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ansatz, Rekurs-Problem . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 66
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Kapitel 1

Einleitung

In den letzten Jahren ist der Anstieg der Treibhausgasemissionen und die steigende Abhän-
gigkeit von fossilen Energieträgern immer deutlicher geworden. Fossile Primärenergieträger
wie Erdöl, Gas und Kohle werden zum Großteil aus politisch instabilen Regionen importiert
und stetige Preisanstiege können nicht mehr geleugnet werden. In den nächsten zwei Jahr-
zehnten erreichen die meisten fossilen Kraftwerke in Deutschland das Ende ihrer Laufzeit
und müssen erneuert oder ersetzt werden. Dies und der geplante Kernenergieausstieg erfor-
dern eine Umstrukturierung des heutigen Energieversorgungsmix unter den Bedingungen eines
liberalisierten Strommarktes. Die künftige Stromerzeugung muss v.a. die Versorgungssicher-
heit garantieren, wirtschaftlich und umweltfreundlich sein. Die Entscheidungen der energie-
wirtschaftlichen Unternehmen müssen auch von energiepolitischer Seite ermöglicht werden.
Durch die Liberalisierung des Strommarktes wurde die monopolartige Struktur durch einen
Wettbewerbsmarkt abgelöst. Preise werden durch Marktprozesse gebildet und die Investiti-
onsentscheidungen der Energieversorgungsunternehmen unterliegen den Risiken des Marktes.
Dennoch wird der Strommarkt durch politische Eingriffe überlagert, wodurch Investitionsent-
scheidungen zusätzlich beeinflusst und gelenkt werden. So werden z. B. erneuerbare Energien
gefördert und Treibhausgasreduktionsziele müssen eingehalten werden. Um die Versorgungs-
risiken zu minimieren, sollte ein breitgefächertes Energieträgerportfolio eingehalten werden.

1.1 Motivation und Ziel der Arbeit

Bei der Wahl des zukünftigen Erzeugungs- und Kraftwerksmix haben die Entscheidungsträger
mit Unsicherheiten zu kämpfen, die auf unterschiedlichen Ebenen angesiedelt sind. Unsicher-
heiten können sowohl natürliche Ursachen haben, als auch durch wirtschaftliche, politische
bzw. personelle Gegebenheiten hervorgerufen werden. Zu den natürlichen Unsicherheiten ge-
hören u. a. nicht beeinflussbare und nur bedingt vorhersagbare Wetterereignisse. Gerade in
der Energiewirtschaft haben diese einen elementaren Einfluss sowohl auf die Angebots- als
auch auf die Nachfrageseite und spielen damit für den wirtschaftlichen Erfolg eines Ener-
gieversorgungsunternehmens eine erhebliche Rolle. Durch die verstärkte Nutzung und den
angestrebten Zubau an erneuerbaren Energien zur Stromerzeugung wird die Angebotsseite
immer stärker durch das Dargebot an Wind, Sonne, Wasser etc. geprägt, wodurch sich Kraft-
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KAPITEL 1. EINLEITUNG

werksbetreiber an das schwankende Dargebot anpassen müssen. Neben den fluktuierenden
Dargeboten erneuerbarer Energien treten in der Wirtschaft auch Unsicherheiten bezüglich
zukünftiger Entwicklungen, beispielsweise der Nachfrage und des Preises, auf. Unsicherheiten
können innerhalb eines Wirtschaftssystems stark voneinander abhängen und sich gegenseitig
beeinflussen und müssen in der Investitionsplanung eines Entscheidungsträgers berücksichtigt
werden. Aber auch Entscheidungen eines Konkurrenten spielen für den unternehmerischen
Erfolg eine Rolle.

Unsicherheiten im Allgemeinen hängen teilweise stark voneinander ab, sind aber schwer pro-
gnostizierbar und damit liegen sie in der Modellierung meist nur als Näherungs- oder Schätz-
werte vor. Im Rahmen der Promotion sollen mathematische Methoden und Ansätze entwickelt
und untersucht werden, mit denen Unsicherheiten im Bereich der Energiewirtschaft abgebil-
det und angemessen behandelt werden können. Insbesondere sollen die Modelle ein Werkzeug
für die Bewertung von Investitionen in Kraftwerksbauten darstellen, um die Entwicklung
des zukünftigen Kraftwerkspark unter verschiedenen Aspekten beurteilen und analysieren zu
können. Hierzu wurden die Methoden der stochastisch linearen Programmierung und des
Multi-Agenten-Ansatzes verwendet.

1.2 Klassifizierung von Energiemodellen

Die Auswirkungen von energiewirtschaftlichen Investitionsentscheidungen und energiepoliti-
schen Richtungsvorgaben sind aufgrund der meist hohen Kapitalbindung (z.B. Kraftwerks-
bau) oder der gesellschaftlichen Betroffenheit einzelner Gruppen (z.B. Atommüllentsorgung)
von großer Tragweite und wirken über lange Zeiträume hinweg. Dies hat zur Entwicklung
einer Vielzahl von Energiemodellen geführt, welche als Analyseinstrumente in der Forschung
bzw. als Werkzeuge zur Entscheidungsunterstützung von Politik und Wirtschaft genutzt wer-
den. Eine eindeutige Klassifizierung ist schwierig, da gerade innerhalb komplexerer Modelle
verschiedene Methoden kombiniert werden. Tabelle 1.1 gibt einen Überblick über mögliche
Modelleigenschaften, auf die im Folgenden kurz eingegangen werden soll.

Optimierungsmodelle maximieren oder minimieren eine Zielfunktion unter spezifischen Ne-
benbedingungen. Größtenteils sind die verwendeten Optimierungsmodelle aufgrund der bes-
seren Rechenbarkeit linear oder gemischt ganzzahlig. Auch Allgemeinen Gleichgewichtsmo-
dellen liegen oftmals Optimierungsprozesse zu Grunde. Diese sind jedoch in der Regel nicht-
linear und unterliegen den Bedingungen und Annahmen der keynsianischen Makroökonomik.
Die Lösung der Optimierungsprobleme erfolgt iterativ unter der Bedingung der gleichzeitigen
Räumung aller betrachteten Teilmärkte. Input-Output-Modelle verknüpfen sämtliche Pro-
duktionsfaktoren und Güter eines Wirtschaftssystems bzw. Teilen eines Wirtschaftssystems
in Form einer Matrix. Diese enthält die jeweiligen funktionalen Zusammenhänge zwischen Pro-
duktionsfaktoren, Zwischenprodukten und Produktionsgütern. Simulationsmodelle hingegen
erfordern eine gute Kenntnis der Systemzusammenhänge und Abhängigkeiten unterschied-
lichster Faktoren, um eine der Realität entsprechende Modellwelt abbilden zu können. Dem
Detaillierungsgrad und der Abbildungsgenauigkeit sind hierbei keine Schranken gesetzt. Bei
Multi-Agenten-Modelle beispielsweise wird das Verhalten unterschiedlicher Agenten mit ver-
schiedenen Eigenschaften simuliert, um so deren Zusammenspiel und die Auswirkung der von
ihnen getroffenen Entscheidungen auf zukünftige Ereignisse und Entwicklungen zu ermitteln.
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KAPITEL 1. EINLEITUNG

Kriterium Typische Ausprägungen

Mathematische Formulierung und • Simulationsmodelle
Lösungsansätze • lineare/gemischt ganzahlige/nichtlineare/

stochastische Optimierungsmodelle
• allgemeine Gleichgewichtsmodelle
• spieltheoretische Modelle
• ökonometrische Modelle
• Input/Output Modelle
• (stochastische) Prognosemodelle

Betrachtete Fragestellung • Energiewirtschaftsmodelle
• Energiesystemmodelle
• Energiemarktmodelle (Strom, Gas etc.)

Modellierungszeitraum und • Lang: bis ca. 100 Jahre und Auflösung von
zeitliche Auflösung ein bis mehreren Jahren

• Mittel: bis ca. 30 Jahre,
gegebenenfalls noch Unterteilung von
Perioden in Typtage

• Kurz: maximal einzelnes Jahr
z.B. in Stundenschritten

Räumlicher Bezug und räumliche • Weltweit
Auflösung • National

• Regional
• Lokal

Aggregationsgrad • Top-Down
• Bottom-Up

Quelle: verändert nach Winkelmüller[60]

Tabelle 1.1: Energiemodelle

Bei einem spieltheoretischen Modell handelt es sich um die mathematische Abbildung von
Entscheidungsproblemen in Form eines Spiels, bei dem versucht wird die günstigste Verhal-
tensweise eines Teilnehmers herauszufinden. Dabei ist das Ergebnis nicht nur vom eigenen
Verhalten sondern auch vom Verhalten der Gegenspieler und einer Zufallskomponente abhän-
gig. Die Teilnehmer sind dabei bestrebt ihren Anteil am Gewinn zu maximieren bzw. den
der Gegenspieler zu minimieren. Spieltheoretische Ansätze finden oftmals in Multi-Agenten-
Modellen Anwendung. Ökonometrische Modelle sind in der Regel Abbildungen von numeri-
schen Zusammenhängen verschiedener Einflussfaktoren auf einen Zielwert (Regression, ARMA
etc.). Von diesen ausgehend wird versucht Prognosen für zukünftige Wertentwicklungen zu
geben oder einfach Zusammenhänge zu beschreiben.

Darüber hinaus wird oftmals zwischen Energiewirtschaftsmodellen, Energiesystemmodellen
und Energiemarktmodellen unterschieden. Erstere bilden in der Regel den volkswirtschaftli-
chen Kreislauf ab und untersuchen die Auswirkungen von Maßnahmen auf Wachstum, Ein-
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kommen und Beschäftigung. Energiesystemmodelle sind stärker technologisch fundiert und
betrachten beispielsweise Substitutionsprozesse bei Energieträgern, technologische Verände-
rungen oder auch Effizienz- und Energiesparmaßnahmen. Marktmodelle, insbesondere für
Strom und Gas, werden hauptsächlich zur Kraftwerkseinsatzplanung genutzt. Hierbei wird
die Einbindung des Kraftwerksparks eines Unternehmens in das Stromnetz abgebildet.

Der Focus von Top-Down Modellen liegt primär auf der ökonomischen Beschreibung von Zu-
sammenhängen und Interaktionen der Modellierungsobjekte. Dies sind beispielsweise die Ver-
knüpfungen von Haushaltseinkommen, Energiepreisen und Steueraufkommen. Hierfür werden
in der Regel Gleichgewichtsmodelle und Input-Output-Modelle eingesetzt. Bottom-Up Model-
le beinhalten hingegen detaillierte Informationen über die verwendete Technik und die struktu-
rellen Eigenschaften der betrachteten Wirtschaftssektoren. Beispiele hierfür sind die Struktur
der Energienachfrage, Energieerzeugungstechnologien oder Kostenstrukturen der Energiebe-
reitstellung. Optimierungs- und Simulationsmodelle werden hierfür am häufigsten herangezo-
gen. Bottom-Up Modelle liefern in der Regel konkretere und belastbarere Aussagen, da sie
meist auf bekannten technischen oder konkret messbaren Daten basieren und ihnen weniger
Annahmen zu Grunde liegen, als dies bei Top-Down-Modellen der Fall ist. Rückkopplungsef-
fekte hingegen werden oftmals vernachlässigt oder nur eingeschränkt betrachtet.[31]

1.3 Aufbau der Arbeit

Die vorliegende Arbeit beginnt in Kapitel 2 mit einer Einführung in die deutsche Strom-
wirtschaft. Es liefert zum Einen einen Überblick über heutige Kraftwerkstechnologien und
zum Anderen wird hier auf die Entwicklung des deutschen Kraftwerkspark der letzten Jahre
eingegangen.

Im Kapitel 3 erfolgt eine ausführliche Beschreibung eines stochastisch linearen Optimierungs-
modells des deutschen Stromerzeugungs- und Stromübertragungssystems. Es ist ein Energie-
systemmodell mit einem Bottom-Up Ansatz und kurzem Zeithorizont (ein Jahr) in stündlicher
Aufslösung. Nach einer Einführung in die stochastische Programmierung in Abschnitt 3.3 wird
der Gegenstand der Implementierung sowie der Aufbau des Modells beschrieben. In der Ein-
führung werden die Unterschiede des stochastischen Programmierungsansatzes zur einfachen
Szenarienanalyse und dem Erwartungswertansatz herausgestellt, die als alternative Ansätze
für den Umgang mit stochastischen Parametern in der Optimierung Anwendung finden. Der
wesentliche Teil des Kapitels ist der Modellbeschreibung in Abschnitt 3.4 gewidmet. Hier wird
sowohl auf die relevanten Eingabedaten (Kraftwerke, Übertragungnetz, Nachfrage, Winddar-
gebot, Solarstrahlung) eingegangen, als auch die Formulierung des Modells als zweistufiges
stochstisches Problem im Detail beschrieben. Das Kapitel endet nach einer Szenarienaus-
wertung und Ergebnispräsentation in Abschnitt 3.5 mit einer Modellbewertung in Abschnitt
3.6.

In Kapitel 4 wird ein zweiter Modellansatz beschrieben. Auch in diesem Fall handelt es sich
um ein Bottom-Up Energiesystemmodell mit mittlerem Zeithorizont, welches jedoch auf einer
Multi-Agenten-Simulation basiert, deren Simulationsgegenstand in Abschnitt 4.1 einführend
dargestellt wird. Das Kapitel fährt in Abschnitt 4.2 mit einer Einführung in die Investiti-
onstheorie fort, die im Hinblick auf die Modellentwicklung von großer Bedeutung war. Im
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anschließenden Abschnitt 4.3 wird das Modell dargestellt. Bei dem Modell handelt es sich
um ein agentenbasiertes Simulationsmodell des Strommarktes mit integriertem Investitions-
planungstool. Die Agenten dieses Modells sind verschiedene Energieversorgungsunternehmen
und Stromkunden durch deren Interaktion ein Stromhandel in Gang gesetzt wird. In der Mo-
dellbeschreibung wird zunächst in Abschnitt 4.3.1 auf die Simulation des Strommarktes im
Detail eingegangen, es wird die Bildung der Stromnachfrage und der Angebote der Energie-
versorgungunternehmen an einer Strombörse beschrieben und der daraus resultierende Strom-
verkauf und die Strompreisesbildung. Weiterhin wird auf die Simulation des Winddargebots
und die Entwicklung der Brennstoffkosten und Emissionspreise eingegangen. Der Schwer-
punkt des Modells liegt auf der individuellen Investitionsplanung eines jeden Agenten, auf
die in Abschnitt 4.3.2 eingegangen wird. Bei diesem in die Simulation eingebetteten simulta-
nen Investitions-, Finanzierungs- und Produktionsprogramm handelt es sich um ein gemischt
ganzzahliges Optimierungsmodell, dessen Zielfunktion und Nebenbedingungen hier erläutert
werden. Nach einer Darstellung verschiedener Szenarien und Präsentation der Ergebnisse in
Abschnitt 4.4, wird das Kapitel durch eine Modellbewertung in Abschnitt 4.5 abgeschlossen.

Die Arbeit wird in Kapitel 5 mit einer Zusammenfassung der beiden Modellansätze abge-
schlossen. Dabei wird auf die wesentlichen Inhalte der Modelle eingegangen und es wird ein
kurzer Ausblick auf mögliche Modellerweiterungen geliefert.

Darüber hinaus ist der Arbeit ein Datenträger beigefügt, auf dem sich der Quellcode der
entwickelten Modelle sowie die Ein- und Ausgabedateien befinden.
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Kapitel 2

Erzeugungs-, Speicher- und

Transporttechnologien

2.1 Erzeugung

Die Erzeugung elektrischer Energie ist im eigentlichen Sinne die in Kraftwerken erfolgende
Umwandlung von Primärenergie in elektrische Energie. Kraftwerke werden in Abhängigkeit
der eingesetzten Primärenergie1 in Wärmekraftwerke, Wasserkraftwerke und additive Techno-
logien unterschieden [50]. Zu den Wärmekraftwerken zählen Dampfkraftwerke, Gasturbinen,
Dieselmaschinenkraftwerke und Kernkraftwerke. Wasserkraftwerke lassen sich untergliedern
in Laufwasser-, Speicher-, Pumpspeicher- und Gezeitenkraftwerke. Windenergieanlagen sowie
Photovoltaikanlagen gehören zu den additiven Technologien, die nicht deterministisch zur Ver-
fügung stehen, sondern von dem jeweiligen Dargebot (Wind, Sonneneinstrahlung) abhängig
sind.

2.1.1 Stein- und Braunkohlekraftwerke

Kohlekraftwerke zählen zu den thermischen Kraftwerken, bei denen zunächst durch die Ver-
brennung von Stein- oder Braunkohle Wärme erzeugt wird. Die Verstromung von Kohle erfolgt
meist in Dampfturbinen. Durch den von einem Wärmetauscher erzeugten Dampf wird eine
Dampfturbine betrieben, die über einen Generator elektrischen Strom erzeugt. In einem Kon-
densator wird der Dampf wieder zu Wasser gewandelt. Die dabei anfallende Restwärme wird
an die Umgebung abgegeben.

Bei der Umwandlung der Primärenergie in elektrische Energie entstehen Verluste. Ein Maß
für die Verluste ist der Wirkungsgrad eines Kraftwerks. Mitte der 80er Jahre lagen die durch-
schnittlichen Wirkungsgrade bei 38% [46]. Moderne Steinkohlkraftwerke (STK) erreichen Wir-
kungsgrade von 45%. Die Wirkungsgrade der Braunkohlekraftwerke (BRK) liegen aufgrund

1Als Primärenergie bezeichnet man den Energiegehalt von fossilen Energieträgern bzw. erneuerbaren Ener-
giequellen, die noch keiner Umwandlung unterworfen wurden.
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der geringeren Energiedichte um einige Prozentpunkte darunter. Der höchste jemals von einem
Braunkohlekraftwerk erreichte Wirkungsgrad von 45.3%, wurde von einem Braunkohlekraft-
werk mit optimierter Anlagentechnik (BoA-Anlage) der RWE Power AG erzielt [46]. Die für
2020 bzw. 2030 geschätzten Wirkungsgrade erreichen für Steinkohlekraftwerke 47% bzw. 51%
und für Braunkohlekraftwerke 45% bzw. 47% [38].

Kohlekraftwerke der nächsten Generation müssen nicht nur wirtschaftlicher sein als heuti-
ge, sondern auch deutlich ressourcenschonender und umweltfreundlicher. Aufgrund der ho-
hen Treibhausgasemissionen liegt der Forschungsschwerpunkt bei der Weiterentwicklung von
Kohlekraftwerkstechnologien auf der Steigerung der Wirkungsgrade, was beispielsweise durch
die Integration von Gas-und-Dampf-Prozessen in kohlebefeuerte Kraftwerke geschehen soll2.
Durch diese Technologie soll der Wirkungsgrad von Kohlekraftwerken in den nächsten 10 bis
15 Jahren um 10% gesteigert werden [35].

Ein weiterer Forschungsschwerpunkt bezüglich der Kraftwerkstechnologien ist das Streben
nach einer emissionsfreien Kohleverstromung, der sogenannten CCS-Technologie3. Dabei wird
das bei der Verbrennung entstehende Kohlendioxid abgefangen und unterirdisch gespeichert.
Eine erste Pilotanlage wurde am 9. September 2008 durch den Energieversorger Vattenfall
in Betrieb genommen. Dort sollen bisherige Forschungsergebnisse in die Praxis übertragen
werden. Laut Unternehmensangaben soll die neue Technologie bis 2020 einsatzfähig sein [58].

Die neue Technologie der CO2-Abtrennung und Speicherung, bei der das Treibhausgas für
Tausende von Jahren eingeschlossen werden soll, ist aus wirtschaftlichen und umwelttech-
nischen Gründen noch sehr umstritten. Zum einen ist ein hoher Energiebedarf für die Ab-
trennung von CO2 erforderlich, was gleichbedeutend mit einem um bis zu 10% reduzierten
Wirkungsgrad ist [51]. Zum anderen wird die Sicherheit von Transport und Speicherung be-
zweifelt [9]. Aber auch aus politischer Sicht können sich Regierung und Energieversorger nicht
einigen, wer wie lange die Verantwortung für das gespeicherte Kohlendioxid tragen soll. Aus
diesem Grund ist die Unterzeichnung des CCS-Gesetzes, das diese Technologie juristisch ein-
ordnet und damit die Forschung und Entwicklung vorantreibt, im Juni 2009 gescheitert [61].

2.1.2 Gasturbinen

Gasturbinen (GT) gehören zu den thermischen Kraftwerkstechnologien. Ein typisches Kenn-
zeichen von Gasturbinen sind ihre kurzen Anfahrtszeiten sowie geringe Investitionskosten,
wodurch sie meist als Spitzenlastkraftwerke eingesetzt werden [50]. Bei Gasturbinen werden
gasförmige Brennstoffe in einer Turbine direkt verbrannt. In einem Teil der Turbine wird
die angesaugte Luft verdichtet und in der Brennkammer durch die Zündung des Brennstoffs
erhitzt, dadurch entsteht ein hoher Druck sowie eine hohe Temperatur. In der Gasturbine
kommt es dann zur Entspannung der Abgase, wodurch Rotationsenergie freigesetzt wird, die
wiederum einen Generator antreibt [15]. Kraftwerke dieses Typs können bei optimalen Druck-
und Temperaturverhältnissen einen Brennstoffwirkungsgrad von maximal 37% erreichen.

2Dieses Verfahren wird als Druckkohlenstaubfeuerung bezeichnet, vgl. dazu [49].
3Carbon-Capture and Storage
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2.1.3 GuD-Kraftwerke

GuD-Kraftwerke (GuD) stellen eine Kombination aus Gasturbinen und Dampfkraftwerken
dar, die hintereinandergeschaltet werden. Heiße Abgase aus einer oder mehreren vorgeschal-
teten Gasturbinen werden in einem Abhitzekessel zur Dampferzeugung herangezogen. Der so
erzeugte Dampf treibt dann eine Dampfturbine an. Durch diese Art der Primärenergieum-
wandlung können Brennstoffwirkungsgrade von über 60% erzielt werden, wie die sich in der
Testphase befindende GuD-Anlage in Irsching zeigt [19].

2.1.4 Kernkraftwerke

Kernkraftwerke (AKW) sind meistens Dampfkraftwerke. Durch Freisetzen der Bindungsener-
gie von Atomkernen in Kernreaktoren wird hier die benötigte Wärme gewonnen. Insofern
unterscheiden sich Kernkraftwerke nur durch die Wärmequelle von Kohlekraftwerken. CO2

wird bei der Stromerzeugung nicht freigesetzt.

Durch Neutronenbeschuss eines Urankerns 235U kommt es zur Kernspaltung, durch die Ener-
gie freigesetzt wird. Pro radioaktivem Zerfall eines 235U -Kerns werden 2,3 ·10−11 J Wärme
freigesetzt und es entstehen weitere 2 bis 3 Neutronen, die wiederum den Zerfall weiterer 235U -
Kerne nachsichziehen (Kettenreaktion) [15]. Mit Hilfe von Moderatoren werden die Neutronen
abgebremst. Im Reaktorkern entsteht Wärme, die durch das Kühlmittel (Gas, Wasser, flüs-
siges Metall) abgeführt und zur Erzeugung von Dampf genutzt wird. Man unterscheidet die
Reaktortypen zum einen in Druck- und Siedewasserreaktoren. Zum anderen nach dem ver-
wendeten Kühlmittel in Leichtwasserreaktor (Moderator: H2O), Schwerwasserreaktor (Mode-
rator: D2O) und in graphit moderierte Reaktoren. Die meisten Kernkraftwerke sind mit den
Leichtwasserreaktortypen ausgerüstet4.

Der Europäische Druckwasserreaktor EPR ist ein neuer Kernreaktortyp der 3. Generation
auf Basis eines Druckwasserreaktors, der sich v. A. durch verbesserte Sicherheitskonzepte
und seine elektrische Leistung von 1 600 Megawatt (MW) von herkömmlichen Reaktortypen
unterscheidet. Die ersten Anlagen diese Typs befinden sich im Bau und werden voraussichtlich
2012 in Finnland (Olkiluoto) und 2013 in Frankreich (Flammenville) in Betrieb genommen.

In der Bundesrepublik existieren derzeit 17 Kernkraftwerke mit einer Nettoleistung von 20.5
Gigawatt (GW). Nach Aussage des Bundesministeriums für Wirtschaft und Technologie (BM-
Wi) zählen die deutschen Kernkraftwerke zu den weltweit sichersten Anlagen. Bezogen auf
den Energiegehalt des im Brennstab enthaltenen 235U beträgt der Wirkungsgrad eines Kern-
kraftwerks bei herkömmlichen Reaktortypen etwa 33 % [38].

Der politische Beschluss zum Ausstieg aus der Kernenergie, der von der rot-grünen Regierung
in der Vereinbarung vom 14. Juni 2000 [59] beschlossen wurde, legt auf Grundlage des Atom-
gesetzes die Reststrommengen aller bestehenden Kernkraftwerke fest. So soll laut BMWi 2022
das letzte Kernkraftwerk vom Netz gehen. Als Folge ist bis dahin die Leistung aller Kernkraft-
werke von derzeit 20.5 GW durch die Errichtung neuer Kraftwerke zu ersetzen. Ob der Ersatz

4Für eine detaillierte Beschreibung der Reaktortypen sei auf Schwab, Seite 135ff, verwiesen [50]
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Abbildung 2.1: Braun- und Steinkohlekraftwerke und Kernkraftwerke in Deutschland

der Kernkraftwerke mit fossil befeuerten Kraftwerken, durch erneuerbare Energien, durch Ef-
fizienzsteigerung des bestehenden Kraftwerkspark oder auch durch Energieeinsparung erfolgt,
wird derzeit stark diskutiert. Bei dieser Diskussion steht die Einsparung der CO2-Emission
sowie die Versorgungssicherheit stark im Vordergrund.

Die Standorte der deutschen Braunkohle-, Steinkohle- und Kernkraftwerke sind in Abbildung
2.1 dargestellt.
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2.1.5 Laufwasserkraftwerke
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Abbildung 2.2: Die größten Wasserkraftwerke in Deutschland

Wie der Name vermuten lässt sind Laufwasserkraftwerke (LWK) meist an Flüssen und Kanä-
len zu finden. Die kinetische Energie des laufenden Wassers wird zunächst in Druck und dann
in Rotationsenergie umgewandelt, indem das Flusswasser durch eine Wasserturbine geleitet
wird. Die Rotationsbewegung treibt einen Generator an. In Abhängigkeit der Bauform der
Turbine können Wasserkraftwerke einen Wirkungsgrad von bis zu 90% erreichen [23]. Ein
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typisches Kennzeichen ist die geringe Fallhöhe, die meist durch das Aufstauen von Wasser an
einem Wehr bedingt wird. Saisonale Schwankungen der Wasserhöhe beeinflussen die Stromer-
zeugung. Auf Grund der Nutzung des laufenden Wassers sind Laufwasserkraftwerke in der
entsprechenden Saison für den Einsatz als Grundlastkraftwerke5 prädestiniert [50].

Aufgrund der topographischen Gegebenheiten sowie der Niederschlagsmenge ist das Potenzial
für Laufwasserkraftwerke hauptsächlich in Süddeutschland gegeben. Die installierten Laufwas-
serkraftwerke sind an großen Flüssen wie Donau, Iller, Lech, Isar und Inn zu finden sowie an
Mosel und Rhein [23]. Die deutschen Laufwasserkraftwerke mit mehr als 30 MW Leistung
sind in Abbildung 2.2 dargestellt.

2.1.6 Windenergieanlagen

Mittels einer Windenergieanlage (WEA) wird die kinetische Energie des Windes in elektrische
Energie umgewandelt. Die Bewegungsenergie der Windströmung wirkt auf die Rotorblätter
und versetzt somit den Rotor in eine Drehbewegung. Ein Generator wandelt sodann die
Rotationsenergie in elektrische Energie um, die sodann ins Stromnetz eingespeist werden
kann.
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Abbildung 2.3: Leistungsbeiwert und elektrische Wirkleistung einer Windenergieanlage

Die im Wind enthaltene Leistung kann durch folgende Formeln beschrieben werden. Die elek-
trische Wirkleistung Pel ist der Anteil der Leistung, der von einer Windenergieanlage für die
Stromerzeugung genutzt werden kann. Diese ist abhängig von der im Wind enthaltenen Leis-
tung P sowie dem sogenannten Leistungsbeiwert cp. Sie lässt sich mit folgender Formel 2.1
berechnen, wobei v die Windgeschwindigkeit ist:

Pel(v) = cp(v)P (v) (2.1)

5Grundlast bezeichnet die Netzbelastung, die während eines Tages in einem Stromnetz nicht unterschritten
wird. Grundlastkraftwerke laufen vereinfacht gesagt rund um die Uhr, um den Mindesverbrauch zu decken.
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Um die elektrische Wirkleistung einer Windenergieanlage zu berechnen muss also zunächst
die theoretische Leistung P und der Leistungsbeiwert cp einer Windenergieanlage bestimmt
werden. Diese Berechnungen werden in den Gleichungen 2.2 bzw. 2.3 beschrieben.

Die im Wind, der über die Rotorfläche A einer Windenergieanlage weht, enthaltene Leistung
P ist abhängig von der vorherrschenden Luftdichte ρ und der Windgeschwindigkeit v:

P (v) =
1

2
A · ρ · v3 (2.2)

Für die in dieser Arbeit entwickelten Modelle wurde eine Luftdichte von 1.225 kg/m3 und
eine Rotorfläche von 3500 m2 angenommen.

Der Leistungsbeiwert cp ist ein Maß dafür, wie effizient eine Windkraftanlage die im Wind
enthaltene Energie in Elektrizität umwandelt. Das Betz’sche Gesetz besagt, dass der theoreti-
sche Leistungsbeiwert maximal einen Wert von 0,593 erreicht[41]. Der reale Leistungsbeiwert
einer Windkraftanlage dagegen ist für jede Betriebsbedingung und jedes Modell unterschied-
lich. In den folgenden Modellen wurde ein idealisierter Verlauf des Leistungsbeiwerts cp (siehe
Gleichung 2.3) analog zu der Berechnung von Quaschning gewählt [41].

cp(v) =















0 : v ≤ vstart
cp,max : vstart < v < vN
2·PN

ρ·A·v3
: vN ≤ v ≤ vstop

0 : v > vstop

(2.3)

Erst ab einer bestimmten Windgeschwindigkeit kann eine Windenergieanlage auch Strom er-
zeugen. Diese Anschaltgeschwindigkeit einer Windenergieanlage wird mit vstart bezeichnet
und nimmt im Modell einen Wert von 2.5 m/s an. Zwischen dieser Geschwindigkeit und der
Nenngeschwindigkeit6 vN , die im Modell einen Wert von 11.7 m/s hat, erreicht der Leis-
tungsbeiwert sein Maximum cp,max von 0.453. Oberhalb der Nenngeschwindigkeit nimmt der
Leistungsbeiwert rapide ab, bis er schließlich bei der Abschaltgeschwindigkeit vstop von 25 m/s
auf 0 sinkt. Das Absinken des Leistungsbeiwertes zwischen Nenn- und Abschaltgeschwindig-
keit wird über die gebrochen rationale Funktion bestimmt, die als Parameter die Nennleistung
PN , die Rotorfläche A und die Luftdichte ρ enthält (siehe Gleichung 2.3). Die modellierten
Anlagen haben eine Nennleistung von 1.5 MW. Der Leistungsbeiwert für oben beschriebene
Werte und die zugehörige Leistungskurve werden in Abbildung 2.3 dargestellt.

2.1.7 Photovoltaikanlagen

Durch die Nutzung von Photovoltaikanlagen wird die solare Energie direkt in elektrische
Energie gewandelt. Die Intensität der Sonneneinstrahlung an der Grenze zur Atmosphäre
wird als Solarkonstante beschrieben und beträgt 1.367 kW/m2. Je nach Luftfeuchtigkeit,
Bewölkung und der Länge des Weges, den die Strahlen durch die Atmosphäre zurücklegen
müssen, ist der Teil der Einstrahlung, der auf der Erdoberfläche eintrifft verschieden. Im
Tagesdurchschnitt erreichen 165 W/m2 die Erdoberfläche [52].

6Als Nenngeschwindigkeit bezeichnet man die Windgeschwindigkeit, bei welcher einer Windenergieanlage
ihre Nennleistung abgibt. Die Nennleistung ist jene Leistung, die eine Windenergieanlage unter optimalen
Bedingungen erbringen kann.
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In Deutschland rechnet man an einem sonnigen Tag mit einer maximalen Sonneneinstrahlung
von 1 000 W/m2. Im Schnitt scheint die Sonne etwa 5 Stunden pro Tag. Die Leistung einer
Photovoltaikanlage wird in Watt-peak (Wp) ausgedrückt. Dies ist die Nennleistung die ein
Solarmodul bei optimalen Bedingungen erreichen kann. Die Ermittlung des Ertrages, den eine
Photovoltaikanlage an einem bestimmten Ort liefert, wird im wesentlichen durch die dortige
Sonneneinstrahlung bestimmt. Je höher die Einstrahlung, um so größer ist die Stromernte.
In Deutschland erzeugt eine Photovoltaikanlage mit einer Leistung von 100 Wp etwa 1 kWh
Strom pro Jahr.

2.1.8 Kraftwerksdaten

Dieser Abschnitt fasst die wesentlichen Kennzahlen der Kraftwerke zusammen, die für die Ar-
beit von Bedeutung waren. Dazu gehören die Kosten und Aufwendungen für Installation und
Betrieb der Kraftwerke, Wirkungsgrade, Nutzungsdauer, Volllaststunden sowie die Bauzeit.
Für die Berechnung der Treibhausgasemissionen sind auch die spezifischen Emissionskoeffizi-
enten von Bedeutung.

Einheiten BRK STK GuD GT AKW LWK WEA-ona WEA-off

Inv. Aufwendung e/kW 1100 935 526 255 2050 3221 900 1700
Fixkosten e/kW 19.75 21.03 13 10.23 61.5 80.53 38 50
var. Kosten e/kWh 0.005 0.013 0.0012 0.0005 0.0051 0.00001 0.00001 0.00001
Wirkungsgrad 0.48 0.51 0.58 0.33 0.33 1 1 1
Emissionb kg/kWh 0.396 0.338 0.2 0.2 0 0 0 0
Nutzungsdauer Jahre 30 30 30 25 60 45 15 15
Volllaststunden h 7000 6000 6000 6000 7700 5000 1000 3000
Bauzeit Jahre 4 4 3 2 5 3 1 2

aOnshore-Windenergieanlagen (WEA-on): Windenergieanlagen auf dem Festland; Offshore-
Windenergieanlagen (WEA-off): Windenergieanlagen auf See

bCO2-Emission je eingesetztem Brennstoff

Tabelle 2.1: Kraftwerksdaten

Die Daten orientieren sich im wesentlichen an den vom Bremer Energie Insitut [40] und
Gemis [38] angenommenen Werten.

2.2 Stromspeicher

Als Stromspeichertechnologien existieren Pumpspeicherkraftwerke. Das Wasser wird meist in
künstlich erzeugten hoch gelegenen Speicherseen gesammelt. Bei Bedarf wird eine Schleuse
geöffnet, so dass das Wasser ins Tal auf eine Turbine geleitet wird. Die Fallhöhe beträgt
meist mehr als 15 Meter und kann bis zu mehrere hundert Meter erreichen [15][50]. Bei
Pumpspeicherkraftwerken existiert zu dem sogenannten Oberbecken ein Unterbecken, welches
das über die Turbine geleitete Wasser auffängt. Ist genügend Strom im System vorhanden,
kann das Wasser aus dem Unterbecken über einen elektrisch betriebenen Generator zurück in
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den Speichersee gepumpt werden. Bis zu 94% der zugeführten Energie kann in elektrischen
Energie umgewandelt werden [23].

Je nach Speicherumfang können durch diese Speichertechnologien tägliche Lastschwankungen
in begrenztem Umfang ausgeglichen werden. Deutsche Speicherkraftwerke mit mehr als 2 MW
und Pumpspeicherkraftwerke mit mehr als 100 MW sind in Abbildung 2.2 dargestellt.

Das technische Ausbaupotential der Wasserkraft ist in Deutschland weitestgehend ausge-
schöpft. Das größte Pumpspeicherkraftwerk Goldisthal mit seiner Leistung von 1060 MW
wurde 2004 in Betrieb genommen [23]. Ein aktuelles Neubauprojekt ist das Pumpspeicher-
kraftwerk Atdorf. Es soll eine elektrische Leistung von 1400 MW haben und vorraussichtlich
im Jahr 2019 in Betrieb gehen [47].

2.3 Transport und Übertragung elektrischer Energie

Für die Übertragung, den Transport und die Verteilung von Strom ist ein ausgeklügeltes Netz-
system zuständig. Deutschland liegt, was die Versorgungssicherheit betrifft, an europäischer
Spitze und hat mit seinen rund 1.7 Millionen Kilometern das längste Stromnetz in Europa. Die
Stromausfälle als Folge von Betriebsstörungen sind somit im europäischen Vergleich deutlich
niedriger.

Um den verschiedenen Ansprüchen aller Endverbraucher Rechnung zu tragen, besteht das
deutsche Stromnetz aus vier Spannungsebenen [50]:

• das Höchstspannungsnetz ist ein überregionales Übertragungsnetz mit einer Höchst-
pannung von 380/220 kV. Hier wird die Energie über große Entfernungen von den
Erzeuger- zu den Verbraucherzentren transportiert. Für sehr große Entfernungen sind
auch Spannungen von 765 kV denkbar. Dieses 380/220-Kilovolt-Netz bildet sozusagen
das Rückgrat der Energieversorgungsinfrastruktur. Über Kuppelleitungen ist es an das
internationale Verbundnetz angeschlossen.

• das Hochspannungsnetz mit einer Spannung von 110 kV sorgt für die Grobverteilung
von elektrischer Energie. Es ist für die regionale Übertragung der Energie von den Ent-
nahmeknoten der Höchstspannungsnetze zu den kleineren Verteilerunternehmen, aber
auch zu Sondervertragskunden zuständig.

• Mittelspannungsnetze haben Spannungsebenen von 10 kV, 20 kV und 30 kV. Über diese
Netze wird der Strom an die Transformatorstationen des Niederspannungsnetzes oder
an Einrichtungen (Behörden, Schulen, Fabriken) verteilt. Strom aus kleineren von Stadt-
werken betriebenen Kraftwerken wird ebenfalls in die Mittelspannungsnetze eingespeist.

• Niederspannungsnetze mit Spannungen von 235 V, 400 V und 690 V bilden die un-
terste Hierachie der Netze, hierzu gehören Orts- und Industrienetze. Diese Netze sind
für die Feinverteilung des Stromes an die Endkunden (Haushalte, Industrie, Gewerbe,
Verwaltung) verantwortlich.

14



KAPITEL 2. ERZEUGUNGS-, SPEICHER- UND TRANSPORTTECHNOLOGIEN

Um eine optimale Versorgungssicherheit zu garantieren ist Deutschland in vier Regelzonen
unterteilt, deren Höchstspannungsnetze von den vier Netzbetreibern EnBW Transportnetzge-
sellschaft, E.ON Netz, RWE Transportnetz Strom und Vattenfall Europe Transmission betrie-
ben werden. Die Netzbetreiber haben dafür Sorge zu tragen, dass Leistungsflüsse so gesteuert
werden, dass Sicherheitslimits eingehalten werden und Frequenz und Spannung innerhalb ei-
nes Toleranzbandes bleiben [50]. Erzeugung und Verbrauch müssen stets ausgewogen sein.
Die Beschaffung der Regelenergie erfolgt auf offenen, transparenten Märkten entsprechend
den Vorgaben des Bundeskartellamtes. Nicht zuletzt gewährleisten die Netzbetreiber eine
möglichst kostengünstige Weiterleitung der elektrischen Energie in alle Teile Deutschlands.
Wieviel Geld ein Netzbetreiber mit seinem Höchstspannungsnetz verdienen darf, wird von der
Bundesnetzagentur streng reguliert. Diese sogenannte Anreizregulierung (Price-Cap Regulie-
rung) als behördliches Regulierungsinstrument gilt seit Januar 2009 in der Bundesrepublik
Deutschland. Sie regelt die Netzentgelte für Strom und Gas und soll zu mehr Wettbewerb
und zu sinkenden Energiepreisen für die Verbraucher führen.

Alle Netze Kontinentaleuropas sind zum so genannten Verbundnetz zusammengeschaltet. Das
Verbundnetz erhöht die Wirtschaftlichkeit aller angeschlossenen Kraftwerke und verbessert
nochmals die Versorgungssicherheit. Mitglieder des europäischen Verbundnetzes UCTE (Uni-
on for the Co-ordination of Transmission of Electricity) waren bisher 34 Übertragungsnetzbe-
treiber aus 22 Ländern. Seit dem 1. Juli 2009 werden die Aufgaben der UCTE vom European
Network of Transmission System Operators for Electricity (ENTSO-E) übernommen.

2.4 Stromversorgung in Deutschland

Die Stromversorgung von Deutschland beruht auf einem breit angelegten Energieträgermix,
bestehend aus Stein- und Braunkohle, Erdgas, Mineralöl, Kernenergie und erneuerbaren Ener-
gien.

2.4.1 Entwicklung der Kraftwerkskapazitäten

Die Entwicklung des deutschen Kraftwerkparks der letzten Jahre ist in Abbildung 2.4 darge-
stellt. Die installierte Leistung an fossil befeuerten Kraftwerken ist seit 1991 um knapp 14%
zurückgegangen. Steinkohlekraftwerke sanken von 34.2 auf 29.5 GW im Jahr 2007, Braun-
kohlekraftwerke von 29.5 GW auf 22.5 GW und ölbefeuerte Kraftwerke von 10.5 GW auf 5.4
GW. Die installierte Leistung der Gaskraftwerke schwankt zwischen den Jahren. Die Leis-
tung der Kernkraftwerke ist in den letzten Jahren relativ konstant bei 23.4 GW. Jedoch sind
seit 2002 erste Anzeichen des von der rot-grünen Bundesregierung geplanten Atomausstieges
bemerkbar.

Die Erneuerbaren Energien dagegen verzeichnen seit den neunziger Jahren ein starkes Wachs-
tum, welches politisch gewünscht war und durch gesetzliche Regelungen (Stromeinspeisege-
setz, Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG)) entsprechend gefördert wurde. Die Stromerzeu-
gungskapazitäten mittels Erneuerbarer Energien stiegen von 1991 bis 2007 um fast 260%.
Wasserkraftwerke steigen von 8.7 GW auf 10.1 GW und Windenergieanlagen von 0.1 GW auf
22.2 GW im Jahr 2007.
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Abbildung 2.4: Entwicklung der Bruttostromerzeugungskapazitäten in Deutschland nach
Energieträgern von 1991 bis 2007 (Quelle: BMWi [8])

Insgesamt nahm die installierte Kraftwerksleistung in Deutschland bis zum Jahr 2007 um 9.2%
auf 137.5 GW zu und bestand zu 57.1% aus Kraftwerken, die mit fossilen Energieträgern wie
Stein- und Braunkohle, Gas und Heizöl befeuert werden. Kernenergie nahm einen Anteil von
15.5% ein. Der Anteil Erneuerbare Energien wie Wasser, Wind und Sonstige betrug 27%,
wobei der Anteil der Windenergie allein schon 16.2% erreicht.

Die Stromerzeugung erhöhte sich von 1991 bis 2007 deutlich stärker als die installierte Kraft-
werksleistung und stieg um mehr als 18% auf knapp 637.6 TWh. Der Anteil der Stromer-
zeugung aus fossilen Quellen betrug im Jahr 2007 rund 62%. Kernkraftwerke steuerten mit
24.2% fast ein Viertel der Gesamtstromerzeugung bei. Nur 13.8% des Stromes stammte aus
Erneuerbaren Energiequellen.

Auch in Zukunft ist Deutschland als hoch entwickeltes Industrieland auf eine kostengüns-
tige, umweltfreundliche und sichere Stromversorgung angewiesen, um damit Beschäftigung,
Wohlstand und wirtschaftliches Wachstum voranzutreiben. In welche Richtung sich der Kraft-
werkspark der Zukunft entwickelt, wird durch politische (Atomausstieg, EEG, Kyotoproto-
koll), technische (Restlaufzeit bestehender Kraftwerke) und wirtschaftliche (Strompreis, Nach-
frage, Kosten) Faktoren beeinflusst. Die Anforderungen an das zukünftige Elektrizitätsversor-
gungssystem wurden in zahlreichen Studien7 u. a. der Deutschen Energie-Agentur (dena), des
Umweltbundesamtes (UBA) und des Energiewirtschaftlichen Instituts an der Universität zu
Köln (EWI) untersucht. Es wird der Ausbau erneuerbarer Energien sowie eine Reduzierung
der Abhängigkeit von importierten Energieträgern angestrebt, um bei einem Ausstieg aus der
Kernenergie die Versorgungssicherheit zu gewährleisten.

7vergleiche [11],[53],[16],[17]
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2.4.2 Entwicklung der Energiepreise

Die deutschen Kraftwerke werden hauptsächlich mit den Brennstoffen Erdgas, Stein- und
Braunkohle sowie Rohöl und Uran befeuert. Auf die Preisentwicklung der einzelnen Brenn-
stoffe wird in diesem Abschnitt eingegangen.
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Abbildung 2.5: Entwicklung der Brennstoffkosten von 1991 bis 2008 (Quelle: BMWi [8])

In den letzten Jahren sind die Einfuhrpreise von Rohöl, Erdgas und Steinkohle, wie in Ab-
bildung 2.5 dargestellt, gestiegen. Der Preis von Rohöl stieg im Dezember 2008 gegenüber
1991 fast um das 4-fache. Die Konflikte im Nahen Osten haben ihre Auswirkungen auf den
Rohölpreis gezeigt, ebenso wie der Hurrikan Katrina, der im Jahr 2005 die Ölförderung im
Golf von Mexiko und damit auch die Raffination in den USA beeinträchtigte. Das Umwelt-
bundesamt geht davon aus, dass die Energiepreise durch Spekulation am Terminmarkt, durch
Verknappung und eine erhöhte Nachfrage weiterhin ansteigen werden [56]. Die Erdölreserven
befinden sich zum Großteil am Persischen Golf und in Zentralasien, sie sind damit geogra-
phisch ungleich verteilt. Die statische Reichweite8 bei Erdöl bewegt sich zwischen 40 und 45
Jahren [10].

Der Gaspreis ist an die Entwicklung des Ölpreises gekoppelt, wodurch dieser seit 1999 ein star-
kes Wachstum verzeichnet (siehe Abbildung 2.5). Der Gaspreis lag 1999 bei 0.006 EUR/kWh
und stieg bis zum Jahr 2008 auf 0.027 EUR/kWh. Über 25% der Erdgaslagerstätten sind zwi-

8Die statische Reichweite gibt die Zeitspanne an, für die die aktuell bekannten weltweiten wirtschaftlich
förderbaren und bekannten Vorkommen eines Rohstoffs bei weiter aktuellem Verbrauch reichen würden.
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schen Sibirien und dem mittleren Osten zu finden und weitere 30% in Iran und Katar9. Dies
führt zu einer hohen Abhängigkeit von nur wenigen Lieferländern. Die statische Reichweite
der konventionellen Erdgasreserven beträgt ca. 65 Jahre [15].

Im Gegensatz zu Öl und Gas, die nur in wenigen Regionen der Erde gefördert werden, ist
Kohle gleichmäßiger über die Kontinente verteilt und unterliegt dadurch auch geringeren
Preisschwankungen. Durch den Anstieg der Kohlenachfrage in China, Indien und den USA
und dem stetigen Wachstum der Stahlindustrie stieg der Preis seit 1999 dennoch auf das
Doppelte im Jahr 2007 (von 0.004 auf 0.008 EUR/kWh). In der Bundesrepublik ist die Stein-
kohleförderung bereits seit Jahrzehnten in der Umstrukturierung. Seit den 1950er Jahren
versucht man den Strukturwandel durch Einfuhrbegrenzungen und Abnahmepflichten der
Stromwirtschaft und Stahlindustrie aufzuhalten. Die Steinkohleförderung in Deutschland ist
international nicht wettbewerbsfähig, da die Kohlevorkommnisse zu tief im Erdinneren liegen.
Sie muss deshalb subventioniert werden [15].

In der Braunkohleförderung ist Deutschland Spitzenreiter, gefolgt von Russland, Griechenland
und Australien. Braunkohlekraftwerke stehen meist nahe der Förderstätten, da der Transport
aufgrund der geringeren Energiedichte von Braunkohle über größere Entfernungen unwirt-
schaftlich wird. Braunkohle wird im Rheinischen, Lausitzer, Mitteldeutschen und Helmsted-
ter Revier in zehn Tagebauen gefördert. Die Braunkohle wird durch mit der Elektrizitäts-
wirtschaft vertikal integrierte Unternehmen gefördert, wodurch es keinen Handelspreis für
Braunkohle gibt. Die Gewinnungskosten sind aber geringer als der Weltmarktpreis für Stein-
kohle [15].

Der wichtigste Kernbrennstoff ist wegen seiner guten Spaltbarkeit das Uranisotop 235U . In
der Natur kommt Uranerz vor, das zu 99.3% aus 238U und zu 0.7% aus dem Isotop 235U
besteht. Beim Abbau von Uranerzen wird Uranoxid U3O8 als Zwischenprodukt gewonnen.
Um als Kernbrennstoff einsatzfähig zu sein, muss dieses Uranoxid noch umgewandelt und
angereichert werden, so dass das 235U -Isotop einen Anteil von 3-4% am Kernbrennstoff hat,
damit die Kettenreaktion fortgesetzt werden kann.

Die Kosten für Uranoxid nehmen nach TradeTech10 Werte im Bereich zwischen 22-211
USD/kg U3O8 an, wobei sich seit 2003 ein deutliches Wachstum abzeichnet11. Zu den Kosten
der Uranoxidgewinnung kommen noch die Kosten für Konversion, Anreicherung und Brenn-
elementherstellung. Bei einem U3O8-Preis von 130 USD/kg erhält man so Kosten von 2500
USD pro Kilogramm Uranoxid-Pulver UO2, das in Kernkraftwerken zum Einsatz kommt. Aus
einem Kilogramm UO2 können wiederum 315 MWh Elektrizität erzeugt werden, was zu ei-
nem Brennstoffpreis von 0.0078 USD/kWh führt. Bei einem Wechselkurs von 1,47 USD/EUR
entspricht dies 0.0053 EUR/kWh [15]. Nach Gemis liegen die Brennstoffkosten für Uran bei
ca. 0.004 EUR/kWh. Hauptsächlich wird Uran in Kanada, Australien, Kasachstan, Nigeria
und Russland produziert, d.h Deutschland ist gänzlich auf Importe angewiesen. Die statische
Reichweite der Uranreserven liegt nach Erdmann zwischen 70 und 100 Jahren.

In den während der Promotion entwickelten Modellen wurde mit den Energiepreisen aus

9vergleiche Erdmann, Seite 221 ff, [15]
10http://www.uranium.info
11Der Anstieg der Uranpreise ist begründbar durch die eingeschränkten Uranexporte Russlands, sowie eine

Serie von Störfällen in Uranminen und Aufbereitungsanlagen [15].
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Tabelle 2.2 gerechnet.

Einheit Uran Gas Steinkohle Braunkohle

[EUR ct/kWhth] 0.41 1.4, 2.4, 3.5 0.87 0.59

Tabelle 2.2: Auflistung der Brennstoffkosten
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Kapitel 3

Stochastisches Modell

Im Zusammenhang mit der derzeit stark diskutierten Klimaerwärmung ist die Forderung nach
einer CO2-Emissionsreduzierung stark in den Vordergrund gerückt. Der geplante Ausstieg der
Atomenergie bis 2022 und stetig steigende Preise für fossile Primärenergieträger bedeuten für
die Energieversorgungsunternehmen eine Umstrukturierung des derzeitigen Kraftwerksparks.
Im Rahmen dieser Arbeit wurde mit Hilfe eines Modells das deutsche Energieversorgungssys-
tem in sehr hoher räumlicher Auflösung abgebildet. Um das Problem der Kraftwerksplanung
und Kraftwerkseinsatzplanung zu modellieren wurde ein zweistufiges stochastisches lineares
Programm mit diskreter Wahrscheinlichkeitsverteilung entwickelt, welches den kostenopti-
malen Kraftwerkspark unter Berücksichtigung der schwankenden Stromnachfrage, des fluk-
tuierenden Winddargebots und einer CO2-Emissionsbeschränkung berechnet. Dabei fließen
die Brennstoffkosten u.a. für Gas als stochastische Größen in das Modell mit ein. Um die
Emissionen zu regulieren wurden Kosten für CO2-Zertifikate in das Modell integriert, die
ebenfalls sehr großen Schwankungen unterliegen und somit als stochastische Parameter in der
Berechnung berücksichtigt werden. Es wurden Szenarien berechnet, die u. a. den Ausstieg
aus der Kernenergie, die Integration von Windenergie in das bestehende System als auch den
Ausbau der Photovoltaik untersuchen. Dabei wurde vor allem auf die bei der Stromerzeu-
gung anfallenden Emissionen sowie die Strompreisentwicklung eingegangen. Eine ausführliche
Beschreibung des Modells und die Auswertung wesentlicher Szenarien werden im Folgenden
beschrieben.

3.1 Aufbau des Kapitels

Das Kapitel beginnt mit einer Einführung in die zweitstufige stochastische Programmierung.
Hier werden die Unterschiede zwischen stochastischer Programmierung, einfacher Szenarien-
analyse und Erwartungswertansatz dargestellt, um im Abschnitt 3.3 die Güte der drei Ansätze
zu bewerten und somit die Motivation für den stochastischen Programmierungsansatz her-
auszustellen.

Im Abschnitt 3.4 wird das in dieser Arbeit entwickelte Modell im Detail beschrieben. Hier
werden zunächst die für das Modell notwendigen Eingabedaten dargestellt. Zu ihnen gehören
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die Kraftwerke, das Übertragungsnetz, die Stromnachfrage, das Winddargebot und die Son-
neneinstrahlung. Im Anschluss daran wird auf die mathematische Formulierung eingegangen,
indem die Zielfunktion sowie die relevanten Nebenbedingungen erläutert werden.

Nachdem der Inhalt sowie die Funktionsweise des Modells in den vorangegangenen Abschnit-
ten beschrieben wurden, werden nun in Abschnitt 3.5 verschieden Szenarien und ihre Ergeb-
nisse vorgestellt. Bei der Szenarienwahl wurden die Schwerpunkte auf folgende Themengebiete
gelegt: Auswirkung und Kosten der Windenergienutzung, mögliche Begrenzungen der CO2-
Emission, Ausstieg aus der Kernenergie und Ausbau der Photovoltaik. Im Anschluss an die
Ergebnissdarstellung findet eine Gegenüberstellung von Kosten und Emissionen, die in den
gerechneten Szenarien anfallen, statt.

Abgerundet wird das Kapitel mit einer Modellbewertung in Abschnitt 3.6, in dem die Ergeb-
nisse des stochastischen Modells, mit den Ergebnissen der Szenarienanalyse und dem Erwar-
tungswertansatz verglichen werden.

3.2 Einführung in die zweistufige stochastische Programmie-

rung

Dieser Abschnitt stellt einen Einblick in die stochastische Programmierung dar, für eine tiefer-
gehende Diskussion sei auf die Arbeiten von Birge und Louveaux [7] sowie Kall und
Wallace [29] verwiesen.

Lineare Optimierungsprobleme bestehen aus einer linearen Zielfunktion, die unter linearen
Nebenbedingungen zu Minimieren bzw. Maximieren ist. Die Entscheidungsvariablen werden
mit x bezeichnet. Die Restriktionen bzw. Nebenbedingungen werden in der Standardform mit
Ãx = b̃ zusammengefasst:

min z(x) = c̃Tx (3.1)

unter Ãx = b̃

x ≥ 0

mit Ã ∈ R
m×n,m ≤ n, b̃ ∈ R

m, c̃ ∈ R
n, und der Variablen x ∈ R

n. Aus geometrischer
Sicht beschreibt jede lineare Gleichung mit den Variablen x1, . . . , xn eine Hyperebene im n-
dimensionalen Bildraum, eine lineare Ungleichung einen Halbraum, in dem alle Punkte auf
einer Seite der Hyperebene liegen. Dieser Halbraum stellt die Menge aller zulässigen Lösungen
für diese Ungleichung dar. Mehrere Restriktionen definieren durch den Schnitt aller zugeord-
neten Halbräume den Zulässigkeitsbereich, der einen konvexen Polyeder bildet. Im Folgenden
wird davon ausgegangen, dass der Zulässigkeitsbereich nicht leer ist und das Problem lösbar
ist und somit ein Optimum existiert. Diese Optimum ist dann am Rand des Zulässigkeitsbe-
reichs in einer Ecke bzw. Schnittmenge zu finden. Eine Ecke eines Polyeders ist ein Punkt, in
dem sich n linear unabhängige Ungleichungen schneiden, dabei ist n die Anzahl der Variablen.
Da es sich im linearen Fall um eine lineare Zielfunktion handelt, ist jedes lokale Optimum
auch ein globales [2].

Im hier entwickelten Modell soll ein Kraftwerkspark gewählt werden, der die Nachfrage decken
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kann. Die Investitionsaufwendungen für den Bau sowie die Kosten für die Stromerzeugung sol-
len dabei minimiert werden. Die Entscheidungsvariablen sind somit die Leistung der einzelnen
Kraftwerke, sowie deren Erzeugungsmengen.

Zum Lösen eines solchen Problems kann der Simplexalgorithmus von Dantzig herangezogen
werden1. Solch eine Modellformulierung (3.1) optimiert ein gegebenes Problem unter der Vor-
aussetzung der perfekten Voraussicht. Betreffen die Entscheidungen aber mehrere Zeitebenen,
so können Geschehnisse der Zukunft nicht mehr mit Sicherheit vorhergesagt werden.

In der Realität schwanken also die Parameter Ã, b̃ und c̃, sie sind von Unsicherheit geprägt
und können somit nur bedingt vorhergesagt werden. Solche Unsicherheiten treten z.B. beim
Wetter, bei Preisentwicklungen oder bei Wachstumsraten auf. Je nach Problemformulierung
können sowohl die Restriktionen des Problems von Unsicherheit betroffen sein, also Koef-
fizienten der Matrix Ã bzw. des Vektors b̃, als auch die Zielfunktion selbst und somit der
Kostenvektor c̃.

In dem in dieser Arbeit entwickelten Modell wären folgende Unsicherheiten denkbar:

• Das Winddargebot und auch die Sonneneinstrahlung sind für die Stromerzeugung mit
Windenergie- oder Photovoltaikanlagen von elementarer Bedeutung, sie sind aber nicht
mit Sicherheit vorhersagbar ⇒ Koeffizienten der Restriktionsmatrix Ã sind betroffen

• Die Nachfrage kann schwanken ⇒ Koeffizienten des Vektors b̃ sind betroffen

• Für den Betrieb herkömmlicher Kraftwerke spielen die Brennstoffkosten eine Rolle, de-
ren Entwicklung unsicher ist ⇒ Koeffizienten des Kostenvektors c̃ sind betroffen

Unter der Voraussetzung, dass mögliche Zustände für die unsicheren Parameter bekannt sind,
können durch den Ansatz der stochastischen Programmierung Schwankungen bis zu einem
gewissen Grad berücksichtigt werden. Anstelle von konstanten Parametern, wie im determi-
nistischen Fall, werden nun Zufallsvariablen in das Modell integriert. Die Zufallsvariable wird
im Folgenden mit ω bezeichnet. Nun ist also das Problem min z(x, ω) zu lösen, das zusätzlich
von der Zufallszahl ω abhängig ist.

deterministisches Problem stochastisches Problem
sichere Daten unsichere Daten

Ã A T,W
c̃ c q

b̃ b h

Tabelle 3.1: Parameter des deterministischen und stochastischen Problems

Teilt man die Zielfunktion und die Restriktionen wie in Tabelle 3.1 dargestellt auf in einen
Teil, der die Parameter und Variablen (c, A, b, x) enthält, die mit Sicherheit bestimmt werden

1Für eine ausführliche Beschreibung linearer Optimierungsprobleme und deren Lösungsalgorithmen sei auf
die Arbeiten [29], Seite 48 ff, [3] und [25] verwiesen.
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können und einen Teil der die Parameter und Variablen (q, T , W , h, y) enthält, die durch
Unsicherheit geprägt sind, kann das Problem formuliert werden als:

min z(x, ω) = cTx+ q(ω)T y(ω) (3.2)

unter Ax = b

T (ω)x+Wy(ω) = h(ω)

x, y(ω) ≥ 0

Dabei sind c ∈ R
n1 , q ∈ R

n2 ,b ∈ R
m1 , h ∈ R

m2 , A ∈ R
m1×n1 , W ∈ R

m2×n2 und T ∈ R
m2×n1 .

Die Entscheidungsvariablen sind x und y. Die Schreibweise q(ω) drückt aus, dass die Kosten
q vom Zustand ω abghängen und somit ungewiss sind; gleiches gilt für T (ω) und h(ω).

Eine alternative Schreibweise des Problems 3.2 ist die implizite Darstellung 3.3-3.4:

min z(x, ω) =
{

cTx+Q(x, ω)|Ax = b, x ≥ 0
}

(3.3)

mit

Q(x, ω) = min
{

q(ω)T y(ω)|Wy(ω) = h(ω)− T (ω)x, y(ω) ≥ 0
}

(3.4)

Es gibt verschiedene Herangehensweisen für den Umgang mit Unsicherheit in Entscheidungs-
problemen. Diese werden im Folgenden skizziert, wobei der Ansatz der stochastischen Pro-
grammierung, der unter 3. beschrieben wird, sicherlich die beste Lösung liefert. Jeder Zustand
ωi von ω stellt ein mögliches Szenario dar.

1. Szenarienanalyse mit perfekter Voraussicht

Bei diesem Ansatz geht man davon aus, dass der Entscheidungsträger solange abwar-
ten kann bis der Zustand ωi eingetreten ist und es somit keine Unsicherheit mehr gibt,
deshalb wird dieser Ansatz auch wait-and-see genannt [1][6]. Für jedes Szenario ωi wird
dann die Optimallösung bestimmt. Geht man von einer diskreten Wahrscheinlichkeits-
verteilung aus mit abzählbar vielen Zuständen so erhält man d lineare deterministische
Probleme die unter voller Voraussicht bei perfektem Informationsstand bestimmt wer-
den:

min z(x, ωi) = cTx+ q(ωi)
T y(ωi) (3.5)

unter Ax = b

T (ωi)x+Wy(ωi) = h(ωi)

x, y(ωi) ≥ 0

Als Ergebnis erhält man d verschiedene Lösungen. ZFi = min z(x, ωi) ist dabei der
Zielfunktionswert des Szenarios ωi für i = 1, ..., d. Wenn die Wahrscheinlichkeiten pi für
jeden Zustand ωi und damit für jeden Zielfunktionswert ZFi bekannt sind, kann der
Erwartungswert bezüglich ω dieser Zielfunktionswerte berechnet werden, dieser wird
mit WS (erwarteter Zielfunktionswert bei perfekter Information) bezeichnet

WS := Eω [minxz(x, ω)] =
∑

i

piZFi (3.6)
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Der Nachteil dieser Szenarienanalyse ist, dass er keine Handlungsempfehlung liefert, die
zum Zeitpunkt der Entscheidungsfindung umsetzbar ist, da nicht bekannt ist welcher
Fall eintreten wird.

2. Erwartungswertansatz

In der Praxis wird die Problemdarstellung 3.9, wie sie unter Punkt 3 beschrieben wird,
wegen der Anzahl möglicher Realisationen und der daraus resultierenden Problemgrö-
ße oft vermieden und es wird auf den Erwartungswertansatz zurückgegriffen [6]. Bei
diesem Ansatz wird der Erwartungswert ω̄ der zugrundeliegenden Zufallsvariablen be-
stimmt. Man geht davon aus, dass auf lange Sicht, bei genügend häufiger Durchführung
die dabei gemachten Fehler reduziert werden. Man erhält ein lineares deterministisches
Optimierungsproblem als

”
Durchschnittsproblem“:

min z(x, ω̄) = cTx+ q(ω̄)T y(ω̄) (3.7)

unter Ax = b

T (ω̄)x+Wy(ω̄) = h(ω̄)

x, y(ω̄) ≥ 0

Die Optimallösung des Problems 3.7 sei (x̄(ω̄), ȳ(ω̄)) und EV sei der zugehörige Ziel-
funktionswert. Das erwartete Ergebnis nach Umsetzung der Handlungsempfehlung x̄(ω̄)
das von der Realisierung der Zufallsvariablen ω abhängig ist wird mit EEV bezeichnet
und ist definiert als:

EEV := Eω(z(x̄(ω̄), ω)) (3.8)

Der EEV beschreibt wie gut bzw. schlecht die Handlungsempfehlung x̄(ω̄) für das Ein-
treten eines jeden möglichen Zustandes ist. Er stellt ein Maß für die Güte dieser Aus-
gangsentscheidung dar, indem die Entscheidungsvariablen y als Funktion von x̄(ω̄) und
ω optimal gewählt werden [7]2.

3. Stochastische lineare Optimierung

Eine weitere Möglichkeit ein System unter Unsicherheit optimieren zu können, ist mit
Hilfe des stochastischen Programmierungsansatzes. Dabei wird der Erwartungswert Eω

bezüglich ω des Problems 3.2 minimiert. Die Entscheidungsvariablen x und y müssen
zur gleichen Zeit bestimmt werden, deswegen nennt man diesen Ansatz auch here-and-
now [7]. Dazu wird analog zur Formulierung 3.3 - 3.4 das Problem unterteilt in ein
Haupt- und ein Unterproblem.

Das Hauptproblem enthält den Teil der Zielfunktion mit zufallsfreien Kosten (c), die
Nebenbedingungen (Ax = b, x ≥ 0), die nicht von Unsicherheit betroffen sind, so-
wie den Erwartungswert des Unterproblems. Die Entscheidungsvariablen des Hauptpro-
blems nennt man first-stage Variablen oder Ausgangsentscheidung, da sie zu Beginn des
Planungszeitraums unter Unsicherheit bestimmt werden müssen, also bevor die Reali-
sierung von ω bekannt ist. Die Ausgangsentscheidungen werden mit x bezeichnet. Im

2vgl. Birge, Louveaux Seite 139f.
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weiteren Planungszeitraum sind sie fixiert. In obigem Beispiel wären dies die Entschei-
dungen der Kraftwerkskapazitäten, die jetzt gebaut werden müssen, um sie in Zukunft
für die Stromerzeugung nutzen zu können.

Das Unterproblem enthält den Teil der Zielfunktion, der durch zufallsbehaftete Kosten
(q) geprägt ist und die Nebenbedingungen (Wy(ω) = h(ω)− T (ω)x), die ebenfalls sto-
chastische Parameter aufweisen oder die von Unsicherheit abhängige Variablen enthal-
ten. Die Entscheidungsvariablen des Unterproblems nennt man second-stage Variablen
oder auch Rekurs-Variablen, da sie sowohl von der Ausgangsentscheidung x, als auch
von der Realisierung der Zufallsvariablen ω abhängen. Sie werden im Folgenden mit y
bezeichnet. Diese Variablen werden auf

”
zweiter Stufe“, bei vollem Informationsstand,

wenn die Ausprägung von ω beobachtet wurde, bestimmt. Im Kraftwerksfall wären dies
die Erzeugungsmengen der einzelnen bereits gebauten Kraftwerke, die je nach Brenn-
stoffkosten, Winddargebot oder Sonneneinstrahlung unterschiedlich genutzt werden.

Die implizite Darstellung des stochastischen Problems sieht folgendermaßen aus; das
Hauptproblem hat die Form [7]:

min Eωz(x, ω) = cTx+ EωQ(x, ω) (3.9)

unter Ax = b

x ≥ 0

wobei Q(x, ω) das Unterproblem darstellt mit

Q(x, ω) = min
{

q(ω)T y(ω)|Wy(ω) = h(ω)− T (ω)x, y(ω) ≥ 0
}

(3.10)

Wie man an der Formulierung des stochastischen Problems 3.9 - 3.10 sieht, ist die Aus-
gangsentscheidung x unter Berücksichtigung von y und ω zu fällen. Dazu wird zunächst
das Unterproblem 3.10 gelöst, indem man davon ausgeht, dass die Ausgangsentscheidung
x bekannt ist und die Zufallsgröße ω beobachtet hat. Damit ist das Unterproblem für
jede beobachtete Zufallsgröße bekannt und kann unter perfekter Voraussicht optimiert
werden.

Im Falle von diskreter Verteilung von ω kann die implizite Problemdarstellung 3.9 und
3.10 umformuliert werden, Haupt- und Unterproblem werden damit nicht nacheinander
sondern gleichzeitig gelöst (siehe Formulierung 3.11).

Die Rekurs-Variablen fließen mit ihrem Erwartungswert in die Zielfunktion ein, die
wegen der diskreten Verteilung der Zufallsvariablen linear bleibt. Die Anzahl der Ne-
benbedingungen nimmt im Vergleich zum deterministischen Fall zu, da die definierten
Bedingungen für alle Realisationen ωi von ω erfüllt werden müssen. Diese Darstellung
wird auch als extensive Form bezeichnet, da alle second-stage Variablen explizit für alle
Szenarien bzw. möglichen Zufallsgrößen beschrieben werden [7].
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min

n1
∑

i=1

cixi +
d
∑

j=1

n2
∑

i=1

pjq(ωj)iy(ωj)i (3.11)

unter Ax = b

T (ω1)x+Wy(ω1) = h(ω1)

T (ω2)x+Wy(ω2) = h(ω2)

· · ·

T (ωd)x+Wy(ωd) = h(ωd)

x, y(ω) ≥ 0

Der Zielfunktionswert des sogenannten Rekurs-Problems 3.11 wird mit RP bezeichnet.

3.3 Motivation für stochastischen Ansatz

Die Motivation für stochastische Ansätze wird durch zwei Gütemaße gegeben. Hierzu gehören
der Expected Value of Perfect Information EVPI und der Value of Stochastic Solution VSS,
die sich beide aus den Zielfunktionswerten des stochastischen Ansatzes, einfacher Szenarien-
analyse bzw. dem Erwartungswertansatz ergeben. Diese Werte geben Aufschluss über den
Mehrwert, der durch eine explizite Berücksichtigung der Unsicherheit bei der Entscheidungs-
findung erzielt wird.

Der EVPI misst den Maximalbetrag, den ein Entscheidungsträger für die kompletten Informa-
tionen über zukünftige Ereignisse bereit ist zu zahlen. Er stellt also die Zahlungsbereitschaft
für perfekte Informationen dar. Der EVPI berechnet sich als Differenz aus dem Zielfunktions-
wert des Rekurs-Problems RP (stochastische Programmierung, here-and-now) und dem unter
1. auf Seite 23 beschriebenen erwarteten Zielfunktionswert bei perfektem Informationsstand
WS (vgl. Gleichung 3.11 und 3.6):

EV PI := RP −WS (3.12)

Der EVPI ist stets nicht negativ, er beschreibt damit den Verlust der durch Unsicherheit
auftritt [7]. Ein großer EVPI bedeutet, dass der Zufall eine wesentliche Rolle bei diesem
Problem spielt, es bedeutet aber nicht, dass das deterministische Problem keine gute Lösung
liefert. Ein kleiner EVPI dagegen bedeutet, dass die Stochastik nur eine untergeordnete Rolle
im jeweiligen Problem spielt [29].

Der VSS kann als Kosten für die Nichtbeachtung von möglichen Unsicherheiten interpretiert
werden. Durch diesen Wert wird gemessen wie gut bzw. schlecht der Erwartungswertansatz
gegenüber dem stochastischen Programm ist.

V SS := EEV −RP (3.13)

Der VSS ist stets nicht negativ und kann somit als Gewinn interpretiert werden, der durch
Berücksichtigung der Stochastik erzielt wird [7]. Der VSS schätzt also den Wert des Wissens
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unter Benutzung von Verteilungsannahmen zukünftiger Ereignisse, wohingegen der EVPI ein
Maß dafür darstellt die Zukunft mit Sicherheit zu kennen.

Die Grenzen des VSS und EVPI können von der von Madansky [34] aufgestellten Ungleichung
3.14 abgeleitet werden.

EEV ≥ RP ≥ WS ≥ EV (3.14)

Nach Definitionen 3.12 und 3.13 gilt also EEV − EV ≥ EV PI ≥ 0 und EEV − EV ≥
V SS ≥ 0 3. Das heißt, dass sowohl EVPI als auch VSS nach oben hin durch den gleichen
Wert beschränkt und nicht negativ sind 4. Wenn also der Zielfunktionswert des Erwartungs-
wertproblems EV den gleichen Wert annimmt wie der EEV, so bedeutet dies die Erwartung
tritt ein und somit ist keine Unsicherheit mehr vorhanden, die berücksichtig werden muss,
EVPI und VSS verschwinden damit.

3.4 Modellbeschreibung

Das deutsche Stromerzeugungs- und Übertragungssystem wurde mit einem zweistufig stochas-
tisch linearen Modell beschrieben. Mit dem Ziel der Minimierung der Gesamtkosten werden
unter Berücksichtigung der fluktuierenden Eigenschaft des Windes, der variierenden Brenn-
stoffkosten, des Übertragungsnetzes und der Kraftwerksalternativen durch das Modell u.a.
die nötigen Kapazitäten für die Erzeugung, Speicherung und den Transport und die dar-
aus resultierenden Stromflüsse zur stündlichen Lastdeckung bestimmt. Die dabei anfallenden
Strompreise des Energiemarktes werden aus den Grenzkosten der Erzeugung abgeleitet.

Die stochastischen Parameter sind die Brennstoffkosten, der CO2-Emissionspreis oder das
Winddargebot. Um die Linearität des Modells zu gewährleisten wurde eine diskrete Wahr-
scheinlichkeitsverteilung für die Zufallsvariablen gewählt. Aufgrund der Implementierung als
zweistufiges stochastisch lineares Modell lassen sich die Variablen unterteilen in Entschei-
dungen, die unter Unsicherheit und solche, die erst bei vollem Informationsstand nach Rea-
lisierung der entsprechenden Zufallsvariablen getroffen werden müssen. Zu den Ausgangs-
entscheidungen gehören die Entscheidungen über die in Zukunft benötigte Kraftwerks- und
Speicherleistung sowie den benötigten Ausbau des Übertragungsnetzes. Unter der Kenntnis
der Ausgangsentscheidung und der Ausprägung der Zufallsvariablen können dann die Rekurs-
Variablen berechnet werden. Zu ihnen gehören sämtliche Stromflüsse wie die Fahrweise des
Kraftwerkparks, die zu speichernde und die zu übertragende Energie. In Abhängigkeit der
Höhe des Winddargebots oder auch des Gaspreises, ist die Auslastung der einzelnen Kraft-
werke verschieden und damit auch die bei der Stromerzeugung anfallenden Emissionen sowie
die Strompreise.

3vgl. [1] und [6]
4vgl. auch [7], Seite 140ff.
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3.4.1 Eingabedaten

Das komplette Übertragungsnetz und der Kraftwerkspark der Regelzone Deutschland wurden
zusammengefasst. Daraus resultieren 29 Modellknoten, die stellvertretend die Verbraucherzen-
tren und Erzeugungszentren repräsentieren. Jedem Knoten wird damit eine Nachfragekurve,
das vorherrschende Winddargebot, die Sonneneinstrahlung in stündlicher Auflösung und der
dortige Kraftwerkspark zugewiesen.

Das Modell ermöglicht eine stundengenaue Auflösung in einem Zeitraum von einem Jahr.
Eine hohe zeitliche Auflösung ist notwendig, um tägliche, wöchentliche und saisonale Last-
schwankungen und insbesondere die schwankende Leistungsabgabe des Windes und der Sonne
angemessen berücksichtigen zu können. Für die Erfassung der Investitionsaufwendungen auf
Annuitätenbasis und der jährlich anfallenden Fix- und Erzeugungskosten ist eine Betrach-
tung von mindestens einem Jahr erforderlich. Da es aufgrund der enormen Datenmenge und
Rechenleistung herkömmlicher Rechner nicht möglich ist ein komplettes Jahr in stündlicher
Auflösung zu optimieren, wurde ein Auswahlverfahren für bestimmte Stunden und Tage ent-
wickelt, das relativ genau mit Hilfe von Gewichtungen dieser Stunden die Daten eines Jahres
simuliert.

Kraftwerke

In diesem Modell wurden neun Kraftwerkstypen unterschieden: Gasturbinen (GT), Gas-
und Dampfturbinen (GuD), Windenergieanlagen im On- und Offshore-Bereich (WEA-on
bzw. WEA-off), Kernkraftwerke (AKW), Steinkohlekraftwerke (STK), Braunkohlekraftwerke
(BRK), Laufwasserkraftwerke (LWK) und Photovoltaikanlagen (PV). Zur Stromspeicherung
werden Pumpspeicherkraftwerke (PSP) verwendet.

Die in Deutschland existierenden Kern-, Braunkohle und Laufwasserkraftwerke wurden den
entsprechenden Modellknoten zugeordnet und in Tabelle 3.2 aufgelistet. Wegen der geringen
Energiedichte eignet sich Braunkohle nicht zum Transport über größere Entfernungen, die
Braunkohlekraftwerke sind aus diesem Grund an die Standorte der Braunkohleförderung ge-
bunden. Atomkraftwerke sind in Deutschland nicht akzeptiert, ein Zubau an weiteren Stand-
orten ist somit nicht zu erwarten. Bei den Laufwasserkraftwerken ist kein nennenswertes
Potential mehr vorhanden. Aus diesen Gründen ist ein Kapazitätszubau der Braunkohle-
kraftwerke, Kernkraftwerke und Laufwasserkraftwerke über diese Grenzen hinaus im Modell
unterbunden.

Der mögliche Bau von Windenergieanlagen wurde gemäß dem Beschluss des Fachbeirats der
Dena-Netzstudie [11] modelliert. Der mögliche Zubau an Windenergieanlagen bis zum Jahr
2020 beträgt auf dem Land 20.8 GW auf offener See 25.6 GW. Die Zuordnung der Windener-
gieanlagen zu den Modellknoten wird aus Tabelle 3.2 ersichtlich.

Der Bau von Gasturbinen, GuD-Kraftwerken und Steinkohlekraftwerken unterliegt keiner
Kapazitätsbeschränkung. Der Zubau kann an jedem Modellknoten erfolgen.

Die Pumpspeicherkraftwerke sind den Knotenpunkten in Tabelle 3.3 zugeordnet. Die gesamte
Pump- und Turbinenleistung beträgt 6685 MW, die Speichermenge 43 283 MWh. Ein weiterer
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Ort AKW BRK LWK WEA-off WEA-on

Berlin 676 1742
Bielefeld 60 33 663
Bodensee 60
Bremen 8287 3919
Chemnitz 120 309
Cottbus 4600 905
Dresden 1915 309
Erfurt 10 642
Essen 78 585
Frankfurt 11 256
Freiburg 238 46
Greifswald 2918 675
Hamburg 3401 8982 1009
Hannover 1360 610 10 1903
Karlsruhe 2350 190 59
Kassel 35 30 255
Kiel 4491 1954
Köln 10940 482
Leipzig 2905 308
Magdeburg 2410
Mainz 2525 128 445
München 984 95
Münster 1330 613
Nürnberg 1345 95
Regensburg 1510 515 5 95
Rostock 876 652
Saarbrücken 152 186
Stuttgart 2205 11 60
Ulm 2570 475 61

Summe 18560 22376 2356 25554 20793

Tabelle 3.2: Regionale Leistungsbeschränkungen des modellierten Kraftwerkspark in [MWel]

Ausbau der Pumpspeicherkraftwerke ist in dem Modell nicht vorgesehen.

Übertragungsnetz

Im Modell wird Deutschland durch 29 Knoten, welche die Verbraucher- und Erzeugungs-
zentren repräsentieren, abgebildet. Diesen Knoten wurde der Kraftwerkspark aller deutschen
Energieversorgungsunternehmen zugeordnet. Die umliegenden UCTE5 Mitgliedstaaten wer-

5Die UCTE (Union for the Coordination of Transmission of Electricity) koordiniert die Interessen der
Übertragungsnetzbetreiber in verschiedenen europäischen Ländern. Gemeinsames Ziel ist die Gewährleistung
des sicheren Betriebes des europäischen Verbundnetzes. Seit 01 Juli 2009 wurde die UCTE in ENTSO-E
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Ort Pumpe/Turbine [MW] Oberbecken [MWh]

Chemnitz 1050 4018
Dresden 40 591
Erfurt 1418 11424
Essen 304 1280
Freiburg 1639 12937
Hamburg 96 600
Hannover 220 1035
Kassel 576 3940
Magdeburg 72 524
München 82 602
Nürnberg 122 840
Regensburg 140 600
Saarbrücken 836 4530
Stuttgart 90 362

Summe 6685 43284

Tabelle 3.3: Leistung und Speichermenge der modellierten Pumpspeicherkraftwerke

den jeweils durch einen einzelnen Knoten modelliert und deren Im- und Exportmengen als
Zeitreihen hinterlegt [54]. Die Einzelkapazitäten aller 220/380-kV-Leitungen des detaillierten
UCTE-Netzes, welche zwei Knoten miteinander verbinden, wurden addiert und deren Kapa-
zität den entsprechenden Modellleitungen zugerechnet. So entstanden insgesamt 88 Leitungen
mit heutiger Nennübertragungskapazität, die das Netzmodell bilden. Von diesen 88 Leitungen
verbinden 55 Leitungen Knoten innerhalb Deutschlands, 20 Leitungen verbinden Deutschland
mit den umliegenden Mitgliedstaaten, und 13 Leitungen verbinden die Mitgliedstaaten unter-
einander.

Die modellierten Knoten mit dem zugehörigen Übertragungsnetz sind in Abbildung 3.1 auf
Seite 31 graphisch dargestellt. Den Übertragungsleitungen wurde ein mittlerer Wirkungsgrad
zugeordnet, da es aus Gründen der geforderten Linearität nicht möglich ist, die reale Abhän-
gigkeit der Übertragungsverluste vom Lastfluss abzubilden. Die Kosten für Investitionen und
Unterhalt der Übertragungsleitungen wurden als weitere Parameter an das Modell übergeben.

Es besteht die Möglichkeit, dass das Modell eine Optimallösung liefert, die aufgrund der
wirtschaftlichen einfachen Abbildung des Netzmodells technisch nicht umsetzbar ist. Mit-
tels des elektrotechnischen Simulationsmodel DIgSILENT PowerFactory wurde im Vorfeld
der Erstellung des Übertragungsnetzes, die Durchführbarkeit von Lastflüssen hinsichtlich der
Spannungserhaltung und der Leistungsauslastung überprüft [24][23]. Diese netztechnischen
Untersuchungen orientieren sich an den Erfordernissen eines unveränderten Zuverlässigkeits-
niveaus der deutschen Energieversorgung. Mittels Lastflussrechnung wird die Einhaltung der
Spannung an den einzelnen Knoten sowie die Auslastung der Übertragungsleitungen unter-
sucht. Mit diesem Modell wurde die technische Umsetzung der wirtschaftlichen Berechnungen
untersucht. Abgesehen von wenigen Ausnahmen entsprechen die bei der Optimierung ermit-

European Network of Transmission System Operators for Electricity umbenannt und besteht derzeit aus 34
Mitgliedstaaten.
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Abbildung 3.1: Modelliertes Übertragungsnetz

telte Lastflüsse der bei der Netzberechnung ermittelten maximalen Auslastung. Treten solche
Ausnahmen auf, kann durch geringes Ändern der Optimallösung die Durchführbarkeit ge-
währleistet werden. Da diese Fälle nur in sehr geringem Maße auftreten, sind sie für diese
Arbeit unwesentlich und können ignoriert werden.
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Nachfrage

Die großen Stromversorger der meisten europäischen Länder haben sich zu einem gemeinsa-
men Verbundnetz, der UCTE zusammengeschlossen, um die Versorgungssicherheit mit Strom
zu gewährleisten und den Stromtransport zu vereinfachen. Die Verbraucherlasten der 380/220-
kV-Ebene wurden einem detaillierten UCTE-Datensatz der Universität Rostock und den
UCTE-Monatsberichten entnommen. Die Verbraucherlasten wurden zusammengefasst und
den einzelnen Knoten des Modells zugeordnet.

Die zwei Graphiken der Abbildung 3.2 zeigen einen typischen Lastgang einer Woche (Mon-
tag bis Sonntag) im Sommer (rechts) im Vergleich zu einer Woche im Winter (links) für
Deutschland. Bei den Verbraucherlastgängen werden jahreszeitliche Schwankungen deutlich.
Die Nachfrage im Sommer ist stets geringer als im Winter. Die Spitze der Stromnachfrage in
den Abendstunden, wie sie an Wintertagen sichtbar ist, entfällt an Sommertagen. Weiterhin
kann sowohl im Winter, als auch im Sommer zwischen Wochentagen und Wochenenden un-
terschieden werden. Für das Modell wurde ein räumlich aufgelöster Lastgang generiert, der
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Abbildung 3.2: Stromnachfrage und Residual-Nachfrage für eine Winter- und eine Sommer-
woche in Deutschland

für alle Szenarien genutzt wurde.

Durch das Erneuerbare Energien Gesetz (EEG) wird die Abnahme von Strom aus erneuerba-
ren Energien garantiert. Somit reduzieren Anlagen, die regenerative Energiequellen einsetzen
die Stromnachfrage. Das fluktuierende Dargebot an Wind, Sonne etc. zerstört dadurch die
typischen Lastverläufe, wie sie in Abbildung 3.2 dargestellt sind. Herkömmliche Kraftwerke
müssen also nicht mehr die relativ einfach prognostizierbare Nachfragelast, sondern die um den
Beitrag der erneuerbaren Energien reduzierte Nachfrage, die sogenannte Residualnachfrage,
decken, was die Planung des Kraftwerkseinsatzes erschwert. Spitzen- und Mittellastkraftwerke
haben somit keine garantierten Absatzmengen mehr.

Winddaten

Den Ausgangspunkt für die modellierten Zeitreihen des Windangebots bilden die Windge-
schwindigkeiten aus dem World-Wind-Atlas [44]. Der World-Wind-Atlas wurde aus meteoro-
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logischen Daten eines globalen Wettermodells erstellt. Für Deutschland existieren 20 Mess-
punkte. Diese sind an den Schnittpunkten der Längen und Breitengrade als Raster im Abstand
von 2.5◦ zu finden. An diesen Messpunkten stehen die Windgeschwindigkeiten in einer Höhe
von 50 Metern in sechsstündiger Auflösung zur Verfügung. Um eine stündliche Auflösung zu
erzielen, wie sie im Modell notwendig ist, wurden die sechstündigen Werte linear auf einstün-
dige Werte heruntergebrochen.

Die Übertragung dieser Windzeitreihen auf die modellierten Erzeugungs- und Verbraucher-
zentren erfolgte mit Gleichung 3.15.

vlokal =
v1
A1

+ v2
A2

+ v3
A3

+ v4
A4

1
A1

+ 1
A2

+ 1
A3

+ 1
A4

(3.15)

Diese Gleichung bildet einen gewichteten Durchschnittswert der Windgeschwindigkeiten (v1,
v2, v3, v4) der vier umliegenden Messstationen. Die Gewichte entstehen durch die Luftlini-
enabstände (A1, A2, A3, A4) von den Messpunkten zum Verbraucherzentrum. Je näher eine
Messstation am jeweiligen Standort liegt, desto größeren Einfluss hat deren Windgeschwin-
digkeit auf die lokale Windgeschwindigkeit vlokal.

Die Leistungsabgabe des Windes kann nun mit Hilfe der in Kapitel 2.1.6 Seite 11 vorgestellten
Formeln 2.1- 2.3 und den lokalen Windgeschwindigkeiten errechnet werden.
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Abbildung 3.3: Windstromverteilung an verschiedenen Standorten in Deutschland von Nord
nach Süd

So wurde für jeden Knoten eine Zeitreihe erzeugt, die die Leistungsabgabe des Windes am
jeweiligen Standort beschreibt. Wie man in Abbildung6 3.3 sehen kann, ist ein deutliches Nord-
Süd-Gefälle der Leistungsabgabe des Windes zu erkennen. Die Abbildung stellt die Verteilung

6Der Boxplot ist ein Diagramm, welches zur grafischen Darstellung der Verteilung statistischer Daten ver-
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der stündlichen Windleistung an verschiedenen Standorten in Deutschland dar. Im Gegensatz
zum Winddargebot sind die Verbraucherschwerpunkte eher im Süden Deutschlands zu fin-
den. Der Bau von Windenergieanlagen im Norden stellt die Kraftwerks- und Netzbetreiber
somit vor die Herausforderung, das Ungleichgewicht von Winddargebot und Stromnachfrage
auszubalancieren. Ob sich die Investition in herkömmliche Kraftwerke an windreichen Stand-
orten lohnt, ist stark von der tatsächlich installierten Windleistung, aber auch vom Ausbau
des Stromnetzes und der damit verbundenen Möglichkeit den Strom in andere Gebiete zu
transportieren abhängig.

Offshore-Windpark-Projekte in Nord- und Ostsee wurden im Modell den Knoten Bremen,
Kiel, Hamburg, Rostock und Greifswald zugeordnet. Die erwartete Maximalleistung für Wind-
parks in den modellierten On- und Offshoregebieten ist in Tabelle 3.2 auf Seite 29 aufgelistet.

Sonneneinstrahlung

Als Basis für die modellierte Sonneneinstrahlung dienten die Solardaten von Satel-Light [45].
Diese stehen als Zeitreihen für die Jahre 1996 bis 2000 im Viertelstunden-Takt für bestimm-
te Messpunkte zur Verfügung. Die solare Einstrahlung EK am Knotenpunkt K berechnet
sich nach Formel 3.16 als gewichteter Durchschnittswert der Sonneneinstrahlung ESi

der vier
umliegenden Messstationen (Si mit i=1,...,4). Die jeweiligen Gewichte gi ergeben sich aus
dem Anteil der Luftlinienentfernung ai zwischen Knotenpunkt K und Messstation Si an der
Gesamtentferung A =

∑4
i=1 ai aller Messstationen. Eine Messstation die nahe an einem Kno-

tenpunkt liegt, hat damit einen größeren Einfluß auf die dortige Solareinstrahlung.

EK =

4
∑

i=1

giESi
(3.16)

Die so ermittelte Solareinstrahlung für jeden Modellknoten ist in der Karte 3.4 abgebildet.
Die jährliche Sonneneinstrahlung in Deutschland liegt, wie Abbildung 3.4 zeigt, zwischen 976
kWh/m2 in Bielefeld und 1168 kWh/m2 am Bodensee. Im Gegensatz zum Winddargebot ist
bei der Sonneneinstrahlung ein deutlicher Nord-Süd-Anstieg zu erkennen.

Neben den räumlichen Differenzen ist bei der Solarstrahlung die stark ausgeprägte saisonale
Varianz zu berücksichtigen. Abbildung 3.5 zeigt die Sonneneinstrahlung je Monat für vier
Standorte, die den Norden (Hamburg), Süden (München), den Westen (Köln) und den Osten
(Cottbus) repräsentieren. Die Sonneneinstrahlung nimmt im Sommer zu, sie erreicht das 7-
bis 8-fache der winterlichen Einstrahlung. Aufgrund der geographischen Lage ist in München
mit einer höheren solaren Strahlung zu rechnen, als in Hamburg. Im Juni wird die maximale
Einstrahlung in Deutschland erreicht, in München liegt sie bei 193 kWh/m2 in Köln bei 169

wendet wird. Ein Boxplot soll schnell einen Eindruck darüber vermitteln, in welchem Bereich die Daten liegen
und wie sie sich über diesen Bereich verteilen. Es werden fünf Eckdaten dargestellt: das 25%- und 75%-Quantil
begrenzen das Rechteck, der Median ist gekennzeichnet durch die waagerechte Linie innerhalb des Rechtecks
und die beiden Extremwerte werden durch die Begrenzungen der durch das Rechteck senkrecht verlaufenden
Linie dargestellt. Ausreißer werden durch Punkte in Verlängerung der Linie abgebildet.
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Abbildung 3.4: Modellierte Sonneneinstrahlung

kWh/m2, in Cottbus bei 167 kWh/m2 und in Hamburg nur noch bei 152 kWh/m2. Die
Sonneneinstrahlung im Winter unterscheidet sich nur geringfügig; die Werte liegen bei 28, 22,
21 und 19 kWh/m2 in gleicher Städtereihenfolge.
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Abbildung 3.5: Sonneneinstrahlung im Jahresverlauf

3.4.2 Mathematische Formulierung

Das Modell ist als zweistufig stochastisch lineares Optimierungsproblem in der Programmier-
sprache GAMS (General Algebraic Modelling System [42]) formuliert. GAMS ist eine hoch
entwickelte Modellierungssprache zur kompakten Repräsentation komplexer Modelle. Sie er-
laubt Modellbeschreibungen, die unabhängig vom Lösungsalgorithmus sind. Als Zielfunktion
wurde die Minimierung der Gesamtkosten gewählt. Die Kostenfunktion beinhaltet Investiti-
onsaufwendungen, Fixkosten, variable Kosten, Brennstoffkosten sowie CO2-Emissionskosten.
Die Investitionskosten werden mit Hilfe der Annuitätenberechnung mit einem Kalkulations-
zinssatz von 5% und einem spezifisch angenommenen Abschreibungszeitraum auf ein Jahr
umgelegt. Der Abschreibungszeitraum beträgt je nach Anlage zwischen 15, 17 und 30 Jahren.
Technische Parameter der Kraftwerke sowie des Übertragungsnetzes werden im Modell durch
Variablen, Gleichungen und Ungleichungen umgesetzt.

Die Eingabedaten stellen einen elementaren Teil des Modells dar. Die Datenverwaltung und
Speicherung in Excel ermöglicht schnellen Zugriff und einfache Änderung der relevanten Pa-
rameter. Ein selbst entwickeltes VBA7-Programm dient als Schnittstelle zwischen Excel und
GAMS. Zu den Eingabedaten gehören u.a. alle Arten von Kosten, Wirkungsgrade, Kapazitäts-
schranken sowie Laständerungs- und Emissionskoeffizienten der Kraftwerke und des Übertra-
gungsnetzes. Die Eingabedaten des Verbraucherlastgangs, des Winddargebots und der Son-
neneinstrahlung sowie Im- und Export liegen für jeden Knoten in Form von Zeitreihen in
stündlicher Auflösung vor.

Je nach Untersuchungsziel können die Rahmenbedingungen durch geeignete Parameterwahl

7Visual Basic for Application
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für die Optimierung geändert werden. So kann beispielsweise die Existenz von bereits beste-
henden Kraftwerken, aber auch Mindest- und Maximalleistung einfach variiert werden. Über
die Parameterwahl kann weiterhin die Auslastung bestimmter Kraftwerke gesteuert werden.
Ferner besteht die Möglichkeit, die CO2-Emission zu beschränken. Bei den folgenden Szena-
rien wurde durch die Festlegung der entsprechenden Parameter das lokale Kohlevorkommen
sowie der Bau und die Nutzung der Laufwasserkraftwerke berücksichtigt.

Notationshinweis: Um die Lesbarkeit der Modellgleichungen zu erleichtern wurden bei der
Namensgebung der Variablen Großbuchstaben verwendet. Die Tabellen 3.4, 3.5 und 3.6 geben
einen Überblick über die verwendeten Indexmengen, Parameter und Variablen.

Name Beschreibung

t Index für Zeit
t ∈ {1, ..., T}

s Index für Szenario
s ∈ S

site Index für Orte (Knoten)
k Index für Kraftwerkstypen

k ∈ {GT,GuD, STK,BRK,AKW,LWK,WEAon,WEAoff , PV }
co Index für Rohstoffe

co ∈ {Gas, Steinkohle,Braunkohle, Uran,Wasser,Wind, Sonne}
i Index für Pumpe des Pumpspeicherkraftwerks
c Index für Speicherbecken
o Index für Turbine/Generator der Pumpspeicherkraftwerks

Stromerzeugung

κ Kraftwerk; κ := (site, k, co)
kκ Typ des Kraftwerks κ
siteκ Standort des Kraftwerks κ
K Kraftwerkspark
Kk Kraftwerke vom Typ k; Kk = {κ ∈ K : κ hat Typ k}
Ksite Kraftwerke an Standort site

Stromübertragung

tr Übertragungsleitung; tr := (site1, site2)

TR Menge aller Übertragungsleitungen

TRsite Menge aller Übertragungsleitungen zum Standort site

TRsite Menge aller Übertragungsleitungen vom Standort site

TRsite1
site2 Menge aller Übertragungsleitungen vom Standort site1 nach site2

Stromspeicherung

st Pumpspeicherkraftwerk; st := (site)
ST Menge aller Speicherkraftwerke
ST site Menge aller Speicherkraftwerke am Standort site

Tabelle 3.4: Mengenbezeichnungen der Modellierung

Ein Kraftwerk ist eindeutig über seinen Standort site, den Kraftwerkstyp k sowie seinen
Primärenergieträger co (Kohle, Gas, Uran, etc.) definiert. Um die Gleichungen übersichtlicher
zu gestalten wurde die eindeutige Bezeichnung des Kraftwerks durch das Tripel (site,k,co) von
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der Kurzschreibweise κ abgelöst. Um dennoch auf den Typ bzw. den Standort des Kraftwerks
κ zu verweisen wurde die Schreibweise kκ bzw. siteκ gewählt. Der gesamte Krafwerkspark ist
in der Menge K enthalten. Ist eine Restriktion nur für Kraftwerke eines bestimmten Typs
definiert, so wird dies über den Index ausgedrückt. Es wird eine TeilmengeKk vonK definiert,
die nur die Kraftwerke vom entsprechenden Typ k enthält. Gleiches gilt für Kraftwerke an
einem festen Standort site, die in der Teilmenge Ksite enthalten sind.

Eine Stromübertragungsleitung ist eindeutig über die zwei Modellregionen definiert, die durch
die Leitung verbunden werden. Um die Tupelschreibweise (site1, site2) zu vereinfachen wur-
de die Bezeichnung tr für eine Stromleitung von site1 nach site2 eingeführt. Die gesamten
Transportleitungen sind in der Menge TR enthalten. Bezieht man sich auf alle Leitungen
die von einem bestimmten Ort site abgehen, wird dies durch die Teilmenge TRsite von TR
beschrieben. Die Teilmenge TRsite von TR dagegen fasst alle Transportleitungen zusammen,
die den Strom zu der Modellregion site übertragen.

Ein Pumpspeicherkraftwerk ist eindeutig über seinen Standort bestimmt. In der Bezeich-
nung st für ein Speicherkraftwerk ist also der Ortsbezug bereits enthalten. Die gesamten
Pumpspeicherkraftwerke sind in der Menge ST zusammengefasst. Die Teilmenge ST site von
ST beschreibt, sämtliche Speicher am jeweiligen Standort site.

Parameter Beschreibung

cinv(x) Investitionskosten für x ∈ {kκ, tr}
cxinv(st) Investitionskosten für Pumpspeicherkraftwerk st der Komponente x ∈ {i, c, o}

Pumpe i, Speicherbecken c, Turbine/Generator o
cfix(x) Fixkosten für x ∈ {kκ, tr}
cxfix(st) Fixkosten für Pumpspeicherkraftwerk st der Komponente x ∈ {i, c, o}

cvar(x) Variable Kosten von x ∈ {kκ, tr}
cxvar(st) Stromspeicherkosten des Speichers st für Nutzung von x ∈ {i, c, o}
instP (x) Vorinstallierte Kapazität von x ∈ {κ, tr}
instP x(st) Vorinstallierte Kapazität des Speichers st von x ∈ {i, c, o}
cco2 CO2-Preis
lo.., up.. Untere bzw. obere Schranken
η(x) Wirkungsgrad von x ∈ {kκ, tr, st}
coe(κ) CO2-Emissions-Koeffizient des Kraftwerks κ
pc(κ) Laständerungskoeffizient des Kraftwerks κ
cp(site, t, s) Leistungsbeiwert für WEA
sol(site, t) Sonneneinstrahlung
dem(site, t, s) Stromnachfrage am Standort site
p(s) Wahrscheinlichkeit von Szenario s

Tabelle 3.5: Parameter des Modells

Zielfunktion

Die Zielfunktion des stochastischen Programms beschreibt die gesamten Systemkosten, die
minimiert werden sollen.
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Variablen Beschreibung

EIN (x, t, s) Energie Input in x ∈ {κ, tr, st} im Zeitpunkt t und Szenario s
Rohstoff für Kraftwerk κ, Energie aus Stromleitung tr am Startort,
Energie, die in Speicherkraftwerk st gepumpt wird

EOUT (x, t, s) Energie Output aus x ∈ {κ, tr, st} im Zeitpunkt t und Szenario s
elektrische Energie aus Kraftwerksprozess κ,
Energie aus Stromleitung tr am Zielort, Energie aus dem Speicher st

EON (st, t, s) Im Speicher st gespeicherte Energie (Wasser) im Zeitpunkt t
im Szenario s

EInDE(site, t, s) Summe der Energie aus Prozess, Transport oder Speicher im Ort site
im Zeitpunkt t und Szenario s

ECO2(κ, t, s) CO2-Emission durch Kraftwerk κ entstanden im Zeitpunkt t
im Szenario s

P (x) Leistung von x ∈ {κ, tr}
P x(st) Leistung des Pumpspeicherkraftwerks st; x ∈ {i, c, o}

Speicherpumpe i, Speicherbecken c, Turbine/Generator o
NP (x) Neu installierte Leistung von x ∈ {κ, tr}
NP x(st) Neu installierte Leistung des Pumpspeicherkraftwerks st; x ∈ {i, c, o}

Tabelle 3.6: Variablen des Modells

min −→
∑

κ∈K

(

NP (κ) · cinv(kκ) + P (κ) · cfix(kκ) +
T
∑

t=1

Es (EIN (κ, t, s) · cvar(kκ, s))

)

+
∑

tr∈TR

(

NP (tr) · cinv(tr) + P (tr) · cfix(tr) +
T
∑

t=1

Es (EIN (tr, t, s) · cvar(tr, s))

)

+
∑

st∈ST

(

NP i(st) · ciinv(st) + P i(st) · cifix(st) +
T
∑

t=1

Es

(

EIN (st, t, s) · civar(st, s)
)

)

+
∑

st∈ST

(

NP c(st) · ccinv(st) + P c(st) · ccfix(st) +
T
∑

t=1

Es (EON (st, t, s) · ccvar(st, s))

)

+
∑

st∈ST

(

NP o(st) · coinv(st) + P o(st) · cofix(st) +
T
∑

t=1

Es (EOUT (st, t, s) · c
o
var(st, s))

)

+
∑

κ∈K

T
∑

t=1

Es (ECO2(κ, t, s) · cco2(s)) (3.17)

Die Leistung eines Kraftwerks κ wird mit Pκ bezeichnet. Für jedes Kraftwerk fallen jährlich
Fixkosten cfix(kκ) an, die sich an dessen Leistung bemessen. Für Kraftwerksneubauten κ, de-
ren Leistung mit NP (κ) abgekürzt wird, müssen Investitionsaufwendungen cinv(kκ) gezahlt
werden. Gleiches gilt für Stromleitungen tr (P (tr), NP (tr), cfix(tr), cinv(tr)) und Pumpspei-
cherkraftwerke st. Bei den Pumpspeicherkraftwerken werden die Kosten und die Leistung für
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den Generator der Pumpe (Index i: P i(st), NP i(st), cifix(st), c
i
inv(st)), das Speicherbecken

(Index c: P c(st), NP c(st), ccfix(st), c
c
inv(st)) und den Generator der Turbine (Index o: P o(st),

NP o(st), cofix(st), c
o
inv(st)) unterschieden.

Auf Grund des stochastischen Ansatzes fließen die Kosten cvar der Rekurs-Variablen als Er-
wartungswert E in die Zielfunktion ein. Die Stromerzeugungsmengen EIN (κ, t, s) müssen für
jede Stunde t und jedes Szenario s für alle Kraftwerke κ bestimmt werden. Die variablen Kos-
ten der Stromerzeugung cvar(kκ, s) sind Zufallsvariablen und deshalb von der Realisierung
von s abhängig. Gleiches gilt für Stromübertragung EIN (tr, t, s) und dessen Kosten cvar(tr, s)
und Stromspeicherung. Bei der Stromspeicherung wird wiederum in zu speichernde Energie
EIN (st, t, s) mit Kosten civar(st, s), gespeicherte Energie EON (st, t, s) mit Kosten ccvar(st, s),
und mit Pumpspeicherkraftwerk erzeugte Energie EOUT (st, t, s) mit Kosten covar(st, s) unter-
schieden.

Bei der Stromerzeugung mit Kraftwerk κ in Stunde t und Szenario s entstehen Emissionen
ECO2(κ, t, s). Für jede emittierte Tonne CO2 müssen Kosten cco2(s) gezahlt werden. Da die
Emissionskosten ebenfalls Zufallsvariablen sind und die ausgestoßene CO2-Menge von der
Realisierung von s abhängt, müssen sie mit ihrem Erwartungswert in der Zielfunktion be-
rücksichtigt werden.

Um die Linearität zu wahren, wurde eine diskrete Wahrscheinlichkeitsverteilung für die Sze-
narien s unterstellt. Die Zielfunktion 3.17 kann somit in Gleichung 3.18 transformiert werden.
p(s) ist dabei die Wahrscheinlichkeit für das Auftreten des Szenarios s.

min −→
∑

κ∈K

(

NP (κ) · cinv(kκ) + P (κ) · cfix(kκ) +
∑

s∈S

T
∑

t=1

EIN (kκ) · cvar(kκ, s) · p(s)

)

+
∑

tr∈TR

(

NP (tr) · cinv(tr) + P (tr) · cfix(tr) +
∑

s∈S

T
∑

t=1

EIN (tr, t, s) · cvar(tr, s) · p(s)

)

+
∑

st∈ST

(

NP i(st) · ciinv(st) + P i(st) · cifix(st) +
∑

s∈S

T
∑

t=1

EIN (st, t, s) · civar(st, s) · p(s)

)

+
∑

st∈ST

(

NP c(st) · ccinv(st) + P c(st) · ccfix(st) +
∑

s∈S

T
∑

t=1

EON (st, t, s) · ccvar(st, s) · p(s)

)

+
∑

st∈ST

(

NP o(st) · coinv(st) + P o(st) · cofix(st) +
∑

s∈S

T
∑

t=1

EOUT (st, t, s) · c
o
var(st, s) · p(s)

)

+
∑

s∈S

∑

κ∈K

T
∑

t=1

ECO2(κ, t, s) · cco2(s) · p(s) (3.18)

Kapazität

Die thermische Kraftwerksleistung für alle Kraftwerke κ ergibt sich aus der Summe der be-
reits vorinstallierten Kraftwerksleistung instP (κ) und der neu gebauten Leistung NP (κ). Die
bestehende Kraftwerksleistung ist unabhängig von der Optimierung, sie wird vor Modellstart
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vom Benutzer festgelegt. Die Kraftwerksneubauten dagegen werden durch die Optimierung
bestimmt. Für alle κ ∈ K gilt:

P (κ) = NP (κ) + instP (κ) (3.19)

Im Modell besteht die Möglichkeit durch die Festlegung von oberen upP (κ) und unteren loP (κ)
Schranken die Kraftwerksleistung innerhalb bestimmter Grenzen zu halten. Dadurch können
Entscheidungen, wie beispielsweise der Kernenergieausstieg, die Integration von Windenergie-
anlagen und die Beschränkung der Braunkohlekraftwerke abgebildet werden. Für alle κ ∈ K
gilt:

loP (κ) ≤ P (κ) ≤ upP (κ) (3.20)

Erzeugung

Der Verlust, der durch die Umwandlung von thermischer Energie EIN (κ, t, s) in elektrische
Energie EOUT (κ, t, s) auftritt, wird mit dem spezifischen Wirkungsgrad η(κ) der jeweiligen
Anlage κ beschrieben (vergleiche Gleichung 3.21). Der erzeugte Strom EOUTκ,t,s wird also für
alle κ ∈ Kk mit k 6= {WEA,PV } durch Gleichung 3.21 beschrieben. Für alle κ ∈ K, alle
t = 1, ..., T und alle s ∈ S gilt:

EOUT (κ, t, s) = EIN (κ, t, s) · η(κ) (3.21)

Der Strom einer Windenergieanlage ist von der Leistung P (κ) der Anlage κ und dem Leis-
tungsbeiwert cp abhängig (siehe dazu auch Kapitel 4.3.1, Seite 84). Der Leistungsbeiwert ist
von den technischen Daten einer Windenergieanlage und der Windstärke zum jeweiligen Zeit-
punkt abhängig. Er gibt den Anteil der Nennleistung einer WEA an, der bei entsprechender
Windstärke zur Stromerzeugung genutzt werden kann. Für alle κ ∈ KWEA, t = 1, ..., T und
s ∈ S gilt:

EOUT (κ, t, s) = P (κ) · cp(siteκ, t, s) (3.22)

Die Umwandlung der Sonneneinstrahlung sol(siteκ, t) am Standort site in Stunde t in elek-
trische Energie EOUT (κ, t, s) mit κ ∈ KPV berechnet sich mit Gleichung 3.23. Dabei ist P (κ),
die Fläche der Photovoltaikanlage und η(κ) ihr Wirkungsgrad. Für alle κ ∈ KPV , t = 1, ..., T
und s ∈ S gilt:

EOUT (κ, t, s) = P (κ) · sol(siteκ, t) · η(κ) (3.23)

Die Leistung P (κ) eines Kraftwerks κ bildet in jedem Zeitpunkt t eines jeden Szenarios s
eine technische Schranke für die Stromerzeugung. Da es sich bei der Variablen P (κ) um
die thermische Leistung eines Kraftwerks handelt, wird der Energie-Input EIN anstelle des
Energie-Outputs EOUT beschränkt. Für alle t, s und alle κ ∈ Kk mit k 6= {WEA,PV } gilt:

EIN (κ, t, s) ≤ P (κ) (3.24)

Für die Beschreibung der Stromerzeugung mit Windenergie- und Photovoltaikanlagen genü-
gen obige Gleichungen 3.22 und 3.23. In diesen Gleichungen ist die spezifische Leistung der
jeweiligen Anlage bereits enthalten.
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Deckung der Nachfrage

Die Deckung der Nachfrage ist eine wesentliche Bedingung der Kraftwerksplanung. Sie dient
als Treiber für die Optimierung, da sich die benötigte Kraftwerksleistung aus der Höhe der
Nachfrage ableitet. In jedem Szenario s muss zu jeder Stunde t die Nachfrage dem(site, t, s)
an jedem Ort site gedeckt werden. Für alle site, t = 1, ...T und s ∈ S gilt:

∑

κ∈Ksite

EOUT (κ, t, s) +
∑

tr∈TRsite

EOUT (tr, t, s)−
∑

tr∈TRsite

EIN (tr, t, s) +

∑

st∈STsite

EOUT (st, t, s)η(st)−
∑

st∈ST

EIN (st, t, s) ≥ dem(site, t, s) (3.25)

Ob die Nachfrage durch lokal erzeugten Strom EOUT (κ, t, s) oder durch Stromtransporte
EOUT (tr, t, s) oder von einem Stromspeicher EOUT (st, t, s) bereitgestellt wird, spielt dabei kei-
ne Rolle. Überschüssige Energie kann bis zu einem späteren Zeitpunkt gespeichert EIN (st, t, s)
oder abtransportiert EIN (tr, t, s) werden.

Sonstige Bedingungen (Aktivität, Laständerung etc.)

Über Aktivitätsschranken kann die Erzeugung selbst beschränkt werden um beispielsweise
Verfügbarkeiten oder die Auslastung eines Kraftwerks zu steuern. Dazu werden die Parame-
ter loact(κ) und upact(κ) initialisiert, die den minimalen bzw. maximalen Anteil der Leistung
des Kraftwerks angeben, der zur Stromerzeugung genutzt werden kann. Dies wird beispiels-
weise für Laufwasserkraftwerke genutzt, da die verfügbare Wassermenge in Abhängigkeit der
Jahreszeiten variiert und somit nicht zu allen Zeitpunkten die komplette Erzeugungskapazität
genutzt werden kann. Für alle Zeitpunkte t in jedem Szenario s gilt für alle Kraftwerke κ ∈ K:

loact(κ) · P (κ) ≤ EIN (κ, t, s) ≤ upact(κ) · P (κ) (3.26)

Die Laständerung eines Kraftwerks innerhalb einer Stunde wird durch den Laständerungs-
koeffizienten pc(κ) vorgegeben. Windenergieanlagen und Photovoltaikanlagen sind von dieser
Gleichung ausgenommen, da deren Nutzung vom Winddargebot bzw. der spezifischen Son-
neneinstrahlung abhängt und bereits durch die Gleichungen 3.22 und 3.23 beschrieben wird.
Für alle t = 2, ..., T , s ∈ S und κ ∈ Kk mit k 6= WEA gilt:

−P (κ) · pc(κ) ≤ EIN (κ, t, s)− EIN (κ, t− 1, s) ≤ P (κ) · pc(κ) (3.27)

Für jedes Szenario s kann für jeden Zeitpunkt t festgelegt werden, dass ein bestimmtes Kraft-
werk κ einen Erzeugungsanteil von mindestens lofin(κ) und maximal upfin(κ) des nachge-
fragten Stroms am Standort site hat. Beispielsweise kann gefordert werden, dass der Strom
an jedem Standort zu 30% Windstrom ist. Für alle κ ∈ K, t = 1, ..., T und s ∈ S gilt:

lofin(κ) · EInDE(siteκ, t, s) ≤ EOUT (κ, t, s) ≤ upfin(κ) · EInDE(siteκ, t, s) (3.28)

Die im Standort site in Stunde t ankommende Energie EInDE(site, t, s) setzt sich aus dem
vor Ort erzeugten Strom EOUT (κ, t, s) mit κ ∈ Ksite, dem nach site transportierten Strom
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EOUT (tr, t, s) mit tr ∈ TRsite und eventuellen Speichermengen EOUT (st, t, s) mit st ∈ STsite

zusammen, wobei bei letzteren der Wirkungsgrad ηst des Pumpspeicherkraftwerks st berück-
sichtigt werden muss. Für alle site, t = 1, ..., T und s ∈ S gilt:

EInDe(site, t, s) = (3.29)
∑

κ∈Ksite

EOUT (κ, t, s) +
∑

tr∈TRsite

EOUT (tr, t, s) +
∑

st∈STsite

EOUT (st, t, s) · η(st)

Emission

Die bei der Stromerzeugung in Stunde t entstehende Emission ist von der Erzeugungsmenge
EINκ und dem Emissionskoeffizienten coeκ des jeweiligen Kraftwerks κ abhängig. Für alle
κ ∈ K, t = 1, ..., T , s ∈ S gilt:

ECO2(κ, t, s) = EIN (κ, t, s) · coe(κ) (3.30)

Die jährliche CO2-Emission ECO2 wird in jedem Szenario s durch den Parameter upco2(s)
nach oben hin beschränkt. Für alle s ∈ S gilt:

∑

κ∈K

T
∑

t=1

ECO2(κ, t, s) ≤ upco2(s) (3.31)

Speichergleichungen

Als Energiespeicher wurden Pumpspeicherkraftwerke implementiert. Mit einem Pumpspei-
cherkraftwerk wird elektrische Energie in potentielle Energie von Wasser umgewandelt. Wenn
überschüssige Energie im System ist, wird ein Oberbecken mit Wasser gefüllt. Dabei wird
ein Generator als Motor benutzt der eine Speicherpumpe antreibt. Dadurch wird Wasser aus
einem Unterbecken über eine Rohrleitung ins Oberbecken gepumpt und solange dort gelagert
bis Engpässe in der Erzeugung auftreten. Bei Bedarf fließt das Wasser dann ins Unterbecken
zurück. Dabei wird eine Turbine angetrieben, die mit einem Generator verbunden ist, welcher
Strom erzeugt, der ins Stromnetz eingespeist wird. Es sind drei Gleichungen nötig, welche
die Energieflüsse in einem Speicherkraftwerk beschreiben. Die Leistung der Rohrleitung und
der Pumpe P i beschränkt die überflüssige Strommenge EIN die gespeichert werden soll. Die
Kapazität des Oberbeckens P c stellt die Obergrenze für das Speicherbecken und die darin
gespeicherte Wassermenge EON dar. Die Leistung des Druckschachts mit Turbine und Gene-
rator für die Rückwandlung des Wassers in elektrische Energie EOUT wird mit P o bezeichnet.
Für jedes Pumpspeicherkraftwerk st gilt in jedem Zeitpunkt t und in jedem Szenario s:

EIN (st, t, s) ≤ P i(st) (3.32)

EOUT (st, t, s) ≤ P o(st) (3.33)

EON (st, t, s) ≤ P c(st) (3.34)

Die bereits bestehenden Kapazitäten instP x sowohl des Oberbeckens (x = c) als auch der
Rohrleitung mit zugehörigen Pumpen (x = i) bzw. Generatoren (x = o) können über den
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Zukauf von neuer Leistung NP x aufgestockt werden (3.35). Für alle st ∈ ST gilt:

P i(st) = NP i(st) + instP i(st) (3.35)

P o(st) = NP o(st) + instP o(st) (3.36)

P c(st) = NP c(st) + instP c(st) (3.37)

Die Wassermenge, die sich im Szenario s im Zeitpunkt t im Oberbecken befindet, ist definiert
als Summe der Wassermenge im Oberbecken des vorherigen Zeitpunkts und der Wassermenge,
welche in diesem Zeitpunkt hochgepumpt wird. Der Wirkungsgrad der Pumpe η(st) muss
dabei berücksichtigt werden. Abgezogen werden muss die Wassermenge, die in der aktuellen
Stunde in elektrische Energie zurückgewandelt wird. Für alle Pumpspeicherkraftwerke st ∈ S
und alle Szenarien s ∈ S und t = 2, ..., T gilt:

EON (st, t, s) = EON (st, t− 1, s) + EIN (st, t, s)η(st)− EOUT (st, t, s) (3.38)

Da das Speicherbecken zum Startzeitpunkt nicht leer ist, muss ein Startlevel gewählt wer-
den. Dies wurde über eine Zyklusdefinition des Speichers bewerkstelligt. Die Wassermenge zu
Beginn und zum Ende der Betrachtungen muss also übereinstimmen. Für alle st ∈ ST und
s ∈ S gilt:

EON (st, 0, s) = EON (st, T, s) (3.39)

Wie schon bei den Kraftwerksprozessen können für die Speicherkraftwerke untere und obere
Kapazitätsschranken gewählt werden, zwischen denen sich die Gesamtleistung eines Speichers
bewegen muss. Für alle Pumpspeicherkraftwerke st gilt:

loP i(st) ≤ P i(st) ≤ upP i(st) (3.40)

loP o(st) ≤ P o(st) ≤ upP o(st) (3.41)

loP c(st) ≤ P c(st) ≤ upP c(st) (3.42)

Analog zu den Kraftwerksprozessen kann durch die Wahl geeigneter Aktivitätsschranken die
Nutzung und Auslastung der Speicher gelenkt werden.

Transportgleichungen

Wird Strom von Ort s1 nach Ort s2 transportiert, so muss mit Verlusten gerechnet werden. Sei
tr die Stromleitung von Ort s1 nach Ort s2, dann bezeichnet EIN (tr, t, s) mit tr ∈ TRs1

s2 den
Strom, der am Ort s1 abtransportiert wird. Am Ort s2 kommt dann nur noch die Strommenge
EOUT (tr, t, s) mit tr ∈ TRs1

s2 an. Der Unterschied zwischen In- und Output wird durch den
Wirkungsgrad η(tr) der jeweiligen Stromleitung bestimmt. Für alle tr ∈ TR, t = 1, ..., T und
s ∈ S gilt:

EIN (tr, t, s) · η(tr) = EOUT (tr, t, s) (3.43)
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Die abtransportierte Strommenge EIN (tr, t, s) ist von der Leitungskapazität P (tr) abhängig,
die nicht überschritten werden kann. Für alle tr ∈ TR, t = 1, ..., T und s ∈ S gilt:

EIN (tr, t, s) ≤ P (tr) (3.44)

Die Leitungskapazität kann gegebenenfalls durch neue Leitungen NP (tr) erweitert werden.
Die Leitungen des bestehenden Stromübertragungsnetzes werden mit instP (tr) bezeichnet.
Für alle tr ∈ TR gilt:

P (tr) = NP (tr) + instP (tr) (3.45)

Für die Stromleitungen bestehen Symmetrieeigenschaften. Bei der Kapazität einer Stromlei-
tung spielt die Richtungsdefinition keine Rolle. Die Kapazität P s2

s1 der Stromleitung von Ort
s1 nach Ort s2 ist die gleiche wie die Kapazität P s1

s2 von Ort s2 nach s1:

P s2
s1 (tr) = P s1

s2 (tr) (3.46)

Auch beim Übertragungsnetz besteht die Möglichkeit Kapazitätsbeschränkungen für die Ge-
samtleistung P vorzugeben. Für alle tr ∈ TR gilt:

loP (tr) ≤ P (tr) ≤ upP (tr) (3.47)

Darüber hinaus gibt es Aktivitätsschranken für die Nutzung der Übertragungsleitungen. Für
alle tr ∈ TR, t = 1, ...T und s ∈ S gilt:

loact(tr) ≤ EIN (tr, t, s) ≤ upact(tr) (3.48)

3.5 Szenarien und Ergebnisse

Das Modell wurde so programmiert, dass sämtliche Modellgleichungen (Zielfunktion und Ne-
benbedingungen) unabhängig von den Eingabedaten sind. Das hat den Vorteil, dass der Be-
nutzer sowohl Systemzusammenhänge (Zuordnung von Kraftwerken zu Modellknoten, Über-
tragungsnetz etc.) als auch die einzelnen Parameter (sämtliche Kraftwerks- und Speicherda-
ten, Emissionsschranke, stochastische Parameter und seine Wahrscheinlichkeitsverteilung etc.)
einfach über die Benutzeroberfläche ändern kann, um verschieden Szenarien zu erzeugen. Im
Folgenden werden verschiedene Szenarien ausgewertet.

Die Szenarien unterscheiden sich im wesentlichen durch die Variation des stochastischen Para-
meters, die Emissionsbeschränkung und die Schranken des Kraftwerkbaus. Tabelle 3.7 liefert
eine Überblick über die gerechneten Szenarien. Die dort aufgelisteten Parameter verdeut-
lichen die unterschiedlichen Ausgangsvorraussetzungen für die Optimierungsdurchläufe. Bei
den Grenzen für Wind on- und offshore bzw. Photovoltaikanlagen handelt es sich um untere
Schranken des Anlagenbaus für die Bundesrepublik Deutschland. Eine Leistung in der ent-
sprechenden Höhe muss mindestens erreicht werden. Im Modell sind die Begrenzungen auf
die einzelnen Knoten verteilt. Die Grenzen für Kernkraftwerke dagegen sind obere Schranken,
die nicht überschritten werden dürfen.

Die Szenarien unterscheiden sich durch den stochastischen Parameter, der alternativ der Gas-
preis, der CO2-Preis aber auch das Winddargebot sein kann. Die möglichen Werte sind in
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Gruppe Name Stoch. Wind on-/ PV AKW CO2-Grenze
Parameter offshore

[GW] [km2] [GW] [Mt]

Basis Gaspreis - - 21 ∞
Wind Wind 50 Gaspreis 10/12.5 - 21 ∞

Wind 100 Gaspreis 20/25 - 21 ∞
CO2 250co2 Gaspreis - - 21 250

200co2 Gaspreis - - 21 200
150co2 Gaspreis - - 21 150
112co2 Gaspreis - - 21 112

ZeroUran Gaspreis - - 0 ∞
PV pv100 Gaspreis 20/25 1348 21 ∞

pv20 Gaspreis 20/25 270 21 ∞
CO2-Price CO2-Preis - - 21 ∞
WindSup Winddargebot 20/25 - 21 ∞

Tabelle 3.7: Szenarien

Stochastischer Parameter Gaspreis CO2-Preis Winddargebot
[EUR ct/kWh] [EUR/t]

Gaspreis 1.4, 2.4, 3.5 10 mittel
CO2-Preis 2.4 10, 25, 50 mittel
Winddargebot 2.4 10 niedrig, mittel, hoch

Tabelle 3.8: Stochastische Parameter

Tabelle 3.8 zusammengefasst. Aus Gründen der Rechenbarkeit und der Interpretationsmög-
lichkeit wurden bei den im Folgenden vorgestellten Szenarien lediglich drei Ausprägungen
zugelassen, deren Auftreten gleichverteilt ist.

Die Auswahl der Szenarien zielt im wesentlichen darauf ab, Auswirkungen der Windenergie-
nutzung, Möglichkeiten der CO2-Reduktion, den Kernenergieausstieg, den Zubau an Photo-
voltaikanlagen und das Zusammenspiel von Energiekosten und Emissionszielen zu bewerten.

3.5.1 Auswirkungen und Kosten der Windenergienutzung

Mit Hilfe der Windszenarien wurde die Integration von Windenergieanlagen in das bestehen-
de System untersucht. Da Windenergieanlagen im Vergleich zu konventionellen Kraftwerken
sehr teuer sind, werden diese in einem Optimierungsmodell, das die Gesamtkosten minimiert,
nicht installiert. Damit Windenergieanlagen gebaut werden, muss der Benutzer eine zu in-
stallierende Mindestleistung vorgeben. Ohne vorgegebene Mindestleistung werden keine Win-
denergieanlagen gebaut, wie das Referenz-Szenario Basis zeigt. Im Szenario Wind 50 werden
Kapazitätsunterschranken vorgegeben, sodass das System mindestens 50% der als möglich
erachteten 45 GW Windleistung installieren muss. Im Szenario Wind 100 wird dagegen eine
100% Installation, also die der Höchstleistung gefordert. Die angenommene Höchstgrenze für
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Windenergieanlagen im Onshore-Bereich beträgt 20.8 GW und im Offshore-Bereich 25.6 GW.
Die räumliche Verteilung der installierten Windenergieanlagen für das Szenario Wind 100 ist
in Tabelle 3.2 auf Seite 29 dargestellt. Die Offshore-Windparks sind den Knoten Bremen,
Greifswald, Hamburg, Kiel und Rostock zugeordnet. Die Onshore-Regionen mit einer instal-
lierten Windleistung von über einem GW sind ebenfalls in nördlichen Regionen zu finden;
in Berlin, Bremen, Hamburg, Hannover, Kiel und Magdeburg. Der Gaspreis wurde in diesen
Szenarien als Zufallsvariable modelliert.
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Abbildung 3.6: Kraftwerkskapazitäten in Abhängigkeit der installierten Windleistung

Die Installation von Windenergieanlagen hat Einfluss insbesondere auf den Bau von Mittel-
und Spitzenlastkraftwerken. Die optimalen Kraftwerkskapazitäten in Abhängigkeit der instal-
lierten Windleistung sind in Abbildung 3.6 auf Seite 47 dargestellt. Ein Anstieg der Wind-
energieanlagen von 0 GW auf 45 GW führt zu einem Rückgang der Steinkohlkraftwerke und
GuD-Anlagen. Die Steinkohlekraftwerke sinken von 22 GW auf 16 GW, GuD-Anlagen von
39 GW auf 28 GW. Gasturbinen, die als Back-Up-Leistung benötigt werden um das schwan-
kende Windstromangebot auszugleichen, nehmen im Gegenzug zu. Ihre Leistung steigt von
ursprünglichen 6 GW im Basis Szenario auf 22 GW im Szenario Wind 100. Die Leistung der
Grundlastkraftwerke, wie Kern- und Braunkohlekraftwerke und Laufwasserkraftwerke werden
durch die Integration von Windenergie nicht beeinflusst. Die Leistung der Laufwasserkraftwer-
ke ist bei 2.4 GW fixiert. Für Kern- und Braunkohlekraftwerke wurden Leistungsobergrenzen
vorgegeben, bis zu denen neue Kraftwerke gebaut werden können. Die Grenze für Kernkraft-
werke beträgt 18.6 GW und für Braunkohlekraftwerke 22.4 GW.

Die gesamte installierte Leistung nimmt von 111 GW im Basis Szenario über 133 GW im
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Szenario Wind 50 auf 155 GW im Szenario Wind 100 zu. Das bedeutet, dass für jedes
Gigawatt Windleistung ein Gigawatt Back-Up-Leistung benötigt wird.
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Abbildung 3.7: Leitungsengpässe durch Windenergie im Norden (Szenario Wind 50 )

Die Installation der Windenergieanlagen an windreichen Standorten im Norden (vgl. Tabel-
le 3.2 auf Seite 29) führt zu Leitungsengpässen zwischen Hamburg und Kiel, Bremen und
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Abbildung 3.8: Leitungsengpässe durch Windenergie im Norden (Szenario Wind 100 )

Münster bzw. Bremen und Bielefeld, wie in den Abbildungen 3.7 und 3.8 dargestellt. Der
in Hamburg, Kiel und Bremen erzeugte Offshore-Windstrom wird in die Nachfragezentren
übertragen. Um den Offshore-Windstrom von Kiel über Hamburg weiterzuleiten, muss im
Szenario Wind 50 die Leitung zwischen Hamburg und Kiel um 396 MW erweitert werden;
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im Szenario Wind 100 bereits um 1455 MW. Im Szenario Wind 100 muss zusätzlich die Lei-
tung zwischen Bremen und Münster um 5569 MW und zwischen Bremen und Bielefeld um
415 MW erweitert werden. Der Windstrom wird von dort aus weiter bis Essen und Kassel
transportiert.

Stromerzeugung

0

50

100

150

200

250

GuD STK LWK BRK AKW Import WEAon WEAoff GT

S
tr

o
m

e
rz

e
u
g
u
n
g
 [
T

W
h
] 

Basis-s1 Basis-s2 Basis-s3 Wind 50-s1 Wind 50-s2 Wind 50-s3 Wind 100-s1 Wind 100-s2 Wind 100-s3

Abbildung 3.9: Stromerzeugung in Abhängigkeit des Gaspreises und der installierten Wind-
leistung

Die Stromerzeugung für die Windszenarien ist in Abbildung 3.9 auf Seite 50 dargestellt.
Aufgrund der stochastischen Programmierung werden für jede Realisierung s1 bis s3 des
stochastischen Parameters die Kraftwerke unterschiedlich gefahren. Dadurch variieren die
jährlichen Erzeugungsmengen. Im Fall s1 hat der Gaspreis eine Höhe von 1.4 EUR ct/kWh,
im Fall s2 von 2.4 EUR ct/kWh und im Fall s3 von 3.5 EUR ct/kWh.

Die Gaspreisschwankung wird hauptsächlich durch eine unterschiedliche Fahrweise der GuD-
Anlagen und Steinkohlekraftwerke kompensiert. Bei einem Anstieg des Gaspreises von 1.4 auf
2.4 EUR ct/kWh wird die dreifache Menge des Stroms durch Steinkohlekraftwerke bereitge-
stellt. Ihre Volllaststunden steigen von 1738 auf 6630 Stunden im Jahr im Szenario Wind 50
und von 1391 (s1) auf 6199 (s3) im Szenario Wind 100. Die GuD-Anlagen dagegen reduzie-
ren ihre Stromproduktion um ca. 50% im Vergleich zu einem niedrigen Gaspreis, d.h. ihre
Volllaststunden sinken von 4989 auf 2219 im Szenario Wind 50 bzw. von 4719 auf 1887 im
Szenario Wind 100. Die Stromerzeugung mit Braunkohlekraftwerken ändert sich nur minimal.
Sie bedienen zusammen mit den Kernkraftwerken die Grundlast. Dabei erzeugen Braunkoh-
lekraftwerke ca. 163-172 TWh Strom im Jahr und die Kernkraftwerke ca. 137-138 TWh. Die
Mittellast wird durch GuD-Anlagen bereitgestellt, die je nach Szenario und Gaspreis eine
jährliche Strommenge von 35 bis 198 TWh erzeugen. Der Spitzenlaststrom wird von Gastur-
binen und Windenergieanlagen erzeugt. Bei einer Installation von 25 GW Windturbinen im
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Offshore-Bereich (Szenario Wind 100 ) können bis zu 60 TWh Strom im Jahr erzeugt werden.

Die durch die Stromerzeugung verursachte CO2-Emission, kann durch die Integration der
Windenergie mit einer Gesamtleistung von 45 GW (Szenario Wind 100 ) gegenüber dem Ba-
sisfall um 43 Megatonnen (Mt) CO2 reduziert werden. Im Basisszenario ohne Windenergie-
anlagen liegt die jährliche Emission bei 283 Mt CO2, mit Windenergieanlagen nur noch bei
240 Mt CO2.
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Abbildung 3.10: Grenzkosten in Abhängigkeit der installierten Windleistung und des Wind-
dargebots

Als Grenzkosten der Stromerzeugung wird der Anstieg der Zielfunktion, also der gesamten
Kosten, bezeichnet, der durch eine Erhöhung der Nachfrage um eine zusätzlichen Einheit
Strom entstünde. Diese marginalen Kosten sind ein wichtiger Indikator für die Entwicklung
des Strompreises, da in einem atomistischen Markt der Preis eines Gutes durch eben diese
bestimmt wird. Im Folgenden soll die Wirkung des Windstroms auf den Strompreis untersucht
werden. Dabei veranschaulicht Abbildung 3.10 die Grenzkosten von Szenarien mit verschie-
dener installierter Windleistung für zwei signifikante Stunden. Abbildung 3.11 dagegen stellt
die Entwicklung und Spannweite der marginalen Kosten der Fahrweise der Kraftwerke für das
Szenario Wind 100 mit hohem Gaspreis gegenüber.

Die Grenzkosten der Stromerzeugung reichen von 0.027 bis 0.140 EUR/kWh. Die marginalen
Kosten sind abhängig von der Höhe der Nachfrage und dem vorhandenen Kraftwerkspark.
Durch die Erzeugungskosten eines Kraftwerks wird die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke, die
sogenannte Merit-Order, auf dem Strommarkt festgelegt. Kraftwerke mit niedrigen Erzeu-
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gungskosten stehen weiter vorne in der Reihenfolge. Die Grenzkosten sind somit die Erzeu-
gungskosten des teuersten Kraftwerks, das gerade noch benötigt wird um die Nachfrage zu
befriedigen. Ein Anstieg der Nachfrage führt zu einem Anstieg der Grenzkosten, da dadurch
der Einsatz neuer Kraftwerke mit höheren oder mindestens genauso hohen Erzeugungskos-
ten nötig wird. In einem Wettbewerbsmarkt wird durch die Grenzkosten der Preis gebildet,
wodurch diese marginalen Kosten als Strompreis interpretiert werden können.

Abbildung 3.11 zeigt den stündlichen Kraftwerkseinsatz für die Stromerzeugung aus Szenario
Wind 100 mit hohem Gaspreis in Kombination mit den Grenzkosten für 7 Tage. Die Grenz-
kosten zeigen saisonale, wöchentliche und tageszeitliche Schwankungen. Wochentags und im
Winter, wenn die Nachfrage höher ist, nimmt auch der Strompreis zu. Die tageszeitlichen
Schwankungen sind ebenfalls klar sichtbar. In der Nacht sinken die Strompreise aufgrund der
geringeren Nachfrage.

Die Grundlast wird durch Kern- und Braunkohlekraftwerke bereitgestellt, aber auch Laufwas-
serkraftwerke und Importstrom tragen zum stündlichen Stromangebot bei. Wenn der Wind
weht, gehen zunächst die Gasturbinen vom Netz, weil sie u. a. wegen ihrer Kostenstruktur als
Spitzenlastkraftwerke eingesetzt werden. Aber auch Mittellastkraftwerke wie GuD und Stein-
kohlekraftwerke werden in ihrer Fahrweise vom Wind beeinflußt. In wenigen Stunden werden
sogar die Braunkohlekraftwerke vom Netz genommen.

Wie man in Abbildung 3.11 gut sehen kann, drückt der Wind die Strompreise in den Kel-
ler. Der Windstrom reduziert wegen seiner quasi nicht vorhandenen Erzeugungskosten die
Nachfrage, da dieser immer als erstes verkauft wird. Der Strompreis ist damit nicht mehr
abhängig von der tatsächlichen Nachfrage, sondern von der Nachfrage, die um das Dargebot
aus erneuerbaren Energien reduziert wurde. Diese reduzierte Nachfrage wird im Folgenden
mit Residualnachfrage bezeichnet. Ein Tag im Winter mit normal hoher Nachfrage, aber ho-
hem Winddargebot, weist die gleichen Grenzkosten wird ein Sommertag mit viel geringerem
Strombedarf auf (vgl. Abbildung 3.11 den Tag: MI, Winter).

Um den Zusammenhang zwischen Residualnachfrage und Strompreis zu verdeutlichen, wur-
den die Stunden aus obiger Abbildung nach der Höhe der Residualnachfrage sortiert und in der
unteren Abbildung dargestellt. Die Korrelation zwischen Nachfrage, Kraftwerkseinsatz und
Strompreis wird hier sehr deutlich. Wird ein neues Kraftwerk benötigt um die Nachfrage zu
decken, sieht man einen klaren Anstieg der marginalen Kosten, die den Erzeugungskosten die-
ses Kraftwerks inklusive anfallenden Transportkosten entsprechen. Erfordert ein Anstieg der
Nachfrage den Bau neuer Kraftwerke, Übertragungsleitungen oder Speicherkapazität werden
dieses Kosten ebenfalls in den marginalen Kosten erfasst.

Nachfrage Grenzkosten variable Kosten Kraftwerke

27.4-47.1 0.026-0.029 0.027 LWK, AKW, BRK
47.1-60.9 0.027-0.056 0.037 LWK, AKW, BRK, STK
60.9-82.1 0.057-0.089 0.065 LWK, AKW, BRK, STK, GuD
82.1-99.5 0.102-0.142 0.106 LWK, AKW, BRK, STK, GuD, GT

Tabelle 3.9: Abhängigkeit des Strompreises vom Kraftwerkseinsatz

Die Fluktuation des Winddargebots wird im Strompreis reflektiert, d.h. das schwankende
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Abbildung 3.11: Stromerzeugung und Grenzkosten als Lastgang (oben) und sortiert nach der
Höhe der residualen Nachfrage (unten)

Winddargebot führt zu einer Instabilität des Strompreises. Tabelle 3.9 listet Residuallast
[GW], marginale Kosten [EUR/kWh] und die Kraftwerkseinsatzreihenfolge mit jeweils den
höchsten variablen Kosten [EUR/kWh] auf.

53



KAPITEL 3. STOCHASTISCHES MODELL

Abbildung 3.10 macht deutlich, dass die Integration von Windenergie nicht generell zu niedri-
geren Strompreisen führt; tatsächlich ist der Preis abhängig vom aktuellen Winddargebot in
der jeweiligen Stunde. In der Abbildung wurden zwei Stunden ausgewählt um den Einfluss der
installierten Windleistung zu verdeutlichen. In der einen Stunde steht kaum Wind zur Verfü-
gung in der anderen Stunde dafür umso mehr. Für diese zwei Stunden ist die Stromerzeugung
mit zugehörigem Grenzkosten für die drei Szenarien Basis, Wind 50 und Wind 100 abge-
bildet. In Stunden mit hohem Winddargebot sind die marginalen Kosten geringer je mehr
Windenergieanlagen installiert sind, da die Windturbinen die Stromerzeugung herkömmli-
cher Kraftwerke mit höheren Erzeugungskosten (GuD-, Steinkohlekraftwerke) ersetzen. In
windarmen Stunden dagegen steigen die marginalen Kosten an, je mehr Windenergieanla-
gen installiert sind. Dies liegt darin begründet, dass sich der regionale Kraftwerksmix in den
einzelnen Szenarien unterscheidet und somit zusätzliche Stromübertragungskosten mit in die
Grenzkosten einfließen. Des Weiteren zieht die Installation von Windenergieanlagen eine Re-
duktion von GuD- und Steinkohlekraftwerken zu Gunsten von Gasturbinen nach sich. Diese
werden als Back-up-Kraftwerke benötigt, weisen jedoch deutlich höhere Betriebskosten auf.

Grenzkosten des Windenergieanlagenbaus
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Abbildung 3.12: Grenzkosten der Windturbinen im Onshore-Bereich

Als Grenzkosten des Windenergieanlagenbaus bezeichnet man den Anstieg der gesamten Sys-
temkosten durch eine zusätzliche Installation an Windleistung. Sie ergeben sich mathematisch
aus dem Anstieg des Zielfunktionswertes durch die Erhöhung der zu installierenden Mindest-
leistung. Die Grenzkosten des Windenergieanlagenbaus sind in Abbildung 3.12 für Onshore-
Windenergieanlagen und in Abbildung 3.13 für Offshore-Windenergieanlagen dargestellt. Sie
sind der Anstieg der Gesamtkosten (Zielfunktion) die entstünden, falls eine zusätzliche Ein-
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Abbildung 3.13: Grenzkosten der Windturbinen im Offshore-Bereich

heit Windleistung in das System gezwungen würde. Für Kraftwerke die ohnehin während
des Optimierungsprozesses gebaut werden sind die Grenzkosten gleich Null. Die Schwankun-
gen der Grenzkosten zwischen den Orten und zwischen den Szenarien sind offensichtlich. Die
Installation von einem zusätzlichen Megawatt Windleistung in Bremen (3920 MW anstelle
von 3919 MW), würde jährliche Zusatzkosten von 48 kEUR8 verursachen (Szenario Wind
100 ). Im Gegensatz dazu würden die Zusatzkosten in Dresden beireits 108 kEUR betragen.
Die horizontale Linie in den Abbildung 3.12 und 3.13 ist die jährliche Investitionsrate (An-
nutiät) bei einem für die Optimierung angenommenen Zinssatz von 6%. Die Annuität für
Windonshore-Turbinen beträgt 93 EUR, für Windoffshore-Turbinen hingegen 175 EUR.

Die Grenzkosten setzten sich aus der Annuität der Windenergieanlagen und deren Erzeu-
gungskosten zusammen. Davon werden die Kosten für Kraftwerke, die durch den Neubau
der Windenergieanlage eingespart werden können, abgezogen. Mögliche Kosten für Änderun-
gen des bestehenden Systems, wie beispielsweise Stromübertragung oder Speicherung werden
hinzuaddiert.

Wie viel die jährliche Investitionsrate verringert werden kann hängt vom Standort der zu
errichtenden Windenergieanlage und den dortigen Bedingungen ab. Die Standorte Bremen,
Hamburg, Essen und Münster erweisen sich im Modell als gute Standorte für weitere Win-
denergieanlagen (vgl. Abbildung 3.12). Dort kann eine zusätzliche Windenergieanlage von
einem Megawatt, den Strom aus konventionellen Kraftwerken in vielen Stunden ersetzen. Da-
durch können Stromerzeugungskosten eingespart werden. An anderen Standorten wie Berlin,
Dresden, Karlsruhe, Leipzig u.s.w, können die Zusatzkosten für ein Megawatt Windleistung
aufgrund eines Mangels an Wind nicht reduziert werden. Die dortige Installation von Wind-

8Kiloeuro
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energieanlagen wäre überflüssig und würde nur zu unnötigen Kosten führen.

3.5.2 Begrenzung der CO2-Emission

Mit der Gruppe der CO2-Emissionszenarien wurde untersucht, wie weit die Emissionsgrenze
herabgesetzt werden kann und welcher Kraftwerkspark dazu nötig ist um dieses Ziel zu er-
reichen. In diesen Szenarien wurde die jährliche Grenze für CO2-Emission herabgesetzt auf
250 Mt, 200 Mt, 140 Mt und 112 Mt. Die Deckung der Nachfrage ermöglicht keine weitere
Reduktion der Emission. Ensprechend ihrer Emissionshöchstgrenze werden die Szenarien mit
250co2, 200co2, 150co2 und 112co2 benannt.
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Abbildung 3.14: Kraftwerkskapazitäten in Abhängigkeit der CO2-Emissionsbeschränkung

Abbildung 3.14 zeigt die optimalen Kapazitäten in Abhängigkeit der einzuhaltenden CO2-
Emission. Wird eine Reduktion der CO2-Emission gefordert, müssen sowohl Steinkohle, als
auch Braunkohlekraftwerke aufgrund ihrer hohen Emissionskoeffizienten zurück gebaut wer-
den. Ab einer geforderten Höchstgrenze von 200 Mt werden keine Steinkohlekraftwerke mehr
gebaut. Braunkohlekraftwerke verschwinden dagegen erst ab einer geforderten Emission unter
150 Mt ganz aus dem System. Die durch den Rückbau der Kohlekraftwerke fehlende Kapazität
wird durch den Zubau von GuD-Anlagen ausgeglichen. Ihre installierte Leistung steigt von
ursprünglichen 40 GW im Basis-Szenario auf 95 GW im Szenario 112co2, was ein Wachstum
von 240% bedeutet. Die installierte Leistung der Gasturbinen steigt nur minimal an. Der Bau
von Kernkraftwerken zur Deckung der Grundlast ist unumgänglich: in allen Szenarien werden
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18.6 GWKernkraftwerke errichtet. Windenergieanlagen im Onshore-Bereich werden unter den
geforderten Bedingungen ab einer Emissionsbeschränkung auf 150 Mt mit einer installierten
Leistung von 1 GW berücksichtigt. Bei einer maximalen Beschränkung auf 112 Mt werden
Windenergieanlagen im On- und Offshore-Bereich bis zu ihrer maximalen Kapazitätsgrenze
von 20.8 GW bzw. 25.6 GW errichtet. Die Back-Up-Leistung wird in diesem Szenario von den
GuD-Anlagen übernommen.

Die Gesamtkapazität steigt von 111 GW (Basis) über 112 GW (250co2 ), 114 GW (200co2 ),
116 GW (150co2 ) bis auf 163 GW (112co2 ). Dies verdeutlicht wiederum die notwendige
Back-Up-Leistung, die durch die Integration der fluktuierenden Windenergie benötigt wird.

Die Beschränkung der CO2-Emission auf 112 Mt erfordert den Bau neuer Übertragungsleitun-
gen, die in Abbildung 3.15 abgebildet sind. Die Stromflüsse sind hauptsächlich im Nordwesten
von Deutschland vom windreichen Norden in den windarmen Süden gerichtet. In diesem Sze-
nario besteht der Kraftwerkspark in Bremen aus Windenergie- und GuD-Anlagen. In wind-
reichen Stunden kommt es dort zu einem Überschuss an Strom, der dann nach Münster und
sogar bis Essen abtransportiert wird. In Essen und Münster wird die Windleistung dann durch
die dort existierenden GuD-Anlagen reguliert, die vom Netz gehen, sobald der Windstrom aus
Bremen kommt. Bei sehr hohem Winddargebot werden sogar die Kernkraftwerke in Münster
vom Netz genommen. Ca. 2000 MWh des aus Bremen kommenden Stroms wird in Münster
selbst benötigt. Der Großteil jedoch, etwa 10170 MWh, wird weiter nach Essen geleitet. Aber
auch in den Gebieten um Hamburg, Kiel, Bielefeld, Hannover und Kassel muss in diesem
Grenzszenario das Übertragungsnetz ausgebaut werden.

Stromerzeugung und Grenzkostenbetrachtung

In Abbildung 3.16 ist für das Grenzszenario (112co2 ) mit einer maximal möglichen CO2-
Emission von 112 Mt die Stromerzeugung und die zugehörigen marginalen Kosten für sie-
ben charakteristische Tage in stündlicher Auflösung dargestellt. Wegen der starken Beschrän-
kung des Treibhausgases werden nur Kraftwerke mit geringer bzw. keiner CO2-Emission zur
Stromerzeugung genutzt. Der Großteil des Stroms wird von GuD-Anlagen bereitgestellt, die
allerdings auch die höchsten Erzeugungskosten haben. Da diese Kraftwerke in jeder Stun-
de genutzt werden sind die marginalen Kosten auf einem konstant hohen Niveau von ca.
1.2 EUR/kWh. Der Grundlaststrom wird durch Kernkraftwerke und Laufwasserkraftwerke
erzeugt; die benötigten restlichen Strommengen werden importiert. Ein Stromerzeugungssys-
tem mit solch einer starken Emissionsbeschränkung stößt an seine Grenzen. Die Höhe der
marginalen Kosten macht deutlich, dass der Wahl des optimalen Kraftwerksmix’ durch die
starke Beschränkung der Emissionen wenig Spielraum gelassen wird. Im Vergleich zu den
vorher beschriebenen Szenarien ist der Strompreis sehr hoch. Der Einfluss des Windstroms
auf den Strompreis ist sehr gering, siehe Abbildung 3.16. Zwischen Donnerstag und Freitag
(Sommer), am Sonntag morgen (Sommer), Dienstag abend (Winter) und Mittwoch ganztags
(Winter) können nur geringe Absenkungen durch starkes Windaufkommen festgestellt wer-
den. Die saisonalen, wöchentlichen und tageszeitlichen Schwankungen sind verschwunden. Die
zwei Spitzen der Grenzkosten zeigen die Stunden mit maximaler Nachfrage.
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Abbildung 3.15: Engpassleitungen bei einer CO2-Emissionsbeschränkung auf 112 Mt

3.5.3 Ausstieg aus der Kernenergie

Um den geplanten Kernergieausstieg in Deutschland zu untersuchen wurde ein Szenario ohne
Kernkraftwerke (ZeroUran) gerechnet. Durch welche Kraftwerke die fehlende Kernenergieleis-
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Abbildung 3.16: Stromerzeugung und Grenzkosten bei einer Emissionsbeschränkung auf 112
Mt CO2

Szenario GuD STK LWK BRK AKW GT

Basis 39.04 22.16 2.36 22.38 18.60 6.32
ZeroUran 43.36 37.71 2.36 22.38 - 4.65

Tabelle 3.10: Kraftwerksleistung in einem System mit und ohne Kernenergie

tung am kostengünstigsten ersetzt wird, stellt Tabelle 3.10 auf Seite 59 dar. Das Modell zeigt,
dass im optimalen Fall der Hauptteil der Kernkraftwerke durch Steinkohlekraftwerke und
durch GuD-Anlagen ersetzt wird. Die Kernkraftwerksleistung von 18.6 GW wird durch einen
Zubau von Steinkohlekraftwerken mit einer Leistung von 15.55 GW (Anstieg von 22.16 auf
37.71 GW) und einen Zubau von GuD-Anlagen mit einer Leistung von 4.32 GW (Anstieg von
39.04 auf 43.36 GW) ersetzt. Im Gegenzug dazu nehmen die Gasturbinen ab, ihre installierte
Leistung sinkt um 1.67 GW von 6.32 GW auf 4.65 GW.

Windenergieanlagen werden erst gebaut, wenn ein Absinken der CO2-Emission auf 200 Mt
gefordert wird. Ohne Kernenergie kann die Emissiongrenze auf maximal 160 Mt reduziert
werden. In Abhängigkeit davon, welche Kraftwerke die Kernkraft ablösen, schwankt die CO2-
Emission beträchtlich. Falls die 138 Terrawattstunden Atomstrom durch Strom aus GuD-
Anlagen substituiert werden, wie im Fall s1 (niedriger Gaspreis), steigt die Emission gegenüber
dem Basisfall um 48 Mt. Falls der Strom stattdessen aus Steinkohlekraftwerken kommt, wie
im Szenario s2 und s3 (mittlerer und hoher Gaspreis), steigt die Emission bereits um 90 Mt.
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3.5.4 Ausbau der Photovoltaik

Um die theoretische für Photovoltaik nutzbare Fläche in Deutschland zu bestimmen, wurden
in der Vergangenheit verschiedene Potenzialanalysen durchgeführt. Bernreuter [5] liefert
dazu einen guten Überblick. Je nach Studie wurden dabei Dachflächen, Fassaden, Freiflächen
und Siedlungs- bzw. Verkehrsflächen mitberücksichtigt, wodurch die Potenziale stark vonein-
ander abweichen. Das größte Potenzial wird von Beer angenommen, der ein theoretisches
Flächenpotenzial von 3352 km2 errechnet, wovon jedoch nur ein Teil technisch nutzbar ist [4].
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Abbildung 3.17: Stromerzeugung bei Vollausbau der Photovoltaikanlagen, bei einem Gaspreis
von 2.4 EUR ct/kWh, für eine Winter- (links) und eine Sommerwoche (rechts)

Für das hier vorgestellte Modell wurde analog zu Quaschning ein technisch nutzbares Flä-
chenpotenzial von 1348 km2 angenommen9. Die Leistung einer Photovoltaikanlage wird in
Wattpeak (Wp) angegeben, dies ist die Leistung die bei einer maximalen Sonneneinstrahlung
erzielt wird. Die Leistung ist von der Fläche, der Sonneneinstrahlung und dem Wirkungsgrad
η der Anlagen abhängig. Um die mögliche Leistung auf einer theoretisch nutzbaren Fläche ab-
zuschätzen wird in Deutschland mit einer Sonneneinstrahlung von 1000 W/m2 gerechnet. Auf
einer theoretisch nutzbaren Fläche von 1348 km2 schwankt die installierte Leistung. Bei einem
Wirkungsgrad von 10% beträgt die installierte Leistung 135 GWp, bei einem Wirkungsgrad
hingegen von 20% 270 GWp.

In den folgenden Szenarien wurde ein Wirkungsgrad von 20% zugrundegelegt, wie er in Ge-

9vgl. Quaschning, Systemtechnik einer klimaverträglichen Elektrizitätsversorgung in Deutschland für das
21. Jahrhundert [41], Seite 40-50
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mis [38] für PV-Anlagen im Jahr 2030 angenommen wird. Der Gaspreis wurde weiterhin
stochastisch betrachtet. Es wurde der Maximalausbau von Photovoltaikanlagen auf der in
Deutschland verfügbaren Fläche forciert, was zu einer installierten Spitzenleistung von 270
GWp führt. Die verfügbare Fläche wurde gleichmäßig auf die modellierten Knotenpunkte ver-
teilt. Die Sonneneinstrahlung unterscheidet sich jedoch für jeden Modellknoten, so dass nicht
jeder Standort gleichermaßen für Photovoltaikanlagen geeignet ist.

Die mit dieser installierten Photovoltaikleistung erzielbare Erzeugung ist in Abbildung 3.17
für zwei Wochen für einen mittleren Gaspreis dargestellt. Die linke Hälfte der Abbildung stellt
die Stromerzeugung in einer typischen Winterwoche (Januar) dar, die rechte Hälfte für eine
typische Sommerwoche (Juni). Es ist deutlich zu erkennen, dass es v.a. im Sommer zu ei-
ner starken Überdeckung des Verbraucherlastgangs kommt. In diesen Stunden müssten sogar
Grundlastkraftwerke (BRK, AKW) abgeschaltet werden, um den Solarstrom auch nutzen zu
können. Ein Teil der tagsüber erzeugten überschüssigen Energie kann gespeichert werden, um
in den Morgen- und Abendstunden, wenn die Sonneneinstrahlung nachlässt, zur Nachfragede-
ckung beizutragen. Die gesamte jährliche Stromerzeugung der Photovoltaikanlagen mit dieser
Leistung erreicht 306.96 TWh. Allerdings kommt es bei einem derartigen Ausbau im Som-
mer zu einer Überproduktion von bis zu 350% (siehe Sommer Abbildung 3.17). Auf Grund
der geringen Speicherleistung in Deutschland könnten also nur 191.91 TWh des Solarstroms
zur Deckung des Verbraucherlastgangs auch genutzt werden, was einem Deckungsbeitrag von
31.56% entspräche. Der gesamte Deckungsbeitrag erneuerbarer Energien käme auf 54.71%
(Wind 21.46%, Laufwasserkraftwerke 1.69%).

Das wirtschaftliche Optimum wird bei einem Vollausbau nicht erreicht. Deswegen wurde im
folgenden Szenario der Ausbau auf 20% der technisch verfügbaren Fläche beschränkt. Bei
diesem Szenario wird eine installierte Leistung der Photovoltaikanlagen von 53.95 GWp er-
reicht, mit der es möglich wäre 61.39 TWh Strom zu erzeugen. Bei heutiger Speicherleistung
können davon tatsächlich auch 61.16 TWh genutzt werden. Dies entspräche einem solaren
Deckungsbeitrag von 10.2%.

Der Anteil erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung beträgt in diesem Szenario 33.62%.
Davon entfallen 21.7% auf die Erzeugung mit Windenergieanlagen, 10.21% auf Photovoltaik-
anlagen und 1.71% auf Wasserkraftwerke. Die restlichen 66.38% der Stromerzeugung teilen
sich auf Kernkraftwerke (22.81%), Kraftwerke mit fossilen Brennstoffen (41.65%) und Spei-
cherkraftwerke (1.91%) auf. Bei einem Vollausbau der Photovoltaik könnten jährlich ca. 58
Mt CO2 eingespart werden. Ein Ausbau auf 20%, wie er im zweiten Beispiel beschrieben wird,
würde zu einer CO2-Einsparung von 18 Mt beitragen.

3.5.5 Der CO2-Preis als stochastischer Parameter

Der CO2-Preis unterliegt großen Schwankungen, deswegen ist es sinnvoll diese Variationen in
der Kraftwerksplanung zu bedenken und den CO2-Preis als stochastischen Parameter in die
Modellierung einzubeziehen. Dies wurde im Szenario CO2Price getan. Der CO2-Preis kann
hier die Werte 10 EUR/t (Fall s1), 25 EUR/t (Fall s2) oder 50 EUR/t (Fall s3) mit jeweils
33%-iger Wahrscheinlichkeit annehmen.

Die gesamte installierte Kraftwerksleistung mit 113 GW ist lediglich 2% höher, als die in-
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Abbildung 3.18: Stromerzeugung bei einem Ausbau der Photovoltaikanlagen auf 20% der
verfügbaren Flächen, bei einem Gaspreis von 2.4 EUR ct/kWh, für eine Winter- (links) und
eine Sommerwoche (rechts)

stallierte Leistung im Basis Szenario, die 111 GW beträgt. Laufwasser- und Kernkraftwerke
werden im Szenario CO2Price als Grundlastkraftwerke genutzt und bis zur ihrer Kapazi-
tätsgrenze von 2.4 GW bzw. 18.6 GW errichtet. Braunkohlekraftwerke erreichen zwar ihre
maximale Gesamtleistung von 17.8 GW, werden allerdings je nach Höhe des CO2-Preises als
Grundlastkraftwerke (Fall s1 und s2), oder bei zu hohen Emissionspreisen als Spitzenlast-
kraftwerke gefahren (Fall s3). Dabei erreichen sie nur 2163 Volllaststunden im Vergleich zu
den 7709 Volllaststunden des Basis-Szenarios.

Die Fahrweise der Kraftwerke für einen CO2-Preis von 25 EUR/t (Fall s2) und 50 EUR/t
(Fall s3) ist in Abbildung 3.19 für die bisher auch verwendeten sieben Beispieltage im Jahr
dargestellt. Die GuD-Anlagen machen den Hauptteil der Stromerzeugung aus. Ihre Leistung
erreicht 68 GW, was 60% der gesamten installierten Leistung entspricht. Bei einem hohen
CO2-Preis von 50 EUR/t (Fall s3) übernehmen sie auch zum Großteil die Erzeugung der
Braunkohlekraftwerke, wodurch ihre Jahresstromerzeugung auf 369 TWh steigt. Im Fall s1
erreichen sie lediglich 270 TWh. Der Strom von 2.8 TWh zur Deckung der Lastspitzen wird
in diesem Szenario von Gasturbinen geliefert, die mit einer Leistung von 6.7 GW auf dem
Strommarkt zur Verfügung stehen. In diesem Szenario werden weder Windenergieanlagen
noch Steinkohlekraftwerke errichtet.

Die marginalen Kosten der Stromerzeugung bewegen sich auf einem konstanten Niveau. Ihr
Verlauf ist in Abbildung 3.19 für unterschiedliche Emissionspreise abgebildet. Eine Ausnahme
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Abbildung 3.19: Kraftwerksfahrweise bei verschiedenen CO2-Preisen

bilden die Stunden, in denen Gasturbinen zur Deckung der Lastspitzen eingesetzt werden, hier
steigen die Grenzkosten an. In der Abbildung ist deutlich zu erkennen, dass sich die CO2-
Preise in den Grenzkosten niederschlagen. Deren Niveau ist in der rechten Hälfte bei einem
CO2-Preis von 50 EUR/t höher. Die veränderte Fahrweise für diesen hohen Emissionspreis
führt zu einer Emissionsreduzierung um 53 Mt gegenüber den Fällen s1 und s2 auf 163 Mt.

3.5.6 Winddargebot als stochastischer Parameter

Neben den Brennstoff- bzw. Emissionskosten kann im Modell alternativ auch das Winddarge-
bot als unsicherer Faktor berücksichtigt werden. Das Winddargebot jeder Stunde als stochas-
tischen Parameter zu implementieren, würde immense Rechenzeit in Anspruch nehmen und
die Datenauswertung unnötig komplizieren ohne einen Mehrwert bei den zu treffenden Aus-
sagen zu erzielen. Deswegen wurden im Szenario WindSup nicht die stündlichen Winddaten
sondern die Windzeitreihe als Ganzes stochastisch abgebildet. Es stehen also drei Windzeitrei-
hen zur Auswahl mit niedrigen (Fall s1), mittleren (Fall s2) und hohen Winddargebotsdaten
(Fall s3), die mit gleichverteilten Wahrscheinlichkeiten auftreten.

In diesem Szenario wurden nicht die Kraftwerksinstallationen optimiert, das Hauptaugenmerk
lag vielmehr auf der Betrachtung der Fahrweise der Kraftwerke und der damit einhergehenden
Strompreisentwicklung. Die Kraftwerksinstallationen inklusive Windenergieanlagen wurden
im Vorraus festgelegt.

Die optimale Kraftwerksfahrweise sowie die marginalen Kosten bei hohem (MK-hoch), mitt-
lerem (MK-mittel) und niedrigem Winddargebot (MK-niedrig) sind für eine komplette Bei-
spielwoche in Abbildung 3.20 dargestellt. Die Unterschiede in den Grenzkosten werden vor
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Abbildung 3.20: Unterschiede in den Grenzkosten durch die Variation des Winddargebots

allem dann deutlich wenn der Wind weht, wie am Freitag in der dargestellten Woche. Die
marginalen Kosten MK-hoch des Jahres mit hohem Winddargebot sind stets die niedrigsten,
was zeigt dass die Windenergie die Strompreise nach unten drückt. Je mehr Windenergie
vorhanden ist um so mehr Strom aus herkömmlichen Kraftwerken kann eingespart werden.

Aufgrund der Optimierung unter perfekter Vorraussicht, wird die Gesamtleistung des Kraft-
werksparks an der Stunde im Jahr mit maximaler Residuallast ausgerichtet. In dieser Stunde
wird die gesamte installierte Leistung benötigt, um die Nachfrage zu decken. Diese Stunde
ist im Falle des niedrigen Winddargebots zu finden (siehe DI). Steigt die Nachfrage in dieser
Stunde, müssten neue Kraftwerke gebaut werden. Aus diesem Grund steigen die Grenzkosten
stark an, sie erreichen die Höhe der jährlichen Investitionsaufwendungen für das günstigs-
te Kraftwerk das gebaut werden kann. Im Falle eines Nachfrageanstiegs könnte bei einem
mittleren und hohen Winddargebot zumindest ein Teil der zusätzlichen Nachfrage durch den
Wind befriedigt werden, deshalb fallen die Grenzkosten für diese Fälle (MK-mittel, MK-hoch)
geringer aus.

3.5.7 Kosten und Emissionen

In diesem Abschnitt werden die CO2-Emissionen den Gesamtkosten eines jeden Szenarios
gegenüber gestellt. Ohne weitere Beschränkungen (Szenario Basis) werden bei der Stromer-
zeugung mit dem zugrundeliegenden Kraftwerkspark 282 Mt CO2 emittiert. Die Emissionen
sind relativ gering, da mit Kohlekraftwerken mit sehr hohen Wirkungsgraden gerechnet wur-
de.

Im Allgemeinen sieht man in Abbildung 3.21, dass ein Anstieg des Gaspreises zu einem Anstieg
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Abbildung 3.21: Kosten- und Emissionsvergleich verschiedener Szenarien

der CO2-Emissionen führt, da die Stromerzeugung mit gasbefeuerten Kraftwerken durch Koh-
lekraftwerke ersetzt wird. Im Gegenzug dazu reduziert ein Anstieg des CO2-Preises die Emis-
sionen. Durch die Hinzunahme von Windenergieanlagen (Szenario Wind50 und Wind100)
wird die Emission reduziert, allerdings steigen die Gesamtkosten dadurch stark an. Die einge-
sparten Emissionen gegenüber dem Basis-Szenario erreichen 44 Mt bei einem Kostenanstieg
von 4 863.54 MEUR10. Dies führt zu durchschnittlichen CO2-Vermeidungskosten von 111
EUR/t.

Die geringsten CO2-Emissionen von 112 Mt werden im Szenario 112co2 erreicht. Im Vergleich
zum Basis Szenario ist dies eine Reduktion um 171 Mt bei einem Kostenanstieg von 7 396.27
MEUR. Eine Tonne CO2 zu sparen kostet im Durchschnitt also 44 EUR. Im Gegensatz da-
zu kostet eine Beschränkung auf 150 Mt (Szenario 150co2) nur 2 240.40 MEUR, was einer
Emissionseinsparung von 132 Mt entspricht und damit lägen die durchschnittlichen CO2-
Vermeidungskosten bei nur 11 EUR/t. Diesem Kostenunterschied liegt der jeweilige Kraft-
werksmix zugrunde, der im Szenario 112co2 45 GW Windenergieanlagen enthält, welche die
Kosten in die Höhe treiben. Dies verdeutlicht dass die Integration der Windenergieanlagen
sehr teuer ist. Zur Erreichung von Reduktionszielen leisten sie jedoch ihren Beitrag.

Der geforderte Kernenergieausstieg (Szenario ZeroUran) führt nur zu einem geringen Anstieg
der Kosten, zieht jedoch eine starke Zunahme der CO2-Emission nach sich (vgl. Abbildung
3.21). Ein Kraftwerksmix ohne Kernkraft verursacht Emissionen von über 350 Mt, selbst dann,
wenn die Kernkraftwerke durch hocheffiziente Kohlekraftwerke ersetzt werden. Die Einfüh-
rung der CCS-Technologie könnte hier Abhilfe schaffen. Ein Rückgang der Emissionen ist
bei gleichzeitiger Stilllegung der Kernkraftwerke schwerer zu erreichen. Würde die komplette

10Megaeuro
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Kernkraftleistung durch gasbefeuerte Kraftwerke ersetzt und käme es zum Vollausbau der
geforderten erneuerbaren Energien, könnten die Emissionen nur auf 160 Mt reduziert werden
und hätte hohe Strompreise zur Folge.

3.6 Modellbewertung
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Abbildung 3.22: Optimale Kraftwerksleistung der drei Änsatze: wait-and-see, Erwartungs-
wertansatz, Rekurs-Problem

RP EEV WS EVPI VSS

MEUR 28 814.27 28 832.82 27 248.12 1 566.15 18.55

Tabelle 3.11: Güte des stochastischen Ansatzes

In diesem Abschnitt soll die Modellierung des deutschen Energieerzeugungs- und Energie-
übertragungssystems als zweistufiges stochastisch lineares Programm bewertet werden. Dafür
wurde zum Einen eine Szenarienanalyse auf Basis des wait-and-see Ansatzes (WS) mit ver-
schiedenen Gaspreisen durchgeführt und zum Anderen das Erwartungwertproblem (EV) mit
dem erwarteten Gaspreis aufgestellt. Diese zwei Ansätze werden dem Rekurs-Problem (RP)
des stochastischen Ansatzes gegenüber gestellt. Ein Ergebnisvergleich der drei Ansätze liefern
Abbildung 3.22 und Tabelle 3.11.

Tabelle 3.11 listet die in Abschnitt 3.3 eingeführten Gütemaße auf und Abbildung 3.22 stellt
die Handlungsempfehlungen für den Kraftwerksbau dar, die nach dem jeweiligen Ansatz als
optimal gelten.
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Durch die Szenarienanalyse wird für jeden unterstellten Gaspreis eine andere Handlungs-
empfehlung gegeben, die v.a. den Mittel- und Spitzenlastbereich betreffen, also den Bau von
steinkohle- und gasbefeuerten Kraftwerken. Je höher der Gaspreis ist, um so mehr Stein-
kohlekraftwerke werden gebaut. Der empfohlene Steinkohlekraftwerksbau reicht von Null bis
46 GW, der Gasturbinenbau schwankt zwischen 23 GW und 8 GW, der GuD-Anlagenbau
zwischen 91 GW und 11 GW.

Im Vergleich dazu beträgt die optimale zu installierende Leistung im Rekurs-Problem für
Steinkohlekraftwerke 22 GW, für Gasturbinen 6 GW und für GuD-Anlagen 39 GW (vgl. Ab-
bildung 3.22). Nach Beurteilung der Zielfunktionswerte schneidet die Szenarienanalyse besser
ab. Sie führt aber nur begrenzt zu konkreten Handlungsempfehlungen, da sehr verschiedene
Empfehlungen nebeneinander stehen. Auch der EVPI, der mit einem Betrag von 1566 MEUR
sehr hoch ist, weist darauf hin, dass in diesem Beispiel die Unsicherheit über den zukünfti-
gen Gaspreis einen hohen Stellenwert einnimmt und somit in der Modellierung berücksichtigt
werden sollte.

Rechnet man mit einem erwarteten Gaspreis (EV-Problem), so ist der Unterschied der Hand-
lungsempfehlungen bezüglich des Kraftwerksbaus geringer, als beim wait-and-see-Ansatz, aber
dennoch vorhanden. Durch die vorweggenommene Glättung des Gaspreises, werden Ausrei-
ßer nicht genügend berücksichtigt. Dies zeigt sich in diesem Beispiel darin, dass gasbefeuerte
Kraftwerke bevorzugt werden. Durch die Modellformulierung als zweistufiges stochastisches
Problem kann ein Gewinn erzielt werden; der VSS erreicht einen Wert von 18.55 MEUR.

Die Auswertungen haben gezeigt, dass bei nur geringen Schwankungen des stochastischen
Parameters die Berechnungen mit Erwartungswerten gute Ergebnisse liefern können. Bei grö-
ßeren Variationen allerdings werden die einzelnen Werte nicht genügend berücksichtigt und es
sollte auf die stochastische Programmierung zurückgegriffen werden. Der wait-and-see-Ansatz
ist aufgrund der starken Variation der Handlungsmöglichkeiten in der Praxis bei einer nicht
perfekten Vorraussicht nicht empfehlenswert.
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Abbildung 4.1: Überblick über das Multi-Agenten-Modell

In dem in Kapitel 3.4 beschriebenen stochastischen Modell wird die Stromversorgung von
Deutschland volkswirtschaftlich optimiert. Mit Hilfe eines Multi-Agenten-Modells soll nun
von dieser volkswirtschaftlichen Betrachtungsweise hin zu einer realistischeren agentenbasier-
ten betriebswirtschaftlichen Betrachtungsweise gewechselt werden. In vollkommenen Märkten
wären beide Ansätze identisch. In der Realität jedoch existieren verschiedenste Stromanbieter
(private, staatliche, Stadtwerke, Großkonzerne etc.), die unterschiedliche Strategien verfol-
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gen. Auch die Voraussetzungen und Mittel (Zugang zum Finanzmarkt, Eigenkapital, Kraft-
werkspark etc.) mit denen Ziele verfolgt werden, sind dabei zu berücksichtigen. Mit einem
Multi-Agenten-Ansatz können die unterschiedlichsten Anbietertypen abgebildet und deren
Zusammenspiel untersucht werden. Das gemeinsame Agieren auf dem Strommarkt führt zu
einer Rückkopplung der einzelnen Investitionsentscheidungen, wodurch die Unternehmen ihre
Strategien überdenken und an die veränderten Geschehnisse anpassen können. Die Agenten
des Modells sind auf der einen Seite die Energieversorgungsunternehmen und auf der anderen
Seite die Stromkunden durch deren Interaktion ein Stromhandel in Gang gesetzt wird. Durch
die Einbettung strategischer Unternehmensplanung in eine Strommarktsimulation wird die
Stromversorgung ganzheitlich modelliert.

Die angestrebte langfristige Planung führt dazu, dass die Agenten Annahmen über zukünf-
tige Entwicklungen treffen und Daten schätzen müssen, die sich im Planungshorizont wieder
verändern können. Dieses Problem des mangelnden Wissens über zukünftige Ereignisse wird
in dem entwickelten Multi-Agenten-Modell dadurch gelöst, dass die Investitionsplanung eines
Agenten in eine Simulation der Realität eingebettet wird. Die Modellierung beinhaltet also
zwei Zeitebenen, die in Abbildung 4.1 schematisch dargestellt sind. In der Simulation wird
der stündliche Handel von Strom an einer Strombörse nachgebildet. Kraftwerkseinsatz und
Strompreisbildung stehen dabei in direktem Zusammenhang. Die zweite Zeitebene deckt die
langfristigen Entscheidungen der Investitionsplanung ab. Hierbei handelt es sich um ein ma-
thematisches Modell, mit dessen Hilfe die Agenten Zahlungsströme wirtschaftlich beurteilen
und damit eine rationale quantitative Vorteilhaftigkeitsentscheidung treffen können. Die In-
vestitionsplanung wird von den Agenten am Anfang eines jeden Jahres durchgeführt, wobei
insbesondere auch die Finanzierungsmöglichkeiten mitberücksichtigt werden. Die Ergebnisse
bestimmen die Investitionen für die folgenden Jahre. Eine Beschreibung des Investitionsmo-
dells ist in Abschnitt 4.3.2 zu finden.

Der Schwerpunkt der Betrachtungen liegt auf der Entwicklung der zukünftigen Kraftwerkss-
truktur. Durch die Abbildung der Energieversorgungsunternehmen als Agenten, besteht die
Möglichkeit deren jeweilige Entscheidungen und Handlungsalternativen, die durch das Auf-
treten unterschiedlicher unsicherer Größen beeinflusst werden, in dem Modell zu beschrei-
ben. Jedes Unternehmen findet unter den jeweils gemachten Annahmen für sich die optimale
Lösung bezüglich des Kraftwerksbaus in der Zukunft und entwickelt demnach eine gewisse
Strategie, die es zu verfolgen versucht. Die Kopplung der beiden Zeitebenen führt zu einer
Konfrontation der Strategien der einzelnen Agenten, es findet ein Abgleich von Plan- und
Ist-Zustand statt, der die Agenten eventuell dazu zwingt ihre Strategien zu überarbeiten. Im
Laufe der Simulation kristallisiert sich so ein Kraftwerkspark heraus.

4.2 Investitionstheorie

Nach Hering ist das wesentliche Ziel eines Unternehmens die langfristige Sicherung seines
Fortbestehens, unter der Voraussetzung, dass durch den Unternehmenserfolg eine ausreichen-
de Verzinsung des von den Eigentümern bereitgestellten Eigenkapitals nachhaltig gewähr-
leistet wird [26]. Dafür ist es erforderlich, Investitionsmöglichkeiten zu finden, deren Rück-
flüsse zum Unternehmenserfolg beitragen und den Kapitaleinsatz rechtfertigen. Um über die
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Durchführung solcher Investitionen entscheiden zu können, müssen die daraus resultierenden
Zahlungsströme wirtschaftlich beurteilt und nach ihrer Vorteilhaftigkeit bewertet werden.

Der wirtschaftliche Vorteil eines Gutes ergibt sich dabei aus seinem marginalen Beitrag in
Hinblick auf die verfolgte Zielsetzung [21]. Die Investitionsentscheidung muss daher unter
Berücksichtigung von Zielsystem und Entscheidungsfeld des Unternehmens getroffen werden.
Zum Entscheidungsprozess gehört es folglich, dass das Unternehmen seine Ziele spezifiziert
und operationalisierbar macht [39]. Da qualitative Ziele, wie z.B Einfluss, Ansehen, markt-
beherrschende Stellung etc., nur schwer zu erfassen sind, liegt es nahe sich auf quantitative,
monetäre Größen zu beschränken. Übergeordnete Sachziele, wie z.B. die Wahl des Geschäfts-
feldes, stellen strategische Grundsatzentscheidungen dar und sind im Vorfeld zu treffen. Sie
beschränken damit das Entscheidungsfeld, das die Menge aller Alternativen beschreibt, und
machen es dadurch überschaubarer.

4.2.1 Investitionsrechenverfahren

Die Bewertung und Auswahl der Alternativen erfolgt in der Praxis oft mit Verfahren der
Investitionsrechnung, die von vollkommenen Kapitalmärkten1 ausgehen und Investitionen als
isolierte Alternativen beurteilen. Außerdem setzen diese grundsätzlich voraus, dass die Zah-
lungskonsequenzen der Investitionsalternativen nicht nur bekannt, sondern auch sicher sind.
Es wird unterschieden zwischen statischen und dynamischen Verfahren.

Statische Verfahren betrachten nur eine einzelne, repräsentative reale oder hypothetische
Durchschnittsperiode. Man unterscheidet die Kostenvergleichsrechnung, Gewinnvergleichs-
rechnung, Rentabilitätsvergleichsrechnung und die statische Amortisationsrechnung. Die Kon-
sequenzen der Investitionen werden dabei in periodisierten Erfolgsgrößen wie Kosten, Erlösen
und Gewinnen und nicht in Zahlungsgrößen abgebildet. Allen gemein ist die Vernachlässi-
gung der zeitlichen Struktur der mit den Investitionen verbundenen Zahlungen, so dass sich
statische Verfahren insbesondere bei langfristigen Investitionsvorhaben nur zur Berechnung
grober Näherungswerte eignen [20].

Dynamische Modelle hingegen betrachten mehrere Perioden und berücksichtigen die zeitli-
che Struktur der Zahlungsreihen. Durch Ab- bzw. Aufzinsung auf den Betrachtungszeitpunkt
mittels eines einheitlichen Kalkulationszinses werden die verschiedenen Investitionsobjekte
vergleichbar gemacht. Die dynamischen Verfahren Kapitalwertmethode, Vermögensendwert-
methode, Annuitätenmethode und die Methode des internen Zinsfußes führen bei identischen
Prämissen zur gleichen Entscheidung. Für die Kapitalwertmethode gilt hier, dass eine vor-
teilhafte Investition einen nichtnegativen Kapitalwert aufweisen muss. Bei Auswahlentschei-
dungen wird die Alternative mit dem größten nichtnegativen Kapitalwert bevorzugt. Der Ka-
pitalwert einer Investition ist dabei als Summe aller auf den Beginn des Planungszeitraums
abgezinsten Ein- und Auszahlungen definiert. Er berechnet sich folgendermaßen:

1Auf einem vollkommenen Kapitalmarkt entspricht der Sollzins dem Habenzins, die Verfügbarkeit von
Geldanlagen und Kreditaufnahme ist beliebig
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KW Kapitalwert
T Betrachtungsdauer
et Einzahlungen im Zeitpunkt t
at Auszahlungen im Zeitpunkt t
i Kalkulationszinsfuß

KW =

T
∑

t=0

et − at
(1 + i)t

Die Zahlungen am Ende des Betrachtungszeitraums können auch die Liquidation der Inves-
tition beinhalten. Der Kalkulationszins ergibt sich auf dem vollkommenen Kapitalmarkt aus
dem einheitlichen Kredit- und Geldanlagezinssatz i. Für die Berechnung des Kapitalwertes ist
es sinnvoll, auf Zahlungsgrößen zurückzugreifen und nicht die periodisierten Erfolgsgrößen des
betrieblichen Rechnungswesens zu verwenden, auch wenn nach Lücke auf dem vollkommenen
Kapitalmarkt Erfolgs- und Zahlungsrechnungen auf Basis des Kapitalwertkriteriums grund-
sätzlich gleichwertig sind [33]. Eine Wiederanlageprämisse oder die Notwendigkeit sogenannter
Ergänzungsinvestitionen, wie sie in der betriebswirtschaftlichen Literatur weit verbreitet ist,
besteht für die Kapitalwertmethode nicht [36].

Im Energiesektor wird üblicherweise die Methode der Stromgestehungskosten genutzt, welche
sich ebenfalls finanzmathematischer Methoden bedient [15]. Sie bestimmt für den Vorteilhaf-
tigkeitsvergleich verschiedener Kraftwerke die durchschnittlichen Kosten je kWh erzeugten
Stroms, die sich aus den jährlich wiederkehrenden Kosten für Betrieb und Instandhaltung
der Kraftwerksinvestition KA, den Kosten der Errichtung des Kraftwerkes KC und den Rück-
stellungen für Stilllegung und Abbau des Kraftwerkes KD bestimmen, die mit der jährlich
erzeugten Strommenge normiert werden:

KSG Stromgestehungskosten
KA Periodische Kosten
KC Kapitalkosten
KD Kosten der Dekommissionierung
v jährliche Verfügbarkeit des Kraftwerkes
PN Nennleistung

KSG =
KA +KC +KD

8760 · v · PN
; .

Die Errichtungsinvestition und der Aufwand für die Dekommissionierung werden mit Hilfe
der Annuitätenmethode periodisiert (siehe Gleichungen 4.1 und 4.2):

KC = K0
C ·ANFi,T = K0

C ·
(1 + i)T · i

(1 + i)T − 1
(4.1)

und

KD =
KT

D

(1 + i)T
·ANFi,T = KT

D ·
i

(1 + i)T − 1
(4.2)
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Der Annuitätenfaktor ANF ergibt sich aus dem Kehrwert des Rentenbarwertfaktors als Sum-
me der geometrischen Reihe der Abzinsungsfaktoren.

Allerdings werden bei dieser Methode nur die Kosten als negativer Erfolgsbestandteil der
Investition betrachtet. Sie kann als dynamisierte Version der statischen Kostenvergleichs-
rechnung betrachtet werden. Mag dies für den monopolistischen Stromerzeuger in Zeiten
vor der Liberalisierung der Strommärkte ein ausreichendes Kriterium gewesen sein, reicht es
auf Wettbewerbsmärkten zur alleinigen Vorteilhaftigkeitsentscheidung nicht mehr aus, sofern
verschiedene Stromprodukte zu unterschiedlichen Preisen gehandelt werden. Die Vorteilhaf-
tigkeitsentscheidung muss dann auch die erzielbaren Erlöse berücksichtigen.

Dass auf dem vollkommenen Kapitalmarkt der Kalkulationszinssatz im Vorfeld bekannt und
damit die isolierte Bewertung mit Hilfe der dynamischen Verfahren ohne weiteres möglich
ist, ergibt sich aus dem Fisher-Separations-Theorem [18][27]. Auf unvollkommenen Märkten
jedoch, mit unterschiedlichen Zinssätzen für Geldanlage und Kreditaufnahme und beschränk-
ten Ressourcen, ist die beste Alternative (Opportunität) und damit der für das Partialmodell
Kapitalwertmethode benötigte Zinssatz nicht bekannt, ohne dass zuerst über das gesamte
Investitionsprogramm entschieden wurde. Dies würde die Anwendung von Totalmodellen vor-
aussetzen, bei denen sämtliche Investitionsalternativen und deren Interdependenzen in einem
mathematischen Optimierungsproblem erfasst werden und sämtliche Planungsbereiche des
Unternehmens berücksichtigt werden. Hier zeigt sich das Dilemma der Lenkpreistheorie, nach
dem für die Anwendung von Partialmodellen die Lösung des Totalproblems bekannt sein muss
[26].

Die Hürden bei der Verwendung von Partialmodellen und die Problematik der übermäßig de-
taillierten Totalansätze mit einhergehenden Schwierigkeiten bezüglich Komplexität und Re-
chenbarkeit legen die Verwendung von Simultanmodellen nahe, wobei der Simultanansatz ein
Gleichgewicht zwischen Abbildungsgenauigkeit und Rechenbarkeit darstellt [26]. Simultanmo-
delle werden unter dem Begriff der Investitionsprogrammplanung zusammengefasst. Wie der
Name vermuten lässt, werden in diesen Modellen Investitions-, Produktions-, Finanzierungs-
und sonstige Handlungsalternativen simultan abgebildet. Die Modelle werden hinsichtlich ih-
rer zeitlichen Komponente (statisch, einstufig, mehrstufig) und der Zieldefinition (Kapitalwert,
Vermögenswert, periodische Entnahme) unterschieden. Je nach Art der in das Modell einbe-
zogenen Alternativen und der Berücksichtigung des Finanzierungs- und Produktionsbereiches
untergliedert Götze Modelle in folgende Gruppen [22]:

• Optimierung des Investitionsprogramms bei vorgegebenem Kapitalbudget und vorgege-
benem Produktionsprogramm für die einzelnen Investitionsobjekte

• Simultane Optimierung des Investitions- und Finanzierungsprogramms bei vorgegebe-
nem Produktionsprogramm für die einzelnen Investitionsobjekte

• Simultane Optimierung des Investitions- und Produktionsprogramms bei gegebenen fi-
nanziellen Mitteln

• Simultane Optimierung des Investitions- und Produktionsprogramms unter Einbezie-
hung von Finanzierungsmöglichkeiten
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Die zeitlichen Unterschiede werden zum Beispiel bei den kapitaltheoretischen Modellen zur
simultanen Investitions- und Finanzierungsplanung von Dean, Albach und von Hax und
Weingartner deutlich [22]. Das Dean-Modell betrachtet lediglich Zahlungsflüsse in einer
Periode, das Modell von Albach deckt mehrere Perioden ab, Handlungen sind allerdings
nur zu Beginn des Planungszeitraums möglich. Im mehrstufigen Modell von Hax und Wein-
gartner dagegen können Investitions- und Finanzierungsmaßnahmen in allen Zeitpunkten
realisiert werden.

Im einstufigen Modell von Albach werden Liquiditätsnebenbedingungen notwendig, die si-
cherstellen, dass die über die Zeit anfallenden kumulierten Auszahlungen die Einzahlungen
nicht überschreiten. Desweiteren wird der Produktionsbereich soweit berücksichtigt, dass die
Produktionsmenge die Absatzmengen in keinem Zeitpunkt übersteigt. Finanzmittelüberschüs-
se werden zum kalkulatorischen Zinssatz angelegt. Beim Kapitalbudgetierungsmodell vonHax
und Weingartner besteht dagegen die Möglichkeit überschüssige Finanzmittel, die vor En-
de des Planungshorizontes erwirtschaftet werden, in kurzfristige Finanzinvestitionen zu einem
gegebenen Zinssatz für jeweils eine Periode anzulegen. Dadurch wird der kalkulatorische Zins
überflüssig und die überschüssigen Mittel können in die nächste Periode weitergereicht wer-
den. Die Absatzmenge spielt bei diesem Modellansatz allerdings keine Rolle mehr. Die Li-
quiditätsnebenbedingungen betreffen Ein- und Auszahlungen zu einen bestimmten Zeitpunkt
und nicht wie im Modell von Albach die kumulierten Zahlungen über einen Zeitraum hinweg.
Interdependenzen zwischen Investitions- und Finanzierungsobjekten, die zu unterschiedlichen
Zeitpunkten anfallen, lassen sich somit erfassen.

Das in dieser Arbeit entwickelte Modell erweitert das Modell von Hax und Weingartner
um den Bereich der Produktionsprogrammplanung. Es werden Nebenbedingungen notwendig,
welche die Wahl und Kapazitätsbeanspruchung der Produktionsanlagen sowie den Produktab-
satz betreffen. Unabhängige Zahlungen, die aus bereits gefällten Entscheidungen hervorgehen
und unabhängig vom zu optimierenden Investitions- und Finanzierungsproblem sind, werden
als fixe Größe für jeden Zeitpunkt in den Liquiditätsgleichungen erfasst. Darin enthalten sind
vorhandene Kassenbestände, regelmäßige, nicht mehr disponible Auszahlungen, fest einge-
plante Entnahmen und Einlagen sowie Zahlungen aus bereits realisierten Objekten aus der
Vergangenheit. Beschränkungen des Anlagenbaus und der CO2-Emission, welche im Modell
als Nebenbedingungen erfasst werden, zeigen ihren Einfluss auf die Investitionsentscheidungen
und die Produktionsmengen. Das entwickelte Modell hebt sich auch durch seine Zieldefinition
von den erwähnten Modellen ab.

4.2.2 Zieldefinition

Die am häufigsten verwendeten Zieldefinitionen beziehen sich auf das Formalziel der Gewinn-
maximierung, wobei hier der Totalgewinn über den gesamten Planungszeitraum als Zielgröße
dient. Meist ist dies jedoch nur einer von verschiedenen Blickwinkeln auf das Streben der
Eigentümer nach Wohlstandsmehrung, das sich im Wunsch nach hohem Vermögen und einem
möglichst breiten Einkommensstrom äußert [48]. Da eine gleichzeitige Optimierung der grund-
sätzlich nicht äquivalenten Ziele

”
hohes Einkommen“ und

”
großes Vermögen“ nicht möglich ist,

verbleiben zur Formulierung einer operationalisierbaren Zielfunktion zwei Möglichkeiten: Die
Maximierung des Vermögens als Summe der mit subjektiven Gewichtungsfaktoren bewerteten
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Entnahmen unter der Prämisse eines fest vorgegebenen Einkommensstroms (Vermögensmaxi-
mierung) oder als zweite Möglichkeit die Maximierung der Breite eines Entnahmestroms mit
vorgegebener Struktur bei gleichzeitig festgelegten Ausschüttungen zu einzelnen Zeitpunkten
(Einkommensstrommaximierung) [26][32]. Aufgabe der Unternehmenseigner ist es dann, sich
auf eine der beiden Zielsetzungen zu einigen und die Gewichtungen bzw. die Struktur des
Einkommensstroms festzulegen.

Bei dem im Folgenden verwendeten Ziel
”
Vermögensmaximierung“ wird das Investitions- und

Finanzierungsprogramm gesucht, das eine maximale Geldausschüttung gemäß individueller
Entnahmepräferenzen der Eigentümer ermöglicht. Diese zeitliche Konsumpräferenz und Ent-
nahmestruktur beeinflussen den Totalgewinn [26]. Mit Hilfe einer Gewichtsfunktion gwt wird
dabei für jeden Zeitpunkt t der subjektive Wert einer Entnahme ENt im Verhältnis zu den
anderen möglichen Entnahme- bzw. Ausschüttungszeitpunkten wiedergegeben. Mathematisch
kann die Zielfunktion dann als Summe über die Zeit t der gewichteten Entnahmebeträge for-
muliert werden:

max

T
∑

t=0

gwtENt (4.3)

Allgemein ermöglicht diese Formulierung die Entnahme von Vermögen auch zu mehreren Zeit-
punkten. Je später im Planungshorizont die Entnahmen durchgeführt werden, um so höher
fällt der Totalgewinn aus, sofern das im Unternehmen belassene Kapital bis zum jeweiligen
Entnahmezeitpunkt gewinnbringend angelegt werden kann. Aus diesem Grund ist keine Kon-
sumpräferenz gleichbedeutend mit einer Endwertmaximierung.

Es gibt zwei wichtige Spezialfälle, die durch eine einmalige Vermögensentnahme zum Anfang
bzw. zum Ende des Betrachtungszeitraums charakterisiert sind. Diese zwei Möglichkeiten
werden im Folgenden genauer erläutert.

• Die Ausschüttung erfolgt am Anfang des Planungshorizonts, d.h. gwt = 0 für alle t ∈
{1, . . . , T} und gw0 = 1, also

max EN0 (4.4)

Dieser Fall entspricht der Barwertmaximierung. Dabei geht man von der sofortigen
Entnahme eines größtmöglichen Anfangsvermögens aus. Weil aber der fest vorgegebene
Einkommensstrom einzuhalten ist, muss die Barwertmaximierung nicht zwangsläufig
auf eine vorzeitige Ausschüttung der Unternehmenssubstanz hinauslaufen.

• Die Ausschüttung erfolgt am Ende des Planungshorizonts, d.h. gwt = 0 für alle t ∈
{0, . . . , T − 1} und gwT = 1, also

max ENT (4.5)

Das Unternehmen verfolgt somit das Ziel der Endwertmaximierung.

Dieses Ziel der Maximierung des Endwertes wird im Modell um einen Präferenzterm erweitert.
Dadurch können die modellierten Unternehmen ihre Präferenz für bestimmte Kraftwerksob-
jekte zum Ausdruck bringen. Im Modell kommt es nie zur tatsächlichen Ausschüttung des
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Endvermögens, weil sich der Planungshorizont im Zeitablauf in die Zukunft verschiebt. Bei
jedem Planungsdurchlauf nach verbessertem Informationsstand wird also eine hypothetische
Endausschüttung maximiert. Dies steht im Einklang mit der strategischem Zielsetzung der
Unternehmensfortführung [26].

4.2.3 Wahl des Betrachtungszeitraums und der Investitionsobjekte

Als Gegenstand der Investitionsrechnung werden nur solche Objekte betrachtet, für die auch
Zahlungsreihen2 existieren bzw. geschätzt werden können und die auch mit den strategischen
Grundsatzentscheidungen in Einklang stehen, beispielsweise der Erwerb von Nutzungspoten-
tialen und deren Finanzierung. Für das Modell wurden als Investitionsobjekte sieben gängige
Kraftwerkstypen gewählt. Zu den Kraftwerkstypen gehören Stein- und Braunkohlekraftwerke
(STK bzw. BRK), Gasturbinen (GT) und Gas- und Dampfturbinen (GuD), Kernkraftwer-
ke (AKW), Laufwasserkraftwerke (LWK) und Windenergieanlagen (WEA). Alternativ kann
Geld auch zu einem festen Zinssatz angelegt werden. Die Finanzierung erfolgt je nach Liquidi-
tät des Unternehmens durch eigene Mittel oder über die Kreditaufnahme zu einem festgelegten
Zinssatz. Geht man von einem unvollkommenen Kapitalmarkt aus, wie es in der Realität der
Fall ist, so existiert kein einheitlicher Marktzins mehr. Der Habenzins ist in der Regel niedriger
als der Sollzins. Die Vergabe von Krediten ist beschränkt. Die Konditionen für die Vergabe
eines Darlehens an ein Unternehmen orientieren sich üblicherweise an dessen Bonität, die z.B.
durch Ratings beurteilt wird. Ratingwerte werden von unabhängigen Ratingagenturen oder
entsprechenden bankinternen Abteilungen bestimmt und richten sich nach dem Ausfallrisiko
des Kredits.

Der Planungshorizont hängt von der Lebensdauer der Investitionsobjekte ab, er muss jedoch
lang genug sein, damit die Umsetzung der in den ersten Perioden festgelegten Planungser-
gebnisse ihre Wirkung zeigen. Die Bewertung über den Horizont hinausgehender Investitions-
objekte und deren erwartete Zahlungen kann über eine Abzinsung des Restwertes zu einem
zukünftigen kalkulatorischen Zinssatz berücksichtigt werden und damit als fiktive Abschluß-
zahlung interpretiert werden [26]. Für das entwickelte Modell wurde ein Planungszeitraum
von 30 Jahren gewählt.

Investitions- und Finanzierungsobjekte werden im Modell durch Zahlungsströme repräsen-
tiert. Aufgrund einer nicht prognostizierbaren Entwicklung zukünftiger Ereignisse können
bei mehrperiodigen Modellen Zahlungsströme, die weit in der Zukunft liegen, meist nur ge-
schätzt werden. Abhilfe schafft hier das Prinzip der rollierenden Planung, welche die Theorie
der flexiblen Planung praxisnah approximiert. Hierbei werden nur die Entscheidungen des
Investitions- und Finanzierungsplans für die erste Periode festgelegt und umgesetzt. Nach
Aktualisierung des Informationsstandes wird die Planung korrigiert und jeweils um ein Jahr
fortgeschrieben, wobei der Planungzeitraum stets der Gleiche bleibt. Das Unternehmen kann
somit flexibel auf geänderte Rahmenbedingung reagieren.

2Unter einer Zahlungsreihe versteht man die für jeden Zeitpunkt zu erwartenden monetären Flüsse eines
Investitionsobjektes.
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4.3 Modellbeschreibung

Abbildung 4.2: Benutzeroberfläche für Marktgeschehen

Das Multi-Agenten-Modell wurde in Java implementiert. Über die entwickelte Benutzero-
berfläche können wesentliche Simulationsdaten eingegeben werden. Die Benutzeroberfläche
besteht aus mehreren Registerkarten. Beim Simulationsstart wird zunächst eine Registerkarte
Markt angelegt (siehe Abbildung 4.2). Dort werden die grundlegenden Rahmenbedingungen
spezifiziert:

• Simulationsdaten: nach wie vielen Jahren wird die Simulation abgebrochen? Aus wie
viel Handelsstunden besteht ein Simulationsjahr? Was ist das Startjahr der Simulation?

• Marktstruktur : Wie viele Anbieter konkurrieren miteinander? Durch wie viele unter-
schiedliche Kunden wird die Nachfrage repräsentiert? In welchem Umfang kann Strom
als alternative Stromquelle importiert werden und zu welchem Preis? Wie hoch sind
die Emissionen des Importstroms? Ab welchem Strompreis sind die Kunden nicht mehr
bereit den Strom abzunehmen (Preisfunktion)? Wie ist der Marktzins für Investitions-
objekte, die über den Planungszeitraum hinaus gehen?

• Zukünftige Entwicklung : Wie entwickeln sich Nachfrage, Brennstoffkosten und Emissi-
onspreise im Simulationszeitraum?

Werden die Marktdaten übergeben, so werden für die gewünschte Anzahl Anbieter eigene Re-
gisterkarten erzeugt, die dann mit Daten gefüllt werden können (siehe Abbildung 4.3). Zu
den anbieterspezifischen Daten gehören Zinsen für Kredite und Geldanlagen und Grenzen
für den Kraftwerksbau, die Kreditaufnahme und die CO2-Emission. Der vorhandene Kraft-
werkspark mit Angabe der Leistung und des Zeitpunktes, bis zu dem die entsprechenden
Kraftwerke mit voller Leistung noch zur Verfügung stehen werden, werden initialisiert. Bei
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Abbildung 4.3: Benutzeroberfläche für anbieterspezifische Daten

der Leistungsangabe handelt es sich um die Gesamtleistung aller Kraftwerke eines bestimm-
ten Typs. Da die einzelnen Kraftwerke aber unterschiedliche Restlaufzeiten haben, wird nach
dem spezifizierten Zeitpunkt die Leistung linear über die nächsten 15 Jahre reduziert. Wei-
terhin können bei Bedarf Präferenzen für bestimmte Kraftwerke vorgegeben werden. Weitere
Eingabedaten betreffen Annahmen für die jährlich von jedem Anbieter ausgeführte Optimie-
rung seines individuellen Investitions-, Finanzierungs- und Produktionsplans. Hierfür muss
der Optimierungszeitraum festgelegt werden und es müssen Annahmen über die zu erwar-
tende Entwicklung der Nachfrage in diesem Zeitraum getroffen werden. Der Preisaufschlag
dient als Risikoaufschlag auf die Grenzkosten für den Stromhandel an der Börse. Damit hat
er Auswirkungen auf die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke und die Strompreisbildung. Über
die Eingabe der Endwertmaximierung werden die Gewichte der Zielfunktion den einzelnen
Zeitpunkten zugeordnet (vgl. Gleichung 4.13). Die hier dargestellte Eingabe bedeutet, dass
nach 30 Jahren die Entnahmen maximiert werden sollen, eine frühere Entnahme ist für die
Optimierung unwesentlich. Da der Anbieter einen Betrachtungszeitraum von 30 Jahren zu-
grundelegt, entspricht dies einer Entwertmaximierung. Der individuelle Ausschüttungsanteil
des Jahresüberschusses wird über die Eingabe Dividende festgelegt. Die Investitionsplanung
eines jeden Agenten erfolgt über einen Optimierungsansatz, bei dem simultan das Investitions-
, Produktions- und Finanzierungsprogramm festgelegt wird.

Dieses Investitions-, Produktions- und Finanzierungsprogramm, das in GAMS geschrieben
wurde, bezieht seine Eingabedaten direkt aus der Simulation und übergibt die relevanten
Ergebnisse wieder an das Multi-Agenten-Modell, so dass mit der Simulation ohne Unterbre-
chung fortgefahren werden kann. Das Modell wurde als gemischt ganzzahliges, lineares Op-
timierungsprogramm implementiert. Das Investitions- und Finanzierungsprogramm wurde so
entwickelt, dass es auch losgelöst von der Simulation als eigenständiges Optimierungswerkzeug

77



KAPITEL 4. MULTI-AGENTEN-MODEL

mit eigens dafür entworfenem Back- und Frontend bedient werden kann.

Um die Realität und ihre Unsicherheiten besser berücksichtigen zu können wurde das Modell
so programmiert, dass die Nachfrage zwischen den Jahren zufälligen Schwankungen unterliegt.
Ebenso treten die Windgeschwindigkeiten im Modell durch weibullverteilte Zufallszahlen auf.
Im Szenariodurchlauf treffen nun unterschiedliche Windverfügbarkeiten auf variable Nach-
fragedaten zu verschiedensten Zeiten, die wiederum durch ihre spezifische auf dem Markt
existierende Kraftwerksleistung und schwankende Strompreise charakterisiert sind. Ein Sze-
nariodurchlauf zeigt damit nur einen von vielen möglichen Wegen auf. Durch wiederholtes
Rechnen eines Szenarios können dann der Ergebnisraum aufgespannt und Wahrscheinlichkei-
ten für das Auftreten einzelner Ergebnisse bestimmt werden.

4.3.1 Simulation des Strommarktes

Für die Simulation des Strommarktes wurden idealisierte Modellannahmen getroffen, die den
Strommarkt vereinfachen, aber das grundlegende Zusammenspiel von Absatzpreis, Herstel-
lungskosten und Verkaufsmengen ausreichend beschreiben. Jede Stunde findet der Stromver-
kauf statt. Dazu fordert der Markt sowohl Angebote von den Energieversorgungsunternehmen
als auch Nachfragedaten von den Stromkunden an. In den folgenden Abschnitten wird detail-
liert auf die Bildung der Stromnachfrage und der -angebote und den daraus resultierenden
Stromhandel eingegangen. Bei der Bildung der Angebote spielen die Brennstoffkosten, die
CO2-Emissionspreise und das aktuelle Windaufkommen eine große Rolle. Die Entstehung der
Windverfügbarkeiten und die Bildung der Brennstoffkosten wird auf den Seiten 84 bzw. 85
beschrieben.

Stromnachfrage

Die Nachfrageseite wird durch einen einzelnen Stromkunden repräsentiert, dessen Ziel es ist,
den günstigsten Strom zu kaufen. Aus praktischen Gründen kann die Zahl der simulierten
Stunden frei gewählt werden. Um zu gewährleisten, dass die Nachfrage nach Strom trotzdem
dem Jahreswert entspricht, wurden die beiden folgenden Methoden entwickelt:

• Lastkurve: Die eine Möglichkeit besteht darin, dass die Nachfrage einer Lastkurve
bl(h) gehorcht. Dies ist aber nur sinnvoll, wenn die Anzahl der Stunden in einem Si-
mulationsjahr der Anzahl der Stunden in einem realen Jahr entspricht, da sonst die
Höhe der simulierten Nachfrage zu gering ist. Als Basislastkurve wurde die tatsächliche
Nachfrage des Jahres 2008 für Deutschland genutzt. Die Nachfragedaten stehen auf den
Internetseiten des UCTE [55] der Öffentlichkeit zur Verfügung. Die simulierte Nachfrage
zwischen den Jahren schwankt geringfügig. Sie kann maximal 5% nach oben oder unten
von der Basislastkurve abweichen. Die Nachfrage demτ (h) im Jahr τ in Stunde h ist ein
Vielfaches dτ des Wertes aus der Basislastkurve bl(h) in der entsprechenden Stunde. Es
gilt:

demτ (h) = dτ bl(h) (4.6)
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Abbildung 4.4: Modellierte Stromnachfrage der Jahre 2009 bis 2038

dabei ist dτ eine gleichverteilte Zufallsvariable aus dem Intervall [0.95, 1.05]. Die Darstel-
lung 4.4 zeigt die Verteilung und Streuung der modellierten stündlichen Nachfragedaten
für die Jahre 2009 bis 2038. Das Rechteck in jedem Jahr wird durch das 0.25-Quantil von
unten und durch das 0.75-Quantil von oben beschränkt, das heißt in diesemWertebereich
befinden sich 50% der Daten und damit liegt die Hälfte der stündlichen Stromnachfrage
zwischen ca. 50 GWh und 70 GWh. Der Median der Verteilung, gekennzeichnet durch
die schwarze Linie in der Mitte des Rechtecks, schwankt zwischen den Jahren, er liegt
bei 57 GWh bis 63 GWh. Die beiden waagerechten Linien am Ende der gestrichelten
Linie stellen die Extremwerte dar. Das Maximum der Nachfrage je Jahr ist demnach
zwischen 78 GWh und 86 GWh zu finden. In 75% (0.75-Quantil) der Stunden eines
jeden Jahres liegt die modellierte Nachfrage unter ca. 70 GWh und nur einzelne Ausrei-
ßer überschreiten die 80 GW. Ein Kraftwerkspark mit einer elektrischen Gesamtleistung
von ca. 80 GW würde also ausreichen um den Großteil der Nachfrage zu decken.

• Zufallszahl: Die zweite Möglichkeit besteht darin, die Nachfragedaten durch Zufalls-
zahlen zu erzeugen. Dies ist besonders dann zu empfehlen, wenn die Simulation mit
weniger als 8760 Stunden gestartet wird. Die Nachfragewerte sind dann so zu wäh-
len, dass die Summe der Nachfrage in den Simulationsstunden der Nachfrage in ei-
nem Jahr gleichkommt. Um dies zu gewährleisten, ist die stündliche Nachfrage nach
Strom eine gleichverteilte Zufallsvariable aus jahresabhängigen äquidistanten Interval-
len; d.h. die stündlichen Nachfragedaten im Jahr τ sind aus dem Intervall [loτ , upτ ],
wobei upτ = loτ +∆. Dabei ist ∆ eine Konstante und gibt die maximale Differenz der
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stündlichen Nachfragewerte eines Jahres wieder. Untersuchungen empirischer Daten ha-
ben ergeben, dass die maximale Differenz bei ca. 5 ·107 Kilowattstunden liegt. Weiterhin
wird angenommen, dass die jährliche Nachfrage um 5 · 105 Kilowattstunden ansteigt.
Der Anstieg zwischen den Jahren wird mit δ bezeichnet. Dann gilt:

demτ (h) ∈ [loτ0 + nδ, upτ0 + nδ] (4.7)

mit Startjahr τ0 und n = τ − τ0. Verschiedene Testläufe haben ergeben, dass die simu-
lierten Nachfragedaten mit den Startwerten loτ0 = 35 Gigawattstunden und upτ0 = 85
Gigawattstunden der Realität am nähesten kommen. Über die entsprechende Gewich-
tung einer jeden Stunde wird die Jahresnachfrage erreicht.

Angebote der Energieversorgungsunternehmen

Die Bildung der Angebote der Energieversorgungsunternehmen wird im Folgenden beschrie-
ben, dabei wird die Notation wie in Tabelle 4.1 dargestellt verwendet.

Symbol Erklärung

u Anbieter
k Kraftwerkstyp; Typ = {STK,BRK,GT,GuD,AKW,LWK,WEA}
κ Kraftwerk

Kraftwerkspark

Ku Kraftwerkspark von Anbieter u
Ku = KSTK

u ∪KBRK
u ∪KGT

u ∪KGuD
u ∪KAKW

u ∪KLWK
u ∪KWEA

u = ∪k∈TypenK
k
u

Kk
u Kraftwerke vom Typ k von Anbieter u

Kk
u = {κ ∈ Ku : κ hat Typ k}

Leistung

Pκ,u Leistung des Kraftwerks κ von Anbieter u
Pk,u Leistung aller Kraftwerke vom Typ k von Anbieter u

Pk,u =
∑

κ∈Kk
u
Pκ,u

Strommenge

qκ,u Strommenge des Kraftwerks κ von Anbieter u
qk,u Strommenge aller Kraftwerke vom Typ k von Anbieter u

qk,u =
∑

κ∈Kk
u
qκ,u

Strompreis

pk,u Angebotspreis des Anbieter u für Strom aus Kraftwerken vom Typ k

Tabelle 4.1: Notationen des Multi-Agenten-Modells

Zu jeder Stunde reicht ein Anbieter u eine Menge von Angeboten Ok,u an die Börse. Das
Angebot umfasst eine Angebotsmenge qk,u und einen Angebotspreis pk,u sowie den Zeitpunkt,
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für den das Angebot gilt. Der Zeitpunkt definiert sich über die Stunde h und das Jahr y. Die
gebotene Strommenge sowie der Preis sind vom Kraftwerkstyp k abhängig. Ein Angebot kann
somit als Vektor der Form Ok,u = (qk,u, pk,u, y, h) dargestellt werden.

Der Kraftwerkspark von Anbieter u wird mit Ku bezeichnet. In diesem Kraftwerkspark sind
alle Kraftwerke κ vom jeweiligen Anbieter enthalten. Jeder Anbieter u hat das Ziel die gesamte
existierende Kapazität all seiner Kraftwerke κ zu nutzen um Strom zu erzeugen. Im Folgenden
ist qk,u die Strommenge des Angebots Ok,u die Anbieter u auf dem Markt bietet. In der Menge
Kk

u sind alle Kraftwerke des Typs k des Anbieters u enthalten und Pk,u ist die Kapazität der
Kraftwerke vom jeweiligen Typ k. Es gilt:

Pk,u =
∑

κ∈Kk
u

Pκ,u

wobei Pκ,u die Leistung des Kraftwerks κ ist. Die Menge Strom die Anbieter u mit herkömm-
lichen Kraftwerken bietet, berechnet sich folgendermaßen:

qk,u = Pk,u ∀ Ok,u mit k 6= WEA

Für Windenergieanlagen ist die erzeugte Strommenge nicht nur von der installierten Kapa-
zität der Windenergieanlage PWEA,u abhängig, sondern auch vom Winddargebot in dieser
Stunde. Sei v die Windgeschwindigkeit der Stunde h im Jahr y und PN die Nennleistung
der Windenergieanlage. Mit Pel(v) wird die elektrische Leistung einer Windenergieanlage mit
der Nennleistung PN bei gegebener Windgeschwindigkeit v bezeichnet. In Abschnitt 4.3.1
auf Seite 84 wird auf die Umrechnung von Windgeschwindigkeit in Windstrom detailliert
eingegangen. Anbieter u hat PWEA,u/PN Windenergieanlagen. Es gilt also:

qWEA,u =
∣

∣κ ∈ KWEA
u

∣

∣ · Pel(v) =
PWEA,u · Pel(v)

PN
=

∑

κ∈KWEA
u

Pκ,u · Pel(v)

PN

Der Verkaufspreis pk,u des Angebots Ok,u für Strom aus Kraftwerkstyp k bildet sich aus
der Summe der Grenzkosten und einem möglichen anbieterspezifischen Preisaufschlagskoef-
fizienten πu. Mit Grenzkosten werden die variablen Produktionskosten der Stromerzeugung
bezeichnet. Der Preisaufschlag dient als Risikoaufschlag, damit ein Unternehmen auch lang-
fristig seine Kosten decken kann.

pk,u = Cprodk + πu

Die spezifischen Produktionskosten Cprodk für eine Einheit Strom aus Kraftwerkstyp k in
EUR/kWh setzen sich aus den variablen Kosten Cvark der Stromerzeugung, den Brennstoff-
kosten Cfuelk und den Preisen für die CO2-Zertifikate Cemk

zusammen. Sowohl die Brennstoff-
kosten als auch die Zertifikatspreise werden durch den Markt bestimmt. Bei der Preisbildung
werden zusätzlich Anfahrkosten αu ∈ [0, 1] berücksichtigt.

Cprodk = Cvark · (1 + αu) + Cfuelk + Cemk

Ab einem vom Benutzer festgelegten Preisniveau p′ kann Strom von einem
”
Dummy-Anbieter“

in unbegrenzter Mengen bezogen werden. Dadurch wird sichergestellt, dass die vorhandene
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Nachfrage auch befriedigt werden kann. Der Strompreis dieses Anbieters repräsentiert nicht
die Grenzkosten der Erzeugung des Stroms, sondern er wird über eine lineare Funktion 4.8
bestimmt, welche in Abhängigkeit der bereitzustellenden Menge Strom zu verhältnismäßig
hohen Strompreisen führt und damit den Marktpreis in die Höhe treibt. Die Preisfunktion
p(x) lautet:

p(x) = p′ + f · x (4.8)

Die Paramter p′ und f werden über die Benutzeroberfläche initialisiert. Die bereitzustellende
Strommenge x wird als Differenz aus tatsächlicher und bereits bedienter Nachfrage berechnet.
Mit bedienter Nachfrage ist hier der Strom aus Kraftwerken der modellierten Anbieter ge-
meint, deren Grenzkosten unterhalb des Preisniveaus p′ liegen. Kraftwerke, deren Grenzkosten
über dem Preis p(x) liegen, werden damit nicht betrieben.

Stromverkauf und Strompreisbildung

Menge q

P
re

is
 p

Ok,u

qk,u

pk,u

Angebotskurve

Marktpreis

Verkaufsmenge

Nachfrage = Verkaufsmenge q*

p*

Legende:

Angebot Ok,u von Anbieter u mit Kraftwerk k 

horizontale Seite: Angebotsmenge qk,u von Ok,u

vertikale Seite: Preis pk,u von Ok,u

p*

q*

Abbildung 4.5: Marktpreisbildung durch Merit-Order

Bevor es zum Stromverkauf kommt, werden die Angebote aller Energieversorgungsunterneh-
men gesammelt. Welche Angebote realisiert werden, ist von der Höhe des Preises abhängig,
wobei die günstigsten Angebote zuerst realisiert werden. Alternativ kann eine begrenzte Men-
ge Strom zu einem festen Preis aus dem Ausland bezogen werden.

Alle Angebote einer Stunde, inklusive Stromimporten und Strommengen der Preisfunktion,
sind in der Menge Ω enthalten. Da es das Ziel des Kunden ist den billigsten Strom zu kaufen,
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werden die Elemente Ok,u aus Ω nach der Höhe der gebotenen Preise pk,u sortiert. Damit wird
die aggregierte Angebotskurve, wie in Abbildung 4.5 dargestellt, die Erzeugungskapazitäten
entsprechend ihrer Merit-Order3 abbilden. Der jeweilige Schnittpunkt dieser Angebotskurve
mit der Nachfrage N liefert so den Preis, für den Strom, der in dieser Stunde verkauft wird,
d.h. der Preis pk,u des letzten und damit teuersten Angebotes, dessen Strom noch benötigt
wird um die Nachfrage zu decken, bestimmt den Marktpreis p∗. Bei einem gleich bleibenden
Kraftwerkspark bedeutet ein Anstieg der Nachfrage auch gleichzeitig einen Anstieg des Strom-
preises. Da im Laufe der Simulationsjahre der Kraftwerkspark variiert, kann es vorkommen,
dass trotz identischer Nachfrage in einem Jahr der Strompreis niedriger (höher) ist, als in ei-
nem anderen Jahr. Dies passiert beispielsweise dann, wenn die installierte Grundlastkapazität
mit ihren vergleichsweise geringen variablen Kosten höher (niedriger) ist.

p’

p*
1b

’ p*
1a

p*
2

q

P
re

is
p

p(x)

Nachfrage dem1
Nachfrage dem2

Ok,u Angebot Ok,u von Anbieter u mit Kraftwerk k 

qk,u

p
k
,u

Angebotskurve

p*
2   

p*
1a -> p*1b

Marktpreis falls Kraftwerkskapazität nicht ausreicht

Marktpreis verringert sich durch Preisfunktion

Verschiebung der Kraftwerksleistung durch Preisfunktion

Preisfunktion p(x)

Abbildung 4.6: Verschiebung der Merit-Order und Änderung des Marktpreises durch Preis-
funktion

Alle Angebote, die einen geringeren Preis als dieses Grenzangebot haben werden auf dem
Markt angenommen. Seien Q := {Ok,u ∈ Ω|pk,u < p∗} die Menge aller Angebote, deren An-
gebotspreis den Marktpreis p∗ unterbieten und das Grenzangebot Ō := {Ok,u ∈ Ω|pk,u = p∗}
das Angebot, dessen Preis den Strompreis bildet und q̄ := qk,u ist die Stommenge des An-
gebots Ō. Dann setzt sich die Verkaufsmenge q∗ aus den Einzelgeboten der Menge Q und Ō
zusammen. Die gebotenen Strommengen der Angebote aus Q werden komplett verkauft. Das
Grenzangebot Ō dagegen wird nur herangezogen, um die Differenz aus Nachfrage und bereits
befriedigten Forderungen zu decken.

q∗ =
∑

Ok,u∈Q

qk,u + r · q̄

mit r =
N−

∑
Ok,u∈Q qk,u

q̄
und q̄ := qk,u aus Ō.

3Als Merit-Order wird an der Strombörse die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke bezeichnet. Diese bildet sich
nach den Preis-Mengen-Geboten der Stromanbieter. Je niedriger der Preis eines Kraftwerks ist, desto weiter
vorne in der Reihenfolge ist dieses Kraftwerk anzutreffen.

83



KAPITEL 4. MULTI-AGENTEN-MODEL

Durch die Implementierung der Preisfunktion 4.8, werden teurere Kraftwerke in ihrer Merit-
Order nach rechts verschoben, wenn ihre Grenzkosten über dem Niveau der Preisfunktion
liegen (siehe Abbildung 4.6). Dadurch kann die Nachfrage dynamisch auf die Markpreise
reagieren. Es werden nur noch die Kraftwerke links der gestrichelten Fläche betrieben. Die
gestrichelte Fläche selbst kann entweder als Nachfragereduzierung interpretiert werden oder
als Angebotsmenge eines externen Anbieters4. Eine Verknappung der Kraftwerksleistung führt
zu einem Anstieg des Marktpreises, der dann über die Preisfunktion berechnet wird. Der
Anstieg ist von der Parameterwahl der Preisfunktion abhängig.
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Abbildung 4.7: Weibull-Dichtefunktion und Weibull-Verteilungsfunktion für unterschiedliche
Parameter

Da die Stromerzeugung mit Windenergieanlagen nicht nur von der installierten Leistung,
sondern auch vom fluktuierenden Winddargebot abhängt, ist das Windaufkommen ein we-
sentlicher Bestandteil des Simulationsmodells. Eine Häufigkeitsverteilung der Windgeschwin-
digkeiten v lässt sich mit Hilfe der Weibull-Verteilung beschreiben [41]:

Fα,b(v) = 1− e−α( v
x
)b (4.9)

Die zugehörige Dichtefunktion sieht folgendermaßen aus:

fα,b(v) = α · b ·
vb−1

xb
· e−α( v

x
)b (4.10)

Die Weibull-Verteilung gehört zur Gruppe der Gamma-Verteilungen. Mit den Parametern
b = 2 und α = π

4 wird die Windverteilung am besten approximiert, man nennt sie auch

4Mit externer Anbieter wird hier ein Stromanbieter bezeichnet der im Sinne des Modells nicht als Agent
abgebildet ist, d.h. er verfügt über keinen Kraftwerkspark und kann lediglich über die Preisfunktion das Markt-
geschehen beeinflussen
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Rayleigh-Verteilung. Der Parameter x steht in dieser Formulierung für die mittlere Windge-
schwindigkeit.

In Deutschland liegen die mittleren Windgeschwindigkeiten an der Küste bei 7 m/s und im
Binnenland bei 4 m/s bis 5 m/s. In Mittel- und Süddeutschland liegen sie sogar teilweise
unter 3 m/s [30]. Abbildung 4.7 zeigt die Rayleigh-Dichte- und Verteilungsfunktion für die
Parameter b = 2, α = π

4 und verschiedene mittlere Windgeschwindigkeiten von 3 m/s, 5
m/s und 7 m/s. Die Abbildung lässt bereits deutliche Verteilungsunterschiede erkennen.
Je höher die mittlere Windgeschwindigkeit ist, desto breiter ist das Auftreten verschiedener
Windgeschwindigkeiten gefächert. Bei der Verteilung mit mittleren Windgeschwindigkeiten
von 3 m/s ist die Dichtefunktion so konzentriert um diesen Wert, dass schon fasst 100% der
Windgeschwindigkeiten unter 8 m/s liegen. Bei durchschnittlicher Windgeschwindigkeit von 5
m/s sind dies nur knapp unter 90% der Daten und bei 7 m/s weniger als 70%. Das heisst, dass
bei niedrigen mittleren Windgeschwindigkeiten, Windgeschwindigkeiten für eine angemessene
Anlagennutzung kaum vorkommen.

Wenn nicht anders angegeben, wurden bei den untersuchten Szenarien mittlere Windgeschwin-
digkeiten von 7 m/s unterstellt um die Verteilungsfunktion für die Winddaten zu bestimmen.

Die Umrechnung der Windgeschwindigkeit in Leistung erfolgt nach den auf Seite 11 beschrie-
benen Gleichungen 2.1 bis 2.3 und den dort dargestellten Kennzahlen.

Brennstoffkosten und Emissionspreise

Erdgas-, Kohle- und Urankosten sind für den Einsatz der verschiedenen Kraftwerkstypen von
entscheidender Bedeutung, da die Brennstoffkosten in die Berechnung der Grenzkosten und
damit in die Angebotspreise der Energieversorgungsunternehmen mit einfließen. Gleiches gilt
für die CO2-Emissionspreise.

Für den Benutzer besteht die Möglichkeit über die Eingabe der Parameter γ0 ∈ [0, 1] und
β ∈ ]0, 1] in der Benutzeroberfläche die Entwicklung der Brennstoffkosten und CO2-Preise im
Simulationszeitraum vor dem Programmstart festzulegen. Die Berechnung erfolgt mittels der
rekursiven Funktionen 4.11 und 4.12. Der Paramter γ0 beschreibt dabei den relativen Anstieg
der Brennstoffkosten bzw. Emissionspreise im Startjahr. Je nach Wahl des Parameters β
ändert sich dieser relative Anstieg im Zeitverlauf; er verringert sich oder bleibt konstant. Die
Brennstoffkosten bzw. der CO2-Preis Cτ in den Jahren τ = 0, . . . , T wird folgendermaßen
berechnet:

C(τ) =

{

C0 : τ = 0
C(τ − 1) · (1 + γ(τ)) : τ = 1, . . . , T

(4.11)

mit

γ(τ) =

{

γ0 : τ = 0
γ(τ − 1) · β : τ = 1, . . . , T

(4.12)

Der Preis C0 im Startjahr wird ebenfalls durch eine Parametereingabe in der Benutzerober-
fläche initialisiert.
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Abbildung 4.8: Mögliche Entwicklungen des Gaspreises

Mit dieser rekursiven Funktion soll es dem Benutzer erleichtert werden, Szenarien durch un-
terschiedlichste Simulationsvoraussetzungen zu definieren ohne im Programmcode Verände-
rungen vornehmen zu müssen. Der Benutzer kann allein durch entsprechende Parameterwahl
zwischen konstant bleibenden Brennstoffkosten (für γ0 = 0), einem unterproportionalen An-
stieg (für γ0 6= 0, β = 1) oder sogar einem überproportionalen Anstieg (γ0 und β ∈ ]0, 1[) der
Brennstoffkosten wählen.

C0 γ0 β

Fall 1 0.024 1 0.5
Fall 2 0.024 0.1 1
Fall 3 0.024 0 0.5

Um die Auswirkungen der Wahl der Parameter zu verdeutlichen wurden in Abbildung 4.8
die Graphen für unterschiedliche Werte von γ0 und β und einen Startpreis C0 von 0.024
EUR/kWh dargestellt. Die Parameter sind in Tabelle 4.3.1 aufgelistet. Die Graphen stellen
mögliche Entwicklungen des Gaspreises der nächsten 30 Jahre dar, die durch die Nutzung der
Funktionen 4.11 und 4.12 abgebildet werden können.

4.3.2 Investitions-, Finanzierungs- und Produktionsprogramm

Einmal im Jahr führen die Energieversorgungsunternehmen eine Investitionsplanung durch,
die mittels eines simultanen Investitions-, Finanzierungs- und Produktionsprogramms erfolgt.
Das Zusammenspiel von Investitionsplanung und Strommarktsimulation, welches in Abbil-
dung 4.9 dargestellt ist, wird im Folgenden beschrieben.
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Abbildung 4.9: Schema der rollierenden Planung eines Agenten

Zu Beginn eines jeden Jahres führen die Energieversorgungsunternehmen eine Investitions-
planung durch, in der die Handlungen für die nächsten T Jahre festgelegt werden. Da das
Simulationsmodell zeitlich keiner Beschränkung unterliegt, steht das strategische Ziel der Un-
ternehmensfortführung im Vordergrund eines jeden Agenten. Das Ziel der Maximierung der
Entnahmebeträge wird erweitert um einen Präferenzterm. Durch Festlegung von Präferenzen
prk für bestimmte Kraftwerkstypen kann die Kraftwerkswahl des Optimierungsprogramms
beeinflusst werden. Die Zielfunktion stellt damit keinen rein monetären Wert mehr da, und
ist somit als Nutzenfunktion zu verstehen:

max
T
∑

t=0



gwt · ENt +
∑

k∈Typen

prk · INV S
k,t



 (4.13)

Die Variable INV S
k,t gibt die Häufigkeit der Durchführung der Sachinvestition wieder. In die-

sem Fall gibt sie an wie oft der Bau vom Kraftwerkstyp k im Jahr t durchgeführt wird. Da
das Unternehmen eine Endwertmaximierung unter der Prämisse durchführt, dass die jährliche
Ausschüttungsmenge einen spezifischen Prozentsatz des Jahresüberschusses nicht unterschrei-
ten darf (siehe dazu Gleichung 4.24), kann die Zielfunktion 4.13 folgendermaßen vereinfacht
werden. Die Gewichte gwt = 0 für t < T und gwT = 1 liefern somit:

max ENT +

T
∑

t=0

∑

k∈Typen

prk · INV S
k,t (4.14)

Jeder Agent verfügt über einen individuellen Planungshorizont für den simultan das optimale
Investitions- und Produktionsprogramm unter Einbeziehung von Finanzierungsmöglichkeiten
und den aktuellen Gegebenheiten berechnet wird. Der Plan beinhaltet Entscheidungen über
Kredite, Geldanlagen, Kraftwerksbauten und Ausschüttungsmengen für den kompletten Be-
trachtungszeitraum.
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Die Umsetzung der vom Programm empfohlenen Handlung für das erste Jahr wird von den
Agenten realisiert. Das Geschehen auf dem Markt mit den veränderten Gegebenheiten führt
zu einer Aktualisierung des Informationsstandes eines jeden Agenten, was den Prozess der
Erwartungsbildung in Gang setzt. Der tatsächliche Gewinn wird ermittelt und die davon ab-
hängigen Dividenden werden gezahlt. Mit den neuen Informationen kann so der Investitions-
und Finanzierungsplan korrigiert um jeweils ein Jahr fortgeschrieben werden. Der Planungs-
horizont bleibt dabei der Gleiche. Diese rollierende Planung ermöglicht es den Agenten flexibel
auf das Verhalten und die Handlungen anderer Marktteilnehmer zu reagieren [26].

88



KAPITEL 4. MULTI-AGENTEN-MODEL

Symbol Erklärung

Indexmengen

t Index für Zeit, t ∈ {0, 1, . . . , T}
k Index für Kraftwerkstypen; Typen = {STK,BRK,GuD,GT,AKW,LWK,WEA}
j Index für Finanzierungen, j ∈ {o1, o2, . . . , o2T }

t̂ Index für Zeit nach dem Betrachtungszeitraum, t̂ = {T + 1, T + 2, . . . ,∞}

marktspezifische Parameter

r Kalkulationszins
p erwarteter Strompreis [EUR/kWh]
nt Nachfrage nach Strom in Zeitpunkt t [kWh/a]
capUpk Obergrenze der installierten Leistung der Kraftwerke vom Typ k für alle t [kW]

kraftwerksspezifische Parameter

cinvk Investitionsaufwand für Kraftwerkstyp k [EUR/kW]
cfixk

Fixe Auszahlungen des Kraftwerkstyps k in t [EUR/kW]
cvark Auszahlungen je produzierter Leistung mit Kraftwerk vom Typ k [EUR/kWh]
capk Leistung eines Kraftwerks vom Typ k [kW]
hk Volllaststunden des Kraftwerkstyps k [h]
ndk Nutzungsdauer des Kraftwerkstyps k [Jahre]
bzk Bauzeit des Kraftwerkstyps k [Jahre]
co2k CO2-Emission des Kraftwerkstyps k [kg/kWh(el)]

agentenspezifische Parameter

gwt Gewichte der Entnahmen in t, gwt ∈ [0, 1]
uzt unabhängige Zahlungena in t [e]
zj,t Zahlungen aus sonstigen Investitions-/Finanzierungsobjekten [e]
capInstk,t Leistung des bestehenden KW-Parks in t aus vorherigen Entscheidungen [kW]
αt Anteil der Nachfrage nach Strom in t, die Anbieter maximal decken will
invSok,t Obergrenze für INV S

k,t [Anzahl]

invFo
j Obergrenze für INV F

j [Anzahl]

co2Up Obergrenze für CO2-Emissionen [kg]
dd Anteil der Dividende am Jahresüberschuss, dd ∈ [0, 1]
prk Präferenz für Kraftwerkstyp k, prk ∈ R

Variablen:
ENT Entnahme im Zeitpunkt t [e]
ENt Dividende im Zeitpunkt t für t < T [e]
INV S

k,t Anzahl der Investitionen in Kraftwerkstyp k [Anzahl]

INV F
j Häufigkeit der Durchführung der Investition/Finanzierung j [Anzahl]

Ek,t mit Kraftwerkstyp k erzeugter Strom im Zeitpunkt t [kWh]
Jt Jahresüberschuss im Zeitpunkt t [e]

anicht mehr disponible Zahlungen aus bereits bestehenden Kraftwerken und Eigenkapital

Nebenbedingungen

Für die Optimierung der unternehmerischen Aktivitäten hinsichtlich der Investitions- und
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Finanzierungsmöglichkeiten mit dem Ziel der Maximierung des unternehmerischen Endwer-
tes müssen einige Voraussetzungen bezüglich der Liquidität des Unternehmens, der Technik
des Kraftwerkparks und der externen Stromnachfrage des Marktes berücksichtigt werden.
Diese werden durch Nebenbedingungen im Modell abgebildet und im Folgenden detailliert
beschrieben.

Liquiditätsrestriktionen

Durch die Liquiditätsrestriktion wird sichergestellt, dass die kompletten Auszahlungen zu
keinem Zeitpunkt im Betrachtungszeitraum die Summe der Einzahlungen übersteigen. Um
überschüssige Geldmittel bzw. Schulden in die nächste Periode zu übergeben, sind einperiodi-
ge Finanzobjekte zj,t vorhanden. Die Variable INV F

j gibt an, wie oft dieses Finanzobjekt j
in Anspruch genommen wird. Als Finanzobjekt steht zum Einen eine verzinsliche Geldanlage
mit der Zahlungsreihe5 (-1,(1+rh)) in beliebiger Höhe zur Verfügung, wobei rh der Haben-
zins ist. Zum Anderen besteht die Möglichkeit der Kreditaufnahme zu einem festen Zinssatz,
wobei die Kreditaufnahme durch ein Kreditlimit beschränkt wird (siehe Gleichung 4.28). Die
Zahlungsreihe ist (1,-(1+rs)) mit rs als Sollzins. Alle Finanzobjekte, sowohl Kredite als auch
Geldanlagen, werden in der Matrix zj,t zusammengefasst:

zj,t =

























































0 1 2 3 4 .. .. T − 1 T

1 1 − (1 + rs)
2 1 − (1 + rs)
3 1 − (1 + rs)
4 1 − (1 + rs)
.. .. ..

.. .. ..

T − 1 1 − (1 + rs)
T 0
T + 1 −1 1 + rh
T + 2 −1 1 + rh
T + 3 −1 1 + rh
T + 4 −1 1 + rh
.. .. ..

.. .. ..

2T − 1 −1 1 + rh
2T −1

























































Kredite stehen in den Zeilen 1 bis T -1, Geldanlagen in den Zeilen T+1 bis 2T . In Zeile T
müsste ein Kredit stehen, der einen Zahlungseingang in t = T hat. Da der Tilgungszeitpunkt
des Kredites in t = T + 1 nicht mehr im Optimierungszeitraum liegt, besteht die Möglichkeit
der Kreditaufname im Zeitpunkt t = T nicht, zT,T ist damit Null.

Weiterhin sind zu jedem Zeitpunkt Zahlungen bekannt, die unabhängig vom Investitions-
programm auftreten. Diese sogenannten unabhängigen Zahlungen werden in der Konstanten
uzt zusammengefasst. In den unabhängigen Zahlungen werden u.a. fixe Kosten aus eventuell
vorher gemachten Entscheidungen, dazu gehören die fixen Kosten des bereits bestehenden

5Die Zahlungsreihe (-1,(1+rh)) des Objekts zj,t gibt an, dass im Zeitpunkt t die liquiden Mittel um INV F
j

Geldeinheiten reduziert werden und im Folgejahr t + 1 die liquiden Mittel um INV F
j plus Zinsertrag erhöht

werden. Umgekehrtes gilt für die Zahlungsreihe der Kredite, das diese im Aufnahmejahr die liquiden Mit-
tel erhöhen, um sie dann im folgendem Tilgungsjahr um die durch Zinszahlung erhöhten Werte wieder zu
schmälern.
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Kraftwerkspark, sowie der Kassenbestand des Unternehmens erfasst. Demzufolge unterliegt
die Konstante uzt keiner Vorzeichenbeschränkung.

Im ersten Jahr der Optimierung dürfen Investitionen in Kraftwerke, Geldanlagen und sonstige
Geldentnamen die liquiden Mittel (Kredite, Eigenkapital, sonstige Einnahmen) nicht überstei-
gen. Die Investitionszahlungen für Kraftwerke ergeben sich aus dem Produkt der Investiti-
onsaufwendungen cinvk des Kraftwerkstyps k und dessen Leistung capk und der ganzzahligen
Variablen INV S

k,t, welche die Häufigkeit des Kraftwerksbaus vom Typ k im Zeitpunkt t an-
gibt. Die Fixkosten für einen bereits bestehenden Kraftwerkspark sind in den unabhängigen
Zahlungen uzt bereits vorhanden. Für t = 0 gilt:

−

o2T
∑

j=o1

zj,t · INV F
j +

∑

k∈Typen

cinvk · capk · INV S
k,t + ENt ≤ uzt (4.15)

In den Folgejahren kommen zu den Investitionskosten noch die jährlich anfallenden Fixkos-
ten der zu bauenden Kraftwerke, sowie die variablen Kosten der Stromerzeugung abzüglich
der Verkaufspreise, die in jeder Betriebsstunde angerechnet werden müssen, hinzu. Bei der
Formulierung der Fixkosten wird berücksichtigt, dass diese nur in Jahren anfallen, in denen
das Kraftwerk auch tatsächlich existiert, d.h. in einem beliebigen Jahr t existieren die Kraft-
werke, die vor maximal t − ndk − bzk Jahren gebaut wurden, wobei ndk die Nutzungsdauer
und bzk die Bauzeit des Kraftwerkstyps k ist. Investitionen vor dem Optimierungszeitraum
werden über die Konstante des Kraftwerksbestandes capInstk,t und deren Kosten über die
unabhängigen Zahlungen uzt berücksichtigt, damit ist die Variable INV S

k,t = 0 für t < 0 (vgl.
Gleichungen 4.18 und 4.19). Sowohl die variablen Kosten, als auch die Verkäufe beziehen sich
auf die Erzeugungsmengen im Vorjahr, wohingegen die Fixkosten für das aktuelle Jahr im
voraus geleistet werden müssen. Für t ∈ {1, . . . , T − 1}:

−

o2T
∑

j=o1

zj,t · INV
F
j

+
∑

k∈Typen



cinvk · capk · INV
S
k,t +

t−bzk
∑

i=t−ndk−bzk

cfixk
· capk · INV

S
k,i − (p− cvark ) · Ek,t−1





+ENt ≤ uzt (4.16)

Da die Möglichkeit besteht, dass Kraftwerke gebaut werden, die über den Betrachtungszeit-
raum hinaus existieren, muss die Liquiditätsbedingung für das letzte Jahr T der Investitions-
planung separat formuliert werden. Alle erwarteten Einnahmen durch Stromverkäufe sowie
Auszahlungen über den Betrachtungszeitraum hinausgehender Investitionsobjekte, werden
über einen in der Zukunft möglichen Zinssatz auf das letzte Jahr der Optimierung abge-
zinst. Dieser Restwert eines Investitionsobjektes wird im Jahr T erfasst. Welche Rolle diese
Zahlungsflüsse nach dem Betrachtungszeitraum für den Agenten spielen, bestimmt der indi-
viduell erwartete Zinssatz r ∈ [0, 1]. Je höher der Zinssatz, desto geringer die Bedeutung der
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zukünftigen Zahlungen. Für t = T gilt:

−

o2T
∑

j=o1

zj,T · INV F
j

+
∑

k∈Typen

[

cinvk · capk · INV S
k,T +

T−bzk
∑

i=T−ndk−bzk

cfixk
· capk · INV S

k,i − (p− cvark) · Ek,T−1

]

−
∑

k∈Typen

T+ndk
∑

t̂=T+1

(

(pk − cvark) · Ek,t̂−1 − uzt̂
) 1

(1 + r)t̂−T
+ ENT ≤ uzT (4.17)

Kapazitätsrestriktionen

Unter den Kapazitätsrestriktionen sind die Gleichungen zusammengefasst, die die Leistung
eines Kraftwerks betreffen. Zum Einen kann nur ein vorhandenes Kraftwerk auch zur Stromer-
zeugung herangezogen werden, was durch die folgenden Gleichungen 4.18 und 4.19 sicherge-
stellt wird. Gleichung 4.18 gilt für alle Zeitpunkte die im Optimierungszeitraum liegen, Glei-
chung 4.19 bezieht sich dagegen auf die Zeit nach dem Optimierungszeitraum, in dem die
Kraftwerke aber noch in Betrieb sind. Zum Anderen kann aber auch die Kapazität selbst
auf Grund von politischen und ökonomischen Bedingungen beschränkt werden, was durch die
Gleichungen 4.20 und 4.21 beschrieben wird.

Die jährliche Produktionsmenge mit einem Kraftwerk vom Typ k wird durch das Produkt aus
Leistung dieses Kraftwerks und erwarteten Volllaststunden hk beschränkt. Die Gesamtleistung
in Jahr t von Kraftwerkstyp k ist die Summe der Leistung aller Kraftwerke, in die vor maximal
t− ndk − bzk und minimal t− bzk Jahren investiert wurde, inklusive der Leistung capInstk,t
der bestehenden, von der Optimierung unabhängigen Kraftwerke. Es gilt

Ek,t ≤

((

t−bzk
∑

i=i0

capk · INV S
k,i

)

+ capInstk,t

)

· hk ∀ t, k (4.18)

mit i0 = max(0, t − ndk − bzk). Das Gleiche gilt für die Erzeugungsmengen nach dem Be-
trachtungszeitraum T :

Ek,t̂ ≤









T+ndk−bzk
∑

i=t̂−bzk

capk · INV S
k,i−ndk



+ capInstk,t̂



 · hk ∀ t̂, k (4.19)

Eine Einschränkung des Zubaus an Kraftwerksleistung kann durch folgende Gleichung ge-
währleistet werden:

t−bzk
∑

i=i0

capk · INV S
k,i ≤ capUpk,t ∀ t, k (4.20)

mit i0 = max(0, t−ndk − bzk). Hier wird sichergestellt, dass die Gesamtkapazität eine extern
vom Benutzer oder vom Simulationsmodell vorgegebene Obergrenze nicht überschreiten darf.
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Da Gleichung 4.20 die Kraftwerksinstallationen im Zeitraum [T − bzk, .., T ] nicht berücksich-
tigt, muss eine zusätzliche Gleichung 4.21 eingeführt werden, welche die Baubeschränkung in
diesem Zeitraum regelt. Für t̄ ∈ {T, T + 1, .., T + bzk} gilt:

t̄−bzk+1
∑

i=i0

capk · INV S
k,i ≤ capUpk,T ∀ k (4.21)

mit i0 = max(0, t̄−ndk − bzk +1). Die existierende Leistung capInstk,t des Kraftwerkstyps k
für alle Zeitpunkte t, die für die Baubeschränkung der Kraftwerke in den Gleichungen 4.20 und
4.21 von Bedeutung ist, wurde bereits in der Berechnung der Kapazitätsschranke capUpk,t
berücksichtigt (vergleiche dazu Gleichung 4.33 auf Seite 96). Der Parameter capUpk,t gibt
damit die Restkapazität an, die von Kraftwerkstyp k im entsprechenden Zeitpunkt t noch
gebaut werden kann.

Absatzrestriktionen

Eine weitere Nebenbedingung ergibt sich durch die nachgefragte Strommenge nt je Jahr.
Ein Unternehmen kann seinen Strom nur dann verkaufen, wenn auch eine entsprechende
Nachfrage vorhanden ist. Die folgenden Gleichungen 4.22 und 4.23 beschreiben im Gegensatz
zur technischen Beschränkung der Stromerzeugung aus den obigen Gleichungen 4.18 und 4.19
die ökonomischen Schranken der Erzeugungsmengen.

Da Strom ein nicht speicherbares Gut ist, wird es nur in den Mengen erzeugt die auch nach-
gefragt werden. Um den Anteil der Nachfrage den ein Anbieter auf Grund von Konkurrenz
absetzen kann variabel zu gestalten, wurde der Parameter α ∈]0, 1] eingeführt. Das Multi-
Agenten-Modell wurde so implementiert, dass sich die Nachfrage auf dem Markt gleichmäßig
auf alle Anbieter verteilt.

∑

k∈Typen

Ek,t ≤ nt · αt ∀k ∀t = 0, 1, .., T (4.22)

Es wird davon ausgegangen, dass die Nachfrage nach Ende des Betrachtungszeitraums kon-
stant bleibt. Die zukünftigen Erzeugungsmengen orientieren sich demnach nach der Höhe der
Nachfrage zum Ende des Betrachtungszeitraums T .

∑

k∈Typen

Ek,t̂ ≤ nT · αT ∀k, t̂ (4.23)

Dividende

Die Agenten sind verpflichtet jedes Jahr Dividenden an die Anteilseigner zu zahlen. Die Höhe
der Ausschüttung ENt richtet sich nach dem Jahresüberschuss Jt und der gewünschten Aus-
schüttungsquote dd (siehe Gleichung 4.24). Der Jahresüberschuss im Modell ist eine Variable,
wohingegen die Ausschüttungsquote zu den anbieterspezifischen Parametern gehört.

ENt ≥ dd · Jt ∀t = 1, 2, .., T (4.24)
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Der Ausschüttunganteil der vier größten Energieversorgungsunternehmen E.ON, RWE, EnBW
und Vattenfall, die ca. 80% des Stroms bereitstellen, liegt derzeit zwischen 30% und 70% des
bereinigten Konzernüberschusses [12][13][43][57].

Der Jahresüberschuss Jt für die Jahre t = 2, .., T berechnet sich aus der Differenz der Erlöse
und der Kosten inklusive Abschreibungen für den Kraftwerkspark:

Jt =
∑

{j|j=t∨j=t+T}

INV F
j (zj,t + zj,t−1)

+
∑

k∈Typen

[

(p− cvark ) · Ek,t−1 −

((

t−bzk
∑

i=i0

capk · INV
S
k,i

)

+ capInstk,t

)

· cfixk

]

−
∑

k∈Typen

[((

t−bzk
∑

i=i0

capk · INV
S
k,i

)

+ capInstk,t

)

cinvk

ndk

]

(4.25)

mit i0 = max(0, t − ndk − bzk) und für alle k. Zu den Erlösen zählen die Einnahmen aus
Stromverkäufen, sowie Zinserträge aus Geldanlagen des vergangenen Jahres. Als Kosten wer-
den die Fixkosten des vorhandenen Kraftwerksparks, Zinszahlungen für Fremdkapital aus
dem vergangenen Jahr und die Abschreibung der vorhandenen Kraftwerke angerechnet. Die
Kraftwerke werden linear über ihre jeweilige Nutzungsdauer abgeschrieben.

Emissionsrestriktionen

Es besteht die Möglichkeit für jedes Energieversorgungsunternehmen eine Obergrenze jährli-
cher Emissionen zu setzen, die nicht überschritten werden darf. Dies wird in Gleichung 4.26
mathematisch formuliert. Der Wert der gesamten Emission

∑

k Ek,t in jedem Jahr muss unter
der Emissionsschranke co2Up liegen.

∑

k∈Typen

Ek,t · co2k ≤ co2Up ∀t = 0, 1, . . . , T +maxkNDk (4.26)

Durchführungsobergrenze

Ein jedes Unternehmen verfügt über ein individuelles Kreditlimit, das mit invFo
j bezeichnet

und über die Benutzeroberfläche initialisiert wird. Desweiteren besitzt ein jedes Unterneh-
men eine Obergrenze für die Durchführung von Sachinvestitionen invSok,t, d.h. die Möglichkeit
unbegrenzt Kraftwerke zu errichten wird dadurch eingedämmt.

INV S
k,t ≤ invSok,t (4.27)

INV F
j ≤ invFo

j (4.28)

Investitionen vor Betrachtungszeitraum

Investitionen, die vor dem Betrachtungszeitraum getätigt wurden, sind nicht Gegenstand
der Optimierung. Bereits existierende Kraftwerkskapazitäten werden über den Parameter
capInstk,t berücksichtigt und deren Kosten werden in den unabhängigen Zahlungen uzt er-
fasst. Deswegen gilt:

INV S
k,i = 0 ∀i < 0 (4.29)
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i ist hier der Zeitindex und steht für alle Zeitpunkte vor dem Optimierungszeitraum.

Nicht-Negativitätsbedingung

Die Nicht-Negativitätsbedingungen stellen sicher, dass alle Variablen, wie die Häufigkeit der
Durchführung von Investitionenen in Kraftwerke und Finanzanlagen bzw. Finanzierungen,
Entnahmen bzw. Ausschüttungsmengen und Stromerzeugungsmengen, im nicht negativen
Zahlenbereich liegen müssen. Für alle k, j und t gilt:

INV S
k , INV F

j , ENt, Ek,t ≥ 0 (4.30)

Eingabedaten

Im Folgenden ist τ der Index der Simulationsjahre, mit τ ∈ {τ0, . . . , τT ′}, wobei τ0 das Start-
jahr der Simulation und τT ′ das letzte Jahr der Simulation ist. Der Zeitindex für die Opti-
mierung wird mit t ∈ {t0, . . . , tT } bezeichnet. Der Startzeitpunkt der Optimierung ist in der
Regel das aktuelle Simulationsjahr, d.h t0 = τ und der Endzeitpunkt der Optimierung ist
ab dem aktuellen Simulationsjahr in T Jahren tT = τ + T , wenn T den Optimierungszeit-
raum bezeichnet. Es kann durchaus sein, dass das Ende des Optimierungszeitpunktes außer-
halb des Simulationszeitraumes liegt. Im Folgenden schreiben wir t ∈ {0, . . . , T} anstelle von
t ∈ {t0, . . . , tT }.

Marktspezifische Parameter

Zu den marktspezifischen Parametern gehören der Marktzins r, der Strompreis p, die Nach-
fragezeitreihe nt, sowie die Kraftwerksobergrenzen capUpk. Vergleiche hierzu Abbildung 4.2
auf Seite 76. Der Marktzins wird direkt vom Benutzer eingegeben, er bleibt im Zeitraum der
Simulation konstant. Nachfrage und Kraftwerksobergrenzen entwickeln sich dynamisch.

Nachfrage
Am Ende des simulierten Stromjahres τ wird die Stromnachfrage dem(τ) des vergangenen
Jahres ermittelt. Diese Jahresnachfrage dient als Startnachfrage, also als erwartete Nachfrage
für das erste Jahr der Optimierung, d.h. für t = 0. Die Startnachfrage s für den ersten Opti-
mierungsdurchlauf der Simulation wird über die Benutzeroberfläche initialisiert. Die erwartete
Nachfrage für die folgenden Jahre im zu optimierenden Betrachtungszeitraum t = 1, . . . , T
wird über eine rekursive Funktion mit dem Parameter λ(t), der die Wachstumsrate der Strom-
nachfrage im Jahr t widerspiegelt, berechnet. Um den erwarteten Anstieg der Nachfrage fle-
xibler zu gestalten, wurde ein weiterer Parameter µ ∈ [0, 1] eingeführt, der die Wachstumsrate
im Laufe der Jahre schmälert oder auch konstant halten kann, falls µ = 1.

λ(t) =

{

λ0 : t = 0
λ(t− 1) · µ : t = 1, . . . , T

(4.31)

Sowohl λ0 als auch µ sind agentenspezifische Parameter, die über die Benutzeroberfläche vor
dem Programmstart eingegeben werden. Die erwartete Stromnachfrage für den zu optimie-
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renden Betrachtungszeitraum berechnet sich dann folgendermaßen:

nt = n(t) =







s : t = 0 und τ = τ0
dem(τ) : t = 0 und τ 6= τ0

n(t− 1) + λ(t− 1) : t = 1, . . . , T
(4.32)

.

Kraftwerksobergrenzen
Die Kraftwerksobergrenze capUpk,t ändert sich jedes Jahr, so dass die auf dem Markt existie-
rende und die zu bauende Kraftwerksleistung die Obergrenze Maxcapk,τ0 nicht überschreiten.

capUpk,t = Maxcapk,τ0 −
∑

u∈Anbieter

capInstk,τ+t(u) (4.33)

Die Kapazitätsgrenze muss ab dem aktuellen Simulationsjahr τ vorausschauend für die nächs-
ten T Jahre berechnet werden, siehe Gleichung 4.33. Der Term

∑

u∈Anbieter capInstk,τ+t(u)
bezeichnet dabei die gesamte auf dem Markt existierende Leistung des Kraftwerks k im Jahr
τ + t. Die Obergrenze Maxcapk,τ0 dagegen wird vom Benutzer zu Beginn der Simulation fest-
gelegt.

Strompreis
Der Strompreis p für die Optimierungsjahre t ∈ 0, . . . , T wird in jedem Simulationsjahr neu
berechnet und gilt für den gesamten Optimierungszeitraum. Er ergibt sich aus dem durch-
schnittlichen Strompreis dp(τ) des Vorjahres τ .

p = dp(τ)

Kraftwerkspezifische Parameter

Technische und ökonomische Parameter der Kraftwerke wie sämtliche Kosten, Bauzeit, Nut-
zungsdauer, Emissionskoeffizient und Leistung je installierter Einheit werden direkt von der
Simulation an das Optimierungsmodell übergeben, sie bleiben im gesamten Simulationszeit-
raum konstant. Die Volllaststunden dagegen sind Erfahrungswerte eines jeden Agenten und
werden somit jährlich aktualisiert.

Volllaststunden der Kraftwerke
Die erwarteten Volllaststunden hk für Kraftwerkstyp k, die in die Optimierung mit einfließen,
werden in jedem Simulationsjahr aktualisiert und gelten für den gesamten Optimierungs-
zeitraum (t = 0, . . . , T ). Sie richten sich nach den Erfahrungswerten der Vergangenheit. Die
Volllaststunden des vorhandenen Kraftwerkstyps eines Anbieters aus dem Vorjahr hreal(τ)
bilden die Grundlage für die Erwartungen im Betrachtungszeitraum.

hk = hreal(τ)

Die Volllaststunden eines Kraftwerks berechnen sich als Quotient aus erzeugtem Strom und
installierter Leistung. Da die Menge an verkauftem Strom und die vorhandene Leistung der
Kraftwerke je Anbieter variiert, unterscheiden sich die getroffenen Annahmen bezüglich der
Volllaststunden eines Kraftwerks für jeden Anbieter. Diese Aktualisierung der Annahmen wird
nur durchgeführt, wenn der Anbieter auch in Besitz eines Anlagentyps ist.
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Anbieterspezifische Parameter

Anbieterspezifische Parameter sind die Zinsen für Kredite und Geldanlagen, die indirekt in den
Finanzobjekten enthalten sind, die Grenzen für den Kraftwerksbau, die Emissionsschranke,
das Kreditlimit und die Präferenzen für einzelne Kraftwerke (siehe Tabelle 4.3.2 auf Seite 89).
Die genannten Parameter bleiben im gesamten Simulationszeitraum unverändert.

Unabhängige Zahlungen
In den unabhängigen Zahlungen sind enthalten:

• Fixkosten des bestehenden Kraftwerksparks; dazu gehören Kraftwerke, die vor dem Jahr
τ errichtet wurden bzw. sich noch in Bau befinden

• Eigenkapital

• Geldrückflüsse aus Geldanlagen inklusive Zinsertrag aus dem Jahr τ

• Kreditrückzahlungen von Kreditaufnahmen inklusive Zinsen aus dem Jahr τ

Bestehender Kraftwerkspark
Aufgrund der gespeicherten Kraftwerksparameter, wie Startzeitpunkt des Kraftwerksbaus,
Bauzeit und Nutzungdauer ist für jedes Kraftwerk die Leistung und der Zeitraum bekannt, in
dem es genutzt werden kann. Somit kann der für jeden Zeitraum existierende Kraftwerkspark
ermittelt und an die Optimierung übergeben werden.

Anteil der Nachfrage an Strom
Es wird angenommen das jeder Anbieter den gleichen Anteil der Nachfrage decken will, des-
wegen ist der Anteil der Kehrwert der Anzahl an Mitstreitern.

4.4 Szenarienauswertung

Es wurde eine Vielzahl von Szenarien gerechnet, um den Einfluss verschiedenster Modellpara-
meter und Simulationsannahmen (Zins, Windverteilung, Stochastik der Stromnachfrage etc.)
zu verdeutlichen. Die in dieser Arbeit vorgestellten Szenarien beschränken sich auf die Be-
handlung von Marktbetrachtungen. Eine detaillierte Analyse einzelner Marktteilnehmer wur-
de hier nicht vorgenommen. Es wurde ein Referenz-Szenario entwickelt, um die verschiedenen
Ergebnisse vergleichen zu können. Die wichtigsten Annahmen finden sich in den Tabellen 4.2
- 4.4.

In Abschnitt 4.4.1 wird zunächst ein möglicher Ausgang des Referenz-Szenarios detailliert be-
schrieben. Daran anschließend werden verschiedene Szenarien mit gleicher Parametereingabe
miteinander verglichen, um die Tragweite der verschiedenen Ausgänge beurteilen zu können.
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Simulationsdaten

Jahre 30
Anzahl Stunden im Jahr 8760
Startjahr der Simulation 2008

Stromimport

Maximum [MW] 7000
Preis [e/kWh] 0.2
Emission [kg/kWh] 0.2

Dummy-Anbieter

Preisfunktiona (0.3/0.009)

Nachfrage

Zufallszahl -
Lastkurve +

Kostenb C0 γ0 β

Brennstoffkosten Steinkohle 0.0087 0 0.8
Braunkohle 0.0059 0 0.8
Gas 0.024 0 0.8
Uran 0.0041 0 0.8

Emissionskosten
CO2 15 0 0.8

aParameter (p′/f), vgl. Funktion: 4.8
bParameter C0, γ0, β, vgl. Funktion 4.11 und 4.12

Tabelle 4.2: Marktspezifische Daten

Einheiten BRK STK GuD GT AKW LWK WEA

Inv. Kosten e/kW 1100 935 526 255 2050 3221 900
Fixkosten e/kW 19.75 21.03 13 10.23 61.5 80.53 38
var. Kosten e/kWh 0.005 0.013 0.0012 0.0005 0.0051 0.000001 0.000001
Wirkungsgrad 0.48 0.51 0.58 0.33 0.33 1 1
Emission kg/kWh(th) 0.396 0.338 0.2 0.2 0 0 0
Nutzungsdauer Jahre 30 30 30 25 60 45 15
Volllaststunden h 7000 6000 6000 6000 7700 5000 1000
Bauzeit Jahre 4 4 3 2 5 3 1
Kapazität kW 10000 10000 10000 10000 10000 1000 1500
CapUP GW ∞ ∞ ∞ ∞ ∞ ∞ 45

Tabelle 4.3: Modellierte Kraftwerksdaten

4.4.1 Referenz-Szenario

Das Referenz-Szenario ist an der Situation in Deutschland im Jahr 2008 ausgerichtet. Die
Simulation deckt 30 Jahre ab. Die Stromnachfrage wird durch eine Lastkurve abgebildet wie
in Abschnitt 4.3.1 auf Seite 78 beschrieben.

Die modellierten Kraftwerke sind Steinkohlekraftwerke (STK), Braunkohlekraftwerke (BRK),
Gasturbinen (GT), Gas- und Dampfturbinen (GuD), Kernkraftwerke (AKW), Windenergie-
anlagen (WEA) und Laufwasserkraftwerke (LWK). Der modellierte Kraftwerkspark eines je-
den Anbieters ist in Tabelle 4.4 dargestellt. Es wurde davon ausgegangen, dass der derzeitige
Kraftwerkspark noch bis 2015 existiert und dann linear über die folgenden 15 Jahre reduziert
wird.

Die technischen Kraftwerksdaten wie Wirkungsgrade, Emissionskoeffizienten, Nutzungsdauer,
Bauzeit, Kapazität und die wirtschaftlichen Parameter wie Abschreibungszeitraum, Volllast-
stunden, ökonomische Grenzen des Kraftwerksbaus CapUP und Kosten sind in Tabelle 4.3
aufgelistet. Die Kosten werden unterteilt in Investitionskosten, Fixkosten und variable Kos-
ten. Die hier angegebene Kapazität gibt die kleinste zu bauende Einheit eines Kraftwerkstyps
an.

Reichen die innerdeutschen Kraftwerke nicht aus, kann zusätzlich Strom bis zu einer Grenze
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Anbieter A B C D E

Zugang zum Finanzmarkt
Kreditzins 0.06 0.06 0.06 0.06 0.06
Habenzins 0.03 0.03 0.03 0.03 0.03
Dividende [Anteil am JÜa] 0.4 0.4 0.4 0.4 0.1
Kreditlimit [Me] ∞ ∞ ∞ ∞ ∞

Existierender Kraftwerkspark ([MW]/bis Jahr)
Steinkohle (7815.0/2015) (3984.0/2015) (2697.0/2015) (1369.0/2015) (10849.0/2015)
Braunkohle (1353.0/2015) (11565.0/2015) (0.0/2015) (8545.0/2015) (480.0/2015)
Gasturbine (393.0/2015) (112.0/2015) (368.0/2015) (1273.0/2015) (1499.0/2015)
GuD (3482.0/2015) (3114.0/2015) (866.0/2015) (585.0/2015) (9316.0/2015)
Kernkraftwerk (9336.0/2015) (4569.0/2015) (4624.0/2015) (720.0/2015) (2208.0/2015)
Windenergieanlage (8230.0/2015) (11.5/2015) (28.0/2015) (19.0/2015) (13959.0/2015)
Laufwasserkraftwerk (1325.0/2015) (280.0/2015) (129.0/2015) (9.0/2015) (10.0/2015)
Stromhandel
Angebotspreisb GK GK GK GK GK
Preisaufschlag 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0

Präferenz für bestimmte Kraftwerke
Erfahrungc + + + + +
Emissionsschranke [Mt] 2.0 2.0 2.0 2.0 2.0
Planung (Präferenz)
-Steinkohle 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
-Braunkohle 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
-Gasturbine 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
-GuD 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
-Kernkraftwerk 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
-Windenergieanlage 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0
-Laufwasserkraftwerk 0.0 0.0 0.0 0.0 0.0

Optimierungsannahmen
Nachfraged (500/10/0.9) (500/10/0.9) (500/10/0.9) (500/10/0.9) (500/10/0.9)
Betrachtungszeitraum 30 30 30 30 30

aJÜ = Jahresüberschuss
bGK = Grenzkosten der Stromerzeugung; diese sind abhängig vom Kraftwerkstyp.
c+ Strompreis und Volllaststunden aus dem Vorjahr fließen in Optimierung ein
dInitialisierung der Nachfrageparameter (s/λ0/µ); Erläuterungen der Parameter finden sich auf Seite 95f,

vergl. auch Gleichungen 4.31 und 4.32

Tabelle 4.4: Anbieterspezifische Daten
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von 7 GW je Stunde importiert werden. Der Importpreis für Strom liegt bei 0.2 EUR/kWh
und der Emissionskoeffizient bei 0.2 kg/kWh (vergleiche Tabelle 4.2, Seite 98). Wird die
Nachfrage trotz Import nicht befriedigt, kommt ein sechster Anbieter auf den Markt, der
Strom ab einem Preis von 0.3 EUR/kWh zur Verfügung stellt und damit den Verkaufspreis
in die Höhe treibt.

Die Brennstoffkosten für Steinkohle, Braunkohle, Gas und Uran sind im Simulationszeitraum
konstant, ebenso der CO2-Emissionspreis. Die Kosten sind in Tabelle 4.2 dargestellt und liegen
für Steinkohle bei 0.0087 EUR/kWh, für Braunkohle bei 0.0059 EUR/kWh, für Gas bei 0.024
EUR/kWh und für Uran bei 0.0041 EUR/kWh. Der CO2-Zertifikatspreis liegt bei 15 EUR/t.
Die Kraftwerkseinsatzreihenfolge, die sich aus diesen modellierten Kosten ergibt, wird durch
die Merit-Order in Abbildung 4.10 beschrieben.
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Abbildung 4.10: Beispiel der Merit-Order des modellierten Kraftwerksparks

Die modellierten Anbieter unterscheiden sich durch ihren Zugang zum Finanzmarkt, ihren in-
dividuellen Kraftwerkspark, ihre Präferenz für bestimmte Kraftwerkstypen und die jeweiligen
Optimierungsannahmen. Die anbieterspezifischen Daten sind in Tabelle 4.4 zusammengestellt.

Auf dem modellierten Markt existieren vier große Energieversorgungsunternehmen, deren
Kraftwerksparks identisch mit dem von E.ON, RWE, EnBW und Vattenfall sind. Zu den vier
großen Anbietern wurde ein zusätzlicher Anbieter geschaffen, der die Kraftwerke besitzt, die
keinem der oben erwähnten Anbieter zugeordnet werden konnten. Die fünf Anbieter werden
im Folgenden mit Anbieter A, B, C, D und E bezeichnet.

Für alle Anbieter wurde ein Kreditzins von 6% und ein Habenzins von 3% unterstellt. Der ge-
forderte Ausschüttungsanteil beträgt bei den E.ON, RWE, EnBW und Vattenfall äquivalenten
Anbietern A bis D 40% vom Jahresüberschuss und bei dem fünften Anbieter E nur 10%. Die
Ausschüttungsanteile wurden aus den Geschäftsberichten der jeweiligen Versorger entnommen
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[12][57][43][13][14]. Ein Kreditlimit besteht im Referenz-Szenario nicht. Der Strompreis wird
aus den Grenzkosten der Stromerzeugung gebildet. Eine Präferenz für bestimmte Kraftwer-
ke entsteht lediglich aus den Erfahrungswerten eines jeden Anbieters, eine Emissionsschranke
wurde für das Referenz-Szenario nicht belegt. Die Annahmen für die jährlich durchzuführende
Optimierung ist für jedes Energieversorgungsunternehmen identisch. Der Betrachtungszeit-
raum für die Optimierung liegt bei 30 Jahren, in denen ein Anstieg der Nachfrage erwartet
wird. Die Nachfrageerwartung im Startjahr beträgt 500 Terrawattstunden.

Das Referenz-Szenario wurde ohne Windenergieanlagen gerechnet. Es wurden keine Grenzen
für den Kraftwerksbau vorgegeben.

Ergebnisse der Simulation

Im folgendem werden die Ergebnisse des Referenz-Szenarios beschrieben.
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Abbildung 4.11: Entwicklung der installierten Kraftwerksleistung im Referenz-Szenario

Kraftwerksleistung

Die Entwicklung der installierten Kraftwerksleistung ist in Abbildungen 4.11 dargestellt. Da
die tatsächliche auf dem Markt existierende Kraftwerksleistung Deutschlands als Startsituati-
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on in das Modell einfließt und im Modell eine Verfügbarkeit der Kraftwerke von 100% unter-
stellt wurde, existieren zu Beginn der Simulation Überkapazitäten. Aufgrund der Verteilung
der Nachfragedaten (vgl. Abbildung 4.4) reicht die am Ende der Simulation existierende Kraft-
werksleistung von 80 GW aus, um die Nachfrage zu decken. In den Jahren 2025 bis 2030 muss
in wenigen Stunden, in denen die Nachfrage die existierende Kraftwerksleistung übersteigt
Strom importiert werden. Der Importstrom deckt maximal 15% der Nachfrage.
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Abbildung 4.12: Entwicklung der alten und neuen installierten Kraftwerksleistung im
Referenz-Szenario

Eine getrennte Darstellung von bereits vorinstallierten und neu gebauten Kraftwerken erleich-
tert es, die Entscheidung zum Bau von Kraftwerken besser nachzuvollziehen. Der alte und
neue Kraftwerkspark ist in Abbildung 4.12 dargestellt. Betrachtet man den Übergang vom
alten zum neuen Kraftwerkspark wird deutlich, dass die Leistung der Steinkohlekraftwerke,
der GuD-Anlagen sowie der Gasturbinen nicht erneuert wird, obwohl diese Kraftwerke in der
Simulation teilweise als Mittellastkraftwerke noch zur Stromerzeugung genutzt werden. Nach
ihrer Restlaufzeit von 15 Jahren werden sie linear abgebaut.

Gebaut werden Laufwasser-, Braunkohle- und Kernkraftwerke. Welche Investitionsobjekte
bevorzugt werden, ist stark vom Anlage- bzw. Kreditzins, vom vorhandenen Kraftwerkspark
und den spezifischen Kraftwerksdaten abhängig. Einfluss auf die Entscheidung haben eben-
falls die individuellen Annahmen über die Entwicklung des Strompreises sowie die erwartete
Ausbringungsmenge je Kraftwerk. Der Bau von Laufwasserkraftwerken, Kernkraftwerken und
Braunkohlekraftwerken soll nun detailliert betrachtet werden:

1. Die Gesamtleistung der Laufwasserkraftwerke (LWK) nimmt trotz Überkapazität schon
in den ersten Simulationsjahren zu, bleibt dann jedoch auf einem konstanten Level
von 18.31 GW. Durch den Anstieg des Absatzes von Strom aus Laufwasserkraftwer-
ken im ersten Jahr, steigt die erwartete Ausbringungsmenge für die folgenden Jahre,
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die Volllaststunden steigen auf 8760 Stunden an6, was die Entscheidung zum Bau von
Laufwasserkraftwerken begünstigt.
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Abbildung 4.13: Strompreis, Bau von Laufwasserkraftwerken und deren Volllaststunden im
Referenz-Szenario

Diesen Zusammenhang zwischen erwartetem Strompreis und Volllaststunden und der
Entscheidung zum Bau eines Laufwasserkraftwerks ist in Abbildung 4.13 graphisch dar-
gestellt. Der Auslöser für die Wahl eines Laufwasserkraftwerks sind in diesem Fall die
erwarteten Volllaststunden und nicht der Strompreis. Da eine Bauzeit von 3 Jahren
unterstellt wurde, stehen diese Kraftwerke erstmals 2013 zur Verfügung, wie man in
Abbildung 4.12 deutlich sieht.

Abbildung 4.14 zeigt die positive Wirkung des Anstiegs der Volllaststunden für Was-
serkraftwerke. Die Abbildung stellt den Endwert des Eigenkapitals in 30 Jahren für
unterschiedliche Zinssätze und Investitionsobjekte inklusive Finanzanlage dar. Es wur-
de hier ein Startkapital von 50 MEUR7 zugrunde gelegt, das die Investitionskosten für
die Mindestleistung eines jeden Kraftwerks abdeckt. Sämtliche Daten der Kraftwerke
entsprechen den Kraftwerksdaten des Modells im Jahr 2010. Hier wird deutlich, dass
die Investition des Geldes in Laufwasserkraftwerke bei einem Zinssatz von 0.03, wie
er im Modell vorhanden ist, gegenüber anderen Investitionsobjekten und Finanzanla-
gen den größten Endwert liefert. Deshalb entscheiden sich die Agenten ihr Kapital in

6Saisonale Schwankungen im Wasserlauf wurden hier nicht berücksichtigt.
7Megaeuro
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Abbildung 4.14: Endwert des Eigenkapitals in 30 Jahren für unterschiedliche Zinssätze

Laufwasserkraftwerke zu investieren.

2. Kernkraftwerke werden zwischen den Jahren 2013 und 2037 neu gebaut, so dass ihre
Gesamtleistung von 15 GW nicht unterschritten und damit die Bedienung der Grundlast
mit Kernkraft stets gewährleistet wird. Die Gesamtleistung der Kernkraftwerke nimmt
durch den Rückbau der alten Kernkraftwerke zunächst ab, steigt dann ab 2017 an bis
sie schließlich im Jahr 2038 eine Höhe von 44.21 GW erreicht und damit die aktuell
installierte Leistung von 21.5 GW mehr als verdoppelt hat. Kernkraftwerke werden vor
allem in Jahren nach einer hohen Nachfrage gebaut, da die Agenten davon ausgehen,
dass die Nachfrage in der Zukunft dieses Level nicht mehr unterschreiten wird. Dies sind
die Jahre 2017, 2024, 2025, 2031 und 2037.

3. Braunkohlekraftwerke werden zwischen 2021 und 2026 gebaut wie Abbildung 4.15 zeigt.
Diese Zeitspanne ist geprägt durch einen Rückgang der totalen Kraftwerksleistung, d.h.
es werden auch die teureren Kraftwerke zur Stromerzeugung genutzt oder der benötigte
Strom wird importiert, wodurch der Strompreis in die Höhe schießt und die Auslas-
tung der Braunkohlekraftwerke zunimmt. Nach Fertigstellung der letzten Einheit des
Braunkohlekraftwerks 2028 folgt die Fertigstellung der sich im Bau befindenden Kern-
kraftwerke, die durch ihre geringen variablen Kosten die Nutzung der Braunkohle ver-
drängen. Dadurch sinken die erwarteten Volllaststunden der Braunkohlekraftwerke und
sie werden als unprofitabel eingestuft. Im ersten Jahr der Simulation werden Braunkoh-
lekraftwerke von Anbieter C gebaut, der mit einer Ausgangsleistung von 0 GW startet.
Die neu gebauten Kraftwerke stehen jedoch durch ihre Bauzeit von 3 Jahren erst 2012
zur Verfügung.
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Abbildung 4.15: Strompreis, Bau von Braunkohlekraftwerken und deren Volllaststunden im
Referenz-Szenario

Der Kraftwerkspark in 2038 besteht aus 118.31 GW Laufwasserkraftwerken, 44.21 GW Kern-
kraftwerken und 11.03 GW Braunkohlekraftwerken. Importiert wird in den Jahren 2025 bis
2030, in denen die existierenden Kraftwerkskapazitäten nicht ausreichen.

Stromerzeugung

Eine typische Lastkurve mit der dazugehörigen Erzeugungsstruktur ist in Abbildung 4.16
für eine Woche im Januar in den einzelnen Stadien des Kraftwerksparks dargestellt. Je nach
Zusammensetzung des vorhandenen Kraftwerksparks werden die einzelnen Kraftwerkstypen
als Spitzen-, Mittel- oder Grundlastkraftwerke genutzt.

• Durch die Überkapazität im Jahr 2009 und durch das Merit-Order-Prinzip werden die
Gasturbinen, die durch ihre niedrigen Investitionskosten und hohen variablen Kosten,
als typische Spitzenlastkraftwerke gelten, nicht zur Stromerzeugung genutzt. Die Last-
spitzen werden durch Gas- und Dampfturbinen bedient. Die Mittellast wird durch Stein-
und Braunkohlekraftwerke abgedeckt. Der Grundlaststrom wird mit Kern- und Laufwas-
serkraftwerken, deren Leistung voll ausgeschöpft wird, erzeugt. Im Bereich der Mittellast
konkurrieren Steinkohlekraftwerke und GuD, da durch die Modellierung der Anfahrts-
kosten nicht generell einer der beiden Kraftwerkstypen den günstigeren Strom erzeugt.
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Abbildung 4.16: Stromerzeugung für eine Woche im Januar in den Jahren 2009, 2023, 2030
und 2038 im Referenz-Szenario

• Im Jahr 2023 existieren gerade noch so viele Kraftwerke, dass deren gesamte Kapazität
zur Stromerzeugung benötigt wird. Der Strommix besteht zu je 33% aus Wasser- und
Kernkraft, zu 18.4% aus Braunkohlekraftwerken, zu 5.3% aus GuD und zu 9.9% aus
Steinkohlekraftwerken. Nur in den absoluten Lastspitzen wird mit Gasturbinen Strom
erzeugt bzw. Strom importiert. Diese Strommenge entspricht 0.4% des Strommixes.

• 2030 sind sämtliche alte Kraftwerke vom Markt verschwunden. Da die Kapazität des
neuen Kraftwerksparks nicht ausreicht wird Strom bis zu 16 TWh importiert.

• Im Endjahr der Simulation 2038 ist die gesamte Kapazität auf ein Niveau angestiegen,
so dass weniger als eine Terawattstunde Strom importiert werden muss. 65% des Stroms
werden mit Kernkraftwerken erzeugt, 32% mit Laufwasserkraftwerken und nur 3% mit
Braunkohlekraftwerken.
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Abbildung 4.17: Entwicklung der CO2-Emissionen im Referenz-Szenario

Die CO2-Emission, wie sie in Abbildung 4.17 dargestellt ist, zeigt zwischen den Jahren große
Abweichungen, was durch die sich wandelnde Kraftwerksstruktur und durch die jährlich
schwankende Stromnachfrage zu erklären ist (vgl. Abbildung 4.4). Wie der Abwärtstrend
der Regressionslinie in Abbildung 4.17 zeigt, nimmt die CO2-Emission im Laufe der Jahre
ab. Eine maximale Emission von 235 Mt wird im Jahr 2012 erreicht. Die minimale Emissi-
on ist im Jahr 2038 mit 14 Mt, da hier 97% des Stroms mit emissionsarmen Kraftwerken
(Kern- und Wasserkraft) erzeugt wird. Durch den Bau von Laufwasserkraftwerken und deren
Fertigstellung im Jahr 2013, steigt ihre Nutzung. Statt ursprünglichen 15 TWh jährlich wer-
den nun 176 TWh Strom mit Laufwasserkraftwerken erzeugt, und somit kann die Leistung
der emissionsintensiven Kraftwerke zurückgefahren werden: Braunkohlekraftwerke reduzieren
ihre Erzeugung von 191 TWh auf 148 TWh, GuD von 56 TWh auf 22 TWh und Steinkoh-
lekraftwerke werden ganz vom Markt genommen. Die Emissionen sinken dadurch von 235
Mt im Jahr 2012 auf 129 Mt im Jahr 2013 und 114 Mt im Jahr 2014, da hier die gesamte
Stromnachfrage sehr gering ausfällt.

Finanzen

Die Höhe der Kredite und der Zeitpunkt der Aufnahme eines Kredits sind von Energieversor-
ger zu Energieversorger verschieden, ebenso wie Länge und Zeitpunkt des Rückzahlungszeit-
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Abbildung 4.18: Investitions- und Finanzierungsverlauf von Anbieter A und C im Referenz-
Szenario

raums, da jeder individuelle Entscheidungen entsprechend seiner finanziellen Voraussetzun-
gen, seiner Planungsabsichten und seiner Erwartungshaltung trifft. In Abbildung 4.18 ist der
zeitliche Ablauf der Finanzierung von Kraftwerken und der Anlage des Kapitals in verzins-
liche Geldanlagen für Anbieter A und C dargestellt. Da es das Ziel eines jeden modellierten
Agenten ist, seinen Endwert zu maximieren, werden Kredite vorzugsweise in der ersten Hälfte
des Simulationszeitraums aufgenommen, um den Kraftwerksbau zu finanzieren. Im Gegenzug
dazu wird das vorhandene Geld erst gegen Ende des Zeitraums in verzinsliche Geldanlagen
investiert.

Das Kreditvolumen liegt bei den zwei größten Energieversorgungsunternehmen (Anbieter A
und B) jeweils zwischen 2 bis 3.5 GEUR8 bei den restlichen Anbietern zwischen 10 bis 30
GEUR, da letztere mehr Kraftwerke bauen müssen, um ihrem Ziel, den Anteil von je 20% am
Strommarkt zu erreichen, zu erfüllen.

Die Größenordnung der verzinslichen Geldanlagen beläuft sich bei den zwei größten Ener-
gieversorgern (Anbieter A und B) auf bis zu 60 GEUR, bei dem dritt- und viertgrößten
(Anbieter C und D) auf bis zu 25 GEUR. Anbieter E, der symbolisch einen Zusammenschluss
aller kleinen Energieversorger darstellt, hat eine geringere Ausschüttungsquote als die ande-
ren Energieversorgungsunternehmen. Er kann somit seine Kapitalanlagen bis auf 80 GEUR
steigern.

Die Ausschüttungsmenge, die über einen festgelegten prozentualen Anteil des Jahresüber-
schusses berechnet wird, wächst proportional zum Strompreis. Die Entwicklung der Aus-
schüttungsmenge ist in Abbildung 4.19 dargestellt. Ein Anstieg des Strompreises bedeutet
zusätzliche Einnahmen für die Energieversorger wodurch ihre Gewinne wachsen und somit
auch mehr Dividenden gezahlt werden können.

8Gigaeuro
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Abbildung 4.19: Jährliche Ausschüttungsmenge der einzelnen Anbieter im Referenz-Szenario

Vergleich verschiedener Durchläufe

Das Refenz-Szenario wurde mehrfach gerechnet, um die Spannweite verschiedener möglicher
Pfade aufzuzeigen und zu untersuchen, die das Modell aufgrund der Stochastik in der Nach-
frage einschlagen kann. Vier der verschiedenen Durchläufe werden im Folgenden mit RefA,
RefB, RefC und RefD bezeichnet und deren Ergebnisse verglichen.

Die Summe der im Simulationszeitraum gebauten Kraftwerke für vier Durchläufe wird in
Abbildung 4.20 gegenübergestellt. Die Wahl der Kraftwerkstypen ist stets dieselbe, der Un-
terschied liegt in der installierten Leistung und dem Zeitpunkt, in dem ein Kraftwerk gebaut
wird. Es werden Laufwasserkraftwerke, Braunkohlekraftwerke und Kernkraftwerke gebaut.

Die installierte Leistung und der Zeitpunkt des Baus der Laufwasserkraftwerke sind in je-
dem Durchlauf gleich. Der Neubau an Laufwasserkraftwerken beträgt bei allen Durchläufen
18.3 GW. Die Leistung der Braun- und Kernkraftwerke sowie der Zeitpunkt des Baus dieser
Kraftwerke variiert zwischen den Szenarien. Die installierte Leistung an neu gebauten Braun-
kohlekraftwerken reicht von 12.5 GW im Durchlauf RefA bis zu 25.5 GW im Durchlauf
RefC. Die installierte Leisung an neu gebauten Kraftwerke schwankt zwischen 36.8 und 49.2
GW. Das ergibt eine Gesamtleistung der neuen Kraftwerksbauten von ca. 80 GW.

Ob der Agent sich in einem Zeitpunkt für Braunkohlekraftwerke entscheidet oder Kernkraft-
werke bevorzugt, ist von vielen Faktoren abhängig. Der vorhandene Kraftwerkspark, die erwar-

109



KAPITEL 4. MULTI-AGENTEN-MODEL

0

10

20

30

40

50

60

STK GT GuD LWK BRK AKW WEA

K
a
p

a
z
it

ä
t 

[ 
G

W
]

Ref A

Ref B

Ref C

Ref D

Abbildung 4.20: Gegenüberstellung der Kraftwerksbauten im Simulationszeitraum für vier
verschiedene Ausgänge des Referenz-Szenarios

tete Nachfrage, der erwartete Strompreis und die erwartete Ausbringungsmenge spielen dabei
eine Rolle. Geht man von der selben Ausgangssituation aus (existierender Kraftwerkspark,
Strompreis etc.) ist die Tendenz zu Braunkohlekraftwerken stärker, je höher die Nachfrageer-
wartungen für die Zukunft sind, da aufgrund der Kostenstruktur Braunkohlekraftwerke besser
geeignet sind Lastspitzen abzudecken als Kernkraftwerke. Gleiches gilt bei stark ansteigen-
dem Strompreis, der ein Anzeichen für knappe Kraftwerkskapazitäten ist. Es muss schnell ein
Ausgleich für die fehlende Leistung erbracht werden, dafür eignen sich Braunkohlekraftwerke
aufgrund der kürzeren Bauzeit und der geringeren Investitionskosten.

Die Verteilung der Nachfragedaten ist in Abbildung 4.21 für die vier Durchläufe RefA bis
RefD dargestellt. Das Nachfrageniveau im Durchlauf RefA ist im Vergleich zu den anderen
Durchläufen geringer. 50% der jährlichen Nachfrage liegt in RefA zwischen 505 TWh und
527 TWh. Im Szenario RefB ist das untere Quantil zwar dasselbe, die Streuung ist allerdings
größer, so dass das obere Quantil bei 530 TWh und der Median bei 520, statt bei nur 512
TWh liegt. Höhere Nachfragedaten kommen dadurch häufiger vor. Die Nachfrage in den Sze-
nariendurchläufen RefC und RefD ist generell höher; die Mediane liegen bei ca. 525 TWh
und die Quantile decken den Bereich von 510 bis 535 TWh ab. Aufgrund dieser geringen Nach-
frageerwartung in Szenario RefA hebt sich dieser Durchlauf von den anderen ab. Hier wird
vorzugsweise auf Kernkraftwerke gesetzt. Die installierte Leistung von Braunkohlekraftwerken
und Kernkraftwerken in den anderen Szenarien unterscheidet sich kaum.

Aber nicht nur das Nachfrageniveau allein, sondern vor allem die Kombination von erwarteter
Nachfrage und Strompreis spielen für die Investitionsentscheidung eine Rolle. Die zeitliche
Entwicklung von Stromnachfrage und Preis ist in Abbildung 4.22 dargestellt.
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Abbildung 4.21: Verteilung der Jahresnachfrage im Simulationszeitraum für vier verschiedene
Ausgänge des Referenz-Szenarios

Braunkohlekraftwerke werden vor allem im Zeitraum 2020 bis 2027 gebaut, da hier die vorin-
stallierten Kraftwerke altersbedingt nicht mehr betriebsbereit sind, so dass Strom importiert
werden muss und der Strompreis ansteigt. Im Szenario RefB und RefD werden im Jahr 2022
knapp 70% der neu gebauten Braunkohlekraftwerke gebaut und zwar zu 90% von Anbieter C
und D, welche die geringste installierte Kraftwerksleistung auf dem Markt haben. Anbieter
C hat dazu einen geringen Braunkohlekraftwerksanteil. 2022 steigt sowohl der Strompreis als
auch die Nachfrage was die Wahl der Braunkohle begünstigt. Im Szenario RefC fällt der
Anstieg des Preises und die Nachfrage im Jahr 2022 geringer aus, weswegen es erst ein Jahr
später zum Braunkohleboom kommt.

Kernkraftwerke werden zum Großteil zwischen 2017 und 2026 gebaut, wobei zunächst die
zwei größten Anbieter A und B ihre Leistung aufstocken. 60% der gebauten Kernkraftwerke
verteilt sich auf diese zwei Anbieter.

Durchlauf RefA hebt sich von den anderen Durchläufen ab. Der allmähliche Abbau der alten
installierten Kraftwerke und die Abnahme der Nachfrage führen dazu, dass die liquiden Mittel
eher in verzinsliche Kapitalanlagen als in den Bau von neuen Kraftwerken investiert werden.
Ab 2022 steigt der Strompreis an. AnbieterD, dessen Kraftwerkspark zum Großteil aus Braun-
kohlekraftwerken besteht, stockt seine Braunkohlekraftwerke in geringem Maße auf. Im Jahr
2025 ist die vorhandene Leistung gering und der Strompreis steigt über 0.06 EUR/kWh. Dies
führt dazu, dass auf einen Schlag sowohl Kernkraftanlagen, als auch Braunkohlekraftwerke ge-
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Abbildung 4.22: Gegenüberstellung von Stromnachfrage und Strompreis für vier verschiedene
Ausgänge des Referenz-Szenarios

baut werden. Anbieter C und D bauen zusammen 66% der Kernkraftwerke, wobei alle neuen
Braunkohlekraftwerke Anbieter D zuzuorden sind. 2026 ist sowohl die Nachfrage als auch der
Strompreis sehr hoch; es werden diesmal von allen Anbietern weitere Braunkohlekraftwerke
gebaut. Bis 2030 ist der Strompreis durch die knappen Kapazitäten sehr hoch, die Nachfrage
aber wieder sehr gering, was die Anbieter davon abhält neue Kraftwerke zu bauen. Erst 2031
steigt die Nachfrage wieder an und es werden Kernkraftwerke gebaut, welche hauptsächlich
Anbieter C und D zuzuschreiben sind.

Die Ausschüttungssumme der verschiedenen Durchläufe variiert im Interval von 138 MEUR
bis 162 MEUR, wobei die minimale Ausschüttungssumme im Szenario RefB und die maxi-
male Ausschüttungssumme im Szenario RefC erreicht wird.

Die Verteilung der jährlichen CO2-Emission ist in Abbildung 4.23 dargestellt. Die Szenarien
RefB, RefC und RefD unterscheiden sich kaum. 50% der jährlichen Emission liegt im Be-
reich von 95 Mt und 155 Mt. Szenario RefA hebt sich durch seine geringen Jahresemissionen
von den anderen Szenarien ab. Die geringere Emission ist durch die niedrige Nachfrage und
die hohe Anzahl an Kernkraftwerken begründbar.
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Abbildung 4.23: Verteilung der jährlichen CO2-Emission für verschiedene Ausgänge des
Referenz-Szenarios
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Abbildung 4.24: Weibullverteilte Windgeschwindigkeiten

4.4.2 Referenz-Szenario mit Windenergie

Mit der Aufnahme von Windenergieanlagen in das Simulationsmodell, verändern sich der
Kraftwerksbau, die Erzeugungsstruktur, die Emissionen und die Finanzen. Es wurden wie-
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derum verschiedene Szenarien gerechnet um die Spannweite der möglichen Pfade beurteilen zu
können, die ein Simulationsdurchlauf aufgrund der zufällig schwankenden Nachfrage und der
Fluktuation des Winddargebots einschlagen kann. Zunächst werden die möglichen Ausgänge
verglichen und anschließend das Ergebnis eines Durchlaufs detailliert beschrieben.

Die modellierten Windgeschwindigkeiten sind weibullverteilte Zufallszahlen, deren Verteilung
in Abbildung 4.24 dargestellt ist. Vergleiche hierzu die Dichte- und Verteilungsfunktion 4.10
und 4.9 in Abschnitt 4.3.1. Der Jahresmittelwert der erzeugten Windgeschwindigkeiten liegt
aufgrund der angenommenen Verteilung zwischen 6.95 und 7.14 m/s. Die Stromerzeugung
mit Windenergieanlagen ist vom modellierten Windaufkommen abhängig. Da die Windver-
teilung sehr optimistisch gewählt wurde nehmen die Stunden im Jahr, in denen eine Anlage
mit voller Leistung Strom erzeugen kann zu. Die Volllaststunden einer Windenergieanlage in
allen Szenarien steigen von ursprünglich erwarteten 1000 Stunden auf durchschnittlich 2640
Stunden.

Vergleich mehrerer Windszenarien
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Abbildung 4.25: Summe der Kraftwerksbauten von 2009 bis 2038 für verschiedene Szenarien
mit Windenergieanlagen

Das Referenz-Szenario mit Windenergie wurde mehrmals gerechnet. Zusätzlich zu der schwan-
kenden Nachfrage kommt bei diesen Szenariodurchläufen noch der Unsicherheitsfaktor des
Winddargebots hinzu. Deshalb werden im Folgenden zunächst vier mögliche alternative Pfade
aufgezeigt, die das Referenz-Szenario mit Windenergieanlagen einschlagen kann. Die Szenarien
werden mit WindA bis WindD bezeichnet.

In allen Szenarien bauen die Energieversorgungsunternehmen in absteigender Reihenfolge
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Abbildung 4.26: Jährliche Nachfragewerte versus durchschnittlicher Strompreis für verschie-
dene Szenarien mit Windenergieanlagen

Windenergieanlagen, Braunkohlekraftwerke, Wasserkraftwerke und Kernkraftwerke, wie in
Abbildung 4.25 zu sehen ist. Die installierte Leistung von Windenergieanlagen schwankt zwi-
schen 84 GW im Szenario WindD und 157 GW im Szenario WindC. Die Leistung der Braun-
kohlekraftwerke reicht von 32 GW bis 48 GW, die Leistung der Laufwasserkraftwerke von 12
GW bis 15 GW und der Kernkraftwerke von 3 bis 11 GW.

Im Durchlauf WindA und WindD werden zusätzlich zu den oben erwähnten Kraftwerken
Gasturbinen und GuD-Anlagen gebaut, die als Mittel- und Spitzenlastkraftwerke eingesetzt
werden. Dadurch fällt die Leistung der gebauten Windenergieanlagen im Vergleich zu den
anderen Szenarien ohne gasbefeuerte Kraftwerke geringer aus. Die Nachfrageerwartung, der
Strompreis sowie der vorhandene Kraftwerkspark sind wichtige Daten, welche die Investitions-
entscheidung merklich beeinflussen. In Abbildung 4.26 ist die erwartete Stromnachfrage dem
erwarteten Strompreis für jedes Jahr der Simulation für die vier Durchläufe gegenübergestellt.

Die jährlichen Nachfrageerwartungen reichen von 497 TWh bis 547 TWh, die Strompreise von
0.03 EUR/kWh bis 0.14 EUR/kWh. Die Szenarien WindA und WindD heben sich von den
Szenarien WindB und WindC dadurch ab, dass im Jahr 2026 ein hoher Strompreis (ca. 0.13
EUR/kWh) auf eine hohe Nachfrage (ca. 545 TWh) trifft, vergleiche Abbildung 4.26 rechts
oben. In diesem Jahr 2026 sind die wenigen noch vorhandenen Kraftwerke auf dem Markt
voll ausgelastet, dadurch steigt die erwartete Ausbringungsmenge für Gaskraftwerke und es
werden aufgrund der knappen Kapazität neue Kraftwerke benötigt. Die hohe Nachfrage und
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Abbildung 4.27: Prozentuale Stromerzeugung im Simulationszeitraum für verschiedene
Windszenarien

der hohe Strompreis sowie die stark angestiegenen Volllaststunden für Gaskraftwerke (5540
bzw. 5260 Volllaststunden für Gasturbinen, 6294 bzw. 6110 Volllaststunden für GuD) im
Szenario WindA bzw. WindD begünstigen den Bau von Gaskraftwerken.

Auch wenn sich der Kraftwerkspark ein wenig unterscheidet, ist die Stromerzeugung über den
Simulationszeitraum betrachtet fast identisch. In Abbildung 4.27 ist die prozentuale Stromer-
zeugung im Simulationszeitraum für die Szenarien WindA bis WindD abgebildet. 65% bis
70% des Stroms werden mit Laufwasser-, Kern- und Braunkohlekraftwerken bereitgestellt.
Auffällig ist, dass obwohl in Szenario WindB und WindC mehr Windenergieanlagen gebaut
werden, die Summe der Stromerzeugung mit diesen geringer ist. Das liegt daran, dass die
Anlagen im Szenario WindB von 47 GW und in Szenario WindC von knapp 80 GW erst
im vorletzten Jahr der Simulation gebaut werden, und damit im Simulationszeitraum kaum
mehr genutzt werden.

Auswertung eines Szenarios

Im Folgenden wird Szenario WindA detailliert ausgewertet und die Ergebnisse mit dem
Referenz-Szenario RefA ohne Windenergie verglichen.

Abbildung 4.28 zeigt die Summe der im Simulationszeitraum gebauten Kraftwerksleistung
für das Referenz-Szenario mit und ohne Windenergieanlagen. Es wird deutlich, dass die In-
vestition in Kernkraftwerke und Laufwasserkraftwerke zu Gunsten von Windenergieanlagen,
Gasturbinen und Braunkohlekraftwerken zurück geht. Die installierte Leistung im Jahr 2038
im Szenario mit Windenergie besteht aus 46.9 GW Braunkohlekraftwerken, 23.4 GW Ga-
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Abbildung 4.28: Summe der Kraftwerksbauten von 2009 bis 2038 für das Referenz-Szenario
mit und ohne Windenergieanlagen

sturbinen, 2.6 GW Kernkraftwerken, 12.11 GW Laufwasserkraftwerken und 51.5 GW Win-
denergieanlagen. Das fluktuierende Winddargebot erfordert flexiblere Kraftwerke, die in den
Stunden mit geringen Windgeschwindigkeiten die Stromerzeugung übernehmen können. Hier-
für bieten sich Gasturbinen an.

Aufgrund der Windverhältnisse pendeln sich die Volllaststunden der Windenergieanlagen bei
2600 bis 2800 Stunden ein. Dadurch gewinnen Windenergieanlagen an Bedeutung und werden
schon zu Beginn des Simulationszeitraums gebaut. Im Refenz-Szenario mit Windenergiean-
lagen hat das Jahr 2025 eine verhältnismäßig hohe Nachfrage, dieses Jahr fällt genau in
den Zeitraum, in welchem die installierten Kraftwerkskapazitäten knapp sind und somit der
Strompreis verhältnismäßig hoch ist. Die hohe Nachfrage, der hohe Strompreis und die ge-
ringe Kraftwerksleistung ziehen einen Schub im Kraftwerksbau im Jahr 2026 nach sich: es
werden Gasturbinen mit einer Leistung von 23 GW, Braunkohlekraftwerke mit 35 GW und
Kernkraftwerke mit einer Leistung von 1.4 GW errichtet.

Aufgrund der kürzeren Bauzeit von Gasturbinen tragen diese vor allem in den Jahren 2028 und
2029 mit 103 TWh bzw. 128 TWh zur Jahresstromerzeugung bei. Ab 2030 übernehmen die bis
dahin fertiggestellten Braunkohlekraftwerke die Stromerzeugung und verdrängen den teureren
Strom aus Gasturbinen vom Markt. Lediglich noch die Lastspitzen werden ab 2030 von den
vorhandenen Gasturbinen bedient, was ca. 10 TWh im Jahr entspricht. Die Stromerzeugung
für die Jahre 2009, 2026, 2029 und 2032 werden in Abbildung 4.29 für eine Beispielwoche im
Januar dargestellt:

• 2009 sind Überkapazitäten auf dem Markt vorhanden, wodurch Gasturbinen mit ihren
hohen variablen Kosten nicht zum Einsatz kommen.
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Stromerzeugung 2029

G
W

0

20

40

60

80

Mo Di Mi Do Fr Sa So

modimi

Import

WEA

GT

GuD

STK

BRK

AKW

LWK

Stromerzeugung 2032
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Abbildung 4.29: Stromerzeugung der Jahre 2009, 2026, 2029 und 2038 für eine Woche im
Januar für das Referenz-Szenario mit Windenergie

• 2026 ist das Jahr knapper Kraftwerksleistung. Steigt die Nachfrage über 40 GWh und
ist kein Wind vorhanden muss Strom importiert werden, in diesem Jahr fällt die Ent-
scheidung neue Gasturbinen, Braunkohlekraftwerke und Kernkraftwerke zu errichten.

• 2029 sind die Gasturbinen im Gegensatz zu den Braunkohlekraftwerken und Kernkraft-
werken fertiggestellt, wodurch sie einen Großteil der Stromerzeugung verrichten.

• 2032 übernehmen die Braunkohlekraftwerke den kompletten Mittellastbetrieb und ver-
drängen die Gasturbinen in den Spitzenlastbereich.

Werden Windenergieanlagen in das System mit aufgenommen, bewirken sie in der Erzeugung
einen Rückgang der Spitzen- und Mittellastkraftwerke wie man in Abbildung 4.30 deutlich
sieht. Diese Abbildung stellt die Stromerzeugung in Prozent für die Jahre 2009 und 2038 für
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Abbildung 4.30: Stromerzeugung in Prozent für die Jahre 2009 und 2038 für das Referenz-
Szenario mit und ohne Windenergieanlagen

die beiden Szenarien dar. 2009 sind die installierten Kapazitäten abgesehen von denWindener-
gieanlagen bei beiden Szenarien identisch. Mit Windenergieanlagen nimmt die Erzeugung mit
Kohlekraftwerken, Gas- und Dampfturbinen und Braunkohlekraftwerken an der Gesamterzeu-
gung einen geringeren prozentualen Anteil an. Nach 30 Jahren hat sich der Kraftwerkspark
in beiden Szenarien in unterschiedliche Richtungen entwickelt. Sind Windenergieanlagen im
System so wird der Strom zu 47% durch Braunkohlekraftwerke, zu 27% durch Windenergie-
anlagen, zu 20% durch Laufwasserkraftwerke, zu 4% durch Kernkraftwerke und zu 1% durch
Gasturbinen erzeugt.

Auf Grund des hohen Braunkohleanteils an der Stromerzeugung ab dem Jahr 2030 nimmt
die CO2-Emission ab diesem Jahr stark zu; sie steigt von 116 Mt auf 196 Mt an und ver-
weilt dann auf diesem Niveau. Ein statistischer Vergleich der jährlichen Emissionen mit dem
Referenz-Szenario ohne Wind ist in Abbildung 4.31 dargestellt. Hier sieht man dass auf Grund
der Wahl zur Braunkohle die statistischen Kennwerte der Emissionen im Szenario mit Wind-
energie stets höher liegen. Beispielsweise liegt der Jahresdurchschnittswert der CO2-Emission
ohne Windenergie bei 108 Mt, mit Windenergie bei 143 Mt. Weiterhin liegen 75% der jährli-
chen Emissionen im Szenario ohne Windenergie unter 140 Mt, mit Windenergie nur unter 192
Mt. Vergleicht man allerdings die Emissionen bis zum Jahr 2027, liegt das Emissionsniveau
im Szenario mit Windenergieanlagen bei ca. 170 Mt, anstelle von 230 Mt im Szenario oh-
ne Windenergie, da die Windenergieanlagen emissionsintensivere Kraftwerke auf Grund ihre
verschwindend geringen variablen Kosten vom Markt verdrängen. Ab 2028 werden im Szena-
rio mit Windenergie zunächst durch Gasturbinen und später durch Braunkohlekraftwerke die
Emissionen in die Höhe getrieben.
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Abbildung 4.31: Vergleich der CO2-Emission mit und ohne Windenergieanlagen
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Abbildung 4.32: Vergleich der Kapitalanlagen im Simulationszeitraum mit und ohne Wind-
energie

Die Summe der Gewinne der Energieversorgungsunternehmen im Simulationszeitraum von 30
Jahren im Szenario ohne Windenergie sind sowohl für jeden einzelnen Anbieter als auch in der
Gesamtheit höher. Damit fallen auch die Dividenden höher aus. Die Ausschüttungssumme im
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Szenario ohne Wind beträgt 160 GEUR, im Szenario mit Wind nur knapp die Hälfte mit 83
GEUR, vergleiche Abbildung 4.32. Auf Grund der höheren Einnahmen können bis zum Jahr
2038 im Szenario ohne Windenergie 269 GEUR verzinslich angelegt werden, im Szenario mit
Wind dagegen nur 148 GEUR.
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Abbildung 4.33: Investitionen und Finanzierung von Anbieter A und D im Referenz-Szenario
mit Windenergieanlagen

Das Investitions- und Anlageverhalten läßt sich jedoch in drei Anbietertypen unterscheiden:
Die zwei größten Anbieter A und B sind mit ihrem vorhandenen Kraftwerkspark soweit ausge-
lastet, dass ein Zubau an neuen Kraftwerken nicht sinnvoll erscheint, sie legen ihr verfügbares
Geld bereits ab dem zweiten Simulationsjahr an und erhöhen ihr Kapital auf 25 bzw. 35
GEUR. Anbieter C und D, stocken zunächst ihren Kraftwerkspark auf bevor sie ihr Kapital
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verzinslich anlegen. Ab 2030 ist die Finanzierung der neu gebauten Anlagen abgeschlossen
und sie fahren Gewinne ein, von denen ein Anteil als Dividenden an die Anteilseigner ausge-
zahlt wird und der Rest verzinslich angelegt werden kann. Die Kredit- und Kapitalanlagehöhe
beider Anbieter befinden sich auf demselben Niveau von ca. 15 GEUR, vergleiche Abbildung
4.33. Anbieter E halbiert den Simulationszeitraum. Zu Beginn nimmt er Kredite auf um Kraft-
werke zu bauen, die er bis zum Ende der ersten Hälfte zurückzahlt. In der zweiten Hälfte des
Simulationszeitraums kann er nun sein Geld verzinslich anlegen. Da er jährlich nur 10% des
Jahresüberschusses ausschüttet, kann er sein angelegtes Kapital auf das Dreifache des Kredit-
niveaus bringen. Sein Kapital erreicht zum Ende des Betrachtungszeitraums eine Höhe von
60 GEUR .

4.4.3 Szenario: CO2-Emission
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Abbildung 4.34: Entwicklung des CO2-Emissionspreises und dessen Auswirkungen auf die
Erzeugungskosten

Ändert man die Annahme hinsichtlich des CO2-Emissionspreises und geht von einem An-
stieg im Simulationszeitraum, wie er in Abbildung 4.34 (links) skizziert ist, aus, verändern
sich wiederum der Kraftwerksbau, die Erzeugungsstruktur, die Emissionen und die Finanzen.
Welche Auswirkungen der ansteigende CO2-Emissionspreis auf die Erzeugungskosten der ein-
zelnen Kraftwerke hat wird in der rechten Abbildung deutlich. Beeinflusst werden vor allem
die Kraftwerke die mit emissionsintensiven Brennstoffen wie Braun- und Steinkohle, aber auch
mit Gas befeuert werden.

Die Summe der im Simulationszeitraum neu gebauten Kraftwerke ist in Abbildung 4.35
für das Referenz-Szenario mit Windenergie und das Szenario mit einem erwartetem CO2-
Emissionspreis (Szenario: CO2Preis) dargestellt. Anstelle von emissionsintensiven Braun-
kohlekraftwerken setzten die Energieversorger bei einem Anstieg der Emissionkosten eher auf
Kernkraftwerke, die auf eine Leistung von 47.5 GW aufgestockt werden. Zusätzlich zu den
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Abbildung 4.35: Vergleich der Summe der Kraftwerksbauten von 2009 bis 2038 bei konstanten
und ansteigenden Emissionspreisen

Kernkraftwerken werden Gasturbinen mit einer Leistung von 14 GW und GuD mit 6 GW ge-
baut. Windenergieanlagen mit einer Leistung von 85 GW und Laufwasserkraftwerke mit 11.5
GW erreichen dieselbe Größenordnung wie im Referenz-Szenario mit Wind, da ein Anstieg
des Emissionspreises keinen Einfluss auf die Kosten dieser Kraftwerke hat.
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Abbildung 4.36: Entwicklung der installierten Kraftwerkskapazitäten bei einem Anstieg des
CO2-Emissionspreises
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Die Entwicklung des bestehenden Kraftwerksparks im Simulationszeitraum ist in Abbildung
4.36 für das Szenario mit einem Emissionskostenanstieg dargestellt. Windenergieanlagen,
Laufwasserkraftwerke und Braunkohlekraftwerke werden schon zu Beginn der Simulation ge-
baut. Gasbefeuerte Kraftwerke, sowie die Kernkraftwerke werden erst ab 2025 gebaut da hier
bedingt durch die knappen Kapazitäten der Strompreis ansteigt.

Stromerzeugung 2038
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Abbildung 4.37: Stromerzeugung für eine Woche im Januar 2038 bei einem Anstieg des CO2-
Emissionspreises

Die Stromerzeugung im Jahr 2038 ist beispielhaft für eine Januarwoche in Abbildung 4.37
dargestellt. 2038 werden 52% des Stroms durch Kernkraftwerke erzeugt, wodurch diese die
komplette Mittellast abdecken müssen. 26% des Stroms wird durch Windenergieanlagen und
19% durch Laufwasserkraftwerke bereitgestellt. Die Spitzenlastkraftwerke wie GuD und Ga-
sturbinen erzeugen 2% bzw. 1% des benötigten Stroms.

4.4.4 Variation der Zinssätze

Erhöhung des Kreditzins

In den folgenden Szenarien wurde der Kreditzins variiert. Der Kreditzins der verschiedenen
Durchläufe beträgt 6%, 7%, 8% und 9%. Der Anlagenzins ist bei allen Szenarien 3%. Die
Szenarien werden nach ihren Zinswerten mit Zins6-3, Zins7-3, Zins8-3 und Zins9-3 bezeich-
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net. Bei Szenario Zins6-3 handelt es sich um das vorher beschriebene Referenz-Szenario mit
Windenergie.
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Abbildung 4.38: Summe der Leistung der neu installierten Kraftwerke bei einer Variation des
Kreditzinses

Der Anstieg des Kreditzinses spielt bei der Investitionsplanung nur eine Rolle wenn die Anbie-
ter nicht über genügend Eigenkapital verfügen. Werden Kraftwerke über Kredite finanziert,
wird die Wahl der Kraftwerke durch deren Investitionsausgaben beinflusst, damit der Kredit
so niedrig wie möglich bleibt.

Verfügt ein Energieversorgungsunternehmen über liquide Mittel wird die Kapitalverzinsung
bei der Investitionsplanung mit berücksichtigt. Da der Anlagezins von 3% sehr niedrig ist und
die Energieversorgungsunternehmen mit der Kapitalverzinsung nur einen minimalen Profit
erzielen können, suchen sie alternative Investitionsmöglichkeiten. Bei der Vorteilhaftigkeits-
entscheidung eines Kraftwerks spielen so nicht die Investitionsausgaben eine Rolle, sondern
die Rendite die ein Kraftwerk auf lange Sicht erzielt. Damit werden neben der Kapitalanlage
auch Laufwasserkraftwerke und Kernkraftwerke gebaut.

Die Summe der Leistung der im Simulationszeitraum gebauten Kraftwerke ist in Abbildung
4.38 dargestellt. Bei einem Anstieg des Kreditzinses zeigt sich eine Abnahme im Bau von
Gasturbinen und Braunkohlekraftwerken, wobei Gasturbinen nur bei einer günstigen Preis-
Nachfrage-Konstellation gebaut werden, wie in Abschnitt 4.4.2 gezeigt wurde. Der Bau von
Kernkraftwerken nimmt im Gegenzug zu, da Kernkraftwerke eine höhere Rendite als Braun-
kohlekraftwerke aufweisen. Es werden durchschnittlich 92 GW Windenergieanlagen gebaut,
Braunkohlekraftwerke sinken von 48 GW auf 36 GW, Laufwasserkraftwerke haben durch-
schnittlich eine Leistung von 11 GW, Gasturbinen nehmen ab von 23 GW auf 2 GW, der
Bau von Kernkraftwerken nimmt zu. Ihre Leistung steigt von 3 GW auf 13 GW. Gas- und
Dampfturbinen werden mit einer durchschnittlichen Leistung von 4 GW gebaut.
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Abbildung 4.39: Entwicklung der Kraftwerksbauten für Laufwasser-, Kern- und Braunkohle-
kraftwerke und Windenergieanlagen bei einer Variation des Kreditzinses

Ein Anstieg des Sollzins macht die Kreditaufnahme weniger attraktiv, was dazu führt, dass
innerhalb eines Jahres weniger Kraftwerksleistung gebaut wird. Stattdessen entscheiden sich
die Energieversorgungunternehmen dafür, den Bau der Kraftwerke über den Simulationszeit-
raum zu verteilen, siehe Abbildung 4.39, um den Bau über ihre liquiden Mittel zu finanzieren.
Dies wird vor allem bei den Laufwasserkraftwerken deutlich. Bei einem niedrigen Kreditzins
von 6% (Zins6-3 ) werden Laufwasserkraftwerke mit einer Leistung von 12 GW im Jahr 2010
gebaut, die über Kredite finanziert werden. Bei einer Erhöhung des Kreditzinses um bereits
1% wird die Einmalinvestition auf mehrere Jahre verteilt, investiert wird von 2010 bis 2016.
Die maximale Investition in einem Jahr beträgt nur noch 5.4 GW. Bei einem weiteren Anstieg
auf 8% (Zins8-3 ) ist die maximal installierte Leistung in einem Jahr auf 1.9 GW gesunken,
der Kraftwerksbau wird durch die Gewinne am Strommarkt finanziert. Die Gesamtleistung
von 10 GW wird im Laufe von 12 Jahren gebaut. Ähnliches gilt für einen Kreditzins von 9%
(Zins9-3 ), hier wird der Bau von Laufwassserkraftwerken auf 13 Jahre verteilt. Auch beim
Bau von Windenergieanlagen und Braunkohlekraftwerken wird dies deutlich. Die maximal
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Abbildung 4.40: Installierte Leistung aller Anbieter im Szenario Zins9-3

installierte Leistung von Windenergieanlagen in einem Jahr beträgt bei einem Zins von 6%
49.1 GW, bei höherem Zins nur 21 GW bis 29 GW. Bei Braunkohlekraftwerken werden mit
einem Kreditzins von 6% maximal 33 GW Leistung in einem Jahr installiert, mit höheren
Kreditzins 17 GW bis 20 GW.

Die unterschiedliche Entwicklung der Kraftwerksstruktur in den einzelnen Szenarien führt
dazu, dass bei einem Anstieg des Kreditzinses mehr Strom importiert werden muss. Während
man im Szenario Zins6-3 nur in einem Zeitraum von 9 Jahren, in der Übergangszeit von
altem zu neuem Kraftwerkspark, Strom mit einer Gesamtmenge von 369 TWh importiert,
wird in den anderen Szenarien nicht genügend Kraftwerksleistung aufgebaut, so dass ab 2020
bis zum Simulationsende Strom importiert werden muss. Die gesamte Importmenge in diesen
18 Jahren steigt auf 604 TWh im Szenario Zins7-3, auf 633 TWh im Szenario Zins8-3 und
auf 705 TWh im Szenario Zins9-3.

Welcher Anbieter die entsprechenden Kraftwerke baut, muss im Detail untersucht werden.
Ein Szenarienvergleich hat jedoch ergeben, dass eine Erhöhung des Kreditzinses vor allem
Auswirkungen auf das Verhalten der kleineren Anbieter C und D hat. In den Startjahren
werden gerade diese Anbieter davon abgehalten neue Kraftwerke zu bauen. Beispielsweise
bauen Anbieter C, D und E bei einem Kreditzins von 6% (Zins6-3 ) in den ersten Jahren
99% der im Simulationszeitraum neu gebauten Wassserkraftwerke. Wohingegen bei einem
Kreditzins von 9% (Zins9-3 ) gerade mal 3% den Anbietern C und D zugeschrieben werden
können. Anbieter A und B können ihre neuen Kraftwerke durch ihre Gewinne am Strommarkt
und ihre liquiden Mittel finanzieren.

Abbildung 4.41 zeigt das Investitionsverhalten für Anbieter A und C bei einem Kreditzins
von 9%. Die Grafik stellt die Investitionen in verschiedene Kraftwerke und Kapitalanlagen, die

127



KAPITEL 4. MULTI-AGENTEN-MODEL

0

10

20

30

40

50

60

70

80

90

2009 2011 2013 2015 2017 2019 2021 2023 2025 2027 2029 2031 2033 2035 2037

Anbieter A

G
E

U
R

Kapitalanlage

WEA

GT

GuD

STK

BRK

AKW

LWK

Tilgung

Fixkosten

Kredit

0

5

10

15

20

25

30

35

40

45

2009 2011 2013 2015 2017 2019 2021 2023 2025 2027 2029 2031 2033 2035 2037

Anbieter C

G
E

U
R

Abbildung 4.41: Finanzierung von Kraftwerken mittels Kredit oder Eigenkapital im Szenario
Zins9-3

laufenden Kosten (Fixkosten des existierenden Kraftwerkspark, Kredittilgungskosten) sowie
die Kreditaufnahme der Anbieter A und C dar. Anbieter A finanziert seine Kraftwerke ledig-
lich über seine liquiden Mittel. Anbieter C dagegen ist bestrebt seinen Anteil am Strommarkt
zu erhöhen, da er im Vergleich zu den Konkurrenten die geringste installierte Leistung hat
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Abbildung 4.42: Kreditaufnahme und Geldanlage bei einer Variation des Kreditzinses

(vgl. Abbildung 4.40). Da die liquiden Mittel für den Bau von Kraftwerken nicht ausreichen,
entscheidet er sich für den Bau von Windenergieanlagen da dies den geringsten Investitions-
aufwand bedeutet. Bei genügend hohem Strompreis im Jahr 2022 entscheidet er sich für den
Bau eines Braunkohlekraftwerks. Der Bau der Laufwasserkraftwerke im Jahr 2021 bzw. der
Bau der Kernkraftwerke, Gasturbinen und Gas- und Dampfturbinen in der zweiten Hälfte des
Simulationszeitraum wird nicht über Kredite finanziert.

Die jährliche Kreditsumme aller Anbieter zusammen ist in Abbildung 4.42 (links) dargestellt.
Hier wird deutlich, dass die Kreditaufnahmen bei einem Anstieg des Zinssatzes zurückgehen.
Im Szenario Zins6-3 beträgt das maximale Kreditvolumen eines Jahres 53 GEUR und die
Summe in 30 Jahren 522 GEUR, im Szenario Zins7-3 liegt das Jahresmaximum bei nur noch
21 GEUR und die Gesamtsumme bei 180 GEUR. Ein Zins von 8% oder 9% macht keinen
Unterschied mehr, das Maximum der Kreditaufnahme erreicht einen Wert von ca. 13 GEUR
bei einer Gesamtsumme von 80 GEUR. Das gesamte Kreditvolumen im Szenario Zins6-3
verteilt sich wie folgt auf die Anbieter: 39% fallen an Anbieter C, 26% an Anbieter D und
35% an Anbieter E. Im Szenario Zins9-3 verteilen sich 95% der Kredite auf Anbieter C
und D. Das Anlageverhalten der Anbieter ist in der rechten Abbildung dargestellt. Ab dem
Jahr 2024 macht sich der Unterschied des Kreditzinses bemerkbar; die Höhe des angelegten
Kapitals ist bei einem Kreditzins von 6% viel geringer. Durch die Kapitalverzinsung von 3%
steigt der Wert der Geldanlagen zwar bis auf 148 GEUR im Jahr 2038 an, bleibt aber weit
unter dem Niveau der anderen Szenarien, deren Geldanlagen eine Höhe von ca. 374 GEUR
erreichen. Ab diesem Zeitraum unterscheidet sich die Kraftwerksstruktur.

Der Unterschied im Kraftwerkspark, der durch die Variation im Kreditzins ausgelöst wurde,
macht sich auch im Strompreis und der stark mit dem Strompreis korrelierten Ausschüt-
tungsmenge bemerkbar. Abbildung 4.43 zeigt zum Einen die Entwicklung des Strompreises
(links) und zum Anderen die Entwicklung der Ausschüttungssumme (rechts). Diese beiden
Kurven unterscheiden sich kaum, was dadurch zu erklären ist, dass die Dividenden vom Jah-
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Abbildung 4.43: Entwicklung des Strompreises und der jährlichen Ausschüttungssumme bei
einer Variation des Kreditzins

resüberschuss abhängig sind, der wiederum sehr stark vom Strompreis beeinflusst wird. Der
Strompreis in Szenario Zins6-3 pendelt sich bis zum Jahr 2038 bei 0.033 EUR/kWh ein, in
den anderen Szenarien bei 0.081 EUR/kWh. Die Summe der Dividendenzahlungen über den
Simulationszeitraum von 30 Jahren beträgt bei einem Kreditzins von 6% 82 GEUR, ab einem
Kreditzins von 7% bereits 200 GEUR. Diese Diskrepanz der Ausschüttungssummen kommt
vor allem durch die höheren Dividenden in der zweiten Hälfte des Simulationszeitraums zu-
stande.

Zusammenfassend lässt sich festhalten, dass durch einen höheren Kreditzins weniger Kredite
aufgenommen und folglich weniger Kraftwerke gebaut werden, wodurch über die Jahre hin-
weg die installierten Kraftwerkskapazitäten knapp werden. Der Strompreis steigt, da teurere
Kraftwerke genutzt werden bzw. auf Importstrom zurückgegriffen werden muss. Steigt der
Strompreis steigen die Gewinne der Energieversorgungsunternehmen, wovon auch die An-
teilseigner profitieren.

Erhöhung des Anlagezins

Die folgenden Szenarien unterscheiden sich durch ihren Anlagezins, der von 3% im Szenario
Zins9-3, über 5% im Szenario Zins9-5 auf 8% im Szenario Zins9-8 steigt. Der Kreditzins
beträgt stets 9%.

Wenn der Anlagezins bei gleichbleibendem Kreditzins steigt, spielt die Kapitalverzinsung ei-
ne immer größere Rolle. Die Kraftwerke werden also nur gebaut, wenn die auf dem Markt
vorhandenen Kapazitäten sehr knapp sind und der Strompreis entsprechend hoch. Bei der
Vorteilhaftigkeitsentscheidung eines Kraftwerks ist nun das Investitionsvolumen von größerer
Bedeutung als die erzielbare Rendite, da jeder in ein Kraftwerk investierte Euro das Anlage-
kapital schmälert und so hohe Profite verloren gehen. Aus diesem Grund steigt die installierte
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Abbildung 4.44: Summe der Kraftwerksbauten bei einem Anstieg des Geldanlagezins

Leistung der Braunkohle in den Szenarien Zins9-3, Zins9-5 und Zins9-8 mit einem Anstieg
des Anlagezins leicht an, von ursprünglichen 36 GW über 47 GW auf 52 GW. Kernkraftwerke
nehmen im Gegenzug ab. Bei einem niedrigen Anlagezins von 3% werden Kernkraftwerke mit
einer Leistung von 13 GW gebaut, bei einem Anlagezins von 5% beträgt die Leistung nur
noch 6 GW, bei einem weiteren Anstieg des Zinssatzes werden keine Kernkraftwerke mehr ge-
baut. Die Leistung der gebauten Windenergieanlagen schwankt zwischen den Szenarien. Ihre
Leistung beträgt 98 GW, 108 GW bzw. 88 GW. Die Laufwasserkraftwerke haben bei einem
Anlagezins von 8% eine um 4 GW höhere installierte Leistung, als die üblichen 10 GW.

Im den Szenarien Zins9-3 und Zins9-5 werden bereits in der ersten Hälfte des Simulati-
onszeitraums Windenergieanlagen und Wasserkraftwerke gebaut, Braunkohlekraftwerke ab
der Mitte des Simulationszeitraums. Im Szenario Zins9-8 dagegen, wird aufgrund der hohen
Verzinsung von Kapitalanlagen nur in Kraftwerke mit geringen Investitionskosten, wie bei-
spielsweise Windenergieanlagen investiert, um das Anlagekapital möglichst hoch zu halten.
Erst bei knappen Kapazitäten, der Anhäufung von genügend Eigenkapital und einer hohen
Nachfrageerwartung wie 2019 wird in diesem und dem folgenden Jahr der Bedarf an Grund-
lastkraftwerken bei allen Anbietern aufgestockt, es werden neue Laufwasserkraftwerke gebaut.
Dafür müssen Anbieter C und D hohe Kredite aufnehmen, die anderen Anbieter können die
Kraftwerke über ihre derzeitigen liquiden Mittel finanzieren.

Abbildung 4.45 zeigt, dass durch die Annäherung von Kredit- und Anlagezins auch wieder
mehr Kredite aufgenommen werden. In den Szenarien Zins9-3, Zins9-5 bzw. Zins9-8 werden
im Simulationszeitraum Kredite in einer Höhe von 82 GEUR, 110 GEUR bzw. 189 GEUR
aufgenommen. Das angelegte Kapital im Jahr 2038 beträgt 374 GEUR, 410 GEUR bzw. 563
GEUR.
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Abbildung 4.45: Kredite und Kapitalanlagen für Variationen des Anlagezinses
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Abbildung 4.46: Entwicklung der Strompreise für Variationen des Anlagezinses

Der Strompreis, dessen Entwicklung in Abbildung 4.46 skizziert wurde, zeigt große Schwan-
kungen. Durch den Bau der Laufwasserkraftwerke im Szenario Zins9-8 im Jahr 2019/20 kann
der erste Preisanstieg abgeschwächt werden, der im Szenario Zins9-5 und Zins9-3 durch hohe
Stromimporte im Jahr 2026 provoziert wird. Durch die neu gebauten Kraftwerke sinkt der
Strompreis nach 2030 bis auf 0.078 bzw. 0.067 bei einem Kapitalanlagezins von 8%. Die Aus-
schüttungssumme des Simulationszeitraums steigt mit einem Anstieg des Anlagenzins von
201 GEUR auf 251 GEUR an.
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4.4.5 Windgeschwindigkeit

In den folgenden Szenarien wurde die Windverteilung variiert, so dass sich mittlere Wind-
geschwindigkeiten von 3 m/s, 5 m/s, 6 m/s bzw. 7 m/s ergaben. Die Szenarien werden
demzufolge mit Wind3, Wind5, Wind6 und Wind7 bezeichnet. Bei Wind7 handelt es sich
um das Referenz-Szenario mit Windenergieanlagen.
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Abbildung 4.47: Installierte Kraftwerksleistung im Jahr 2038 für verschiedene Windverteilun-
gen

In Abbildung 4.47 ist die Leistung des Kraftwerksparks abgebildet, wie er sich bei verschie-
denen Windverteilungen bis zum Jahr 2038 gebildet hat. Windturbinen werden erst ab einer
durchschnittlichen Windgeschwindigkeit von 5 m/s gebaut. Der Bau von Windenergieanlagen
zieht einen Bau von Braunkohlekraftwerken nach sich, wodurch Kernkraftwerke zurückge-
drängt werden. Die Gesamtleistung des Kraftwerkparks ohne die Leistung der Windturbinen
wird trotz zusätzlicher Windleistung nicht reduziert. Für jede installierte Einheit Windkapa-
zität wird eine zusätzliche Einheit Back-Up-Kapazität benötigt.

In Tabelle 4.5 sind die wesentlichen Ergebnisse der Szenariendurchläufe zusammengefasst.

• Bei einer mittleren Windgeschwindigkeit von 3 m/s kann eine Windenergieanlage nur in
289 Stunden im Jahr mit voller Last Strom erzeugen, was dazu führt, das Windenergie-
anlagen keinen Profit abwerfen und somit keine neuen Anlagen gebaut werden. Mit den
alten, bereits installierten Windenergieanlagen können nur etwa 84 TWh Strom in 15
Jahren erzeugt werden. Anstelle von Windenergieanlagen werden Kernkraftwerke mit
einer Gesamtleistung von 40 GW gebaut.
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Einheit Wind3 Wind5 Wind6 Wind7

mittlere Windgeschwindigkeit [m/s] 3 5 6 7
Volllaststunden WEA (Mittelwert) [h] 289 1266 1923 2622
Bau von WEA [GW] 0 4 96 87
Bau von AKW [GW] 40 41 23 26
Windstrom (2009-2038) [TWh] 84 435 2261 4023
Dividende (2009-2038) [GEUR] 145 123 108 82
Strompreis 2038 (Mittelwert) [EUR/kWh] 0.053 0.043 0.037 0.033

Tabelle 4.5: Ergebnisse bei unterschiedlichen Windverteilungen

• Bei einer mittleren Windgeschwindigkeit von 5 m/s steigen die Volllaststunden einer
Windenergieanlage auf 1266 Stunden. Selbst bei dieser Windverteilung wird nur eine
geringe Leistung von Windenergieanlagen gebaut, die keinen Einfluss auf den Bau von
Kernkraftwerken hat. Insgesamt werden in diesem Szenario 435 TWh Strom mit Win-
denergieanlagen erzeugt. Die installierte Windleistung im Jahr 2038 beträgt 4 GW.

• Bei einer mittleren Windgeschwindigkeit von 6 m/s erreichen die Volllaststunden ei-
ne Höhe von 1923 Stunden. Es werden Windenergieanlagen mit einer Gesamtleistung
von 96 GW gebaut. Der Bau dieser Anlagen ist auf zwei Zeiträume verteilt. Die erste
Bauphase ist 2017 bis 2023. Die zweite Bauphase ist im Jahr 2033 bis 2034 und 2038.
Mit diesen Windenergieanlagen werden im kompletten Simulationszeitraum 2261 TWh
Strom erzeugt. Da durch den späten Baubeginn die Nutzungsdauer der Windenergiean-
lagen weit über den Simulationszeitraum hinausreicht, ist der mit ihnen erzeugte Strom
nicht gänzlich in dieser Summe erfasst. Die installierte Windleistung im Jahr 2038 be-
trägt 44 GW.

• Bei einer mittleren Windgeschwindigkeit von 7 m/s werden die Windenergieanlagen im
Schnitt 2622 Stunden im Jahr voll ausgelastet. Damit steigt der Profit einer Windener-
gieanlage und es werden neue Anlagen mit einer Gesamtleistung von 87 GW neu gebaut.
Im Gegenzug dazu wird der Bau von Kernkraftwerken zurückgefahren. Die Windstrom-
menge im Simulationszeitraum verdoppelt sich gegenüber Szenario Wind6 und erreicht
eine Höhe von 4023 TWh. Die installierte Windleistung 2038 beträgt 52 GW.

Die Summe der Ausschüttungsmenge im Simulationszeitraum sinkt bei einem Anstieg der
Windenergie. Ohne Windenergieanlagen werden 145 GEUR Dividenden gezahlt. Im Szenario
Wind7 nur noch 82 GEUR. Der Strompreis, dessen Entwicklung in Abbildung 4.48 dargestellt
ist, zeigt einen Abwärtstrend, wenn der Anteil der Windenergie an der Gesamterzeugung
zunimmt. Im Jahr 2038 liegt der Jahresmittelwert des Strompreises in Szenario Wind3 bei
0.053 EUR/kWh im Szenario Wind7 nur noch bei 0.033 EUR/kWh.

In Abbildung 4.49 wird die Entwicklung der Kreditaufnahmen und Kapitalanlagen darge-
stellt. Durch die Entscheidung für Windenergieanlagen kann wegen der geringeren Investiti-
onsaufwendungen die Kreditaufnahme im Szenario Wind7 kurzfristig reduziert werden und es
können Gewinne eingefahren werden. Durch die kürzere Nutzungdauer von Windenergiean-
lagen gegenüber Kernkraftwerken müssen jedoch früher wieder neue Anlagen gebaut werden,
für die neue Kredite aufgenommen werden müssen. Auch wegen der geringeren Strompreise
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Abbildung 4.48: Entwicklung der mittleren Strompreise bei verschiedenen Windverteilungen
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Abbildung 4.49: Entwicklung der Kreditaufnahmen (links) und Kapitalanlagen (rechts) für
verschiedene Windverteilungen

ist das Anlagekapital geringer je mehr Windenergie im System ist. Der Endwert des angeleg-
ten Kapitals beträgt im Jahr 2038 242 GEUR im Szenario Wind3, 314 GEUR im Szenario
Wind5, 165 GEUR im Szenario Wind6 und 148 GEUR im Szenario Wind7.
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4.4.6 Präferenz für verschiedene Kraftwerke

Die Definition der Zielfunktion des Optimierungsprogramms als Nutzenfunktion ermöglicht
es den Anbietern Präferenzen für bestimmte Kraftwerkstypen zu geben. Dadurch kann sich
ein Anbieter beispielsweise für den Bau von Steinkohlekraftwerken entscheiden, obwohl diese
aus betriebswirtschaftlicher Sicht nicht die Optimallösung darstellen. Ebenso kann der Bau
von Windenergieanlagen gefördert werden, falls deren Installation durch zu geringe Windge-
schwindigkeiten als nicht profitabel eingestuft würde.

Im Folgenden wurden beispielhaft zwei Szenarien einmal mit einer Präferenz für Steinkohle-
kraftwerke und einmal mit einer Präferenz für Windenergieanlagen gerechnet.

Präferenz für Steinkohlekraftwerke

In den gerechneten Szenarien werden Steinkohlekraftwerke im Simulationszeitraum nicht ge-
baut (vergleiche Referenz-Szenario). Dies liegt u.a. an dem modellierten Kraftwerkspark aber
auch an der angenommenen Kostenstruktur bzw. den technischen Daten der Steinkohlekraft-
werke. Durch die Präferenzvergabe der Anbieter für diesen Kraftwerkstyp wird die Installation
von Steinkohlekraftwerken unterstützt, wie Abbildung 4.51 zeigt. Diese Abbildung stellt den
alten sowie neuen Kraftwerkspark dar. Im Simulationszeitraum werden alle Kraftwerkstypen
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Abbildung 4.50: Alte und neu gebaute Kraftwerke für ein Szenario mit Steinkohlepräferenz

gebaut: 99.5 GW Windenergieanlagen, 40.1 GW Braunkohlekraftwerke, 10.67 GW Gastur-
binen, 10.4 GW Laufwasserkraftwerke, 9 GW Steinkohlekraftwerke, 4.1 GW Kernkraftwerke
und 1.2 GW GuD-Kraftwerke.
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Präferenz für Windenergieanlagen

Wie in Abschnitt 4.4.5 auf Seite 133 gezeigt wurde, werden bei vorherrschenden mittleren
Windgeschwindigkeiten von 5 m/s (Szenario: Wind5 ) Windenergieanlagen mit einer Gesamt-
leistung von gerade mal 4 GW gebaut. Durch die Präferenzvergabe für Windenergieanlagen
werden trotz dieser ungünstigen Windverteilung über den Zeitraum verteilt Windenergiean-
lagen mit einer Leistung von insgesamt 106 GW gebaut.
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Abbildung 4.51: Alte und neu gebaute Kraftwerke für ein Szenario mit Windenergieanlagen-
präferenz

Weiterhin werden 39.5 GW Braunkohlekraftwerke, 29.9 GW Kernkraftwerke und 12.3 GW
Laufwasserkraftwerke gebaut.

4.5 Modellbewertung

Das Modell ermöglicht es, den Einfluss politischer Maßnahmen und weltwirtschaftlicher Rah-
menbedingungen auf die zukünftige Kraftwerksstruktur zu untersuchen.

Dieser Modellansatz kann für Marktbetrachtungen sowie für Unternehmensbetrachtungen her-
angezogen werden. Auf Marktebene können beispielsweise der Einfluss der Brennstoffkosten
und CO2-Zertifikatspreise oder die Auswirkungen der staatlichen Förderung der Windener-
gie bzw. des Ausstiegs aus der Kernenergie auf den Kraftwerkspark untersucht werden, aber
auch die Auswirkung der Kapitalverzinsung auf den Strompreis. Der deutsche Elektrizitäts-
markt in heutiger Form wird von den vier Anbietern E.ON, RWE, EnBW und Vattenfall
dominiert, welche nahezu 90% der Erzeugungskapazitäten besitzen. Dabei bilden die zwei
größten Anbieter E.ON und RWE allein ein Duopol mit knapp 60% Marktanteil [28]. Das
Modell ermöglicht es die Auflösung der Oligopolstruktur auf dem Strommarkt zu betrachten
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und das Zusammenspiel verschiedenster Energieversorgungsunternehmen (staatliche, private
Anbieter,

”
grüner Strom“) zu analysieren.

Durch den Multi-Agenten-Ansatz kann eine Vielzahl von unterschiedlichen Energieversorgern
spezifiziert werden, die im Strommarkt aufeinandertreffen und sich behaupten müssen. Die
Agenten unterscheiden sich durch ihren Zugang zum Finanzmarkt, den bereits bestehenden
Kraftwerkspark, die Vorliebe für bestimmte Kraftwerke und die individuellen Annahmen und
Erwartungen über zukünftige Ereignisse. Durch die Möglichkeit von Präferenzvorgaben für
bestimmte Kraftwerke wird die strenge Optimierung aufgelockert. Dadurch können die ein-
zelnen modellierten Energieversorgungsunternehmen beispielsweise als Spezialanbieter von
erneuerbaren Energien spezifiziert werden.

Aus unternehmerischer Sicht kann mit diesem Modell die Wirkung der eigenen Investiti-
onsentscheidungen bei unterschiedlichen Voraussetzungen (flexible Investitionsplanung mit
Berücksichtigung der Konkurrenten) untersucht werden. Somit kann ein Unternehmen fest-
stellen, wie die eigenen Zielvorstellungen unter den verschiedensten Bedingungen zu bewerten
sind. Durch die Einbettung der Optimierung in die Simulation kann jedes Unternehmen eine
flexible Investitionsplanung durchführen und somit auch auf das Handeln der Konkurrenten
und auf unerwartete Ereignisse reagieren.

Im Modell wurde der Strommarkt in Form einer Strombörse abgebildet. Obwohl in der Rea-
lität ein Großteil des Stroms im deutschen Energiemarkt in langfristigen Verträgen gehandelt
wird und nur ein kleiner Teil an der Strombörse, macht es Sinn für ökonomische Analysen des
Strommarktes die Preisbildung am Spotmarkt zu betrachten. Der Strompreis an der Börse
ist ein maßgeblicher Referenzpunkt auch für den Handel mit langfristigen Absatzverträgen
mit den Endverbrauchern, da weder Verkäufer noch Käufer einen Preis akzeptieren, der sie
schlechter stellt als wenn sie direkt ihr Geschäft an der Börse abhandeln würden. Die erwar-
teten Spotmarktpreise bestimmen somit auch auf lange Sicht die Preise aller vorgelagerten
Strommärkte [37].

Erweiterungsmöglichkeiten des Modells bestünden darin den CO2-Zertifikatehandel zu imple-
mentieren. Im Modell werden aktuell für jede emittierte Einheit CO2 Kosten gezahlt und die
jährlichen Emissionen werden beschränkt. Der Preis für die CO2-Emission ist allerdings nicht
abhängig von der emittierten Menge sondern dessen Entwicklung wird vor dem Modellstart
festgelegt.

Des Weiteren böte die Nachfrageseite eine detailliertere Erweiterungsmöglichkeit. Denkbar
wären verschiedene Nachfragetypen, mit unterschiedlicher Sensibilität auf Strompreisschwan-
kungen. Die Nachfrage wäre somit keine Konstante mehr, sondern würde als Funktion die
Nachfrage in Abhängigkeit des Strompreises darstellen. Durch diese Abhängigkeit von Ange-
bot und Nachfrage müssten die Stromanbieter gegebenenfalls auf die schwankende Nachfrage
mit Preissenkungen reagieren. Dies erfordert wiederum eine detailliertere Betrachtung der
Preisbildung der Angebote in Abhängigkeit der Nachfrage eventuell durch die Implementie-
rung von Lernalgorithmen.

Weiterhin wäre der Kraftwerkseinsatz ausbaubar, in dem beispielsweise Mindesbetriebs- und
Mindeststillstandszeiten, geplante und ungeplante Ausfälle sowie Anfahrvorgänge der Kraft-
werke in der Simulation berücksichtigt würden.
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BRK STK GT GuD AKW LWK WEA-on WEA-off

KW 1163 470 -564 594 632 907 -644 -444
KSG 0.0456 0.0581 0.0832 0.0587 0.0587 0.0603 0.1502 0.0873

Tabelle 4.6: Stromgestehungskosten [EUR/kWh] KSG und Kapitalwert KW

Im Modell hat sich gezeigt, das die Vorteilhaftigkeit eines Investitionsobjektes stark von der
Ausgangssituation (Eigenkapital, Zinssätze, Kraftwerkspark etc.) abhängt und oft die Durch-
führung mehrerer Investitionsalternativen sinnvoll ist. Durch das in das Simulationsmodell
integrierte simultane Investitions-, Finanzierungs- und Produktionsprogramm werden für den
jeweiligen Optimierungszeitraum zum einen Zeitpunkte für den Bau von unterschiedlichsten
Kraftwerken bestimmt und zum anderen deren Leistung optimiert. Dabei werden der vorhan-
dene Kraftwerkspark und die erzielbaren Erlöse mitberücksichtigt. Es wird also nicht wie bei
der Kapitalwertmethode oder bei der Methode der Stromgestehungskosten nur ein Kraftwerk
aus vielen gewählt, das zum aktuellen Zeitpunkt gebaut wird.

Tabelle 4.6 zeigt die in Abschnitt 4.2.1 eingeführten Kapitalwerte und Stromgestehungskos-
ten für die verwendeten Kraftwerke, die mit den Kosten aus Tabelle 2.1 berechnet wurden.
Nach diesen beiden Methoden wären stets Braunkohlekraftwerke die beste Alternative, da
Braunkohlekraftwerke sowohl den höchsten Kapitalwert, als auch die geringsten Stromgeste-
hungskosten haben. Über den Umfang zu dem das Investitionsobjekt am besten realisiert wird,
werden allerdings keine Aussagen getroffen. Die Entscheidung zum Bau anderer Kraftwerke
würde somit verworfen. Auch die Unterscheidung von Zinssätzen für Anlage und Aufnah-
me von finanziellen Mitteln wird bei der Kapitalwertmethode, die von einem einheitlichen
Kalkulationszins ausgeht, nicht berücksichtigt, wodurch das hier vorgestellte Modell die Rea-
lität besser approximiert. Der Vorteil des entwickelten Modells gegenüber der Betrachtung
der Stromgestehungskosten liegt u.a. auch darin, dass die erzielbaren Erlöse mit abgebildet
werden.
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Fazit

Vor dem Hintergrund des Klimawandels wird für den zukünftigen Kraftwerksmix eine umwelt-
freundliche Stromerzeugung angestrebt, die die Forderung nach Wirtschaftlichkeit und Ver-
sorgungssicherheit gleichermaßen erfüllt. Trotz der Liberalisierung des Strommarktes spielen
jedoch nicht nur Marktmechanismen eine Rolle bei der Entscheidungsfindung der Energie-
versorger. Gerade der Strommarkt wird darüber hinaus durch politische Entscheidungen und
nicht der Kontrolle der Unternehmen unterliegenden Rahmenbedingungen beeinflusst.

Wie sich der künftige Kraftwerksmix entwickeln wird ist von vielen Faktoren abhängig. Im
Rahmen der Dissertation wurden zwei verschiedene Modelle entwickelt, welche die deutsche
Stromwirtschaft unter Berücksichtigung von Unsicherheiten abbilden. Ein zweistufiges sto-
chastisches lineares Programm bietet einen volkswirtschaftlichen Blickwinkel auf die Strom-
wirtschaft von Deutschland. Mit diesem Modell wird der Kraftwerkspark bestimmt, der unter
den jeweiligen Bedingungen die Nachfrage am kostengünstigsten decken kann. Neben der
Stromerzeugung werden hier auch Stromspeicherung und -übertragung abgebildet. Eine hohe
räumliche Auflösung der Verbraucher- und Erzeugungszentren ermöglicht es lokale Gegeben-
heiten (Braunkohlevorkommen, Winddargebot, Sonneneinstrahlung etc.) realistisch zu erfas-
sen. Lastkurven, Winddargebot sowie Solarstrahlung werden stundengenau abgebildet, um so
die Fahrweise der Kraftwerke, Speichervorgänge und Stromtransporte zu analysieren. Brenn-
stoffkosten, Emissionspreise sowie die Windverteilung werden als stochastische Größen in der
Modellierung berücksichtigt um das Risiko einer Fehlentscheidung durch falsche Annahmen
zu reduzieren.

Als Verfeinerung des volkswirtschaftlichen Modells wurde ein weiteres Modell auf Basis ei-
nes Multi-Agenten-Ansatzes entwickelt, welches das Zusammenspiel unterschiedlichster Ener-
gieversorgungsunternehmen und deren Strategien abbildet und somit die Konkurrenz, als
weiteren Unsicherheitsfaktor erfasst. Investitionsentscheidungen der Energieversorgungsun-
ternehmen werden in eine Strommarktsimulation eingebettet, wodurch Auswirkungen dieser
Entscheidungen und eventuelle Fehlentscheidungen zeitnah erkannt werden. Ein simultanes
Investitions-, Finanzierungs- und Produktionsprogramm unterstützt die Energieversorger bei
der Wahl der Kraftwerke und insbesondere bei der Finanzierung des Investitionsvorhabens.
Dies ist wichtig um unterschiedliche Voraussetzungen der einzelnen Unternehmen (liquide
Mittel, Konditionen für Kreditvergabe, bestehender Kraftwerkspark etc.), die elementaren
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Einfluss auf das Investitionsverhalten haben, zu berücksichtigen. Der Stromhandel erfolgt an
einer Strombörse, wodurch der Kraftwerkseinsatz sowie der Strompreis bestimmt werden. Der
Modellanwender kann durch die Festlegung der Anzahl der Agenten und deren individueller
Annahmen und Voraussetzungen, die Beschreibung der zukünftigen Marktentwicklungen so-
wie die Bestimmung des Simulationszeitraums Szenarien definieren ohne in die bestehende
Programmstruktur eingreifen zu müssen.

Auf Grund der Annahme perfekter Voraussicht kann es bei der Optimierung von Entschei-
dungen, deren Auswirkungen in die Zukunft reichen, zu falschen Handlungsempfehlungen
kommen, wenn die Erwartungen nicht eintreffen. Das entwickelte lineare Optimierungsmodell
hat gezeigt, dass solche Fehlentscheidungen durch den Einsatz stochastischer Modellansät-
ze stark reduziert werden und damit besser geeignet sind als rein deterministische Ansätze.
Durch die hohe räumliche sowie zeitliche Auflösung ist das stochastische Modell besonders
dazu geeignet den Einfluss erneuerbarer Energien mit ihren fluktuierenden Dargeboten zu un-
tersuchen. Insbesondere ist davon die Zusammensetzung des restlichen Kraftwerksparks, als
auch die Strompreisbildung betroffen. Es konnte gezeigt werden, dass Optimierungsmodelle
im Allgemeinen dazu geeignet sind durch Grenzkostenbetrachtungen Auswirkungen einzel-
ner Rahmenbedingungen (Emissionsschranken, zu installierende Mindestleistung, Anstieg der
Nachfrage etc.) kostenmäßig zu beurteilen.

Das im Rahmen dieser Arbeit erstellte Multi-Agenten-Modell hat verdeutlicht, dass Inves-
titionsentscheidungen nicht nur von den erwarteten Kosten und Rückflüssen eines Investi-
tionsobjektes abhängen, sondern die Finanzierungsmöglichkeiten (Zinsen und Konditionen
für Kreditaufnahme, Eigenkapital) und die Stellung des eigenen Unternehmens am Markt
eine erhebliche Rolle spielen. Die Auswertung der Szenarien hat zu dem gezeigt, dass ei-
ne Vielzahl unterschiedlicher Faktoren Auswirkungen auf den zukünftigen Kraftwerksbau
haben. So spielen die individuellen Annahmen über zukünftige Ereignisse und Entwicklun-
gen eine wesentliche Rolle bei der Entscheidungsfindung. Dazu zählen die Erwartungen über
die Nachfrageentwicklung, die Strompreisentwicklung, die Brennstoffkostenentwicklung, die
Emissionspreisentwicklung und die Ausbringungsmenge der einzelnen Kraftwerke. Durch den
Multi-Agenten-Ansatz sind diese Annahmen für jeden einzelnen Anbieter variabel gestaltbar.
Beispielsweise führt die Annahme einer sinkenden Nachfrage unter Umständen dazu, dass die
vorhandenen liquiden Mittel vorzugsweise in Geldanlagen investiert werden um Überkapa-
zitäten zu vermeiden. Die Höhe des Strompreises ist u.a. ausschlaggebend für die Wahl des
Kraftwerkstyps, da dessen Grenzkosten über dem Strompreis liegen müssen um Gewinne zu
erzielen. Da aber der existierende Kraftwerkspark für die Höhe des Strompreises verantwort-
lich ist, ist dieser neben den individuellen Annahmen ebenfalls ein wichtiger Ausgangspunkt,
der das Verhalten der Marktteilnehmer beeinflusst. Diese komplexen Zusammenhänge der
verschiedenen Entscheidungsparameter werden innerhalb des Multi-Agenten-Modells durch
die Integration der Investitionsplanung eines jeden Agenten in eine Strommarktsimulation
abgebildet und analysiert.

Neben den auf dem Markt existierenden Kraftwerken, haben die Auswertungen der Szenarien
verdeutlicht, dass auch der Kraftwerkspark eines jeden Agenten sowie dessen finanzielle Situa-
tion eine erhebliche Rolle für zukünftige Entscheidungen spielen. Die Höhe des Kreditzinses
ist bei der Investitionsplanung vor allem von Bedeutung, wenn die Stromanbieter nicht über
genügend Eigenkapital verfügen. Werden Kraftwerke über Kredite finanziert, wird die Wahl
der Kraftwerke durch deren Investitionsausgaben beeinflusst, damit das benötigte Kreditvo-
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lumen so niedrig wie möglich bleibt. Je höher der Anlagenzins ist, desto größer wird die Rolle
der Kapitalverzinsung, die so als Investitionsalternative in Konkurrenz zu den Kraftwerken
tritt. Kraftwerke werden nur gebaut, falls die auf dem Markt vorhandenen Kapazitäten sehr
knapp sind und der Strompreis entsprechend hoch ist. Bei der Vorteilhaftigkeitsentscheidung
eines Kraftwerks ist nun das Investitionsvolumen von größerer Bedeutung als die erzielbare
Rendite, da jeder in ein Kraftwerk investierte Euro das potentielle Anlagekapital schmälert
und den Profit mindert. Die Stochastik in der Nachfragestruktur hat ihren Einfluss auf den
Zeitpunkt des Baubeginns sowie die zu errichtende Leistung eines Kraftwerks gezeigt, durch
den langfristigen Charakter des Modells findet jedoch ein Ausgleich der installierten Leistung
über die Jahre statt.

Sowohl für das stochastische Modell als auch das Multi-Agenten-Modell sind Erweiterungen
denkbar, die eine noch detailliertere Analyse des Themas ermöglichen Dabei sollte jedoch
im Einzelnen abgewogen werden, ob die Verbesserung in den Ergebnisse auch die verlängerte
Rechenzeit rechtfertigt und ob die Interpretierbarkeit der Ergebnisse durch die Abbildung von
zu komplexen Zusammenhängen noch gewährleistet werden kann.

Eine technischere Abbildung des Kraftwerksbetriebs (Teillastbetrieb, Mindeststillstandszei-
ten, Mindestbetriebszeiten, Anfahrvorgänge etc.) im stochastischen Optimierungsmodell wür-
de noch deutlich realistischere Ergebnisse für einen optimalen Kraftwerkspark und dessen
Einsatz liefern. Dies zöge jedoch die Formulierung als gemischt ganzzahliges Problem nach
sich, was bedeuten würde, dass das Resultat nur noch eine Approximation der Optimallösung
darstellt.

Im Gegensatz zum stochastischen Optimierungsmodell ist eine detailliertere Abbildung der
Kraftwerke im Rahmen einer Simulation wie dem erstellten Multi-Agenten-Modell unproble-
matisch und kann zur Untersuchung spezieller Fragestellungen implementiert werden. Eine
differenzierte Darstellung der Nachfrageseite und des Strommarktes stellen weitere mögliche
Aufwertungen dar. So könnten Stromhandel und -absatz neben dem Spotmarkt beispielsweise
auch auf Terminmärkten stattfindet.

Auf der Angebotsseite wären im Bereich der Investitionsplanung neben dem implementierten
Investitions-, Finanzierungs- und Produktionsprogramm auch alternative Ansätze aus dem
Bereich der Spieltheorie möglich. In der Spieltheorie wird versucht, rationale Entscheidungen
in sozialen Konfliktsituationen zu treffen. Es werden Entscheidungssituationen modelliert in
denen der Erfolg des Einzelnen nicht nur vom eigenen Handeln, sondern auch von den Aktio-
nen anderer abhängt. Der Bau eines Kraftwerks ist eine typische Entscheidungssituation im
Sinne der Spieltheorie, da der Erfolg eines Kraftwerks stark von den Kraftwerken der Kon-
kurrenten auf dem Strommarkt abhängt. In die Entscheidungsfindung sollten also mögliche
Handlungsalternativen anderer Marktteilnehmer mit einfließen.

Die vorliegende Arbeit zeigt, dass es mittels moderner Modellierungsmethoden möglich ist,
auch für stark von Unsicherheiten geprägte Anwendungsgebiete wie den deutschen Strom-
markt rational gewonnene Informationen zur Entscheidungsunterstützung zu liefern. Eine
Weiterentwicklung der vorliegenden Modelle bzw. deren (Teil-)Integration in umfassendere
gesamtwirtschaftliche Energiemodelle stellen eine lohnenswerte zukünftige Forschungsaufga-
be dar.
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[32] Klingelhöfer, H.E.: Finanzwirtschaftliche Bewertung von Umweltschutzinvestitionen.
Wiesbaden : Dt. Universitätsverlag, 2006
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