherung an die reale Stromnach-
frage in diskreten Stufen durch die Aneinanderreihung einzelner Kraftwerksblécke. Daher
ergeben sich mit wachsender Zahl von Kraftwerksbldcken eine héhere Genauigkeit und ein
geringerer Diskretisierungsfehler durch Uber- oder Unterdeckung der benétigten Energie-
menge.

2.3 Vorgezogene Kraftwerksstilllegung / Langzeitkonservierung

Die Lebensdauer eines Kraftwerks bemisst sich neben genehmigungsrechtlichen Fragen v.
a. nach der Mdoglichkeit eines wirtschaftlichen Betriebs. So lange die jahrlich anfallenden
Kosten geringer sind als die Vollkosten eines neuen Kraftwerks ist ein Weiterbetrieb wirt-
schaftlich. In der Realitdt nehmen mit zunehmendem Alter Wartungs- und Reparaturkosten
zu. Gleichzeitig wird ein neues Kraftwerk gleichen Typs aufgrund des hdheren Wirkungs-
grads geringere Brennstoffkosten bei gleicher erzeugter Strommenge aufweisen als ein alte-
res. Dafur sind die Investitionskosten eines neuen Kraftwerks zu bertcksichtigen. Auch bei
einem gleichmaBigen Wertverlust Uber die Lebensdauer eines Kraftwerks sind die jahrlichen
Kosten zu Beginn der Lebensdauer hdher als gegen Ende, da die zuséatzlichen Zinskosten
aufgrund des gebundenen Kapitals beachtet werden muissen.

Im hier vorgestellten Modell wird die Lebensdauer eines Kraftwerks a priori auf Ubliche Pla-
nungswerte, z. B. 40 Jahre, festgelegt. Eine Erhéhung der Wartungs- und Reparaturkosten
wird nicht vorgenommen. Wie in Kapitel 2.1 gezeigt, ist es am wirtschaftlichsten, wenn ein
Kraftwerk mit geringeren betriebsabhangigen Kosten mehr Strom erzeugt als eines mit ho-
heren Betriebskosten. Fixkosten spielen bei der Einsatzstrategie zunéchst keine Rolle, da
diese in jedem Fall anfallen. Diese Fixkosten bestehen aus Personal-, Wartungs- und Repa-
raturkosten und Kapitalkosten. Im weiteren Verlauf dieser Arbeit wird zwischen den Investi-
tions- bzw. Kapitalkosten und den Ubrigen Fixkosten unterschieden.

Wahrend der Lebensdauer des Kraftwerks sinkt im Allgemeinen die Ausnutzungsdauer von
Jahr zu Jahr. Der Grund dafir ist, dass neuere Kraftwerke gebaut werden, deren spezifische
Betriebskosten aufgrund eines héheren Wirkungsgrades geringer sind und somit das &ltere
Kraftwerk in héhere Lastbereiche verschieben. Dies ist vor allem bei Kohlekraftwerken zu
beobachten. Urspriinglich fir die Grundlast oder untere Mittellast vorgesehene Kraftwerke
werden zunehmend in der oberen Mittellast eingesetzt, weil modernere Kohlekraftwerke
Okonomischer sind. Bei alteren Braunkohlekraftwerken verstéarkt sich diese Tendenz bei
einer Einpreisung von CO,-Zertitfikatskosten erheblich. Durch ihre hohen spezifischen Emis-
sionen steigen die spezifischen Betriebskosten Uberproportional. Als Beispiel zeigt Bild 2-7
im linken Teil den Ausgangszustand. Im rechten Diagramm ist bei sonst gleichen Bedingun-
gen ein neues Kraftwerk hinzugefligt. Dessen spezifische Betriebskosten sind héher als die
der ersten drei Kraftwerke und niedriger als die aller anderen Kraftwerke. Daher riicken alle
danach kommenden Kraftwerke in der Merit-Order weiter nach oben und erhalten eine ge-
ringere Ausnutzungsdauer. Zur Verdeutlichung ist das urspriinglich an sechster Stelle ste-
hende Kraftwerk A zuséatzlich markiert.
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Bild 2-7 Verdnderung des Kraftwerkseinsatzes mit einem neuen Grundlastkraftwerk

Im Falle einer Kraftwerksstilllegung oder einer Langzeitkonservierung fallen, zumindest theo-
retisch, alle Kosten auBer den Kapitalkosten, die den Materialwert eines Kraftwerks wider-
spiegeln, weg. Somit ist die Einsatzentscheidung nicht mehr alleine von den Betriebskosten
abhéngig, sondern auch von einem Teil der Fixkosten. Hier ist zu beachten, dass diese Fix-
kosten im Modell entweder komplett anfallen oder gar nicht. Bei einer Langzeitkonservie-
rung besteht die Mdglichkeit, das Kraftwerk zu einem spéteren Zeitpunkt wieder in Betrieb
zu nehmen. Gleichzeitig tragt ein konserviertes Kraftwerk zur Langzeit-Zuverladssigkeit des
Kraftwerksparks bei (sieche Kapitel 3). Im weiteren Verlauf wird nicht zwischen vorzeitiger
Stilllegung und Langzeitkonservierung unterschieden, d. h. alle Kraftwerke, die vorzeitig
stillgelegt werden, befinden sich in Langzeitkonservierung bis sie wieder bendétigt werden
oder ihr urspriingliches Lebensdauerende erreicht haben.

Die Jahres-Lastaufteilung nach Merit-Order ergibt, dass so viele Kraftwerke in Betrieb ge-
nommen werden, dass die Jahreshdchstlast gedeckt ist. Alle Kraftwerke, deren spezifische
Betriebskosten héher sind als die des gerade noch benétigten Kraftwerks, erhalten die Aus-
nutzungsdauer Null. Daher fallen im Modell fir diese Kraftwerke auch keine Fixkosten an.
Hier ist vereinfachend angenommen, dass diese Kraftwerke in dem betrachteten Jahr in
Langzeitkonservierung sind. Im Modell wird am Anfang eines Jahres entschieden, ob das
Kraftwerk benutzt wird oder nicht.

Durch die Lastaufteilung nach Merit-Order wird sichergestellt, dass Kraftwerke mit héheren
spezifischen Betriebskosten eine geringere Ausnutzungsdauer erhalten als solche mit nied-
rigeren spezifischen Betriebskosten. Andererseits kann auf diese Weise ein Kraftwerk erst
dann vorzeitig stillgelegt bzw. konserviert werden, wenn es in der Merit-Order so weit nach
hinten geriickt ist, dass es zur Lastdeckung nicht mehr herangezogen wird. Dies ist jedoch
z. B. bei Braunkohlekraftwerken unrealistisch. Deren spezifische Betriebskosten liegen meist
selbst bei alten Kraftwerken mit niedrigem Wirkungsgrad noch unter denen von Gasturbi-
nenkraftwerken.

Wird die Md&glichkeit einer vorgezogenen Kraftwerksstilllegung in Betracht gezogen, muss
zunachst die Aufteilung streng nach Merit-Order erfolgen. Fur die Kraftwerke, die eine Aus-
nutzungsdauer gleich Null erhalten, fallen keine Kosten mehr an. Dabei ist es méglich, dass
ein Kraftwerk mit niedrigeren spezifischen Betriebskosten in einem Lastbereich eingesetzt
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wird, in dem ein urspringlich nicht bendtigtes Kraftwerk kostenglinstiger wéare, wenn es
stattdessen eingesetzt wird. Bild 2-8 zeigt die dazugehérige Prinzipdarstellung. Das Kraft-
werk 1 erhalt nach Merit-Order eine geringe Ausnutzungsdauer wahrend das Kraftwerk 2
nicht mehr benétigt wird. In diesem Fall wére es billiger, das Kraftwerk 2 einzusetzen, ob-
wohl es hdhere spezifische Betriebskosten aufweist. Der Grund sind die geringeren jahrli-
chen Fixkosten, die am Schnittpunkt mit der y-Achse abzulesen sind. Dargestellt sind hier
allerdings keine Investitionskosten der Kraftwerke, da diese unabhangig vom Einsatz der
Kraftwerke anfallen.
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Bild 2-8 Betriebskennlinien von Kraftwerken

Wird das Kraftwerk 2 mit derselben Ausnutzungsdauer wie das Kraftwerk 1 eingesetzt und
wird das Kraftwerk 1 in dem betrachteten Jahr als stillgelegt angesehen, dann ergeben sich
niedrigere Gesamtkosten. Da sich in der Rangliste der Kraftwerke zwischen dem Kraftwerk
1 und dem Kraftwerk 2 noch weitere Kraftwerke befinden kénnen, wird das Kraftwerk 2 im
Allgemeinen nicht an derselben Stelle eingesetzt werden wie das Kraftwerk 1. Es folgt eine
weitere Lastaufteilung nach Merit-Order, jedoch ohne das Kraftwerk 1. Damit erhalt das
Kraftwerk 2 maximal die Ausnutzungsdauer des Kraftwerks 1 vorher und ist somit wirt-
schaftlicher.

Diese Uberpriifung wird mit jedem Kraftwerk durchgefiihrt, beginnend mit dem besten ge-
rade nicht mehr bendétigtem Kraftwerk (Kraftwerk 2 in Bild 2-8) und dem in der Rangliste am
nachsten stehenden eingesetzten Kraftwerk. Dessen spezifische Betriebskosten sind niedri-
ger, daher ist die Steigung der dazugehdrigen Kraftwerkskennlinie geringer (Kraftwerk 1 in
Bild 2-8). Sind die Vollbenutzungsstunden dieses Kraftwerks kleiner als der Schnittpunkt der
Kraftwerkskennlinien, so ist ein Tausch der beiden Kraftwerke 6konomisch sinnvoll.

Die Kennlinie des Kraftwerks 1 lautet allgemein: &, (T) = kg, , * T + kg, (4)

Kraftwerk 2: ko (T)=kpp s *T + kpyy  (9)
. . . kFixl B kFixZ

Schnittpunkt der beiden Kennlinien: T. == (6)

k

Schnittpunkt k
B Betr.1

etr.2
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Hier ist: kg, i (T) spezifische jéhrliche Kosten des Kraftwerks i bei einer Ausnutzungs-
dauervon T

kger. i spezifische Betriebskosten des Kraftwerks i
kriei  spezifische jahrliche Fixkosten (auBer Kapitalkosten) des Kraftwerks i

Zu beachten ist weiterhin die Zuverlassigkeit der Kraftwerke. Verglichen werden zwei Kraft-
werke, die jeweils eine Zuverldssigkeit von unter 100 % aufweisen. Um vergleichen zu kén-
nen, welches Kraftwerk im betrachteten Lastbereich die geforderte Energiemenge spezifisch
guinstiger erbringen kann, missen die leistungsabhangigen Fixkosten auf eine gemeinsame
Zuverlassigkeit normiert werden. Daher sind die jahrlichen Fixkosten mit der Zuverldssigkeit
der Kraftwerke zu bewerten, um den tatsachlichen Schnittpunkt der Kraftwerkskennlinien zu
erhalten. Dieser ist mit der theoretischen Ausnutzungsdauer des Kraftwerks zu vergleichen
(siehe Formel 3 in Kapitel 2):

T, < kF[xl/gredl _kmz/gredz

(7)
gred 1 kBetr. 2 kBetr.l

ki/g,.. bedeutet eine Normierung der spezifischen jahrlichen Fixkosten auf die zum

Kraftwerk gehdrende Verflugbarkeit. Fir ein Kraftwerk mit nur 50 % Verfligbarkeit heiBt das,
dass im langfristigen Mittel die doppelte Kraftwerkskapazitat gebucht werden muss, um die
geforderte Energiemenge zu erbringen. Wirde die Verfligbarkeit bei dem Vergleich unter-
schiedlicher Kraftwerke nicht beachtet werden, ergibt sich eine Verfalschung gegentber der
Realitat.

Ax

——— ist die Ausnutzungsdauer, flr die das Kraftwerk x urspriinglich vorgesehen ist. Der
gredx

Reduktionsfaktor g,., ist hier notwendig, da die unterschiedliche Verflgbarkeit der Kraftwer-
ke bereits beim Schnittpunkt der Kraftwerkskennlinien bertcksichtigt ist.

Ist die Ungleichung (7) wabhr, so ist die Stilllegung von Kraftwerk 1 sinnvoll.

Nach einer erneuten Lastaufteilung nach Merit-Order wird die Suche nach unrentabel einge-
setzten Kraftwerken so lange wiederholt, bis sich keine weitere Verbesserung mehr erzielen
lasst. Bei jeder Kraftwerksstilllegung bzw. Langzeitkonservierung ist darauf zu achten, dass
noch mindestens so viel Kraftwerksleistung im Kraftwerkspark vorhanden ist, wie stillgelegt
wird.

Diese Kraftwerkskonservierung findet immer nur fir das jeweils betrachtete Jahr statt. D. h.
im néchsten betrachteten Jahr kénnte ein vorher konserviertes Kraftwerk durchaus wieder in
Betrieb genommen werden, wenn sich die Randbedingungen geéndert haben.
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2.4 Begrenzung der CO.-Emissionen der thermischen Kraftwerke

Durch die Verbrennung fossiler Energietrager entstehen im Rauchgas thermischer Kraftwer-
ke unweigerlich Stoffe, welche die Umwelt schadigen kénnen. In den letzten Jahrzehnten
haben Staub-, Stickoxid und Schwefeloxidemissionen durch den Einsatz effektiver Filter
und Entschwefelungsanlagen deutlich abgenommen. Bild 2-9 zeigt die Entwicklung der
energiewirtschaftlich bedingten Emissionen von Stickoxiden, Schwefeldioxid, Kohlenmono-
xid und Staub von 1990 bis 2005. Durch die Erneuerung v. a. des ostdeutschen Kraftwerks-
parks haben Schwefeldioxid und Staubemissionen erheblich abgenommen. Ein &hnlicher
Prozess war bei den westdeutschen Kraftwerken in den 1980er Jahren zu beobachten.

Die umweltrelevanten Emissionen thermischer Kraftwerke bestehen heute zum gréBten Teil
aus Kohlendioxid, welches bei der Verbrennung kohlenstoffhaltiger Rohstoffe entsteht. Auf-
grund des postulierten Zusammenhangs zwischen dem CO.-Gehalt der Luft und der Klima-
erwarmung gewinnt dieses Thema in jlingster Zeit hdchste Prioritat. Bisher war es flr Kraft-
werksbetreiber unerheblich, welche Menge CO. aus ihren Kraftwerken emittiert wird. Eine
Minderung an spezifischen Emissionen wurde nur indirekt erreicht indem der Wirkungsgrad
von Neuanlagen verbessert wurde. Der Grund liegt aber in der héheren Wirtschaftlichkeit
durch bessere Brennstoffausnutzung. Dem wirtschaftlich optimalen Betrieb eines Kraft-
werksparks entspricht eine bestimmte Emissionsmenge.

53-123-B08
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Bild 2-9 Energiebedingte Emissionen in der Energiewirtschaft (ohne CO)

Im Falle der fossilen Energietrager sind nahezu ausnahmslos diejenigen kostengunstiger,
welche héhere spezifische CO,-Emissionen aufweisen. Braunkohle gilt in Deutschland auf-
grund der oberflachennahen Abbaumdglichkeit als billigster fossiler Rohstoff. U. a. wegen
des hohen Wassergehalts der Braunkohle sind die auf den Heizwert bezogenen spezifi-
schen Emissionen mit knapp 400 kg/MWh, [12] besonders hoch.
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In Deutschland verstromte Steinkohle weist dagegen bereits spezifische Emissionen von
335 kg/MWhy, auf, ist aber aufgrund von schwierigeren Lagerstattenbedingungen und
Transportkosten teuerer als Braunkohle.

Erdgas besteht aus Kohlewasserstoffen, wodurch bei der Verbrennung neben CO. auch
Wasser entsteht. Daher sind die auf den Heizwert bezogenen spezifischen Emissionen mit
gut 200 kg/MWhy, deutlich niedriger als bei Kohle. Aufgrund verschiedener Faktoren (groB-
tenteils Import, wenig Quellendiversifikation, Bindung an den Olpreis) sind die Kosten fiir
Erdgas deutlich hdher als fir Kohle.

Einen Sonderfall stellt bei der Stromerzeugung die Kernenergie dar. Diese ist durch die Nut-
zung physikalischer Bindungsenergie an sich CO.-frei. Die Kosten flr Kernbrennstoffe liegen
je erzeugte Einheit Strom deutlich unter denen von fossilen Brennstoffen, so dass Kern-
kraftwerke in der Grundlast eingesetzt werden.

Um eine Reduktion von CO,-Emissionen zu erreichen, wird in der Literatur haufig das In-
strument der Vermeidungskosten [13] verwendet. Die Mehrkosten von CO.-Vermei-
dungsmaBnahmen gegeniiber einem Referenzsystem werden durch die eingesparten Emis-
sionen geteilt. Damit soll erreicht werden, dass kostengunstigere MaBnahmen vorrangig
durchgeflihrt werden. Bei der Aneinanderreihung von MaBnahmen handelt es sich um eine
eigenstandige Optimierungsaufgabe. Um eine bestimmte Menge an Emissionen mit minima-
len Vermeidungskosten einzusparen, wird jeder Einheit emittierten Kohlendioxids ein mone-
téarer Wert zugeordnet. Dabei ist es zundchst unerheblich, ob dieser Wert durch eine Be-
steuerung oder durch ein Zertifikatshandelssystem erreicht wird.

Damit unterliegt die Optimierung des Kraftwerkseinsatzes nicht mehr allein den Brennstoff-
kosten sondern auch den Emissionen. Volkswirtschaftlich gesehen entstehen Mehrkosten
durch CO»-Einsparung in der Stromerzeugung durch Verschiebungen im Brennstoffmix und
durch Veradnderungen in der Kraftwerkszusammensetzung, nicht jedoch durch die den
Emissionen zugeordneten Kosten.

In diesem Kapitel wird zunéchst gezeigt wie beim Kraftwerkseinsatz eine CO,-Reduktion
kostenminimal durchgefuhrt werden kann:

Bei einem gegebenen Kraftwerkspark ergibt sich ein kostenminimaler Betrieb durch das
Einordnen der Kraftwerke nach Merit-Order unter die Jahresdauerlinie (siehe Kapitel 2.1).
Eine Veranderung der Emissionen ist in diesem Modell nur durch einen Wechsel von Kraft-
werken in der Rangfolge mdglich. Folgendes Rechenbeispiel soll dies erlautern:

Der Modellkraftwerkspark besteht aus drei unterschiedlichen Kraftwerkseinheiten (Braun-
kohle, Steinkohle und GuD) mit je 500 MW Leistung. Die Dauerlinie der Lastanforderung
gestaltet sich folgendermaBen: 1500 MW fir 300 Stunden

1000 MW fir 600 Stunden
500 MW flr 900 Stunden
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Die Parameter der drei Kraftwerksblocke zeigt Tabelle 2-1. Die spezifischen Betriebskosten
der gewahlten Kraftwerke nehmen mit sinkenden spezifischen CO,-Emissionen zu.

Tabelle 2-1 Parameter Beispielkraftwerke
Spez. CO,-
Kraftwerkstyp Spez. Kosten o
Emissionen
Braunkohle 11 €/ MWh 1 t/MWh
Steinkohle 18 €/ MWh 0,78 t/MWh
GuD 35 €/MWh 0,35 t/MWh

Den wirtschaftlichsten Einsatz der Kraftwerke nach Merit-Order zeigt Bild 2-10. Die Grund-
last wird von dem Braunkohleblock gedeckt, die Mittellast Gbernimmt das Steinkohlekraft-
werk und die Spitzenlast stellt der GuD-Block bereit. Durch den Einsatz entstehen insge-
samt Kosten in H6he von 15,6 Mio. € und CO,-Emissionen von 736,5 Tausend Tonnen.
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Bild 2-10 Einsatz der Kraftwerke nach Merit-Order (ohne Beschridnkung der Emissionen)

Eine Reduktion der Emissionen kann nur erreicht werden, indem die Einsatzrangfolge der
Kraftwerke geandert wird. Dies soll nun stufenweise nach den minimalen Vermeidungskos-
ten geschehen. Die spezifischen Vermeidungskosten beim Tausch zweier Kraftwerksarten
sind wie folgt definiert:

v, = kBet;l :I;Betrl 8)
Hier sind:

Ve,  Spezifische COx-Vermeidungskosten

kg, . spezifische Betriebskosten des Kraftwerks x

e spezifische Emissionen des Kraftwerks x
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Mit (8) ergeben sich bei obigem Beispielkraftwerkspark drei Stufen von Vermeidungskosten,
wie Tabelle 2-2 zeigt.

Tabelle 2-2 Vermeidungskosten beim Tausch einzelner Kraftwerkstypen in der Merit-Order
Vermei-

Tausch von Kraftwerkstypen
dungskosten

Braunkohle — Steinkohle 31,8 €/t CO,

Braunkohle — GuD 36,9 €/1 CO,

Steinkohle — GuD 39,5 €/t CO,

Die niedrigsten Vermeidungskosten ergeben sich bei einem Tausch der Platze des Braun-
kohlekraftwerks und des Steinkohlekraftwerks. Bild 2-11 zeigt den dazugehérigen Kraft-
werkseinsatz. Die Kosten steigen um 1,05 Mio. € und die Emissionen sinken um 33 Tausend
Tonnen. Dies entspricht exakt den errechneten Vermeidungskosten.
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Bild 2-11 Kraftwerkseinsatz nach dem 1. Kraftwerkstausch

Der néchste Tausch der Positionen in der Einsatzrangfolge ist der zwischen dem Braunkoh-
lekraftwerk und dem GuD-Kraftwerk. Bild 2-12 zeigt den Kraftwerkseinsatz und die Kosten
und Emissionen. Im Vergleich zum vorherigen Einsatz nehmen die Emissionen um weitere
97,5 Tausend Tonnen ab, die Kosten steigen um 3,6 Mio. €. Diese Emissionseinsparung
erfolgt zu den Vermeidungskosten von 36,9 €/tCO., wahrend die vorher bereits eingesparte
Emissionsmenge mit den gunstigeren Vermeidungskosten erfolgte.
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Bild 2-12 Kraftwerkseinsatz nach dem 2. Kraftwerkstausch

Soll eine noch gréBere Menge CO:; eingespart werden, muss die letzte mogliche Tausch-
maBnahme ergriffen werden, der Wechsel der Platze des Steinkohlekraftwerks und des
GuD-Kraftwerks in der Rangfolge (Bild 2-13). Dies hat eine weitere Abnahme der Emissio-
nen um 64,5 Tausend Tonnen und eine Zunahme der Kosten um 2,55 Mio. € (gleich
64 500t CO, * 39,5 €/t CO,) zur Folge. Im Vergleich zum Kraftwerkseinsatz ohne CO»-
Einsparung (Bild 2-10) unterscheidet sich untenstehender Einsatz nur durch einen Tausch
der Platze des Braunkohlekraftwerks und des GuD-Kraftwerks, was Vermeidungskosten von
36,9 €/t CO. zur Folge hat. Es ist leicht zu berechnen, dass diese Vermeidungskosten genau
denjenigen entsprechen, die sich in Summe gegeniber der Ausgangssituation ergeben.
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Bild 2-13 Kraftwerkseinsatz nach dem 3. Kraftwerkstausch

Das Beispiel zeigt, dass CO.-VermeidungsmaBnahme nach aufsteigenden Vermeidungskos-
ten durchgefuhrt werden missen, um die angestrebte CO.-Einsparung kostenminimal zu
erreichen. Im Kraftwerksbetrieb kann dies durch die Anrechnung von CO,-abhangigen Kos-
ten zum Brennstoffpreis geschehen. Sobald dieser CO,-Preis die Héhe von Vermeidungs-
kosten einer einzelnen MaBnahme erreicht, ist diese MaBnahme wirtschaftlich und wird im
Modell eines vollkommenen Marktes durchgeflihrt. In obigem Beispiel heil3t dies, dass bei
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einem CO,-Zertifikatspreis unter 31,8 €/t CO. keinerlei Einsparung stattfindet. Ab diesem
Preis wird jedoch das Steinkohlekraftwerk spezifisch gunstiger als das Braunkohlekraftwerk,
wodurch es in der Merit-Order weiter nach Vorne kommt. Echte Mehrkosten gegenliber
dem urspriinglich wirtschaftlichsten Kraftwerkseinsatz ergeben sich jedoch nur aus der Ver-
anderung des Brennstoffeinsatzes und nicht aus der zusatzlichen Einpreisung der Zertifi-
katskosten. Diese verbleiben bei einer volkswirtschaftlichen Betrachtung im System und
dienen nur als Berechnungsgréie.

Im hier vorgestellten Modell bestehen zwei Mdglichkeiten der Begrenzung der CO»-
Emissionen des Kraftwerkspark innerhalb eines Jahres. Bei externer Vorgabe des Zertifi-
katspreises stellt sich eine Merit-Order der Kraftwerke ein, aus der eine entsprechende
Emissionsmenge resultiert. Wie groB3 die Einsparung ausféllt, kann jedoch nicht im Voraus
bestimmt werden [33], da keine mathematische Funktion zwischen Zertifikatspreis und
Emissionsmenge existiert. Wird hingegen die Obergrenze der im Betrachtungsjahr zuldssi-
gen Emissionen vorgegeben, so muss der Zertifikatspreis von Null beginnend so lange er-
hoht werden und jeweils die Stromerzeugung berechnet werden, bis die maximale Emissi-
onsmenge erreicht ist. Dabei ist der Zertifikatspreis fur die Merit-Order der Kraftwerke aus-
schlaggebend.

Dieser Zertifikatspreis ist das Ergebnis der Begrenzung der Emissionen. Dabei werden nur
Einsparmdéglichkeiten innerhalb der thermischen Kraftwerke betrachtet. Falls in der Realitat
in anderen Bereichen, z. B. in Industrieprozessen eine kostengtinstigere Emissionsreduktion
zu erzielen ware, wirden die thermischen Kraftwerke entsprechend mehr emittieren.

Bei einem bestehenden Kraftwerkspark geschieht eine Minderung von Emissionen also al-
lein durch Veranderungen in der Merit-Order. In Folge dieser Veranderungen verschiebt sich
auch die Rentabilitadt von Kraftwerksneubauten gegenliber dem Betrieb ohne Beschrénkung
der Emissionen.

2.5 Installierte Leistung und Kraftwerksbetrieb

Die bisherigen Ausfuhrungen zeigten den Kraftwerkseinsatz bei einem gegebenen Kraft-
werkspark. Hierflir spielen Investitionskosten keine Rolle, da diese unabhangig vom Kraft-
werkseinsatz anfallen. In diesem Kapitel wird gezeigt, wie bei einer gegebenen Lastanforde-
rung die Aufteilung der zu installierenden Kraftwerksleistung ein Kostenminimum erreicht.
Als Bezugszeitraum ist in diesem Kapitel ein Jahr gewéhlt.

Die spezifischen jahrlichen Kraftwerkskosten errechnen sich zu:

€
ksp (T) = kBetr. * T+ klnv. I:W:l (9)
Mit kg (T) spezifische jéhrliche Kraftwerkskosten bei einer Ausnutzungsdauer

von T

kgerr.  spezifische Betriebskosten
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kv,  Spezifische jahrliche Investitionskosten (i. Allg. annuitatisch bewertet)

Aus Griinden der Ubersichtlichkeit werden hier keine zusétzlichen jahrlichen Fixkosten aus-
gewiesen, da diese genau wie die jahrlichen spezifischen Investitionskosten behandelt wer-

den konnen.

FUr zwei unterschiedliche Kraftwerkstypen sei folgende Prinzipdarstellung gegeben, welche
die spezifischen jahrlichen Kraftwerkskosten tber den Volllaststunden zeigt (Bild 2-14):
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Bild 2-14 Kostenfunktion zweier Kraftwerkstypen

Bei einer gegebenen Jahresdauerlinie der Lastanforderung teilt sich die Energiemenge der
beiden Kraftwerkstypen auf, wie in Bild 2-15 gezeigt, wenn Kraftwerkstyp 1 die installierte
Leistung P; aufweist und Kraftwerkstyp 2 die Leistung P.. Dabei gilt:

kBetnl > kBetr.Z

Daher wird der Kraftwerkstyp 2 in der Grundlast eingesetzt, Kraftwerkstyp 1 in der Spitzen-
last. Diese Betriebsweise ist, wie in Kapitel 2.1 gezeigt, kostenminimal.
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Bild 2-15 Aufteilung der Leistung und Energiemenge auf zwei Kraftwerkstypen
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Die von einem Kraftwerk erzeugte Energiemenge entspricht der Flache der einzelnen Ab-
schnitte unter der Jahresdauerlinie in Bild 2-15, welche durch die Trennlinie zwischen den
Kraftwerkstypen begrenzt wird:

E= [ P(T)T = P(T)* T, +(P(T,) P(T,)*T, (10

Hierbei ist Ty die untere, Ty die obere Grenze der Ausnutzungsdauer des jeweiligen Kraft-
werkstyps und P(7) die geordnete Jahresdauerlinie der Netzlast.

Die Ausnutzungsdauer des Kraftwerkstyps ergibt sich aus der Energiemenge geteilt durch
die installierte Leistung:

P E__
P(T,) - P(Ty)

Mit Gleichung (9) und (10) ergeben sich die jahrlichen Gesamtkosten je Kraftwerkstyp zu:

ngs,KW :kBen.l:JgP(T)dT_P(To)*TO +(P(TU)_P(TO))*TU +k1nv.(P(TU)_P(TO))

Ty

Fir das hier verwendete Beispiel von zwei Kraftwerkstypen (KW1 und KW2) ergeben sich
folgende Gesamtkosten, wenn die Grenze ihres Einsatzes die Vollbenutzungsdauer T ist:

K, =K +K

ges — T tges,KW1 ges, KW 2 =

:kBetr.KWllfP(T)dT_P(TS)*TS:I+k1nv.KW1(P(O)_P(TS))

8760

+ kw{ [P(ryar + P(T)* Ts} + k2 P(T)

Ts

Dabei ist Ts eine Funktion der installierten Leistung P; bzw. P,. Um die optimale Aufteilung
der installierten Leistungen zu finden wird K,.(Ts) nach Ts abgeleitet und zu Null gesetzt.
Somit kann der Wert flr 75 gefunden werden, bei dem die Gesamtkosten minimal werden:

Es sei P'(T)eine Stammfunktion von P(T) .
ngs (TS) = kBetr.KWl(P* (Ts) - P* (0)) - kBetr.KWl * P(Ts) * TS + klnv.KWl * P(O) - kInV.KWl * P(TS)
+ kBetr.KWZ(P* (8760) - P* (Ts )) + kBetr.KWZ * P(Ts) * TS + k]nv.KWZP(TS)
Dann ist
angs(TS) — aP(TS)
T, oT,

angs (TS) — 0
oT,

% % _ * —
(kBetr.KWZ TS + k[nv.KWZ kBetlﬁKWl TS k[nvAKWl)
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1. Fall:

oP(Ty)
o7,

0

Die geordnete Jahresdauerlinie hat waagrechte Abschnitte. In diesen Bereichen ist
P(Ts) = const. und damit ist 75 beliebig. Die Wahl von Ts hat keinen Einfluss auf die
Leistungs- und Energieaufteilung. Hierbei handelt es sich um einen Sattelpunkt, so dass fir
den Extremwert die zweite Nullstelle gesucht werden muss.

2. Fall:

% _ % _ —
kBetr.KWZ TS + k]nvAKWZ kBetr.KWl TS k[nv.KWl =0

k[nv.KWl _ klnv.KWZ

= . =
5 k - k
Betr KW 2 Betr KW'1

Dieser Wert fUr Ts entspricht dem Schnittpunkt der Geraden der spezifischen Kraftwerks-
kosten fur beide Kraftwerke aus Bild 2-14:

ksp,KWl(T) = ksp,KWZ(T)

%k — *
kBetr.KWl T + kInv.KWl - kBetr.KWZ T + k[nv.KWZ

Zusammenfassend ergibt sich die Darstellung, wie in Bild 2-16 gezeigt:
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Bild 2-16 Qualitative Darstellung der Leistungs- und Energiemengenaufteilung zweier Kraftwerks-

typen

Damit ist gezeigt, dass der Schnittpunkt der Geraden der spezifischen Kosten auch die
Leistungsaufteilung in Zusammenhang mit der geordneten Jahresdauerlinie markiert. Dies
gilt auch fir mehrere Kraftwerkstypen. Diese werden jeweils paarweise kombiniert, wodurch
sich unterschiedliche Schnittpunkte ergeben. Auf diese Weise kann ein kostenoptimaler
Kraftwerkspark entwickelt werden.

Dennoch st6Bt dieses Verfahren in der Realitat rasch an seine Grenzen. Wenn Kraftwerke zu
unterschiedlichen Zeiten ersetzt werden missen und sobald sich innerhalb des Betrach-
tungszeitraums die spezifischen Betriebskosten dndern, so dass sich die Rangfolge der
Kraftwerke verschiebt, ist eine Bestimmung der optimalen Leistungsverteilung durch die
Schnittpunkte der Kraftwerkskennlinien nicht mehr méglich.

Daher wird im Rahmen dieser Arbeit fir die Bestimmung der zu installierenden Leistungen
der méglichen Kraftwerkstypen auf Evolutionsstrategien zurlickgegriffen (siehe Kapitel 4.3).



Ermittlung der vorzuhaltenden Kraftwerksleistung 45

3 Ermittlung der vorzuhaltenden Kraftwerksleistung

Da elektrischer Strom exakt zum Zeitpunkt des Verbrauchs erzeugt werden muss, ist die
Summe der installierten Kraftwerksleistung auf den erwarteten Jahreshéchstverbrauch ab-
gestimmt. Falls die Verbraucher mehr Leistung abrufen als Kraftwerkskapazitat am Netz ist,
wird zunachst ein Teil der in den rotierenden Massen der Generatoren und Turbinen gespei-
cherten Energie herangezogen. Dadurch sinkt die Netzfrequenz, was Regelleistungsabruf
zur Folge hat. Kann das Absinken der Netzfrequenz nicht gestoppt werden, muss ein Teil
der elektrischen Last vom Netz getrennt werden, um wieder ein Gleichgewicht zwischen
Erzeugung und Verbrauch herzustellen. Um dies zu verhindern, richtet sich die Planung der
Energieversorgungsunternehmen nach der Langzeit-Zuverlassigkeit des Versorgungssys-
tems. Mathematisch gesehen kann ein Kraftwerkspark niemals eine Zuverldssigkeit von
100 % erreichen, da fir jedes Kraftwerk eine Ausfallwahrscheinlichkeit gréBer Null besteht.
Im Verbund von vielen Einzelanlagen ist jedoch die Wahrscheinlichkeit, dass alle Anlagen
gleichzeitig unabhangig voneinander ausfallen duBerst gering. Als Zuverlassigkeitsniveau
wird die geforderte Zeit-Verfugbarkeit einer bestimmten Leistungsschwelle bezeichnet. Wie
Bild 3-1 zeigt, sinkt die gesicherte Leistung mit steigendem Zuverlassigkeitsniveau. Bei ei-
nem Zuverlassigkeitsniveau von 0 % entspricht die gesicherte Leistung der Summe der in-
stallierten Kraftwerksleistung. Umgekehrt ist die gesicherte Leistung bei einem geforderten
Zuverlassigkeitsniveau von 100 % gleich Null.
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veaus

Uber das insgesamt einzuhaltende Zuverldssigkeitsniveau existieren keine verbindlichen
Regeln. Nach [4] gilt:

,Uber die Defizitwahrscheinlichkeit gibt es lediglich eine Empfehlung der DVG (Deutsche
Verbundgesellschaft, Vorgédngerorganisation des VDN, Verband der Netzbetreiber) aus der
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Zeit vor der Liberalisierung der Strommérkte. Danach sollte jedes Verbundunternehmen die-
se auf maximal 7 % beschrénken. Fir die gesamte deutsche Stromversorgung resultierte
daraus eine Defizitwahrscheinlichkeit von ndherungsweise 0,1 %."

Dies entspricht einem vorzuhaltenden Zuverladssigkeitsniveau von 99,9 %. Dabei handelt es
sich immer um einen theoretischen Wert, da sich die Ausfallwahrscheinlichkeit eines Kraft-
werksblocks nicht im Voraus bestimmen lasst. Daher wird auf historische Daten zur Kraft-
werksverfligbarkeit zurlickgegriffen. Bild 3-2 zeigt den fir die Bemessung der gesicherten
Leistung relevanten Ausschnitt aus dem gesamten Zusammenhang zwischen Zuverlassig-
keitsniveau und gesicherter Leistung. Man erkennt, dass der Gradient der Kurve bis ca.
99 % sehr gering ist. Erst bei Zuverlassigkeitsniveaus nahe 100 % sinkt die gesicherte Leis-
tung deutlich ab.

52-267-A08
75

GW
74

73 1

~
N
1

~
—_
1

~
o
1

Gesicherte Leistung
)
©

[e2]
©
1

]
<
1

L R e e e BT

65 L) L) L) L) L L L L L
95,0% 95,5% 96,0% 96,5% 97,0% 97,5% 98,0% 985% 99,0% 99,5% 100,0%
Zuverléssigkeitsniveau

Bild 3-2 Ausschnitt aus Bild 3-1

Auch bei zukinftigen Konstellationen der Stromerzeugung in Deutschland soll die Langzeit-
zuverlassigkeit auf dem heutigen Niveau bleiben. Sowohl durch Anderungen der Verbrau-
cherlast, als auch durch Veradnderungen in der Kraftwerkszusammensetzung (BlockgroBe,
Kraftwerkstyp) veréndert sich der Zusammenhang zwischen Zuverlassigkeitsniveau und
gesicherter Leistung. Der Zubau von Windenergieanlagen ist von besonderem Interesse, da
diese nicht steuerbar sind und damit nicht als konventionelle Kraftwerksblécke angesehen
werden kénnen.

Zur Ermittlung der gesicherten Leistung wird auf ein wahrscheinlichkeitstheoretisches Ver-
fahren zuriickgegriffen, das die Zuverlassigkeit eines Energieversorgungssystems im Be-
reich der Langzeitreserve untersucht. Eingangsdaten sind die konventionellen Kraftwerke
mit Angaben Uber ihre Blockleistung, Ausfallwahrscheinlichkeit, die technische und windab-
héngige Verflgbarkeit der Windenergie sowie die zu deckende Jahreshdchstlast.

Dazu wird die Leistung der einzelnen Kraftwerke auf eine einheitliche Schrittweite gerundet
(z. B. 10 MW). Da im Modell in jedem einzelnen Simulationsjahr fir neu gebaute Kraftwerke
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nur eine Summenleistung jedes Kraftwerkstyps benutzt wird (siehe Kapitel 4), werden die
neu gebauten Kraftwerkseinheiten auf reale BlockgroBen aufgeteilt. Der Einfluss von Block-
groBen auf die gesicherte Leistung wird in Quelle [17] untersucht.

Um die Systemzuverldssigkeit zu bestimmen, wird die kumulative Wahrscheinlichkeit fir
teilweise Kapazitatsausfalle berechnet. Jedes thermische Kraftwerk kann sich im Zustand
sverfugbar® oder ,,ausgefallen” befinden. Die Windenergieanlagen werden insgesamt als ein
Block betrachtet, da hier der Ausfall einer einzelnen Anlage vernachlassigbar ist. Die wind-
abhangige Verflugbarkeit wird in Form von Stundenwerten flr jedes Simulationsjahr als je-
weils eigener Systemzustand aufgefasst, d. h. die Windenergieanlagen kdénnen nicht nur voll
einspeisen oder gar nicht, sondern auch in diskreten Zustidnden dazwischen. Die Ausfall-
wahrscheinlichkeit der Windenergieanlagen beschreibt die Wahrscheinlichkeit, dass mehr
als 0 MW, 10 MW, 20 MW, usw. der installierten Windenergieanlagenleistung nicht zur Ver-
figung steht. Diese Wahrscheinlichkeit lasst sich Uber die Stundenwerte der simulierten
Einspeisung errechnen (relative Haufigkeit).

Die rekursive Berechnungsvorschrift zur Ermittlung der kumulativen Ausfallwahrscheinlich-
keit lautet [3], [19], [34]:

P(X)=2.p,P(X~C)
i=1
Hier ist:
P(X) kumulative Ausfallwahrscheinlichkeit von mindestens X MW

P(X)’ kumulative Ausfallwahrscheinlichkeit von mindestens X MW vor Hinzufligung
des aktuellen Kraftwerksblocks

n Anzahl der méglichen Zustande des aktuellen Blocks
C; ausgefallene Leistung des hinzugefligten Blocks im Zustand i
Di Auftretenswahrscheinlichkeit des Zustands i des aktuellen Blocks

Zu einem Dbeliebigen Kraftwerksblock werden alle weiteren Blocke (inkl. Windenergie)
schrittweise hinzugefugt. Dadurch kann die gesicherte Leistung bei einem vorgegebenen
Zuverlassigkeitsniveau ermittelt werden. Reicht diese nicht aus, die erwartete Jahreshéchst-
last zu decken, muss entsprechend mehr thermische Kraftwerksleistung installiert werden.
Umgekehrt kann die installierte Leistung abnehmen, wenn die gesicherte Leistung Uber der
erwarteten Hochstlast liegt.

Diese Berechnung wird fir jedes Jahr des Simulationszeitraums durchgefihrt. Auf diese
Weise wird der Leistungsbeitrag der Windenergie und dessen Veranderung aufgrund von
Zubau (Offshore) beriicksichtigt. Da die Zuverlassigkeit des Kraftwerkssystems sowohl von
der BlockgréBe als auch von der Zusammensetzung des Kraftwerksparks abhéngt und sich
diese im Laufe des Evolutionsprozesses im Modell dndert, muss die Berechnung der gesi-
cherten Leistung mehrmals wéhrend des Optimierungsprozesses erfolgen.
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Bild 3-3 zeigt den Unterschied zwischen der gesicherten Leistung eines Kraftwerksparks
mit Windkraftanlagen und ohne Windkraftanlagen prinzipiell am Beispiel des Jahres 2005.
Der Leistungskredit der Windkraftanlagen liegt bei den Ublichen 99,5 % Zuverlassigkeitsni-
veau bei ca. 6 % der installierten Windkraftanlagenleistung [4].
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Bild 3-3 Gesicherte Leistung mit Windkraftanlagen und ohne Windkraftanlagen

AnschlieBend wird Uberprift, ob die aufgetretene Jahreshdchstlast inkl. eines Sicherheitszu-
schlags kleiner oder gréBer als die gesicherte Leistung ist.

Ist die aufgetretene Jahreshéchstlast plus Sicherheitszuschlag kleiner als die gesicherte
Leistung, kann die notwendige installierte Kraftwerksleistung reduziert werden. Andernfalls
muss die notwendige installierte Leistung erhdht werden. Dabei ergibt sich das Problem,
dass nicht bekannt ist, um welchen Betrag die notwendige installierte Kraftwerksleistung
erhéht werden muss, um die geforderte gesicherte Leistung zu erhalten. Ein Beispiel soll
dies verdeutlichen:

Installierte Leistung (thermische Kraftwerke): 72 GW
Gesicherte Leistung (bei 99,5 % Zuverladssigkeitsniveau): 63 GW
Jahreshdchstlast: 65 GW
Differenz: 2 GW

In diesem Fall ist die gesicherte Leistung um 2 GW zu niedrig. Wird die installierte Leistung
um 2 GW Kraftwerksleistung erhéht, nimmt damit die gesicherte Leistung um einen geringe-
ren Betrag zu, da die zugebauten Kraftwerksblécke selbst keine hundertprozentige Verlass-
lichkeit aufweisen. Selbst wenn die Zuverlassigkeit der zuzubauenden Kraftwerksblocke
bekannt wére, kann der dadurch entstehende Zugewinn an gesicherter Leistung nicht a pri-
ori bestimmt werden, da sich dieser erst durch das Hinzufiigen zum bestehenden Kraft-
werkspark ergibt. In obigem Beispiel kann ndherungsweise folgendes Verfahren angewen-
det werden:
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Leistung, um die die installierte Kraftwerksleistung erhéht wird:
2 GW/(63 GW / 72 GW) = 2,3 GW

Die notwendige installierte Kraftwerksleistung wird um den fehlenden Leistungsbetrag er-
héht, welcher durch das Verhéltnis von bisher gesicherter Leistung und bisher installierter
Kraftwerksleistung geteilt wird. Dasselbe Verfahren wird angewendet, wenn die installierte
Kraftwerksleistung reduziert werden kann. Auf diese Weise kann die geforderte gesicherte
Leistung nicht exakt getroffen werden, sondern wird immer um einen kleinen Betrag Uber-
oder unterschritten.
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4 Evolutionsstrategien

4.1 Allgemeines

Evolutionsstrategien sind ein Teil der Evolutiondren Algorithmen zur Optimierung techni-
scher Problemstellungen. Durch eine Nachahmung der biologischen Mechanismen Rekom-
bination, Mutation und Selektion werden technische Optimierungsprobleme simuliert [21].
Im Gegensatz zu den Genetischen Algorithmen wird bei den Evolutionsstrategien ein Merk-
mal direkt (phanotypisch) und nicht indirekt (genotypisch) mutiert.

Auf technische Optimierungsaufgaben Ubertragen ergibt dieser Ansatz folgende Vorge-
hensweise:

e Gegeben sei eine oder mehrere Lésungen eines Optimierungsproblems

e Die Parameter der L6sungen werden zuféllig leicht modifiziert

e Die so entstandenen neuen Lésungen werden Uberprift und die besten ausgewahlt
e Diese dienen als Ausgangspunkt fur die neue Modifikation

In Anlehnung an die Biologie werden die darin gelaufigen Begriffe wie z. B. Eltern, Kinder
und Generationen verwendet. Ubertragen auf ein mathematisches oder ingenieurswissen-
schaftliches Optimierungsproblem heit das, dass eine maégliche Lésung ein Individuum
darstellt. Aus einem oder mehreren Elternindividuen entstehen durch Mutation einzelner
Merkmale Kinder. Jedes Individuum besteht aus der identischen Anzahl an Variablen. Diese
Variablen kénnen durch Zufallsexperimente verandert werden. Dabei ist das Wesen der
Evolutionsstrategie, dass die Veranderung durch Mutation so ausféllt, dass die dabei ent-
standene L&sung der Vorgangerlésung ahnlich ist. Andererseits muss die Verédnderung grof
genug sein, damit Gberhaupt ein Fortschritt mdglich ist. Bei zu groBen Veranderungen wie-
derum kann nicht mehr von einem Evolutionsprozess ausgegangen werden, sondern von
zufélligen Stichproben innerhalb des Lésungsraums.

Um diesen Anforderungen zu genligen, geschieht die Mutation durch Addition einer normal-
verteilten Zufallszahl zu der zu mutierenden Variablen. Die Standardabweichung der Zufalls-
zahl wird als Schrittweite bezeichnet. Auf diese Weise sind kleine Verédnderungen wahr-
scheinlicher als groBe. Andererseits ermoglicht es die Verwendung einer Normalverteilung,
dass prinzipiell auch beliebig groBe Mutationen méglich sind, jedoch mit einer geringen
Wahrscheinlichkeit. Dies ist notwendig, damit die Evolution auch lokale Minima verlassen
kann und theoretisch in der Lage ist, von jedem Punkt des Lésungsraums innerhalb eines
Generationsschrittes jeden beliebigen anderen Punkt zu erreichen. Bild 4-1 zeigt die Wahr-
scheinlichkeitsdichte einer Normalverteilung mit unterschiedlichen Bereichen. 68 % aller
Werte liegen innerhalb eines Bereichs von einer Standardabweichung () um den Mittel-
wert (1), 95 % innerhalb von p + 2 , 99,7 % innerhalb von p + 3 © [38].
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Bild 4-1 Normalverteilung mit Angaben zur Anzahl der Werte innerhalb bestimmter Grenzen

Nach der Rekombination und der Mutation missen sich alle Individuen einer Selektion un-
terziehen, wobei diejenigen, welche dem Optimierungskriterium am besten entsprechen, zur
nachsten Elterngeneration erklart werden (,,survival of the fittest”). Das Optimierungskriteri-
um wird in der sogenannten Zielfunktion tUberprift.

Durch eine haufige Wiederholung dieser Algorithmen ergibt sich eine Verbesserung der L6-
sung. Finden keine nennenswerten Verbesserungen mehr statt, kann die Simulation ab-
gebrochen werden. Um einen méglichst raschen Fortschritt in der Verbesserung der Losun-
gen zu erzielen, wird haufig mit sogenannten Populationen gearbeitet. Dabei werden die
Uberlebenden Lésungen als Eltern bezeichnet und die mutierten Lésungen als Kinder.

Eine vereinfachte Darstellung der Grundlagen der Evolutionsstrategie zeigt Bild 4-2:

Wird zur neuen

A

Elternlésung
Elterngeneration

Vereinfachtes Schema:

A

Mutation

Selektion _— Kindlésung

y
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Beste Kindldsung

Bild 4-2 Grundlagen der Evolutionsstrategien

Fir die Anwendung einer Evolutionsstrategie missen weder die Zielfunktion der Optimie-
rungsaufgabe noch die Nebenbedingungen einer bestimmten Form gentigen. Daher ist die-
ses Verfahren flexibel einsetzbar.
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Der Hauptnachteil der Evolutionsstrategien ist darin zu sehen, dass nicht garantiert werden
kann, dass ein globales Optimum gefunden wird. Ebenso kann bei einer Losung nicht sicher
bestimmt werden, ob es sich tatsachlich um die optimale Lésung handelt. Zwar ist das Ver-
fahren bei einer geschickten Auswahl der Mutationsstrategie grundsétzlich in der Lage, das
Optimum zu finden, es kann jedoch nicht bestimmt werden, ob dies in einer annehmbaren
Rechenzeit geschieht. Flr ingenieurswissenschaftliche Fragestellungen ist es aber hdufig
weniger relevant, das tatsédchliche Optimum gefunden zu haben, sondern es reicht meistens
aus, dem Optimum mdglichst nahe zu kommen.

4.2 Populationsstrategie

Der einfachste Fall einer Evolutionsstrategie ist die sogenannte 1+1 Population [20]. Dabei
entsteht aus einem Elternindividuum genau ein Kind. Nur wenn dieses hinsichtlich des Op-
timierungskriteriums besser als das Elternindividuum ist, tUberlebt es den Selektionsprozess.
Andernfalls bleibt das Elternindividuum so viele Replikationsschritte bestehen, bis durch
Mutation ein besseres Kind entsteht. Um den Ablauf der Evolution zu beschleunigen, ist es
auch moglich, dass aus einem Elternindividuum grundsétzlich mehrere (x) Kinder entstehen,
was als 1+x Strategie bezeichnet wird. Dies bietet gegeniiber x Schritten einer 1+1 Strategie
den Vorteil, dass bei nahezu gleicher Rechenzeit innerhalb einer Generation aus 1+x Indivi-
duen das Beste ausgesucht wird. Daher ist pro Generationsschritt ein gréBerer Fortschritt
der Optimierung zu erwarten als bei einer 1+1 Strategie. Andererseits entsteht evt. bei x 1+1
Schritten ein gréBerer Evolutionsfortschritt, da hier schon mehrere Generationen abgearbei-
tet wurden. Genauso kénnen aus mehreren (y) Elternindividuen parallel jeweils x Kinder ent-
stehen. Derartige Populationen werden als y+x Strategie (Plus-Strategie) bezeichnet. Auf
diese Weise werden mehrere Losungspfade gleichzeitig verfolgt. Falls ein Lésungspfad zu
einem lokalen Minimum fihrt, aus dem dieser nur mit einer geringen Wahrscheinlichkeit
wieder herausfiihrt, kann auf diese Weise ein anderer L6sungspfad eingeschlagen werden.

Bei Populationsstrategien mit einer gréBeren Anzahl von Kindern als Eltern ergibt sich die
Mdglichkeit einer sogenannten Komma-Strategie. Dies bedeutet, dass in jedem Fall die bes-
ten Kindindividuen zur neuen Elterngeneration erkléart werden, selbst wenn sie schlechter
ausfallen als die Eltern. Auf diese Weise kann sich der Evolutionsprozess verschlechtern,
was auch dazu fihren kann, dass lokale Minima leichter verlassen werden kénnen. Als
Schreibweise ist hier y,x Strategie bei y Eltern und jeweils x Kindern Ublich.

Um die Starken der Evolutionsstrategie auszunutzen, sollte eher auf eine groBe Anzahl von
Generationen als auf eine groBe Zahl von parallelen Individuen geachtet werden, da der
Fortschritt im wesentlichen durch eine allmé&hliche Veranderung der Lésung erreicht wird.
Bei zu groBer Zahl an Kindern und geringer Zahl an Generationsschritten ist eher von zufalli-
gen Verbesserungen als von einer gezielten Evolution auszugehen.

Bei einigen Formulierungen von Optimierungsaufgaben ist es auch mdglich, Kinder aus
mehreren Elternindividuen zu erzeugen. Dabei kénnen einzelne Merkmale der Losung ent-
weder von einem einzigen Elternteil stammen oder eine Mischung aus beiden darstellen.
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Diese Strategie wurde im Rahmen der hier untersuchten Fragestellung nicht weiter verfolgt,
da eine konkrete Formulierung problematisch ist.

4.3 Umsetzung auf ein Energiemodell

4.3.1 Grundsétzliches

Das hier betrachtete Optimierungsproblem ist der jéhrliche Kraftwerkszubau zu einem be-
stehenden Kraftwerkspark. Dabei gehen die bestehenden Kraftwerke nach und nach v. a.
aufgrund ihres Baualters vom Netz. Aufgabe der Optimierung ist es, neue Kraftwerksleistung
so zu installieren, dass der Barwert aller Kosten der Stromerzeugung innerhalb des Betrach-
tungszeitraums kostenoptimal ist. Dabei kann keine flr die einzelnen Jahre voneinander
unabhangige Optimierung durchgefihrt werden, da heutige Kraftwerksbauten den Einsatz
kinftiger Kraftwerke beeinflussen. D. h. der Optimierungszeitraum muss ausreichend lang
gewahlt sein. Was in diesem Zusammenhang ausreichend lang bedeutet, wird spater disku-
tiert (siehe Kapitel 6.2).

In jedem Simulationsjahr ist eine bestimmte elektrische Kraftwerksleistung zu installieren,
welche sich aus der einzuhaltenden Systemzuverldssigkeit ergibt. Innerhalb des Modells
wird die vorzuhaltende elekirische Kraftwerksleistung eigens ermittelt (sieche Kapitel 3). Die-
se Leistung kann sich auf unterschiedliche Kraftwerkstypen aufteilen. Die Kosten berechnen
sich zum einen aus Investitionskosten und betriebsunabh&ngigen Kosten, zum anderen aus
den Betriebskosten, die Uber die oben beschriebene Methode der Merit-Order berechnet
werden.

Das Optimierungsmodell beginnt mit einer beliebigen Aufteilung der in den einzelnen Jahren
zu installierenden Leistung auf die einzelnen Kraftwerkstypen. Dabei wird jedes einzelne
Simulationsjahr bertcksichtigt. Jede Kraftwerkseinheit steht ab 1. Januar des Baujahres zur
Stromerzeugung zur Verfligung. Diese Aufteilung wird im Folgenden als Startlésung be-
zeichnet. Losung heiBt, dass eine solche Konstellation mdglich ist und nicht gegen Restrik-
tionen verstdBt. Alle mdglichen Aufteilungen des Kraftwerkszubaus werden als Lésungen
bezeichnet. Optimal ist die L&sung, welchen den niedrigsten Barwert aller Kosten aufweist.

Aus einer Elternldsung entsteht durch Mutation eine Kindlésung. Ausgehend von der Start-
I6sung finden nun pro Generationsschritt zuféllige Verdanderungen (Mutationen) in der instal-
lierten Leistung der einzelnen Kraftwerkstypen statt. Dabei werden die Zubauleistungen in
den einzelnen Jahren zuféllig verédndert. Diese Verédnderung geschieht durch eine Addition
einer normalverteilten ZufallsgroBe. Damit wird erreicht, dass zum einen kleine Abweichun-
gen wahrscheinlicher sind als groBe und dass zum anderen der gesamte Losungsraum ein-
bezogen wird. Fuhrt eine dieser neuen Ldsungen zu einem geringeren Barwert aller Kosten,
so wird diese zur neuen Elterngeneration erklart und der Prozess der Replikation und Muta-
tion beginnt von Neuem. Auf diese Weise verbessern sich die Lésungen mehr und mehr in
Richtung Optimum. Ob ein theoretisches Optimum erreicht wird, kann nicht bewiesen wer-
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den. Daher

muss, wenn sich nach einer ausreichenden Anzahl von Generationsschritten

keine Verbesserung mehr einstellt, abgebrochen werden.

Bild 4-3 zeigt beispielhaft die Mutation einer Lésung. Dabei wird im Jahr 2009 zufallig die
Leistung des gebauten GuD-Blocks von 600 auf 630 MW erhéht. Im Jahr 2040 werden statt
250 MW Gasturbinenleistung 300 MW zugebaut. Die Leistung eines Braunkohle-CCS-
Kraftwerks wird von 1200 auf 1080 MW reduziert. Kraftwerkstypen, die in dem jeweiligen

Jahr nicht zur Verfiigung stehen, sind mit einem X gekennzeichnet.

Jahrlicher Kapazitatszubau:

52-270-B08

Kraftwerkstyp

Jahr
BK-

GT  GuD| SK | BK | KE | HO ccS

2008 | 240 | 850 0 800 X X X X MW

600
2009 [ 720 6%0 1000| O X X X X MW

MW

2039 | 100 0 0 0 X X 900 | 500 | MW

250 1200
2040 | v 800 0 0 X X ¥ 750 | MW
300 1080

Bild 4-3

Beispiel fiir Mutationen in einzelner Zubauleistungen

4.3.2 Mutation

Allgemein mathematisch formuliert eignet sich zur Darstellung der Mutation eine Matrix-

schreibweise:

!
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/
X1

Hier ist:
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Neu installierte Leistung des Kraftwerkstyps »n im Simulationsjahr m vor der
Mutation

Mutationsvariable des Kraftwerkstyps » im Simulationsjahr m

Neu installierte Leistung des Kraftwerkstyps » im Simulationsjahr m nach der
Mutation
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Die Mutationsvariable y,,, kann unterschiedlich formuliert werden: Bei vielen kontinuierli-
chen Optimierungsproblemen wird fir jedes y eine normalverteilte Zufallszahl mit dem Mit-
telwert Null angenommen. Das bedeutet, dass in jeder Generationsabfolge jedes vererbte
Merkmal mutiert wird. Da die Mutation mittels Addition einer normalverteilten Zufallsvariable
stattfindet, sind kleine Abweichungen deutlich wahrscheinlicher als groBe.

Flr das hier untersuchte Problem ist dieses Verfahren jedoch weniger geeignet. Daher wird
nicht jedes Merkmal mutiert sondern unterschiedlich viele. Ein méglicher und sinnvoller Weg
ist es, die Anzahl der zu mutierenden Variablen gleichverteilt zuféllig zu bestimmen. Das
heiBt, y ist entweder Null oder eine normalverteilte Zufallszahl. Dabei ist die Anzahl derjeni-
gen y, die gleich Null sind, gleichverteilt zwischen Null und m *n.

Far den Fall, dass y nicht gleich Null ist gilt:

y=s*g
Hier ist: s Schrittweite der Mutation (z. B. in Megawatt, MW)
g Standardnormalverteilte Zufallszahl

Zur Erzeugung von (Pseudo-)Zufallszahlen und deren Transformation in standardnormalver-
teilte Zufallszahlen existieren unterschiedliche Verfahren, siehe hierzu [5].

In diesem Zusammenhang ist der Begriff Schrittweite irrefihrend, da es sich bei y um eine
kontinuierliche Variable handelt. Dennoch wird auch hier der Begriff benutzt, da er in der
Fachliteratur Ublich ist.

Der Wahl der Schrittweite s der Mutationen ist groBe Bedeutung beizumessen. Zu Beginn
der Evolution ist eine groBe Schrittweite hilfreich, um einen schnellen Fortschritt in der Ver-
besserung der Zielfunktion zu erreichen. Befindet sich die Losung bereits in der Ndhe des
Optimums, ist eine kleine Schrittweite haufig sinnvoll, da hier eine groBe Schrittweite das
Optimum leichter ,,Uberspringen® kdnnte. Bei sehr kleinen Schrittweiten besteht jedoch die
Gefahr, dass lokale Minima der Zielfunktion nur mit einer sehr geringen Wahrscheinlichkeit
wieder verlassen werden kdénnen. Gegebenenfalls ist eine Veranderung der Schrittweite
wéhrend des Evolutionsprozesses notwendig. Dies kann manuell geschehen oder auch tber
eine mutative Schrittweitenregelung. Diese Mdglichkeit ist in der Literatur [20] ausfihrlich
beschrieben.

4.3.3 Einhaltung von Restriktionen

Der Lésungsraum der Zielfunktion kann durch unterschiedliche Restriktionen und Nebenbe-
dingungen eingeschrankt sein. Dabei kann durch unterschiedliche Verfahren gewahrleistet
werden, dass die Zielfunktion innerhalb des zulassigen Lésungsbereiches bleibt bzw. dass
der Lésungsraum entsprechend erweitert wird. Im systemtheoretischen Sinne wird die ur-
sprungliche Zielfunktion entweder im zuldssigen Bereich oder auBerhalb des zulédssigen Be-
reichs modifiziert, um eine Ersatzzielfunktion aufzustellen [20].
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Im Folgenden wird gezeigt, wie im hier untersuchten Optimierungsproblem Randbedingun-
gen und Restriktionen behandelt werden.

Berticksichtigung wéhrend der Mutation

Jedes Kindindividuum wird auf die Einhaltung externer Restriktionen hin Uberprift. Zum Teil
kann dies schon wahrend der Mutation geschehen, In diesem Fall wird sichergestellt, dass
der zuldssige Lésungsraum nicht verlassen werden kann. Ein Beispiel hierfir ist, wenn eine
maximal oder minimal zu installierende Leistung eines Kraftwerkstyps einzuhalten ist. In
diesem Fall ist die zu verdndernde Variable x nach oben oder unten beschrénkt:

x"<x<x°

Dabei kann fir jedes x in jedem einzelnen Jahr eine individuelle Obergrenze x° und Unter-
grenze x" festgelegt werden:

u u u o o o
X X e Xy, S R X X e Xy,
u u u o o o
Yo Xap e X | [ F2r Ko e Ko X Ko e X,
u u u o o o
xm,l xm,2 xm,n xm,l xm,2 xm,ﬂ xm,l xm,Z xm,n

Auf diese Weise kann z. B. erreicht werden, dass ein bestimmter Kraftwerkstyp in bestimm-
ten Jahren nicht mehr oder noch nicht zur Verfiigung steht, indem x° zu Null gesetzt wird,
bzw. kédnnen maximal mdégliche jahrliche Zubauleistungen eingehalten werden. Dies ist von
praktischer Relevanz, wenn z. B. eine maximal pro Jahr von den Herstellern von Kraftwerks-
komponenten zu installierende Leistung vorgegeben wird.

Fir die meisten Kraftwerkstypen existiert eine, meist wirtschaftlich begriindete, Mindest-
blockgréBe. D. h. wenn in einem Jahr ein Kraftwerksblock dieses Typs zugebaut wird, dann
muss er eine Mindestleistung aufweisen. Dies kann als Randbedingung eingefuhrt werden,
indem die Variable x entweder Null oder gréBer als die individuelle MindestblockgréBe ist.

Unterschreitet die Zubauvariable durch Mutation die MindestblockgréBe kann sie zwei mog-
liche Werte annehmen. Entweder wird die Zubauvariable dann auf die MindestblockgréBe
gesetzt oder zu Null. Die Wahrscheinlichkeit dafiir wird durch eine weitere Zufallszahl auf
50 % gesetzt. Ebenso wird verfahren, wenn die Zubauvariable Null ist und nach Addition der
Mutationsvariable einen Wert, der kleiner als die MindestblockgrdBe ist, aufweist. So wird
verhindert, dass die Zubauvariable sehr haufig zwischen Null und der MindestblockgroBe
hin und her springt.

Dariiber hinaus kann x" eine mindestens in einem bestimmten Jahr zu installierende Block-
groBe sein, die sich z. B. aus externen Vorgaben ergibt.

Die Anzahl der verénderten Kraftwerksbl6cke wird in jedem Evolutionsschritt zuféllig ausge-
wahlt. Dabei kann es vorkommen, dass in einem Jahr insgesamt zu wenig Kraftwerksleis-
tung installiert ist, so dass die geforderte Versorgungszuverléassigkeit nicht eingehalten wird.
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Hierflr wird in jedem Simulationsjahr die aktuell installierte Kraftwerksleistung ermittelt. Da-
zu zdhlen die im betrachteten Jahr gebauten Kraftwerke und alle friher installierten, deren
Lebensdauer noch nicht abgelaufen ist.

In diesem Fall wird mit einem zuféllig ausgewahlten Kraftwerksblock x die fehlende Leistung
aufgeflllt. Der zufallig ausgewahlte Kraftwerksblock muss am Ende mindestens seine mini-
male BlockgroBe aufweisen.

Mutationen einzelner Blécke haben Auswirkungen auf die installierte Kraftwerksleistung der
Folgejahre. Da die einzelnen Kraftwerke im Allgemeinen nicht dieselbe Lebensdauer aufwei-
sen, kann es vorkommen, dass eine Mutation in einem Jahr bewirkt, dass in einem Folgejahr
zu wenig Kraftwerksleistung installiert wird. Dies wird verhindert, indem bei jeder Einzell6-
sung alle Simulationsjahre auf ihre installierte Leistung hin Gberprft werden, unabhéngig ob
in dem betreffenden Jahr eine Mutation stattfindet.

Straffunktionen oder Selektion

Wie oben gezeigt, kbnnen viele Randbedingungen bereits wahrend des Mutationsprozesses
eingehalten werden. Anders sieht es bei Randbedingungen aus, die erst durch die Weiter-
verarbeitung der mutierten Losung Uberprift werden kénnen. Als Beispiel sind im hier ver-
wendeten Modell Einschrdnkungen bei der produzierten Strommenge eines einzelnen
Kraftwerkstyps, Maximal- oder Minimalanteil an der gesamten Strombereitstellung oder
Brennstoffmengenbegrenzungen zu nennen.

Erst nach der Ermittlung der produzierten Strommenge kénnen derartige Randbedingungen
Uberprift werden, also erst wenn der gesamte Mutationsprozess abgeschlossen ist. Der
genaue Ablauf ist in Kapitel 7 beschrieben. Im Sinne der Evolutionsstrategie erzeugt in die-
sem Fall die Mutation ein Individuum, welches gegen notwendige Randbedingungen ver-
stoBt, d. h. den zulassigen Lésungsraum verlasst. Die einfachste Mdglichkeit ist es, das In-
dividuum zu verwerfen und solange erneut aus einem Elternindividuum ein Kind zu erzeu-
gen, bis alle Randbedingungen eingehalten sind. Dieses Vorgehen weist einige entschei-
dende Nachteile auf:

e Erst nach vielen Mutationsversuchen wird ein lebensféhiges Individuum gefunden.
Dies kann unter Umstanden eine sehr lange Zeit in Anspruch nehmen.

e Lokale Minima innerhalb des Losungsraums kénnen nur mit einer geringen Wahr-
scheinlichkeit wieder verlassen werden, wenn sie in der Ndhe der Begrenzung des
zuldssigen Lésungsraums liegen.

Die zweite Méglichkeit ist die EinflUhrung von sogenannten Penalty-Verfahren oder Straf-
funktionen [20]. Das Grundprinzip besteht darin, dass beim Verlassen des zuldssigen L6-
sungsraums der Wert der Zielfunktion soweit verdndert wird, dass die Evolutionsstrategie
selbstéandig wieder in den zulassigen Lésungsraum zuriickfindet.

Im konkreten Beispiel einer Kostenminimierung bedeutet dies eine Erhdhung der Kosten, je
weiter der zuldssige Losungsraum verlassen wird. Der Zielfunktion werden somit Strafkos-
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ten auferlegt, wenn z. B. eine Brennstoffmengenbedingung nicht eingehalten wird. Das Prin-
zip lasst sich in folgender Formel ausdriicken:

n

S = ‘ p-p| *k
Hier ist:
S Strafkosten
p Parameter auBerhalb des zuldssigen Bereichs
p* Zulassige Grenze des entsprechenden Parameter

n Wahlbarer Exponent (z. B. 1 oder 2)

k spezifische Strafkosten

Die Hohe der spezifischen Strafkosten £ ist so zu wéhlen, dass zum einen ein Verlassen des
zuldssigen Lésungsraums moglich ist und dass zum anderen die Evolution wieder in den
zulassigen Bereich zurtckfindet. Durch die Wahl des Exponenten n kann eine lineare oder
quadratische Abhangigkeit hergestellt werden. Durch eine quadratische Abhangigkeit der
Strafkosten von der Entfernung zur zuldssigen Grenze werden groBere Abweichungen Utber-
proportional mit Strafkosten belastet. Der Mechanismus von Straffunktionen fihrt dazu,
dass Ldsungen auBerhalb des zuldssigen Bereichs Uberleben kdnnen, sofern keine Lésung
im zuldssigen Bereich dem Optimierungskriterium besser entspricht. Haufig ist es sinnvoll,
im Laufe des Evolutionsprozesses den Wert der spezifischen Strafkosten zu erhéhen, damit
die endgultige Lésung nicht gegen Restriktionen verstoBt.

Wenn die optimale Lésung genau am Rand des zulédssigen Losungsbereichs liegt, wirken
sich Straffunktionen unter Umstanden negativ aus. Die Wahrscheinlichkeit, dass durch die
Evolution genau der Rand des zulédssigen Bereichs getroffen wird, ist gering. Daher ist eine
Kombination aus auBerer Straffunktion und innerer Beschrankung der moéglichen Mutatio-
nen, wie oben beschrieben, sinnvoll.

Im Falle von maximalen CO,-Emissionen als Randbedingung fiir die Optimierung sind weder
Straffunktionen noch Selektion sinnvoll. Wirde dies als Randbedingung vorgegeben wer-
den, erreicht die Evolution eine Losung, welche durch die Art der installierten Kraftwerksleis-
tung die maximale Emissionsgrenze einhélt. Die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke bleibt
hingegen unverandert. Wie in Kapitel 2.4 gezeigt, kann eine Veranderung der Einsatzreihen-
folge der Kraftwerke die Emissionen reduzieren. Die Kombination dieser Methode und der
Evolution flihrt somit zur kostenminimalen Lésung.

Durch die Problemformulierung ist vorgegeben, welche Randbedingungen wéhrend der Mu-
tation eingehalten werden und welche mit Hilfe von Straffunktionen behandelt werden. Da
hier die installierte Leistung der Kraftwerke direkt verdndert wird, kénnen alle Restriktionen,
welche sich auf die installierte Leistung beziehen, direkt eingehalten werden. Alle Restriktio-
nen, welche erst durch Weiterverarbeitung der Mutationsvariablen Uberprufbar sind, werden
mit Strafkosten belegt.
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5 Ermittlung der residualen Last

Die Kenntnis der H6he und Charakteristik der zuklnftigen Verbraucherlast ist eine wesentli-
che Voraussetzung fur die Zubauentscheidung, da sie den Kraftwerkseinsatz hauptséchlich
bestimmt. Daneben ist jedoch auch die kiinftige Hohe und Charakteristik der Einspeisung
aus Erneuerbaren Energien und aus Kraft-Wérme-Kopplungsanlagen ausschlaggebend, da
nur die Differenz aus Verbraucherlast und EEG/KWK Strom vom konventionellen thermi-
schen Kraftwerkspark gedeckt werden kann.

5.1 Netzlastmodell

Die Verbraucherlast ist dem hier vorgestellten Optimierungsmodell in Stundenauflésung fir
jedes Simulationsjahr vorzugeben. Daher wird auf ein am Lehrstuhl flir Energiewirtschaft
und Anwendungstechnik entwickeltes Synthesemodell zurlickgegriffen [16]. Die Synthese
berticksichtigt dabei den Einfluss der Tages- und Jahreszeit, des Tagtyps, der AuBentempe-
ratur und konjunkturelle Faktoren. Dazu wird die Netzlast vergangener Zeitrdume auf ihre
Korrelationen mit den Einflussfaktoren hin untersucht.

Mithilfe eines iterativen Verfahrens werden in der Analysephase die Tageslastgange des
Jahres 2004 zu einer begrenzten Anzahl an Standardlastgéangen reduziert [14]. Hierbei wer-
den die 366 Tageslastgédnge in Stundenaufldsung anhand der Kriterien Korrelation (Ahnlich-
keit der Kurvenform), Mittelwert und Streuung um den Mittelwert miteinander verglichen.
Aus den jeweils dhnlichsten Tageslastgédngen wird ein resultierender Mittelwert-Lastgang
gebildet. Dieses Verfahren wird iterativ durchgefiihrt, bis aufgrund vorgegebener Grenzwerte
hinsichtlich o. g. Kriterien keine weitere Reduktion der Lastgange stattfindet. EIf der 19 re-
sultierenden Standardlastgédnge werden entsprechend ihres kalendarischen Vorkommens im
Jahr 2004 bestimmten Zeitbereichen im Jahr zugeordnet. Prinzipiell ist eine Unterteilung in
Werktag, Samstag und Sonntag sowie innerhalb dieser Gliederung in Sommer, Winter und
Ubergangszeit festzustellen. Die {brigen acht Standardlastginge sind singuldre Erschei-
nungen und geben den Lastgang von Feiertagen oder Sondertagen, wie beispielsweise
Brickentage oder die Zeit zwischen Weihnachten und Neujahr, wieder. Um eine gleichma-
Bige Qualitat der Lastgangsynthese fir alle Tage zu gewéhrleisten, werden in diesem Syn-
thesemodell im Gegensatz zu gangigen Modellen auch Feiertage und Sondertage berlck-
sichtigt.

Zudem sind fir die Synthese von Lastgéngen die meteorologischen Faktoren Jahreszeit und
AuBentemperatur von Bedeutung. Der Einfluss der Jahreszeit wird bereits durch die Bildung
von jahreszeitabhangigen Standardlastgéngen bericksichtigt. Um den Einfluss der Tempe-
ratur auf die elektrische Netzlast in die Lastsynthese einzubeziehen, wird der erforderliche
Regressionskoeffizient ermittelt, der die Anderung der Last infolge einer Temperaturinde-
rung wiedergibt. Diese temperaturbedingte Lastanderung tritt nur in einem Temperaturbe-
reich von 2 °C bis 16 °C auf. Bei Temperaturen unterhalb von 2 °C nimmt die Last mit sin-
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kender Temperatur nicht weiter zu und Uber einer Temperatur von 16 °C nicht weiter ab.
Lediglich fur Iangere Kalteperioden und bei Temperaturen unter -10 °C kann die Lastsynthe-
se gréBere Abweichungen hervorbringen als unter normalen Bedingungen. Die Auswirkun-
gen anderer meteorologischer Faktoren wie Helligkeit, Bewdlkungsgrad etc. werden auf-
grund der Korrelation dieser GréBen mit der Temperatur und wegen der schlechteren Prog-
nosegenauigkeit nicht verwendet. Bild 5-1 zeigt das Modellschema fir die Netzlastprogno-
se.

Vertikale Netzlast
der UNB des Jahres

Windstromein-
speisung des

Leistungsbilanz-
riickschau des VDN

2004 in Viertel- Jahres 2004 in 2004
stundenauflésung Stundenauflésung
| |
Y Vv v
Elektrische Netzlast Berechnung der ggﬁlﬁ:tzt:_
des Jahres 2004 in » Last-Temperatur- |« . 9
Stundenauflésung Korrelation I O
der BRD
v v
Ermittlung von P> Bestimmuna von
Standardlastgangen LASTGANG- P Feierta engund
und Bestimmung SYNTHESE ||~ 9
. Sondertagen
der kalendarischen >
Zuordnung 2 5.119.508

Prognostizierte Vorgabe von

Ermittlung des

Jahresstrom- > | astzuwachsfaktors Zeitbereich
mengen und Temperatur
Bild 5-1 Modellschema Netzlastsynthese [16]

Fir die zukinftige Entwicklung der Last wird auf prognostizierte Jahresstrommengen zu-
rickgegriffen. Im Modell wird davon ausgegangen, dass die Charakteristik des Lastverlaufs
bis 2040 unverandert bleibt und sich die Stundenwerte somit analog zu den Jahresstrom-
mengen verhalten. Erhéht sich beispielsweise die Jahresstrommenge um 1 %, steigen auch
alle Stundenwerte um 1 %. Kunftige Veranderungen der Verbraucherlastcharakteristik wer-
den nicht bericksichtigt. Hier sind ohnehin einige gegenlaufige Tendenzen auszumachen:
Wenn die Zahl der Nachtspeicherheizungen abnimmt, wird das Lasttal in den Nachtstunden
tiefer werden. Dem gegenuber steht die seit einigen Jahrzehnten beobachtete Vergleichma-
Bigung der elektrischen Netzlast. Dies ist v. a. auf die immer noch zunehmende Ausstattung
an elektrischen Verbrauchern in den Haushalten und die weitere Flexibilisierung der Arbeits-
zeiten zuriickzufuhren.

Die Validierung des erstellten Synthesemodells erfolgt mittels Vergleich von synthetisch er-
rechneten Lastgangen in den Jahren 2004 und 2006 mit der tatsachlich aufgetretenen Netz-
last. Die ermittelten Lastgange zeigen beim Vergleich mit den tatsdchlich aufgetretenen
Netzlastverldufen eine eindeutige Ubereinstimmung in der Charakteristik und eine gute
Ubereinstimmung in der Hohe des Lastverlaufs. Der Einfluss der Tageslange ist zum Teil in
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den verschiedenen Standardlastgangen fir die Saisonabschnitte des Jahres enthalten. Die
Verschiebung von Sonnenauf- und Sonnenuntergangszeiten fihrt zu einer Abweichung der
synthetisch ermittelten Last gegentber der tatséchlich eintretenden Last. Diese systembe-
dingte Abweichung befindet sich allerdings in akzeptablen Fehlergrenzen.

Das Synthesemodell liefert somit flr beliebige zuklnftige Zeitrdume die elektrische Netzlast
fur das Netzgebiet Deutschlands in Stundenauflésung.

5.2 Residuale Last

Der Restlastgang oder residuale Last ist der Anteil der Netzlast, der von thermischen Kraft-
werken gedeckt werden muss und ergibt sich aus der Differenz der Netzlast und der vor-
rangig ins Netz aufgenommenen Einspeisung aus Kraft-Warme-Kopplung und aus erneuer-
baren Quellen. Die Prognose bzw. Modellierung jeder einzelnen Komponente ist mit Unsi-
cherheiten behaftet (siehe Kapitel 2.2). Die verwendeten Modelle hingegen arbeiten streng
deterministisch, d. h. ausgehend von einer Temperaturannahme wird die Netzlast und die
KWK-Einspeisung modelliert. Der deterministische Ansatz ist flr die hier behandelte Frage-
stellung, mit Ausnahme der Modellierung der Windenergie, ausreichend. In diesem Zusam-
menhang stellt die Prognose der Windeinspeisung einen Sonderfall dar, da der charakteris-
tische Einfluss des Windes auf den thermischen Kraftwerkspark durch eine deterministische
Vorhersage nicht adaquat abgebildet werden kann. In Bild 5-2 ist flr eine Beispielwoche
ein typischer Lastgang der nicht disponiblen Einspeisung dargestellt.
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Bild 5-2 Einspeisung der nicht frei disponierbaren Quellen fiir eine Beispielwoche

Die residuale Last ist die Differenz zwischen der Lastanforderung und der gesetzten Ein-
speisung, also der Teil, der vom planbaren Kraftwerkspark gedeckt werden muss (Bild 5-3).
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Bild 5-3 Gesetzte Einspeisung und residuale Last fiir eine Beispielwoche

Das stochastische Verhalten des Windes wird mit Hilfe von 14 unterschiedlichen Windjahren
bericksichtigt, welche fir jedes Simulationsjahr die Bandbreite der mdglichen Windeinspei-
sung reprasentieren [35], [11]. Bild 5-4 zeigt die einzelnen Schritte fir die Erzeugung der
residualen Last.

Last - Jahr i
"-
Residuale Last - Jahr i,1
Gesetzte Ein- -
speisung ohne Residuale Last - Jahr i,2
Wind - Jahr i
53-043-B07
l Residuale Last - Jahr i,14
Bild 5-4 Definition der residualen Last fiir 14 Windjahre

Zunachst wird von der Last die gesetzte Einspeisung ohne Wind abgezogen. Das Ergebnis
ist der Teil der Last, welcher vom Kraftwerkspark und der Windeinspeisung gedeckt werden
muss. Von diesem werden nun die 14 verschiedenen Windeinspeisungen subtrahiert. Auf
diese Weise ergeben sich fir jedes Simulationsjahr 14 unterschiedliche residuale Lastver-
laufe in Stundenauflésung.

Als EingangsgréBe fur das hier vorgestellte Modell werden geordnete Jahresdauerlinien der
Restlast fir jedes einzelne Simulationsjahr bendtigt. Dazu werden die 14 residualen Lasten
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des Jahres i sortiert und anschlieBend zu einer reprasentativen Jahresdauerlinie gemittelt
(Bild 5-5).

in Stundenauflésung sortiert

sortieren

v

Residuale Last - Jahr i,1 Jahresdauerlinie - Jahr i,1

Jahresdauerlinie - Jahr i,2

\ 4

Residuale Last - Jahr i,2

\ 4

Residuale Last - Jahr i,14 Jahresdauerlinie — Jahr i,14

Mittelwert

A\ 4

Geordnete Jahresdauerlinie - Jahr i

\

53-044-B07

Bild 5-5 Mittelung der 14 geordneten Jahresdauerlinien

Dadurch wird der stochastische Einfluss des Windes auf die unterschiedlichen Lastbereiche
abgebildet, ohne eine VergleichmaBigung des Windes zu unterstellen. Bild 5-6 zeigt bei-
spielhaft die geordneten Jahresdauerlinien der residualen Last eines Simulationsjahres fur
sechs unterschiedliche Windjahre und zum Vergleich die Jahresdauerlinie ohne Beriicksich-
tigung der Windenergie. In Bild 5-7 ist zusétzlich der Mittelwert aus allen 14 geordneten
Jahresdauerlinien der residualen Last dargestellt.
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Bild 5-6 Geordnete Jahresdauerlinie der residualen Last fiir sechs unterschiedliche Windjahre
und ohne Wind
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Bild 5-7 Mittelwert aller 14 geordneten Jahresdauerlinien der residualen Last

Bild 5-8 zeigt die Verdnderung der geordneten Dauerlinie der residualen Last Uber einen
Simulationszeitraum bis zum Jahr 2040. Die leicht ansteigende Entwicklung des Strombe-
darfs fuhrt zundchst zu einem wachsenden Leistungsbedarf am Jahreshdchstlasttag. Die
stark wachsende gesetzte Einspeisung bis zum Jahr 2040 kompensiert diesen Anstieg und
fahrt in der residualen Last sichtbar zu einer leicht sinkenden Héchstlast. Im Vergleich zur
Zunahme der Stromerzeugung aus der nicht frei disponierbaren Einspeisung ist jedoch die
Abnahme der Spitzenlast gering. Man erkennt eine deutliche Abnahme der Mittel- und
Grundlast. Demzufolge kann die Gesamtleistung des konventionellen Kraftwerkspark zur
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Deckung des Restlastgangs nur unwesentlich abnehmen um weiterhin die Langzeitversor-
gungszuverlassigkeit zu gewahrleisten (siehe Kapitel 3). In Richtung niedrigerer Leistungen
und héherer Ausnutzungsdauer ist der wachsende Einfluss der gesetzten Einspeisung deut-
licher erkennbar. Die durchschnittliche Ausnutzungsdauer des Kraftwerksparks wird folglich
in Zukunft geringer sein. In Bild 5-8 treten ab dem Jahr 2030 Zeitrdume auf, in denen die
gesetzte Einspeisung die anliegende Last Ubersteigt, wodurch die Restlast in diesem Be-
reich negativ wird. Im hier vorgestellten Simulationsmodell ist eine Verarbeitung von negati-
ven Lastwerten nicht mdglich, daher wird in diesen Zeitrdumen die Restlast auf Null gesetzt.
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6 Bestimmung der volkswirtschaftlichen Kosten der Stromerzeu-
gung

6.1 Anfallende Kosten bei Betrachtung liber die gesamte Lebensdauer

Ziel des hier vorgestellten Energiemodells ist die Minimierung des Barwerts aller Kosten der
Strombereitstellung von Seiten der Kraftwerke. Wie bereits erwdhnt, wird keine Transport-
und Verteilinfrastruktur betrachtet. Der Barwert der Kosten enthélt dabei alle in den einzel-
nen Simulationsjahren anfallenden Kosten. Diese werden auf den Beginn des Betrachtungs-
zeitraums bezogen. Durch die Wahl eines geeigneten Zinssatzes wird erreicht, dass spater
anfallende Kosten geringer bewertet werden als solche die friiher anstehen. Der Zinssatz ist
dabei als volkswirtschaftlicher Kapitalzins zu verstehen, der die Knappheit des Produktions-
faktors Kapital widerspiegelt. Alle Berechnungen gehen von einem sogenannten vollkom-
menen Markt [8] aus, das heiBt u. a., dass mit einem einzigen Zinssatz gerechnet wird.

Fir jede L&sung des Zubauproblems wird der Barwert der in der Volkswirtschaft anfallenden
Kosten bestimmt. Diese setzen sich aus betriebsbedingten Kosten und Investitionskosten
zusammen. Die betriebsbedingten Kosten h&ngen direkt von der erzeugten Strommenge ab,
die, wie in Kapitel 2.1 beschrieben, bestimmt wird. Die Investitions- und Rickbaukosten
eines Kraftwerks fallen im Baujahr bzw. im letzten Betriebsjahr an. Unabh&ngig von der Art
der Finanzierung einer Kraftwerksinvestition ist mit der Errichtung des Kraftwerks der Wert
dieser Investition als gebundenes Kapital anzusehen.

Im volkswirtschaftlichen Sinne ist der Anlagenwert unabhangig vom Zinsniveau, wenn ein
vollkommener Markt unterstellt wird, die Kosten des gebundenen Kapitals steigen jedoch
mit einem hoheren Zinssatz.

Die jahrlichen Kosten setzen sich wie folgt zusammen:

Kj = KjBetr‘ + KjFix + Kj]n\t
Hier sind:
K, Gesamtkosten im Jahr |
K perr Betriebskosten der Kraftwerke im Jahr j
K i Fixkosten (z. B. Personal) der Kraftwerke im Jahr j
K Anfallende Investitions- und Riickbaukosten der Kraftwerke im Jahr j

JInv.

Der auf das erste Simulationsjahr bezogene Barwert der jdhrlichen Kosten ist definiert als
[39]:
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Simulationsende K
B= > / (11)

(1 + Z)j+17Startjahr

Jj=Startjahr
Hier ist
B Barwert aller Kosten zu Beginn des Startjahrs
z Zinssatz

Die Fixkosten K; r;, eines einzelnen Kraftwerks fallen nur an, wenn das entsprechende Kraft-
werk im betrachteten Jahr zumindest eine Stunde lang Strom geliefert hat, dann jedoch in
voller Héhe. Dies spielt bei der Mdéglichkeit einer vorgezogenen Kraftwerkserneuerung eine
wichtige Rolle (siehe Kapitel 2.3).

Es ist zu beachten, wann die jeweiligen Kosten anfallen. Um eine einheitliche Vorgehens-
weise zu gewahrleisten, fallen im hier vorgestellten Modell alle Kosten jeweils zu Beginn
eines Simulationsjahres an. Der Barwert der Kosten dient als Vergleichkriterium unterschied-
licher Zubauoptionen. Fir diesen Vergleich sind nur diejenigen Kosten relevant, welche vom
Optimierungsmodell auch beeinflusst werden kénnen. Daher spielen Investitionskosten be-
reits bestehender Kraftwerke und die Kosten fUr vorrangig ins Netz aufgenommene Stro-
merzeugung keine Rolle. Diese ohnehin anfallenden Kosten werden durch die Randbedin-
gungen fest vorgegeben. Relevant sind sie hingegen bei der Ausweisung von Stromgeste-
hungskosten (siehe Kapitel 6.3).

Je héher das Zinsniveau ist, desto geringer ist bei der Investitionsentscheidung die Rolle der
Betriebskosten, denn deren Barwert wird mit steigenden Zinsen kleiner. Diese Kosten fallen
erst in der Zukunft an. Der Barwert der Investitionskosten ist hingegen unabhéngig vom
Zinsniveau, wenn die gesamte Lebensdauer betrachtet wird.

6.2 Restwertproblem

Bei allen Optimierungsaufgaben bezlglich Investitionsentscheidungen tritt das sogenannte
Restwertproblem auf, sobald der Betrachtungszeitraum nicht identisch mit der Lebensdauer
einer Investition ist, d. h. sobald Investitionen Uber den Betrachtungszeitraum hinaus rei-
chen. Da Investitionskosten im Jahr der Inbetriebnahme anfallen, wiirden sie in diesem Fall
deutlich Uberbewertet werden. Vor allem beim Vergleich von Investitionsalternativen mit
verschiedener Lebensdauer ist eine detaillierte Betrachtung notwendig. Dem Restwertprob-
lem wird in verschiedenen Energiemodellen unterschiedlich begegnet. Schneider [39] be-
schreibt drei unterschiedliche Vorgehensweisen:

e Repeatability Approach: Als Planungshorizont wird das kleinste gemeinsame Vielfa-
che der Nutzungsdauern der Kraftwerke angesetzt. Hier ist von Nachteil, dass der
Planungshorizont u. U. einen sehr langen Zeitraum umfassen kénnte, flr den Prog-
nosen Uber Brennstoffpreise schwierig werden.
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e Capitalized Approach: Es wird der Barwert einer Investition berechnet, die fiir einen
unendlich langen Zeitraum immer wieder ersetzt wird. Dabei wird von keiner Kosten-
steigerung bei den Investitionskosten ausgegangen. Diese Methode ist flr das hier
verwendete Modell ungeeignet, da einzelne Kraftwerkstypen am Ende ihrer Lebens-
dauer nicht zwingend durch denselben Typ ersetzt werden.

e Contermination Approach: Die Lange des Planungshorizonts ist beliebig. Ist der Pla-
nungshorizont l&dnger als die Nutzungsdauer des Kraftwerks, wird die Investition wie-
derholt. Bei einem Planungshorizont, der kurzer als die wirtschaftliche Nutzungsdau-
er der Investition ist, wird der Restwert des Kraftwerks bestimmt und zu diesem
Zeitpunkt gutgeschrieben.

Im Rahmen dieser Arbeit wird eine Variante des Contermination Approach verwendet. Da
keine einzelnen Neubauprojekte miteinander verglichen werden, ist eine Wiederholung der
Investition am Ende der Lebensdauer nicht notwendig. In diesem Fall wird erneut die wirt-
schaftlichste Alternative gesucht. Am Ende des Simulationszeitraums wird der Wert der be-
stehenden Kraftwerke gutgeschrieben. Da es sich bei diesem Modell um eine volkswirt-
schaftliche Gesamtsicht handelt, wird der Wertverlust jeder einzelnen Anlage linear Uber
deren Lebensdauer angenommen. Der Abschreibungszeitraum jedes Kraftwerks ist somit
gleich der Lebensdauer.

Dieses Vorgehen hat den Vorteil, dass der Wertverlust des gebundenen Kapitals beriick-
sichtigt wird und gleichzeitig die Anlagen bis zum Ende ihrer Lebensdauer einen Buchwert
aufweisen.

Nachteilig wirkt sich die Gutschrift des Restwerts am Ende des Betrachtungszeitraums inso-
fern aus, da bei der Investitionsentscheidung das Verhaltnis von Betriebskosten zu Investiti-
onskosten sinkt, je kiirzer der Betrachtungszeitraum ist, d. h. der Barwert der Betriebskos-
ten sinkt starker als die Investitionskosten. Voraussetzung hierflir ist, dass die jahrlichen
Betriebskosten konstant bleiben. Je héher das Zinsniveau gewéhlt wurde, desto starker ist
die Tendenz der Gewichtungsverschiebung bei kirzeren Betrachtungszeiten. Bei einem
Zinsniveau von Null tritt dieser Effekt nicht auf.

Folgendes Beispiel soll dies erlautern:

Eine Kraftwerksinvestition habe eine Lebensdauer von zehn Jahren und ein Investitionsvo-
lumen von 1 Mio. €. Die jahrlichen Betriebskosten liegen bei 80 000 €. Die jéhrlich anfallen-
den Kosten fir entgangene Zinseinnahmen fallen bei einem Zinssatz von 5 % von 50 000 €
im ersten Jahr (gesamte Investitionssumme mal dem Zinssatz) auf 5 000 € im letzten Jahr
(letzte Abschreiberate mal dem Zinssatz). Bild 6-1 stellt das Beispiel graphisch dar:
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Betriebskosten E Jahrliche Abschreibung O Zinsen ‘
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Bild 6-1 Darstellung der jahrlichen Kosten eines Kraftwerks bei einer Lebensdauer von 10 Jahren
(Beispiel)

Der auf den Startzeitpunkt bezogene Barwert der Investitionskosten entspricht mit (11) ge-
nau der Investitionssumme von 1 Mio. €, wenn als Zinssatz wiederum 5 % angesetzt wird.
Der Barwert der Betriebskosten entspricht ca. 618 000 €. Das Verhéltnis der Barwerte von
Betriebs- und Investitionskosten liegt somit bei ca. 0,62. Bei einem Betrachtungshorizont
von funf Jahren fallen nur die Betriebs- und Investitionskosten der ersten funf Jahre an. Der
Barwert der Investitionskosten ist somit ca. 608 000 €. Dies entspricht der gesamten Investi-
tionssumme von 1 Mio. € und der Gutschrift des Barwerts des restlichen Anlagenwerts von
500 000 € nach funf Jahren Betrieb:

1000000 € —M = 608237 €

(1+5%)
Der Barwert der bis dahin anfallenden Betriebskosten liegt bei ca. 346 000 €. Damit ist das
Verhaltnis auf 0,57 gefallen. Das Verhéltnis der Barwerte von Betriebs- und Investitionskos-
ten wird also bei unterschiedlichen Betrachtungsdauern unterschiedlich gewichtet.

In einigen Energiemodellen wird deshalb versucht, den Simulationszeitraum deutlich langer
auszudehnen als den ausgewerteten Zeitraum. Dabei ergibt sich aber die Schwierigkeit,
dass Preisprognosen fur Energietrager immer unsicherer werden, je weiter sie in die Zukunft
reichen. Bei unsicheren kiinftigen Kosten ist es jedoch sinnvoll, die Investitionskosten héher
zu gewichten, da diese auf jeden Fall anfallen. Damit ergibt sich durch eine Ausweitung des
Betrachtungszeitraums nur eine scheinbare Zunahme der Genauigkeit. Aus diesem Grund
wird im hier verwendeten Modell auf eine Ausweitung des Betrachtungshorizonts verzichtet.

Die hier gezeigten Berechnungen setzen voraus, dass die Betriebskosten des Kraftwerks
wahrend der Lebensdauer unverédndert bleiben. In der Realitat ist dies im Allgemeinen nicht
gegeben. Zum einen kdnnen sich die Brennstoffpreise verdndern, was neben dem direkten
Einfluss auf die Betriebskosten zur Folge hat, dass sich die Vollbenutzungsstunden des
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Kraftwerks @ndern (siehe Kapitel 2.1). Ebenso kann sich die jahrliche Stromproduktion durch
Kraftwerksneubauten und —abbauten und Anderung der Verbraucherlast verandern. Die In-
vestitionsentscheidung wird jedoch nur aufgrund der Situation der Stromerzeugung und der
Investitionskosten wahrend des Betrachtungszeitraums gefallt. Daher ist eine Héhergewich-
tung der Investitionskosten bei klrzeren Betrachtungszeitraumen, wie es bei der Methode
der Restwertgutschrift erfolgt, sinnvoll.

6.3 Stromgestehungskosten

Stromgestehungskosten dienen als Vergleichs- und Visualisierungsmittel. Sie sind definiert
als die Kosten der Stromerzeugung geteilt durch die erzeugte Strommenge. Dabei kdnnen
sie sowohl fir einzelne Kraftwerkstypen als auch fir die gesamte Stromerzeugung ausge-
wiesen werden.

Generell sind jedoch Stromgestehungskosten nur bedingt geeignet, um unterschiedliche
Kraftwerkstechnologien zu vergleichen. Bild 6-2 zeigt den prinzipiellen Verlauf der Stromge-
stehungskosten eines Kraftwerks in Abhangigkeit von der Ausnutzungsdauer. Da der Anteil
der Investitions- und Fixkosten nicht von der produzierten Strommenge abhangt, sinken die
Stromgestehungskosten hyperbolisch mit zunehmender Ausnutzungsdauer. Ein Vergleich
unterschiedlicher Kraftwerkstypen anhand der jeweiligen Stromgestehungskosten ist somit
nur bei einer einheitlichen Ausnutzungsdauer sinnvoll. Bei Anlagen mit dargebotsabhangiger
Stromproduktion, wie z. B. Wasserkraft, Windenergie und Photovoltaik, ist die Ausnut-
zungsdauer nicht frei wahlbar. Daher ist ein Vergleich mit steuerbaren Kraftwerken nur we-
nig aussagekraftig.
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Bild 6-2 Prinzipielle Darstellung der Stromgestehungskosten eines Kraftwerks iiber der Ausnut-
zungsdauer

Im Rahmen des hier vorgestellten Modells werden die Stromgestehungskosten berechnet

und ausgegeben. Zur Ausweisung der Stromgestehungskosten einzelner Jahre werden die

Kapitalkosten aus dem jahrlichen Wertverlust der Anlagen — Bestand und Neubau - und
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dem Zinsanteil fir das noch gebundene Kapital berechnet. Dazu werden die Investitions-
kosten, wie in Kapitel 6.2 beschrieben, linear tber die Lebensdauer abgeschrieben.

Die vom Modell berechneten Stromgestehungskosten enthalten neben den Vollkosten der
thermischen Kraftwerke auch die volkswirtschaftlichen Kosten der Erneuerbaren Energien
und anteilig diejenigen der Kraft-Warme-Kopplung. Dazu werden Annahmen Uber die In-
vestitions- und Betriebskosten der installierten Windenergieanlagen getroffen. Deren jahrli-
che Kosten sind nahezu unabhangig von der produzierten Strommenge. Bei Wasserkraftan-
lagen und anderen Erneuerbaren Energien wird jeweils pauschal pro erzeugte Einheit Strom
ein bestimmter Kostensatz angenommen. Die Kostenzuordnung der Kraft-Wéarme-Kopplung
ist nicht ohne weiteres moglich. Hierzu werden in der Literatur (z. B. in [2]) unterschiedliche
Moglichkeiten beschrieben, auf die hier nicht weiter eingegangen wird. Im Rahmen des hier
verwendeten Modells werden der Stromerzeugung aus Kraft-Warme-Kopplung die durch-
schnittlichen Stromkosten der Ubrigen Stromerzeugung zugeordnet.
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7 Aufbau des Modells, Kombination unterschiedlicher Teilmodelle

Das vorliegende Kapitel beschreibt die Funktionsweise und das Ineinandergreifen der ein-
zelnen Teilmodelle zum gesamten Kraftwerkszubaumodell. Bei der hier vorgestellten Arbeit
handelt es sich nicht um ein durchgangig einheitliches Verfahren zur Modellierung und L6-
sung, sondern um eine Aufteilung der Optimierungsaufgabe in unterschiedliche Teilstlicke.
Darauf wird z. T. bereits in Kapitel 1.3 und 2.1 eingegangen. Da die eigentliche Optimie-
rungsaufgabe durch eine Evolutionsstrategie gelst wird, ist eine Kombination bzw. Ausla-
gerung einzelner Teilaufgaben ohne Einschrankungen mdglich. Im Folgenden wird der Ab-
lauf des Optimierungsmodells beschrieben, wobei zum Teil einzelne Aspekte vorhergehen-
der Kapitel wiederholt werden mussen. Allerdings ist die vorherige Beschreibung der Ein-
zelmodelle fir das Gesamtversténdnis notwendig.

Zwei Hauptkomponenten werden unterschieden: Die Evolutionsstrategie und die heuristi-
sche Bestimmung des Kraftwerksbetriebs. Daneben kommen noch andere Modelle und
Datengruppen zum Einsatz, welche Einfluss auf die Hauptkomponenten nehmen.

Bild 7-1 zeigt eine graphische Darstellung des Zusammenwirkens der unterschiedlichen
Teilmodelle. Anhand der Darstellung wird im Folgenden der Ablauf der einzelnen Teilele-
mente beschrieben.

: Kraftwerkspark Neubauoptionen
SRl s Bestand Kraftwerke
|-----7---5--_“-------------------Q-“""------------::::_Q:::::::::-I
Evolutionsstrategie ; L
1 Bestimmung der | !
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Bild 7-1 Modellstruktur und einzelne Bausteine
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7.1 Initialisierung des Modells

Die Evolutionsstrategie bildet den Rahmen, in dem die Optimierung ablauft. Als wesentliche
EingangsgrdBen sind die Angaben Uber die residuale Last, den Kraftwerksbestand und die
Neubauoptionen fir Kraftwerke zu nennen, welche an unterschiedlichen Stellen innerhalb
des Modells zu tragen kommen. Zu Beginn eines Simulationslaufes muss eine mogliche
Startlésung gefunden werden. Die Startldsung beinhaltet den kompletten Kraftwerkspark
mit Neubauten innerhalb des Simulationszeitraums. In jedem Simulationsjahr sind alle mdg-
lichen Kraftwerkstypen als Neubauten angelegt, z. T. aber mit der Leistung von Null MW.

Tabelle 7-1 zeigt den prinzipiellen Aufbau des Kraftwerksparks als EingangsgroBe in das
Optimierungsmodell. Uber den in der Tabelle angegebenen Parametern der Kraftwerke hin-
aus muissen weitere KenngréBen, wie Nennwirkungsgrad, Zuverlédssigkeit, Revisions- und
Lebensdauer den einzelnen Kraftwerken zugeordnet werden. Nach dem Kraftwerksbestand
folgen in der Liste alle méglichen Kraftwerksneubauten. Fir die Startlésung besteht die Auf-
gabe, die notwendige Neubauleistung auf die neu angelegten Kraftwerke zu verteilen. Diese
Verteilung kann zuné&chst willkirlich geschehen, es ist jedoch darauf zu achten, dass die
Startlésung nicht gegen auBere und innere Restriktionen verstdBt. Eine pragmatische Start-
I6sung ist daher haufig eine alleinige Aufteilung der Zubauleistung auf Gaskraftwerke, sofern
dafir keine Mengenbeschrankungen hinterlegt sind.

Tabelle 7-1 Prinzipielle Struktur des Kraftwerksparks im Optimierungsmodell
Kraftwerk Kraftwerkstyp | Baujahr Leistung
Bestand 1 1 1968 500 MW
Bestand n 4 2004 800 MW
Neu 1 1 2008 0 MW
Neu 2 2 2008 0 MW
Neu 3 3 2008 0 MW
Neu 4 1 2009 0 MW
Neu 5 2 2009 0 MW
Neu 6 3 2009 0 MW
Neu 97 1 2040 0 MW
Neu 98 2 2040 0 MW
Neu 99 3 2040 0 MW

Die notwendige Zubauleistung wird mit Hilfe des Modells zur gesicherten Leistung (siehe
Kapitel 3) ermittelt. Hierzu missen jedoch die einzelnen Elemente des Kraftwerksparks be-
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kannt sein. Daher muss bei der Startldsung zunachst geschatzt werden, welche Leistung zu
installieren ist. Eine Mdglichkeit besteht darin, die aus Altersgrinden wegfallende Leistung
direkt zu ersetzen. Erst im Laufe des Evolutionsprozesses kann die notwendige Kraftwerks-
leistung fur den sich ergebenden Kraftwerkspark exakt bestimmt werden.

Aus dem Kraftwerksparkbestand und den neu gebauten Kraftwerken der einzelnen Jahre
wird fUr jedes Simulationsjahr der entsprechende aktuelle Kraftwerkspark gebildet. Aus dem
Bestand fallen mehr und mehr Kraftwerke weg, wahrend pro Jahr neue Blécke hinzukom-
men. Bild 7-2 stellt die Zusammensetzung der einzelnen Kraftwerkslisten aus dem Kraft-
werksbestand und den neu gebauten Kraftwerksblécken schematisch dar. Dieses Vorgehen
hat den Vorteil, dass die relevanten Parameter der Kraftwerke nur einmal innerhalb des Mo-
dells abgelegt sein missen, wahrend die Kraftwerkslisten der einzelnen Simulationsjahre
lediglich auf die entsprechenden Datensétze verweisen.

Kraftwerkstyp
Jahr \
GT | GuD | SK | BK | KE | HO ggs
Liste Kraftwerke
2008 | 240 | 850 0 800 | X X X X | mMw 2008
2009 | 720 | 600 | 1000 | © X X X X MW Liste Kraftwerke
MW 2009
1 < < o Liste Kraftwerke
2039 | 100 0 0 0 900 | 500 2010
2040 | 250 | 800 0 0 X X | 1200 | 750 | Mw Liste Kraftwerke
52-328-A08 > 2011
Liste KW
Kraftwerksbestand KW 2
KW 1 KW 3
KW 2 KW 4
KW 3
KW 4 __/
Bild 7-2 Zusammensetzung der Kraftwerkslisten in den einzelnen Simulationsjahren

Damit innerhalb jedes Simulationsjahres die Kraftwerke nach Merit-Order unter die Jahres-
dauerlinie eingeordnet werden kdnnen, erfolgt eine Sortierung nach variablen Betriebskos-
ten. Die variablen Betriebskosten der Kraftwerke hédngen vom Kraftwerkstyp, vom Wir-
kungsgrad, von den Brennstoffpreisen und evt. auch von den CO,-Zertifikatspreisen ab. Bei
einer festen Vorgabe des Zertifikatspreises entsteht somit fir jedes Simulationsjahr eine
einzige Kraftwerksliste, welche sich innerhalb des Evolutionsprozesses nicht verandert.

Wird mit einer Obergrenze der jahrlichen CO,-Emissionen gerechnet, wie in Kapitel 2.4 be-
schrieben, muss die Merit-Order der Kraftwerke verandert werden. Hierzu wird ein virtuelles
CO»-Preisschild eingefuihrt, welches zum Zweck der Ranglistenbildung zu den Brennstoff-
kosten addiert wird.
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Bei jeder Veranderung des virtuellen CO»-Preises muss die Kraftwerksliste neu sortiert wer-
den. Um die Sortierungen bei unterschiedlichen CO.-Preisen nur einmal wéhrend des ge-
samten Optimierungsprozesses durchfihren zu missen, wird der virtuelle CO,-Preis in dis-
kreten Stufen von z. B. 0,2 €/t CO, vorgegeben. D. h. bei einer Vorgabe von jahrlichen CO.-
Obergrenzen existieren fiir jedes Simulationsjahr n verschiedene Ranglisten der Kraftwerke
nach steigendem virtuellem CO,-Preis. Innerhalb des Modells muss der maximal mégliche
virtuelle CO.-Preis und die Abstufung festgelegt werden. Zu Beginn des Simulationsprozes-
ses werden die Listen fir jedes einzelne Jahr gebildet und gespeichert. Daher findet der
Sortierprozess nur einmal fir jede Liste innerhalb des gesamten Programmablaufs statt.
Dies ist mdglich, da die Position jedes einzelnen Kraftwerksneubaus innerhalb der unter-
schiedlichen Ranglisten wahrend des Evolutions- und Optimierungsprozesses unverandert
bleibt. Variiert werden einzig die Nennleistungen der einzelnen Blécke, welche aber keinen
Einfluss auf die spezifischen Kosten und die spezifischen Emissionen haben.

7.2 Bestimmung der Stromerzeugung der einzelnen Kraftwerke

Wie in Kapitel 2.1 beschrieben, findet die Bestimmung der Ausnutzungsdauer jedes einzel-
nen Kraftwerks durch Einordnen nach Merit-Order unter die Jahresdauerlinie statt. Daftr
wird die jeweils im betrachteten Jahr glltige Kraftwerksliste benttzt. Wird mit einer Ober-
grenze von CO.-Emissionen gerechnet, muss die glltige Liste erst ermittelt werden. Dazu
wird der Zertifikatspreis im betrachteten Jahr so lange erhéht und damit die Merit-Order
umgestellt, bis die Emissionsgrenze eingehalten wird. Bei einer Erhéhung des CO.-Preises
gehen die resultierenden CO.-Emissionen monoton zurlck, jedoch ist eine Zuordnung von
CO,-Preis zu den Emissionen nur Uber die Bestimmung der erzeugten Strommenge mog-
lich. Deshalb erfolgt innerhalb des Modellbereichs Kraftwerksbetrieb in Bild 7-1 eine wieder-
holte Einordnung der Kraftwerke unter die Jahresdauerlinie mit unterschiedlichen CO.-
Preisen. Um die Zahl der Rechenschritte gering zu halten, erfolgt die Anndherung an den
bendtigten CO»-Preis durch Binadrsuche [30]. Dies ist moglich, da die resultierende CO,-
Menge eine monoton fallende, jedoch nicht stetige Funktion des Zertifikatspreises ist.

Der Prozess der Einordnung von Kraftwerkslisten unter die Jahresdauerlinie stellt das zent-
rale Element innerhalb des Optimierungsmodells dar, der entsprechend haufig wiederholt
werden muss. Durch die vorhergehende Festsetzung aller méglichen Kraftwerkslisten wird
ein fortwahrendes Neusortieren der Kraftwerkslisten, welches selbst bei optimierten Sortier-
algorithmen relativ viel Rechenzeit in Anspruch nehmen wiirde, tGberflissig.

Nach jeder Aufteilung der Stromerzeugung auf die einzelnen Kraftwerke folgt die Bestim-
mung von Kraftwerken, welche im betrachteten Jahr in Langzeitkonservierung genommen
werden. Wie in Kapitel 2.3 beschrieben, wird die Ausnutzungsdauer von einzelnen Kraftwer-
ken zu Null gesetzt, wenn andere Kraftwerke stattdessen durch niedrigere jahrliche Fixkos-
ten einen kostengunstigeren Betrieb gewahrleisten kénnen. Bei einer Begrenzung von CO.-
Emissionen findet die Bestimmung von konservierten Kraftwerken innerhalb jeder Einord-
nung einer Kraftwerksrangliste unter die Jahresdauerlinie statt.
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Der Ablauf der Bestimmung der Stromerzeugung der einzelnen Kraftwerke folgt mehreren
Schleifen, wie Bild 7-3 zeigt. Die erste Schleife Einordnen der Kraftwerke unter die Jahres-
dauerlinie und Langzeitkonservierung/Vorgezogene Kraftwerkserneuerung wird so lange
durchlaufen, bis kein Kraftwerk mehr ausgetauscht werden kann. Erst danach kann lber-
prift werden, ob eine eventuell einzuhaltende CO,-Obergrenze verletzt wird. In diesem Fall
erfolgt die Anpassung der Merit-Order und die duBere Schleife beginnt von Neuem. Durch
das wiederholte Durchlaufen der Schleifen nimmt die Berlicksichtigung von vorgezogener
Kraftwerkserneuerung und CO,-Obergrenzen eine erhéhte Rechenzeit in Anspruch.
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Bild 7-3 Ablauf des Moduls Kraftwerksbetrieb

Innerhalb der Bestimmung der Stromerzeugung der einzelnen Kraftwerke werden &uBere
Restriktionen und Randbedingungen, wie z. B. Brennstoffmengenbegrenzungen Uberpruft
(siehe hierzu Kapitel 4.3.3). Bei VerstéBen dagegen kann an dieser Stelle bereits eine Aus-
sortierung des entsprechenden Individuums stattfinden, oder die Lésung wird mit Strafkos-
ten belegt.

7.3 Kostenbestimmung und Selektion

Nachdem die Bestimmung der Stromerzeugung fir alle Simulationsjahre durchlaufen ist,
wird der Barwert der Kosten der entsprechenden Lésung berechnet. Das genaue Vorgehen
ist in Kapitel 6 beschrieben. Ein wichtiger Aspekt ist hierbei, ob der CO,-Preis mit in die Ge-
samtkosten eingeht, oder nicht. Bei der Vorgabe eines festen CO.-Zertifikatspreis in einzel-
nen Jahren ist es flr die Bewertung der Gite einer Losung notwendig, diesen in die Bar-
wertbestimmung mit einzubeziehen. Andernfalls wére zwar die Merit-Order kinftiger Kraft-
werke festgelegt, die Investitionsentscheidung aber einzig von den Brennstoff- und Investi-
tionskosten abhéangig. Dies wirde in der Evolutionsstrategie dazu flhren, dass die Neubau-
leistung von Kraftwerken mit héheren Brennstoffkosten und niedrigen spezifischen Emissio-
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nen zurlickgehen wirde, wenn sich Kraftwerke mit niedrigeren Brennstoffkosten weiter hin-
ten in der Merit-Order befinden. Damit ergdben sich zu hohe Emissionen der thermischen
Kraftwerke.

Anders muss bei einer Begrenzung der jahrlichen Emissionen vorgegangen werden. In die-
sem Fall ergibt sich der Zertifikatspreis aus der einzuhaltenden Emissionsmenge. Wirde
dieser Zertifikatspreis fur die Kostenminimierung beriicksichtigt werden, dann wirde die
Evolutionsstrategie Kraftwerke so installieren, dass dieser Preis mdglichst niedrig wird. Die
Evolutionsstrategie wirde Kraftwerke in der Weise bauen, dass mit mdglichst geringer Um-
stellung der Merit-Order die Emissionsgrenze unterschritten wird. Auf diese Weise kann die
Evolutionsstrategie nicht die optimale L6sung finden, denn die tatsdchlichen Mehrkosten zur
COs-Einsparung sind geringer als die Summe der Zertifikatskosten. Ziel der Optimierung ist
es aber, den Barwert der volkswirtschaftlichen Mehrkosten der CO,-Einsparung zu minimie-
ren.

Daher ergibt sich im Falle einer CO.-Begrenzung ein virtueller CO,-Preis, welcher fur die
Sortierung der Merit-Order benétigt wird, nicht jedoch in die Berechnung des Barwerts mit
eingeht.

Fir jede mogliche Lésung wird auf diese Weise der Barwert aller Kosten bestimmt. Alle L6-
sungen einer Generation werden verglichen und die besten d. h. diejenigen mit den gerings-
ten Barwerten werden zur neuen Elterngeneration erklért. Alle anderen Lésungen werden an
dieser Stelle verworfen. Hier wird unterschieden, ob die Evolution nach einer sogenannten
Plus- oder Komma-Strategie (siche Kapitel 4.2) arbeitet. Bei der Komma-Strategie werden
die urspriinglichen n Eltern in jedem Fall verworfen und die besten n Kinder bilden die neuen
Eltern, selbst wenn diese hinsichtlich der Zielfunktion schlechter geeignet sind als die ur-
springlichen Eltern. Bei der Plus-Strategie werden alle Individuen (Eltern und Kinder) zu-
sammen bewertet. Daher kbnnen auch urspriingliche Elternindividuen zur neuen Elterngene-
ration erklart werden.

Im ersten Durchlauf der Startldsung findet noch keine Selektion statt, da an zu diesem Zeit-
punkt noch keine Mutationen erfolgt sind.

Wird mit mehr als einem Elternindividuum gerechnet, dann existieren stets mehrere parallele
Entwicklungslinien mit unterschiedlichen Individuen. Bei einer Plus-Strategie ist dabei in
jedem Generationsschritt das beste Individuum nach der Selektion auch das beste bisher
gefundene. Bei der Komma-Strategie kann es jedoch vorkommen, dass die bisher beste
gefundene Loésung Generationen zuriickliegt. Daher wird diese separat gespeichert, um bei
einem Abbruch der Evolutionsstrategie zur Verfligung zu stehen.

7.4 Mutation einzelner Kraftwerksleistungen und Evolutionsfortschritt

Aus der aktuellen Elterngeneration entstehen Kindindividuen, indem Kopien der Eltern ange-
fertigt werden. Diese Repliken werden im Teilmodul Mutation (Bild 7-1) verandert, wie in
Kapitel 4.3.2 beschrieben. Innerhalb der Prozedur der Mutation werden innere Restriktionen,



78 Aufbau des Modells, Kombination unterschiedlicher Teilmodelle

wie z. B. maximal zu installierende Leistungen (siehe Kapitel 4.3.3) tGberprift und eingehal-
ten.

Ein Durchlauf von Replikation, Mutation, Bestimmung der Stromerzeugung, Barwertbestim-
mung und Selektion stellt einen Generationsschritt dar. Fir ein Ergebnis, welches in der
Néhe des globalen Optimums liegt, sind in der Regel mehrere Tausend Generationsschritte
notwendig. Vor allem zu Beginn einer Evolution mit einer beliebigen Startlésung ist der Evo-
lutionsfortschritt pro Generation haufig erheblich. Im Laufe der Evolution ist meist mit immer
geringer werdenden Verbesserungen zu rechnen. Bild 7-4 zeigt einen typischen Verlauf ei-
ner Entwicklung des Barwerts der Kosten zu Beginn des Optimierungsprozesses mit Plus-
Strategie. Wahrend der ersten Generationen ist ein sehr groBer Fortschritt in der Gite der
Lésung zu erkennen. Nach ca. 1 000 Generationen schwécht sich der Fortschritt deutlich
ab. In diesem Beispiel ist jedoch auch nach 2 000 Generationen noch eine Abnahme des
Barwerts zu erkennen, was bedeutet, dass die Evolution noch erheblich mehr Generationen
durchlaufen muss, bevor die Lésung in die Ndhe des Optimums kommt.
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Bild 7-4 Entwicklung des Barwerts der Kosten wahrend des Evolutionsprozesses (Plus-Strategie)

Bei der hier vorgestellten Optimierungsaufgabe stellt sich die Komma-Strategie als proble-
matisch dar. Durch die Méglichkeit innerhalb der Komma-Strategie, dass sich die Evolution
im Laufe einiger Generationen wieder verschlechtert, ist eine groBe Zahl an Kindern not-
wendig um dennoch einen Evolutionsfortschritt zu erzielen. Bild 7-5 zeigt dazu ein Beispiel
der Barwertentwicklung mit derselben Startldsung wie im obigen Beispiel, jedoch mit einer
héheren Anzahl an Kindern und der Komma-Strategie. Innerhalb der ersten 500 Generatio-
nen verlauft die Verbesserung im Evolutionsprozess nahezu gleich. Danach ist jedoch keine
weitere Abnahme des Barwerts mehr erkennbar. An dieser Stelle misste die Anzahl der
Kinder weiter erhéht werden, damit die Wahrscheinlichkeit einer Verbesserung durch die
Mutation steigt.
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Bild 7-5 Entwicklung des Barwerts der Kosten widhrend des Evolutionsprozesses (Komma-
Strategie)

7.5 Ende der Simulation und Auswertung

Sobald auch nach vielen Generationsschritten kein nennenswerter Evolutionsfortschritt
mehr erkennbar ist, wird der Evolutionsprozess abgebrochen und das Ergebnis ausgewer-
tet. Der Abbruch kann manuell geschehen, nach einer vorgegebenen Zahl an Generationen
oder anhand eines vorher festgelegten Abbruchkriteriums, z. B. keine Verbesserung der
Lésung innerhalb einer bestimmten Generationenzahl. Das Optimierungsmodell liefert zu-
nachst nur die in den einzelnen Simulationsjahren neu installierte Leistung der einzelnen
Kraftwerkstypen und die Stromerzeugung jedes einzelnen Blocks. Daraus kénnen folgende
Ergebnisse abgeleitet werden:

e Kosten der Stromerzeugung

e Eingesetzte Brennstoffmengen

e Emissionen der thermischen Kraftwerke

e In CCS-Kraftwerken abgeschiedene Menge an CO,
e Ausnutzungsdauern einzelner Technologien

e Vorzeitige Stilllegung einzelner Kraftwerksblocke
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8 Rahmenbedingungen fiir Szenarien

In diesem Kapitel werden Szenarien fir die Anwendung des vorgestellten Modells beschrie-
ben. Da es am Beispiel der Stromerzeugung in Deutschland entwickelt wurde, werden sich
die Rechnungen hier auch daran orientieren. Die Rahmenbedingungen und Szenarien leh-
nen sich zum Teil an die Studie [35] an. Dariiber hinaus wird hier mehr auf die systemati-
schen Einfliisse von Anderungen der Rahmenbedingungen eingegangen.

8.1 Ausgangsbasis

8.1.1 Kraftwerksbestand

Als Ausgangspunkt der Szenarien dient der Kraftwerksbestand der allgemeinen Versorgung
in Deutschland. In einer lehrstuhleigenen Datenbank sind ein GroBteil der Kraftwerke der
ehemals offentlichen Versorgung und der Industriekraftwerke hinterlegt. Die mit Gas betrie-
benen KWK-Anlagen werden innerhalb des hier vorgestellten Modells nicht optimiert son-
dern im Bereich der gesetzten Einspeisung berlcksichtigt. Mit Kohle befeuerte KWK-
Anlagen werden wie Kondensationskraftwerke behandelt und in die Optimierung einbezo-
gen. Alle Anlagen sind mit ihrer Netto-Nennleistung, Nennwirkungsgrad, und dem Baujahr
hinterlegt. Fur die Lebensdauer der einzelnen Kraftwerke wurden unterschiedliche, plausible
Annahmen getroffen. Bild 8-1 zeigt die Entwicklung der installierten Leistung des thermi-
schen Kraftwerksbestandes in den hier untersuchten Szenarien. Wie zu erkennen ist, nimmt
dieser kontinuierlich ab, so dass erheblicher Bedarf an Neubauten besteht. Kennzeichen
des hier vorgestellten Modells ist es, dass es den Kraftwerksneubau optimal in den Kraft-
werksbestand integriert.

Die jahrlichen Revisionszeiten und die ZuverlassigkeitskenngréBen werden wie folgt ange-

nommen:

Tabelle 8-1 Zuverlassigkeit und Revisionen bei den Bestandskraftwerken nach [32]
Kraftwerkstechnologie Es Ea Jahrl. Revisionsdauer
Gasturbine 171 h 45 h 2 Wochen
GuD 490 h 52 h 2 Wochen
Steinkohle 402 h 30 h 6 Wochen
Braunkohle 494 h 30 h 6 Wochen
Kernenergie 1507 h 63 h 2-4 Wochen
Heizdl 490 h 52 h 2 Wochen

Hier sind:

Es Erwartungswert fir die mittlere Betriebszeit bis zum Ausfall

Ea Erwartungswert flr die mittlere Instandsetzungsdauer



Rahmenbedingungen fiir Szenarien 81

80 T
GW

52-332-B08

M Heizol

60 [J Gasturbinen

o)} OGuD

c

S

% 40

k)

; [ Steinkohle
€

Q2

s

@ 20 M Braunkohle

B Kernenergie

0
2008 2013 2018 2023 2028 2033 2038 Jahr

Bild 8-1 Entwicklung des Bestands an thermischen Kraftwerken bis zum Jahr 2040 in den hier
berechneten Szenarien

8.1.2 Kernenergieausstieg

Als Basis fUr die Berechnungen werden die Ausstiegsvereinbarung zwischen Bundesregie-
rung und den Energieversorgern vom 14. Juni 2000 und die daraus resultierende Anderung
des Atomgesetzes verwendet. Dabei wurde der Beendigung der Nutzung der Kernenergie
zur Stromerzeugung in Deutschland beschlossen. Das Ende der Regellaufzeit der Kern-
kraftwerke wurde dabei auf etwa 33 Jahre nach Inbetriebnahme festgelegt. Aufgrund der
Ubertragungsmengen von &lteren Kraftwerken auf neuere und die Aufteilung der Strom-
menge des Kraftwerks Mulheim-Karlich ergeben sich zum Teil Iangere Laufzeiten.

Fir das hier verwendete Modell wird die Abschaltung der einzelnen Kernkraftwerke auf Jah-
resbasis abgeschatzt (Tabelle 8-2). Dabei wird von einer jahrlichen Stromproduktion ausge-
gangen, die aus dem Mittelwert der Jahre 2000 bis 2005 gebildet wurde.
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Tabelle 8-2 Abschaltzeitpunkte der Kernkraftwerke

Kernkraftwerk Letztes Betriebsjahr
Biblis A 2008
Neckarwestheim 1 2009
Brunsbuttel 2009
Isar 1 2011
Biblis B 2012
Philippsburg 1 2012
Unterweser 2012
Grafenrheinfeld 2014
Krimmel 2017
Grohnde 2017
Gundremmingen B 2018
Philippsburg 2 2018
Brokdorf 2019
Gundremmingen C 2019
Isar 2 2019
Neckarwestheim 2 2022
Emsland 2022

8.1.3 Technologische Entwicklung der Kraftwerkstechnik

In den letzten Jahrzehnten lag der Fokus bei der technischen Weiterentwicklung der Kraft-
werkstechnologien hauptsachlich auf der Verbesserung des Wirkungsgrades. Die treibende
Kraft hinter dieser Entwicklung ist die dadurch realisierbare Einsparung an Primérenergie
und den damit verbundenen Kosten und die Kompensation des Energieverbrauchs von zu-
satzlich notwendigen Nebenaggregaten flr die Rauchgasbehandlung. Durch die Einflihrung
des Zertifikatehandels ist die Reduktion der CO,-Emissionen als zuséatzliche Zielvorgabe in
den Vordergrund gerlickt. Neben der Wirkungsgradsteigerung wurde deshalb auch die For-
schung und Entwicklung im Bereich CO,-Abtrennung und Speicherung forciert (siehe hierzu
z. B.: [6], [26]).

Nachstehend werden die moéglichen Entwicklungsperspektiven der einzelnen Kraftwerks-
technologien dargestellt und die Annahmen zu technischen und 6konomischen Parametern
der Kraftwerke, welche im Rahmen der Simulationen verwendet werden, festgelegt.
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Gasturbinen-Kraftwerke

Gasturbinen werden auch in Zukunft eine wichtige Rolle im Bereich der oberen Spitzenlast
und der schnellstartbaren Reserve spielen. Bei dieser Einsatzcharakteristik spielt der Wir-
kungsgrad eine eher untergeordnete Rolle. Es sind daher nur noch geringe Verbesserungs-
potentiale zu erwarten. Einen wichtigeren Punkt stellen die Investitionskosten und die Le-
bensdauer fir diesen Anlagentyp dar. Unter Umstanden sind dabei durch Materialforschung
noch Entwicklungen denkbar.

GuD-Kraftwerke

GuD-Kraftwerke sind derzeit die fossil befeuerten Kraftwerke mit den héchsten Wirkungs-
graden und den geringsten spezifischen Emissionen. Nach aktuellem Stand der Technik
waren diese demnach zur Reduktion des CO.-AusstoBes die erste Wahl. Allerdings wird als
Primédrenergietrdger das im Vergleich zu anderen Energietrdgern teuere Erdgas bendétigt,
was diesen Kraftwerkstyp fur die Grundlast noch nicht wirtschaftlich macht. Die Investiti-
onskosten liegen zwischen denen von Gasturbinen und Kohlekraftwerken und der Wir-
kungsgrad betrdgt nach heutigem Stand etwa 58 %. Durch weitere anlagentechnische Op-
timierung koénnte der Wirkungsgrad in den nachsten Jahrzehnten noch auf 60 bis 62 % stei-
gen.

Steinkohle-Kraftwerke

Bei den Steinkohle-Kraftwerken wird in Zukunft auf die Erhéhung der Dampfparameter von
derzeit etwa 620°C auf 700°C gesetzt. Der Nettowirkungsgrad steigt dadurch um ca. vier
%-Punkte. Der Forschungsschwerpunkt liegt in diesem Bereich auf den verwendeten Mate-
rialen, da diese trotz der héheren thermischen Beanspruchung eine typibliche Lebensdauer
gewdhrleisten sollen. Im hier verwendeten Modell ist ab dem Jahr 2018 das 700°C-
Steinkohlekraftwerk Stand der Technik, so dass danach kein Steinkohlekraftwerk mit niedri-
geren Dampfparametern mehr zugebaut werden kann.

Braunkohle-Kraftwerke

Auch bei Braunkohle-Kraftwerken ist analog zur Steinkohle mit einer Erhdhung der Dampf-
parameter auf 700°C zu rechnen. Ein weiterer Schwerpunkt liegt im Bereich Braunkohlevor-
trocknung. Ohne Trocknung wird ein Teil des Energieinhalts zum Verdampfen des in der
Kohle enthaltenen Wassers bendtigt. Mittels neuer Verfahren soll die Braunkohle vor der
Verbrennung im Kessel getrocknet werden und die Trocknungswarme durch Kondensation
des ausgedampften Kohlewassers zuriick gewonnen werden. Die durch Vortrocknung er-
wartete Steigerung des Wirkungsgrades betragt etwa vier %-Punkte. Wie bei Steinkohle-
kraftwerken ist ab 2018 ein 700°C-Braunkohlekraftwerk im Modell verfligbar.

Heizél-Kraftwerke

Aufgrund der stark gestiegenen Olpreise und durch den auch in Zukunft nicht zu erwarten-
den Nachfrageriickgang, werden Ol-Kraftwerke aller Voraussicht nach in den nichsten
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Jahrzehnten keine wirtschaftliche Variante darstellen. Somit wird im Modell keine Zubau-
moglichkeit von Heizdl-Kraftwerken erlaubt.

Kernenergie

Trotz zahlreicher internationaler Neubauprojekte werden flir die hier berechneten Beispiele
keine Neubauten von Kernkraftwerken in Deutschland zugelassen. Dies spiegelt die gesetz-
liche Lage in Deutschland wider. Darliber hinaus kann das Modell Kernkraftwerke wie ande-
re Kraftwerke behandeln, sofern die entsprechenden Parameter vorgegeben werden.

CCS-Kraftwerke (Carbon Dioxide Capture and Storage)

Ziel von CCS-Kraftwerken ist es, das bei der Verbrennung fossiler Energietrager entstehen-
de CO; so weit wie mdglich abzuscheiden und nicht in die Umgebungsluft zu entlassen.
Allen denkbaren Technologien ist dabei zu Eigen, dass der Nettowirkungsgrad aufgrund des
Zusatzaufwands geringer als bei der entsprechenden Technologie ohne CCS ist, und dass
diese Kraftwerke héhere Investitionskosten aufweisen. Bei der Abscheidung von CO; in fos-
silen Kraftwerken werden hauptséchlich drei Technologierichtungen unterschieden:

Abtrennung vor der Verbrennung (Pre-Cumbustion) mit IGCC-Kraftwerken

Die Abtrennung von CO, vor der Verbrennung kann bei IGCC-Kraftwerken realisiert werden.
Die Kohle wird dabei durch partielle Oxidation in ein Gemisch aus CO, und Wasserstoff um-
gewandelt. Das CO, wird vor dem Verbrennen mit Hilfe einer Synthesegaswédsche abge-
trennt. Dem GuD-Prozess wird anschlieBend der Wasserstoff zugeflihrt, wodurch als Abgas
lediglich Wasserdampf anfallt. Der Wirkungsgrad eines IGCC-Kraftwerks mit CO,-
Abscheidung sinkt durch den Energieaufwand fiir die Synthesegaserzeugung, die CO.-
Wésche und die Konfektionierung um etwa sieben %-Punkte. Von Vorteil ist in diesem Zu-
sammenhang der hohen Ausgangswirkungsgrades eines GuD-Systems. Die Investitionskos-
ten steigen fir die Abscheidetechnologie nochmals um etwa 20 % gegeniber einem IGCC-
Kraftwerk an. Der Forschungsschwerpunkt liegt auf dem Gastrennverfahren, bei der Opti-
mierung der Gasturbine fur den Einsatz von Wasserstoff und einer Verbesserung der Ver-
flgbarkeit [43].

Abtrennung nach der Verbrennung (Post-Cumbustion)

Eine Abtrennung nach der Verbrennung stellt keine besonderen Anforderungen an den
Kraftwerkstyp. Mit Hilfe einer Waschlésung wird das CO, aus dem Rauchgas ausgewa-
schen und anschlieBend die Flissigkeit wieder regeneriert. Fir die Wasche muss in erster
Linie Warme aufgewendet werden, die zu einer Verminderung des Wirkungsgrades - etwa
bei einem Steinkohlekraftwerk - von ca. neun %-Punkte flihrt. Die Investitionskosten fir ein
Kohlekraftwerk mit Abscheidung sind um etwa 30 % h&her anzusetzen als fur das Kraftwerk
ohne diese Technologie. Mit dem Abtrennverfahren nach der Verbrennung kénnten auch
Kraftwerke ohne CO,-Abscheidung nachgeristet werden, was die zukinftigen Marktchan-
cen erhéhen kénnte [43].
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Oxyfuel-Verfahren

Bei der Oxyfuel-Technologie wird der Brennstoff nicht mit Luft sondern mit reinem Sauer-
stoff verbrannt. Der Stickstoff wird mittels einer Luftzerlegung vorher abgetrennt. Dadurch
verringert sich der Rohgasmassenstrom um 75 %. Das Abgas aus dem Dampferzeuger be-
steht zu etwa 70 % aus CO.. Der restliche Teil ist groBtenteils Wasserdampf. Nach der Ab-
scheidung des Dampfes kann das CO, direkt aufgefangen werden. Dieses Verfahren wird
hauptsachlich im Zusammenhang mit der IGCC-Technologie dargestellt. Der zusatzliche
Aufwand und die daraus resultierende WirkungsgradeinbuBe entstehen durch die notwendi-
ge Luftzerlegung. Entwicklungsbedarf besteht tUberwiegend im Bereich der Verbrennungs-
optimierung und dem Temperaturmanagement. Der Wirkungsgrad und die Investitionskos-
ten dirften sich im Bereich der IGCC-Technologie mit Abscheidung vor der Verbrennung
bewegen [43].

Aufgrund der Unsicherheiten bei den Parametern aller CCS-Technologien wird bei den hier
vorgestellten Berechnungen jeweils nur ein Typ CCS-Kraftwerk fir Steinkohle und Braun-
kohle verwendet, ohne diesen Typ genauer zu spezifizieren. Bei ausflhrlicheren Untersu-
chungen ist jedoch eine Diversifizierung der Kraftwerkstypen mdéglich [35].

Im hier verwendeten Modell wird fir alle CCS-Technologien angenommen, dass 85 % der
CO,-Emissionen zurlickgehalten werden. In der Realitat wird dieser Wert je nach verwende-
ter Technologie schwanken.

Fur die Wirtschaftlichkeit der CO,-Abscheidung bei fossilen Kraftwerken sind kostenglnsti-
ge Moglichkeiten von Transport und anschlieBender Speicherung von essentieller Bedeu-
tung. Die Technologien fur die Abtrennung sind mittlerweile gut entwickelt und innerhalb des
nachsten Jahrzehnts groBtechnisch umsetzbar. Die Erkenntnisse im Bereich Transport und
Speicherung und die damit verbundenen Konzepte sind dagegen noch recht neu. Viele of-
fene Fragen auf technischer und wirtschaftlicher Seite miissen dabei noch beantwortet wer-
den. Auch die genehmigungsrechtlichen Anforderungen und die etwaigen Risiken missen
gezielt betrachtet werden.

Im hier verwendeten Modell werden pauschal pro abgetrennte Tonne CO, Kosten von 10 €/t
fur den Transport und die Speicherung berechnet. Diese Kosten werden wie zusatzliche
Brennstoffkosten flr die entsprechende Technologie behandelt. Fir eine weitergehende
Betrachtung sei auf entsprechende Literatur verwiesen, z. B. [9], [23], [25], [44].

8.1.4 Zusammenfassung der technischen und 6konomischen Parameter von Kraft-
werksneubauten

Im Folgenden werden die verwendeten Parameter der Kraftwerksneubauten, welche im Mo-
dell verwendet werden kdnnen, vorgestellt. Tabelle 8-3 zeigt die Nennwirkungsgrade der
einzelnen Kraftwerkstechnologien. Zwischen den angegeben Stitzjahren wird jeweils ein
linearer Verlauf der Wirkungsgrade angenommen. Dahinter steht die Annahme, dass sich die
Wirkungsgrade der Kraftwerke aufgrund von Materialverbesserungen auch weiterhin erh6-
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hen. Zusatzlich zeigt auch Bild 8-2 den zu Grunde gelegten Verlauf innerhalb des Simulati-

onszeitraums.

Tabelle 8-3 Nennwirkungsgrade der neu gebauten Kraftwerke

Kraftwerkstechnologie Wirkungsgrad

im Jahr
2008 2040
Gasturbine 42 % 43 %
GuD 59 % 2010: 60 % 63 %
Steinkohle 45 % 2017: 46 % 2018: 50 % 52 %
Braunkohle 43 % 2017:45,5 % 2018: 48 % 50 %
Steinkohle CCS Ab 2020:Wirkungsgrad von Steinkohle-KW — 8 %-Pkt.
Braunkohle CCS Ab 2020:Wirkungsgrad von Braunkohle-KW — 8 %-Pkt
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52-333-B08
60% -
50% A
8
(@]
S 40% -
5
.g GuD
S 0% T —Steinkohle |
% = Braunkohle
20% -~ Gasturbine [T C
— Steinkohle-CCS
10% +--"""""""""""""""~1 —Braunkohle-CCS [~~~ -~~~ ~~~~~--
0% T T T T T T T
2008 2012 2016 2020 2024 2028 2032 2036 2040 Jahr
Bild 8-2 Angenommene Entwicklung der Nennwirkungsgrade der zur Verfligung stehenden

Kraftwerkstechnologien

Far die Investitions- und jahrlichen Fixkosten werden konstante Werte wéhrend der gesam-
ten Lebensdauer angenommen. Die Investitionskosten verstehen sich als Kosten fir die
schlisselfertige Anlage zum Zeitpunkt der Inbetriebnahme. Die Abrisskosten fallen im Jahr
des Ruckbaus an und werden in die Planung miteinbezogen. Unter den jahrlichen Fixkosten
sind samtliche weiteren betriebsunabhangigen Kosten zusammengefasst. Diese sind im
Wesentlichen Personal- und Wartungskosten, Steuern und Versicherungen. Unter Brenn-
stoffnebenkosten sind alle Gber die Brennstoffkosten hinaus gehenden betriebsabhangigen
Kosten zu verstehen. Dies sind vor allem Aufwendungen fiir Hilfs- und Schmierstoffe, aber
auch Kosten des erhohten VerschleiBes durch den Betrieb. Die Investitions-, Abriss- und
Brennstoffnebenkosten fiir CCS-Kraftwerke betragen jeweils 150 % der entsprechenden
Kosten des vergleichbaren Kraftwerkstyps ohne CCS. Tabelle 8-4 zeigt die entsprechenden
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Werte fir die Standardszenarien. Die Parameter verstehen sich als RechengréBen, welche v.
a. die Verhéltnisse der Kosten unterschiedlicher Technologien untereinander widerspiegeln

sollen.

Tabelle 8-4 Okonomische Parameter der Kraftwerksneubauten (Standardszenarien)

Kraftwerkstechnologie Invest- Lebens- Jahrliche Abriss-  Brennstoff-

kosten dauer Fixkosten kosten Nebenkosten

€/kW a €/kW €/kW €/MWh

Gasturbine 350 50 7 1,75 0

GuD 450 25 20 8 2,5

Steinkohle 1200 40 25 10 1,2

ab 2018 1320

Braunkohle 1400 45 30 11,5 2,5

ab 2018 1540

Steinkohle CCS (ab 1980 40 45 15 1,8

2020)

Braunkohle CCS (ab 2310 40 50 17,25 3,75

2020)

In einigen hier gerechneten Szenarien werden die Auswirkungen von deutlich erhéhten In-
vestitionskosten gezeigt. In diesen Szenarien werden die Investitionskosten der schllssel-
fertigen Anlagen um 50 % gegenlber den Standardszenarien erhéht. Tabelle 8-5 zeigt die
entsprechenden Werte. Alle anderen Parameter bleiben unverandert,

Tabelle 8-5 Okonomische Parameter der Kraftwerksneubauten (Szenarien mit erhéhten Investitions-
kosten)
Kraftwerkstechnologie Invest-
kosten
€/kW
Gasturbine 525
GuD 675
Steinkohle 1800
ab 2018 1980
Braunkohle 2100
ab 2018 2310
Steinkohle CCS (ab 2970
2020)
Braunkohle CCS (ab 3465
2020)

Die ZuverlassigkeitskenngréBen und jahrlichen Revisionszeiten sind auch flr neu gebaute
Kraftwerke analog zum Kraftwerksbestand angenommen worden (siehe Kapitel 8.1.1). Diese
Parameter unterliegen einer groBen Unsicherheit, vor allem bei heute noch nicht verfiigbaren
Kraftwerkstechnologien. Da hier nur dir grundsétzliche Arbeitsweise des Modells gezeigt
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werden soll, wird auf eine detaillierte Betrachtung zukiinftiger Kraftwerkszuverlassigkeiten
verzichtet.

8.2 Prognosen

FUr Beispielrechnungen benétigen die Modelle als Eingangsdaten Angaben zur Entwicklung
der Brennstoffpreise, des Strombedarfs, der Einspeisung aus EEG und KWK-Anlagen, der
Kraftwerkstechnologien und anderer Rahmenbedingungen. Diese Angaben werden in Form
von Prognosen vorgegeben. Dabei werden hier keine eigenstandigen Prognosen entwickelt,
da vielfaltige Einflussmodglichkeiten zu beriicksichtigen wéren, sondern es wird auf Progno-
sen und Einschatzungen unterschiedlicher Studien und Institute zuriickgegriffen (z. B.: [1],
[40]). Die Prognosen zeigen ein realistisches Bild mdglicher Entwicklungen, wobei durch
nicht vorhersehbare Ereignisse auch deutliche Abweichungen entstehen kénnen. Zweck der
hier vorgestellten Beispielrechnungen ist es, die Méglichkeiten des vorgestellten Modells zu
zeigen. Daher verstehen sich die Szenarien nicht als Vorhersagen der zukunftigen Entwick-
lung sondern sollen das Verstandnis flr die Zusammenhange und die Arbeitsweise des Op-
timierungsmodells ermdglichen.

8.2.1 Prognose der Brennstoffkosten

In den Beispielrechnungen werden zwei Pfade fur die Entwicklung der Brennstoffpreise ver-
wendet. Das Szenario LOW [40] (Tabelle 8-6) kennzeichnet einen moderaten Anstieg der
Brennstoffpreise bis 2040, im Szenario HIGH [22] (Tabelle 8-7) steigen die Preise starker an.
In beiden Varianten werden die Kosten fir die Brennstoffe frei Kraftwerk, also inklusive
Steuern und Transport angegeben. Als Preisbasis ist das Jahr 2005 gewahlt. Fir die Braun-
kohle sind die Preise in beiden Szenarien gleich.

Tabelle 8-6 Energietragerpreise frei Kraftwerk fiir den Preispfad Low

Energietrager 2008 2010 2015 2020 2025 2030 2035 2040

€/MWhy,  €/MWhyn  €/MWhiy  €/MWhy,  €/MWhy  €/MWhy €/ MWhy  €/MWhen,

Steinkohle 7,40 6,74 6,68 6,62 6,62 6,62 6,59 6,56
Braunkohle 3,51 3,52 3,52 3,52 3,52 3,52 3,52 3,52
Erdgas 19,26 17,43 18,63 19,48 20,20 21,28 22,24 23,21
Heizdl 30,32 26,95 28,82 30,22 31,61 33,48 35,11 36,75
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Tabelle 8-7 Energietragerpreise frei Kraftwerk fiir den Preispfad High
Energietrager 2008 2010 2015 2020 2025 2030 2035 2040
€/MWhy,  €/MWhy  €/MWhyh  €/MWhy  €/MWhy €/MWhy  €/MWhey  €/MWhiy
Steinkohle 7,84 7,46 7,40 7,33 7,53 7,73 7,79 7,86
Braunkohle 3,51 3,52 3,52 3,52 3,52 3,52 3,52 3,52
Erdgas 22,80 23,33 22,73 22,13 23,93 25,74 26,34 26,95
Heizol 38,88 41,21 40,75 40,28 44,57 48,86 50,77 52,69
Bild 8-3 zeigt die graphische Darstellung der unterschiedlichen Preispfade:
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Bild 8-3 In den Szenarien verwendete Brennstoffpreisentwicklungen

8.2.2 Prognose des Strombedarfs

Fir die Entwicklung des Nettostromverbrauchs in Deutschland wird von einem geringen
Wachstum bis zum Jahr 2040 ausgegangen. Zwar kdnnte eine steigende Effizienz auf der
Anwenderseite zu einem Rickgang des Strombedarfs fiihren, jedoch ist auch in Zukunft
eine weiter fortschreitende Durchdringung verschiedenster Lebensbereiche mit elektrischen

Geréaten zu erwarten. In Tabelle 8-8 ist die jeweilige Jahressumme der Netto-Stromerzeu-

gung der allgemeinen Versorgung aufgeflihrt. Diese umfasst die gesamte Strombereitstel-
lung in Deutschland mit Ausnahme der industriellen Eigenerzeugung und dem Bahnstrom.

Da im hier vorgestellten Modell ohne Pumpspeicherung gerechnet wird, ist der Pumpstrom
ebenfalls nicht enthalten.
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Tabelle 8-8 Entwicklung der Stromerzeugung der allgemeinen Versorgung (Netto)

2008 2010 2015 2020 2025 2030 2035 2040

TWh TWh TWh TWh TWh TWh TWh TWh

Stromerzeugung 511 516 524 532 539 545 548 551

Wie Bild 8-4 zeigt, geht in den hier vorgestellten Szenarien das jahrliche Wachstum der
Stromerzeugung zurlick. Es betrdgt im Jahr 2008 0,5 % pro Jahr und sinkt sukzessive auf
0,1 % pro Jahr ab 2030.
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Bild 8-4 Entwicklung der Stromnachfrage als EingangsgréBe der Szenarien

8.2.3 Prognostizierte Entwicklung der nicht disponiblen Einspeisung

Die nicht disponierbare Stromeinspeisung, welche aus der Gber das EEG geforderte regene-
rativen Erzeugung und der KWK-Einspeisung besteht, wird auch zuklnftig weiter zunehmen.
Die knapper werdenden fossilen Ressourcen und die Einsparziele im Bereich der CO.-
Emissionen lassen keine andere Entwicklung erwarten. Vereinfachend wird im hier vorge-
stellten Modell davon ausgegangen, dass bis zum Jahr 2040 der Strom aus diesen Erzeu-
gungseinheiten weiterhin vorrangig ins Netz aufgenommen wird. Da diese Anlagen sehr ge-
ringe betriebsabhdngige Kosten aufweisen, ist eine vollstédndige Integration der Strompro-
duktion auch nach Ablauf der garantierten Einspeisevergitung sinnvoll.

Die Windenergie wird auch in Zukunft die wichtigste Rolle im Bereich der regenerativen
Stromerzeugung spielen. Fir die folgenden Szenarienberechnungen wird ein Windenergie-
ausbau bis 47,5 GW im Jahr 2040 mit einer Jahresproduktion von etwa 114 TWh ange-
nommen. Bild 8-5 zeigt die dazugehdrige installierte Leistung an On- und Offshore-
Windenergieanlagen fir die einzelnen Jahre. Der Offshore-Ausbau beginnt im Jahr 2008. Die
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resultierende Windstromeinspeisung entspricht dem zu erwartenden langjahrigen mittleren
Ertrag basierend auf meteorologischen Messdaten [35].
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Bild 8-5 Szenario des Windenergieausbaus und der Windstromeinspeisung bis zum Jahr 2040

Ab 2010 sind an Land die wirtschaftlichen Standorte weitgehend besetzt und so ist kaum
noch ein Wachstum zu erwarten. Ab 2020 erreichen viele Anlagen das prognostizierte Ende
ihrer Nutzungsdauer. An gleicher Stelle kdnnten dann modernere und gréBere Anlagen in-
stalliert werden. Bis 2030 steigt die Leistung der Onshore-Anlagen deshalb wieder leicht an.
Ab 2030 wurde vereinfachend ein konstanter Verlauf angenommen.

GroBteils wird aus wirtschaftlichen Grinden der Zubau weiterer Windenergiekapazitdten im
Offshore-Bereich stattfinden mussen. Bei Anlagen dieses Typs resultiert aufgrund der Wind-
verhaltnisse auf dem offenen Meer eine hdheren Anzahl an Vollbenutzungsstunden
(Bild 8-6), allerdings sind die Investitionskosten deutlich héher. Da der Offshore-Anteil bis
2040 die Windstromeinspeisung dominiert, steigt die durchschnittliche Ausnutzungsdauer
des gesamten Windparks an (Bild 8-7).
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Bild 8-6 Vergleich der Ausnutzungsdauern von Offshore- und Onshore-Windenergieanlagen auf

Basis der 14 Windjahre fiir das Jahr 2020
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Bild 8-7 Vergleich der Ausnutzungsdauern des gesamten Windparks in Deutschland auf Basis der

14 Windjahre fiir die Jahre 2020 und 2040

Die Potentiale in der Erzeugung aus Laufwasserkraftwerken sind nahezu ausgeschopft. Ein
gréBerer Zuwachs ist nicht zu erwarten, wodurch bis zum Jahr 2040 ein Ausbau auf 25 TWh
gegenulber 20,1 TWh im Jahr 2005 angenommen wird [29]. Der Zuwachs resultiert haupt-
séchlich aus der Modernisierung bestehender Anlagen und nicht aus Neubauprojekten. Die
Einspeisung aus Photovoltaikanlagen wird in stindlich unterschiedlichen Werten model-
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liert [35]. Die Leistung der Solaranlagen (0 bis 100 %) variieren in der zeitlichen Abfolge. Fur
die Umrechnung in Leistungswerte werden die prognostizierten Jahreserzeugungsmengen
bis zum Jahr 2040 verwendet und entsprechend gewichtet. Fir die Stromproduktion aus
Photovoltaikanlagen wird ein Anstieg von 1,0 TWh im Jahr 2005 auf 5,8 TWh im Jahr 2040
prognostiziert [29], [42]. Analog wird die Stromproduktion aus Biomasse modelliert. Dabei
wird eine Entwicklung der jahrlichen Nettostromerzeugung von 10 TWh im Jahr 2005 bis zu
34 TWh im Jahr 2040 unterstellt [40], [42]. Auch die Geothermie kdnnte durch weitere Ent-
wicklungen einen nennenswerten Beitrag zur Stromerzeugung leisten. Bis zum Jahr 2040
wird ein Beitrag von 7,4 TWh aus Geothermie angenommen [40], [42]. Deren Einspeisung
erfolgt kontinuierlich. Ein Ausbau der Stromproduktion aus KWK-Anlagen ist aufgrund der
Forderung nach mehr Energieeffizienz und der damit verbundenen Emissionsreduktion zu
erwarten. Dabei ist sowohl im Bereich gréBerer Anlagen flr Fernwdrmeauskopplung als
auch bei kleinen Blockheizkraftwerken mit einem Wachstum zu rechnen. Insgesamt wird in
Anlehnung an [1] von einem Anstieg der eingespeisten jdhrlichen Nettostrommenge von
50 TWh im Jahr 2005 auf ca. 92 TWh im Jahr 2040 ausgegangen.

In Bild 8-8 ist die Entwicklung der jahrlich eingespeisten Strommenge der einzelnen Posten
nicht disponibler Erzeugung dargestellt. Bild 8-9 zeigt die resultierende jahrliche Gesamt-
strommenge aus regenerativen Quellen und KWK-Anlagen.
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Bild 8-8 Stromerzeugung aus Regenerativen Energien und KWK bis zum Jahr 2040
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Bild 8-9 Summeneinspeisung aus Regenerativen Energien und KWK bis zum Jahr 2040

In Summe steigt der Beitrag aus der vorrangig ins Stromnetz aufzunehmenden Erzeugung
von 110 TWh im Jahr 2005 auf etwa 277 TWh im Jahr 2040. Da in diesem Zeitraum die
Nachfrage nur in geringem MaBe zunimmt, wird der Anteil nicht disponibler Stromprodukti-
on an der Gesamterzeugung von 22 % auf 50 % deutlich ansteigen (Bild 8-10).
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Bild 8-10 Anteil der Regenerativen Stromerzeugung und der KWK an der Gesamtstromerzeugung
bis zum Jahr 2040
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Die entsprechende installierte Leistung der EEG- und KWK-Anlagen zeigt Bild 8-11. Auf-
grund der vergleichsweise geringen Ausnutzungsdauern von Windkraft- und Photovoltaikan-
lagen ergibt sich im Vergleich zur Darstellung der erzeugten Strommengen (Bild 8-9) eine
anderen Aufteilung innerhalb der unterschiedlichen Technologien.
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Bild 8-11 Entwicklung der installierten Leistung aus EEG- und KWK-Anlagen

8.2.4 Prognostizierte Entwicklung der Zertifikatspreise

In einer Beispielrechnung werden Annahmen Uber den Handelspreis von Emissionszertifika-
ten getroffen. Dieser Preis wird im Sinne von Opportunitatskosten emissionsabhéngig dem
Brennstoffpreis zugeschlagen. Dabei wird jede emittierte Tonne CO, mit einem Preis bewer-
tet, der entweder zu zahlen ist, wenn der Emittent nicht genligend Zertifikate (Emissions-
rechte) besitzt, oder der erzielt werden kann, falls die entsprechenden Zertifikate verkauft
werden (siehe auch Kapitel 2.4). In der Realitéat ist dies bei der Investitionsentscheidung
durch kostenlose Zuteilungen von Zertifikaten jedoch nicht immer gegeben. Da keine An-
nahmen Uber zuklnftige Zuteilungsmechanismen gemacht werden kénnen, ist die volle An-
rechnung des Handelspreises als Opportunitdtskosten im Optimierungsmodell sinnvoll. Das
verhindert auch Verzerrungen, die durch Zuteilungen hervorgerufen werden, die einzelnen
Technologien bevorzugen. Bild 8-12 zeigt die in angenommene Entwicklung des Zertifikats-
preises. Nach einem linearen Anstieg von 23 €/t CO, im Jahr 2008 erreicht dieser im Jahr
2010 25 €/t. Es erfolgt ein weiterer, abgeschwéachter linearer Anstieg auf 28 €/t im Jahr
2025. Bis 2030 steigt der Zertifikatspreis auf 30 €/t. Der weitere Anstieg bis zum Jahr 2040
erfolgt wiederum verlangsamt auf 32,5 €/t.

Die Schwierigkeit bei der Vorgabe von Zertifikatspreisen liegt darin, dass dieser Preis in der
Realitat von den anderen Rahmenbedingungen abhéngt. So beeinflussen die Energietrager-
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preise Uber die Moglichkeit der Brennstoffsubstitution den sich einstellenden Zertifikats-
preis. Ebenso wird die Laufzeit der Kernkraftwerke deutlichen Einfluss auf den Zertifikats-
preis haben. Den gréBten Einfluss auf die Zertifikatspreise hat jedoch das angestrebte Min-
derungsziel. Aus diesen Grinden sollen die hier getroffenen Annahmen nur den prinzipiellen
Einfluss des Zertifikatspreises auf die Investitionsentscheidungen und die Stromerzeugung

zeigen.
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Bild 8-12 Angenommene Entwicklung der CO:-Zertifikatspreise in den Szenarien mit externer Vor-

gabe

8.3 Grundlegende Rahmenbedingungen fiir die Simulation

8.3.1 Jahrliche Zubaugrenzen

Die maximale Zubaumenge kann fir jeden Kraftwerkstyp und jedes Jahr festgelegt werden.
Mit dieser Stellschraube sollen die Investitionsentscheidungen im Rahmen der Simulation
gleichmaBiger ausfallen. Wird der weltweite Markt betrachtet, spielt die Nachfrage in
Deutschland zwar eine eher untergeordnete Rolle, allerdings wird sich aufgrund vergleich-
barer Rahmenbedingungen in anderen Landern dort ein dhnliches Nachfrageprofil ergeben.
Der Markt an Kraftwerksanbietern ist Uberschaubar, wodurch in einem bestimmten Jahr
nicht eine beliebige Menge an neuer Kraftwerkskapazitat nachgefragt werden kann. Die An-
gebotssituation erfordert deshalb zwangsldufig ein ausgeglichenes Investitionsverhalten,
was eine Begrenzung der jahrlichen Zubaumenge realistisch erscheinen lasst.

Fir die Berechnungen mit dem hier vorgestellten Modell wird bei allen Kraftwerkstypen die
jahrliche Zubaukapazitat auf 4000 MW begrenzt. Bei beiden ab 2020 zur Verfligung stehen-
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den Technologien mit CO»-Abscheidung steigen die jahrlich installierbaren Leistungen linear
Uber funf Jahre auf diesen Wert an.

8.3.2 Begrenzung der Verstromung aus Braunkohle

Die Braunkohle wird in Deutschland nahezu vollstandig zur Stromerzeugung eingesetzt. Sie
besitzt im Vergleich zur Steinkohle einen deutlich geringeren Heizwert, weswegen ein Trans-
port Uber weite Strecken nicht wirtschaftlich durchflihrbar ist. Als Konsequenz sind nahezu
alle Braunkohlekraftwerke in Deutschland in unmittelbarer Nahe zur Tagebau-Foérderstatte
angesiedelt. Eine Ausweitung der Stromerzeugung aus dem Primé&renergietrager Braunkohle
setzt folglich aufgrund des nicht wirtschaftlichen Transportaufwands und des daraus resul-
tierenden nicht vorhandenen Weltmarkts eine Erhéhung der einheimischen Férderung vor-
aus. Die ErschlieBung neuer Abbaugebiete ist genehmigungsrechtlich schwierig und der
Investitionsaufwand fir die Férderanlagen ist immens. Eine Erhéhung der Férdemenge ist
deshalb nicht oder nur Gber einen langen Zeitraum zu erwarten. Aus diesen Griinden wird
fur die Berechnungen die fur die Verstromung zur Verfligung stehende Menge an Braunkoh-
le auf 50 Mio. tSKE pro Jahr beschrankt.

8.3.3 Versorgungssicherheit

Die Langzeitzuverlassigkeit des Kraftwerksparks in Deutschland soll auch in Zukunft auf
dem heutigen Niveau bleiben. Wie in Kapitel 3 beschrieben, ist dazu die Vorhaltung einer
bestimmten installierten Leistung notwendig. Als Auslegungskriterium wird im Rahmen der
hier untersuchten Szenarien festgelegt, dass die auftretende Jahreshéchstlast mit einer Zu-
verlassigkeit von 99,5 % gedeckt werden kann. Da die Jahreshdchstlast u. a. temperatur-
abhangig ist, kann sie nicht sicher vorhergesagt werden. Daher wird hier grundséatzlich ein
Sicherheitszuschlag von 4 % zur modellierten Jahreshdchstlast addiert. Zur Versorgungszu-
verlassigkeit tragen auch Windenergieanlagen anteilig bei.
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9 Beispielrechnungen

In diesem Kapitel werden unterschiedliche Beispielrechnungen vorgestellt. Dabei liegt der
Fokus zum einen darauf, die Arbeitsweise der Evolutionsstrategie zu erlautern (Kapitel 9.1).
Zum anderen sollen realitdtsnahe Ergebnisse und der Einfluss von Verdnderungen der Pa-
rameter gezeigt werden (Kapitel 9.2, 9.3 und 9.4). Hier soll keine Prognose Uber die zuklinf-
tige Entwicklung des Kraftwerksparks gemacht werden, sondern mégliche Entwicklungen
und Tendenzen aufgezeigt werden. Zum Teil reagiert das Ergebnis einer Optimierungsrech-
nung sehr empfindlich auf Verdnderungen einzelner Parameter. Daher werden hier Variatio-
nen gezeigt, welche es erlauben, auch den Einfluss weiterer Parametervariationen abzu-
schéatzen.

In allen Beispielrechnungen bleiben die Anteile sowohl der installierten Leistung als auch der
produzierten Strommenge der EEG- und KWK-Anlagen unverandert (siehe Bild 8-9 und
Bild 8-11). Um die Darstellung der Ergebnisse der Beispielrechnungen Ubersichtlicher zu
gestalten, werden hier nur jeweils die installierte Leistung und die erzeugte Strommenge aus
dem vom Modell verédnderbaren thermischen Kraftwerkspark dargestellt.

9.1 Vergleich unterschiedlicher Startlésungen

Zunachst soll gezeigt werden, welche Auswirkungen unterschiedliche Startldsungen auf den
Verlauf der Evolutionsstrategie haben. Dazu werden jeweils dieselben Rahmenbedingungen
vorgegeben, so dass das resultierende Optimum identisch ist. Wie grundsétzlich bei Evolu-
tionsstrategien, kann dieses Optimum jedoch nicht mit Sicherheit bestimmt werden. Die
Vorgabe unterschiedlicher Startlésungen fiihrt zu einem unterschiedlichen Optimierungs-
pfad. Liegt die Startlésung bereits in der Nahe des Optimums, wird dieses voraussichtlich
nach einer geringeren Zahl von Generationsschritten gefunden. Umgekehrt ist der Evoluti-
onsfortschritt zu Beginn der Simulation bei einer Startlésung, welche weit weg vom Opti-
mum liegt, eher groB. In diesem Kapitel dienen die eigentlichen Optimierungsergebnisse
lediglich der Veranschaulichung der Entwicklung innerhalb der Evolution und werden daher
nicht explizit diskutiert. Eine Diskussion der Optimierungsergebnisse folgt in den Kapi-
teln 9.2 und 9.3.

In einer der beiden hier gezeigten Rechnungen werden als Startlésung 50 % des notwendi-
gen Kraftwerkszubaus mit Gasturbinen, 50 % mit GuD-Anlagen bereitgestellt (Rechnung
»,Gas“). In der zweiten Simulation besteht die Startlésung aus 80 % Steinkohlekraftwerken
und 20 % Braunkohlekraftwerken (Rechnung , Kohle®). In beiden Féllen wird die notwendige
Zubauleistung nicht variiert und die Kraftwerksleistung in den einzelnen Jahren wird so ge-
wahlt, dass jeder Kraftwerkstyp der Startldsung mindestens mit seiner Minimallast gebaut
wird.
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Einstellbare Modellparameter fir die Evolutionsstrategie sind:

Tabelle 9-1 Parameter fiir die Evolution
Parameter

Simulationszeitraum 2008-2040
Anzahl der Eltern 4
Anzahl der Kinder 8
Strategie Plus-Strategie
Schrittweite 200 MW
Vorgezogene Kraft- nein
werkserneuerung

Emissionshandel nein
Strafkosten 4000 €

Alle Ubrigen Parameter sind wie in Kapitel 8 vorgegeben. Als Brennstoffpreise wird der Pfad
~Low“ gewahlt. Die Angabe einer moglichen Rechenzeit pro Generation ist meist wenig hilf-
reich, da diese von der eingesetzten Rechnertechnologie abhéngt. Die hier gewéahlten Simu-
lationsparameter erlauben jedoch einen verhaltnismaBig schnellen Berechnungsfortschritt.
Dieser bewegt sich im Bereich von mehreren Generationen pro Sekunde Rechenzeit.

Zunachst wird die Aufteilung der Kraftwerksleistung bei der jeweiligen Startlésung gezeigt,
danach die Entwicklung nach 100 Generationen und nach 3000 Generationen. Zu Beginn
der Evolution sind die groBten Veranderungen zu erwarten, wahrend bei fortschreitender
Evolution die Verbesserung in immer kleineren Schritten stattfindet.

9.1.1 Startlésungen

Die Startlésungen der Rechnungen ,,Gas” und , Kohle“ unterscheiden sich sehr stark. In bei-
den Startlésungen wird ungeachtet einer sinnvollen Investitionsstrategie zundchst der ge-
samte notwendige Zubau mit Hilfe von zwei Kraftwerkstypen bewerkstelligt. Bild 9-1 zeigt
fir diese beiden Startldsungen jeweils die im Simulationszeitraum installierte Leistung an
thermischen Kraftwerken. Erkennbar ist auf beiden Diagrammen der zum Startzeitpunkt
vorhandene Kraftwerksbestand, welcher im Laufe des Simulationszeitraums abnimmt.
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Bild 9-1 Startlosungen der Rechnungen ,,Gas* links und ,,Kohle* rechts
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Ausgehend von diesen Zubauplédnen werden die einzelnen Zubauleistungen mutiert, so dass
der Barwert der Kosten der Gesamtlésung abnimmt.

9.1.2 Entwicklung nach 100 Generationen

Nach 100 Generationsschritten hat sich der Kraftwerkspark in beiden Beispielrechnungen
deutlich verandert. Bild 9-2 zeigt die nach 100 Generationen installierte Kraftwerksleistung.
Im linken Bildteil ist das Zwischenergebnis des Entwicklungspfades mit der Erdgasstartlo-
sung zu sehen. Auffallig ist die deutliche Zunahme der installierten Kraftwerksleistung gegen
Ende des Simulationszeitraums. Die Leistung der GuD-Anlagen hat gegenulber der Startl6-
sung bereits deutliche abgenommen, wahrend Steinkohle- und Braunkohlekraftwerke hin-
zugekommen sind. Einige wenige CCS-Kraftwerke werden gebaut, was darauf hindeutet,
dass die Evolution noch nicht in der Nahe eines Optimums angekommen ist. Die Leistung
der Gasturbinenkraftwerke Ubersteigt die notwendige installierte Kraftwerksleistung erheb-
lich. Zunachst reagiert die Evolution auf die vorgegeben Startlésung so, dass Grundlast-
kraftwerke zugebaut werden, welche die Betriebskosten der Stromerzeugung verringern.
Dadurch ergeben sich v. a. spater groBe Uberkapazitaten. Dennoch ist diese Lésung bereits
deutlich kostengtinstiger als die Startlésung, wie spéater zu sehen ist. Der im rechten Bildteil
von Bild 9-2 dargestellte Kraftwerkspark zeigt im Vergleich zur Startlésung (Bild 9-1, rechts,
Rechnung ,,Kohle®) eine Abnahme an Kohlekraftwerken und ein Zunahme bei Gasturbinen
und GuD-Anlagen. Hier werden deutlich weniger Uberkapazitdten aufgebaut als bei der
Startlésung ,Gas”. Eine Optimierung findet dadurch statt, dass gering ausgelastete Kapazi-
taten in Steinkohlekraftwerken durch Spitzenlastkraftwerke ersetzt werden.
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Bild 9-2 Kraftwerkspark der Rechnungen ,,Gas” links und ,,Kohle* rechts nach jeweils 100 Gene-

rationen

Die Ann&herung an ein mégliches Optimum erfolgt hier durch unterschiedliche Anderungen
und damit verschiedene Wege innerhalb des Lésungsraums.

9.1.3 Entwicklung nach 3 000 und 30 000 Generationen

Nach 3000 Generationen haben sich beide Beispielrechnungen, trotz unterschiedlicher
Startlésungen, deutlich angenahert. Bild 9-3 zeigt zu Vergleich beide Losungen. Im linken
Bildteil (Rechnung ,,Gas") ist die installierte Leistung an GuD-Anlagen geringer, die an Gas-
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turbinen hoéher als im anderen gezeigten Pfad. Bei den Kohlekraftwerken sind die Unter-
schiede geringer. Die Rechnungen zeigen also nach 3000 Generationen noch Unterschiede,
sind jedoch schon sehr &hnlich.

100 100
aw 52-337-B08 aw BHeizdl

-.|| OGasturbine

L

80

OGuD

@

o
@
o

MSK-CCsS

[Steinkohle

MBK-CCS

Installierte Leistung
£y
o
Installierte Leistung
£y
o

n
o

WBraunkohle

n
o

EKemenergie

0

0 1
2008 2013 2018 2023 2028 2033 2038  Jahr 2008 2013 2018 2023 2028 2033 2038  Jahr

Bild 9-3 Kraftwerkspark der Rechnungen ,,Gas“ links und ,,Kohle“ rechts nach jeweils 3000 Gene-
rationen

Eine weitergehende Simulation tGber 30 000 Generationen flihrt zu einer stetigen Annahe-

rung und Verbesserung der Lésungen, wie Bild 9-4 zeigt. Die Unterschiede in der installier-

ten Leistung aus GuD-Anlagen sind kaum mehr zu erkennen.

Eine vollstandige Ubereinstimmung der Lésungen aus beiden Entwicklungspfaden ist kaum
zu erwarten, da hierfiir der mégliche Lésungsraum zu komplex ist.
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Bild 9-4 Kraftwerkspark der Rechnungen ,Gas“ links und ,Kohle“ rechts nach jeweils
30 000 Generationen

Aufschluss Uber den Evolutionsfortschritt gibt die Entwicklung des Barwerts der Kosten der
aktuellen Lésung, welche das Optimierungskriterium darstellt. Bild 9-5 zeigt den Verlauf
dieser bei beiden Entwicklungspfade, beginnend bei der jeweiligen Startlésung. Der Barwert
der Startlésung in der Rechnung ,Kohle” ist bereits geringer als derjenige in der Rechnung
»@Gas“. In beiden Rechnungen ist der Evolutionsfortschritt innerhalb der ersten 500 Genera-
tionen groB. Danach folgt nur noch eine langsame Verbesserung der Lésung. Wahrend der
ersten ca. 17 000 Generationen bleibt die Rechnung mit der Startldsung ,,Kohle“ giinstiger
als die Rechnung ,,Gas"“. Der Abstand zwischen beiden wird aber zunehmend geringer. Da-
nach beginnt der Entwicklungspfad ,,Gas” eine gunstigere Losung hervorzubringen. Hieran
ist zu erkennen, dass die Wahl der Startldsung v. a. zu Beginn der Simulation einen groBen
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Einfluss auf den Verlauf hat. Nach einer groBen Zahl von Generationen kann es hingegen
vorkommen, dass der urspriinglich schlechtere Entwicklungspfad doch das bessere Resul-
tat liefert.
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Bild 9-5 Entwicklung des Barwerts der Kosten der jeweils besten Lésung innerhalb von 30 000

Generationen

Um einen weiteren Fortschritt und eine weitere Anndherung der L6sungen zum globalen
Optimum zu erreichen, wéaren unterschiedliche MaBnahmen denkbar. So kénnte die Zahl
der Kinder vergroBert werden oder die Schrittweite verkleinert. In dem hier gezeigten Bei-
spiel ist jedoch ein fur die meisten Fragestellungen ausreichend genaues Ergebnis erreicht.

9.2 Szenarien mit Vorgabe des Zertifikatspreises

In den hier vorgestellten Szenarien wird der Preis fir CO.-Zertifikate extern vorgegeben, wie
in Kapitel 8.2.4 beschrieben. Daher sind die CO.-Emissionen der thermischen Kraftwerke
sowohl von der H6he des Zertifikatspreises als auch von den Gbrigen Rahmenbedingungen
abhangig und kénnen nur durch die Simulation ermittelt werden. Von besonderer Bedeu-
tung sind die Brennstoffkosten und die Investitionskosten, da diese im Verhéltnis zu den
Zertifikatskosten mehr oder weniger ins Gewicht fallen. Zunachst wird das Ergebnis bei Vor-
gabe von Standardbedingungen gezeigt. Zwei weitere Vergleichsrechnungen zeigen die
Auswirkungen erhoéhter Brennstoffpreise und erhéhter Investitionskosten. Die entsprechen-
den Parameter finden sich in Kapitel 8.1.4 und 8.2.1.

Es folgt die Darstellung der Entwicklung der installierten Leistung und der Stromerzeugung
der thermischen Kraftwerke der einzelnen Szenarien. Die Stromgestehungskosten und die
CO.-Emissionen werden nach den drei Szenarien zusammenfassend gezeigt.
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9.2.1 Standardszenario

Das erste hier vorgestellte Szenario berechnet die optimalen Neubauten im deutschen
Kraftwerkspark unter den vorgestellten Standardbedingungen und unter Vorgabe des Zerti-
fikatspreises. Bild 9-6 zeigt die Entwicklung der installierten Leistung der thermischen
Kraftwerke bis zum Jahr 2040. Sowohl die Leistung der Gaskraftwerke (Gasturbinen und
GuD-Anlagen) als auch die Leistung der Steinkohlekraftwerke nimmt deutlich zu. Unter den
hier gewahlten Rahmenbedingungen ist der Zubau von weiteren Braunkohlekraftwerken
unwirtschaftlich. Die wegfallende Leistung der Kernkraftwerke wird im Wesentlichen von
Steinkohlekraftwerken Gbernommen.
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Bild 9-6 Entwicklung der installierten Leistung der thermischen Kraftwerke (Standardszenario bei

Vorgabe der Zertifikatspreise)

Im Gegensatz zur installierten Leistung nimmt die Stromerzeugung aus Gasturbinen nur
unwesentlich zu, wie Bild 9-7 zeigt. Diese Anlagen dienen, wie in allen Ubrigen gezeigten
Szenarien, hauptséchlich der Bereitstellung von Spitzenleistung. Einen bedeutenden Zu-
wachs erféhrt die Stromerzeugung aus GuD-Anlagen und v. a. aus Steinkohlekraftwerken.
Auffallend ist, dass keine CCS-Kraftwerke zum Zuge kommen, obwohl diese Anlagen ab
dem Jahr 2020 gebaut werden kdnnten. Insgesamt nimmt die Strommenge aus thermischen
Kraftwerken, wie in allen Szenarien, deutlich ab, da der Zuwachs aus Erneuerbaren Energien
und der Kraft-Warme-Kopplung gréBer als der Zuwachs des Stromverbrauchs ist. Die hier
gewdhlte Verbindung aus Zertifikats-, Brennstoff- und Investitionskosten bevorzugt beson-
ders Steinkohlekraftwerke, so dass diese den gréBten Anteil an der Stromerzeugung erhal-
ten.
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Bild 9-7 Jéahrliche Strommenge der thermischen Kraftwerke (Standardszenario bei Vorgabe der
Zertifikatspreise)

9.2.2 Hohere Brennstoffpreise

Im Vergleich zu dem im Kapitel 9.2.1 gezeigten Szenario wird hier der héhere Brennstoff-
preispfad unterstellt. Das bedeutet, dass Erdgas und Steinkohle teuerer sind, wahrend alle
anderen Parameter unverédndert bleiben. In Bild 9-8 ist die Folge davon zu erkennen: Zu-
nachst erfolgt ein Zubau von Braunkohle- und Gaskraftwerken, erst ab dem Jahr 2018 wer-
den Steinkohlekraftwerke installiert. Im Vergleich mit obigem Szenario werden deutlich we-
niger GuD-Anlagen zugebaut, da der Preis des Energietrédgers Erdgas nur einen geringeren
Einsatz zulasst.
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Bild 9-8 Entwicklung der installierten Leistung der thermischen Kraftwerke (Szenario mit héheren

Brennstoffpreisen bei Vorgabe der Zertifikatspreise)

Wie zu erwarten ist, verdndert sich dementsprechend auch die Stromerzeugung, wie

Bild 9-9 zeigt. GuD-Anlagen erhalten einen deutlich geringeren Anteil als im Standardszena-

rio, wéhrend die Stromerzeugung aus Braunkohle nur langsam abnimmt. Auch bei diesen

Randbedingungen spielen CCS-Kraftwerke noch keine Rolle.
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Bild 9-9 Jahrliche Strommenge der thermischen Kraftwerke (Szenario mit héheren Brennstoff-

preisen bei Vorgabe der Zertifikatspreise)

Im Vergleich zum Standardszenario fallen die Brennstoffkosten bei der Investitionsentschei-

dung starker ins Gewicht. Dies wird noch zusatzlich verstarkt, da die Kosten fir Braunkohle
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unverandert bleiben. Daher spielen die an sich hdheren Investitionskosten der Kohlekraft-
werke eine geringere Rolle als im Standardszenario.

9.2.3 Hohere Investitionskosten

Als weitere Variante werden die Investitionskosten aller méglichen Kraftwerkstypen gegen-
Uber dem Standardszenario erhdht. Im Vergleich zum Standardszenario nehmen die spezifi-
schen Investitionskosten jeder Kraftwerkstechnologie um 50 % zu. Daher nehmen die abso-
lute Kostendifferenz zwischen den Technologien und der Absolutwert der Investitionskosten
bei der Investitionsentscheidung zu. Da gleichzeitig die Brennstoffkosten denen im Stan-
dardszenario entsprechen, werden deutlich mehr GuD-Anlagen und weniger Steinkohle-
kraftwerke gebaut, wie Bild 9-10 zeigt. Wie schon im Standardszenario werden auch hier
keine neuen Braunkohlekraftwerke mehr gebaut. Der Anteil der installierten Leistung der
Gaskraftwerke an allen thermischen Kraftwerken nimmt von knapp 20 % im Jahr 2009 auf
Uber 70 % im Jahr 2040 zu.
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Bild 9-10 Entwicklung der installierten Leistung der thermischen Kraftwerke (Szenario mit h6heren

Investitionskosten bei Vorgabe der Zertifikatspreise)

Bild 9-11 zeigt die Entwicklung der produzierten Strommenge aus den thermischen Kraft-
werken. Wie in allen Uibrigen Szenarien spielt auch hier die Stromerzeugung aus Gasturbinen
eine untergeordnete Rolle. Sowohl der Anteil an Steinkohleverstromung als auch der Strom
aus GuD-Anlagen nehmen zu, wahrend die Braunkohle sukzessive zuriickgeht. Nach 2020
nimmt die Stromerzeugung aus Gas und Steinkohle nahezu denselben Anteil ein. Im Ver-
gleich mit der installierten Leistung (Bild 9-10) ist zu erkennen, dass die Steinkohlekraftwer-
ke mit héherer Ausnutzungsdauer betrieben werden als die GuD-Anlagen.
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Bild 9-11 Jahrliche Strommenge der thermischen Kraftwerke (Szenario mit héheren Investitions-

kosten bei Vorgabe der Zertifikatspreise)

9.2.4 Zusammenfassender Vergleich der Szenarien mit Vorgabe des Zertifikatsprei-
ses

Die Entwicklung der Stromgestehungskosten und der CO,-Emissionen aller drei Szenarien
wird in Bild 9-12 und Bild 9-13 gegenubergestellt. Die Kosten flr CO.-Zertifikate sind nicht
dargestellt, da es sich hierbei nur um RechengrdéBen handelt. In allen Szenarien steigen die
Stromgestehungskosten an. Diese enthalten neben den Kosten der thermischen Kraftwerke
auch diejenigen der Erneuerbaren Energien und der Kraft-Warme-Kopplung, wie sie sich
aufgrund der Annahmen aus Kapitel 8.2.3 ergeben. Der Anstieg der Stromgestehungskosten
ist auf unterschiedliche Ursachen zurlckzufihren [37]:

¢ Anstieg der Brennstoffpreise

In allen hier untersuchten Szenarien steigen die Preise fir fossile Brennstoffe, mit
Ausnahme der Braunkohle, an. Der dadurch ausgeléste Anstieg der Stromgeste-
hungskosten kann durch die Verbesserung der Wirkungsgrade neuer Kraftwerke ge-
dampft werden.

e Einschrankung der CO,-Emissionen

Fossile Energietrager mit hohen spezifischen Emissionen sind kostenglinstiger als
solche mit niedrigeren spezifischen Emissionen. Werden emissionsreiche Brennstof-
fe durch emissionsarmere ersetzt, fihrt dies zu einem Anstieg der Stromgestehungs-
kosten.
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e Ausbau der Erneuerbaren Energien

Die meisten Erneuerbare Energien, v. a. die Windenergie und Photovoltaik, werden
bei den hier angenommenen Brennstoffpreisen auch in Zukunft héhere Kosten auf-
weisen als der restliche Strommix. Daher flhrt ihr Ausbau zu einem Anstieg der
Stromgestehungskosten.

e Ausstieg aus der Kernenergie

Da Kernkraftwerke die z. Z. glinstigste Moglichkeit darstellen, Grundlast bereitzustel-
len, wird deren Ersatz ebenfalls die Stromgestehungskosten erhéhen.

Die Stromgestehungskosten des Szenarios mit héheren Brennstoffkosten liegen in Summe
nur geringfigig Uber denen des Standardszenarios, in einigen Jahren liegen sie sogar dar-
unter, obwohl die Kosten flir Steinkohle und Erdgas héher sind. Durch die Verschiebung der
Kraftwerksinvestitionen hin zu Braunkohlekraftwerken werden gegenliber dem Standard-
szenario Brennstoffkosten eingespart, was jedoch zu Lasten der CO.-Emissionen geht, wie
Bild 9-13 zeigt. Die Erhéhung der Emissionen geht mit einer héheren Kostenbelastung durch
CO.-Zertifikate einher, welche dennoch den Brennstoffwechsel rentabel macht.

Im Szenario mit héheren Investitionskosten sind deutlich héhere Stromgestehungskosten zu
sehen als im Standardszenario. Dies liegt zum einen daran, dass eine Erhdhung der spezifi-
schen Kosten pro Kraftwerkstyp um 50 % einen erheblichen Mehraufwand bedeutet. Zum
anderen kann in diesen Fall nicht auf Kraftwerkstypen ausgewichen werden, welche einen
entlastenden Effekt bringen wrden.
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Bild 9-12 Entwicklung der Stromgestehungskosten in den Szenarien mit Vorgabe der Zertifikats-
preise

Die CO,-Emissionen der thermischen Kraftwerke nehmen zunichst in allen Szenarien zu
bzw. bleiben auf dem heutigen Niveau (Bild 9-13). Dies ist auf den Rickgang der Stromer-
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zeugung aus Kernkraftwerken zurtickzufiihren, der unter den gegebenen Randbedingungen
und Zertifikatspreisen kaum CO.-neutral aufgefangen werden kann. Besonders im Szenario
mit hoheren Brennstoffpreisen wirken sich die Zertifikatspreise vergleichsweise geringer
aus. Die niedrigsten Emissionen resultieren im Szenario mit héheren Investitionskosten, da
hier eine noch starkere Nutzung von Gaskraftwerken erfolgt.

Nach dem Wegfall der Kernkraftwerke kann durch den weiteren Zubau von Kraftwerken mit
héheren Wirkungsgraden und durch die Abnahme der Stromerzeugung aus thermischen
Kraftwerken ein kontinuierlicher Riickgang der Emissionen erreicht werden. Dennoch ist der
Unterschied zwischen den einzelnen Szenarien nicht unerheblich, obwohl dieselben Zertifi-
katskosten unterstellt wurden. Dies zeigt die unterschiedliche Wertigkeit der Zertifikate bei
veranderten Rahmenbedingungen. Daher sollten bei einer Prognose der Zertifikatspreise
zusétzlich die Ubrigen Randbedingungen angegeben werden.
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Bild 9-13 Entwicklung der jahrlichen CO:-Emissionen in den Szenarien mit Vorgabe der Zertifi-

katspreise

9.3 Szenarien mit Begrenzung der jahrlichen Emissionen

Abweichend von den oben vorgestellten Szenarien wird hier die Obergrenze der jahrlichen
CO,-Emissionen der thermischen Kraftwerke fest vorgegeben. Diese sinkt von ca.
210 Mio. t CO./a im Jahr 2008 auf 88 Mio. t/a im Jahr 2040 (Bild 9-14). Die Kraftwerke wer-
den in der Weise zugebaut und eingesetzt, dass die jahrliche Obergrenze nicht verletzt wird.
Die Reduktion lehnt sich an die im Rahmen der Klimaschutzpolitik der Bundesregierung an-
gestrebten Ziele flr Deutschland an [7], [28]. Fir die im Rahmen dieser Arbeit vorgestellten
Ergebnisse und die Aussagen daraus ist allerdings die genaue Quantifizierung der ange-
strebten Einsparung von geringerem Belang. Wesentlich ist hierbei, dass eine deutliche Re-
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duktion der CO.-Emissionen gefordert wird, damit Auswirkungen im Kraftwerkszubau er-
kennbar sind.
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Bild 9-14 Obergrenze der jdhrlichen CO2-Emissionen der thermischen Kraftwerke

Entsprechend der in Kapitel 2.4 beschriebenen Methodik ergibt sich aus der Emissions-
grenze ein jahrlicher Zertifikatspreis. Neben der Vorgabe der Standardparameter werden,
wie in den bereits vorgestellten Szenarien, sowohl die Brennstoffkosten als auch die Investi-
tionskosten variiert. Dies hat neben einer unterschiedlichen Kraftwerksparkstruktur auch
Auswirkungen auf den resultierenden Zertifikatspreis, jedoch nicht auf die maximalen jahrli-
chen Emissionen.

9.3.1 Standardszenario

Im Szenario mit Standardbedingungen wird die wegfallende Kraftwerksleistung zunachst
ausschlieBlich durch Gasturbinen und GuD-Anlagen ersetzt, wie Bild 9-15 zeigt. Die héhe-
ren Wirkungsgrade der ab dem Jahr 2018 verfligbaren 700°C-Steinkohlekraftwerk erlauben
einen Zubau dieser Kraftwerke ab 2018. Durch den CO.-Reduktionszwang werden ab 2020
Steinkohle-CCS und in geringerem MaBe Braunkohle-CCS Kraftwerke gebaut, wéhrend in
den Szenarien mit Vorgabe des Zertifikatspreises (Kapitel 9.2) diese Kraftwerkstypen unwirt-
schaftlich sind. Der Anteil an GuD-Anlagen geht in Folge wieder leicht zurlick. Die Braun-
kohle-CCS Kraftwerke weisen zwar geringere Brennstoffkosten als die Steinkohle-CCS
Kraftwerke auf, jedoch sind sie aufgrund der héheren Investitionskosten nur in einem
schmalen Lastbereich wirtschaftlich.
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Bild 9-15 Entwicklung der installierten Leistung der thermischen Kraftwerke (Standardszenario bei

Begrenzung der Emissionen)

Mit dem Ruckgang der CO»-freien Stromerzeugung aus Kernkraftwerken ist der starke An-
stieg der Stromerzeugung aus GuD-Anlagen und damit eine weitere Brennstoffverschiebung
von der Kohle zum Erdgas zunéchst die einzige Mdglichkeit einer weiteren CO,-Einsparung,
wie Bild 9-16 zeigt. Erst der Einsatz von CCS-Kraftwerken ab dem Jahr 2020 ermdglicht
wieder einen Ruckgang der Erdgasverstromung, was zeigt, dass bei den hier gewéhlten
Rahmenbedingungen CCS-Kraftwerke im Grundlastbereich wirtschaftlich einsetzbar sind.
Der dadurch ausgeldste Rickgang der spezifischen CO.-Emissionen der Stromerzeugung
ermdoglicht zwischen den Jahren 2024 und 2033 eine geringe Ausweitung der konventionel-
len Braunkohleverstromung in Bestandsanlagen.
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Bild 9-16 Jéahrliche Strommenge der thermischen Kraftwerke (Standardszenario bei Begrenzung

der Emissionen)

9.3.2 Hohere Brennstoffpreise

Im Vergleich zum Standardszenario wird bei Vorgabe hdherer Brennstoffkosten eine hdhere
Leistung an Kohlekraftwerken installiert. Wie Bild 9-17 zeigt, werden ab 2020 CCS-
Kraftwerke hauptsachlich auf Basis von Braunkohle zugebaut. Der im Vergleich zum Stan-
dardszenario hdhere Preis fir Steinkohle und Erdgas bewirkt eine Verschiebung der Investi-
tionen hin zu Braunkohle-CCS Kraftwerken. Da CCS-Kraftwerke erst ab 2020 gebaut wer-
den kdnnen, diese aber die kostenglinstigere Variante der Stromerzeugung in der Grundlast
darstellen, existieren zwischen 2020 und 2030 Uberkapazitdten an vorher gebauten Erdgas-
kraftwerken.
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Bis zum Jahr 2020 unterscheidet sich der Kraftwerkseinsatz im Szenario mit hoheren

Brennstoffkosten kaum vom dem des Standardszenarios (Bild 9-18). Es kommt nur zu ge-

ringen Verschiebungen zwischen Stein- und Braunkohle. Bis zu diesem Zeitpunkt gibt es

keine andere Mdglichkeit der Reduktion von CO,-Emissionen als die Zunahme der Erdgas-

verstromung.
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Nach 2020 wird die Nutzung der Braunkohle in CCS-Kraftwerken deutlich ausgebaut, wah-

rend die Erdgasverstromung wieder zuriickgeht. Im Gegensatz zum Standardszenario fin-
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den hier die Braunkohle-CCS Kraftwerke einen deutlich groBeren Bereich des wirtschaftli-
chen Einsatzes. Hieran ist zu erkennen, dass die Wirtschaftlichkeit der CCS-Technologien
stark von den tatsachlichen Brennstoffpreisen abhangt.

9.3.3 Hohere Investitionskosten

Wie bereits in den Szenarien mit Vorgabe des Zertifikatspreises gezeigt, wird bei einer Erh6-
hung der Investitionskosten die wegfallende Kraftwerksleistung nahezu ausschlieBlich durch
die spezifisch glinstigeren Erdgaskraftwerke ersetzt. Ab dem Jahr 2023 werden in geringem
Umfang Steinkohle-CCS Kraftwerke zugebaut, andere Kohlekraftwerke finden keine wirt-
schaftliche Einsatzmaoglichkeit mehr (Bild 9-19).
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Bild 9-19 Entwicklung der installierten Leistung der thermischen Kraftwerke (Szenario mit h6heren
Investitionskosten bei Begrenzung der Emissionen)

Bild 9-20 zeigt die jahrliche Stromerzeugung der thermischen Kraftwerke. Die GuD-

Kraftwerke Ubernehmen von Jahr zu Jahr einen gréBeren Teil der Stromerzeugung und de-

cken z. T. Grundlast ab. Ein kleiner Teil der Stromerzeugung findet in Steinkohle-CCS Anla-

gen statt. Durch die deutlich erhéhten Investitionskosten sind Braunkohle-CCS Kraftwerke

trotz der niedrigeren Brennstoffkosten unwirtschaftlich.
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Bild 9-20 Jahrliche Strommenge der thermischen Kraftwerke (Szenario mit héheren Investitions-

kosten bei Begrenzung der Emissionen)

Wie bei allen anderen Szenarien wird auch hier keine mdgliche Riickkopplung des verstark-
ten Erdgaseinsatzes auf den Brennstoffpreis beriicksichtigt. In der Realitat ist dies jedoch zu
erwarten, was einen dampfenden Effekt auf den Ausbau der Erdgaskraftwerke hatte.

9.3.4 Zusammenfassender Vergleich der Szenarien mit Emissionsbegrenzung

Da in allen drei Szenarien die Menge der CO,-Emissionen nach oben begrenzt ist, ergeben
sich jeweils die CO.-Emissionen wie in Bild 9-14. Die Entwicklung der Stromgestehungskos-
ten zeigt Bild 9-21. In allen Szenarien steigen die Stromgestehungskosten aus denselben
Grinden wie in Kapitel 9.2.4 gezeigt. Insgesamt bewegen sie sich auf einem héheren Ni-
veau als in den Szenarien mit Vorgabe der Zertifikatspreise, da noch mehr CO, eingespart
wird. Am deutlichsten steigen die Kosten im Szenario mit erhdhten Investitionskosten nach
dem Jahr 2024. Hier macht sich bemerkbar, dass ein GroBteil der Emissionsreduktion nur
durch den teueren Brennstoff Erdgas erreicht werden kann und dass CCS-Kraftwerke zu
hohe Investitionskosten aufweisen.
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Bild 9-21 Entwicklung der Stromgestehungskosten in den Szenarien mit Begrenzung der Emissio-
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In Bild 9-22 ist der resultierende CO.-Preis der drei berechneten Szenarien aufgetragen.
Dieser steigt in den Jahren bis 2020 an, wobei er beim Szenario mit hdheren Brennstoffkos-
ten ein hoheres Niveau erreicht. Im Szenario mit héheren Investitionskosten ist der Zertifi-
katspreis bis zum Jahr 2030 auf demselben Niveau wie im Standardszenario. In beiden Sze-
narien werden bis dahin nur Erdgaskraftwerke gebaut. Danach steigt der Zertifikatspreis auf
knapp unter 50 €/t, wahrend er in den anderen beiden Szenarien um den Wert von 35 €/t
pendelt. Die deutlich unterschiedlichen Werte in den Jahren nach 2028 liegen darin begrin-
det, dass unterschiedliche altere Kraftwerksblocke vom Netz gehen, und in der Simulation
fur jedes Jahr CO,-neutral ersetzt werden muissen. In der Realitét sind solche Spriinge ohne
externe Vorgaben kaum zu erwarten, da die CO,-Bilanz nicht in jedem Jahr exakt eingehal-
ten werden muss. Im Szenario mit hdheren Investitionskosten muss der Zertifikatspreis hin-
gegen jedes Jahr auf dem hohen Niveau bleiben, da nahezu nur durch GuD-Kraftwerke die
Emissionsgrenze eingehalten werden kann.
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Bild 9-22 Resultierende Zertifikatspreise in den Szenarien mit Begrenzung der Emissionen

9.4 Auswirkungen vorgezogener Kraftwerkserneuerung

Bei den bisher gezeigten Szenarien wird ohne die Mdglichkeit einer vorgezogenen Kraft-
werkserneuerung, die in Kapitel 2.3 beschrieben wird, gerechnet. Im hier vorgestellten Sze-
nario wird diese Option ermdglicht. Das Szenario basiert auf dem in Kapitel 9.2.1 beschrie-
benen Standardszenario mit Vorgabe der Zertifikatspreise, d. h. die Rahmenbedingungen
und die zu installierende Leistung sind demgegentber unverandert.

Die resultierende installierte Leistung und die Aufteilung der Stromerzeugung unterscheiden
sind gegenlber dem Standardszenario nur geringflgig, daher wird hier auf die Darstellung
verzichtet. Bild 9-23 zeigt die Ausnutzungsdauern der Braunkohlekraftwerke wéhrend des
Simulationszeitraums. Dabei sind die einzelnen Blécke auf der Ordinate nach dem Wir-
kungsgrad aufsteigend aufgetragen. Bei den grau hinterlegten Feldern ist das Ende der Le-
bensdauer des entsprechenden Kraftwerksblocks erreicht, weiBe Felder zeigen Kraftwerke
in Langzeitkonservierung an. Man erkennt, dass insgesamt acht Blécke vor Ende ihrer ei-
gentlichen Lebensdauer in Langzeitkonservierung genommen werden. Dies geschieht auf-
grund der sonst zu niedrigen Ausnutzungsdauer des entsprechenden Blocks. Die Stromer-
zeugungsanteile werden von Kraftwerken, welche sich in der Merit-Order dariber befinden,
Ubernommen. In den Jahren nach 2012 nehmen die Ausnutzungsdauern einiger alterer
Braunkohlekraftwerke zwischenzeitlich wieder zu, was auf die wegfallende Erzeugung aus
Kernkraftwerken zuriickzufihren ist. Aufgrund der zunehmenden CO.-Zertifikatspreise
nimmt die Ausnutzungsdauer der Braunkohlekraftwerke in den Jahren nach 2024 wieder ab.

Das Beispiel zeigt, dass zumindest bei den hier vorgegebenen Randbedingungen die Mdg-
lichkeit der vorzeitigen Langzeitkonservierung der Kraftwerke nur in geringem Umfang ge-
nutzt wird. Erst bei deutlich hdheren Zertifikatspreisen oder héherem Reduktionsdruck wer-
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den altere Braunkohlekraftwerke in nennenswertem Umfang konserviert. Im Modell fallen
durch die Langzeitkonservierung alle jahrlichen Fixkosten auBer den Kapitalkosten weg. In
der Realitat ist dies jedoch nicht immer gegeben, da z. B. das Betriebspersonal nicht ohne
weiteres auf neue Kraftwerke aufgeteilt werden kann.
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Bild 9-23 Ausnutzungsdauern der Braunkohlekraftwerke und vorgezogene Kraftwerkserneuerung
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10 Zusammenfassung und Ausblick

In der vorliegenden Arbeit wird ein auf Evolutionsstrategien basierendes Optimierungsmo-
dell beschrieben, welches durch eine Kombination mit heuristischen Methoden den Kraft-
werkszubau eines Versorgungsgebiets optimiert. Der Grundgedanke der Evolutionsstrategie
des ,survival of the fittest® wird hier angewendet. Das heiBt, die Evolutionsstrategie 16st
nicht die gesamte Optimierungsaufgabe, welche aus Zubau und Einsatz der Kraftwerke be-
steht, sondern stellt verschiedene Zubauoptionen her, welche sich in ihrer Umgebung be-
wahren muissen. Diese Umgebung ist durch die heuristische Bestimmung des Kraft-
werkseinsatzes unter Berilicksichtigung des Kraftwerksbestandes, von Emissionsgrenzen
und vorgezogener Kraftwerksstilllegung bestimmt.

Durch die Kombination der Evolutionsstrategie mit heuristischen Methoden werden die
Starken beider Ansatze genutzt. Evolutionar wird lediglich die installierte Leistung der ein-
zelnen Kraftwerkstypen in jedem Simulationsjahr verdndert. Daher ist die Anzahl der veran-
derbaren Parameter begrenzt, was einen raschen Evolutionsfortschritt ermdéglicht. Gleichzei-
tig ist die Vorgabe von Randbedingungen und Einschrdnkungen durch die Evolutionsstrate-
gie nicht an mathematische Restriktionen gebunden.

Die heuristische Bestimmung des Kraftwerkseinsatzes erlaubt es, sowohl Verdanderungen
der Verbrauchscharakteristik als auch Anderungen der vorrangig ins Netz aufgenommenen
Einspeisung zu modellieren. FuhrungsgréBe fir den Kraftwerkseinsatz ist hierbei die geord-
nete Jahresdauerlinie, die technische Verfligbarkeit der Kraftwerke und deren variable Be-
triebskosten. Hierbei wird zwischen dem Wettbewerbsmarkt der hydrothermischen Kraft-
werke und dem regulierten Markt der Erneuerbaren Energien und der Kraft-Warme-
Kopplung unterschieden. Da nicht mit einzelnen Typtagen gerechnet wird, kann der sto-
chastische Charakter fluktuierender Einspeisung adaquat abgebildet werden. Dies geschieht
Uber den erwarteten Einfluss der fluktuierenden Einspeisung auf die unterschiedlichen Last-
bereiche. So zeigt sich, dass die geordnete Jahresdauerlinie der residualen Last durch die
Windenergie steiler wird, d. h. die Spitzenlast geht in geringerem MaBe zurlick als die
Grundlast. In dieser Vorgehensweise liegt der wesentliche Vorteil gegenlber der Modellie-
rung einzelner Typtage. Die insgesamt vorzuhaltende Kraftwerksleistung wird dabei separat
Uber ein wahrscheinlichkeitstheoretisches Modell bestimmt.

Die Einfuhrung eines verfligbarkeitsabhangigen Leistungsreduktionsfaktors bei den einzel-
nen Kraftwerksblécken erweist sich in zweierlei Hinsicht als vorteilhaft: Auf diese Weise
werden die Jahresvolllaststunden der einzelnen Kraftwerksblécke realistisch abgeschétzt
und gleichzeitig wird die zu erbringende Energiemenge durch Kraftwerksausfalle auf die
Ubrigen Blocke aufgeteilt. Die vorgestellte Methodik des Einordnens der mit einem Leis-
tungsreduktionsfaktor bewerteten Kraftwerksblécke unter die residuale Jahresdauerlinie
stellt eine einfach umzusetzende Md&glichkeit der Bestimmung des Kraftwerkseinsatzes je-
des Blockes dar. Dabei handelt es sich um den Erwartungswert des Jahreseinsatzes, wel-
cher keine stundengenaue Zuordnung ermdglicht.
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Das primare Optimierungsziel ist die Minimierung des Barwerts aller Kosten der Stromer-
zeugung durch gezielten Zubau und Einsatz thermischer Kraftwerksblécke innerhalb des
Betrachtungszeitraums. Eine Begrenzung der CO.-Emissionen geschieht entweder durch
Vorgabe eines Zertifikatspreises, welcher sich wie eine emissionsabhangige Erhéhung der
Brennstoffkosten auswirkt, oder durch die Vorgabe einer einzuhaltenden Obergrenze. In
diesem Fall wird der Kraftwerkseinsatz durch Umstellen der Merit-Order veréndert, was ei-
nen Rickgang der Emissionen zur Folge hat. Der so gefundene Kraftwerkseinsatz stellt die
kostenminimale Md&glichkeit der Stromerzeugung unter Einhaltung der Emissionsgrenze bei
einem gegebenen Kraftwerkspark dar. Der CO,-Zertifikatspreis ergibt sich hier aus der Um-
stellung der Merit-Order gegeniiber der urspriinglichen Rangfolge ohne CO,-Beschrankung.
Die Summe der CO,-Vermeidungskosten ist dabei stets kleiner als die Summe der dafir
notwendigen CO,-Zertifikate.

Da die Evolutionsstrategie nur die installierte Leistung der einzelnen Kraftwerkstypen veran-
dert, stehen sdmtliche Rangfolgen der Kraftwerke und deren Zuordnung zum Zertifikatspreis
zu Beginn der Simulation fest. Dies hat bei der rechnertechnischen Umsetzung entschei-
dende Geschwindigkeitsvorteile, da zeitaufwendige Sortieralgorithmen nur einmal zu Beginn
der Simulation durchgefiihrt werden mussen.

Das Optimierungsmodell erlaubt es, den Einfluss unterschiedlicher Parametervariationen auf
das Ergebnis abzuschatzen. So konnten die Auswirkungen von héheren Brennstoffpreisen
und hoéheren Investitionskosten auf die CO.-Emissionen bzw. auf den Zertifikatspreis ge-
zeigt werden. Die hier getroffenen Annahmen zeigen, dass bei entsprechend hohem CO,-
Reduktionsdruck CCS-Kraftwerke in der Grundlast wirtschaftlich sind. Unbeachtet bleibt
hierbei aber die Frage nach der technischen Speicherbarkeit von Kohlendioxid.

In den Jahren vor 2020, in denen noch keine CCS-Kraftwerke zur Verfligung stehen, besteht
Uber den Ausbau Erneuerbarer Energien hinaus die einzige Mdglichkeit der CO.-Einsparung
in der Verschiebung von Stromerzeugungsanteilen von der Kohle hin zu Erdgas. Vor allem
der Wegfall der nahezu CO,-freien Stromerzeugung aus Kernkraftwerken fiihrt zu einer Be-
nachteiligung von Kohlekraftwerken, da diese mit ihren spezifisch hohen Emissionen Kern-
energie nicht CO,-neutral ersetzen kénnen.

In allen hier gezeigten Szenarien nimmt die installierte Leistung der Gasturbinenkraftwerke
deutlich zu, obwohl diese nur mit sehr geringen Ausnutzungsdauern betrieben werden. Der
Grund ist in der Verédnderung der residualen Last zu sehen: Die Jahreshdchstlast bleibt na-
hezu unverdndert, wiéhrend die insgesamt von thermischen Kraftwerken zu erzeugende
Strommenge abnimmt. Zur Sicherstellung der Versorgungszuverlédssigkeit sind weiterhin
thermische Kraftwerke notwendig. Da Gasturbinen von allen thermischen Kraftwerken die
mit Abstand gunstigsten Investitionskosten aufweisen, werden diese zur Bereitstellung von
Reserve installiert. Andernfalls wirde das Niveau der Versorgungszuverldssigkeit sinken.
Von Seiten der Energieversorger wird in Zukunft versucht, auch das Potential an Demand-
Side-Management auszuschdpfen, um Spitzenlastkraftwerke, welche fir wenige Stunden
des Jahres bendétigt werden, einzusparen.
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Die Beibehaltung der hohen Versorgungszuverlassigkeit der Stromerzeugung wird mit zu-
nehmendem Anteil Erneuerbarer Energien und Kraft-Warme-Kopplung ein immer bedeuten-
deres Aufgabenfeld. Dabei ist zu untersuchen, ob die Bereitstellung ausreichender Kraft-
werksleistung zum Jahreshéchstlasttag auch in Zukunft das primére Auslegungskriterium
bleibt, oder ob der Fokus mehr auf besondere Versorgungssituationen, wie Schwachlast
kombiniert mit Starkwind fallen sollte.

Ziel der Arbeit ist es u. a. die entwickelten Methoden und Erkenntnisse in einem mdglichen
Anwendungsfeld darzustellen. Dabei sind verschiedene Weiterentwicklungen denkbar: Ein
wichtiges Forschungsgebiet ist hierbei die Integration von Speichern in die Stromversor-
gung. Hier wére es z. B. denkbar, den Einfluss von Speichern auf die residuale Last mit Hilfe
der Merit-Order Kurve abzuschéatzen. Auch eine Kombination mit den Methoden der linearen
Programmierung kénnte sich hier als sinnvoll erweisen. Die Mdglichkeit einer Ruckwirkung
von Stromerzeugungskosten auf die residuale Last ist bei der verwendeten Methodik grund-
sétzlich durchfuhrbar. Auf diese Weise kbénnte eine vorgegebene Nachfrageelastizitdt mo-
delliert werden.

Bei dem im Rahmen dieser Arbeit vorgestellten Modell werden nur die installierten Leistun-
gen der thermischen Kraftwerke evolutionadr verdndert. Zusatzlich kénnte der veranderbare
Parametersatz auch um Anlagen der Erneuerbaren Energien erweitert werden. Deren
Strombereitstellung und die Wirkung auf die residuale Last missen jedoch in einem eigenen
Teilmodell berechnet werden.

Die rechnertechnische Umsetzung der hier beschriebenen Verfahren stellt fir heutige Rech-
nergenerationen keine groBen Schwierigkeiten mehr dar. Dennoch ist mit jeder Erweiterung
der Funktionen eine Verringerung der Rechengeschwindigkeit verbunden. Gerade die Struk-
tur der Evolutionsstrategien mit einer groBen Anzahl gleichzeitig existierender Individuen
bietet die Mdglichkeit des parallelen Rechnens auf verschiedenen Prozessoren zur Erho-
hung der Rechengeschwindigkeit. Hier sind auch in den folgenden Jahren noch deutliche
Verbesserungen zu erwarten.

Eine mégliche Erweiterung des Modells kann die Vernetzung unterschiedlicher Regionen mit
eigenen Kraftwerksparks sein. Dabei kann der Stromaustausch zwischen den Regionen mit
Hilfe vorgegebener Kuppelkapazitdten erfolgen, welche direkten Einfluss auf die residuale
Last haben. Darlber hinaus wirde eine Kombination mit einem Modell des Warmemarktes
eine addquate Optimierung der Kraft-Warme-Kopplung ermdglichen.

Die Arbeit zeigt die einfache Umsetzbarkeit von Evolutionsstrategien auf ingenieurswissen-
schaftliche Fragestellungen. Dabei wird jedoch nur ein Teil der in der Natur vorkommenden
Mechanismen nachgeahmt. Besonders die direkte Mutation einzelner Merkmale entspricht
nicht der realen evolutiondren Entwicklung. Die Methode der Genetischen Algorithmen
kénnte hier zu noch einfacher umsetzbaren Modellen fiihren.
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