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Kurzfassung

Verbunden mit dem weltweiten Ausbau dezentraler Erzeugungsanlagen (DEA)
steigt die Forderung nach einer stiarkeren Marktintegration. Dabei haben sich
Aggregatoren, welche DEA biindeln und zentral vermarkten, als Dienstleister fiir
die Direktvermarktung dezentraler Anlagen etabliert. Aggregatoren sind in der
Direktvermarktung finanziellen Risiken aufgrund von Prognoseunsicherheiten
ausgesetzt, insbesondere durch dargebotsabhiingige Erzeugung. Diese konnen die
Wirtschaftlichkeit der Direktvermarktung beeintrachtigen. Die Quantifizierung
der Risikoexposition sowie die Ableitung und Nutzung von Mallnahmen des
Risikomanagements gewinnen zunehmend an Bedeutung. Bisherige Verfahren
zur Vermarktungsplanung beriicksichtigen zumeist nur einzelne Unsicherheiten
und erlauben keine umfassende Bewertung des Risikomanagements.

Ziel dieser Arbeit ist daher die Entwicklung eines Verfahren, welches eine
optimale Vermarktungsentscheidung unter Unsicherheit bestimmen und
gleichzeitig MaBlnahmen fiir Risikomanagement gezielt einsetzen und bewerten
kann. Aus der Analyse verwandter Forschungsfelder werden die Mafnahmen
,Hedging mit Termingeschiften®, ,,Einsatz von Flexibilititen* sowie ,,regionale
Diversifikation* von DEA identifiziert. Das entwickelte Verfahren gliedert sich
dabei in die Szenariogenerierung und die Vermarktungsplanung unter
Unsicherheit. Innerhalb der Szenariogenerierung werden die Unsicherheiten in
Form stochastischer Szenarien modelliert. Sie bilden die statistischen
Eigenschaften der zugrundeliegenden Unsicherheiten ab (Wahrscheinlichkeits-
verteilung, Auto- und Kreuzkorrelation). Die Vermarktungsplanung wird in Form
der  stochastischen  gemischt-ganzzahligen  linearen  Programmierung
implementiert. Auf Basis der Szenarien wird eine optimale Vermarktungs-
entscheidung unter den ZielgroBen des erwarteten Erloses (bzw. Rendite) sowie
des Risikomafles Conditional-Value-at-Risk (CVaR) bestimmt. Der
Vermarktungsprozess wird dabei geschlossen betrachtet, um Interdependenzen
zwischen den Mirkten und RisikomanagementmaBBnahmen bewerten zu konnen.

Das Verfahren wird fiir einen exemplarischen Untersuchungsfall validiert und zur
Bewertung der RisikomanagementmaBBnahmen angewendet. Durch kombinierte
Anwendung aller MaBnahmen kann die Wirtschaftlichkeit deutlich erhoht
werden. So wird eine Steigerung der erwarteten Rendite um 15%-Punkte und des
CVaR um ca. 20%-Punkte im Vergleich zur Benchmark ohne Risikomanagement
erreicht. Als Hauptkriterium fiir die Wirkung der Maflnahmen kann ihr Einfluss
auf die Volumenrisiken und damit die Ausgleichsenergiebedarfe identifiziert
werden. Je stirker die MaBnahmen die Ausgleichsenergiebedarfe reduzieren
konnen, desto stiarker verbessern sie die Wirtschaftlichkeit in der
Direktvermarktung.






Abstract

In conjunction with the worldwide expansion of distributed energy resources
(DER), the call for stronger market integration increases. In this process,
aggregators, who pool DER and control them centrally, have established
themselves as service providers for the direct marketing of distributed generation.
In direct marketing, aggregators are exposed to risks due to forecast uncertainties,
in particular due to intermittent generation. These risks can impair the profitability
of direct marketing. Therefore, the quantification of risk exposure and the
derivation and use of risk management measures are becoming increasingly
important. However, existing market scheduling methods mostly take into
account only individual uncertainties and do not permit a comprehensive
assessment of risk management.

The goal of this thesis is to develop a method which can determine an optimal
market scheduling under uncertainty and at the same time apply and evaluate risk
management measures in a targeted manner. From the analysis of related research
fields, the following measures are identified: hedging with futures, the use of
flexibilities as well as regional diversification of DER. The developed method is
divided into two steps: scenario generation and market scheduling under
uncertainty. Within the scenario generation, the uncertainties are modelled in the
form of stochastic scenarios. They represent the statistical properties of the
underlying uncertainties (probability distribution, autocorrelation and cross-
correlation). The market scheduling is implemented in the form of stochastic
mixed-integer linear programming. On the basis of the scenarios, an optimal
scheduling decision is determined with the objectives of expected revenue (or
return on investment) and the risk measure Conditional-Value-at-Risk (CVaR).
The entire scheduling process of an aggregator is considered as a whole in order
to evaluate interdependencies between markets and risk management measures.

The method is validated for an exemplary case and used to evaluate the risk
management measures. The combined application of all investigated measures
can significantly increase profitability. Thus, an increase of the expected return
by 15%-points and of the CVaR by approx. 20%-points is achieved compared to
the benchmark without risk management. As the main criterion for the effect of
the measures can be identified as their influence on volume risks and thus the
balancing energy demands. The more the measures can reduce the balancing
energy demands, the more they improve the profitability in direct marketing.
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Einleitung 1

1 Einleitung

1.1 Motivation

Im Klimaabkommen von Paris wird der weltweite Wille fiir eine nachhaltige und
umweltschonende Energieversorgung bekriftigt [UNO16]. Hauptziel ist die
Reduktion der weltweiten Treibhausgasemissionen, um den globalen
Temperaturanstieg auf 2 °C im Vergleich zur Zeit vor der Industrialisierung zu
beschrinken. Im Fokus stehen insbesondere die Strom- und Wirmeversorgung,
welche mit etwa 40% den groflten Anteil der Emissionen verursachen [IEA17].
Im Stromsektor wird daher weltweit der Ausbau erneuerbarer Energien gefordert.
In vielen Lindern sind dazu subventionsgestiitzte Vergiitungsmodelle fiir
dezentrale Erzeugungsanlagen (DEA) installiert. Diese konnen zum einen in
festen Einspeisetarifen pro erzeugter Kilowattstunde oder in der Subvention der
Investitionskosten fiir den Anlagenneubau bestehen. Zunichst unterstiitzt durch
die Subventionsprogramme machen erneuerbare Energien 2019 bereits tiber 60%
der weltweit neu hinzugebauten Erzeugungsleistung aus [IRE19]. Durch
Skaleneffekte, die im Zuge des starken Ausbaus erneuerbarer Energien erreicht
werden, 1st in den letzten Jahren dabei eine deutliche Reduktion der
Stromgestehungskosten festzustellen, insbesondere fiir Windkraft- und
Photovoltaikanlagen (PV) [BMWil6]!. Bis 2035 wird mit weiterhin deutlich
sinkenden Stromgestehungskosten gerechnet [IRE18], [ISE18]. In Folge der
steigenden Wettbewerbstihigkeit der DEA konnen staatliche Subventionen zu
Wettbewerbsverzerrungen und Fehlanreizen fithren. Zudem steigen aufgrund des
starken Ausbaus von DEA die volkswirtschaftlichen Gesamtkosten der
subventionsgestiitzten Vergiitungsmodelle, welche iiber die Strompreise oder den
offentlichen Haushalt refinanziert werden miissen?.

Aus diesen Griinden werden rein subventionsgestiitzte Vergiitungsmodelle
langfristig nicht als geeignetes Mittel fiir eine volkswirtschaftlich effiziente
Systemintegration erneuerbarer Energien angesehen [EUl14a]. Stattdessen wird
politisch gefordert, erneuerbare Energien soweit wie moglich in den
Elektrizitdtsmarkt zu integrieren [EU18], [IRE18]. In den Empfehlungen der EU-

I Die weltweit durchschnittlichen Stromgestehungskosten sinken beispielsweise im
Zeitraum von 2010 — 2015 um 56% fiir PV und 15% fiir Onshore-Windkraft.

2 Innerhalb der EU steigen die Kosten fiir Subventionen Erneuerbarer Energien von 13,7
Mrd. € in 2009, tiber 34,6 Mrd. € in 2012 auf 76 Mrd. € in 2016 [EU19], [EU14a].



2 Einleitung

Kommission wird beispielsweise gefordert, Subventionen schrittweise abzubauen
und einen Ubergang zu marktbasierten Mechanismen zu fordern. Dies soll die
Entwicklung hin zu einer vollstindigen Wettbewerbsfahigkeit erneuerbarer
Energien im Vergleich zu konventionellen Erzeugungstechnologien unterstiitzen
[EU18], [EU14b], [BMWil3].

Den Empfehlungen der Kommission folgend, werden die Vergiitungsmodelle
innerhalb Europas kontinuierlich angepasst. In Abbildung 1-1 ist beispielhaft die
Entwicklung der festen Einspeisetarife fiir Photovoltaik- und Windkraftanlagen
in Deutschland und GroBbritannien dargestellt®. In Deutschland ist seit dem EEG
2014 eine automatische Degression verankert. In Grof3britannien werden die
Mitte 2010 eingefiihrten ,,Feed-In Tariff*- (FIT-) Vergiitungssitze seitdem nach
unten korrigiert [BNA19], [OFG19]. Auch auBerhalb Europas wird eine deutliche
Reduktion der Entgelte fiir erneuerbare Energien erwartet [IRE18].
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Abbildung 1-1: Entwicklung der subventionsbasierten Vergiitung fiir Wind- und PV-Anlagen
in Deutschland links (2005 — 2018 [BNA19]) und GroBbritannien rechts (2010-2018 [OFG19])

In Deutschland ist zusétzlich eine Pflicht zur Direktvermarktung fiir Anlagen mit
einer installierten Leistung iiber 100 kW eingefiihrt [EEG17]. Betreiber von
dezentralen Erzeugungsanlagen oberhalb dieser Leistung miissen den erzeugten
Stro, an den Strommarkten vermarkten und konnen zusétzlich eine Subvention in
Form des Marktprimienmodells gemifl § 20 EEG 2017 erhalten. Die Hohe der
Marktpriamie richtet sich fiir Bestandsanlagen nach dem anzulegenden Wert der
Einspeisevergiitung. Fiir Neuanlagen werden gemidll §22 EEG 2017
Ausschreibungen durch die Bundesnetzagentur durchgefiihrt. Betreiber

3 Die Auswertung fiir PV bezieht sich auf eine installierte Leistung von 1 MWp, fiir Wind-
Onshore von 3 MW. Es sind die Vergiitungssitze zum Ende des Jahres angegeben. Die
hohere Anfangsvergiitung fiir Wind-Onshore in Deutschland ist zum Zweck der
Vergleichbarkeit vernachléssigt.
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dezentraler Erzeugungsanlagen miissen dazu Gebote auf das festgelegte
Ausschreibungsvolumen abgeben, wobei die Gebote gemill einer Merit-Order
nach ihrem  Gebotspreis sortiert und bis zum  Erreichen des
Ausschreibungsvolumens bezuschlagt werden (§ 32 EEG 2017). Insgesamt
fiihren die beschriebenen Mafnahmen zu einer stirkeren Marktteilnahme der
DEA. Abbildung 1-2 zeigt die Anteile der Energiemengen in der
Direktvermarktung im Jahr 2018. Insbesondere Windkraft- (WKA) und
Biomasseanlagen weisen in Deutschland schon heute einen sehr hohen Anteil an
Direktvermarktung auf.
100% 4
80%
60%
40%
20%
0%

Anteil [%]

Wasserkraft Biomasse WKA WKA PV Gesamt
Offshore  Onshore
Anlagentechnologie

B EEG Vergitung & Marktpramie Sonst. Direktvermarktung

Abbildung 1-2: Anteile der dezentralen Erzeugungsanlagen in der EEG-Vergiitung und
Direktvermarktung (Stand 2018) [UNB19]

Eine direkte Marktteilnahme erfordert die Einhaltung der regulatorischen
Rahmenbedingungen an den Strommérkten, wobei Mindesthandelsmengen und
Produktblocke zu beachten sind. Fiir einzelne DEA stellen diese
Rahmenbedingungen Markteintrittsbarrieren dar. Die Aggregation der
dezentralen Anlagen, beispielsweise im Rahmen eines Virtuellen Kraftwerks
(VK), ist in diesem Zusammenhang ein erprobtes Konzept fiir die
Marktintegration [Tr610], [Pud08]. Die dezentralen Erzeugungsanlagen werden
mittels IKT-Infrastruktur (Informations- und Kommunikationstechnologie) zu
einem Verbund zusammengefasst und zentral gesteuert, beispielsweise zum
Zweck der Direktvermarktung. Die verschiedenen Anlagentechnologien weisen
unterschiedliche technische Restriktionen auf, welche im Betrieb beriicksichtigt
werden miissen. Gleichzeitig ist die zu vermarktende Erzeugungsmenge aufgrund
der Dargebotsabhingigkeit hohen Volatilititen ausgesetzt. Der FEinsatz des
Anlagenverbunds zum Zweck der Vermarktung stellt somit eine komplexe
Planungsaufgabe dar. Zusitzlich erhoht der Abbau der Subventionen den
Kostendruck. Daher wird eine Vermarktungsoptimierung aus
betriebswirtschaftlicher Sicht zunehmend wichtig, um die existierenden
Effizienzpotentiale in der Direktvermarktung realisieren zu konnen.

Die Betreiber dezentraler Anlagenverbiinde (im Folgenden Aggregatoren) sind in
der Direktvermarktung, anders als bei einer subventionsbasierten Vergiitung,



4 Einleitung

Vermarktungsrisiken  ausgesetzt.  Verursacht  werden  diese  durch
Prognoseunsicherheiten in Bezug auf die Einspeisung der dargebotsabhingigen
Erzeugungsanlagen (Volumenrisiko) sowie der Marktpreise (Preisrisiko)
[Conl0]. Die Preisrisiken beeinflussen die Deckungsbeitridge des Aggregators
direkt, die Volumenrisiken indirekt durch Kosten fiir Ausgleichsenergie im Fall
von Fahrplanabweichungen® innerhalb ihres Bilanzkreises (BK). Um
Bilanzkreisverantwortliche  (z. B.  Aggregatoren) zu einer hoheren
Prognosegenauigkeit sowie zu einem eigenstindigen Ausgleich von
Fahrplanabweichungen zu motivieren, sollen Anreize zur Bilanzkreistreue iiber
Preissignale im Ausgleichsenergiesystem gestdarkt werden [NCS16], [BMWil5].

Der Umgang mit Erzeugungs- und Preisunsicherheiten im Rahmen eines
geeigneten Risikomanagements wird damit fiir Direktvermarkter zunehmend
wichtig fiir eine effiziente Vermarktung. Es ermoglicht die Sicherstellung der
geforderten Wirtschaftlichkeit und Wettbewerbstfihigkeit und schafft Anreize fiir
die weitere Marktintegration erneuerbarer Energien. Risikomanagement meint
dabei die Identifikation und Bewertung relevanter Risiken® sowie die Auswahl
geeigneter MaBBnahmen zur Absicherung gegen diese. Mogliche Mallnahmen
konnen zum einen in Investitionen in Anlagen zur Kompensation der
Prognoseunsicherheit bestehen (z. B. Speicher). Zum anderen kann die
Direktvermarktung um neue Vermarktungsoptionen erginzt werden, die eine
Absicherung der Day-Ahead Vermarktung ermoglichen.

In der Vermarktung elektrischer Energie existieren verschiedene Marktoptionen,
welche auch Aggregatoren dezentraler Anlagen zur Verfiigung stehen. Die
Strommarkte lassen sich generell in kurzfristige Spotmérkte sowie langfristige
Terminmérkte unterteilen [Con10]. Je nach Handelsfrist wird auf dem Spotmarkt
der vortdgige Day-Ahead Markt und der untertigige Intraday Markt
unterschieden. Zusitzlich ist eine Vermarktung auf den Regelleistungsmirkten
moglich. Die Vermarktungsoptionen weisen unterschiedliche Eigenschaften auf,
welche die mit der Vermarktung verbundenen Risiken betreffen. Dabei kann ein

* Netznutzer sind verpflichtet Bilanzkreise zu bilden (siche § 4 StromNZV). Der
Bilanzkreisverantwortliche ist zustdndig fiir die ausgeglichene Leistungsbilanz und muss
diese an die Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) in Form eines Fahrplans melden.
Abweichungen von diesem Fahrplan miissen durch den Bezug von Ausgleichsenergie
kompensiert werden.

> Innerhalb dieser Arbeit stehen die kurzfristigen betrieblichen Risiken innerhalb der
Direktvermarktung im Fokus. Weitere Unsicherheiten (z. B, globale Einfliisse oder
Zinsrisiken) sind nicht Gegenstand dieser Arbeit
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gezielter Einsatz der Mérkte auch eine Reduktion der Risiken erreichen, z. B. ein
kurzfristiger Ausgleich von Fahrplanabweichungen auf dem Intraday Spotmarkt.
Fiir Aggregatoren macht die Vielfalt und Komplexitidt der unterschiedlichen
Erzeugungstechnologien sowie der beschriebenen Marktoptionen eine detaillierte
Planung unerldsslich. Aufgrund des steigenden Kostendrucks bedarf es dabei
eines Verfahrens, welches die Bewertung von Risiken und Ableitung von
Gegenmalnahmen innerhalb der Vermarktungsplanung mit einem hohen Grad an
Automatisierung und Robustheit ermoglicht. In diesem Zusammenhang eignen
sich beispielsweise mathematische Optimierungsverfahren. Die Bewertung der
Risiken macht dariiber hinaus die explizite Quantifizierung des finanziellen
Vermarktungsrisikos in den Zielkriterien notwendig. MalBnahmen fiir
Risikomanagement durch den gezielten Einsatz der Vermarktungsoptionen sowie
der Anlagentechnologien bieten dabei Potential fiir eine Reduktion des
Vermarktungsrisikos und miissen einen Kernaspekt des Verfahrens darstellen.

1.2 Stand des Wissens

Fir die Optimierung der Vermarktung dezentraler Anlagenverbiinde unter
Beriicksichtigung von Vermarktungsrisiken lassen sich Ankniipfungspunkte in
drei bestehenden wissenschaftlichen Themenfeldern identifizieren:

I. In der Vermarktungsoptimierung im Energiesektor wird
grundsitzlich die Fragestellung einer effizienten Marktteilnahme an den
Strommirkten beantwortet. Der Fokus liegt hier auf dem
Anwendungsfall eines konventionellen Kraftwerksportfolios.

2. Fir die spezifischen Anforderungen einer Marktteilnahme
dargebotsabhingiger Erzeugungsanlagen und der daraus resultierenden
Unsicherheiten konnen im Forschungsfeld der Einsatzplanung
Virtueller Kraftwerke Ansitze gefunden werden.

3. Fir die Methodik der Planung unter Unsicherheiten lassen sich
dariiber hinaus Ansétze in der stochastischen Optimierung finden.

Im Folgenden wird der Stand des Wissens daher anhand dieser
Forschungsbereiche gegliedert.

1.2.1  Vermarktungsoptimierung im Energiesektor

Unabhiingig vom Konzept des Aggregators ist die Optimierung der Vermarktung
eines Kraftwerksportfolios an den Strommérkten seit der Liberalisierung des
Strommarktes ein bedeutsames Forschungsfeld [Teil0].

Im Fokus steht das optimale ,,Unit Commitment* des Kraftwerksparks fiir die
Teilnahme am Day-Ahead Spotmarkt [Li05]. Zusédtzlich kann der
Regelleistungsmarkt als alternative Marktoption betrachtet werden [Goh15]. Die
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Kraftwerkseinsatzplanung wird im Allgemeinen als Optimierungsproblem
formuliert, wobei je nach Anwendungsfall eine Minimierung der Kosten oder
eine Maximierung der Erlose angestrebt wird. Die Optimierung erfolgt unter
technischen sowie marktregulatorischen Restriktionen des Kraftwerksportfolios.
Als  technische Restriktionen werden alle Kraftwerkseigenschaften
beriicksichtigt, welche den Betrieb einschrinken. Fiir thermische Kraftwerke
ergeben  sich  diese  beispielsweise  aus  Mindestbetriebs-  und
Mindeststillstandszeiten oder der maximalen Steigung von Leistungsrampen.
Eigenschaften der Marktregulatorik, wie Mindestangebotsmengen und -
angebotsdauern, bringen weitere Restriktionen der Optimierung mit sich [Rat13],
[Car06], [Li05].

Die detaillierte Modellierung des Kraftwerksportfolios macht die Anwendung
eines Bottom-Up Ansatzes notwendig. Die einzelnen Kraftwerke sowie deren
technische Restriktionen werden separat modelliert. Die Zusammenfithrung der
einzelnen  Anlagenmodelle zum  Kraftwerksportfolio  erfolgt {iber
Kopplungsnebenbedingungen [Li0S5]. Bei Unterstellung perfekter Voraussicht
wird eine deterministische Kraftwerkseinsatzplanung unter Sicherheit
durchgefiihrt. Fiir die Modellierung eignet sich die Formulierung in gemischt-
ganzzahliger linearer Programmierung (GGLP). Dies erlaubt die Abbildung einer
hohen Bandbreite technischer Restriktionen. Gleichzeitig weisen verfligbare
Losungsverfahren eine hohe Effizienz auf. Als Losungsverfahren werden diverse
exakte mathematische Optimierungsverfahren, wie der Branch-and-Cut-
Algorithmus sowie Heuristiken oder Dekompositionsverfahren, eingesetzt
[Goh15], [Car06], [Li0O5]. Im Gegensatz zu exakten mathematischen
Optimierungsverfahren weisen Heuristiken keine Optimalititsgarantie auf,
konnen aber gegebenenfalls den Rechenaufwand deutlich reduzieren. Bei
Dekompositionsverfahren wird das Gesamtproblem in getrennte Teilprobleme
zerlegt, die einzeln mittels exakter mathematischer Optimierungsverfahren gelost
werden. Dekompositionsverfahren gewihrleisten die Optimalitit und sind
insbesondere fiir groBe Optimierungsprobleme geeignet. Allerdings sind sie im
Allgemeinen nur auf eine beschrinkte Problemklasse anwendbar [Birl1].

Durch die Aufhebung der Annahme der perfekten Voraussicht kann die
Kraftwerksplanung den in der Realitit vorkommenden unsicheren
Einflussfaktoren Rechnung tragen [Li07]. Verfahren, welche Unsicherheiten
berticksichtigen, werden stochastische Einsatzplanungsverfahren genannt
[Conl0]. Die Relevanz der unsicheren Einflussfaktoren innerhalb der Planung
hiingt von der Zielsetzung und dem Anwendungsfall des Verfahrens ab.
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Fir konventionelle Kraftwerke liegen Unsicherheiten zum einen auf der
Kostenseite in unsicheren Primérenergiekosten, zum anderen auf der Erlosseite
in unsicheren Absatzpreisen sowie unsicheren Betriebsstunden®. Auf der
Erlosseite wird insbesondere die Vermarktung unter, durch den liberalisierten
Strommarkt bedingten, unsicheren Day-Ahead Spotmarktpreisen untersucht.
Durch die Beriicksichtigung von Unsicherheiten unterliegt die Zielgrofe einer
Volatilitit und wird durch ihren Erwartungswert ersetzt. Gleichzeitig entsteht ein
Bedarf nach einem Kriterium zur Quantifizierung des Risikos sowie nach einem
Risikomanagement zur Risikominderung [Birl1], [Conl10].

Die Quantifizierung des Risikos wird in der Literatur durch die Integration eines
RisikomalBes erreicht. Dieses gibt die Volatilitit der ZielgroB3e fiir den bestimmten
Einsatzplan an [Tei10], [Eic08]. Wird das Risikomal} auBerdem als weitere Gro3e
in die Zielfunktion einbezogen, kann die Planung zu einer , Erwartungswert-
Risiko* -Optimierung erweitert werden [Eic06]. Dies ermoglicht die Abbildung
risikoaverser Entscheidungen. Die Gewichtung zwischen Erwartungswert und
Risiko, d.h. das AusmaB} der Risikoaversion, wird durch die Parametrierung des
Risikoaversionsfaktors eingestellt. Als MalBnahme fiir ein Risikomanagement
wird in der Vermarktung konventioneller Kraftwerke der Einsatz von
Termingeschiften verwendet [Teil0], [Con08]. Im Kontext hoher Fixkosten
sowie  langfristiger  Liefervertrige  fiir  Primirenergie = ermoglichen
Termingeschifte eine langfristige Absicherung von Preisunsicherheiten.

Erzeugungsunsicherheiten finden aufgrund der steuerbaren FErzeugung
konventioneller Kraftwerksportfolios in diesem Forschungsfeld keine Beachtung.
Der Intraday Markt, welcher insbesondere fiir den Ausgleich von
Fahrplanabweichungen relevant ist, wird daher bei der Betrachtung
konventioneller Kraftwerke vernachléssigt. Vereinzelt wird vor dem Hintergrund
der zunehmenden Integration dargebotsabhingiger Erzeugung in konventionelle
Kraftwerksportfolios auch die Beriicksichtigung der Intraday Vermarktung
diskutiert [Abb16].

Zusammenfassend legt das Forschungsfeld der Vermarktungsoptimierung im
Energiesektor die Grundlage fiir die Einsatzplanung von Kraftwerksportfolios auf
relevanten Marktplédtzen wie dem Spot- und Regelleistungsmarkt. Es finden sich

¢ Durch Integration erneuerbarer Energien in den Strommarkt variiert die Residuallast und
damit die Nachfrage nach konventioneller Erzeugung. Dadurch sinkende Betriebsstunden
beeinflussen die Erlosseite konventioneller Kraftwerke
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ebenfalls Ansitze fiir die Planung unter Unsicherheit, allerdings stehen Risiken
durch Preisunsicherheiten im Vordergrund. Als GegenmaBnahme wird die
Nutzung von Termingeschiften untersucht. Es findet allerdings keine
Beriicksichtigung von Erzeugungsunsicherheiten statt. Ebenfalls werden
kurzfristige Marktoptionen in Form des Intraday Marktes grundsitzlich
vernachlédssigt. Fiir eine Vermarktungsoptimierung erneuerbarer Energien sind
diese bisherigen Ansétze daher nicht ausreichend.

1.2.2 Einsatzplanung Virtueller Kraftwerke

Die Planung des Anlageneinsatzes stellt die Grundlage fiir die
Vermarktungsentscheidung eines Aggregators dar. Als eine Ausgestaltungsform
von Aggregatoren bietet das Konzept des Virtuellen Kraftwerks (VK) Ansitze fiir
eine solche Einsatzplanung dezentraler Anlagenportfolios, welche auf den
Planungsverfahren konventioneller Kraftwerksportfolios aufsetzen. Das
Anlagenportfolio des Virtuellen Kraftwerks kann dabei dezentrale
Erzeugungsanlagen, Speichertechnologien sowie steuerbare Lasten enthalten
[Sow16], [Pol17], [Stel12], [Mas09], [Pud08].

- Dezentrale Erzeugungsanlagen lassen sich in steuerbare (z.B. Kraft-
Wiirme-Kopplung) sowie dargebotsabhiingige =~ Technologien
(Photovoltaik und Windkraft) unterteilen.

- Bei den Speichertechnologien konnen sowohl stationdre (z. B.
Batteriespeicher) als auch mobile Speicher (z. B. Elektromobilitét inkl.
Vehicle-to-Grid) als Bestandteil eines Virtuellen Kraftwerks dienen.

- Als steuerbare Lasten kommen Wirmestromanlagen, Elektromobilitit
(ohne Vehicle-to-Grid) sowie Power-to-X (insb. Power-to-Gas) Anlagen
in Frage.

VK-Betreiber sind in der Direktvermarktung sowohl Erzeugungs- als auch
Preisunsicherheiten ausgesetzt. Bestehende Ansdtze zur Einsatzplanung
Virtueller  Kraftwerke  beschrinken sich  allerdings auf einzelne
Unsicherheitsfaktoren. Diese sind abhidngig von der Zielsetzung der
Einsatzplanung, welche netzorientiert oder marktorientiert ausgestaltet sein kann.

Beim  netzorientierten Einsatz steht die Bereitstellung von
Systemdienstleistungen im Fokus. Dabei werden einerseits deterministische
Planungsansitze verfolgt [Kool4]. Andererseits wird eine Planung unter
Unsicherheit angestrebt [Sow16], [Pol17], [Stul2]. Begriindet durch das Ziel der
netzorientierten Einsatzplanung beschrinken sich diese Arbeiten auf die
Betrachtung der Erzeugungsunsicherheiten, wobei deren FEinfluss auf die
Bereitstellung von Systemdienstleistungen untersucht wird. Beriicksichtigt wird
auch das Angebot von Regelleistung, wobei die Regelleistungsmirkte als
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deterministisch angenommen werden [Zaml6]. Preisunsicherheiten auf den
Strommairkten werden vernachléssigt und als deterministisch angenommen. Bei
marktorientierten Untersuchungen [Shal7], [Tajl4], [Panl3a], [Panl3b],
[Ngul5] wird dagegen die Preisunsicherheit auf dem Day-Ahead Spotmarkt als
zentrale Unsicherheit betrachtet. Eine kombinierte Betrachtung von Preis- und
Erzeugungsunsicherheiten (vgl. [Sch17]) wird kaum untersucht. Dariiber hinaus
erfolgt in diesen Untersuchungen zwar eine Quantifizierung des Gesamtrisikos,
allerdings keine systematische Analyse der Vermarktungsoptionen hinsichtlich
deren Einfluss auf dieses Risiko.

In zahlreichen Forschungsarbeiten wird auch die Moglichkeit des
Risikomanagements zur Reduktion der Unsicherheiten in der Planung diskutiert.
Insgesamt lassen sich drei Ansétze identifizieren:
- Regionale Diversifikation
Es wird festgestellt, dass die regionale Diversifikation der dezentralen
Erzeugungsanlagen signifikanten Einfluss auf die Prognoseunsicherheit
des Gesamtportfolios hat. Grund dafiir ist die mit zunehmender Distanz
abnehmende Korrelation zwischen den Prognosefehlern. Durch den
teilweisen Ausgleich der Prognosefehler der einzelnen Anlagen
untereinander wird die Unsicherheit des Gesamtportfolios reduziert
[Barll] [Lor0O8]. Die Beriicksichtigung dieses Effekts in der
Einsatzplanung Virtueller Kraftwerke findet allerdings nicht statt.
- Einsatz von Flexibilititen
Daneben werden zur Verringerung der Prognoseunsicherheiten
Flexibilititen wie Speicher und steuerbare Lasten zusammen mit DEA
in  Portfolios gebiindelt [Panl3a], [Gar08]. Mithilfe der
Speicherkapazititen konnen Prognosefehler der DEA kurzfristig durch
Zwischenspeicherung oder Lastverschiebung ausgeglichen werden, um
resultierende Fahrplanabweichungen zu verhindern [Sow16].
- Nutzung zusitzlicher Vermarktungsoptionen
Neben dem Day-Ahead Spotmarkt stehen Betreibern Virtueller
Kraftwerke der Intraday- sowie der Terminmarkt zu Verfiigung, welche
zur Absicherung gegen Unsicherheiten eingesetzt werden konnen. Dabei
wird das Potential eines untertigigen ,,Anpassungsmarktes® zum
Ausgleich von Fahrplanabweichungen untersucht [Morl0Oa]. Dieser
Anpassungsmarkt bildet die grundsitzliche Funktion eines Intraday
Marktes ab. Der Terminmarkt wird dagegen im Kontext Virtueller
Kraftwerke bisher vernachldssigt. Mit den Wind-Power Futures
existieren allerdings Terminprodukte, welche speziell zur Absicherung
gegen Unsicherheiten erneuerbarer Energien konzipiert sind. Diesen
Produkten wird ein hohes Potential zur Absicherung in der Vermarktung
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dargebotsabhingiger Erzeugung beigemessen [BMWil5]. Quantitative
Analysen bestehen dazu jedoch bisher nicht.

Die beschriebenen Risikomanagement-Ansidtze werden bisher vor allem einzeln
analysiert. Es fehlt eine kombinierte Betrachtung der Risikomanagement-Ansitze
mit einer expliziten Beriicksichtigung des Vermarktungsrisikos. Dadurch kann ihr
Einfluss nur qualitativ bewertet werden. Auch wird keine systematische Variation
der Portfolios hinsichtlich der beiden Parameter Regionale Diversifikation sowie
Flexibilitit durchgefiihrt. Eine Aussage iiber die effiziente Ausgestaltung dieser
Parameter innerhalb eines Portfolios kann nicht getroffen werden. Bewertende
Analysen zum Potential der neuen Termingeschifte fehlen bisher vollstindig.
Eine abschlieBende Bewertung der Ansidtze hinsichtlich der Effizienz als
RisikomanagementmaBBinahmen fiir die konkrete Anwendung in der
Direktvermarktung dargebotsabhingiger Anlagen ist daher nicht moglich.

Als Fazit ldsst sich festhalten, dass Verfahren fiir die Einsatzplanung Virtueller
Kraftwerke existieren, welche auch Unsicherheiten beriicksichtigen. Diese
Ansdtze lassen  sich  grundsitzlich auf  Aggregatoren dezentraler
Erzeugungsanlagen iibertragen. Je nach Ziel der Einsatzplanung werden entweder
Erzeugungs- oder Preisunsicherheiten betrachtet. Eine umfassende Abbildung der
fir die Vermarktung relevanten Unsicherheitsfaktoren erfolgt dagegen kaum.
Zudem fokussieren sich die Vermarktungsoptionen auf den Day-Ahead
Spotmarkt und die Regelleistungsmérkte. Es wird keine umfassende Abbildung
sonstiger Vermarktungsoptionen durchgefiihrt. Der Intraday Markt wird bisher
erst vereinzelt untersucht, der Terminmarkt vollstindig vernachlissigt. Es besteht
daher Bedarf an Verfahren, welche die Vermarktung unter Beriicksichtigung aller
relevanten Mirkte (Terminmarkt, Day-Ahead Markt, Intraday Markt,
Regelleistungsmirkte) optimieren und dabei MaBnahmen zur Reduktion der
Risiken einbinden (Einsatz von Flexibilititen, regionale Diversifikation). Zur
Bewertung des Risikomanagements miissen sowohl Erzeugungs- als auch
Preisunsicherheiten umfassend abgebildet werden.

1.2.3 Methodik der Planung unter Unsicherheit

Fiir die Planung unter Unsicherheit lassen sich verschiedene Verfahrensansitze
in der Literatur identifizieren. Diese gliedern sich grundsitzlich in
Sensitivitdtsanalysen, Monte-Carlo Simulationen sowie die stochastische
Programmierung [HunO6].

Die Wahl eines geeigneten Verfahrens hingt von der konkreten Zielsetzung ab.
Mogliche Ziele bestehen in der Bestimmung einer eindeutigen optimalen
Handlungsweise, einer Wahrscheinlichkeitsverteilung der Zielgro3e oder einer
generellen Handlungsempfehlung [Mil12].
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Sensitivititsanalysen

In Sensitivitdtsanalysen werden die unsicheren Einflussfaktoren innerhalb einer
Bandbreite variiert. Der Einfluss der Variation auf das Ergebnis wird mithilfe
einer wiederholten Ausfiihrung einer deterministischen Planung bestimmt
[Mil12], [SalO8]. Dadurch ldsst sich die Sensitivitit des Ergebnisses bzgl.
einzelner  unsicherer = Faktoren  ermitteln.  Aullerdem  kann  eine
Wahrscheinlichkeitsverteilung des Ergebnisses abgeleitet werden.

Monte-Carlo Simulation

Die Monte-Carlo Simulation basiert auf der Erzeugung einer Vielzahl von
Szenarien, welche durch Ziehung aus den Wahrscheinlichkeitsverteilungen der
unsicheren Einflussfaktoren generiert werden. Die Bestimmung des Ergebnisses
erfolgt wiederum in deterministischer Form fiir alle generierten Szenarien
[Miil12], [LamO8]. Die Monte-Carlo Simulation erlaubt wie die
Sensitivitidtsanalyse eine Aussage iliber die Wahrscheinlichkeitsverteilung des
Planungsergebnisses

Stochastische Programmierung

Sowohl die Sensitivitdtsanalyse als auch die Monte-Carlo Simulation
ermoglichen aufgrund der einzelnen Betrachtung der Szenarien keine
Bestimmung einer eindeutigen optimalen Handlungsweise. Diesem Problem
begegnet die stochastische Programmierung, welche in einer Vielzahl von
Arbeiten fiir die stochastische Planung in der Energiewirtschaft genutzt wird
[Sow16], [Pol17], [Taj14], [Pan13b], [Con10], [Eic08].

Wesentlich fiir die Nutzung der Stochastischen Programmierung ist die
Modellierung der Unsicherheit. Im Anwendungsfall der
Vermarktungsoptimierung von Aggregatoren bezieht sich diese auf Prognosen
der Marktpreise und der Erzeugung. Methodisch eignen sich fiir die Prognose
sowie die Modellierung der Unsicherheiten fundamentale Modelle, kiinstliche
neuronale Netze, Markov-Modelle sowie statistische Verfahren auf Grundlage
von Autoregressions- (AR) und Moving Average- (MA) Prozessen [Werl4],
[Chel0], [Mat05]. Mithilfe solcher Verfahren wird eine groe Anzahl von Preis-
und Erzeugungszeitreihen erstellt. Die einzelnen Prognosen werden anschlie3end
zu Szenarien kombiniert [Kocll], [Hei09a]. Da die Komplexitit der
stochastischen Programmierung mit der Anzahl an Szenarien zunimmt, kommen
Verfahren zur Szenarioreduktion zum Einsatz. Diese fassen die Szenarien zu
einer (geringeren) Anzahl repréasentativer Szenarien zusammen [Mor(09], [Hei03].
Bei der Szenariogenerierung muss eine eventuell vorhandene stochastische
Abhidngigkeit zwischen den einzelnen Unsicherheitsfaktoren beriicksichtigt
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werden. Nur so konnen die Wahrscheinlichkeiten der einzelnen Szenarien korrekt
bestimmt werden [Mor10b], [Lor08].

Fiir die Nutzung der Stochastischen Programmierung in der Einsatzplanung
existieren methodische Verfahrenserweiterungen. Diese beziehen sich auf die
Quantifizierung des Vermarktungsrisikos sowie die Betrachtung mehrstufiger
Entscheidungsprozesse.

Die Maximierung des Erwartungswerts unterstellt implizit einen risikoneutralen
Entscheider. Zur Abbildung eines risikoaversen Akteurs, der neben dem
erwarteten Profit auch das Risikomanagement als ZielgroBBe der Einsatzplanung
beriicksichtigt, werden Risikomale integriert [Taj14], [Eic09], [Doe06]. Diese
geben die Streuung des Erwartungswerts je nach realisiertem Szenario an.

Fir mehrstufige Entscheidungsprozesse unter Unsicherheit, wie sie in der
Vermarktungsplanung mit mehreren Planungshorizonten auftreten, ldsst sich die
stochastische Programmierung von einem zweistufigen Verfahren auf ein multi-
stage Verfahren erweitern. Dadurch ldsst sich die Veridnderung des
Informationsstandes innerhalb des Entscheidungsprozesses explizit abbilden
[Abb16], [Eic08].

Ziel einer Vermarktungsplanung Virtueller Kraftwerke ist die Bestimmung eines
Marktfahrplans, woraus die Angebote auf den verfiigbaren Mirkten abgeleitet
werden. Dies erfordert die Bestimmung einer eindeutigen optimalen
Handlungsweise. Von den beschriebenen Ansidtzen ermoglicht dies nur die
Stochastische Programmierung. Dariiber hinaus existieren
Verfahrenserweiterungen, die eine explizite Bewertung des Vermarktungsrisikos
ermoglichen sowie mehrstufige Entscheidungsprozesse abbilden konnen.
Dadurch kann die zeitliche Abfolge der Vermarktungsoptionen vom langfristigen
Termin- bis zum kurzfristigen Intraday Handel dargestellt werden. Fiir den hier
betrachteten Anwendungsfall stellt die Stochastische Programmierung daher eine
geeignete methodische Grundlage dar.

1.2.4 Fazit und weiterer Forschungsbedarf

Aus den Bereichen der konventionellen Vermarktungsoptimierung im
Energiesektor sowie der Einsatzplanung Virtueller Kraftwerke lassen sich
Verfahrensansitze fiir die Vermarktungsplanung unter Unsicherheit ableiten. Im
Bereich der stochastischen Planung finden sich auBBerdem methodische Ansitze
zur Formulierung des Optimierungsproblems sowie zur Modellierung der
Unsicherheiten in der Direktvermarktung. Darauf aufbauend kann fiir die
Umsetzung der Vermarktungsoptimierung an verschiedenen Stellen weiterer
Forschungsbedarf identifiziert werden (vgl. Abbildung 1-3).
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Eine umfassende Beriicksichtigung der relevanten Unsicherheiten in der
Direktvermarktung wurde bisher nicht vorgenommen. Die existierenden
Verfahren konzentrieren sich groftenteils auf die Abbildung einzelner
Unsicherheiten, also entweder Preis- oder Erzeugungsunsicherheiten. Dariiber
hinaus werden die Unsicherheiten zwar in der Optimierung beriicksichtigt, ein
aktives Risikomanagement in Form der systematischen Bewertung von
MaBnahmen zur Risikominimierung wird hingegen nicht durchgefiihrt. Vielmehr
beschrinken sich die Ansitze auf die Identifizierung und die qualitative Analyse
einzelner MaBBnahmen.
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Abbildung 1-3: Ubersicht zum Stand des Wissens

Die in der Praxis zur Verfiigung stehenden Vermarktungsoptionen sowie der
daraus resultierende Vermarktungsprozess werden in der Literatur nur partiell
abgebildet. Eine Bewertung des Vermarktungsrisikos macht allerdings die
umfassende  Beriicksichtigung der Vermarktungsoptionen sowie die
Verbesserung des Informationsstands im Laufe des Vermarktungsprozesses
erforderlich. Nur dadurch konnen die Zahlungskonsequenzen, welche aus dem
Eingehen von Vermarktungsrisiken auf den Strommirkten resultieren, korrekt
quantifiziert werden. Insbesondere konnen der Terminmarkt sowie der Intraday
Markt aktiv zur Reduktion des Risikos eingesetzt werden. Existierende Arbeiten
in der Einsatzplanung Virtueller Kraftwerke beschrianken sich dagegen zumeist
auf den Day-Ahead Spotmarkt.
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Zusammenfassend ist festzuhalten, dass bisher noch kein Verfahren existiert,
welches eine detaillierte Vermarktungsoptimierung eines Aggregators
erneuerbarer Energien wunter Beriicksichtigung sadmtlicher relevanter
Unsicherheiten und Vermarktungsoptionen ermdglicht. Dies bezieht sich
insbesondere auf die explizite Quantifizierung des Risikos innerhalb der
Optimierung. Es fehlt folglich eine Moglichkeit, Risikomanagement in der
Vermarktung zu bewerten und daraus weitere MaBBnahmen zur Steigerung der
Vermarktungseffizienz abzuleiten.

1.3 Zielsetzung und Vorgehensweise

Das Ziel der Arbeit 1ist die Entwicklung eines Verfahrens zur
Vermarktungsoptimierung von Aggregatoren unter Unsicherheit, welches eine
Bewertung von Risikomanagement in der Direktvermarktung ermoglicht. Die
Vermarktungsoptionen umfassen dabei den Terminmarkt, den Day-Ahead und
Intraday Spotmarkt sowie die Regelleistungsmirkte. Zur Erreichung der
Zielsetzung wird die in Abbildung 1-4 dargestellte Vorgehensweise verfolgt.

Ziel der Dissertation

Entwicklung eines Verfahrens zur Vermarktungsoptimierung von Aggregatoren
unter Berlicksichtigung von Risikomanagement

Unsicherheiten e Risikoaverse Einsatzplanung unter
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= Erzeugungs- = Erwarteten Erlésen
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(Terminmarkt, Spotmarkt, Ausgleichsenergie) Erlése

vv

Entwickeltes Verfahren

Wahrsch-
einlichkeit

———

Anwendung und Validierung des Verfahrens

Exemplarische Anlagen- Quantifizierung von Erlésen Bewertung von MaBBnahmen
portfolios und Risiko des Risikomanagements

Abbildung 1-4: Vorgehensweise der Dissertation
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Ausgehend vom abgeleiteten Forschungsbedarf erfordert dies die
Beriicksichtigung folgender Verfahrensaspekte:

1. Vollstindige Abbildung der Vermarktungsoptionen sowie des
Vermarktungsprozesses.

2. Umfassende Beriicksichtigung der Vermarktungsrisiken beziiglich der
unsicheren Einflussfaktoren Marktpreise und Erzeugungsprognosen.

3. Bewertung des Vermarktungsrisikos innerhalb der Optimierung sowie
der Abbildung risikoaverser Entscheidungen mittels eines Risikomales
als zusitzliche Zielgrofe neben dem erwarteten Deckungsbeitrag.

4. Analyse des Nutzens von aktivem Risikomanagement in Form von
MaBnahmen zur Reduktion des betrieblichen Risikos der
Direktvermarktung. Aus dem Stand des Wissens konnen folgende
MaBnahmen abgeleitet werden: Regionale Diversifikation des
Anlagenportfolios, Nutzung von Flexibilititen, Einsatz von Intraday-
und Termingeschiften.

Zundchst werden die relevanten Vermarktungsoptionen fiir Aggregatoren
abgeleitet und die grundsitzlichen Rahmenbedingungen der jeweiligen Markte
analysiert. Der Fokus liegt dabei auf der Analyse des Informationsstands zum
Zeitpunkt des Handels und auf den sich daraus ergebenden Schlussfolgerungen
fir die Vermarktungsrisiken. Ziel ist die realititsnahe Abbildung der
verschiedenen Unsicherheiten in den Szenarien der stochastischen
Programmierung. Dazu werden sowohl das Ausmal typischer Prognosefehler als
auch der Zusammenhang der Prognosefehler untereinander betrachtet. Auf Basis
dieser beiden Analyseschritte werden die Verfahrensanforderungen fiir die
Modellierung der Unsicherheiten sowie fiir die Einsatzplanung spezifiziert.

Die Verfahrensanforderungen bilden die Grundlage fiir die methodische
Umsetzung, welche auf dem im Stand des Wissens abgeleiteten Ansatz der
Stochastischen Programmierung basiert. Darauf aufbauend wird das entwickelte
Verfahren wunter Beriicksichtigung der inhaltlichen und methodischen
Anforderungen erlédutert.

AnschlieBend erfolgt die Validierung des entwickelten Verfahrens fiir die
Aufgabe der Vermarktungsoptimierung anhand exemplarischer
Anlagenportfolios. Es wird der realistische Informationsstand des Entscheiders in
Form von Erzeugungs- und Preisprognosen nachgebildet, wodurch die
Anwendung des Verfahrens in der Praxis simuliert werden kann. Die
Auswirkungen der verschiedenen Markt- und Flexibilititsoptionen auf das
Vermarktungsrisiko konnen quantifiziert und darauf aufbauend die Mallnahmen
des aktiven Risikomanagements bewertet werden.
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2 Analyse

Die Analyse der Problemstellung gliedert sich in drei Abschnitte. Zunichst wird
der Vermarktungsprozess hergeleitet. Dieser umfasst die zeitliche Abfolge sowie
die Interdependenzen der Vermarktungsoptionen in der Planung. Der
Vermarktungsprozess bildet die Grundlage fiir die Analyse und Quantifizierung
der Vermarktungsrisiken, welche sich aus den unterschiedlichen
Informationsstinden wihrend der Planung ergeben. Aus der Analyse werden die
Anforderungen fiir die Modellierung der Unsicherheiten abgeleitet. Als
Moglichkeit zur Minderung der Vermarktungsrisiken werden anschliefend die
MaBnahmen fiir ein Risikomanagement erliutert.

2.1 Vermarktungsprozess in der
Direktvermarktung

Die Herleitung des Vermarktungsprozesses erfordert die Analyse der verfiigbaren
Marktoptionen in der Direktvermarktung erneuerbarer Energien (vgl.
Kapitel 1.1). Dazu sind zunidchst die grundsitzlichen Vermarktungsmodelle
erneuerbarer  Energien  hinsichtlich  ithrer  Auswirkungen auf die
Direktvermarktung zu untersuchen. Aus den Marktspezifikationen ergeben sich
dariiber hinaus die Verfiigbarkeit der handelbaren Produkte sowie deren
Restriktionen (z. B. Mindestvolumina) in der Direktvermarktung. Gleichzeitig
beeinflussen die Rahmenbedingungen der Mirkte den Informationsstand zum
Zeitpunkt der Gebotsabgabe (z. B. Handelsfrist, Marktmechanismus). Daraus
lassen sich die Ursachen sowie das Ausmal} der Unsicherheiten in den einzelnen
Vermarktungsstufen  herausarbeiten.  Die  Relevanz  der  einzelnen
Vermarktungsoptionen innerhalb des Vermarktungsprozesses hingt daher
sowohl von den Marktspezifikationen als auch dem Informationsstand ab. Der
Vermarktungsprozess wird somit aufbauend auf deren Analyse abgeleitet.

2.1.1  Vermarktungsmodelle Erneuerbarer Energien

Aufgrund der Forderung nach einer stirkeren Marktintegration existieren in
verschiedenen  europdischen Ldndern  subventionierte  Pridmien  fiir
Anlagenbetreiber, die ihren Strom selbstidndig an den Strommaérkten handeln. In
Deutschland und Frankreich ist diese Subvention in Form des
Marktprimienmodells ausgestaltet.
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Anlagenbetreiber konnen dabei fiir subventionsberechtigte Anlagen’ eines der
folgenden drei Vergiitungsmodelle wiéhlen, bzw. monatlich zwischen ihnen
wechseln:

- Fixe Einspeisevergiitung (nur Anlagen < 100 kW inst. Leistung)

- Direktvermarktung nach Marktpramienmodell

- Sonstige Direktvermarktung ohne Marktprimie
Die fixe Einspeisevergiitung stellt aufgrund der sinkenden Fordersitze sowie der
zunehmend restriktiveren Leistungsgrenzen kein zukunftsfihiges
Vergiitungsmodell fiir einen Grofteil der Anlagenbetreiber dar. Durch das
Marktprimienmodell mochte der Gesetzgeber daher den Ubergang von der
subventionsbasierten fixen Einspeisevergiitung zur sonstigen Direktvermarktung,
vollstindig ohne Subvention, férdern.

Im Marktpramienmodell vermarktet der Anlagenbetreiber bzw. Direktvermarkter
die Energie an den Strommirkten und erhélt dafiir den Marktpreis. AuBBerdem
wird die gehandelte Energie mit der Marktprimie subventioniert. Die
Marktpramie errechnet sich aus der Differenz des anzulegenden Wertes zum
Referenzmarktwert. Der anzulegende Wert der Anlage resultiert, je nach
Anlagenleistung, aus dem Ergebnis des EEG-Ausschreibungsverfahrens oder der
fixen Einspeisevergiitung. Der Referenzmarktwert wird monatlich auf Basis des
durchschnittlichen Marktpreises berechnet (vgl. Gleichung (2-1)) [EEG17].

Marktpramie = EEGyergitungssatz — Referenzmarktwert (2-1)

Insgesamt kann so ein Erlos oberhalb der EEG-Einspeisevergiitung erzielt
werden, wenn die Vermarktung an den Strommérkten einen Marktpreis oberhalb
des Referenzmarktwerts erzielt (vgl. Abbildung 2-1). Gleichzeitig iibernimmt der
Direktvermarkter das Vermarktungsrisiko sowie die Pflicht zur Gewihrleistung
eines ausgeglichenen Bilanzkreises.

Anlagenbetreiber und Direktvermarkter sind nicht zwangsweise die gleiche
(juristische) Person. Stattdessen beauftragen insbesondere Betreiber kleiner
dezentraler Erzeugungsanlagen einen Direktvermarkter, z. B. einen Aggregator,
mit der Vermarktung der Anlagen. Die genaue Aufteilung der
Vermarktungserlése auf die beiden Akteure ist von der einzelnen
Vertragsausgestaltung abhingig.

7 Die Berechtigung richtet sich nach Anlagentechnologie, Leistungsklasse sowie Jahr der
Inbetriebnahme EEG 2017 §19 - §21 und §40 - §49
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Abbildung 2-1: Erloskonsequenzen bei Direktvermarktung nach Marktprimienmodell
[Topl7]

Auf Basis der heute agierenden Aggregatoren ldsst sich folgendes feststellen
[Stal9], [Tr119], [EnBW19]:
- Fiir Anlagen, die alternativ zum Erhalt der fixen Einspeisevergiitung
berechtigt sind, wird dem Anlagenbetreiber mindestens ein Erlos in
Hohe der fixen Einspeisevergiitung vom Direktvermarkter garantiert.
Ansonsten wiirde kein Anreiz fiir einen Wechsel in die
Direktvermarktung bestehen.
- Analog muss fiir Anlagen, die nicht zum Erhalt einer Marktprimie
berechtigt sind, mindestens der Referenzmarktwert erreicht werden.
Alle Erlose oberhalb der Mindestzahlungen werden vertragsspezifisch zwischen
Direktvermarkter und Anlageneigentiimer aufgeteilt. In Folge der fixen
Mindestzahlung an den Anlagenbetreiber iibernimmt der Direktvermarkter den
GroBteil der Vermarktungserlose. Eine effiziente Vermarktung auf den
Strommirkten sowie der Einsatz von Risikomanagement ist daher insbesondere
fiir Aggregatoren relevant.

2.1.2 Marktspezifikationen

Grundsitzlich lassen sich fiir den StromgroBhandel zwei Handelsformen
unterscheiden [Bor(06]:

Beim Over-the-Counter (OTC) Handel schlieen zwei Handelspartner bilateral
einen individuellen Vertrag iiber eine Stromlieferung ab.

Auf der anderen Seite werden beim borslichen Handel standardisierte Produkte
gehandelt. Die Borse dient dabei beidseitig als Handelspartner. Dies bedeutet, im
Unterschied zum OTC-Handel, den Wegfall des Kontrahentenrisikos durch
Zahlungsausfall eines Handelspartners. Auf den Stromborsen wird je nach
Handelsfrist zwischen Terminmarkt und Spotmarkt unterschieden (vgl.
Abbildung 2-2). Vorteil des OTC-Handels ist eine hohe Flexibilitdt bei der
Gestaltung des Handelskontraktes sowie des Preises. Nachteile ergeben sich in
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Form des Kontrahentenrisikos, intransparenter Preise sowie vergleichsweise
hoher Transaktionskosten gegeniiber dem Borsenhandel [WielO].

StromgroBhandel Regelleistung
Strombdérsen PRL ‘
Over—the— <Laanristiq Kurzfristiq> ‘
SRL
Counter Terminmarkt | D2Y-Ahead Intraday
Spotmarkt Spotmarkt ] MRL \

Abbildung 2-2: Darstellung des Strommarktsystems aufbauend auf [Bor06]®

Aufgrund der beschriebenen Vor- und Nachteile werden OTC-Geschifte
insbesondere fiir langfristige Liefervertrage zwischen Kkonventionellen
Kraftwerksbetreibern und Abnehmern genutzt [Rool5]. Die Vermarktung
dargebotsabhingiger Erzeugung erfordert einen Handel mit kurzem Zeithorizont,
um eine ausreichende Prognosegenauigkeit zu ermoglichen. Dariiber hinaus stellt
der Spotmarkt aufgrund seiner Preistransparenz einen guten Indikator fiir den
OTC-Handel dar [Gral4], [Genl0]. Die vorliegende Arbeit konzentriert sich
daher auf den borslichen Handel.

Neben dem StromgroBhandel existieren die Regelleistungsmirkte. Auf ihnen
findet der Handel von Regelreserve zur Leistungs-Frequenz-Regelung und zum
Ausgleich von Bilanzkreisabweichungen durch die Ubertragungsnetzbetreiber
(UNB) statt. Die Regelleistungsmirkte sind seit einigen Jahren auch fiir
dezentrale Anlagenverbiinde sowie erneuerbare Energien gedffnet und weisen
daher eine zunehmende Relevanz fiir Aggregatoren dezentraler Anlagen auf.

Spotmarkt

Der Spotmarkt bietet die Moglichkeit, kurzfristige Stromlieferungen zu handeln.
Es wird eine physische Erfiillung der gehandelten Leistung iiber einen festen
Zeitraum vereinbart. Ublicherweise wird auf dem Spotmarkt zwischen dem
vortigigen Handel (Day-Ahead) und dem untertigigen Handel (Intraday)
unterschieden. In Europa sind verschiedene Borsen fiir den Spothandel etabliert,
welche unterschiedliche Marktgebiete umfassen. Die Rahmenbedingungen der

8 Auf den Regelleistungsmirkten werden Primér- (PRL), Sekundir- (SRL) und
Minutenregelleistung (MRL) unterschieden
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Mirkte werden exemplarisch am Beispiel der EPEX® dargestellt. Generell lisst
sich die Analyse allerdings auf verschiedene europdische Marktgebiete
ibertragen.

Day-Ahead und Intraday Spotmarkt unterscheiden sich hauptsichlich durch die
jeweilige Handelsfrist. Diese endet auf dem Day-Ahead Markt um 12:00 Uhr am
Vortag der Lieferung. Auf dem Intraday Markt ist ein untertigiger Handel mit
Handelsfristen zwischen 30-60 Minuten vor Lieferung moglich [EPE17a]. Des
Weiteren unterscheiden sich die Mirkte hinsichtlich des Marktmechanismus. Auf
dem  Day-Ahead  Markt werden  geschlossene  Auktionen  mit
Einheitspreisverfahren durchgefiihrt. Die Gebote aller Handelsteilnehmer bis
zum Ende der Handelsfrist werden gesammelt. Der Preis ergibt sich aus der
sogenannten Merit-Order als Einheitspreis aus dem Schnittpunkt von
aggregiertem Angebot und aggregierter Nachfrage [Gral4], [WielO]. Die
Preisfindung ist schematisch in Abbildung 2-3 dargestellt. Aufgrund der
geschlossenen Auktion sind die Angebote der anderen Marktteilnehmer zum
Zeitpunkt der Angebotsabgabe nicht bekannt.

150

= 100

=

o 0

(]

50 Handelsvolumen [MWh] \
-100

===Angebot ===Nachfrage

Abbildung 2-3: Schematische Darstellung der Merit-Order im Day-Ahead Markt und des sich
daraus ergebenden Einheitspreises

Im kontinuierlichen Intraday Markt werden libereinstimmende Gebote dagegen
direkt ausgefiihrt. Der Preis ergibt sich gemidfl Gebotspreisverfahren fiir jede
ausgefiihrte Transaktion, wobei alle Transaktionen im Orderbuch offengelegt
werden. Daneben ist auch ein auktionsbasierter Intraday Markt analog zum Day-
Ahead Marktmechanismus verfiigbar. Im deutsch/0sterreichischen Marktgebiet
endet die Handelsfrist fiir den auktionsbasierten Intraday Markt allerdings bereits
um 15 Uhr des Vortags. Auf dem Day-Ahead Spotmarkt werden

 Der European Power Exchange (EPEX) Spotmarkt, welcher zur European Energy
Exchange (EEX) gehort, umfasst mit Deutschland, Frankreich, Osterreich und der Schweiz
das grofite Marktgebiet.
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Stromlieferungen fiir stiindliche Perioden gehandelt. Im Intraday Handel sind
zusitzlich Lieferperioden von 30 sowie 15 Minuten verfiigbar. Die
Spotmarktprodukte zeichnen sich insgesamt durch eine hohe Flexibilitit in Form
geringer Restriktionen bei Mengen- und Preisangeboten aus. Die
Marktspezifikationen sind in Tabelle 2-1 zusammengefasst.

Tabelle 2-1: Zusammenfassung der Handelsspezifikationen des Day-Ahead und des
kontinuierlichen Intraday Handels auf dem EPEX Spotmarkt [EPE17a], [EPE17b]

Markteigenschaft Einheit Day-Ahead Intraday
Marktmechanismus - Auktion Auktion/
Kontinuierlich

Min. Preisinderung [€/MWh] 0,1 0,1

Min. Handelsvolumen [MW] 0,1 0,1

Min. Lieferzeitraum [h] 1 0,25

Min. Preis [€E/MWh] -500 -3000

Max. Preis [€/MWh] 3000 9999

Ende der Handelsfrist [h] 12 Uhr Vortag 15 Uhr Vortag/ 0,5h

Handelsgebiihr [€/MWh] 0,04 0,07
Terminmarkt

Auf dem Terminmarkt werden langfristige Handelsvertrige geschlossen. Daher
sind Lieferperioden von Tagen bis hin zu Jahren verfiigbar [Eyd03]. Der Preis
wird gemidll dem Gebotspreisverfahren bestimmt, der Handel erfolgt analog zum
kontinuierlichen Intraday Spotmarkt. Anders als auf dem Spotmarkt werden
Termingeschifte allerdings zum GroBteil nicht physisch, sondern rein finanziell
erfiillt. Bei der finanziellen Erfiillung wird die Preisdifferenz zwischen dem
vereinbarten Terminpreis und dem in der Filligkeitsperiode durchschnittlich
erzielten Preis eines Basiswerts finanziell ausgeglichen. Terminprodukte
beziehen sich dabei auf einen physischen Basiswert. Auf den Stromborsen ist dies
im Allgemeinen das zugrundeliegende Spotmarktprodukt. Die physische
Liefervereinbarung wird zum Zeitpunkt der Filligkeit unabhingig von den
eingegangenen Termingeschiften auf dem Spotmarkt gehandelt. Die Gewinn-und
Verlustkonsequenzen auf dem Terminmarkt hdngen daher von der Entwicklung
des Spotmarktpreises in Relation zum gehandelten Terminpreis ab.

Power Futures und Power Optionen

Bei Termingeschiften wird zwischen unbedingten und bedingten Geschiften
unterschieden. Unbedingte Termingeschifte werden Futures genannt, bedingte
Termingeschifte heiBen Optionen. Futures sind von beiden Vertragspartnern zum
Zeitpunkt der Filligkeit unbedingt, also auch im Fall einer nachteiligen
Entwicklung des Spotmarktpreises, zu erfiillen. Die (bedingten) Optionen raumen
dem Kéufer dagegen die Entscheidung iiber den Handel eines Termingeschifts
zum vereinbarten Ausiibungspreis ein. Optionen begrenzen damit das
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Verlustrisiko des Kéufers, da er im Fall nachteiliger Preisentwicklungen die
Option verfallen lassen kann'©,

Durch gezielten Einsatz der Termingeschifte konnen durch Unsicherheiten
entgangene Erlose auf dem Spotmarkt ausgeglichen werden. Dieses
Risikomanagement wird Hedging genannt. Voraussetzung fiir Hedging ist die
Existenz eines physischen Grundgeschifts (z.B. Handel von Energie am
Spotmarkt) '!. Sind die Termingeschiifte nicht durch ein Grundgeschift gedeckt,
konnen sich die finanziellen Konsequenzen am Spot- und Terminmarkt nicht
ausgleichen. Eine Verdnderung des Terminpreises zwischen Handels- und
Lieferzeitpunkt kann zu unbegrenzten Gewinnen oder Verlusten fithren. Ein
nicht-gedecktes Termingeschift wird daher auch Spekulation genannt.

Traditionell werden Terminkontrakte zur Absicherung des Absatzpreises
konventioneller Kraftwerke eingesetzt. Der langfristige Handel sichert stabile
Preise und Planungssicherheit im Kontext hoher Investitionskosten und langer
Liefervertrage fir Primirenergie. Fir Aggregatoren dezentraler Anlagen
unterscheiden sich die Anforderungen des Risikomanagements von denen
konventioneller Kraftwerke. Unsicherheiten dargebotsabhingiger, dezentraler
Anlagen sind nicht durch langfristige Lieferverpflichtungen verursacht. Vielmehr
liegen Risiken in den kurzfristigen Volatilititen des Preises und der Erzeugung
1im Day-Ahead Handel.

Wind-Power Futures
Die EEX bietet mit den Wind-Power Futures neue Termingeschifte an, welche
speziell fiir das Hedging erneuerbarer Energien konzipiert sind'2.

Die Wind-Power Futures sind zur Absicherung von Volumenunsicherheiten aus
Windkraftanlagen konzipiert. Der Hauptunterschied dieses Derivats zu
klassischen Termingeschiften (Strom Futures) ist der zugrundeliegende
Basiswert. Derivate beziehen sich auf einen synthetischen (nur zu diesem Zweck
kreierten) Index, welcher aus Prognosen (in diesem Fall der marktweiten

19 Der Verkiufer der Option hat wie bei Futures eine unbedingte Erfiillungspflicht, erhalt
jedoch vom Kaéufer eine Pramie fiir die Risikoiibernahme. Fiir einen Kraftwerksbetreiber
ist daher nur der Kauf von Optionen relevant. Den Verkauf von Optionen iibernehmen
tiblicherweise Finanzmarktakteure, wie Banken und Versicherungen.

' Fiir die detaillierte Erlduterung des Hedgings am Terminmarkt siche Kapitel 2.3.1

12 Bzgl. der Funktionalitit von Wind-Power Futures fiir das Hedging in der Vermarktung
erneuerbarer Energien siehe Kapitel 2.3.1.
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Windkrafteinspeisung) abgeleitet wird. Aus diesem Grund konnen Derivate
ausschlieBlich finanziell erfiillt werden [T6g07].

Im Fall der Wind-Power Futures wird der Wind-Power Index (WPI) als Basiswert
herangezogen. Dieser reprisentiert die erwartete mittlere Auslastung der
Windkraftanlagen (in %) im Marktgebiet wihrend der Lieferperiode. Der
Terminpreis des Derivats berechnet sich aus dem Indexwert zum
Handelszeitpunkt, wobei eine produktspezifische Quotierung g von Indexwert zu
Preis vorgenommen wird. Zum Lieferzeitpunkt wird der tatsdchliche mittlere
Indexwert bestimmt (I£}) und dem Index zum Zeitpunkt des Terminhandels
(IF%) gegeniibergestellt. Im Falle einer Abweichung wird eine

Ausgleichszahlung (p°//5¢t) fillig (vgl. Gleichung (2-2)) [EEX16].
poIrset = q- (15 — 1£4 (2-2)

Tabelle 2-2 fasst abschlieBend die Handelsspezifikationen der beschriebenen
Terminprodukte der EEX zusammen. Neben dem Basiswert unterscheiden sich
die Produkte in ithrem minimalen Lieferzeitraum. Strom Futures sind auch fiir
kurze Perioden von einzelnen Tagen zu handeln, Optionen miissen dagegen
mindestens monatlich gehandelt werden. Die auf erneuerbare Energien
ausgelegten Wind-Power Futures sind wochentlich handelbar. Im Vergleich zu
Spotmarktprodukten sind Termingeschéfte weniger flexibel, auch bedingt durch
das hohere Mindesthandelsvolumen (1 MW ggii. 0,1 MW auf dem Spotmarkt;
vgl. Tabelle 2-1).

Tabelle 2-2: Zusammenfassung der Handelsspezifikationen des Terminmarkts der EEX
[EEX17a], [EEX16]

Markteigenschaft Einheit Power Power Wind-Power
Futures Optionen Futures

Basiswert - DA-Spotmarkt ~ Power Futures ~ WPI

Min. Preisinderung [€/MWh] 0,01 0,01 0,01

Min. Handelsvolumen [MW] 1 1 1

Min. Lieferzeitraum - Tag Monat Woche

Handelsgebiihr [€/MWh] 0,0125 0,005 0,0125

Regelleistungsmirkte
Im Netzverbund der ENTSO-E wird zwischen drei unterschiedlich schnell
aktivierbaren Regelleistungs-Qualititen unterschieden:

- Primirregelleistung (PRL)

- Sekundirregelleistung (SRL)

- Minutenregelleistung (MRL)
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In Deutschland wird Regelleistung von den Ubertragungsnetzbetreibern iiber eine
Plattform'? beschafft. Die Beschaffung erfolgt in einer geschlossenen Auktion mit
Gebotspreisverfahren. Je nach Regelleistungsart beinhalten die Gebote sowohl
Leistungs- als auch Arbeitspreise. Der Leistungspreis (LP) wird vom UNB bereits
fiir die Vorhaltung von Kapazititen fiir Regelleistung bezahlt. Der Arbeitspreis
(AP) wird dagegen nur im Fall eines tatsdchlichen Abrufs gezahlt. Die
Bezuschlagung erfolgt fiir PRL iiber eine Sortierung der Leistungspreise aller
abgegebenen Angebote in aufsteigender Reihenfolge (Merit-Order). Fiir
Sekundédr- und Minutenregelleistung wird seit Mitte 2018 das sogenannte
Mischpreisverfahren genutzt, wobei sich die Merit-Order des Zuschlags nicht
mehr allein nach dem Leistungspreis, sondern einem Zuschlagswert aus
Leistungs- und Arbeitspreis ergibt. Fir SRL und MRL wird der tatséchliche
Abruf dariiber hinaus durch Reihung der Arbeitspreise bestimmt.
Primérregelleistung wird nur anhand des Leistungspreises ausgeschrieben. PRL
kann auBerdem nur symmetrisch in positive als auch negative Richtung angeboten
werden. SRL und MRL werden getrennt fiir positive und negative Regelleistung
ausgeschrieben. Die sonstigen Markteigenschaften sind in Tabelle 2-3
zusammengefasst.

Tabelle 2-3: Markteigenschaften der deutschen Regelleistungsausschreibungen auf
Regelleistung.net [Con14]", [Reg20]

Markteigenschaft PRL SRL MRL
Ausschreibungszeitraum taglich taglich taglich
Ausschreibungszeitpunkt Tégl., 15 Uhr Tagl., 15 Uhr Tagl., 10 Uhr
Produktzeitscheiben 24 Std. 4 Std. Blocke 4 Std. Blocke
Produktdifferenzierung symmetrisch positiv/negativ positiv/negativ
Mindestgebotsgrofie 1 MW 5SMW 5 MW
Angebotsinkrement 1 MW 1 MW 1 MW
Vergabe LP LP LP
Vergiitung LP LP & AP LP & AP

Ausgleichsenergiebezug

Netznutzer miissen einen ausgeglichenen Bilanzkreis (BK) in Form eines
Fahrplans an den Ubertragungsnetzbetreiber melden, wobei 15-miniitige
Abrechnungsperioden zugrunde gelegt werden. Liegen Abweichungen des
Bilanzkreises vor, muss Ausgleichsenergie (AE) bezogen werden [BMJO05]. Der
damit verbundene regelzoneniibergreifende einheitliche Bilanzausgleichs-

13 Regelleistung.net
14 Das Ausschreibungsverfahren von SRL und PRL wird Mitte 2018 bzw. 2019 von
wochentlich auf tdaglich umgestellt.
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energiepreis (reBAP) wird in Deutschland einheitlich fiir den Netzregelverbund
(NRV), bestehend aus den 4 Regelzonen, berechnet. Grundlage fiir den
Ausgleichsenergiepreis sind die verbundweiten Kosten fiir Regelenergie, welche
fiir den Ausgleich der Bilanzkreisabweichungen eingesetzt wird. Diese setzt sich
im Allgemeinen aus SRL- und MRL-Abrufen zusammen. Durch Division mit der
Summe der Bilanzkreisabweichungen wird der reBAP gemiall Gleichung (2-3)
berechnet.

oBAP — Y. Kostenygy — X Erloseygy 23
Summepgy

Fir den GroBteil der Abrechnungsperioden iibersteigen die Kosten fiir
Regelenergie die Erlose. Das Vorzeichen des reBAP hingt daher vom Vorzeichen
der Bilanzkreisabweichungen ab. Wird in der Summe positive AE bendtigt, ist
der Netzregelverbund unterdeckt und es ergibt sich ein positiver Preis. Wenn
negative AE bendotigt wird, liegt eine Uberdeckung vor und das Vorzeichen des
reBAP wird negativ. Der resultierende Preis ist einheitlich fir alle
Bilanzkreisverantwortlichen, unabhingig davon, ob die Bilanzkreise selbst iiber-
oder unterdeckt sind. Die Zahlungsstrome variieren jedoch fiir jeden Bilanzkreis
in Abhingigkeit von den eigenen Abweichungen (vgl. Tabelle 2-4)'.

Tabelle 2-4: Zahlungsstrome durch Ausgleichsenergiebezug in Abhiingigkeit von den
Bilanzkreisabweichungen sowie von den NRV-Salden [BNA12]

NRYV iiberdeckt NRYV unterdeckt

BK iiberdeckt Neg. AE (Einspeisung) Neg. AE (Einspeisung)
reBAP negativ reBAP positiv
- Kosten - Erlose

BK unterdeckt Pos. AE (Bezug) Pos. AE (Bezug)
reBAP negativ reBAP positiv
- Erlose - Kosten

In Erweiterung des grundsitzlichen Berechnungsprinzips wird der reBAP von
weiteren  regulatorischen = Rahmenbedingungen  beeinflusst.  Ziel der
Erweiterungen ist eine Verhinderung extremer Preisspitzen sowie die Schaffung
von Anreizen zur Minimierung von Bilanzkreisabweichungen. Fiir eine
Vermarktungsoptimierung aus Sicht eines Aggregators ist es bedeutsam, dass der
reBAP an den durchschnittlichen Preis des 1h-Produkts des Intraday Marktes
gekoppelt ist. Im Falle eines iiberdeckten Netzregelverbunds bildet der Intraday

15 Die dargestellten Zahlungsstrome gelten nur fiir den Fall, dass die Regelenergiekosten
die Erlose iiberschreiten. Im seltenen entgegengesetzten Fall kehren sich die Vorzeichen
der Zahlungsstrome um [BNA12].
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Preis eine obere Grenze des reBAP, bei Unterdeckung eine untere Grenze. Durch
diese MalBlnahme werden vorteilhafte Ausgleichsenergiepreise verhindert und
Anreize zur absichtlichen Inanspruchnahme von Ausgleichsenergie eliminiert
[Conl4], [BNA12].

2.1.3 Informationsstand bei Angebotsabgabe

Bei Angebotsabgabe haben die Marktteilnehmer auf den verschiedenen Mérkten
unterschiedliche Informationsniveaus iiber ihre Erzeugungsmenge sowie den
Marktpreis. Der Informationsstand beziiglich der Erzeugungsmenge hingt von
der Genauigkeit der Erzeugungsprognosen im jeweiligen Zeithorizont ab. Die
Verfiigbarkeit von Informationen iiber den Marktpreis ist dominiert von dem
Preis- und Handelsmechanismus. Dieser bestimmt, ob die Gebote der anderen
Marktteilnehmer und damit der Marktpreis zum Zeitpunkt der Gebotsabgabe
bekannt sind.

Spotmarkt

Fiir den Handel dargebotsabhiingiger Erzeugungsmengen auf dem Day-Ahead
Spotmarkt sind Anbieter auf Vortagsprognosen angewiesen. Gleichzeitig
korrespondiert die Handelsfrist mit der Frist zur Meldung eines ausgeglichenen
Bilanzkreises gemidf Stromnetzzugangsverordnung (StromNZV) [BMJ0S5]. Die
Angebotsabgabe auf dem Day-Ahead Spotmarkt ist daher der Referenzwert fiir
den angegebenen Fahrplan des Bilanzkreises. Bilanzkreisabweichungen ergeben
sich damit grundsitzlich aus den Abweichungen zwischen Vortagsprognosen und
tatséchlicher Erzeugung, womit Volumenrisiken insbesondere in der Day-Ahead
Vermarktung zum Tragen kommen. Aufgrund der geschlossenen Auktion, in
Kombination mit dem Einheitspreisverfahren des Day-Ahead Spotmarktes, sind
die resultierenden Preise zur Angebotsabgabe noch nicht bekannt. Fiir die
Handelsentscheidung sind Marktteilnehmer auf eine Preisprognose angewiesen
und damit zusitzlich zum Volumenrisiko einem Preisrisiko ausgesetzt.

Die deutlich kiirzere Handelsfrist auf dem Intraday Markt macht eine
Vermarktung anhand von Kurzfrist-Erzeugungsprognosen moglich. Diese weisen
im Allgemeinen eine deutlich hohere Genauigkeit im Vergleich zur
Vortagsprognose auf [Lanl11]. Der Intraday Markt bietet Stromproduzenten somit
die Moglichkeit, auf aktualisierte Prognosen zu reagieren und antizipierte
Fahrplanabweichungen durch Gegenhandel zu kompensieren. Dabei ist
insbesondere der kontinuierliche Handel, anders als der auktionsbasierte Handel,
wegen seiner kurzen Handelsfristen von Relevanz.

Im auktionsbasierten Intraday Markt liegt, analog zum Day-Ahead Markt, keine
sichere Information iiber den Marktpreis vor. Das offene Orderbuch im
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kontinuierlichen Intraday Handel ermoglicht dagegen das Einsehen aller
erfolgten Transaktionen. Durch Ausrichtung des eigenen Gebotspreises an dem
aktuellen Marktpreis kann eine hohe Sicherheit {iber den erzielbaren Preis erreicht
werden. Zum Zeitpunkt der Angebotsabgabe am kontinuierlichen Intraday Markt
liegt demzufolge keine Preisunsicherheit vor. Jedoch unterliegen Angebot und
Nachfrage aufgrund der primédren Nutzung dieses Marktes zur Kompensation von
Prognoseabweichungen sehr kurzfristigen Volatilititen. Zusétzlich verringert
sich die Marktliquiditit bis zum Ende der Handelsfrist, da ein wachsender Anteil
der Marktteilnehmer ihre offenen Positionen schlieBt. Das Preisrisiko des
Intraday Marktes ist zum Zeitpunkt der Day-Ahead Vermarktung damit noch zu
hoch, so dass eine strategische Zuriickhaltung von Energie am Day-Ahead Markt
zur Vermarktung am Intraday Markt nur in wenigen Fillen sinnvoll ist. Als Ersatz
fiir den Day-Ahead Spotmarkt ist der Intraday Markt daher nur bedingt geeignet.
Der Handel am Intraday Markt ist daher fiir Aggregatoren insbesondere zur
Reduktion von Volumenrisiken durch Kompensation von Fahrplanabweichungen
interessant [Roo15], [Hagl15], [Web10].

Die Planung der Spotmarktvermarktung baut daher zum einen auf Day-Ahead
und Intraday Erzeugungsprognosen auf. Zum anderen sind Vortagsprognosen von
Day-Ahead Preis und Intraday Preis notwendig.

Terminmarkt

Der Terminmarkt ermoglicht die Absicherung des Absatzpreises iiber eine
langfristige Lieferperiode in der Zukunft (vgl. Kapitel 2.1.2). Da der
kontinuierliche Handel mit Gebotspreisverfahren und offenem Orderbuch
abgewickelt wird, ist der Terminpreis zum Handelszeitpunkt bekannt. Die
Entscheidung iiber die abzusichernde Menge hingt allerdings von der zu
erwartenden Menge des physischen Grundgeschifts ab. Die Preisabsicherung
dargebotsabhingiger Erzeugung wird durch die Volumenunsicherheit auf die
zum Handelszeitpunkt sicher zu erwartende Menge begrenzt. Fiir Lieferperioden
grofer einer Woche weisen die Prognosen dargebotsabhiingiger Erzeugung keine
ausreichende Genauigkeit fiir Preisabsicherung auf [Wanl5], [SomlO0].
Terminprodukte mit ldngeren Lieferperioden konnen somit vernachldssigt
werden.

Fiir Wind-Power Futures stellt sich ein génzlich anderer Informationsstand dar,
das heif3t, der Wind-Power Index und damit das zu erwartende Volumen sind
bekannt. Es besteht allerdings Unsicherheit iiber die Preisentwicklung des
zugrundeliegenden Spotmarktgeschifts. Durch den Einsatz der Wind-Power
Futures kann demnach die zu erwartende Auslastung der Windkraftanlagen
abgesichert werden. Die Absicherung erfolgt dabei rein finanziell durch
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Ausgleichszahlungen, die physische Energie wird nicht kompensiert. Ziel ist ein
Ausgleich der Mehr- oder Mindereinnahmen auf dem Day-Ahead Spotmarkt.
Diese errechnen sich aus der Multiplikation der Vortagsprognoseabweichung mit
dem Marktpreis. Die Ausgleichszahlungen pro gehandeltem Kontrakt ergeben
sich allerdings nur aus der Verdnderung des zugrundeliegenden Index (vgl.
Gleichung (2-3)). Die Kontraktanzahl, die eine vollstindige Kompensation der
Mehr- oder Mindereinnahmen auf dem Spotmarkt gewihrleisten wiirde, kann nur
anhand des erwarteten Spotmarktpreises bestimmt werden. Das Hedging iiber
Wind-Power Futures ist daher durch das Preisrisiko des Day-Ahead Spotmarktes
beeinflusst.

In diesem Zusammenhang lésst sich ein Potential fiir die Kombination von Strom
Futures mit Wind-Power Futures identifizieren, welches in dieser Arbeit
untersucht werden soll. Durch die komplementire Absicherung von Preisrisiken
auf der einen und von Volumenrisiken auf der anderen Seite konnten die
Vermarktungsrisiken insgesamt deutlich reduziert werden.

Aufgrund der Lieferperioden der Termingeschifte ist eine wochentliche Planung
und damit ein wochentlicher Prognosehorizont notwendig. Die in den Prognosen
zu beriicksichtigende Unsicherheit ist dagegen fiir den Anwendungsfall zu
spezifizieren. Das Hauptziel fiir den Einsatz von Termingeschiften im
Anlagenverbund des Aggregators ist nicht die Absicherung langfristiger
Unsicherheiten, sondern der auf dem Day-Ahead Spotmarkt verursachten
kurzfristigen Risiken. Die Menge der zu handelnden Termingeschifte muss daher
gemil den Unsicherheiten der Vortagsprognosen geplant werden.

Regelleistungsmirkte

Aufgrund ihrer hohen Bedeutung fiir die Versorgungssicherheit gelten auf den
Regelleistungsmirkten besondere Anforderungen an die Leistungserbringung.
Eine Nicht-Erfiilllung von Regelleistung aufgrund dargebotsabhingiger
Erzeugungsanlagen muss ausgeschlossen werden. Ansonsten riskieren Anbieter
Vertragsstrafen sowie einen Ausschluss aus den Regelleistungsmirkten!®,
Generell sind daher steuerbare Anlagen und Flexibilititen fiir eine
Regelleistungsbereitstellung vorzuziehen.

Durch den Marktmechanismus der geschlossenen Auktion konnen Anbieter die
Gebote ihrer Mitbieter nicht einsehen. Ein Zuschlag und damit ein Erlos wird nur

16 Siehe beispielsweise SRL Rahmenvertrag § 13 [Regl1].
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erzielt, wenn das Gebot unterhalb des Grenzpreises bzw. -zuschlagswert liegt (im
Folgenden Grenzpreis). Gleichzeitig wird der Erlés im Gebotspreisverfahren
durch ein Angebot moglichst knapp unter dem Grenzpreis maximiert. Gleiches
gilt fiir das Angebot des Arbeitspreises. Fiir eine Erlosmaximierung miissen
Anbieter von Regelleistung daher versuchen, den Grenzpreis zu antizipieren und
ihr Gebotstupel aus Leistungs- und Arbeitspreis entsprechend wihlen. Dies
erfordert eine Prognose des Grenzpreises fiir Leistungs- und Arbeitspreis.

Ausgleichsenergie

Der Ausgleichsenergiepreis (AEP) unterliegt starken Volatilitdten. Durch die
Kopplung an die Regelleistungskosten und -abrufe resultiert er aulerdem aus
GroBen, die zum Planungszeitpunkt selbst hohen Unsicherheiten ausgesetzt sind.
Beziiglich des genauen Ausgleichsenergiepreises besteht daher zum
Planungszeitpunkt ein hohes Mall an Unsicherheit. Aus den regulatorischen
Rahmenbedingungen des AEP ergibt sich gleichzeitig ein genereller finanzieller
Nachteil gegeniiber anderen Marktoptionen. Die Inanspruchnahme von
Ausgleichsenergie ist daher in der Planung nur als Riickfalllosung zu betrachten.

2.1.4 Anforderungen an den Vermarktungsprozess

Aus den Marktspezifikationen lassen sich verschiedene Anforderungen an den
Vermarktungsprozess ableiten:

- Der Planungshorizont ergibt sich aus den lidngsten Lieferperioden der
relevanten Marktoptionen.

- Die zeitliche Auflosung der Planung kann aus der Anzahl an
Handelsentscheidungen und damit aus den Kkiirzesten verfiigbaren
Lieferperioden bestimmt werden.

- Die Planungsstufen resultieren aus den Handelsfristen der
Marktoptionen. In der stochastischen Planung zeichnet sich jede weitere
Planungsstufe =~ aulerdem  durch  eine  Aktualisierung  des
Informationsstands und damit durch eine hohere Planungssicherheit aus.

Zusammenfassend ~ gibt  Abbildung 2-4 einen  Uberblick iiber den
Vermarktungsprozess. Dieser gilt gleichermaBen fiir die Direktvermarktung mit
und ohne Marktprimienmodell, es konnen sich allerdings unterschiedliche
Erloskonsequenzen fiir den Direktvermarkter sowie den Anlagenbetreiber
ergeben. In der Planung sollte daher das Vermarktungsmodell sowohl mit als auch
ohne Marktprimie abgebildet werden konnen. Der Vermarktungsprozess weist
einen  wochentlichen  Planungshorizont sowie eine stiindliche bzw.
viertelstiindliche Auflosung auf. Der gesamte Vermarktungsprozess muss
geschlossen betrachtet werden, um die Interdependenzen der Vermarktungsstufen
beriicksichtigen zu konnen. Als erste Stufe erfolgt eine Week-Ahead Planung zur
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Festlegung von Terminmarkt- und Regelleistungsangeboten. Fiir die
Termingeschifte werden bereits die in den weiteren Vermarktungsstufen
resultierenden Risiken antizipiert und ein moglichst effizientes Hedging
durchgefiihrt. Die Day-Ahead Stufe stellt die zentrale Marktoption fiir
dargebotsabhingige Anlagen dar. Dies kann hauptsédchlich durch das gute Trade-
Off zwischen Preisstabilitdt auf der einen Seite und einer hinreichend guten
Prognosegenauigkeit dargebotsabhingiger Anlagen auf der anderen Seite erklért
werden. Gleichzeitig entsteht durch die Meldung eines Fahrplans in dieser Stufe
das Risiko der Bilanzkreisabweichungen und der damit verbundenen
Ausgleichsenergiekosten. Die anschlieBende Intraday Stufe ermoglicht durch
eine Aktualisierung der Prognose eine Anpassung des Fahrplans und die
Reduktion antizipierter Bilanzkreisabweichungen. Aufgrund seiner kiirzeren
Handelsfristen weist der kontinuierliche Intraday Handel signifikante Vorteile
gegeniiber dem auktionsbasierten Handel auf. Zum Zeitpunkt der Erfiillung muss
fiir verbleibende Bilanzkreisabweichungen Ausgleichsenergie bezogen werden.
Der exakte Ausgleichsenergiepreis ist nicht bekannt, allerdings muss
grundsitzlich mit nachteiligen finanziellen Konsequenzen gegeniiber den anderen
Marktoptionen gerechnet werden.

[ |
= Terminmarkt zur Absicherung der antizipierten kurzfristigen Risiken
Week-Ahead \eneTing P g
= Abgabe von Regelleistungsangeboten
= Zentrale Vermarktungsstufe dargebotsabhangiger Anlagen
Day-Ahead | —o oo gssle 7arg JIgerAnag
= Risiko fur Fahrplanabweichungen durch Meldung eines Fahrplans
o
= Anpassung des Fahrplans an genauere Kurzfristprognosen
Intraday - . -
= Hohe kurzfristige Preisvolatilititen
m
Ausgleichs- |* Ausgleich verbleibender Fahrplanabweichungen
energie  |= Grundsétzlich nachteilige Konsequenzen gegeniiber Marktoptionen

\ 4

Abbildung 2-4: Prozess fiir die Direktvermarktung dezentraler Erzeugungsanlagen

2.2 Quantitative Analyse der
Vermarktungsrisiken

Der Vermarktungsprozess von Aggregatoren dezentraler Anlagen umfasst die
Planungshorizonte Week-Ahead, Day-Ahead und Intraday. Als Ursache fiir
Unsicherheiten konnen die Prognosen der Spotmarktpreise, der Grenzpreise auf
den Regelleistungsmirkten sowie der Erzeugungsleistung im Day-Ahead und
Intraday-Zeithorizont identifiziert werden. Fiir die Abbildung der Unsicherheiten
in der Vermarktungsplanung ist die Quantifizierung der Prognosefehler
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erforderlich. Aufbauend auf dieser Analyse kdnnen im weiteren Anforderungen
an die Szenarien der stochastischen Vermarktungsplanung abgeleitet werden.

Je nach Anwendungsfall existieren verschiedene Prognoseverfahren fiir
Erzeugung und Preise (vgl. Abbildung 2-5), die jeweils spezifische Vor- und
Nachteile fiir die jeweilige Anwendung besitzen [Sow16], [Wer14], [Som10]. So
sind Modelle der Numerical Weather Prediction (NWP) fiir groBriumige und
langerfristige Erzeugungsprognosen geeignet, Modelle auf Basis Kiinstlicher
Intelligenz (KI) dagegen eher fiir Kurzfrist-Prognosen. Kommerzielle
Prognoseanbieter versuchen dariiber hinaus die Vorteile der einzelnen Modelle
durch die Kombination zu sogenannten Hybridmodellen zu vereinen. Die
Erstellung von Prognosen sowie die Optimierung der Prognosegiite stellt ein
eigenes Geschifts- bzw. Forschungsfeld dar und wird nicht durch den Aggregator
selbst durchgefiihrt. Die Prognoseerstellung steht daher nicht im Fokus dieser
Dissertation.
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Abbildung 2-5: Klassifizierung von Verfahren zur Prognose von Erzeugung (links) und
Marktpreisen (rechts) auf Basis von [Sow16], [Wer14], [Som10]

Fiir den Aggregator ist vielmehr das Wissen um die in den Prognosen enthaltenen
Unsicherheiten entscheidend. Dazu ist die quantitative Analyse der
Prognosefehler erforderlich. Das Vermarktungsrisiko insgesamt wird nicht nur
vom  Ausmall der einzelnen  Unsicherheiten @ (im  Folgenden
Unsicherheitsfaktoren), sondern auch von deren Abhingigkeiten untereinander
beeinflusst [Mor10b], [Hei09b]. Zur Bestimmung der Unsicherheiten werden die
Prognosefehler daher in einer Zeitreihenanalyse hinsichtlich folgender
Eigenschaften analysiert:

- Die statistische Verteilung der stiindlichen Unsicherheitsfaktoren

- Die zeitliche Korrelation eines Unsicherheitsfaktors (Autokorrelation)

- Die Korrelation zu anderen Unsicherheitsfaktoren (Kreuzkorrelation)
Prognosefehler von Marktpreisen und Erzeugungsleistungen unterscheiden sich
je nach Markt bzw. Technologie. Dariiber hinaus weisen Erzeugungsprognosen
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regionale Unterscheide auf, da sie maf3geblich von meteorologischen Faktoren
beeinflusst werden. Die Zeitreihenanalyse muss daher fiir jeden
Unsicherheitsfaktor einzeln sowie fiir Erzeugungsprognosen standortspezifisch
durchgefiihrt werden [Shil2], [Mell10], [Lor09].

Im Folgenden ist exemplarisch die Analyse von Windkraftprognosen aufbauend
auf Prognose- und Messdaten des Deutschen Wetterdienstes (DWD) fiir
Deutschland im Jahr 2016 dargestellt!”. Das Vorgehen ist allerdings auf jeden
Unsicherheitsfaktor iibertragbar. Zur Analyse der Kreuzkorrelationen werden
zusitzlich PV-Prognosen herangezogen.

Statistische Verteilung
Abbildung 2-6 zeigt exemplarisch die normierten Prognosefehler'® einer
Windkraftanlage im Day-Ahead- und Intraday-Zeithorizont.
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Abbildung 2-6: Fehlerverteilung eines exemplarischen WKA-Standorts (links) und Mittlerer
Absoluter Fehler aller untersuchten Standorte (rechts)

Die Prognosefehler weisen eine nahezu symmetrische Verteilung bis hin zu einem
Fehler von 40% (Intraday) und 60% (Day-Ahead) auf. Fiir die exemplarische
Anlage (links) ldsst sich eine leichte Verbesserung der Prognose im Intraday
Zeithorizont feststellen. Die Verteilung weist eine um ca. 5%-Punkte erhohte
Konzentration im Bereich von +/- 2,5% Fehler auf. Die grundsitzlich verbesserte

17 Die Leistungsdaten basieren auf dem ,,Lokal-Modell Kiirzestfrist COSMO-DE* (NWP-
Modell), welches rdumlich hochaufgeloste Wetterprognosen (2,4km-Raster) fiir
Deutschland und Umgebung bereitstellt. Es konnen Prognosen bis zu einem Day-Ahead
Horizont in stiindlicher Auflosung abgerufen werden [DWD14].

18 In dieser Arbeit werden Prognosefehler als mittlere stiindliche Leistungsabweichung
zwischen Messdaten und Prognose bezogen auf die installierte Leistung definiert:

— Messdaten Prognose
error; = (P — B )/ Pmst
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Prognosegiite im Intraday Zeithorizont zeigt sich auch bei der Betrachtung des
Mittleren Absoluten Fehlers (MAE) aller analysierten Anlagen (rechts)

Autokorrelation und partielle Autokorrelation

Die stochastische Abhédngigkeit der Prognosefehler von zeitlich vorhergehenden
Prognosefehlern kann iiber die Autokorrelations- bzw. die partielle
Autokorrelationsfunktion beschrieben werden [Broll]. Die Autokorrelations-
funktion (ACF) bestimmt, inwieweit ein Wert der Zeitreihe y, von den
vergangenen Werten y,_; der Zeitreihe abhingt. Der Index [ beschreibt dabei die
zeitliche Verschiebung (Lag) innerhalb der Zeitreihe!®. Mithilfe der partiellen
Autokorrelationsfunktion (PACF) kann dabei auch der isolierte Einfluss einzelner
Lags bestimmt werden.

Fir die exemplarische Windkraftprognose zeigen sich signifikante
Autokorrelationen (sign. Level) bis zu einem Lag von ca. 12 Stunden, wobei die
PACEF insbesondere einen Einfluss der letzten 3 Stunden auf die Prognosegiite
zum Zeitpunkt t = 0 zeigt (vgl. Abbildung 2-7).
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Abbildung 2-7: Autokorrelation und Partielle Autokorrelation einer exemplarischen Zeitreihe
des Prognosefehlers eines WKA-Standorts

Die damit gezeigte zeitliche Abhédngigkeit der Prognosefehler ldsst sich durch die
zeitliche Abhédngigkeit von Wetterverdnderungen erkldren. Wird eine kurzfristige
Wetterverdnderung durch Modellungenauigkeiten falsch  prognostiziert,
beeinflusst diese Wetterverinderung auch die Prognosen der darauffolgenden
Stunden.

19 Da sich die zeitliche Abhingigkeit von Zeitschritt zu Zeitschritt durch die Zeitreihe
fortsetzt, sind auch Resteinfliisse vergangener Werte in der ACF dargestellt. Diese ,,Echos*
der vergangenen Werte erkldren den exponentiell abfallenden Verlauf der ACF.
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Kreuzkorrelation

Kreuzkorrelation beschreibt die stochastische Abhidngigkeit einer Zufallsvariable
von anderen Zufallsvariablen. Im Zusammenhang mit den Unsicherheitsfaktoren
in der Vermarktung Erneuerbarer Energien konnen zwei Arten der
Kreuzkorrelation unterschieden werden: Zum einen die stochastische
Abhingigkeit von Prognosefehlern des gleichen Unsicherheitsfaktors (z. B.
zwischen Windkraftprognosefehlern verschiedener Anlagen) und zum anderen
die Korrelation verschiedener Unsicherheitsfaktoren (z. B. zwischen
Windkraftprognosefehlern und PV-Prognosefehlern). Ersteres wird im Folgenden
als Kreuzkorrelation innerhalb eines Unsicherheitsfaktors und letzteres als
Kreuzkorrelation zwischen Unsicherheitsfaktoren definiert.

Fiir die Klassifizierung der Signifikanz von Korrelationskoeffizienten existiert
keine generelle Definition. Die am weitesten verbreitete entstammt [Cohl3],
wobei die Korrelation wie folgt beurteilt wird:

- |p|l>0,5 starke Korrelation

- |pl <0,5n |p| > 0,3 moderate Korrelation

- |pl <0,3 N |p|]>0,1 schwache Korrelation

- |pl <01 keine Korrelation
Fiir die betrachteten Prognosedaten zeigt sich bei den Day-Ahead- als auch den
Intraday-Prognosefehlern eine Korrelation nahe eins im nahen Umkreis von
Anlagen, die mit zunehmendem Abstand abfillt (vgl. Abbildung 2-8).
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Abbildung 2-8: Grafische Darstellung der Kreuzkorrelationen deutschlandweiter WKA -
Standorte in Relation zu einem exemplarischen Standort (Jahr 2016)

Die starke Korrelation zu nahen Standorten ist durch den dominanten Einfluss der
Wetterprognose auf die Prognosefehler zu erkliren. Kommt es an einem
Anlagenstandort zu Prognosefehlern durch Wetterverdnderungen, sind durch die
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rdumliche Ausdehnung der Wetterverdnderung auch Anlagen an (nahen) anderen
Standorten betroffen.

Die Ubertragung der Analyse auf Kreuzkorrelationen zwischen den
Unsicherheitsfaktoren (Windkraft- und PV-Prognosefehler) zeigt sowohl
signifikante als auch nicht-signifikante Abhingigkeiten. So zeigen sich zwischen
DA- und ID-Prognosen der gleichen Anlage Korrelationskoeffizienten im
Bereich von 0,6 — 0,7 (siehe Diagonalen in Abbildung 2-9).
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Abbildung 2-9: Matrix der Kreuzkorrelationen zwischen Prognosefehlern von PV - und
Windkraftprognosen im Day-Ahead- und Intraday-Zeithorizont

Grundsitzlich zeigen die analysierten PV-Anlagen hohere Kreuzkorrelationen
zwischen Day-Ahead- und Intraday-Prognosen als die Windkraftanlagen.
Zwischen den Prognosefehlern von Windkraft- und PV-Anlagen ist dagegen
keine Korrelation festzustellen. Die Analyse zeigt teilweise signifikante
stochastische Abhéngigkeiten der Unsicherheitsfaktoren, sodass insbesondere fiir
die Abbildung der Unsicherheit im Anlagenverbund eines Aggregators
dargebotsabhingiger Anlagen Kreuzkorrelationen zu beriicksichtigen sind.

Insgesamt lassen sich aus der Analyse der statistischen Eigenschaften der
Prognosefehler folgende Anforderungen an die Szenarien einer stochastischen
Vermarktungsplanung definieren:

- In den Szenarien miissen die jeweiligen statistischen Verteilungen der
Prognosefehler abgebildet sein. Dazu miissen unterschiedliche
Fehlerverteilungen beriicksichtigt werden kdnnen.

- Die Szenarien miissen Autokorrelationen korrekt abbilden. Dies
erfordert zum einen die Modellierung der Szenarien als
zusammenhédngende  Zeitreihen. Zum anderen ist fiir die
Szenariogenerierung eine Methodik erforderlich, in der die jeweiligen
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ACF- und PACF-Funktionen analysiert und entsprechend ihrer
Signifikanz in die Szenarien integriert werden.

- Kreuzkorrelationen miissen abgebildet werden. Dabei ist zwischen
signifikanten und nicht-signifikanten Abhédngigkeiten zu unterscheiden.
In der Szenariogenerierung sollten daher die Abhédngigkeiten einzeln, je
nach Signifikanz, integrierbar sein.

2.3 MaBnahmen zur Reduktion der Unsicherheit

Aus dem Stand des Wissens konnen drei Ansitze fiir Risikomanagement in der
Direktvermarktung erneuerbarer Energien abgeleitet werden. Zu den Mafnahmen
werden die theoretische Funktionsweise analysiert sowie Anforderungen fiir die
Umsetzung in einer Vermarktungsplanung unter Unsicherheit abgeleitet.

2.3.1 Einsatz von Termingeschaften

Ein Risikomanagement mit Futures und Optionen wird Hedging genannt und
basiert auf der Annahme der Konvergenz zwischen Terminmarkt und dem
zugrundliegenden Basiswert (im Allgemeinen: Spotmarkt).

Preishedging

Fiir die Absicherung von Preisen mittels Strom Futures bedeutet diese Annahme,
dass sich der Terminpreis (pf_,) in einem effizienten Markt?® aus dem erwarteten
Spotmarktpreis E(p;-;) plus einer Risikoprimie 7(At)2! zusammensetzt (s.

Gleichung (2-4)) . Die Risikopridmie ist abhidngig von der Zeitdifferenz At
zwischen Termingeschift und Lieferzeitpunkt.

Pi=o = E(pi-1) + r(At) (2-4)

Je niher der Lieferzeitpunkt riickt, desto mehr verringert sich die Risikoprémie,
da die Prognosegiite des Spotpreises zunimmt, und der erwartete Spotmarktpreis
zum tatsidchlichen Preis konvergiert (vgl. Abbildung 2-10). Daher weisen der

20 Ein effizienter Markt ist in diesem Zusammenhang als ein Markt ohne

Arbitragemoglichkeiten definiert. Somit muss der Terminpreis dem von den
Marktteilnehmern erwarteten Spotmarktpreis entsprechen. Andernfalls wiirde die
Preisdifferenz fiir Arbitragegeschifte ausgenutzt [Hul12].

2l Das Vorzeichen der Risikoprimie richtet sich im Allgemeinen nach der Position der
Spekulanten im Markt, da diese fiir die Ubernahme des Risikos eine positive Risikoprimie
verlangen. Empirische Studien zeigen fiir den deutschen Strommarkt im Mittel positive
Risikopramien fiir Erzeuger, es ladsst sich allerdings keine generelle Aussage treffen
[Pie09].
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Terminpreis des Futures sowie der Spotmarktpreis zum Lieferzeitpunkt eine hohe
Ahnlichkeit auf [Eyd03], [Hul12], [Eyd03].

N \Ifutures Preis (pF)
~

TRisikoprﬁﬁié = — e ____ Erwarteter
____________ Spotpreis (p°)

Risikopramie-r=
¥~ -

- Zeit

Preis

Abbildung 2-10: Schematische Darstellung der Konvergenz von Futures und Spotmarkt Preis

Insgesamt umfasst ein Hedging-Vorgang drei Schritte:
1. Handel von Futures zum Zeitpunkt t = 0 zum Terminpreis pf_,
2. Gegenhandel des Futures zum Zeitpunkt t = 1 zum Terminpreis pf_;
3. Handel der physischen Stromlieferung zum Zeitpunkt t =1 am

Spotmarkt zum Spotmarktpreis p;-,

Aufgrund der Konvergenz von Termin- und Spotmarktpreis ergibt sich der
Gesamtpreis p*°t® #quivalent zum initialen Terminpreis pf_, und ist unabhingig
von der Volatilitiat des Spotmarktpreises (vgl. Gleichung (2-5) - (2-6)).

ptotal — (ptF=O — ptF=1) + p£g=1 e ptFZO — T‘t=1 (2-5)

Mit: p{_; = pi=y + 1=y (2-6)

Insgesamt kann durch Termingeschifte so das Preisrisiko am Spotmarkt
kompensiert werden. Bei einem ,Full Hedge* gleichen sich die
Zahlungskonsequenzen auf dem Termin- und Spotmarkt genau aus, so dass ein
konstanter Erlos resultiert (vgl. Abbildung 2-11).
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Abbildung 2-11: Zahlungskonsequenzen bei einem Full Hedge des Preisrisikos auf dem
Spotmarkt
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Fir den Fall, dass keine vollstindige Konvergenz zwischen Spot- und
Terminpreis eintritt, ist der resultierende Erlos um den Betrag der Risikoprimie
geringer als der Terminpreis.

Der in Abbildung 2-11 dargestellte ,,Full Hedge* des Preisrisikos erfordert
allerdings zum Zeitpunkt t = 0 bereits das Wissen um die in ¢ = 1 gehandelte
Menge des zugrundeliegenden Basisgeschifts (z.B. Verkauf am Spotmarkt).
Weicht das Terminvolumen von diesem optimalen Hedgingvolumen ab, sind die
Termingeschifte nicht durch ein Basisgeschift gedeckt und konnen, dquivalent
einer Spekulation, zu unbekannten Zahlungskonsequenzen fiihren.
Abbildung 2-12 zeigt diesen Zusammenhang schematisch fiir das Preishedging

bei gleichzeitigem Volumenrisiko dargebotsabhéngiger Erzeugung.

Volumen
A

Volumen
risiko
R

>Preis
Preisrisiko

Abbildung 2-12: Auswirkungen von Volumenrisiken auf das Hedging von Preisrisiken

Im Risikomanagement dargebotsabhingiger Erzeugung werden daher zusitzlich
MaBnahmen zur Absicherung von Volumenunsicherheiten benétigt. Fiir
Windkraftanlagen ist die Absicherung mit Wind-Power Futures moglich. Das
Vorgehen beim Hedging unterscheidet sich dabei nicht grundsitzlich vom
Preishedging. Zur Bestimmung der Ausgleichszahlung lésst sich Gleichung (2-2)
fir Wind-Power Futures gemifl Gleichung (2-7) konkretisieren. Demzufolge
wird eine Quotierung von 1 €/h je 1%-iger Anderung des Wind-Power Indexes
vorgenommen.

poffset =1

T (WPIFE, — WPIAS 2-7)

Tabelle 2-5 zeigt ein schematisches Beispiel eines Full Hedge mit Wind-Power
Futures bei einem 3%-igen Fehler zwischen vorhergesagtem und tatsichlichem
Wind-Power Index. Fir einen Full Hedge des Volumenrisikos muss das
Hedgingvolumen anhand des konkreten Anlagenportfolios bestimmt werden. Fiir
einen Erzeuger wird von der EEX eine zu handelnde Menge gemail
Gleichung (2-8) empfohlen [EEX17b]. Dabei stellt H die Anzahl zu verkaufender
Futures, C die installierte Leistung der Windkraftanlagen in MW und P den
erwarteten mittleren Spotmarktpreis dar.
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= C-P
~ 100€/h
Gleichung (2-8) gilt allerdings nur, wenn das Anlagenportfolio vollstindig mit
dem Wind-Power Index korreliert. Andernfalls ist eine Anpassung um den
Korrelationskoeffizienten durchzufiihren?.

(2-8)

Tabelle 2-5: Beispiel eines Full Hedge mit Wind-Power Futures

Vertragseigenschaft Wert
Installierte Leistung (C) 10 MW
~ Lieferperiode 168 h
3 Erwarteter Spotpreis (P) 50 €MWh
g Erwarteter WPI 15%
£ - Futures Preis 15 €/h
s Anzahl verkaufter Futures (H) _10MW-50€/MWh
B 100€/h B
- Tatsdchlicher WPI 12 %
é - Tatsichlicher Preis 12 €/h
= Ausgleichszahlung +3€/h
e Profit Differenz Spot Markt -2520 €
< Profit Differenz WPF +2520 €
= Summe 0,00 €

In der Vermarktungsplanung muss das Hedgingvolumen daher modellendogen
bestimmt werden konnen, um eine Anwendung auf beliebige Anlagenportfolios
zu ermoglichen. Zusitzlich ist bei der Nutzung von Wind-Power Futures zu
beachten, dass es sich um ein rein finanzielles Risikomanagement handelt. Die
physikalischen Fahrplanabweichungen und damit verbundene
Ausgleichsenergiebedarfe konnen nicht kompensiert werden.

2.3.2 Diversifikation des Anlagenportfolios

Einen weiteren Ansatz zur Reduktion des Volumenrisikos in einem Portfolio
dargebotsabhingiger Erzeugung bietet die rdumliche und technologische
Diversifikation?* der Anlagen. Grundvoraussetzung fiir die Diversifikation ist
eine ausreichende Verschiedenheit der Anlagen. Diese driickt sich in der

Kovarianz bzw. der Korrelation zwischen der Volatilitit der einzelnen Anlagen
aus (vgl. Gleichung (2-9) - (2-10)) [Arn12].

22 Bei einem Korrelationskoeffizienten von 0,5 ist beispielsweise die doppelte Anzahl an
Futures zu verkaufen, um die gleiche Zahlungskonsequenz zu erzielen.

23 Diversifikation im Sinne der modernen Portfoliotheorie beschreibt den Effekt, dass das
Risiko des Gesamtportfolios durch die Zusammenstellung verschiedener Assets, welche
keine vollstindige Korrelation aufweisen, reduziert werden kann [Mar52].
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N N N N
V= z Z Cov;; * X;Xj = Z Z Pij " 0,0; * X;X; (2-9)
i=1 j=1 i=1 ]=1
. co
Mit: pl] O'lO'] (2-10)

In der Vermarktung der dargebotsabhiingigen Anlagen wird die Volatilitdt der

Anlagen durch den Prognosefehler determiniert. Angewendet auf das

Risikomanagement von Aggregatoren bedeutet die Diversifikation daher eine

Minimierung der Korrelationskoeffizienten zwischen den Prognosefehlern der

dargebotsabhiingigen = Anlagen. Aus der quantitativen Analyse der
Vermarktungsrisiken lassen sich dazu zwei Ansitze ableiten (vgl. Kapitel 2.2):

- Zum einen zeigt sich eine grundsitzlich geringe Korrelation zwischen

den Prognosefehlern von Windkraft- und PV-Anlagen (Abbildung 2-9).

- Zum anderen variiert der Korrelationskoeffizient bei Anlagen gleicher

Technologie mit dem Standort der Anlagen. Es zeigt sich ein

abnehmender Koeffizient bei zunehmender Distanz der Anlagen. So

resultiert fiir Windkraftanlagen eine starke Korrelation grofer 0,5 bis zu

einem Abstand von knapp 100 km, bei PV-Anlagen bis zu knapp 200

km (vgl. Abbildung 2-13). Eine moderate Korrelation (grofer 0,3) Iédsst

sich noch bis zu 200 km fiir WKA und 400 km fiir PV-Anlagen

beobachten.
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Abbildung 2-13: Kreuzkorrelationen zwischen Prognosefehlern von Windkraft- und PV-
Standorten in Abhéingigkeit vom Abstand der Anlagenstandorte (Eigene Darstellung auf
Basis der Datengrundlage aus [DWD14])

Durch eine Optimierung der Anlagenstandorte hinsichtlich geringer
Korrelationen kann somit der Prognosefehler des Gesamtportfolios reduziert
werden.
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2.3.3 Einsatz von Flexibilitatsoptionen

Innerhalb der Verbundvermarktung von Aggregatoren bieten
Flexibilititsoptionen eine Moglichkeit, Volumenrisiken dargebotsabhingiger
Anlagen auszugleichen. Die informationstechnische Einbindung von steuerbaren
DEA, flexiblen Lasten und Speichersystemen in das Leitsystem des Aggregators
bietet dem Betreiber die Moglichkeit, Steuersignale an die Verbundanlagen zu
tibermitteln und Flexibilitdit abzurufen. Je nach Anlagentechnologie kann
Flexibilitdtspotential in positiver sowie negativer Richtung vorliegen (z. B.
Hochregelung und Abregelung der Erzeugungsleistung, Lastaktivierung, Ein-
und Ausspeicherung). Fiir den effizienten Einsatz der Flexibilititen ist die
korrekte ~ Abbildung der jeweiligen Flexibilititspotentiale in  der
Vermarktungsplanung notwendig. Dazu sind die betrieblichen Restriktionen der
Anlagen zu beriicksichtigen. Einschrinkungen in der Flexibilitét ergeben sich aus
zwel Griinden [Koo16], [Pfel5], [r2b10]:

- Technische Einschrinkungen beschreiben die technologiespezifischen
Steuerungsgrenzen der Anlagen. Diese werden bestimmt durch die
technische Auslegung der Anlagen. In erster Linie ist zu beachten, ob
und mit welchen Einschriankungen positive bzw. negative flexible
Leistung bereitgestellt werden kann. Dariiber hinaus sind
Speicherkapazititen sowie maximale Leistungsgradienten zu
beriicksichtigen.

- Vorgaben des Anlageneigentiimers konnen die Flexibilitdt in der
Steuerung durch den Direktvermarkter {iber die technischen
Restriktionen  hinaus einschrinken. Dabei sind insbesondere
Flexibilititseinschrinkungen zu beachten, die den Komfort in der
Nutzung durch den Anlageneigentiimer beeinflussen (insb. flexible
Lasten). Daher muss die durch den Direktvermarkter genutzte
Flexibilitdt um weitere Betriebsrestriktionen erweitert werden.

Neben den Betriebsrestriktionen konnen auch nachteilige finanzielle
Konsequenzen, in Form von  Mehrkosten, oder regulatorische
Rahmenbedingungen das Flexibilititspotential einschranken. Mehrkosten konnen
bei Eingriff in den Anlagenbetrieb anfallen. Diese bedeuten allerdings keine
grundsdtzliche Einschriankung der Flexibilitit, vielmehr miissen die finanziellen
Konsequenzen bei Abruf der Flexibilitit in der Vermarktungsplanung
beriicksichtigt werden [r2b10]. Relevante Regulatorische Rahmenbedingungen
konnen in Abgaben und Umlagen bestehen, die sich maBgeblich aus
Netzentgelten, der EEG-Umlage sowie der Stromsteuer zusammensetzen. Hierbei
ist zu beriicksichtigen, dass einige Flexibilititen, insbesondere Speicher und
Power-to-Gas Anlagen von diesen Umlagen teilweise befreit sind. Fiir andere
Flexibilititen, die im Sinne des Gesetzes als Letztverbraucher eingestuft werden,
gelten diese Befreiungen nicht. Fir den Vergleich verschiedener
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Flexibilititstechnologien sind diese regulatorischen Kostenparameter zu beachten
(EnWG §118, EEG §60) [BMJ18], [EEG17].

Dezentrale Erzeugungsanlagen

In der Direktvermarktung erneuerbarer Energien dominieren die Technologien
Windkraft (On- und Offshore), PV sowie Kraft-Wirme-Kopplung (KWK) auf
Basis von Biomasse. Diese Technologien sind 2018 fiir iiber 97% der
direktvermarkteten erneuerbaren Energie verantwortlich. Ihnen wird zusétzlich
ein hohes Wachstumspotential vorhergesagt [IRE18]. (Pumpspeicher-)
Wasserkraftwerke bieten zwar grundsitzlich ein hohes Potential fiir Flexibilitit,
der Anteil von Wasserkraft in der Direktvermarktung ist allerdings gering (< 2%).
Dariiber hinaus sind die Standortpotentiale nahezu ausgereizt, wodurch kein
Wachstum prognostiziert wird [Prol4]. Als Flexibilitit fiir Aggregatoren spielt
Wasserkraft daher nur eine untergeordnete Rolle.

Direktvermarktung

0 20 40 60 80 100
Technologiespezifischer Anteil [%)]
m \WKA Onshore Biomasse @ WKA Offshore
=PV = Wasserkraft B Sonst. Brennstoffe

Abbildung 2-14: Direktvermarktete Energiemenge 2018 je Erzeugungstechnologie
(eigene Darstellung auf Basis von [UNB19])

Die Flexibilitit von Windkraft- und PV-Anlagen ist aufgrund ihrer
Dargebotsabhédngigkeit stark eingeschrinkt. Eine Steigerung der Leistung iiber
das wetterbedingte Dargebot hinaus ist nicht moglich. Eine Abregelung bis hin
zur Abschaltung der Anlagen ist dagegen technisch moglich. Grundsitzlich sind
damit allerdings finanzielle Nachteile verbunden, da die Energie aus diesen
Anlagen ansonsten zu variablen Kosten nahe Null zur Verfiigung steht [r2b10].

KWK-Anlagen sind, die notwendige IKT-Anbindung vorausgesetzt, innerhalb
ihrer vollen Leistungsbandbreite steuerbar. Bei Kopplung der KWK-Anlage mit
einer Wirmelast konnen FEinschrinkungen durch eine verpflichtende
Wirmeversorgung auftreten. In diesem Fall muss die KWK-Anlage zusitzlich
wie eine flexible Last betrachtet werden. Die Flexibilitit von KWK-Anlagen wird
dariiber hinaus von deren thermischen und mechanischen Eigenschaften
beeinflusst. Dabei sind zum einen Anfahrzeiten bei Leistungsgradienten zu
beachten, zum anderen muss das Anlagenkonzept beriicksichtigt werden. Bei
Anlagen mit einem einzigen Aggregat kommt es beim Teillastbetrieb zu
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verringerten Wirkungsgraden und damit erhohten Betriebskosten. Dagegen ist
Teillast bei Anlagen mit mehreren modular zusammenschaltbaren Aggregaten
nahezu ohne Wirkungsgradverluste moglich, da die Aggregate einzeln in ihrem
Wirkungsgradoptimum betrieben werden konnen [ASU10], [Sch10].

Flexible Lasten

Unter flexiblen Lasten lassen sich alle Verbraucher zusammenfassen, die eine
zeitlich verschiebbare Last besitzen. Anders als Speichersysteme verfiigen
flexible Lasten nicht iiber die Moglichkeit die bezogene elektrische Energie in
das Netz zuriickzuspeisen. Die Bereitstellung positiver Flexibilitét ist damit nur
durch eine zeitweise Abregelung moglich. Die Flexibilitdt steigt mit dem
Verschiebepotential der Last [Stel7], [Gral5], [Kool6], [Gral5].

Aus diesem Grund eignen sich insbesondere Technologien, welche Strombezug
und Verbrauch durch einen Speicher zeitlich entkoppeln. Dabei konnen sowohl
elektrische, thermische als auch stoffliche Speicher zum Einsatz kommen.

- Thermische Speicher kommen in Anlagen zur Wéirme- und
Kiltebereitstellung (Power-to-Heat/P2H, Power-to-Cooling/P2C) zum
Einsatz (z. B.  Elektrospeicherheizungen, @ Wirmepumpen und
Klimaanlagen). Dariiber hinaus konnen sie in KWK-Anlagen zur
Schaffung von Flexibilitit in der Deckung von Wirmelasten eingesetzt
werden.

- Stoffliche Speicher nutzen Energietriger wie Wasserstoff und Methan
zur langfristigen Energiespeicherung. Zur Umwandlung der elektrischen
Energie in diese Energietriger kommen flexibel steuerbare Power-to-
Gas Anlagen (P2G) zum Einsatz.

- Elektrische Speicher finden in der Elektromobilitit Anwendung als
flexible Lasten. Heutige Elektrofahrzeuge verfiigen nicht iiber die
technische Moglichkeit, Energie in das Stromnetz zuriickzuspeisen. In
zukiinftigen Fahrzeugmodellen ist eine solche Erweiterung (Vehicle-to-
Grid/V2G) aber denkbar.

Das Verschiebepotential flexibler Lasten ist insbesondere durch die jeweilige
Speicherkapazitit determiniert. Power-to-Gas Anlagen stellen einen Sonderfall
dar. Fiir Anlagen, welche das erzeugte Gas ins Erdgasnetz einspeisen, besteht die
Speicherkapazitiat in der Aufnahmefédhigkeit des lokalen Netzes. Falls keine
Methanisierung erfolgt, sondern die Anlage direkt Wasserstoff einspeist, ist
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zusitzlich der maximal zulidssige Wasserstoffanteil®* zu beriicksichtigen

[DVGI14]. Fir Elektrolyse-Anlagen, welche den erzeugten Wasserstoff
verkaufen, z.B. fiir industrielle Prozesse oder als Treibstoff fur
Brennstoffzellenfahrzeuge, kann die Speicherkapazitit bei Annahme eines
kontinuierlichen ~ Abverkaufs des produzierten Wasserstoffs dagegen
vernachlissigt werden. Eine ausreichend [Ago18].

Daneben sind flexible Lasten auch durch die verpflichtende Lastdeckung
gekennzeichnet. Im Falle der P2H-Anlagen bestehen diese in der Einhaltung eines
bestimmten Temperaturniveaus und damit der Bereitstellung einer vorgegebenen
Energiemenge. Diese kann zeitlich variieren und ist von externen Faktoren wie
der AuBBentemperatur abhéngig.

Bei der Elektromobilitit ist dariiber hinaus die flexible Nutzung des Fahrzeugs
durch den Kunden zu gewihrleisten. Zum einen muss die Batterie zu jedem
Fahrtbeginn ausreichend geladen sein, um die Durchfithrung der Fahrt zu
ermdglichen. Zum anderen folgt das Fahrverhalten, anders als der Warmebedarf
von P2H-Anlagen, keiner RegelmiBigkeit. Daher muss zu jeder Zeit ein
minimaler State-of-Charge (SOC) gewihrleistet werden, um ungeplante Fahrten
zu ermoglichen. AuBBerdem ergibt sich durch die nicht-stationdre Anwendung eine
zeitliche Variabilitit in der Speichervertfiigbarkeit, da die Fahrzeuge nur wahrend
Pausenzeiten als flexible Lasten im Rahmen einer Direktvermarktung
bereitstehen.

Aufgrund der geringen Leistung einzelner flexibler Lasten sowie der
Einschrinkungen durch die verpflichtende Lastdeckung, ist die Nutzung von
Einzelanlagen im Rahmen der Direktvermarktung fiir einen Aggregator nicht
zielfithrend. Flexible Lasten werden daher nur als Anlagenpool vermarktet. Dies
ermoglicht die Summation der freien Speicherkapazititen und Leistungen. Bei
ausreichender Poolgroe kann auBlerdem eine statistische Verfiigbarkeit der
nicht-stationidren Speicher gewéhrleistet werden [Pfel5].

Elektrische Speichersysteme

Speichertechnologien erlauben die Zwischenspeicherung elektrischer Energie
sowie die Riickspeisung in das Stromnetz. Bei entsprechender Erweiterung um
eine Vehicle-to-Grid Funktionalitit lassen sich auch Elektrofahrzeuge als

24 Als Grenze werden momentan 5 Vol.-% zugelassen, in Pilotprojekten wurde allerdings
die technische Zuléssigkeit eines Anteils von 10 Vol.-% gezeigt [DVG14].
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elektrische Speichersysteme verwenden. Dabei sind die gleichen betrieblichen
Restriktionen zu beriicksichtigen wie beim Einsatz als flexible Last. Insbesondere
die zeitliche Abhingigkeit der Speicherverfiigbarkeit sowie die Beriicksichtigung
der Kundenanspriiche schrinkt den Betrieb als Batteriespeicher ein. Fiir stationére
Speichersysteme gelten diese Anforderungen groBtenteils nicht. Eine Ausnahme
dazu bildet die Eigenverbrauchsmaximierung im Fall von Heimbatteriespeichern.
Aufgrund ihrer GréBe und Modularitét eignen sich insbesondere Batteriespeicher
fir eine stationdre, dezentrale Anwendung [Kool6], [Wasl5]. Fiir
Batteriespeicher (z. B. Lithium-Ionen, Blei- sowie Flow-Batterien) gelten nur
Restriktionen hinsichtlich der maximalen Ein- und Ausspeicherleistung, der
Speicherkapazitit sowie ggfs. Energiebedarfe aus der
Eigenverbrauchsmaximierung.  Abbildung 2-15  fasst die analysierten
Flexibilititspotentiale sowie die zu beriicksichtigenden Betriebsrestriktionen
abschliefend zusammen.

FIeXibi“t.éﬁs_ Technische Restriktionen Kundenanspriiche
potential
_'(;')_‘ ) o)) n s = = - . o E
g e ||o2¢ 2o Cg 23|22 faoNE
8 % - 3 © n < < L = g
2g wka (-] (0] (x) (x)
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SRk ([0 x) x)
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%% p2rHP2G | (O] (x] (x) x)
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Abbildung 2-15: Schematische Klassifizierung der Flexibilititspotentiale
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Aus der Analyse des Vermarktungsprozesses fiir Direktvermarkter erneuerbarer
Energien resultieren folgende Verfahrensanforderungen:
- Abbildung des zeitlichen Ablaufs in Form diskreter Handelsstufen
- Abbildung des Informationsstandes zum Zeitpunkt der Angebotsabgabe
- Beriicksichtigung der Marktanforderungen bzgl. handelbarer Produkte

Aus der quantitativen Analyse der Vermarktungsrisiken lassen sich folgende
Anforderungen hinsichtlich der Modellierung von Szenarien ableiten:

- Verfahrensendogene  Analyse der vorhandenen Preis- und
Erzeugungsprognosen hinsichtlich ihrer spezifischen Prognosefehler

- Modellierung diskreter Szenarien unter Beriicksichtigung von
Korrelationen innerhalb und zwischen den Unsicherheitsfaktoren

Die Bewertung der analysierten MalBnahmen fiir Risikomanagement machen
dariiber hinaus folgende Verfahrenseigenschaften notwendig:
- Quantifizierung des Risikos innerhalb der Vermarktungsplanung mittels
eines Risikomalles in der Zielfunktion des Verfahrens
- Geschlossene Planung iiber alle Handelsstufen zur Beriicksichtigung der
Interdependenzen von Termin- und Spotmirkten
- Modularer Aufbau des Planungsverfahrens hinsichtlich des zu
vermarktenden Anlagenverbundes sowie der Abbildung der
betrieblichen Restriktionen der Anlagentechnologien
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3 Methodischer Ansatz

Fiir das Verfahren der Vermarktungsplanung erneuerbarer Energien unter
Beriicksichtigung eines Risikomanagements werden zwei Modellkomponenten
benotigt:

- Im Zentrum des Verfahrens steht die mathematische Optimierung der
Vermarktung unter Unsicherheit.

- Zur addquaten Abbildung der Unsicherheit ist die Modellierung von
Szenarien notwendig, welche als Eingangsdaten der
Vermarktungsoptimierung dienen.

Aus dem Stand des Wissens wird die stochastische Programmierung als
geeigneter Methodischer Ansatz fiir die Vermarktungsplanung unter Unsicherheit
abgeleitet. Dies macht die Anpassung des prinzipiellen Aufbaus der
stochastischen Programmierung auf den vorliegenden Anwendungsfall
notwendig. Fiir die Abbildung der Unsicherheiten wird aufbauend auf den
Anforderungen aus der Analyse der Prognosefehler eine geeignete Methodik zur
Szenariogenerierung ausgewaihlt.

3.1 Ansatz der Stochastischen Programmierung

Die stochastische Programmierung stellt eine Erweiterung der (gemischt-
ganzzahligen) linearen Programmierung (GGLP) dar [Birl1]. Mathematisch
weist die stochastische Programmierung die gleiche Struktur wie die GGLP auf
(siehe Formulierung (3-1) - (3-3)). Ziel ist die Minimierung (Maximierung) des
Zielfunktionswertes Z2°. Als Entscheidungsvariablen stehen die Variablen x zur
Verfiigung, wobei diese sowohl kontinuierlich als auch diskret definiert sein
konnen. Die Nutzung diskreter Variablen erlaubt die Abbildung diskreter
Entscheidungen, z. B. feste Leistungsstufen. Der Losungsraum wird durch
Nebenbedingungen eingeschrinkt. Die Matrix A stellt die
Nebenbedingungsmatrix und b den Vektor der Nebenbedingungsgrenzen dar.

maxZ(x) = cTx (-1
ud N.Ax<bh (3-2)
AeER™ ceRY ,xeR"VvxeN,hbeR™ (3-3)

25 Fiir die Vermarktungsplanung ergibt sich das Problem intuitiv als Maximierung des
Profits, weshalb im Folgenden die Notation als Maximierungsproblem gewéhlt wird.
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Risikoneutrale Planung

In der Stochastischen Programmierung wird die Formulierung um die
zufallsbehafteten Variablen (y), Zielfunktionskoeffizienten (c(w)) und
Nebenbedingungen erweitert (vgl. Formulierung (3-4) - (3-6)). Die nicht-
zufallsbehafteten Variablen x werden first-stage Variablen genannt, da diese vor
Bekanntwerden der Ausprigung der ZufallsgroBe w bestimmt werden miissen.
Im Gegensatz dazu sind die second-stage Variablen y in Abhingigkeit der
Auspriagung von w zu wihlen [Sow16]. Jede stage stellt somit einen neuen
Informationsstand im Entscheidungsprozess dar. Fiir die Vermarktungsplanung
unter Unsicherheit korrespondiert dies mit einem Update der Erzeugungs- bzw.
Preisprognosen.

maxZ(x,y) = cTx + E(c(w)Ty) (3-4)
u.d. N. Ax < b (3-5)
Tx + W(w)y < h(w) (3-6)

Durch die Erweiterung der Zielfunktion um einen zufallsbehafteten Anteil
handelt es sich bei dem Zielfunktionswert um einen Erwartungswert. Bei einer
Abbildung der ZufallsgroBe w durch eine Anzahl diskreter Szenarien S kann der
Erwartungswert gemill Gleichung (3-7) substituiert werden:

S
E(c(w)Ty) = Z Ps " Cq Vs (3-7)
s=1

Der Zielfunktionswert resultiert damit als die Summe der gewichteten
Zielfunktionswerte iiber alle Szenarien. Die Gewichtung erfolgt mittels der
Eintrittswahrscheinlichkeit pg.

Risikoaverse Planung

Die dargestellte Formulierung der Zielfunktion verfolgt die Maximierung des
erwarteten Profits. Die Streuung des Profits iiber die Szenarien und damit das
Risiko in der Vermarktungsplanung wird dagegen nicht beriicksichtigt. Die
Modellierung einer risikoaversen Planung erfordert daher die Integration eines
RisikomaBBes R, welches die Streuung des Profits in der Zielfunktion
widerspiegelt. Insgesamt ergibt sich die Zielfunktion geméf Gleichung (3-8). Der
sogenannte Risikoaversionsparameter [ gibt dabei das Trade-Off zwischen
Erwartungswert und RisikomaB} an. Je héher £, desto stidrker wird das Risikomal3
und desto weniger wird der Erwartungswert in der Planung gewichtet [Con10].

max Z(x,y) = c'x + (1= B) - E(c(@)'y) = BR(c(@),y) 34
Mit 8 € [0,1]



Methodischer Ansatz 51

In der Literatur finden sich verschiedene Risikomalie [Kril2], [Qua08], [Roc02].
Abbildung 3-1 zeigt deren Funktionsweise schematisch anhand der
Wahrscheinlichkeitsverteilung von normalverteilten Szenarioprofiten. Die
RisikomafBe Standardabweichung und Varianz, welche die Abweichung der
Szenarioprofite =~ vom  Erwartungswert angeben, sind mathematisch
vergleichsweise einfach und daher weit verbreitet [Kril2]. Die sogenannten
Shortfallmalle berechnen dagegen die Wahrscheinlichkeit bzw. den
Erwartungswert der Unterschreitung eines vorgegebenen Grenzprofits. Daneben
werden in der Finanzmathematik die Konzepte des Value-at-Risk (VaR) sowie
des darauf aufbauenden Conditional Value-at-Risk (CVaR) zur Bewertung von
Risiko genutzt. Der VaR gibt den Szenarioprofit an, der mit der
Wahrscheinlichkeit a eines vorgegebenen Konfidenzintervalls (z. B 95%) nicht
unterschritten wird. Bei nicht-normalverteilten Szenarioprofiten kann es
unterhalb des Konfidenzintervalls zu hohen Risiken kommen (sog. ,,Fat-Tailed
Risk*), die durch den VaR nicht gemessen werden konnen. Um zusitzlich den
Betrag dieser Risiken unterhalb des VaR bewerten zu konnen, stellt der CVaR
den Erwartungswert der (1 — a) schlechtesten Szenarien dar.

(1] Erwartungswert

Std.-Abweichung
(Varianz)
. Shortfall-
W'keit

@ Value-at-Risk

1 [1] Conditional VaR
_/ ,\

Szen arioprofii

Wahrscheinlichkeit

Abbildung 3-1: Darstellung der verschiedenen Risikomafle anhand einer schematischen
Wahrscheinlichkeitsverteilung der Szenarioprofite

Als wichtigste Eigenschaften von RisikomaBen werden die Einseitigkeit sowie
die Kohirenz identifiziert [Qua08], [Doe06]. Einseitigkeit meint dabei die
Definition von Risiko als ausschlieBlich negative Abweichung vom
Erwartungswert. Kohiirenz bezeichnet die Ubereinstimmung des RisikomaBes
mit der intuitiven menschlichen Risikoeinschitzung, welche sich in der Erfiillung
der mathematischen Eigenschaften Monotonie, Translationsinvarianz, positive
Homogenitidt und Subadditivitit widerspiegelt. In Tabelle 3-1 ist die Bewertung
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der Risikomal3e hinsichtlich der Anwendung in der Vermarktungsplanung unter
Unsicherheit zusammengefasst?S,

Tabelle 3-1: Bewertung der RisikomaBe bzgl. der Anwendung in der Vermarktungsplanung

Koharenz
RisikomaB | Einseitigkeit | Trans|ations- Positive Monotonie | Subadditivitat
invarianz Homogenitéat

Std-abw.

(Varianz) B B B
ShortfallmaBe a
Value-at-Risk B

R

Kriterium erfullt [ -] Kriterium nicht erfillt

Aufbau des Planungsverfahrens

Aus der Analyse des Vermarktungsprozesses folgt ein mehrstufiger
Planungsprozess mit sich dndernden Informationsstinden in den einzelnen
Planungsstufen. In einem Verfahren zur Vermarktungsplanung sind daher die
unterschiedlichen ~ Planungshorizonte  sowie deren Informationsstinde
abzubilden. Dies kann grundsitzlich in  Form eines rollierenden
Planungsverfahrens umgesetzt werden, in welchem die Planungshorizonte
nacheinander optimiert werden [Sch17]. Dabei werden die Entscheidungen der
jeweiligen Planungshorizonte einzeln getroffen und zu einem Gesamtfahrplan
zusammengefiigt. Durch die separate Optimierung der einzelnen
Planungshorizonte ist in der rollierenden Planung allerdings kein Vergleich von
Vermarktungsoptionen zwischen den Planungshorizonten moglich. Die
Bewertung von  Interdependenzen  zwischen  Vermarktungsoptionen
verschiedener Horizonte, beispielsweise die Auswirkung langfristigen
Risikomanagements auf kurzfristige Unsicherheiten, ist damit nicht moglich.
Dieser Vergleich ist aber fiir eine Bewertung von Malnahmen des
Risikomanagements, wie sie in dieser Arbeit erfolgt, erforderlich.

Es wird daher ein geschlossenes Planungsverfahren auf Basis der stochastischen
Programmierung ausgewdhlt. Zur Bewertung des Risikos sowie zur Abbildung

26 Eine ausfiihrliche Beschreibung der Kohirenzeigenschaften sowie die Herleitung der
Bewertung ist nicht Gegenstand dieser Dissertation. An dieser Stelle sei auf [Kril2]
verwiesen.
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risikoaverser Entscheidungen wird der Conditional-Value-at-Risk integriert, da
nur dieser alle gestellten Anforderungen an ein Risikomalf erfiillt.

3.2 Methodik zur Szenariogenerierung

Die Abbildung der Vermarktungsunsicherheiten in der Stochastischen
Programmierung erfordert die Modellierung diskreter Szenarien. Die Szenarien
miissen  dabei  die  statistischen  Eigenschaften der  jeweiligen
Unsicherheitsfaktoren in einer diskreten Zeitreihe wiedergeben. Bei Betrachtung
unterschiedlicher Unsicherheitsfaktoren umfasst ein Szenario jeweils eine
Zeitreihe der verschiedenen Unsicherheitsfaktoren (vgl. Kapitel 2.2).

Bei der Szenariogenerierung ist daher zum einen ein Verfahren zur Erstellung der
einzelnen Zeitreihen unter Beriicksichtigung der statistischen Eigenschaften
(Wahrscheinlichkeitsverteilung und Autokorrelation) notwendig. Zum anderen
miissen die Zeitrethen zu Szenarien kombiniert werden, wobei die statistischen
Abhidngigkeiten zwischen den Zeitreihen (Kreuzkorrelation) addquat abzubilden
sind [MorlOb]. Die so generierten Szenarien stellen eine Stichprobe und damit
eine Naherung der zugrundeliegenden Unsicherheitsfaktoren dar. Gemal3 des
,Gesetzes der groflen Zahlen* ist fiir eine gute Nédherung eine ausreichende
Stichprobengrofe und damit Anzahl an erstellten Zeitreihen zu gewihrleisten.
Gleichzeitig steigt die Komplexitit der stochastischen Programmierung
niherungsweise quadratisch mit der Anzahl betrachteter Szenarien. Dies macht
die Anwendung von Verfahren zur Szenarioreduktion notwendig, welche die
Szenarioanzahl verringern, ohne die statistischen Eigenschaften signifikant zu
verzerren [Conl0], [Mor09]. Insgesamt sind drei Verfahrensschritte notwendig,
in denen geeignete Methodiken auszuwéhlen sind:

- Zeitreihenmodellierung

- Zeitreihenkombination zu Szenarien

- Szenarioreduktion

Zeitreihenmodellierung

In der Zeitreihenmodellierung konnen verschiedene stochastische Prozesse
eingesetzt und kombiniert werden, um das Verhalten der zugrundeliegenden
Zeitreihe des Unsicherheitsfaktors abzubilden. Die Auswahl des passenden
Zeitreithenmodells ist an die statistischen Eigenschaften des Unsicherheitsfaktors
anzupassen [Werl4], [Broll], [Wiir06], [Bol86]. Abbildung 3-2 fasst den
Auswahlprozess schematisch zusammen.
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Test auf:

Auto-
korrelation

Ja

\ 4

Stationaritit

Signifikanter
Ext. Faktor

Variable
Varianz

+GARCH +APARCH

Elgenzcﬁaft dgs Auszuwihlendes
( ) zugrundeliegenden Zeitreihenmodell
Prozesses

Abbildung 3-2: Auswahl eines Zeitreihenmodells. Eigene Darstellung auf Grundlage von
[Werl14], [Brol1], [Wiir06], [Bol86]

In erster Linie ist der Unsicherheitsfaktor auf Autokorrelation zu testen. Liegt
keine Autokorrelation vor, sind die Zeitreihenwerte y; stochastisch unabhéngig
und konnen durch Ziehen aus der Fehlerverteilung ermittelt werden (sogenanntes
White-Noise/Weilles Rauschen). Bei den relevanten Unsicherheitsfaktoren der
Vermarktungsplanung liegt im Allgemeinen Autokorrelation vor (vgl. Kapitel
2.2). In diesem Fall muss der White-Noise-Prozess mit AR-Prozessen (Auto-
Regression) und MA-Prozessen (Moving-Average) zur Abbildung dieser
Autokorrelation kombiniert werden. Die Gewichtung der einzelnen Prozesse
erfolgt mittels eines Schitzverfahrens (z. B, Maximum-Likelihood, Kleinste-
Quadrate), welches das Modellresiduum zwischen Modell und zugrundeliegender
Zeitreihe minimiert. Das Modellresiduum ¢; stellt demnach den nicht durch AR-
oder MA-Prozesse erkldrbaren Anteil der Zeitreihe dar und wird als White-Noise
modelliert.
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Der resultierende ARMA-Prozess bildet den Einfluss der vergangenen
Zeitreihenwerte y;_,, sowie der vergangenen Modellresiduen &,_, ab und lésst

sich mathematisch gemafl Formel (3-9) formulieren.
P Q

V= Z ApYi-p T z BgEt—q t &, tET (3-9)
p=1 q=1

Die Koeffizienten a,, und 3, entsprechen den Gewichtungen der AR- und MA-
Prozesse. Die Indizes p und g geben die Ordnung des ARMA-Prozesses an und
ergeben sich aus der Analyse der Autokorrelations- bzw. partiellen
Autokorrelationsfunktion der Zeitreihe. Bei der Auswahl der Ordnung muss der
Trade-Off zwischen Minimierung der Modellresiduen und Parameteranzahl
beriicksichtigt werden. Das Hinzufiigen zusétzlicher Parameter fiihrt
grundsitzlich zu einer Verringerung der Modellresiduen, kann aber zu einer
Uberbestimmtheit des Modells fiihren. Dadurch passt sich das Modell so stark auf
den zugrundeliegenden Datensatz an, dass eine Anwendung auf andere
Abschnitte der Zeitreihe verschlechtert wird (,,Overfitting®). ARMA-Modelle
miissen daher gemif dem Grundsatz der Sparsamkeit modelliert werden [Brol1].
Durch wiederholtes Ziehen des Modellresiduums wird der zufillige Anteil der
Zeitreihe variiert und eine Zeitreihenschar erzeugt. Die ARMA-Anteile des
Modells gewihrleisten die Abbildung des autokorrelierten Verhaltens in allen
Zeitreihen.

Aufbauend auf den ARMA-Prozessen existieren Anpassungen fiir spezifische
Eigenschaften der Unsicherheitsfaktoren. Diese werden mittels statistischer Tests
ermittelt. Die moglichen Anpassungen umfassen:

- ARIMA - Auto-Regressive Integrated Moving Average: Im Falle
nicht-stationédrer Prozesse lassen sich ARMA-Prozesse nicht anwenden.
In diesem Fall wird die Stationaritit durch eine Transformation des
zugrundeliegenden Prozesses hergestellt. Dies geschieht im allgemeinen
Fall durch eine mehrfache Differenzierung. Der differenzierte stationire
Prozess wird mittels ARMA-Prozessen modelliert. Im Anschluss erfolgt
die Integrierung zur Abbildung des Ursprungsprozesses.

- ARMAX - Auto-Regressive Moving Average mit Exogenen
Faktoren: Wenn 1im zugrundeliegenden Prozess signifikante
Abhingigkeiten zu externen Faktoren auBlerhalb der eigenen Zeitreihe
existieren, konnen diese in die ARMA-Prozesse aufgenommen werden.
Der ARMA-Prozess erweitert sich gemidfl Formel (3-10) um die
gewichtete Abhingigkeit zum externen Faktor x.

R
ye(x) =y, + z YyXe—y, tET (3-10)
r=1
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- ARCH-Typ Prozesse — Autoregressive Conditional
Heteroskedasticity: In ARMA-Prozessen wird eine konstante Varianz
(Homoskedastizitét) iber den Verlauf der Zeitreihe angenommen. Wenn
demgegeniiber ein  heteroskedastisches ~ Verhalten  vorliegt,
beispielsweise bei saisonal variierenden Prognosegiiten, kommen
zusitzlich ARCH-Prozesse zum Einsatz. Diese modellieren eine zeitlich
bedingte Varianz und integrieren diese in das Modellresiduum des
ARMA-Prozesses. Das bedingte Modellresiduum 7, ergibt sich als
Produkt des White-Noise-Prozesses ¢; mit der bedingten Varianz
oZ(vgl. Gleichung (3-11)).

Ne = gto'tz (3-11)

- In der generalisierten Form (GARCH-Typ) stellt sich die bedingte
Varianz als gewichtete Summe der vergangenen quadrierten
Modellresiduen &?; sowie bedingten Varianzen o2 j dar (s
Gleichung (3-12)). Die Parameter A; und ¥; stellen die Gewichtungen
der Modellschitzung dar. Wie auch bei ARMA-Modellen gilt bei der
GARCH Erweiterung der Grundsatz der Sparsamkeit. In verschiedenen
Untersuchungen hat sich hierbei das GARCH(1,1)-Modell als
vorteilhaft gegeniiber Modellen hoherer Ordnung erwiesen [HanO5].

1 J
O'tz = z )l,igtz_i + Z 19]O-t2—j (3-12)
i=1 j=1

- In seltenen Féllen weist die Varianz dariiber hinaus eine Asymmetrie in
positive und negative Richtung auf. Dies ldsst sich durch den
asymmetrischen ARCH- (APARCH-Typ) Prozess abbilden. Durch
Integration eines weiteren Koeffizienten sowie die Erweiterung des
quadratischen Exponenten auf einen beliebigen Exponenten § kdnnen
auch asymmetrische Varianzen abgebildet werden.

Mithilfe des dargestellten Auswahlverfahrens kann, aufbauend auf der Analyse
der statistischen Eigenschaften, ein geeignetes Zeitreihenmodell fiir jeden
Unsicherheitsfaktor ausgewihlt werden.

Zeitreihenkombination zu Szenarien

Zur Kombination der einzelnen Unsicherheitsfaktoren zu Gesamtszenarien
kommen Zufallszahlen-Generatoren, in Form von Monte-Carlo Verfahren, zum
Einsatz [Miill12], [Kocl1], [Hei08]. Pro Unsicherheitsfaktor wird ein Wert aus
der jeweiligen Wahrscheinlichkeitsverteilung W gezogen und kombiniert. Durch
eine hohe Anzahl an Ziehungen wird das ,,Gesetz der gro3en Zahlen* erfiillt und
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damit eine gute Ndherung der einzelnen Wahrscheinlichkeitsverteilungen in den
Gesamtszenarien gewihrleistet.

Die Ziehung im Monte-Carlo Verfahren bezieht sich nur auf die
Wahrscheinlichkeitsverteilung des einzelnen Unsicherheitsfaktors. Somit konnen
grundsitzlich keine Kreuzkorrelationen abgebildet werden. In diesem Falle muss
das Monte-Carlo Verfahren aus einer multidimensionalen Verteilung ziehen. Die
Dimension richtet sich nach der Anzahl korrelierter Unsicherheitsfaktoren. Die
multidimensionale Verteilung wird mithilfe der Kovarianzmatrix der
Unsicherheitsfaktoren in das Monte-Carlo Verfahren einbezogen. Die
Kovarianzmatrix von N Unsicherheitsfaktoren ist gemidf Gleichung (3-13) aus
den paarweisen Kovarianzen der Unsicherheitsfaktoren definiert. Mit
Gleichung (3-14) ergibt sich die Kovarianz aus dem Produkt der Korrelation der
Standardabweichung der Unsicherheitsfaktoren. Somit spiegelt sich in der
Kovarianzmatrix direkt die Kreuzkorrelation der Unsicherheitsfaktoren wider.

Cov(xy,x1) -+ Cov(xq,xy)

Cov(xy, ..., xy) = ( : : ) (3-13)
Cov(xy,x1) - Cov(xy,xy)

Mit: Cov(xi,xj) = corr(xl, ) 0; J,Vl je[l,..,N] (3-14)

Mittels der Cholesky-Zerlegung wird die Kovarianzmatrix in die untere
Dreiecksmatrix A zerlegt (vgl. Gleichung (3-15)). Durch Multiplikation mit dem
Zufallsvektor X, welcher die  Wahrscheinlichkeitsverteilung  des
Unsicherheitsfaktors reprisentiert, wird die korrelierte Verteilung Y ermittelt.

Cov = AAT (3-15)

Y = AX, mit X~N(0,1) (3-16)

Voraussetzung fiir die Anwendung der Cholesky-Zerlegung ist ein
standardnormalverteilter Vektor X (s. Gleichung (3-16)). Im Allgemeinen folgen
die Wahrscheinlichkeitsverteilungen W der Unsicherheitsfaktoren allerdings
keiner Standard-Normalverteilung. Der standardnormalverteilte Vektor X wird

daher durch Transformation mit der Transformationsvorschrift f ermittelt (s.
Gleichung (3-17)).

X=f(W) - W = f1(X) (3-17)

Durch Riicktransformation wird die korrelierte Ausgangsverteilung W*o™"
bestimmt, welche in das Monte-Carlo Verfahren eingeht (s. Gleichung (3-18)).

Wkorr — f—l(Y) (3-18)

Nach Durchfiihrung der Cholesky-Zerlegung kann das Monte-Carlo Verfahren
zur Bestimmung korrelierter Gesamtszenarien genutzt werden.
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Szenarioreduktion

Grundprinzip der Szenarioreduktion ist die Aufteilung der Gesamtheit an
Szenarien in Gruppen. Zu jeder Gruppe wird ein Szenario ausgewdihlt, welches
die Gruppe reprasentiert und welchem die summierte Wahrscheinlichkeit aller
Szenarien dieser Gruppe zugeordnet wird. Nur die repridsentativen Szenarios
werden im Folgenden in der stochastischen Programmierung betrachtet. Eine
optimale Aufteilung der Szenariogesamtheit zeichnet sich durch eine maximale
Ahnlichkeit der Szenarios innerhalb einer Gruppe und eine maximale
Unihnlichkeit der Gruppen untereinander aus.

Neben den Szenarioreduktionsverfahren, welche speziell fiir diesen
Anwendungsfall entwickelt wurden, eignen sich auch Clusterverfahren (CV) fiir
diese Aufgabe. Es existiert eine Vielzahl von Algorithmen. Dabei lassen sich
grundsdtzlich zwei Ansétze identifizieren [Bac18]:

- Verfahren, welche die Szenarien gemiB ihrer groBten Ahnlichkeit
zusammenfassen (im Folgenden Ahnlichkeitsbasiert). Dazu zihlen die
partitionierenden und hierarchisch agglomerativen Clusterverfahren
sowie die riickwartsgerichtete Szenarioreduktion.

- Verfahren, welche die Szenarien gemif ihrer grofften Unéhnlichkeit
unterteilen (im Folgenden Distanzbasiert). Diesen Ansatz verfolgen
hierarchisch divisive Clusterverfahren und die vorwirtsgerichtete
Szenarioreduktion.

Das grundsitzliche Ziel, reprisentative Szenarien zu erstellen, erfiillen alle diese
Verfahren. Fiir den in dieser Arbeit betrachteten Anwendungsfall lassen sich
dariiber hinaus drei zusitzliche Kriterien fiir die FEignung der Ansitze
identifizieren:

- FEin vertretbarer Rechenaufwand auch bei starker Szenarioreduktion
(AnzahlSzenariogruppen < AnzahlSzenarien)-

- Die Moglichkeit der Vorgabe der Anzahl der Szenariogruppen zur
Gewihrleistung handhabbarer Komplexitit in der Stochastischen
Programmierung.

- Die Fihigkeit zur Verarbeitung unterschiedlicher Einheiten (z.B.
MW, €/MWh) zur Beurteilung der Ahnlichkeit von Szenarien, welche
sowohl Erzeugungs- als auch Preisunsicherheiten einschlieen.

In Abbildung 3-3 ist die Bewertung der Szenarioreduktionsverfahren hinsichtlich
der aufgestellten Kriterien dargestellt [Bac18], [Hei03].
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Kriterien
Verfahrens- Algorithmus Vorgabe der Verarbeitung Umgang mit
ansatz Gruppenanzahl | unterschiedlicher | starker Szenario-
Einheiten reduktion
Partitionierende CV
Ahnlichkeits Hierarchisch
-basiert Agglomeratives CV (0]
Rickwartsgerichtete
Szenarioreduktion B
Hierarchisch Divisives . .
+ +
Distanz- Cv +) (+) L)
basiert Vorwartsgerichtete
Szenarioreduktion D
Kriterium erfllt (O | Krlteruén:féﬁilwelse [ =] Kriterium nicht erfllt

Abbildung 3-3: Bewertung der Szenarioreduktionsverfahren fiir den vorhandenen
Anwendungsfall auf Basis von [Bac18], [Hei03]

Es zeigt sich, dass grundsitzlich alle Verfahren fiir den Anwendungsfall geeignet
sind. Entscheidend fiir die Auswahl ist allein der Rechenaufwand bei starker
Reduktion der Szenarien. Hier ist ein Vorteil der partitionierenden
Clusterverfahren festzustellen. Diese beginnen bereits in der Initiallosung mit der
angestrebten, bzw. vom Nutzer angegebenen, Anzahl an Gruppen und tauschen
so lange Szenarien untereinander aus, bis die optimale Aufteilung erreicht wird.
Bei den anderen Verfahren werden die Szenarien iterativ zu Gruppen
zusammengefasst bzw. in Gruppen aufgeteilt. Die Anzahl an Iterationen wichst
proportional zur Anzahl von Szenarien, woraus ein hoher zeitlicher Aufwand
resultiert. In dieser Arbeit wird daher ein partitionierendes Clusterverfahren fiir
die Szenarioreduktion verwendet.
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4 Modellierung

Aus der Analyse ergibt sich die Notwendigkeit fiir eine Modellierung einer
Vermarktungsplanung unter Abbildung von Unsicherheit sowie der
Beriicksichtigung von Risikomanagement. Als Methode wird die risikoaverse
stochastische Programmierung gewihlt. Die Abbildung von Unsicherheiten als
stochastische Szenarien macht dariiber hinaus eine Szenariogenerierung auf Basis
von Zeitreihenmodellierung notwendig.

4.1 Ubersicht des Modells
Abbildung 4-1 zeigt eine Ubersicht des entwickelten Modells.

Eingangsdaten

Erzeugungs-
prognosen

Vermarktungs-

Anlagenportfolio optionen

Preisprognosen

Szenariogenerierung

Zeitreihenmodellierung » Kombination zu Szenarien » Szenarioreduktion

Vermarktungsplanung unter Unsicherheit

Erzeugungsszenarien Optimierungsmodell Erwarteter Erlos
100 - T - B -
E u| h o Zielfunktion = RobusterFahrplan
il s : unter Unsicherheit
Z ok \ Szenariokopplung = Erlds je Szenario
Q f .
0 PS8 T Szenario,
Anlagen RisikomaB
Preisszenarien Markte = Quantifiziertes
w ., o AE-Bedarf Risiko
Bao| b
oK \ Verbundkopplung =
T 20‘ ¥
of =
o 1 2 3 4 5 -] 7 .
Day of Week Szenariog ‘ Szenario Erlése

Planung des Anlagenbetriebs Vermarktungsplanung
= Erzeugungsmengen dargebotsabhangiger = GroBhandelsvermarktung an Termin-, Day-
Anlagen Ahead- und Intraday-Markt
= Flexibilitatseinsatz zum Ausgleich von = Preis/Mengen-Angebote an den RLM
Prognosefehlern = Bedarf an Ausgleichsenergiebeziigen

Bewertung von RisikomanagementmaBnahmen
Hedging am Terminmarkt (@) Flexibilitatseinsatz @@ Regionale Diversifikation

Abbildung 4-1: Ubersicht des entwickelten Modells
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Ziel des Modells ist die Bestimmung eines eindeutigen und robusten Einsatz- und
Vermarktungsplans, wobei sowohl der erwartete Erl6s maximiert als auch das
Risiko der Planung minimiert werden. Das Ergebnis bildet die Grundlage fiir die
Bewertung der Risikomanagementmalnahmen in der Direktvermarktung
erneuerbarer Energien.

Im ersten Modellabschnitt werden die Szenarien zur Abbildung der Unsicherheit
von Erzeugung und Preisen erstellt. Die korrekte Abbildung der statistischen
Eigenschaften ist entscheidend fiir eine realititsnahe Bewertung des Risikos in
der darauffolgenden Vermarktungsplanung. Dazu gilt es, die dargestellte
Methodik zur Szenariogenerierung auf die konkreten Eingangsdaten
anzuwenden. Diese umfassen das Anlagenportfolio und verfiigbare
Vermarktungsoptionen des Aggregators sowie die extern bezogenen
Prognosedaten.

Die generierten Szenarien, zusammen mit den Daten des Anlagenportfolios sowie
den Marktdaten, bilden die Eingangsgroflen fiir die Vermarktungsplanung unter
Unsicherheit. Diese bildet den Kern des Modells und wird in Form eines
stochastischen Optimierungsproblems der gemischt-ganzzahligen linearen
Programmierung implementiert. Das Optimierungsproblem lédsst sich in ein
koordinierendes Master- sowie mehrere Subprobleme unterteilen.

- Innerhalb des Masterproblems (MP) wird die eindeutige
Vermarktungsentscheidung unter Beriicksichtigung aller Szenarien
getroffen und daraus der erwartete Profit sowie das Risiko quantifiziert.
Uber die Integration des RisikomaBes in die Zielfunktion wird die
Optimierung um die Minimierung des Risikos erweitert. AuBerdem
werden die Subprobleme iiber Kopplungsnebenbedingungen verbunden.
Diese gewihrleisten die Einhaltung der getroffenen
Vermarktungsentscheidung durch den Einsatz der Verbundanlagen in
allen Subproblemen (Szenarien).

- In den Subproblemen (SP) werden die Szenarien der Erzeugungs- und
Preisunsicherheiten abgebildet. Dabei wird der optimale Einsatz der
Anlagen sowie die Verwendung auf den verfiigbaren Mérkten bestimmt.
AufBlerdem werden die Fahrplanabweichungen zwischen der eindeutigen
Vermarktungsentscheidung und der tatsdchlichen Erzeugung des
jeweiligen Szenarios bestimmt und die bendtigte Ausgleichsenergie
berechnet.

Als Ergebnisse des Verfahrens resultieren der optimale Vermarktungsplan auf
den zur Verfiigung stehenden Mirkten sowie die daraus resultierenden Erlose in
den Szenario-Subproblemen. Daraus lassen sich die Verteilung des Erloses und
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damit das Risiko ableiten. Sofern Risikomanagementmaf3nahmen in der Planung
beriicksichtigt werden, kann die Effizienz dieser Ma3nahmen bewertet werden.

Die Vermarktungsplanung kann um ein Verfahren zur Portfoliobewertung und —
optimierung erweitert werden, um den Einfluss einer Anpassung des
Anlagenportfolios auf das Risikomanagement zu untersuchen (z. B. Einfluss
einer Integration von Flexibilititen) [Thil9]. Im Rahmen dieser Dissertation ist
die Portfoliobewertung und —optimierung mittels eines Genetischen Algorithmus
umgesetzt. Das Modell zur Vermarktungsplanung unter Unsicherheit fungiert in
diesem Fall als Subproblem des Genetischen Algorithmus. Der Genetische
Algorithmus ist nicht Kernbestandteil dieser Dissertation, fiir genauere
Informationen ist daher auf den Anhang verwiesen (vgl. Anhang A.3).

4.2 Szenariogenerierung

Die Modellierung der Szenarien erfolgt ausgehend von der Methodik in den drei
Schritten  Zeitreihenmodellierung, = Kombination zu  Szenarien  und
Szenarioreduktion (vgl. Kapitel 3.2). Die Ergebnisse der einzelnen
Verfahrensschritte sind in Abbildung 4-2 schematisch fiir den Fall von zwei
Unsicherheitsfaktoren dargestellt®’.

Zeitreihenmodellierung Szenariokombination Szenarioreduktion

[;
2 o 1
S | T » 1
=3 £ o
3 o E)
Q! = o
N c 05 o 0.5
[ITRy, = <
| J‘Tg’ _S
0 @ 0f-
2 3
[ ©
@ 8 A& |
» 205 B o5t o RRCIERRR .
o | 2 ey — §, | » szenariokombinationen|
o ? | = Szenarickembinationen | ) | + Gesamtszenarien
\ & -1 - : z . a4 e ~ - .
-1 0.5 0 0.5 1 =1 05 0 05 1
. Prognoseabweichung Erzeugun Prognoseabweichung Erzeugun
Prognosezeitraum g g gung 9 9 ge

Abbildung 4-2: Schematische Ubersicht der Verfahrensschritte der Szenariogenerierung im
Fall von zwei Unsicherheitsfaktoren

Je nach betrachteten Anlagenportfolios und Mirkten dndern sich die statistischen
Eigenschaften der Unsicherheitsfaktoren, z.B. Auto- und Kreuzkorrelationen der
Zeitreihen. Die Szenariogenerierung muss daher spezifisch fiir den betrachteten

27 Bei Betrachtung zusitzlicher Unsicherheitsfaktoren erweitert sich die Darstellung um
weitere Dimensionen.
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Untersuchungsgegenstand erfolgen (insb. betrachtetes Anlagenportfolio und
Mirkte) und wird als automatisierter Prozess implementiert.

Als  Grundlage der Modellierung  werden  Jahreszeitrethen  der
Unsicherheitsfaktoren mit einer stiindlichen Auflosung verwendet. Dies
ermoglicht die Beriicksichtigung jahreszeitlicher Verdnderungen in den
Prognosefehlern von Erzeugung und Marktpreisen. Als Unsicherheitsfaktoren
konnen die in  Tabelle 4-1  dargestellten = marktbezogenen  und
erzeugungsbezogenen Prognosefehler abgebildet werden. Dabei liegen den
einzelnen Unsicherheiten Prognosen unterschiedlicher Prognosehorizonte
zugrunde. Diese resultieren aus dem Informationsstand des Direktvermarkters
wihrend des Vermarktungsprozesses.

Tabelle 4-1: Marktpreis- und Erzeugungsunsicherheiten aufgeteilt nach Planungshorizonten

Planungshorizont Erzeugungsunsicherheit Markt-/Preisunsicherheit
Week-Ahead . RL Grenzarbeitspreis
keine . .
RL Grenzleistungspreis
Day-Ahead Windkrafterzeugung Day-Ahead Spotpreis
PV-Erzeugung
Intraday Windkrafterzeugung Intraday Spotpreis

PV-Erzeugung

Innerhalb der Zeitreihenmodellierung wird eine Zeitreihenschar fiir jeden
einzelnen Unsicherheitsfaktor erstellt. Die Modellierung erfolgt fiir den
benotigten Prognosezeitraum, das heilt fiir das Planungsintervall der
anschlieBenden Vermarktungsplanung. Anschlieend erfolgt die
Zusammenfiigung aller Unsicherheitsfaktoren zu Szenariokombinationen.
Innerhalb der Szenarioreduktion werden die Szenariokombinationen
abschlieend zu reprisentativen Gesamtszenarien zusammengefasst. Diese bilden
die Eingangsdaten in der anschlieBenden Vermarktungsplanung.

4.21 Zeitreihenmodellierung

Die Basis der Zeitreihenmodellierung bildet der Auswahlprozess des Modelltyps
(vgl. Abbildung 3-2). Dieser wird als automatisierter Ablauf implementiert und
auf alle Unsicherheitsfaktoren angewendet (vgl. Abbildung 4-3).

Mit den historischen Prognose- und Messwerten werden zunéchst die historischen
Prognosefehler bestimmt, welche als Eingangsdaten fiir die Auswahl der
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Modellordnung und die Schitzung des ARMA-Modells benétigt werden?®. Im
Anschluss wird das ARMA-Modell zur Generierung der Einzelszenario-
Zeitreihen und Wahrscheinlichkeiten verwendet. Grundsitzlich ist fiir die
Auswahl des ARMA-Modells eine grafische Analyse der Zeitreihe bzw. deren
(partielle) Autokorrelationsfunktion notwendig. FEine grafische Analyse
verhindert allerdings die Automatisierung des Prozesses. Stattdessen wird auf die
Anwendung verschiedener statistischer Tests und Kriterien zuriickgegriffen®,
welche auf dem in der Zeitreithenmodellierung etablierten Box-Jenkins Verfahren
basieren [Brol1].

Historische Historische
Prognosewerte Messwerte
- -

Bestimmung der historischen Prognosefehler

—~——

Auswahl des ARMA-Modells

Test auf Stationaritit Bestimmung ARMA(p,q,x) Test auf Heteroskedastizitéit
Augmented Schwarz-Bayessches
Dickey-Fuller Test Informationskriterium ARCH-Test

Generierung von N Einzelszenarien mit ausgewihltem Zeitreihenmodell

Abbildung 4-3: Ablaufschema des implementierten automatisierten Auswahlprozesses

Die Stationaritdt wird mittels des Augmented Dickey-Fuller Tests beurteilt.
Resultiert der Nachweis einer Nicht-Stationaritit, wird die Zeitrethe des
Unsicherheitsfaktors zunidchst durch Differenzierung in eine stationdre Zeitreihe
transformiert.

Zur Bestimmung der Ordnung des ARMA(p,q,x)-Modells, wird das Schwarz-
Bayessche Informationskriterium (SBIC) genutzt. Der Parameter x gibt dabei das
Vorhandensein eines signifikanten exogenen Faktors an. Ziel dieses Kriteriums

2 Die Nutzung historischer Daten fuBt auf der Annahme keiner fundamentalen
Anderungen der Wetter- oder Marktbedingungen und ist daher nur fiir
Betrachtungszeitraume weniger Jahre zuldssig.

2 Die mathematische Herleitung der Tests ist nicht Bestandteil dieser Arbeit, dazu wird
auf [Brol1] verwiesen.
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ist die Bestimmung der ARMA-/ARMAX-Parameter, welche das Trade-Off
zwischen Sparsamkeit und Modellgenauigkeit optimieren. Dazu wird die
Gleichung (4-1) fiir alle Parameterkombinationen berechnet. Die
Parameterkombination, welche das SBIC minimiert, wird fiir die
Zeitreihenmodellierung verwendet.

k
SBIC =1n(6%) + 7 (InT) -1

Eine Erhohung der Parameteranzahl k verringert dabei zwar die Modellresiduen
6 und damit den ersten Term des SBIC. Gleichzeitig wird jedoch der zweite Term
gesteigert, indem k mit der Stichprobengrofle der Zeitreihe T gewichtet wird.
Parameter werden daher nur dann dem Modell hinzugefiigt, wenn die
Verringerung des ersten Terms die Steigerung des zweiten Terms iibersteigt.

Grundsitzlich stehen in den verwendeten Jahreszeitrethen mit stiindlicher
Auflésung 8760 Parameter fiir AR-, MA- und jeden zu untersuchenden X-Anteil
zur Modellierung zur Verfiigung. Daraus wiirden eine Anzahl von mindestens
87607 (ca. 76 Mio.) Parameterkombinationen und damit ein nicht handhabbarer
Rechenaufwand resultieren. Die durch das SBIC =zu untersuchenden
Parameterkombinationen miissen somit eingegrenzt werden. Es wird daher der
Zeithorizont der Prognose fiir die unterschiedlichen Unsicherheitsfaktoren
zugrunde gelegt, da nur innerhalb eines Prognosehorizonts eine zeitliche
Korrelation der Fehler zu erwarten ist.
- Fiir Erzeugungsunsicherheiten liegt diese im Day-Ahead Bereich bei 24
Stunden.
- Fiir Preisprognosen werden in dieser Arbeit Week-Ahead Prognosen und
damit ein Zeithorizont von 168 Stunden verwendet.

Die Auswahl exogener Faktoren wird mittels einer Korrelationsanalyse
eingegrenzt. Dabei wird die Korrelation der Prognosefehler von Windkraft- und
PV-Erzeugung und Spotmarktpreisen zu den jeweiligen Prognosen und
Prognosefehlern sowie der Lastprognose untersucht (vgl. Anhang A.1). Es zeigt
sich keine signifikante Korrelation groBBer 0,3 zu den exogenen Faktoren. Das
Maximum ist zwischen Spotpreis-Prognosefehler und Lastprognosefehler
festzustellen. Um die Zeitreihenmodellierung moglichst flexibel zu halten, wird
der Lastprognosefehler dem Auswahlprozess des ARMA-Modells als exogener
Faktor zur Verfligung gestellt.

AbschlieBend wird der ARCH-Test auf Heteroskedastizitdat durchgefiihrt. Fillt
dieser positiv aus, wird das ARMA-Modell zur Darstellung der variierenden
Varianz um ein GARCH(1,1)-Modell erweitert. Ein Test auf asymmetrische
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Varianz, welche die Anwendung eines APARCH-Modells bedingen wiirde, wird
nicht angewendet™.

Mittels der ausgewihlten Zeitrethenmodelle wird eine Schar aus N Zeitreihen
jedes Unsicherheitsfaktors generiert (im Folgenden Einzelszenarien genannt).
Der Parameter N kann vom Benutzer eingestellt werden, wobei jedoch die
Erfiillung des Gesetzes der groen Zahlen zu beriicksichtigen ist.

4.2.2 Szenariokombination

In der Szenariokombination wird das Monte-Carlo Verfahren auf die ermittelten
Einzelszenarien angewendet. Innerhalb der Ziehung wird jeweils ein
Einzelszenario jedes Unsicherheitsfaktors miteinander kombiniert. Die
Implementierung des Monte-Carlo  Verfahrens unterliegt folgenden
Anforderungen:
- Beibehaltung der Autokorrelation der Einzelszenarien
- Beriicksichtigung moglicher Kreuzkorrelationen bei der Kombination
der Einzelszenarien
- Beibehaltung der Bandbreite an Prognoseabweichungen der
Einzelszenarien

Dazu wird das Monte-Carlo Verfahren gemi3 Abbildung 4-4 als automatisierter
Ablauf implementiert.

Zeitreihen der Wabhrscheinlichkeit der
Einzelszenarien Einzelszenarien
- -
Reduktion der Einzelszenario-Zeitreihen auf reprisentative Zufallsvariable
Auswertung der Zeitreihen - Auswertung der Wahrscheinlichkeiten
Bestimmung der lfumullerten Aufstellung der Wahrscheinlichkeitsverteilung
Prognoseabweichungen

—~———

Durchfiihrung des Monte-Carlo Verfahrens zur Szenariokombination
Modellierung der Kreuzkorrelationen # Ziehung der Zufallszahlen

Transformation der Wahrscheinlichkeits- N-fache Ziehung mittels Zufallszahlengenerator
verteilung mittels Cholesky-Zerlegung aus korrelierten Wahrscheinlichkeitsverteilungen

Abbildung 4-4: Ablaufschema des implementierten Monte-Carlo Verfahrens

30 In Voruntersuchungen der im Rahmen dieser Arbeit relevanten Unsicherheitsfaktoren
wurde keine asymmetrische Varianz festgestellt.
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Monte-Carlo Verfahren eignen sich zur Ziehung von Zufallszahlen. Fiir die
Beibehaltung der Autokorrelation in den Zeitreihen der Einzelszenarien ist
allerdings die Ziehung der kompletten Zeitreihen notwendig. Dementsprechend
miissen die Zeitreihen der FEinzelszenarien auf repridsentative Zufallszahlen
reduziert werden. Da der Fokus der Szenarien auf der Abbildung der
Prognoseabweichungen liegt, wird dazu die kumulierte Prognoseabweichung der
Zeitreihen genutzt. Die Zeitreihen werden auf ein Planungsintervall der
Vermarktungsplanung (z. B. wochentlich) aufgespalten und die kumulierte
Prognoseabweichung je Intervallzeitreihe bestimmt. Das Monte-Carlo Verfahren
wird anschlieBend iterativ fiir alle betrachteten Planungsintervalle durchgefiihrt:

- Zunichst erfolgt die Bestimmung der Wahrscheinlichkeitsverteilung der
kumulierten Prognoseabweichungen.

- Zur Berlcksichtigung der  Kreuzkorrelationen  werden  die
Wahrscheinlichkeitsverteilungen mit der Cholesky-Zerlegung in
korrelierte Verteilungen transformiert.

- Mit einem Zufallszahlengenerator erfolgt die Ziehung von Zufallszahlen
aus den korrelierten Verteilungen zu N Szenariokombinationen. Die
Zufallszahlen reprédsentieren dabei jeweils einen Wert der kumulierten
Prognoseabweichung aus der Wahrscheinlichkeitsverteilung.

Als Ergebnis resultiert eine Menge von N gleichwahrscheinlichen
Szenariokombinationen fiir jedes Intervall des Planungszeitraums. Diese besitzen
je einen Wert aus der Wahrscheinlichkeitsverteilung jedes Unsicherheitsfaktors.

4.2.3 Szenarioreduktion

Fiir die Anwendung in der stochastischen Vermarktungsplanung muss die Menge
N der Szenariokombinationen auf eine geringere Anzahl k représentativer
Gesamtszenarien reduziert werden. Aufbauend auf der Analyse der Methodik
wird der kmeans-Algorithmus aus der Gruppe der Partitionierenden
Clusterverfahren verwendet und entsprechend Abbildung 4-5 umgesetzt.

Das Clustering bei Vorliegen mehrerer Clusterkriterien erfordert die Normierung
der Kriterien. Dies gewihrleistet eine gleichmiBige Gewichtung aller
Unsicherheitsfaktoren, welche jeweils ein Clusterkriterium darstellen. Vor dem
Clustering erfolgt daher die Normierung der kumulierten Prognoseabweichungen
auf das Intervall I € [0,1]. Die Extremwerte der Prognoseabweichungen tiber alle
N Szenarien werden dabei durch die Intervallgrenzen O und 1 ersetzt.
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Zeitreihen der Zufallszahlen der
Einzelszenarien Szenariokombination
- -
Anwendung des Clusterverfahrens
Normierung Durchfiihrung des Clusterings
Normierung Bandbreite an kumulierten - Bestimmung von k reprisentativen
Prognoseabweichungen auf das Intervall [0,1] Gesamtszenarien mit kmeans

—~—

Zuordnung der Ausprigungen der Gesamtszenarien zu den entsprechenden Zeitreihen

Berechnung der Distanzen der Einzelszenario-
Zeitreihen zu den Ausprigungen der
reprisentativen Gesamtszenarien

—~————

Gesamtszenarien fiir die Vermarktungsplanung unter Unsicherheit

Szenariozeitreihen jedes Unsicherheitsfaktors Szenariowahrscheinlichkeiten

Abbildung 4-5: Ablaufschema der implementierten Szenarioreduktion

Bestimmung der absoluten Distanzen | Auswahl der Zeitreihen

Matching der Zeitreihen gemifl des minimalen
Abstands zur Ausprigung der Gesamtszenarien

Aus der Anwendung des Clusterverfahrens resultieren k3! repriasentative Cluster,
denen jeweils eine Anzahl der Szenariokombinationen zuzuordnen ist. Diese
Anzahl spiegelt die Wahrscheinlichkeit der einzelnen Cluster wider. Zur
Bestimmung der finalen Gesamtszenarien miissen die Auspriagungen der Cluster
jeweils einer Zeitreihe der Einzelszenarien zugeordnet werden. Dazu werden die
absoluten Distanzen zwischen den kumulierten Prognoseabweichungen der
Clusterauspriagungen und den Zeitreihen bestimmt. Die Auswahl der Zeitreihe
erfolgt dann anhand des minimalen Abstands.

Insgesamt wird so jedem Gesamtszenario eine Zeitreihe jedes
Unsicherheitsfaktors zugeordnet. Die Szenarioreduktion wird analog zur
Szenariokombination fiir jedes Intervall des betrachteten Planungszeitraums
iterativ  wiederholt. Die erzeugten Gesamtszenarien sowie  deren
Eintrittswahrscheinlichkeiten dienen als Eingangsdaten der
Vermarktungsplanung unter Unsicherheit.

31 Die angestrebte Anzahl reprisentativer Gesamtszenarien k kann durch den Nutzer
flexibel parametriert werden
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4.3 Masterproblem der Vermarktungsplanung

Insgesamt ist die Vermarktungsplanung als geschlossenes Optimierungsproblem
formuliert. Die geschlossene Formulierung ermoglicht die Beriicksichtigung der
Interdependenzen zwischen den einzelnen Planungsstufen sowie deren
Auswirkungen auf das resultierende Risiko.

Es kann allerdings strukturell zwischen dem Masterproblem und den
Subproblemen unterschieden werden. Im Masterproblem erfolgt die
Koordination der Vermarktungsentscheidung iiber alle Szenarien hinweg. Es
umfasst alle Modellkomponenten, welche szenarioiibergreifend formuliert
werden. In den Subproblemen sind alle szenariospezifischen Komponenten
implementiert. Innerhalb des Masterproblems erfolgt daher die Formulierung der
Zielfunktion, bestehend aus dem Erwartungswert des Profits und dem Risikoma@,
sowie die Kopplung der Vermarktungsentscheidung (Einkauf/EK und
Verkauf/VK) iiber alle Szenarien (s. Abbildung 4-6).

Aus der Analyse des Vermarktungsprozesses resultiert ein insgesamt
wochentliches Planungsintervall mit den Zeithorizonten Week-Ahead, Day-
Ahead und Intraday. Zusitzlich erfolgt zum Lieferzeitpunkt die Abrechnung des
Ausgleichsenergiebedarfs zum Ausgleich der verbleibenden
Fahrplanabweichungen.

Zielfunktion — Masterproblem

max{(1 — B)E(Profit;) + BCVaR}, mit Be[0,1]

Nebenbedingungen - Masterproblem

Szenario 1

Szenario S

Szenario Kopplung
VK™, = =VK" ANEK™, = - = EKI";V Szenarios s € [1,S],Markte m € [1,M]

S S

Abbildung 4-6: Formulierung des Gesamtproblems der Vermarktungsplanung unter
Unsicherheit™

Zum Zeitpunkt der Planung sind die Auspriagungen der Unsicherheitsfaktoren
noch nicht bekannt. Stattdessen werden die Informationsstinde des Aggregators

32 Zum besseren Verstindnis der Szenariokopplung sind hier auch die

Nebenbedingungsmatrizen der Szenarien dargestellt. Diese sind im Modell jedoch Teil der
Subprobleme, nicht des Masterproblems.
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in den einzelnen Planungshorizonten durch die Szenarien der Subprobleme
antizipiert.

Ziel des Gesamtproblems ist die Bestimmung einer eindeutigen
Vermarktungsentscheidung, die unter Beriicksichtigung der Unsicherheiten der
jeweiligen Planungshorizonte die beste Losung darstellt. Die optimale
Vermarktungsentscheidung bedeutet in diesem Zusammenhang die Entscheidung
tiber die Angebotsmenge auf den verfiigbaren Mirkten (vgl. Tabelle 4-2). Im
Modell kann die Planung durch den Benutzer flexibel auf einzelne Mirkte
beschrinkt oder um weitere Mirkte erweitert werden.

Tabelle 4-2: Implementierte Vermarktungsoptionen der Vermarktungsplanung

m  Vermarktungsoption Richtung

1  Day-Ahead Spotmarkt Einkauf/Verkauf
2 Intraday Spotmarkt Einkauf/Verkauf
3  Power Futures Einkauf/Verkauf
4  Wind Power Futures Verkauf

5  Regelleistung Positiv/Negativ

Zur Abbildung risikoaverser Entscheidungen erfolgt in der Zielfunktion die
Gewichtung von  Szenarioprofiten und  Risikomal3 durch  den
Risikoaversionsparameter . Je hoher die Risikoaversion, desto stirker wird das
Risikomal innerhalb der Optimierung gewichtet. Der Erwartungswert des Profits
ergibt sich gemidll Formel (4-2) als gewichtete Summe der Szenarioprofite
Profit, wobei die Gewichtung p, der Eintrittswahrscheinlichkeit der jeweiligen
Szenarien entspricht.

S

E(Profit,) = ps * Profit, (4-2)

s=1
Die Implementierung des Conditional-Value-at-Risk ist in Formel (4-3)
dargestellt [Ngul5]. Der CVaR ist in Abhédngigkeit des Value-at-Risk (VaR)
definiert (vgl. Kapitel 3.1). Fiir ein gegebenes ae(0,1) reprisentiert der VaR das
(1 — @)-Quantil der Verteilung der Szenarioprofite. Der CVaR wiederum stellt
den Erwartungswert aller Szenarien unterhalb des VaR dar. Die relevanten
Szenarien werden mithilfe der Hilfsvariable 7, identifiziert, indem die Differenz
zwischen dem VaR und den Szenarioprofiten bestimmt wird. Fiir alle Szenarien,
deren Profit den VaR iiberschreitet, wird die Hilfsvariable zu Null (vgl. Formel
(4-4) - (4-5)).

1 S
CVaR =V R——Z 4-3)
a QR ==, Pslls
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ns = VaR — Profit; Vs € [1, 5] (4-4)

ne = 0Vs €[1,5] (4-5)

Je weiter der CVaR vom Erwartungswert aller Szenarioprofite abweicht, desto
riskanter ist die Vermarktungsentscheidung. Das minimale Risikoausmal}
(Risiko von Null) ist erreicht, wenn CVaR und Erwartungswert identisch sind.
Insgesamt wird somit eine Maximierung des CVaR angestrebt und die Differenz
zwischen Erwartungswert und CVaR minimiert.

Die Nebenbedingungsmatrix des Masterproblems umfasst ausschlieBlich die
Szenariokopplung. Die Nebenbedingungsmatrizen der Anlagen und Mirkte sind
in den Subproblemen formuliert, da sie szenariospezifischen Unsicherheiten
(Erzeugungsmengen, Marktpreisen) unterliegen. Die Szenariokopplung
gewihrleistet die einheitliche Vermarktungsentscheidung iiber alle Szenarien und
bildet die Planungsperspektive unter Unsicherheit ab (vgl. Gleichung
(4-6) - (4-10)). Dabei werden in jedem Szenario die Einkaufsentscheidung EK
und Verkaufsentscheidung VK - bzw. die Entscheidung iiber positive oder
negative Regelleistung - gleichgesetzt. Die Szenariokopplung wird fiir jeden
Zeitschritt t der Optimierung sowie fiir jeden verfiigbaren Markt m formuliert.

EK/s, = EK/;, (4-6)

VK5, = VK{s, 4-7)

poS(s, = pos{flsj (4-8)

negis, = neg{fgj (4-9)

Mit: s; Asje[1,S],t € [1,T],m € [Markt 1, Markt M] (4-10)

4.4 Subproblem der Vermarktungsplanung

Aufgrund der Unsicherheiten in Erzeugung und Marktpreisen sind sowohl der
Anlageneinsatz als auch die Markterlose szenariospezifisch und werden in den
Subproblemen der Planung abgebildet. Innerhalb der Subprobleme erfolgt daher
die eigentliche Einsatzplanung des Anlagenportfolios. Aulerdem werden auf
Grundlage der im Masterproblem festgelegten Vermarktungsentscheidung die
Szenarioprofite bestimmt. Abbildung 4-7 stellt die grundsatzliche Formulierung
der Subprobleme dar.
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Zielfunktion — Szenario 1 —

T /N M
Profit, = Z Z KEinsatz 4 Z EM— KAE
m=1

t=1 \n=1

Nebenbedingungen - Szenario 1 —

Anlage, ]
Einsatz
WA/DA
Einsatz
ID
| Technische NB
Markt., (WA/DA)
Verkauf
WA/DA
Einkauf
WA/DA
| Markt NB
Verbundoptimierung Day-Ahead-Pool
Markt,,, (ID)
Verkauf
ID
Einkauf
1D
| Markt NB
AE-Bedarf
AEPos

A

Verbundoptimierung Intraday-Pool

Markt , (RL)
RLepos

I:{I-Nea

Markt NB

Verbundoptimierung Regelleistungs-Pool

Abbildung 4-7: Formulierung der Subprobleme der Vermarktungsplanung unter Unsicherheit

Die Modellierung folgt einem Bottom-Up Ansatz, in dem jede Anlage des
Portfolios sowie jeder verfiigbare Markt als Submodell abgebildet werden. In
jedem Submodell werden die jeweiligen anlagen- bzw. marktspezifischen
Nebenbedingungen abgebildet. Die Modelle der Anlagen werden im Modell
vollstindig von der Vermarktungsentscheidung auf den einzelnen Mirkten
getrennt. Stattdessen erfolgt innerhalb der Anlagenmodelle nur die Berechnung
der verfiigbaren Leistung, die dem Aggregator fiir die Vermarktung zur
Verfiigung steht. Die Verbundoptimierung wird auflerhalb der Anlagenmodelle
durch Kopplungsnebenbedingungen abgebildet.
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Die Modellbeschreibung der Subprobleme wird szenariospezifisch fiir alle
Szenarien s € [1,S] implementiert. Zur Verbesserung der Ubersichtlichkeit wird
der Index s in den dargestellten Formeln vernachlédssigt. Das Modell kann in
viertelstiindlicher oder stiindlicher Auflésung fiir einen wo6chentlichen
Planungshorizont angewendet werden.

44,1 Modellierung der Verbundoptimierung

Die Aggregation der Einzelanlagen zum Verbund erfolgt in den
Kopplungsnebenbedingungen. Dabei wird die Summe der verfiigbaren Leistung
aus den Anlagenmodellen zusammengefasst zum sogenannten Leistungspool.
Die Leistung des Pools wird wiederum tiber weitere
Kopplungsnebenbedingungen auf die Vermarktungsoptionen aufgeteilt.

Durch das Pooling kann in den Anlagenmodellen auf die Modellierung der
einzelnen Vermarktungsoptionen verzichtet werden. Stattdessen wird der Beitrag

zum Pool der einzelnen Anlage n im Zeitschritt ¢ tiber die Variable pf%°

abgebildet. Die Poolleistung pggz lt ergibt sich aus der Summe der

Anlagenleistungen und wird auf die einzelnen Vermarktungsoptionen m
aufgeteilt (s. Gleichung (4-11)). Im Fall von Abweichungen zwischen Erzeugung
und Vermarktung (z. B. durch Prognoseabweichungen) wird die Differenz durch
Ausgleichsenergiebezug PAE ausgeglichen.

N M
> ket =plegh = ) (VKD - EK) + P @1
n=1 m=1

Die daraus resultierende Einsparung von Variablen und Nebenbedingungen
gewihrleistet die Skalierbarkeit des Optimierungsmodells auf grof3e
Anlagenportfolios. Dariiber hinaus ist ein modularer Aufbau der
Verbundoptimierung moglich, in welchem Anderungen in der Zusammenstellung
des Anlagenportfolios oder in den betrachteten Markten automatisiert in das
Optimierungsmodell iibernommen werden kénnen.

Durch die Aktualisierung der Erzeugungsprognosen innerhalb des
Vermarktungsprozesses dndert sich die verfiigbare Poolleistung je nach
Planungshorizont. Zusitzlich stellt die Bereitstellung von Regelleistung einen
Sonderfall dar, weil hier Angebot und Abruf nicht identisch sein miissen. Die
Auswirkungen einer Regelleistungsmarktteilnahme auf den Anlageneinsatz
unterscheiden sich daher von denen einer Teilnahme an den Strommérkten. Somit
muss die Teilnahme an den Regelleistungsmirkten separat betrachtet werden. In
jedem Subproblem ergeben sich dadurch ein Regelleistungspool (RL-Pool), ein
Day-Ahead-Pool (DA-Pool) auf Grundlage des Day-Ahead Erzeugungsszenarios
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und

ein Intraday-Pool (ID-Pool) auf Grundlage des Intraday-

Erzeugungsszenarios. Tabelle 4-3 fasst die Modellierung der Pools zusammen.

Tabelle 4-3: Modellierte Leistungspools zur Umsetzung des Vermarktungsprozesses

Pool Miirkte Mengenszenario Preisszenario
DA Terminmarkt Week-Ahead Day-Ahead Spotpreis
Day-Ahead Spotmarkt Prognose &
RL Regelleistungsmirkte Day-Ahead Szenario ~ Grenzleistungspreis
Grenzarbeitspreis
ID Intraday Spotmarkt Intraday Szenario Intraday Spotpreis
Ausgleichsenergie

Innerhalb der Pools erfolgt die Aufteilung der Poolleistung auf die einzelnen
Vermarktungsoptionen. In der Vermarktungsentscheidung werden dabei die
jeweiligen Preisszenarien beriicksichtigt.

Im DA-Pool wird auf Basis der Prognose sowie der Day-Ahead
Erzeugungsszenarien ein erster vollstindiger Fahrplan des
Anlagenverbunds  erstellt. ~Dabei wird zum einen die
Mengenentscheidung auf dem Day-Ahead Spotmarkt getroffen, wobei
die szenariospezifischen Spotpreise beriicksichtigt werden. Zum
anderen wird entschieden, ob die antizipierten Day-Ahead
Unsicherheiten ein Hedging mit wochentlichen Termingeschiften
sinnvoll machen.

Parallel dazu kann im RL-Pool Regelleistung angeboten werden, wobei
sowohl der Grenzarbeits- als auch der Grenzleistungspreis
szenariospezifisch modelliert werden. Falls auch dargebotsabhingige
Anlagen zur Regelleistungsbereitstellung genutzt werden, wird die
Mengenentscheidung auf Grundlage der gesicherten Leistung getroffen.
Der ID-Pool erlaubt eine Anpassung des Fahrplans auf aktualisierte
Prognosen am Intradaymarkt zu den szenariospezifischen Intraday-
Spotpreisen. Dariiber hinaus wird die abschlieBende Saldierung der
szenariospezifischen Erzeugungsmengen mit dem Vermarktungsplan
abgebildet. Die Differenzmengen miissen entsprechend mit
Ausgleichsenergie kompensiert werden.

Aufgrund der beschriebenen Besonderheiten der Regelleistungsmirkte erfolgt
zunichst eine Beschreibung der Subprobleme ohne Regelleistungsbereitstellung.
Im Anschluss wird separat auf die Erweiterung der Subprobleme um die
Regelleistungsbereitstellung eingegangen.
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4.4.2 Modellierung der Zielfunktion

Durch die Trennung von Anlagen- und Marktmodellen innerhalb der
Verbundoptimierung konnen Erlose und Kosten prinzipiell an beiden Stellen in
die Zielfunktion integriert werden. In diesem Modell wird die Zielfunktion nach
dem Verursacherprinzip aufgebaut. Das heiflt, Erlose und Kosten werden dort
zugeordnet, wo sie entstehen. Erlose und Kosten, die aus einer Vermarktung
entstehen, werden dementsprechend der Zielfunktion der Marktmodelle
zugeordnet. Demgegeniiber werden Erlose und Kosten, die aus dem
Anlagenbetrieb entstehen, in die Zielfunktionen der Anlagenmodelle integriert.
Durch dieses Vorgehen ist sichergestellt, dass keine Eintrdge doppelt in der
Zielfunktion beriicksichtigt werden.

Der Szenarioprofit Profits setzt sich zusammen aus der Summe der
szenariospezifischen Einsatzkosten/-erlose KFU%%  der Vermarktungserlose/-
kosten E[™ sowie der Ausgleichsenergiekosten K/Z. Die Variablenindizes geben

dabei die Anlagenmodelle n, die Marktmodelle m sowie die Zeitschritte ¢ an (vgl.
Gleichung (4-12)).

T N M
Profit, = Z (Z Kfinsatz 4 z EM™ — KAE > (4-12)
1 \n=1 m=1

t=

Zielfunktion des Anlageneinsatzes

Innerhalb der Anlagenmodelle werden Betriebskosten c,{’t sowie alle nicht

vermarktungsbedingten Erlose e,]l"t abgebildet (vgl. Gleichung (4-13)). Der Index

J bezeichnet hierbei die Betriebsvariable x,]l’t der Anlage. Betriebskosten
entstehen beispielsweise aufgrund von Brennstoffkosten fiir KWK-Anlagen.
Nicht-vermarktungsbedingte Erlose sind dagegen z. B. fiir Deckung einer Last
oder fiir Bezug von Marktprimie anzusetzen.

J
Einsatz _ j j J
Kn’ltnsa Z = z(e”'t - Cn,t) “Xn g 4-13)
j=1

Zielfunktion von Stromvermarktung und Ausgleichsenergiebezug

Die Vermarktungserlose bestimmen sich gemidll Gleichung (4-14) aus der
Multiplikation der gehandelten Ein- und Verkaufsmenge mit den
szenariospezifischen Preisszenarien e/" des Marktes m. Differenzen zwischen
Erzeugung und Vermarktung werden, wie in Gleichung (4-11) beschrieben, durch
Ausgleichsenergiebezug kompensiert, fiir den Kosten in Hohe der
Ausgleichsenergiepreise ¢f*f anfallen (vgl. Gleichung (4-15)).



Modellierung 77

EM = e™(VK™ — EK™) (4-14)

KAE = cAE pAE (4-15)

44.3 Anlagenmodellierung

Inwieweit die einzelnen Anlagen an den Pools teilnehmen konnen, wird in den
Anlagenmodellen iiber die Poolingvariablen (pR4,pi) zum Zeitpunkt t fiir
Anlage n modelliert. Dazu werden die analysierten Betriebseinschrinkungen der
unterschiedlichen Anlagentechnologien implementiert (vgl. Kapitel 2.3.3).

Leistungsgrenzen flexibler Anlagen

Die Leistungsbereitstellung der Anlagen pE7$9%  wird durch die
Leistungsgrenzen P™% nach oben und P™" nach unten beschrinkt (vgl.
Ungleichung (4-16)). Die Maximalleistung ergibt sich im Allgemeinen aus der
installierten Leistung. Die Minimalleistung wird fiir Erzeugungsanlagen
allgemein zu Null angenommen, fiir Speicher jedoch zu der maximalen
Einspeicherleistung. Flexibel steuerbare Anlagen konnen gleichzeitig an den
verschiedenen Pools teilnehmen, solange die Leistungsgrenzen insgesamt
eingehalten werden (vgl. Gleichung (4-16) - (4-17)).

Pr;nin < pglitnsatz < PT{nax (4-16)

Mit: pEmsatz — pnt + p 4-17)

Leistungsgrenzen dargebotsabhiingiger Anlagen

Bei dargebotsabhiingigen Anlagen wird die bereitgestellte Leistung zusitzlich
durch das Erzeugungsszenario eingeschrinkt. Fiir den DA-Pool ist der Einsatz
daher durch das Day-Ahead-Erzeugungsszenario PP4, fiir den ID-Pool durch das
Intraday-Szenario P!P beschriinkt.

Innerhalb der Day-Ahead Planung kann der Aggregator Leistung fiir die

Vermarktung zuriickhalten, um bessere Preise am Intradaymarkt zu nutzen

( ,Slﬁif ‘701D Die Entscheidung iiber die Teilnahme am DA-Pool ergibt sich damit

gemil Gleichung (4-18).

TolD
pl4 + pSh oIl = pba (4-18)
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Die Teilnahme am ID-Pool hingt zum einen von der Differenz zwischen ID- und
DA-Erzeugungsszenario sowie der zuriickgehaltenen Leistung der Day-Ahead
Stufe ab. Zum anderen hat der Aggregator die Moglichkeit die Anlage flexibel
abzuregeln (p;fbr) z. B im Falle negativer Preise oder zur Verhinderung von
Ausgleichsenergie. Fiir die Teilnahme am ID-Pool wird Gleichung (4-19)
implementiert.

Abr __ P‘r{D _ PnDA + pi”?’ftTOID (4-19)

pnt Pnt

Anfahrzeiten und Teillastbetrieb

Im Betriecb von KWK-Anlagen miissen zusitzlich Restriktionen bzgl.
Anfahrzeiten und Betrieb in Teillast (TL) beriicksichtigt werden, welche die
flexible Steuerung der Erzeugungsleistung einschrinken. Anfahrzeiten schrinken
grundsitzlich  die  moglichen  Leistungsgradienten  zwischen  den
Optimierungszeitpunkten ein. Die Anfahrzeiten bis zur Nennleistung liegen fiir
dezentrale KWK-Anlagen im Bereich einiger Minuten [Well6]. In der
Vermarktungsplanung mit einer Auflosung von mindesten 15 Minuten konnen
diese vernachldssigt werden. Wirkungsgradverluste bei Teillastbetrieb
beeinflussen dagegen die Wirtschaftlichkeit des Flexibilitédtseinsatzes und miissen
in der Planung beriicksichtigt werden. Sie werden iiber k binédre Teillastbereiche
bi" abgebildet. Die vermarktbare Leistung pX¥* ergibt sich nach Gleichung
(4-20) - (4-21) und kann auf die Pooling-Variablen aufgeteilt werden. Uber die
Kopplung der Binirvariablen in Ungleichung (4-22) wird gewihrleistet, dass in
jedem Zeitschritt nur ein Teillastbereich gewihlt wird.

K

prt + o = pheK = Z Pi " bt (4-20)
Mitpy = k-2 by, € {0,1) @421)
K
z bii <1 (4-22)
k=1

Jedem Teillastbereich wird ein spezifischer TL-Wirkungsgrad nt" zugeordnet,
woriiber in der Zielfunktion die Brennstoffkosten des jeweiligen Teillastbereichs

erl,t bestimmt werden (vgl. Kapitel 4.4.2).

Speicherkapazitiit

Die Flexibilitit von Anlagen, welche einen elektrischen, stofflichen oder
thermischen Speicher besitzen, hédngt maligeblich von der verfiigbaren
Speicherkapazitit ab. Der Speicherzustand SOC,, ; darf dabei zu keinem Zeitpunkt
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t die maximale Kapazitit SOC;*** tiberschreiten oder die minimale Kapazitit
SOC™" unterschreiten (vgl. Ungleichung (4-23)).

SOCM™ < SOC,, < SOCM* (4-23)

Die Speicherzustand zu einem beliebigen Zeitpunkt t* € [1, T] ergibt sich aus der
Differenz der Ein- und Ausspeichervorgiinge (p£, pa%*) bis zu diesem Zeitpunkt
plus dem Anfangszustand SOC,,. Die Leistung der Ein- und
Ausspeichervorginge wird innerhalb des Modells immer als elektrische Leistung
definiert. Fiir die Bestimmung des elektrischen, stofflichen oder thermischen
Speicherzustands ist die Multiplikation mit dem jeweiligen Wirkungsgrad (n2',

n3t, nth) notwendig (s. Gleichung (4-24) - (4-26)).
T

SOCar =15 (Z P — pﬁ‘,’#) +S0Cr (4-24)
t=1
T
S0Car =y - (Z Pri — pﬁ‘}ﬁ) +S0C, (4-25)
t=1
T
SOCyr =" (Z P — pﬁ,?) + 550Gy (4-26)
t=1

Die Ein- und Ausspeichervorginge resultieren gemif3 Gleichung (4-27) aus der
Teilnahme der Speicheranlagen an den Leistungspools oder, im Falle flexibler

Lasten, aus der Leistungsabgabe pﬁfisr zur Verbrauchsdeckung der Anlage.

Pat’ =Pt =DPrt +Pi% + PRt (4-27)
Gleichzeitig muss fiir bidirektionale Speicher in jedem Zeitschritt eine eindeutige
Speicherrichtung gewdhrleistet werden, um widerspriichliches Verhalten durch
gleichzeitiges Ein- und Ausspeichern auszuschlieBen Dazu werden die
Binirvariablen bZ7* und b4%* hinzugefiigt, welche die gewihlte Speicherrichtung
im Zeitpunkt t angeben. Gleichzeitiges Ein- und Ausspeichern wird durch
Anwendung der Big-M Methode gemidfl den Ungleichungen (4-28) - (4-30)

verhindert.

LAY —M-bi¥ <0 (4-28)
pE™ — M- bET < 0 (4-29)

baYs + pEI* < 1, mit b4¥s, bET € {0,1} (4-30)
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Energiebedarf der Last

Die Leistungsabgabe p5%°t zur Verbrauchsdeckung wird durch das Lastprofil der
Verbraucher determiniert. Die Vermarktung einzelner flexibler Lasten ist aus
Sicht eines Aggregators aufgrund der geringen Leistung nicht. Flexible Lasten
werden daher zu einem Pool aggregiert und innerhalb der Planung als
Anlagenpool gesteuert. Die Last des Anlagenpools zum Zeitpunkt t wird aus der
Summe der elektrischen oder thermischen Einzellasten d; , bestimmt. Fiir P2H-
Anlagen werden zur Planung die historischen Wiarmeprofile verwendet. Die
Umrechnung der Wirmelast wird mittels des thermischen Wirkungsgrad nt"
durchgefiihrt. Im Fall der Elektromobilitit werden die Lastprofile aus Daten zu
statistischem Fahrverhalten bestimmt [Str18]. Die Gesamtlast ergibt sich gemaf
Gleichung (4-31).

phest =471, @3

\

Minimaler SOC & Zeitvariabilitiit

Die Elektromobilitit stellt einen Sonderfall unter den flexiblen Lasten dar, da die
Mobilititsanforderungen eine Nicht-Stationaritdt der Speicher bedingen. Daraus
ergibt sich fiir jedes Fahrzeug die Anforderung eines moglichst hohen
Ladezustands zu Beginn jeder Fahrt. Aus Sicht des Aggregators bringt dies
dariiber hinaus eine Zeitvariabilitdt der Flexibilitit mit sich. Zeitvariabilitit meint
in diesem Zusammenhang eine Abhingigkeit der maximalen Speicherleistung
sowie der Speicherkapazitiat von der Anzahl der zum Zeitpunkt t am Stromnetz
angeschlossenen Fahrzeuge. Die Statusvariable s;, gibt dabei den Status des
Fahrzeugs i zum Zeitpunkt t an. Gleichung (4-32) - (4-34) zeigt die Berechnung

der variablen Speichergrenzen des Elektromobilitits-Pools.
I

—Pin = PO = ) s P, @)

i=1
I

SOC¥™ = Z Sit " SOC™ (4-33)
i=1
1 Fahrzeug iim Zeitpunkt t angeschlossen

4-34
0  Fahrzeug iim Zeitpunkt t unterwegs (@34

Mlt: Si,t - {

Aus der Anforderung eines ausreichenden Ladezustands zu Beginn jeder Fahrt
resultiert dariiber hinaus eine Anforderung an die untere Grenze der
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Speicherkapazitit des Fahrzeugpools. Dabei wird die konservative Abschitzung
getroffen, dass jedes Fahrzeug zu jedem Fahrtbeginn eine vollgeladene Batterie
haben soll. Es muss zu jedem Zeitpunkt mindestens die Speicherkapazitiit der
wegfahrenden Fahrzeuge im Pool vorhanden sein. Die untere Speichergrenze zum
Zeitpunkt t wird demzufolge aus der Anzahl der zum Zeitpunkt ¢ wegfahrenden

Fahrzeuge wf; und deren Batteriekapazitit SOC/"** bestimmt (vgl. Gleichung
(4-35)).

SOCM™ = wf, - SOC™*™ (4-35)

Die insgesamt verfiigbare zeitabhingige Flexibilitit aus oberer und unterer

Speichergrenze ist exemplarisch in Abbildung 4-8 als blau schraffierte Flache
dargestellt.
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Abbildung 4-8: Exemplarische Zeitvariable Flexibilitit eines Elektromobilitits-Pools

4.4.4 Modellierung der Vermarktungsoptionen

Aus der Analyse der Marktspezifikationen resultieren die Nebenbedingungen fiir

die Teilnahme des Aggregators an den Vermarktungsoptionen (vgl. Kapitel
2.1.2):

- Mindestangebotsmengen
- Diskrete Angebotsinkremente
- Produktzeitscheiben

Mindestangebotsmengen

Mindestangebotsmengen konnen in der gemischt-ganzzahligen Optimierung
durch Semi-Kontinuierliche Variablen abgebildet werden. Fiir die Einkaufs- oder
Verkaufsmenge (EK™, VK™) auf dem Markt m mit der Mindestangebotsmenge
b,in gilt in diesem Fall Ungleichung (4-36) bzw. (4-37).

EK™ > b,;, V EK™ = (4-36)

VK™ > b,V VK™ = @-37)
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Diskrete Angebotsinkremente

Zusitzlich  konnen diskrete Leistungsinkremente die Flexibilitit der
Angebotserstellung eingrenzen. Dabei muss die Angebotsleistung ein Vielfaches
Qm,¢ des durch den Markt vorgegeben Inkrements &, betragen (vgl. Gleichung
(4-38)).

VK™ NEK{™ = &5 dmt > Gmt € Z (4-38)

Produktzeitscheiben

Fiir die Abbildung von Produktzeitscheiben kommen
Kopplungsnebenbedingungen innerhalb der Markt-Submodelle zum FEinsatz.
Dazu werden die entsprechenden Einkaufs- und Verkaufsvariablen des Produkts
j im Markt m vom Startzeitpunkt sT;" bis zum Endzeitpunkt eT;" iiber Gleichung

(4-39) und (4-40) gleichgesetzt.

EKZZST]-m = EKtTZsT]?"ﬂ == EKtn:leij (4-39)
VK Zrm = VK Zomyy = = VK Zm (4-40)

4.4.5 Modell der Regelleistungsbereitstellung unter
Unsicherheit

Fiir die Bereitstellung von Regelleistung wird der separate Regelleistungspool
modelliert. Der Regelleistungspool umfasst, anders als die DA- und ID-
Stromvermarktungspools, nicht nur eine Pooling-Variable. Vielmehr miissen
Vorhaltung und Abruf sowohl fiir positive als auch negative
Regelleistungsvorhaltung getrennt voneinander modelliert werden, da sie
unterschiedliche Auswirkungen auf den Anlagenbetrieb haben. Insgesamt wird
die Teilnahme am Regelleistungspool iiber folgende vier Pooling-Variablen
abgebildet (vgl. Tabelle 4-4):

Tabelle 4-4: Pooling-Variablen des Regelleistungspools

Pooling-Variable Funktion
pﬁipos Vorhaltung positiver RL der Anlage n im Zeitschritt ¢
pﬁ"eg Vorhaltung negativer RL der Anlage n im Zeitschritt ¢
qﬁ”;P"s Erfolgter Abruf positiver RL der Anlage n im Zeitschritt ¢
qﬁineg Erfolgter Abruf negativer RL der Anlage n im Zeitschritt t

Fiir die Summe aller Vorhaltungen und Abrufe iiber alle Anlagen erfolgt das
Pooling gemifl Gleichung (4-41) - (4-44). Dabei werden die Pooling-Variablen
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mit der Summe der Angebote auf den Regelleistungsmirkten m bzw. deren

Produkten j gekoppelt.
J
z p;flt'p"s (4-41)

n=1 1]=1
N M ]
RLneg __ mmneg
z Pne = Z D) s (4-42)
n=1 m=1 ]=1
N M ]
RLpos __ m,pos
Z qn,t - Z q]',t (4'43)
n=1 m=1 ]=1
M ]
RLneg __ mmneg

Modellierung der Regelleistungsmirkte
In den Submodellen der Regelleistungsmirkte wird die Entscheidung iiber das
Angebot von Regelleistung im Regelleistungsprodukt j abgebildet (p7,F°°

jlt ?
mne 0s

Dji 9). Dariiber hinaus wird die insgesamt abgerufene Energiemenge (qﬁ’p ,

q;flt’neg ) bestimmt. Die Modellierung der Regelleistungsmaérkte ist identisch fiir

positive und negative Regelleistung, weshalb im Folgenden auf die explizite
Darstellung der Regelleistungsrichtung verzichtet wird.

Aufgrund des Pay-as-Bid Verfahrens ist die Vermarktungsentscheidung nicht
allein auf die Mengenentscheidung beschrinkt. Stattdessen kann der Anbieter das
Preistupel aus Leistungs- und Arbeitspreis (Ip}, apj;) je Angebot frei wihlen.
Der Leistungspreis wird einmalig fiir den Zuschlag iiber die gesamte
Produktdauer pT;™ gezahlt. Der Arbeitspreis wird dagegen je Zeitschritt ¢ fiir die

abgerufene Energiemenge bezahlt.

Ob fiir das gemachte Angebot ein Zuschlag erfolgt bzw. ob es zu einem Abruf der
Regelleistung kommt, hingt vom Verhiltnis des gebotenen Preistupels zu den
Grenzleistungs- (GLP/t) und Grenzarbeitspreisen (GAP/;) ab. Diese geben

jeweils den Preis des letzten zugeschlagenen bzw. abgerufenen Angebots an. Nur
wenn der Angebotspreis unterhalb des Grenzpreises liegt, kommt der Handel
zustande. Der Vermarktungserlos der Angebote je Zeitschritt t berechnet sich
grundsitzlich gemifl Gleichung (4-45). Da der Leistungspreis nur einmalig tiber

die Produktlaufzeit bezahlt wird, ist zur Berechnung des Erloses Ej; pro
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Zeitschritt die Division des Leistungspreises mit der Produktlaufzeit pT;™ des
jeweiligen Regelleistungs-Produkts j notwendig.

( 0 lp]m,t > GLP]-’E

|
E™ = lp]T-”,t p™M
it — m J.t
] pT]

lpjr-”,t . p]’-",t + ap}’ft . q]’-”,t lp]’-”,t < GLP])’; A ap]’-”,,t < GAP]-’,';

Iy < GLP/} Aap]y > GAP} (4-45)

Die modellendogene Bestimmung von Preis- und Mengenentscheidung bedingt
eine Multiplikation von Entscheidungsvariablen in der Zielfunktion und damit
eine Nicht-Linearitit in der Abbildung der Regelleistungsmirkte. Die
Modellierung der Vermarktungsentscheidung auf den Regelleistungsmirkten
erfordert im Rahmen des vorliegenden GGLPs daher die Linearisierung der
Zielfunktion.

Die Preisentscheidung kann dazu vereinfacht durch die Annahme eines
erwarteten Erloses pro Angebotsmenge dargestellt werden [Sow16], [Kool6].
Die Zuschlags- und Abrufwahrscheinlichkeit werden jeweils iiber den
Erwartungswert  (E (Zuschlag}”’t), E (Abrufjf’tl)) aus den historischen

Regelleistungsmarktdaten bestimmt (vgl. Gleichung (4-46)).

EM = T -E(ZuschlagT,) + GAP[} - E(Abruf]}) (4-46)
j

Die Nutzung der Erwartungswerte vernachldssigt allerdings die Unsicherheit in
Zuschlag und Abruf. Ebenso wird der FEinfluss des gewihlten
Angebotspreistupels auf die Zuschlags- und Abrufwahrscheinlichkeiten nicht
abgebildet. Eine Risikobewertung der Regelleistungsmaérkte ist demnach nicht
moglich.

In dieser Arbeit wird die Preisentscheidung durch die Auswahl von Stiitzstellen
der Angebotspreiskurve abgebildet. Die Angebotspreiskurve gibt jeweils die
Zuschlags- und Abrufwahrscheinlichkeiten abhédngig vom gewihlten Leistungs-
bzw. Arbeitspreis an. Vom Nutzer kann eine beliebige Anzahl von K Stiitzstellen
durch Vorgabe der gewiinschten Wahrscheinlichkeit (p,) ausgewihlt und der
entsprechende Leistungs- oder Arbeitspreis (lpy, apy) bestimmt werden.
Abbildung 4-9 zeigt beispielhaft die Bestimmung von K = 3 Stiitzstellen einer
Leistungspreis-Angebotskurve.
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Abbildung 4-9: Beispieldarstellung der Bestimmung von Stiitzstellen in der Angebotskurve auf
den Regelleistungsmérkten

Die aus den Stiitzstellen abgeleiteten Angebotspreistupel werden dem
Optimierungsproblem exogen vorgegeben. Jedes exogen vorgegebene Preistupel
wird durch ein Variablenpaar fiir Vorhaltung und Abruf abgebildet (p]; ., q}¢ )-

Die Gesamtvorhaltung einer Regelleistungsart durch den Anlagenverbund p}'

kann auf die betrachteten Angebotspreistupel aufgeteilt werden. Dazu erfolgt die
Kopplung der K Vorhaltungsvariablen mit der Gesamtvorhaltung nach Gleichung
(4-47).

K
p]m’t = Z pﬁ’k (4-47)
k=1

Der Abruf ergibt sich aus dem in Gleichung (4-48) - (4-49) dargestellten Abgleich
der Arbeitspreise mit den Grenzarbeitspreisen in jedem Zeitschritt ¢ der
Produktdauer.

Aex = Affek  Piek (4-48)
0 aplt, > GAPT}
Mit: af], = {1 apfm't'k o
pj't:k - j,t
Insgesamt resultiert die szenariospezifische Zielfunktion (vgl. Gleichung (4-50) -

(4-51)) aus der Anwendung von Gleichung (4-45) auf die exogenen
Angebotspreistupel (Ipj'y ., apj )-

(4-49)
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0 wenn lp'; . > GLP}
m,vorh __ l m
e; = {Pjtk (4-50)
tk itk
j ST pitx wennlpli, < GLP;
J
m m m m
mabruf _ 0 wenn lpj,t’k < GLP; Aapj, > GAP; @s1)
itk apiir " Qe wennlply, < GLP[t AapT, ) < GAP[}

Modellierung der Regelleistungsbereitstellung der Anlagen

In den Anlagenmodellen werden die Riickwirkungen der Vorhaltung und Abrufe
von Regelleistung auf den Anlagenbetrieb abgebildet. Dazu werden die in Kapitel
4.4.3 beschriebenen Anlagenmodelle modular um weitere Variablen und
Nebenbedingungen erweitert, wenn die Anlage zur Regelleistungsbereitstellung
geeignet ist®.

RLpos RLneg RLpos

Das Regelleistungsmodul umfasst die Pooling-Variablen p, ¢ ", bp ;> Qne s

qﬁineg (vgl. Tabelle 4-4). Dabei werden die unterschiedlichen energetischen

Konsequenzen von Vorhaltung und Abruf fiir den Anlagenbetrieb modelliert. Die
Implementierung der Vorhaltung baut auf Modellen zur
Regelleistungsbereitstellung unter Sicherheit auf, wird allerdings um die
Beriicksichtigung der unsicheren Abrufe erweitert [Sow16], [Kool6]. Durch
Bilanzierung der maximalen positiven bzw. maximalen negativen Abrufe
(entsprechend der Vorhaltung) werden obere und untere Schranken fiir den
Anlagenbetrieb festgelegt. Durch Einhaltung dieser Schranken kann die
Vorhaltung im Anlagenbetrieb gewdhrleistet werden. Durch die Restriktionen
(4-52) - (4-53) werden die Schranken im Speicherbetrieb (SOC,ll’,’t, SOC}{?)
abgebildet.

1 .
Sockk, = s0C,, — e ph = socmin (4-52)

n

SOCK? = SOCp; + g - pry 0 < SOCT™ (4-53)

33 Die Priqualifikation der Anlagen innerhalb der Vermarktungsplanung wird exogen
durch den Nutzer vorgegeben. Grundsitzlich werden nur steuerbare Anlagen fiir die
Regelleistungsbereitstellung betrachtet. Eine Bereitstellung durch dargebotsabhingige
Anlagen kann im Modell jedoch auch betrachtet werden.
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Bei Erzeugungsanlagen wird die Erzeugungsleistung p£7*5*t analog eingegrenzt:

- Vorhaltung negativer Regelleistung bedingt eine untere Schranke

E’ig‘mtz'lb oberhalb P"", so dass eine Drosselung der Anlage moglich

ist (s. Gleichung (4-54)).
- Vorhaltung positiver Regelleistung bedingt dagegen eine obere

Schranke py7***"? unterhalb PI"%*, so dass im Falle des Abrufs ein

Hochfahren der Anlage moglich ist (s. Gleichung (4-55)).

Einsatz,lb _ _ Einsatz RLneg min
nt = Pnt - pn,t = P n (4-54)
Einsatz,ub __ _ Einsatz RLpos max
nt = Pnt 0y =h (4-55)

Die Abrufe von Regelleistung beeinflussen den kurzfristigen Handel am
Intradaymarkt. Positive Abrufe verringern, negative Abrufe erhohen die
vermarktbare Energie. Dabei ist die Zeitverzogerung t'P zu beriicksichtigen, die
der minimalen Handelsfrist auf dem Intradaymarkt entspricht. Der Handel zum

Ausgleich der Abrufe p,’ftkomp wird dementsprechend iiber die Nebenbedingung
(4-56) formuliert.

i = g, — P, vt = [t T (4-56)
Durch die Erweiterung des Modells ist die Abbildung der
Vermarktungsentscheidung bestehend aus Preis- und Mengenentscheidung auf
den Regelleistungsmarkten in linearisierter Form moglich. Es werden dabei die

Unsicherheiten in der Bezuschlagung und im Abruf abgebildet, so dass eine
Bewertung des mit der Entscheidung einhergehenden Risikos ermoglicht wird.
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5 Validierung und Anwendung des
Verfahrens

Das entwickelte Verfahren zur Vermarktungsplanung unter Unsicherheit wird
durch Anwendung eines exemplarischen Untersuchungsfalls validiert und zur
Bewertung der RisikomanagementmaBBnahmen herangezogen. Dazu werden die
Kenndaten des Untersuchungsfalls, insbesondere hinsichtlich des angenommenen
dargebotsabhingigen Anlagenportfolios, vorgestellt und ein Benchmark ohne die
Nutzung von Risikomanagement definiert. Die Ergebnisse ermoglichen die
Bewertung und Diskussion der einzelnen sowie kombinierten Nutzung der
RisikomanagementmaB3nahmen.

5.1 Vorstellung exemplarischer
Untersuchungsfalle

Fiir die exemplarische Anwendung des Verfahrens wird ein Untersuchungsfall
aus den folgenden Informationen definiert:

- Portfolio aus dargebotsabhiingigen DEA und Flexibilitidtsoptionen

- Preisdaten der betrachteten Mirkte

5.1.1  Anlagenportfolios

Zum einen wird ein Benchmark-Portfolio definiert, welches zur Validierung des
Verfahrens und als Basis fiir die Bewertung der Risikomanagementmaflnahmen
verwendet wird. Zum anderen werden deutschlandweite Anlagenkandidaten
dargebotsabhingiger DEA definiert, die insbesondere zur Bewertung der
regionalen Diversifikation herangezogen werden.

Benchmark DEA Portfolio

Das Benchmark Portfolio besteht aus Windkraft- und PV-Anlagen mit einer
installierten Leistung von 26,7 MW. Die Leistung teilt sich auf sieben Windkraft-
und fiinf PV-Anlagen auf**. Das Benchmark Portfolio stellt damit einen
vergleichsweise einfachen Untersuchungsfall, der der Validierung des
entwickelten Modells dient. Die jeweiligen mittleren, stiindlichen Prognosefehler
der Day-Ahead- und Intraday-Prognosen sind in Abbildung 5-1 ausgewertet. Es
zeigt sich eine hohe Bandbreite von DA-Prognosefehlern zwischen 4% und 11%.

3* Die Anlagenstandorte wurden aufgrund ihrer geografischen Lage im Rahmen eines
Forschungsprojekts als repridsentative Standorte innerhalb Deutschlands ausgewihlt
[Swal5].



90 Validierung und Anwendung des Verfahrens

Die Intradayprognosen weisen fiir diese Anlagen einen um bis zu 3%-Punkte
geringeren Fehler auf.
Windkraftanlagen PV-Anlagen

| | DAL D
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Anlage Anlage
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Abbildung 5-1: Mittlere stiindliche Prognosefehler im Day-Ahead und Intraday Zeithorizont
der Anlagen im Benchmark-Portfolio

Deutschlandweite DEA Anlagenkandidaten

Das Portfolio zur Untersuchung deutschlandweiter Anlagenkandidaten basiert auf
den meteorologischen Prognosen und Messdaten aus [DWDI14]. Die
Erzeugungsdaten werden hinsichtlich ihrer Ahnlichkeit bei Erzeugungsmenge
und  Prognosegenauigkeit  geclustered, um moglichst reprisentative
Anlagenstandorte auszuwihlen. Insgesamt werden 500 Standorte fiir PV- und
Windkraftanlagen ausgewéhlt und als normierte Anlagen mit einer installierten

Leistung von 1 MW angenommen. Die mittleren Prognosefehler konnen
Abbildung 2-6 in Abschnitt 2.2 entnommen werden.
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Abbildung 5-2: Anlagenstandorte der deutschlandweiten Anlagenkandidaten. Karte [OSM19]

Flexibilititen

Als Erweiterung der dargebotsabhingigen Anlagen werden verschiedene
Flexibilititstechnologien untersucht. Im exemplarischen Untersuchungsfall
werden dem Verfahren Batteriespeicher, Biogas-KWK-Anlagen (BHKW), P2G-
Anlagen zur Wasserstoffproduktion, P2H-Anlagen und Elektrofahrzeuge zur
Verfiigung gestellt. Die Batteriespeicher, KWK- und P2G-Anlagen werden dabei
anlagenscharf, die flexiblen Haushaltslasten dagegen aufgrund ihrer geringen
Leistung als aggregierte Anlagenpools betrachtet.



Validierung und Anwendung des Verfahrens 91

5.1.2 Marktdaten

Fir die exemplarischen Untersuchungen werden die Marktregularien im
deutschen Marktgebiet unterstellt. Das Verfahren kann allerdings fiir
unterschiedlichste Marktgebiete angewendet werden [Thil7]. Als Basis der
Szenariogenerierung werden in dieser Untersuchung die Marktdaten von 2016
verwendet®. Diese umfassen:

- Stiindliche Spotmarktpreise (Day-Ahead und Intraday),

- Wochentliche Terminpreise fiir Power Futures,

- Preise fiir Wind-Power Futures basierend auf der Berechnungsvorschrift

mittels Wind-Power Index geméll Gleichung (2-7)

Zusitzlich werden Annahmen zu den Ausgleichsenergiekosten getroffen, die das
finanzielle Risiko von Fahrplanabweichungen darstellen. Aufgrund ihres
hochstochastischen Verhaltens konnen die Ausgleichsenergiekosten nicht iiber
Prognosen abgebildet werden. Stattdessen wird ein Preisspread zwischen den
Spotpreisen und dem Ausgleichsenergiepreis aus den historischen Daten
hergeleitet. Dieser Preisspread resultiert aus den regulatorischen
Berechnungsvorschriften und garantiert fiir die Bilanzkreise Anreize zur
Reduktion der Ausgleichsenergiebedarfe. Der angenommene Preisspread ist in

Abbildung 5-3 dargestellt.
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Abbildung 5-3: Angenommener Preisspread zwischen Spot- und Ausgleichsenergiepreis

Die Bewertung von Flexibilitdten sowie der regionalen Diversifikation erfordert
die Beriicksichtigung von operativen Kosten (OPEX) und Investmentkosten
(CAPEX) fiir alle Anlagentechnologien. Die Annahmen zu Marktpreisen sowie
den angenommenen Kostenparametern sind in Anhang A.2 zusammengefasst.

35 Die folgenden exemplarischen Ergebnisse konzentrieren sich auf das Risikomanagement
an den Strommérkten, eine Teilnahme am Regelleistungsmarkt wird nicht betrachtet.
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5.2 Validierung

Die zentralen methodischen Aspekte des Verfahrens sind die Modellierung der
Unsicherheiten als stochastische Szenarien innerhalb der Szenariogenerierung
sowie die Optimierung unter Unsicherheit bei Beriicksichtigung des RisikomaBes
innerhalb der Zielfunktion. Diese beiden Aspekte werden im Folgenden unter
Nutzung des Benchmark-Portfolios validiert.

5.2.1 Validierung der Szenariogenerierung

Hauptkriterium fiir die Szenariogenerierung ist die korrekte Abbildung der
statistischen Eigenschaften der realen historischen Prognosefehler in den
diskreten, stochastischen Szenarien. Die statistischen Eigenschaften der realen
Prognosefehler bestehen aus der Wahrscheinlichkeitsverteilung, der
Autokorrelation sowie der Kreuzkorrelation mit anderen Unsicherheitsfaktoren.
Innerhalb der Validierung werden diese Eigenschaften zwischen den realen Daten
(,,Eingangsdaten*) und den Szenarien des Unsicherheitsfaktors exemplarisch fiir
Windkraftanlagen verglichen. In der Szenariogenerierung existiert dabei kein
Mal, welches zur Bewertung der Giite der Szenarien herangezogen werden kann.
Vielmehr soll eine geeignete Abbildung der realen Prognosefehler erzielt werden,
welche sich in geringen Abweichungen zwischen Szenarien und Eingangsdaten
widerspiegelt.

Die Auswertung der Wahrscheinlichkeitsverteilung ist in Abbildung 5-4
dargestellt, wobei links die relative Fehlerverteilung aller Windkraftanlagen und
rechts der Mittlere Absolute Fehler der Einzelanlagen zu erkennen ist. Die
Ahnlichkeit von Wahrscheinlichkeitsverteilungen kann mittels des Informations-
Divergenz-Kriteriums gemessen werden. Die Anwendung des dieses Kriteriums
ergibt fiir die Wahrscheinlichkeitsverteilung eine Abweichung von 3,3%
zwischen Eingangsdaten und Szenarien [Dik15]. Die Mittleren Absoluten Fehler

weisen eine Abweichung von maximal 0,75%-Punkten auf.
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Abbildung 5-4: Vergleich der Fehlerverteilung (links) und des MAE (rechts) in den
Eingangsdaten und in den Szenarien
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Die Abbildung der Autokorrelation wird anhand der (partiellen)
Autokorrelationsfunktion validiert. Abbildung 5-5 zeigt beide Funktionen der
Zeitreihen der Eingangsdaten und Szenarien fiir die Lags von 1 h— 12 h. Es ist zu
erkennen, dass beide Funktionen nur geringe Differenzen in den
Korrelationskoeffizienten der Lags zeigen (<0.1). Insbesondere die hohen
Koeffizienten der ersten Lags werden sehr genau getroffen.
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Abbildung 5-5: Vergleich von Autokorrelation (links) und partieller Autorkorrelation (rechts)
in Eingangsdaten und Szenarien

Die Kreuzkorrelation wird anhand der Abhéngigkeiten zwischen den
Prognosefehlern von Windkraft- und PV-Anlagen ausgewertet. Abbildung 5-6
zeigt die Kreuzkorrelationsmatrix der Eingangsdaten (links) und der Szenarien
(rechts).
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Abbildung 5-6: Vergleich der Kreuzkorrelation von Windkraft- und PV-Anlagen in den
Eingangsdaten (links) und in den Szenarien (rechts)

Zum einen werden die signifikanten Kreuzkorrelationen der Windkraft- und PV-
Anlagen untereinander in den Szenarien abgebildet. Zum anderen wird auch die
nicht-signifikante Kreuzkorrelation von Windkraft- zu PV-Anlagen korrekt in die
Szenarien  iiberfiihrt. Die  maximale  Abweichung zwischen den
Kreuzkorrelationen der Eingangsdaten betrdgt dabei 8,6%-Punkte, die mittlere
Abweichung betrigt 1,3%-Punkte.
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5.2.2 Validierung der Optimierung unter Unsicherheit

Ziel der Optimierung unter Unsicherheit ist die Bestimmung eines optimalen
Vermarktungsplans zur Maximierung des erwarteten Profits sowie des
RisikomaBBes CVaR. Dabei existiert intuitiv ein Trade-Off zwischen den beiden
ZielgroBen. Wird ein Vermarktungsplan mit hoher Risikoexposition gewdhlt,
z. B. durch Handel auf Mirkten mit hohem Preisrisiko, kann ein hoherer
erwarteter Profit erreicht werden. Gleichzeitig sinkt der CVaR aufgrund des
hoheren Risikos. Mit steigender Risikoaversion f steigt in der Zielfunktion die
Gewichtung des RisikomaBes, wodurch sich der Trade-Off zugunsten des
RisikomaBes  entwickelt. @ Dies  filhrt zu einer  konservativeren
Vermarktungsentscheidung.

Abbildung 5-7 zeigt den resultierenden Trade-Off in Abhéngigkeit der
Risikoaversion fiir das Benchmark-Portfolio im Zeitraum eines Jahres. Dabei
wird zum einen eine Vermarktung ausschlieBlich auf dem Day-Ahead Spotmarkt
und zum anderen kombiniert mit dem Intraday Spotmarkt untersucht. Innerhalb
der Untersuchung wird au8erdem der Risikoaversionsparameter von risikoneutral
(B=0) stufenweise bis vollstindig risikoavers (f=1) variiert. Dadurch ergibt sich
eine Pareto-Front je Untersuchungsszenario. Alle Werte sind zur besseren
Vergleichbarkeit auf den erwarteten Profit der ausschlieBlichen DA-
Spotvermarktung mit Risikoneutralitit normiert.
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Abbildung 5-7: Trade-Off zwischen erwartetem Profit und RisikomaB in Abhéngigkeit von
Risikoaversion und Vermarktungsoptionen

Die erwartete Verschiebung des Trade-Offs zugunsten des RisikomaBes bei
Erhohung der Risikoaversion [ ist in beiden Fillen zu erkennen. Bei
ausschlieBlicher Day-Ahead Spotvermarktung wird eine Erhohung des CVaR um
ca. 2%-Punkte bei etwa gleichen Einbuflen im erwarteten Profit erreicht. Bei
Kombination mit der Intraday Vermarktung ist das Potential fiir das
Risikomanagement deutlich erhoht. Der Intraday Markt weist im Vergleich zum
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DA-Markt ein hoheres durchschnittliches Preisniveau, allerdings auch hohere
Preisvolatilitit und -unsicherheit auf (vgl. Anhang Tabelle A-2). Bei
risikoneutraler Vermarktung wird der Intraday Markt daher fiir einen GroBteil der
Vermarktungsmenge genutzt, um iiber das hohere Preisniveau sowie die
Ausnutzung der genaueren Erzeugungsprognosen eine Steigerung des erwarteten
Profits um etwa 30%-Punkte zu erreichen. Dabei werden hohere Preisrisiken in
Kauf genommen, wodurch im Vergleich zur Day-Ahead Vermarktung ein
reduzierter CVaR entsteht. Bei steigender Risikoaversion wird der Intraday-
Handel weniger zur Erlossteigerung genutzt, sondern stirker auf die
Kompensation von Prognoseabweichungen der dargebotsabhingigen Anlagen
konzentriert. Durch die hohere Prognosegenauigkeit der Intraday Prognosen wird
eine Steigerung des CVaR auf einen iiber 10%-Punkte erhohten Wert gegeniiber
der ausschlieBlichen Day-Ahead Vermarktung erreicht.

Die konservativere Vermarktungsentscheidung bei Erhohung der Risikoaversion
spiegelt sich auch in den sinkenden vermarkteten Energiemengen wider (vgl.
Abbildung 5-8). Deutlich zeigt sich der sinkende Anteil der Intraday
Vermarktung, da sich der Finsatz stirker auf die Kompensation der

Prognoseabweichungen konzentriert.
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Abbildung 5-8: Vermarktungsentscheidung auf Day-Ahead und Intradaymarkt in
Abhingigkeit der Risikoaversion

Insgesamt  bestdtigen  sowohl die  Zielkriterien als auch die
Vermarktungsentscheidung die intuitive Erwartung an die Optimierung unter
Unsicherheit.

5.3 Ergebnisse bei Nutzung von
Risikomanagement
Durch die Anwendung des entwickelten Verfahrens auf den vorgestellten
Untersuchungsfall werden die verschiedenen Risikomanagementmafnahmen

schrittweise untersucht und bewertet. Die Bewertung erfolgt in den in Tabelle 5-1
dargestellten Untersuchungsszenarien (Sz 1 — Sz 4). In den ersten drei Szenarien
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werden die MaBnahmen einzeln untersucht. Als Vergleich dient die
ausschlieBliche Spot-Vermarktung des DEA-Benchmark-Portfolios aus der
Validierung. Im vierten Szenario werden die Malnahmen gemeinsam eingesetzt,
um mogliche Synergien bzw. Ineffizienzen bei kombiniertem Einsatz zu
analysieren.

Tabelle 5-1: Vorstellung der Untersuchungsszenarien des Risikomanagements

Verfiigbare Risikomanagementmafnahmen

Hedging mit Einsatz von Regionale Diversifikation von
Termingeschéften Flexibilitdten DEA
Sz 1 X
Sz 2 X
Sz 3 X
Sz 4 X X X

Die Untersuchungsergebnisse werden dabei hinsichtlich folgender Kriterien
analysiert:

Zum einen wird der operative Erlos im Hinblick auf den erwarteten Erlos sowie
auf die Risikoexposition in der Vermarktung bewertet. Anfallende
Investitionskosten, z. B. fiir die Integration von Flexibilitdten, werden zunéchst
vernachlissigt. Der Beitrag jeder RisikomanagementmaBnahme zur Vermarktung
des Anlagenportfolios wird anhand der folgenden Kriterien bewertet:

- Ausgleichsenergiebedarf

- Erwarteter operativer Erlos

- CVaR des operativen Erloses

Zum anderen werden die Investitionskosten beriicksichtigt und der Return on
Investment (Rendite) bestimmt. Es werden die in Tabelle A-3 (Anhang A.2)
dargestellten Kostenparameter beriicksichtigt. Diese Auswertung ermoglicht es,
die Wirtschaftlichkeit jeder RisikomanagementmalB3nahme anhand der folgenden
Kriterien zu beurteilen:

- Erwarteter Return on Investment

- CVaR des Return on Investment

5.3.1 Sz 1: Vermarktung mit Termingeschaften

Ausgehend vom Benchmark der ausschlieBlichen Spotvermarktung, wird der
Einfluss von Termingeschiften auf den erwarteten Erlos sowie den CVaR
ausgewertet. In Abbildung 5-9 sind die Ergebnisse mit und ohne
Beriicksichtigung des Intraday Marktes dargestellt. Mit Intraday Handel kommen
die Power Futures kaum zum FEinsatz, weshalb in der rechten Grafik jeweils zwei
Graphen iibereinanderliegen.
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Abbildung 5-9: Entwicklung von erwartetem Profit und Risikomaf bei Nutzung von
Termingeschiiften in Abhiingigkeit der Risikoaversion ohne ID-Markt (links) und mit ID-
Markt (rechts)

In Abbildung 5-10 ist die Entwicklung der Vermarktungsrisiken in Abhingigkeit
der betrachteten Marktoptionen sowie der Risikoaversion im Detail aufgetragen.
Die Linien repridsentieren den normierten erwarteten Profit sowie den CVaR
analog zu Abbildung 5-9. Die Hohe der Sdulen zwischen den Linien zeigt die
Aufteilung des Gesamtrisikos in Preis- bzw. Volumenrisiken an. Zu den
Preisrisiken werden die DA- und ID-Spotmarkterlose gezidhlt. Die
Volumenrisiken umfassen Zahlungskonsequenzen aus Wind-Power Futures
(WPF) und AE-Bedarfen.
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Abbildung 5-10: Aufteilung zwischen Preis- und Volumenrisiko in Abhéangigkeit der
Marktoptionen sowie der Risikoaversion

Zwischen der Vermarktung mit und ohne ID-Spotmarkt zeigen sich deutliche
Unterschiede. Zum einen ist die Differenz zwischen Erwartungswert und CVaR
bei der Vermarktung mit ID-Spotmarkt deutlich hoher. Dies ist durch die hohere
Preisunsicherheit auf dem Intraday Markt zu erklidren. Gleichzeitig nimmt der
Anteil der Volumenrisiken deutlich ab. Bei risikoaverser Entscheidung erreicht
die Intraday Vermarktung damit trotz hoherer Preisrisiken hohere Werte fiir den
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CVaR als die ausschlieBliche Day-Ahead Vermarktung. Die Griinde liegen in den
geringeren Volumenrisiken aufgrund von Ausgleichsenergiekosten sowie dem
durchschnittlich hoheren Preisniveau im Intraday Markt. Aufgrund der
Unterschiede in der Risikoexposition zwischen DA- und ID-Vermarktung
unterscheidet sich auch der Einfluss der Futures.

Einsatz von Futures ohne Beriicksichtigung des Intraday Handels

In den Ergebnissen ohne die Beriicksichtigung des Intraday Marktes ist ein
deutlicher Einfluss der Termingeschifte, bestehend aus Power Futures (PF) und
Wind-Power Futures, auf die Zielgroen der Vermarktungsplanung zu erkennen
(vgl. Abbildung 5-9 links). Der Handel mit Wind-Power Futures weist dabei ein
anderes Verhalten auf als der Handel mit Power Futures Die korrespondierenden
Vermarktungsmengen sind in Abbildung 5-11 dargestellt.
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Abbildung 5-11: Vermarktungsentscheidung auf Spot- und Terminmarkt in Abhéngigkeit der
Risikoaversion ohne Beriicksichtigung des Intraday Marktes

Durch die Nutzung der Power Futures kann ein weniger volatiler
Vermarktungspreis im Vergleich zur Spotvermarktung erzielt werden. Dies
erhoht sowohl den erwarteten Erlos als auch den CVaR um knapp 1%-Punkt und
fiihrt somit zu einer nahezu parallelen Verschiebung der Pareto-Front. Das Trade-
Off zwischen Erwartungswert und Risiko bleibt somit unverdndert. Power
Futures werden also nicht primdr zum Hedging von Preisrisiken, sondern nur
dann als Alternative zum Spotmarkt eingesetzt, wenn zwei Kriterien erfiillt sind:

- Der Preis der Futures liegt oberhalb des erwarteten Spotpreises.

- Es gibt eine konstante, gesicherte Leistung iiber den Lieferzeitraum des
Futures, so dass fiir die Handelsmenge des Futures kein Volumenrisiko
vorliegt.

Dies spiegelt sich auch in den Vermarktungsmengen wider, in denen der Anteil
der Power Futures, unabhidngig von der Risikoaversion des Entscheiders,
unterhalb von 10% liegt.
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Wind Power Futures werden dagegen fiir das Risikomanagement eingesetzt. Dies
zeigt sich in der Verschiebung des Trade-Offs zwischen erwartetem Erlos und
Risiko sowie im geringen Anteil des Volumenrisikos am Gesamtrisiko (vgl.
Abbildung 5-10). Der erwartete Erlos verringert sich nicht signifikant, der CVaR
steigt dagegen um 3%-Punkte an. An den Vermarktungsmengen ist dariiber
hinaus zu erkennen, dass der Entscheider die Wind-Power Futures erst bei
risikoaverser Einstellung in einem signifikanten Ausmal} nutzt. Da Wind-Power
Futures keine physische Lieferung von Energie zur Folge haben, werden diese
Futures zusitzlich zum physischen Handel auf dem Spotmarkt und rein finanziell
gehandelt.

Einsatz von Futures mit Beriicksichtigung des Intraday Handels

Bei zusitzlicher Betrachtung des Handels am Intraday Spotmarkt reduziert sich
die Nutzung der Termingeschifte und damit auch deren Einfluss auf den
erwarteten Erlos und den CVaR (vgl. Abbildung 5-9 rechts). So werden Power
Futures nur zu einem minimalen Anteil in der Vermarktung genutzt (vgl.
Abbildung 5-12).
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Abbildung 5-12: Vermarktungsentscheidung auf Spot- und Terminmarkt in Abhéngigkeit der
Risikoaversion mit Beriicksichtigung des Intraday Marktes

Aus diesem Grund liegen in Abbildung 5-9 (rechts) jeweils zwei Kurven direkt
ibereinander. Wind Power Futures werden dagegen weiterhin gehandelt, ihr
Beitrag zur Minderung des Risikos ist allerdings geringer als in der Vermarktung
ohne Intraday Handel. Dies ist darin begriindet, dass im Intraday Handel durch
bessere Prognosen bereits ein groBer Teil des Volumenrisikos der
dargebotsabhingigen Anlagen kompensiert werden kann. Insgesamt erreichen die
Wind-Power Futures dadurch nur eine Erhohung des CVaR um 1%-Punkt.

Insgesamt ergeben sich fiir Hedging mit Futures daher folgende
Schlussfolgerungen:
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- Sowohl Power Futures als auch Wind-Power Futures bieten
grundsitzlich das Potential zur Verringerung von Vermarktungsrisiken
dezentraler, dargebotsabhiingiger Erzeugungsanlagen.

- Der Einsatz von Futures weist einen Trade-Off zwischen erwartetem
Profit und Risikomal} auf. Das Hedging ist daher nur fiir risikoaverse
Entscheider lohnenswert.

- Bei simultaner Beriicksichtigung von Intraday Markt und Futures weist
der Intraday Markt eine hohere Effizienz auf. Dies ist zum einen im
hoheren durchschnittlichen Preisniveau 1m betrachteten
Untersuchungsfall begriindet sowie in der physischen Kompensation der
Ausgleichsenergiebedarfe. Futures werden dagegen finanziell erfiillt
und gleichen damit nur die entgangenen Erlése am Spotmarkt, nicht
jedoch die Ausgleichsenergiebedarfe aus.

5.3.2 Sz 2: Integration von Flexibilitaten

Zur Bewertung der Flexibilititen im Anlagenportfolio kommt die entwickelte
Verfahrenserweiterung zur Portfolioevaluation und —optimierung mit der
stochastischen Vermarktungsplanung als Subproblem zum Einsatz (vgl. Anhang
A.3) [Thil9]. Auf Grundlage der Variation des Risikoaversionsparameters in
Abschnitt 5.3.1 wird im Folgenden f = 0,5 gewdhlt, da dieser in einem
ausgewogenen Trade-Off zwischen Erwartungswert und Risikomal} resultiert.
Die Auslegung der Flexibilitdten wird in einer Sensitivitidtsanalyse schrittweise
erhoht um den Einfluss zusitzlicher Flexibler Kapazititen auf die
Vermarktungsergebnisse zu untersuchen.

Operativer Erlos

Abbildung 5-13 zeigt die Auswirkungen der einzelnen Integration der
Flexibilititen auf den positiven und negativen Ausgleichsenergiebedarf des
Portfolios. Das Portfolio ohne Flexibilitdten dient als Vergleich (s. "Keine").
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Abbildung 5-13: Einfluss der Integration von Flexibilititen auf den Ausgleichsenergiebedarf
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Die Ergebnisse zeigen eine Reduzierung des Ausgleichsenergiebedarfs fiir alle
Flexibilitdaten, wobeli sich das jeweilige Ausmal} deutlich unterscheidet:

Das Hinzufiigen zusitzlicher Batteriespeichersystem-Kapazititen
(BSS) reduziert kontinuierlich sowohl den positiven als auch den
negativen AE-Bedarf. Der Grenznutzen nimmt jedoch mit zunehmender
Speichergrole deutlich ab. So kann bereits ein Batteriespeicher mit einer
installierten Leistung von 2,5 MW?* fiir das Benchmark-Portfolio eine
Reduktion des AE-Bedarfs um nahezu 60% erreichen. Die Erhhung der
Leistung auf 10 MW ermoglicht eine Reduzierung um weitere 20%-
Punkte.

Durch die Integration einer Biogasanlage (BHKW) ist es moglich,
nahezu alle negativen Ausgleichsenergiebedarfe zu kompensieren.
Positive AE wird ebenfalls auf etwa 20%-Punkte reduziert. Der AE-
Bedarf sinkt allerdings nicht mit der Erhohung der Leistung auf iiber
2,5 MW. Der stirkere Einfluss auf negative AE-Bedarfe ist auf die
Opportunititskosten fiir den Betriecb der BHKW unter Volllast
zuriickzufithren. Fiir die Bereitstellung positiver Ausgleichsenergie
muss die Anlage dauerhaft unterhalb der Volllast betrieben werden, um
die Erzeugung zu erhohen, wenn positive Ausgleichsenergie benotigt
wird. Dies reduziert die Volllaststunden und die Markterlose. Die
Bereitstellung negativer Ausgleichsenergie bedeutet dagegen nur eine
voriibergehende Einschrankung der Anlage fiir den Zeitraum, in dem
negative AE benotigt wird.

Die Power-to-Gas Anlage (P2G) erreicht in dieser Untersuchung die
starkste Reduktion der Ausgleichsenergiebedarfe. Schon bei einer
installierten Leistung von 2,5 MW sind die AE-Bedarfe nahezu Null.
Die Integration einer groBeren P2G-Anlage ist daher fiir die
Kompensation von Ausgleichsenergie nicht notwendig. Dies ist in der
Annahme der direkten Weiterverwendung des erzeugten Wasserstoffes
begriindet, wodurch keine begrenzende Speicherkapazitit beriicksichtigt
werden muss. Fiir Anlagen, die ins Erdgasnetz einspeisen, ist das
Ergebnis daher nicht uneingeschrinkt iibertragbar.

Die Integration von E-Mob- und P2H-Pools erreicht ebenfalls deutliche
Reduktionen der Ausgleichsenergiebedarfe. P2H-Anlagen reduzieren
dabei insbesondere negative AE, E-Mobilitit dagegen stédrker positive
Ausgleichsenergie. Insgesamt erzielen die E-Fahrzeuge auch eine

36 Fiir Batteriespeicher wird ein Energie/Leistung-Verhiltnis von 2,5 unterstellt. Fiir einen
2,5 MW-Speicher folgt daraus eine Kapazitit von 6,25 MWh.
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starkere Reduktion als die P2ZH-Anlagen. Die Unterschiede ergeben sich
durch die Vehicle-to-Grid-Funktion, die den E-Fahrzeugen ein
Zuriickspeisen in das Stromnetz und damit hohere Flexibilitidt und eine
Kompensation positiver Ausgleichsenergie erlauben. Die P2H-Anlagen
werden dagegen mallgeblich durch ihre thermischen Verbrauchsprofile
eingeschrinkt.

Die Auswirkungen auf die operativen Erlose sowie das Risiko sind in

Abbildung 5-14 und Abbildung 5-15 dargestellt. Das DEA-Portfolio ohne

Flexibilititen wird weiterhin als Benchmark verwendet (s. "Keine").
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Abbildung 5-14: Operativer Profit und CVaR bei Integration unterschiedlicher Leistungen
von Batteriespeichern (links) und BHKW (rechts)
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Abbildung 5-15: Operativer Erlos und CVaR bei Integration unterschiedlicher inst. Leistung
von P2G (links) sowie Anlagenpool-Groien von Wirmestromanlagen (mittig) und E-
Fahrzeugen (rechts)

Die operativen Erlose spiegeln im Wesentlichen die Ergebnisse zum
Ausgleichsenergiebedarf wider, wobei sich alle Technologien positiv auf den
erwarteten Erlos und das Risikomal CVaR auswirken. Die Ergebnisse des
BHKW unterscheiden sich deutlich von den anderen Flexibilititstechnologien.
Da diese Anlage nicht hauptsichlich eine Flexibilitits-, sondern eine
Erzeugungseinheit darstellt, erhoht sie die Erlose deutlich stéirker als die anderen
Flexibilititstechnologien. Fiir einen vollstindigen Vergleich muss allerdings der
Return on Investment inklusive der spezifischen Investitionskosten herangezogen
werden.
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Return on Investment / Rendite

Der Return on Investment (Rol), welcher sowohl die operativen Erlose als auch
die Betriebs- und Investitionskosten einschlieft, ist in Abbildung 5-16 dargestellt.
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Abbildung 5-16: Einfluss der Flexibilititen auf Erwartungswert und CVaR des Return on
Investment (Rol) bei Beriicksichtigung der spezifischen operativen und Investment-Kosten

Die Benchmark ohne Flexibilitdten zeigt einen positiven Rol von rund etwa 6%,
allerdings einen CVaR von -2%. In den nachteiligsten Szenarien besteht damit
das Risiko einer negativen Rendite. Die Integration der verschiedenen
Flexibilititsoptionen beeinflusst die Rendite auf unterschiedliche Weise:

- Der Batteriespeicher zeigt einen positiven Business Case fiir
Speicherkapazititen bis 2,5 MW mit einem steigenden erwarteten Rol
von bis zu 8,7%. Bei groBBeren Speicherleistungen sinkt der Rol aufgrund
des beschriebenen sinkenden Grenznutzens im operativen Erlos (vgl.
Abbildung 5-14).

- Der Nutzen der Einbindung eines BHKW hingt stark von der
installierten Leistung ab. Fiir das Benchmark-Portfolio ergibt sich der
positivste Nutzen fiir eine 2,5 MW Anlage, wobei die erwartete Rendite
auf 7,4% und insbesondere der CVaR auf 2,5% erhoht werden kann.
Beziiglich des RisikomaBes stellt das BHKW damit die beste Flexibilitit
dar. Dies korreliert mit dem Einfluss der Anlage auf den
Ausgleichsenergiebedarf. Wihrend die ersten 2,5 MW den AE-Bedarf
deutlich reduzieren, werden hohere installierte Kapazitédten nur fiir den
Handel am Spotmarkt genutzt und reduzieren die Ausgleichsenergie
nicht weiter. Diese Markterlose des BHKW kompensieren nicht die
vergleichsweise hohen Investitions- und Betriebskosten.

- Aufgrund des  hohen  Potentials zur  Reduktion  des
Ausgleichsenergiebedarfs erreicht die kleinste Ausbaustufe der P2G-
Anlage mit 1,25 MW installierter Leistung eine deutliche Steigerung der
erwarteten Rendite auf iiber 8%. Zusitzlich kann auch der CVaR auf
1,3% erhoht werden. Der Zubau weiterer P2G-Anlagenkapazititen ist
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aufgrund des geringen verbleibenden AE-Bedarfs nicht effizient und
reduziert die erwartete Rendite und den CVaR gegeniiber dem
Benchmark.

Die Integration der E-Mob- und P2H-Pools hat im Vergleich zu BSS und
BHKW nur einen geringen operativen Nutzen (vgl. Abbildung 5-14 -
Abbildung 5-15). Auf der anderen Seite sind die Investitionskosten fiir
die Integration der Poolanlagen mittels IKT-Infrastruktur deutlich
geringer als die Investitionen in Batteriespeicher und BHKW. Daraus
ergibt sich ein positiver Effekt auf den Rol, insbesondere fiir den E-Mob-
Pool, der den Rol um bis zu 3,6%-Punkte erhoht. Der P2H-Pool hat
einen geringeren Effekt von 1,2%-Punkten.

Fiir den Einsatz von Flexibilititen im Risikomanagement lassen sich daher
folgende Schlussfolgerungen ableiten:

Grundsitzlich zeigen die Ergebnisse einen iiberwiegend positiven
Einfluss auf den Return on Investment sowohl im Erwartungswert als
auch im CVaR. Flexibilititen stellen aus Sicht des Risikomanagements
eine sinnvolle Erweiterung von DEA-Portfolios dar. Die
Vorteilhaftigkeit der einzelnen Flexibilititstechnologien unterscheidet
sich dabei stark und hidngt insbesondere von ihrer Fihigkeit zur
Kompensation von Ausgleichsenergie ab.

Eine falsche Dimensionierung der Flexibilititen kann, aufgrund eines
sinkenden Grenznutzens, den Return on Investment sogar negativ
beeinflussen. Daher muss das Flexibilititsportfolio jeweils fiir ein
spezifisches DEA-Portfolio ausgelegt werden, um die Synergieeffekte
optimal nutzen zu konnen (vgl. Sz 4).

Die Vorteilhaftigkeit der Flexibilititen im Risikomanagement ist
insbesondere von zwei Kostenparametern abhingig: den spezifischen
Investitionskosten sowie den angenommenen Ausgleichsenergiekosten.
Es wird daher eine Sensitivititsanalyse beziiglich der optimalen
Auslegung der Flexibilititen in Abhingigkeit dieser beiden
Kostenfaktoren durchgefiihrt (s. Anhang A.4). Es zeigt sich, dass die
Wirtschaftlichkeit der meisten Flexibilititen auch bei Variation der
Kostenparameter um 50% bestehen bleibt. Bei der BHKW lisst sich
jedoch eine starke Sensitivitdt (insb. bzgl. Investitionskosten) feststellen.

5.3.3 Sz 3: Einfluss regionaler Diversifikation

Der FEinfluss der regionalen Diversifikation wird auf Grundlage der
deutschlandweiten DEA-Ausbaukandidaten untersucht. Die Auswertung erfolgt
mittels der Verfahrenserweiterung zur Portfoliobewertung und ist wie folgt
aufgebaut:
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Durch Variation der Standortanzahl wird der Einfluss einer zunehmenden
Aggregation verschiedener Anlagenstandorte auf die Vermarktungsergebnisse
untersucht. Dabei werden zunéchst 10.000 zuféllige Standortkombinationen von
Windkraft- und PV-Anlagen gewihlt und der Erwartungswert sowie der CVaR
des Rol ausgewertet. Aufgrund der hohen Anzahl zu untersuchender Portfolios
kommt die Vermarktungsheuristik im Verfahren zur Portfoliobewertung zum
Einsatz. Es wird zum einen eine Vermarktung ausschlieBlich auf dem Day-Ahead
Spotmarkt und zum anderen kombiniert mit dem Intraday Spotmarkt untersucht.

Ein Effizientes DEA-Portfolio wird anschlieBend mittels des Genetischen
Algorithmus zur Portfoliooptimierung bestimmt. Das ausgewihlte Portfolio
bildet im Folgenden die Basis der Untersuchung der kombinierten Nutzung der
MaBnahmen fiir Risikomanagement (Sz 4).

Variation der Standortanzahl
Der Einfluss der Standortanzahl, vom Einzelstandort bis maximal 500 Standorten,
ist in Abbildung 5-17 abgebildet.
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Abbildung 5-17: Einfluss der Aggregation auf Erwartungswert und CVaR des Rol

Dabei konnen zwei Trends identifiziert werden: Erstens steigen sowohl der
Erwartungswert als auch der CVaR bei Erhohung der Standortanzahl im Mittel
an. Die Aggregation weist dabei einen abnehmenden Grenznutzen auf. Ab 100
Standorten bleiben Erwartungswert und CVaR nahezu konstant. Die zufilligen
Portfolios erreichen unter den getroffenen Annahmen zu Kosten- und
Erlosparametern nur zum Teil wirtschaftliche Renditen®’. Zweitens sinkt die

37 Dies ist in der Nutzung aller deutschlandweiten Standorte begriindet. Dadurch werden
auch Standorte in die Portfolios miteinbezogen, die aufgrund ihrer meteorologischen
Gegebenheiten nicht als Standorte fiir Windkraft- oder PV-Anlagen geeignet sind. Es wird
in dieser Untersuchung aber gezielt keine Vorauswahl von Standorten getroffen, um
mogliche positive Interdependenzen von Anlagenstandorten nicht herauszufiltern.
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Bandbreite der Renditen mit zunehmender Aggregation. Insbesondere fiir
Einzelstandorte ist eine hohe Streuung zu beobachten. Einige Standorte erreichen
Renditen deutlich oberhalb des Mittelwerts, wodurch Ausreiler in den
Ergebnissen der Einzelstandorte zu erkennen sind. Diese erreichen Renditen von
bis zu 20% fiir Day-Ahead und bis zu 40% fiir Intraday Vermarktung.

Die Ursache der hohen Streuung fiir Portfolios mit geringer Aggregation liegt in
den Erzeugungscharakteristiken der Anlagen begriindet. Ausschlaggebende
Faktoren fiir die Vermarktung sind dabei die Volllaststundenanzahl (VLS) sowie
die relativen Fahrplanabweichungen pro Erzeugungsmenge, die sich aus den
spezifischen Prognosefehlern der Anlagen ergeben. Abbildung 5-18 zeigt die
Durchschnittswerte®®  der  Zufalls-Portfolios in  Abhingigkeit  des
Aggregationsgrades. Fir Einzelanlagen resultiert eine Bandbreite von ca.
700 h/Jahr bis 2000 h/Jahr™.
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Abbildung 5-18: Durchschnittliche Volllaststundenzahl und relative Fahrplanabweichungen
der DEA Portfolios in Abhiingigkeit des Aggregationsgrades

Die Bandbreite ergibt sich dabei je nach Technologie (Windkraft oder PV) und
nach den meteorologischen Bedingungen an den Standorten. Mit hoherem
Aggregationsgrad nimmt die Bandbreite der Volllaststundenzahl ab und
konvergiert gegen ca. 1200 h/Jahr, da sich Anlagen mit hohen und niedrigen VLS
gegenseitig ausgleichen. Gleichzeitig nehmen die relativen Fahrplan-
abweichungen kontinuierlich ab, wobei die Intraday Vermarktung aufgrund der

38 Die Volllaststundenanzahl sowie die Fahrplanabweichungen stellen den Durchschnitts-
wert des gesamten Portfolios dar und umfassen sowohl die Windkraft- als auch die PV-
Anlagen.

39 Es existieren AusreiBer bis zu 3500 h/Jahr, die aus Griinden der Ubersichtlichkeit nicht
in der Grafik enthalten sind.
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niedrigeren Prognosefehler im Intraday Zeithorizont geringere Abweichungen
aufweist. Abbildung 5-19 zeigt den Zusammenhang zwischen Volllaststunden,
relativen Fahrplanabweichungen und erwartetem Rol in der Day-Ahead
Vermarktung. Die horizontalen Punkte-Gruppen folgen dabei der Anzahl der
Anlagenstandorte von Einzelstandorten (oben) bis zu 500 Standorten (unten).
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Abbildung 5-19: Einfluss der VLS und Fahrplanabweichungen auf den erwarteten Rol

Einzelstandorte, welche hohe Volllaststunden und gleichzeitig geringe
Fahrplanabweichungen aufweisen, sind besonders wirtschaftlich und stellen die
Ausreiller in der Auswertung der Rendite dar. Der GroBteil der Anlagenstandorte
ist aufgrund der hohen Fahrplanabweichungen als Einzelstandort allerdings
unwirtschaftlich fiir die Direktvermarktung. Durch die Abnahme der relativen
Fahrplanabweichungen  bei  zunehmender  Aggregation  kann  die
Wirtschaftlichkeit auch fiir Standorte, die als Einzelstandorte unwirtschaftlich
sind, erhoht werden. So zeigt sich bei Einzelstandorten eine positive Rendite
(gelbe Markierung) erst ab ca. 2000 VLS, bei groBBeren Anlagenportfolios schon
ab ca. 1300 VLS. Die zufilligen DEA-Portfolios erreichen allerdings trotz des
hohen  Aggregationsgrades  vergleichsweise  geringe Renditen  (vgl.
Abbildung 5-17). Direktvermarkter miissen ihr Portfolio daher gezielt
zusammensetzen. Der FEinfluss einer gezielten Anlagenauswahl wird im
Folgenden untersucht.

Effizientes DEA-Portfolio

Die Ergebnisse des Genetischen Algorithmus (GA) sind in Abbildung 5-20
dargestellt*. Dem GA ist dabei eine maximale Anzahl von 100
Anlagenstandorten vorgegeben, da ab dieser Anzahl eine Sittigung im Nutzen
zusitzlicher Aggregation festzustellen ist (vgl. Abbildung 5-17). Auerdem wird

40 Eine detaillierte Beschreibung des Algorithmus ist in Anhang A.3 zu finden



108 Validierung und Anwendung des Verfahrens

zunéchst nur die Day-Ahead Vermarktung betrachtet. Der verwendete GA weist
als Heuristik keine Optimalititsgarantie auf. Das ausgewihlte Portfolio hat daher
nicht den Anspruch, die wirtschaftlichste Anlagenkombination aus allen
Kandidaten auszuwihlen. Vielmehr soll eine fundierte Bewertungsgrundlage fiir
den Einfluss einer gezielten Portfoliozusammenstellung auf die
Wirtschaftlichkeit von Anlagenportfolios geschaffen werden. Neben dem
Erwartungswert des Rol wird die Differenz zum CVaR Rol dargestellt, da so eine
ibersichtlichere Darstellung der Pareto-Front moglich ist.
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Abbildung 5-20: Rendite und Anlagenstandorte des GA-Ergebnisses zur Bestimmung des
DEA -Portfolios unter den deutschlandweiten Ausbaukandidaten. Karte [OSM19]

Die vom GA gefundenen Portfolios weisen zum Grof3teil hohere erwartete
Renditen (Rol) und geringere Differenzen zum CVaR auf als die zufilligen
Portfolios. Das ausgewdhlte Portfolio setzt sich zu grofen Teilen aus
Windkraftanlagen im Norden Deutschlands zusammen, insb. an den Kiisten von
Nord- und Ostsee, da dort die Volllaststunden iiberdurchschnittlich hoch sind.
Zusitzlich werden allerdings iiber ganz Deutschland verteilte Anlagen integriert,
wodurch die Korrelationen zwischen den Prognosefehlern verringert werden
konnen (vgl. Abschnitt 2.3.2). Die Differenz zwischen Erwartungswert und
CVaR (und damit das Risiko der Portfolios) unterscheidet sich zwischen den
gefundenen Portfolios allerdings nur geringfiigig, da alle Portfolios mit etwa 100
Anlagenstandorten einen hohen Grad an Aggregation aufweisen und somit bereits
stark regional diversifiziert sind. Die erwartete Rendite kann dagegen gegeniiber
den Zufallsportfolios deutlich erhoht werden und erreicht im optimalen Portfolio
ca. 9%.
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Fiir die regionale Diversifikation lassen sich daher folgende Schlussfolgerungen
ableiten:

- Durch stiarkere Aggregation verschiedener Anlagenstandorte nimmt die
durchschnittliche Rendite im Vergleich zu weniger diversifizierten
Anlagenportfolios zu. Der Grenznutzen sinkt dabei mit zunehmender
Aggregation.

- Besonders wirtschaftliche Standorte mit hohen Volllaststundenanzahlen
und geringen Fahrplanabweichungen erreichen hohere Renditen als
diversifizierte Portfolios. Da die Anzahl dieser Standorte allerdings
begrenzt ist, miissen Direktvermarkter auch andere, weniger
wirtschaftliche Standorte in ihr Portfolio aufnehmen.

- Durch die Kompensation der relativen Fahrplanabweichungen in
groBeren  Anlagenportfolios steigt die Rendite von weniger
wirtschaftlichen Einzelstandorten deutlich an.

- Bei der Wahl zwischen Anlagenstandorten dominiert zundchst das
Kriterium der Volllaststundenzahl gegeniiber dem Prognosefehler, da
die Erzeugungsmenge primédrer Faktor der Wirtschaftlichkeit ist. Bei
Anlagen mit vergleichbaren Volllaststunden hat die Auswahl nach
Prognosefehlern bzw. nach geringer Korrelation der Prognosefehler
einen positiven Einfluss auf die Wirtschaftlichkeit des Portfolios.

5.3.4 Sz 4: Kombinierte Nutzung der MaBnahmen

Die kombinierte Nutzung der RisikomanagementmaBnahmen wird, ausgehend
vom ausgewdihlten DEA-Portfolio aus Sz 3, untersucht. Dabei steht der Einfluss
der Kombination mit Futures und mit Flexibilititen auf den erwarteten Erlos
sowie das RisikomaBl im Fokus. Zunichst erfolgt die Dimensionierung der
optimalen Portfolioerweiterung mit Flexibilitéten.

Die Flexibilititen werden mithilfe des Genetischen Algorithmus ausgewdhlt. Das
Ergebnis ist in Abbildung 5-21 dargestellt. Das optimale Flexibilitédtsportfolio
ergibt sich aus einer Kombination eines BHKW (1 MW) mit Pools von E-
Fahrzeugen und P2H-Anlagen. Durch die Flexibilititen kann die erwartete
Rendite von 14,8% ohne Flexibilititen*' auf bis zu 17% gesteigert werden. Die
Differenz zwischen Erwartungswert und CVaR unterscheidet sich mit 3,5% nur
geringfiigig vom Portfolio ohne Flexibilitdten (3,7%), das Risikomal} entwickelt

1 Die Differenz zum Ergebnis der Bestimmung des optimalen DEA-Portfolios (Rol = 9%)
ergibt sich aus den erweiterten Vermarktungsoptionen in der stochastischen
Vermarktungsplanung (insbesondere Intraday Spotmarkt).
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sich damit proportional zum Erwartungswert. Dies korrespondiert mit der
ausgeglichenen Gewichtung des Risikos durch f = 0,5.
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Abbildung 5-21: Ergebnis des GA zur Bestimmung des optimalen Flexibilitiits-Portfolios im
deutschlandweiten DEA -Portfolio

Fiir das bestimmte Anlagenportfolio aus deutschlandweiten DEA-Kandidaten
sowie Flexibilititen wird auBerdem die Moglichkeit des Hedgings an den
Terminmaérkten betrachtet. Insgesamt kann der erwartete Rol bzw. der CVaR auf
17,3% bzw. 13,8% gesteigert werden (siche nachfolgende Abbildung 5-22).

5.3.5 Vergleich und Diskussion der MaBnahmen

Abbildung 5-22 vergleicht den erwarteten Rol sowie CVaR fiir die untersuchten
Risikomanagement-Szenarien. Dabei wird das beste Ergebnis jedes Szenarios bei
Annahme eines Risikoaversionskoeffizienten § = 0,5 dargestellt.

g 20
g 15
h [] B
s 5
2 -10
3l . . R Reg.
s Benchmark ohne  Benchmark mit ~ Terminmarkt(Sz = Flexibilitaten (Sz . et .
s D D 1) 2) Diversifikation Kombiniert (Sz 4)
w (Sz 3)
Erw. Rol 2,1 5,4 6,5 9,6 14,8 17,3
CVaR Rol -7,2 -2,7 -1,2 1,0 10,9 13,8
M Erw. Rol # CVaR Rol

Abbildung 5-22: Vergleich des erwarteten Rol sowie des entsprechenden CVaR in
Abhéngigkeit der Risikomanagementmanahmen

Es ist zu erkennen, dass jede RisikomanagementmaBnahme einen positiven
Einfluss auf die ZielgroBen hat. Die Hohe des Einflusses unterscheidet sich
jedoch deutlich. Die Ursache liegt in den Auswirkungen der jeweiligen
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MaBnahmen auf die Ausgleichsenergiebedarfe, welche als wesentlicher Faktor
der Risikoexposition identifiziert werden konnen. Je direkter die Auswirkungen
auf die Ausgleichsenergiebedarfe sind, desto stirker konnen der erwartete Rol,
aber insbesondere der CVaR gesteigert werden.

Die regionale Diversifikation erreicht eine Erhohung um knapp 10%-Punkte bzw.
13,6%-Punkte fiir erwarteten Rol und CVaR gegeniiber der Benchmark mit
Intraday-Handel. Durch die gezielte Auswahl von Standorten konnen sich die
Prognosefehler der Anlagen direkt gegenseitig kompensieren und die Ursache fiir
Ausgleichsenergie reduzieren. Mit zunehmender Standortanzahl zeigt sich zwar
ein abnehmender Grenznutzen, der Einfluss bleibt aber positiv. Je wirtschaftlicher
die aggregierten Einzelstandorte sind (insb. bei hohen Volllaststunden), desto
positiver ist der Einfluss auf die Renditen. Aufgrund der Kompensation der
Prognosefehler lohnen sich im Anlagenverbund auch weniger wirtschaftliche
Standorte. Insgesamt wird so eine iiberproportionale Erhohung des CVaR im
Vergleich zum erwarteten Rol erreicht.

Flexibilititen stellen ebenfalls eine wirtschaftliche MaBBnahme des Risiko-
managements dar und steigern beide ZielgroBen um etwa 4%-Punkte im
Vergleich zur Benchmark mit Intraday-Handel. Der Einfluss ist im Vergleich zur
regionalen Diversifikation geringer. AuBerdem konnen Flexibilititen die
Wirtschaftlichkeit auch negativ beeinflussen, wenn die Anlagen zu grof3
dimensioniert werden. Aufgrund des abnehmenden Grenznutzens iibersteigen in
diesem Fall die Investitionskosten die Erlose. Daher ist ein Verfahren zur
Anlagendimensionierung inklusive einer detaillierten Vermarktungsplanung
erforderlich, wie sie in dieser Arbeit zum Einsatz kommt.

Der Handel mit Termingeschiften zeigt in den angestellten Untersuchungen nur
einen geringen Einfluss auf die Wirtschaftlichkeit in der Direktvermarktung. Als
Erginzung zum Day-Ahead Spotmarkt erreichen die Termingeschifte, insb. die
Wind-Power Futures, zwar eine Verringerung des Vermarktungsrisikos im
Vergleich zur Benchmark ohne Intraday-Handel. Wird jedoch am Intraday-Markt
gehandelt, kommen Termingeschifte kaum zum Einsatz. Hier zeigt sich die
hohere Effizienz der physischen Kompensation von Fahrplanabweichungen am
Intraday-Markt gegeniiber der finanziellen Kompensation der Termingeschifte.
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6 Zusammenfassung und Ausblick

6.1 Zusammenfassung

Getrieben durch steigende volkswirtschaftliche Kosten fiir Subventionen
dezentraler erneuerbarer Energien entsteht europaweit die politische Forderung
nach einer direkten Marktintegration erneuerbarer Energien in die Strommérkte.
In Deutschland spiegelt sich diese Forderung in einer Verringerung der
subventionsbasierten Vergiitung sowie dem Zwang einer Direktvermarktung fiir
Anlagen oberhalb einer gewissen installierten Leistung wider. Fiir Einzelanlagen
ist eine direkte Marktteilnahme aufgrund von Markteintrittsbarrieren (z. B.
Mindesthandelsmengen) kaum moglich. Daher haben sich Aggregatoren als
Dienstleister fiir die gebiindelte Vermarktung und zentrale Steuerung von
dezentralen Anlagenverbiinden etabliert.

Anders als in der subventionsbasierten Vergiitung sind Aggregatoren in der
Direktvermarktung Risiken ausgesetzt: Volumenrisiken resultieren aus der
Prognoseunsicherheit der zumeist dargebotsabhéngigen erneuerbaren Energien
und damit einhergehenden Ausgleichsenergiebedarfen. Preisrisiken entstehen
durch Prognoseunsicherheiten auf den Strommirkten, auf denen die
Angebotsabgabe zeitlich vor Bekanntwerden des Handelspreises erfolgen muss.
Vor dem Hintergrund einer erforderlichen Marktintegration Erneuerbarer
Energien wird die Bewertung von Risiken und die Ableitung von
Gegenmalnahmen in Form eines Risikomanagements zunehmend entscheidend
fiir die Wirtschaftlichkeit der Direktvermarktung.

Ziel der Vermarktungsplanung eines Aggregators ist daher eine
Vermarktungsentscheidung, die zum einen den Erwartungswert des
Vermarktungserloses maximiert und zum anderen das Vermarktungsrisiko
minimiert. Die  Vermarktungsplanung unter  Beriicksichtigung  von
Risikomanagement weist aufgrund der Vielzahl von Anlagen, Marktoptionen
sowie Unsicherheitsfaktoren eine hohe Komplexitit auf. Daher wird im Rahmen
dieser Arbeit ein automatisiertes Verfahren entwickelt, in dem ein optimaler
Vermarktungserlds sowie die Risikoexposition quantifiziert werden und dabei die
verfiigbaren Risikomanagementmalnahmen geeignet eingesetzt und bewertet
werden konnen. Als Risikomanagement werden folgende Ma3nahmen untersucht
und bewertet:

- Hedging (Absicherung) mit Termingeschéften

- Regionale Diversifikation des dargebotsabhingigen Anlagenportfolios

- Einsatz von Flexibilitdaten (Batteriespeicher, flexible Lasten etc.)
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Das Verfahren gliedert sich in zwei Modellschritte. Im ersten Schritt werden die
Unsicherheiten als diskrete, stochastische Szenarien modelliert. Als Faktoren fiir
Unsicherheit werden alle, zum Zeitpunkt des Angebots, unbekannten Preise der
betrachteten Mérkte sowie die Einspeisung der dargebotsabhédngigen Erzeugung
beriicksichtigt. Die Basis der Szenariogenerierung bilden exogen vorgegebene
Prognosen sowie historische Prognosefehler. Mithilfe von Zeitreihenmodellen
werden die statistischen Eigenschaften der historischen Prognosefehler analysiert
und als stochastische Prozesse modelliert. Die Prognosen sowie stochastischen
Prognosefehler werden zu Zeitreihen zusammengesetzt. Diese Zeitreihen der
einzelnen Unsicherheitsfaktoren werden mithilfe von Monte-Carlo Verfahren
unter Beriicksichtigung stochastischer Abhingigkeiten zwischen
Unsicherheitsfaktoren zu einer hohen Anzahl von Gesamtszenarien kombiniert.
Da die Rechenkomplexitit der Vermarktungsplanung mit zunehmender
Szenarienanzahl steigt, kommt ein Clusterverfahren zur Szenarioreduktion zum
Einsatz.

Im zweiten Schritt erfolgt die Vermarktungsplanung unter Unsicherheit. Neben
den zuvor beschriebenen Szenarien gehen die Informationen zu den betrachteten
Markten sowie zum Anlagenportfolio als Eingangsdaten in die Planung ein. Je
nach den betrachteten Marktoptionen sowie den verfiigbaren Prognosedaten
umfasst die Planung die Zeithorizonte Week-Ahead, Day-Ahead und Intraday. In
diesen Zeithorizonten erfolgt die Vermarktungsentscheidung auf den
betreffenden Mirkten auf Basis der entsprechenden Prognosedaten fiir Preis und
Erzeugung. Die Bewertung des Risikomanagements macht dabei eine
geschlossene Betrachtung der Vermarktungsplanung iiber alle Zeithorizonte
notwendig. Dies ermoglicht die Beriicksichtigung von Interdependenzen
zwischen den Mirkten und Risikomanagementmal3nahmen (z. B. Kompensation
von Day-Ahead Fahrplanabweichungen auf dem Intraday Markt). Die
Zielfunktion der Planung setzt sich aus dem erwarteten Erlos iiber alle Szenarien
sowie dem Risikomal3 Conditional-Value-at-Risk (CVaR) zusammen. Je nach
Risikoaversion des Entscheiders kann die Gewichtung zwischen den beiden
ZielgroBen  flexibel  parametriert werden. Die  Modellierung  der
Anlagentechnologien und Mirkte folgt einem Bottom-Up Ansatz, in dem die
Restriktionen jeder Anlage und jedes Marktes detailliert modelliert werden
konnen. Dazu wird das Modell als Gemischt-Ganzzahliges Lineares
Optimierungsproblem formuliert. Die Aggregation zu einem Anlagenverbund
wird iiber Kopplungsnebenbedingungen realisiert.

Als Ergebnis liefert das Verfahren eine eindeutige Vermarktungsentscheidung
unter Unsicherheit sowie die Zielgrolen, bestehend aus erwartetem Erlos und
CVaR. Durch den Wert des CVaR sowie den Abstand zum erwarteten Erlos lésst
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sich die Risikoexposition in der Vermarktungsentscheidung quantifizieren. Durch
den Vergleich der ZielgroBen bei Nutzung der verschiedenen
Risikomanagementmal3nahmen sowie bei der Variation der Risikoaversion kann
der Einfluss der MaBnahmen bewertet werden.

Die beiden Modellschritte werden zunichst fiir ein Benchmark-Portfolio aus
wenigen, deutschlandweit verteilten, dezentralen Erzeugungsanlagen (DEA) und
ohne Nutzung des Risikomanagements validiert. Als Marktdaten kommen
historische Daten zum Einsatz. Die Validierungsergebnisse bilden den
Ausgangspunkt  fiir  vier  Untersuchungsszenarien @ mit den  drei
Risikomanagement-MaBBnahmen Hedging mit Termingeschiften, Einsatz von
Flexibilitdten und regionaler Diversifikation. Zunichst werden im Benchmark-
Portfolio die Malnahmen Termingeschifte und Flexibilititen einzeln untersucht.
AnschlieBend wird zur Untersuchung der regionalen Diversifikation ein
wirtschaftlich effizientes DEA-Portfolio aus deutschlandweiten
Ausbaukandidaten zusammengestellt. Dieses bildet die Grundlage fir die
kombinierte Untersuchung aller drei MaBnahmen. Aus den Untersuchungen
konnen folgende Schlussfolgerungen abgeleitet werden:

- Insgesamt ermoglichen die Mallnahmen eine deutliche Steigerung der
Wirtschaftlichkeit in der Direktvermarktung von Aggregatoren. Der
Einfluss der einzelnen Mallnahmen unterscheidet sich dabei deutlich.
Als entscheidender Faktor kann der Einfluss auf das Volumenrisiko und
damit die Ausgleichsenergiebedarfe identifiziert werden.

- Termingeschifte konnen in der Vermarktung dezentraler erneuerbarer
Energien grundsitzlich zur Risikominderung beitragen. Bei
gleichzeitiger Verfiigbarkeit wird der Intraday Spotmarkt jedoch
bevorzugt eingesetzt, da dieser eine stdrkere und wirtschaftlichere
Kompensation der Volumenrisiken ermoglicht.

- Die Integration von Flexibilititen in ein DEA-Portfolio zeigt fiir
verschiedene Flexibilitits-Technologien eine positive Wirtschaftlichkeit
und kann eine signifikante Verringerung der Risiken erreichen.
Flexibilititen zeigen jedoch einen abnehmenden Grenznutzen, weshalb
die effiziente Dimensionierung der Anlagen entscheidend fiir die
Wirtschaftlichkeit dieser Malnahme ist.

- Dieregionale Diversifikation erreicht durch teilweise Kompensation der
Prognosefehler der Einzelanlagen eine deutliche Verringerung der
Volumenrisiken. Diese Verringerung ist dabei abhéngig von der Anzahl
der Standorte sowie der Korrelation der Prognosefehler. Die
Wirtschaftlichkeit des Anlagenportfolios insgesamt hingt zwar in erster
Linie von den jdhrlichen Erzeugungsmengen der Einzelstandorte ab.
Durch die gezielte Diversifikation konnen jedoch auch weniger
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geeignete Einzelstandorte die Wirtschaftlichkeit des Gesamtportfolios
verbessern.

6.2 Ausblick

Im Rahmen der Entwicklung und exemplarischen Anwendung des Verfahrens
werden an einigen Stellen Ankniipfungspunkte fiir weitere Forschungsarbeiten
identifiziert.

Das entwickelte Verfahren zur Vermarktungsplanung unter Unsicherheit muss
zur Abbildung von Interdependenzen zwischen verschiedenen Mirkten als
geschlossenes Optimierungsproblem implementiert werden. Dies erfordert auch
die geschlossene Betrachtung der Zeithorizonte im Vermarktungsprozess.
Aufgrund der hohen Komplexitit des Gesamtproblems konnen die
Entscheidungsprozesse und insbesondere der Anlagenbetrieb innerhalb der
Zeithorizonte nicht in vollem Detailgrad abgebildet werden. In Zukunft wére
daher eine Kopplung des entwickelten Verfahrens mit einer rollierenden
Vermarktungs- und Einsatzplanung interessant. Innerhalb der geschlossenen
Planung kann eine initiale Vermarktungsentscheidung je Zeithorizont (z. B. die
Aufteilung zwischen Day-Ahead und Intraday Vermarktung) getroffen werden.
Innerhalb der rollierenden Planung wird anschlieBend die
Vermarktungsentscheidung je Stufe mit hoherem Detailgrad aktualisiert und der
Anlageneinsatz festgelegt.

Innerhalb dieser Arbeit kommt zur Bewertung der regionalen Diversifikation
sowie der Integration von Flexibilititen eine optionale Verfahrenserweiterung zur
Anlagenportfoliooptimierung auf Basis einer Heuristik zum Einsatz. In weiteren
Forschungsarbeiten sollte diese in den Fokus geriickt werden, um den Ausbau
dezentraler Erzeugungsanlagen aus betriebswirtschaftlicher oder
volkswirtschaftlicher Perspektive zu bewerten. Dabei sind zum einen
methodische = Weiterentwicklungen, z.B. als mathematisch exaktes
Optimierungsproblem, aber auch inhaltliche Erweiterungen sinnvoll. Die
langfristige Vorhersage von Kosten- und Erlosparametern iiber die Lebensdauer
der Anlagen spielt fiir die Investitionsentscheidung eine signifikante Rolle. So
erhoht beispielsweise die grundsitzliche Entwicklung von Marktpreisen und
Betriebskosten die Genauigkeit der Bewertung. Aufgrund der inhirenten
Unsicherheiten solcher Vorhersagen ist hier ebenfalls eine Optimierung unter
Unsicherheit notwendig.
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Anhang

A.1 Erganzende Analyseergebnisse

Korrelationsanalyse Exogene Faktoren
Zur Bestimmung relevanter exogener Faktoren fiir die Auswahl der ARMA-

Modelle wurde eine Korrelationsanalyse moglicher exogener Faktoren
durchgefiihrt. Dazu wurde jeweils die Korrelation der deutschlandweiten
Windkraft-, PV- und Spotpreisprognosefehler untersucht Die Ergebnisse sind
grafisch in Abbildung A-1 - Abbildung A-3 dargestellt. Dariiber hinaus zeigt
Tabelle A-1 die resultierenden Korrelationskoeffizienten.

Tabelle A-1: Zusammenfassung der Korrelationskoeffizienten der exogenen Faktoren
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Abbildung A-1: Korrelation der PV-Prognosefehler zu moglichen exogenen Faktoren
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Abbildung A-2: Korrelation der Windkraft-Prognosefehler zu moglichen exogenen Faktoren
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Abbildung A-3: Korrelation der Spotpreis-Prognosefehler zu moglichen exogenen Faktoren

A.2 Vorstellung der Marktdaten im
Untersuchungsfall
Die Preisdaten des Untersuchungsfalls entstammen dem Jahr 2016 und dienen als
Grundlage der Szenariogenerierung. Die Preisdaten der Strompreise sind in
Tabelle A-2 dargestellt. Tabelle A-3 zeigt aullerdem die angenommenen
Kostenparameter fiir Flexibilititen.
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Tabelle A-2: Kenndaten der Strommarktpreise (Spot und Futures Markt)

[€/MWh] Day-Ahead Intraday  Week Power Futures
Mittelwert 28,98 31,71 28,95
Std. Abw. 12,48 13,98 6,45
Maximum 104,96 121,66 45,52
Minimum -130,09 -81,04 16,40
Prognose MAE 4,66 5,71 0,00

Tabelle A-3: Kostenparameter der Flexibilititsoptionen basierend auf [ISE18], [IRE17],

[Koo016]
Technologie Fixe Variable Lebenszeit
CAPEX OPEX OPEX [Jahren]

WKA 1,4 Mio. 30 Tsd. _ 75

€/ MW €MW
PV 900 Tsd. 2,5% von i ’5

€/MW CAPEX
BHKW 2,7 Mio. 4% von 30 30

€/ MW CAPEX €/MWhg,
BSS 450 Tsd. 1% von ] 15

€/ MW CAPEX
P2G . 3% von

1 Mio. €MW CAPEX - 15

EV pool 450 €/unit 30 €/unit - 5
P2H pool 450 €/unit 30 €/unit - 5
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A.3 Erweiterung zur Portfoliooptimierung

Verfahrensiibersicht

Die in dieser Dissertation entwickelte Erweiterung der Vermarktungsplanung zur
Portfoliooptimierung und —bewertung fiir Aggregatoren dezentraler
Anlagenverbiinde basiert auf einem genetischen Algorithmus mit zwei
Subproblemen (vgl. Abbildung A-4) [Thil9]. Innerhalb der beiden Subprobleme
ist die Auswahl des Portfolios aus dargebotsabhingigen DEA (Stufe 1), d.h.
Windkraft- und Photovoltaikanlagen, von der Dimensionierung der
Flexibilititsoptionen getrennt (Stufe 2). Die Trennung ergibt sich aus den
unterschiedlichen Anforderungen und Herausforderungen bei der Einsatzplanung
von dargebotsabhingigen DEA einerseits und Flexibilitdten andererseits.

Portfolio Optimierung / Bewertung

Initiale Analyse Genetischer Algorithmus

1
. I
! 1
! 1
! 1
1

DEA Standorte: !
1 "
|+ Prognosegite 1. Stufe: Auswahl des DEA Portfolios Bewertung |
i|* Vollaststunden der Subproblem: Vermarktungsheuristik ,;,ﬁ;}m\ Fitness based on: |
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I Markt- / Ausgleichs- = Optimierung beriicksichtigt Risikomanagement N Operatoren I
: energiepreise I
. l
1

Abbildung A-4: Ubersicht des entwickelten Modells zur Portfoliooptimierung und —bewertung
[Thil9]

Die Bewertung der dargebotsabhidngigen DEA erfordert eine standortspezifische
Analyse der Wetterbedingungen und der jeweiligen Erzeugungseigenschaften.
Dies fiihrt zu einer hohen Anzahl moglicher Anlagen-Kandidaten und damit zu
einer hohen Komplexitit bei der Portfoliooptimierung. Andererseits ist die
operative Vermarktungsplanung fiir diese Technologien vergleichsweise einfach,
da die dargebotsabhingige DEA nur wenig Flexibilitit und damit kaum
Entscheidungsfreiheit aufweisen. Insbesondere bei positiven Marktpreisen kann
eine Abregelung von DEA, welche den einzigen Freiheitsgrad im Betrieb
darstellt, vernachlédssigt werden. Die gehandelte Energiemenge auf den
Spotmirkten kann somit in der Vermarktungsheuristik durch die Prognose
approximiert werden. Weicht die tatsdchliche Erzeugung von der Prognose ab,
treten Fahrplanabweichungen in Hohe der Differenz zwischen prognostizierter
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und tatsichlicher Erzeugung auf, die durch den Bezug von Ausgleichsenergie
ausgeglichen werden miissen.

Im Gegensatz dazu weist die Bewertung von Flexibilitdtsoptionen andere
Herausforderungen auf. In einer ersten Anndherung kann jede
Flexibilititstechnologie durch eine einzige aggregierte Anlage dargestellt
werden, da die Standorte der Anlagen keinen Einfluss auf die
Dimensionierungsentscheidung haben. Daher kann das Problem der
Portfoliooptimierung auf eine Variable pro Flexibilitdtstechnologie reduziert
werden, wodurch eine geringe Komplexitidt des Masterproblems erreicht wird.
Das operative Subproblem auf der anderen Seite muss aus der vollstindigen
stochastischen Vermarktungsplanung bestehen (vgl. Abschnitt 0). Die
stochastische Vermarktungsplanung ist notwendig, um die technischen und
eigentiimerinduzierten Einschrinkungen der Flexibilitidten sowie
Interdependenzen zwischen den Anlagen angemessen zu modellieren. Aufgrund
der hohen Rechenkomplexitit kann dieses operative Subproblem nur fiir eine
begrenzte Anzahl von Portfolios in angemessener Zeit gelost werden. Daher ist
es fiir Stufe 1 nicht anwendbar.

Beide Teilprobleme simulieren die Marktteilnahme des Anlagenportfolios iiber
ein ganzes Jahr in einer stiindlichen Zeitauflosung.

Masterproblem der Portfoliooptimierung

Das beschriebene Verfahren kann entweder zur Portfoliooptimierung oder als
Bewertungsmodell fiir vorgegebene Portfolios verwendet werden. Wenn es zur
Optimierung verwendet wird, besteht die Modellinfrastruktur des genetischen
Algorithmus (GA), welcher das Masterproblem darstellt, aus den Phasen
Initialisierung, Fitnessbewertung und genetischen Operatoren zur Bestimmung
neuer Kandidatenportfolios [McC05]. Wenn es nur fiir die Portfoliobewertung
verwendet wird, kann der Benutzer des Verfahrens auch Portfolios vordefinieren.
In diesem Fall werden die Genoperatoren nicht zur Bestimmung neuer
Portfoliokandidaten herangezogen und nur die vordefinierten Portfolios
untersucht.

Initialisierung

In der Initialisierungsphase wird der Losungsraum (Populationsraum) definiert.
Jeder Anlagenkandidat wird darin als diskrete Variable x, kodiert, die die
gesamte installierte Kapazitit (z.B. KWK- und Batteriespeichersystem) oder die
Anzahl der integrierten Pooleinheiten (z.B. P2H- und EV-Pools) darstellt. Die
oberen und unteren Grenzen jeder Anlagen-Variable konnen vom Benutzer
parametrisiert werden. Zusitzlich miissen fiir jede Anlage Kostenparameter
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(CAPEX und OPEX) definiert werden. Das Modell ermoglicht entweder eine
zufillige Initialisierung oder eine Initialisierung einer vordefinierten
Startpopulation. Die zufillige Initialisierung beriicksichtigt daher verschiedene
Arten von Portfolios:
- Null-Portfolio (es werden keine Anlagen-Kandidaten ausgewdihlt /
Benchmark-Fall)
- Ein-Technologie-Portfolios (es werden nur Kandidaten einer
Technologie ausgewdhlt)
- Multi-Technologie  Portfolios  (Kandidaten aller verfiigbaren
Technologien werden ausgewihlt)

Die initialisierten Portfolios bilden die erste Generation des GA und werden den
Subproblemen iibergeben. Sie werden mit der heuristischen Einsatzplanung
(Stufe 1) oder der stochastischen Einsatzoptimierung (Stufe 2) bewertet, je
nachdem, ob Flexibilititen in das Portfolio integriert sind.

Fitness Bewertung

Nach der Simulation der Portfolios in den operativen Subproblemen (vgl.
Abschnitt 0) wird ihre Fitness F als Return on Investment (Rol) definiert und
anhand der operativen Ergebnisse (OP) aus dem Subproblem sowie der
Investitionskosten pro Jahr (CAPEX) bewertet (vgl. Gleichung (A-1)). Die
Investitionskosten werden mit dem Annuitdtsfaktor ann, in CAPEX
umgerechnet, der von der kalkulatorischen Verzinsung r sowie der Lebensdauer
der Anlage n abhingt (vgl. Gleichung (A-2) - (A-3)).

F = (OP — CAPEX)/CAPEX (A-1)
N
CAPEX = z ann,, - Ci"% - x, (A-2)
n=1
" (4™ n )
Mit: ann,, = 1 (A-3)

Die Ergebnisse des operativen Subproblems beriicksichtigen die Unsicherheit
aufgrund von Marktrisiken und umfassen die erwarteten Erlose und
Betriebskosten E(REV, — OPEX,) tiiber alle Szenarien hinweg sowie das
Risikomal CVaR zur Quantifizierung der Risikoexposition (vgl. Gleichung
(A-4)). Je hoher die Risikoaversion B€[0,1], desto entscheidender ist das
Risikomal innerhalb der Gesamtfitness. Eine intuitive Erkldarung des CVaR kann
wie folgt formuliert werden: Je weiter der CVaR unter dem erwarteten Umsatz
liegt, desto riskanter ist die Dispositionsentscheidung. Die minimale
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Risikoexposition (Risiko Null) ist erreicht, wenn CVaR und erwartete Ertrige
1dentisch sind. Daher versucht das Modell, den erwarteten Umsatz zu maximieren
und gleichzeitig den CVaR so nah wie moglich an den erwarteten Umsatz
heranzufiihren (vgl. Abschnitt 3.2).

OP = (1 —B) - E(REV, — OPEX,) + 8 - CVaR (A-4)

Die Fitnesswerte werden anhand verschiedener Abbruchkriterien getestet, um das
Konvergenzverhalten fiir eine optimale Losung zu bestimmen. Die Konvergenz
1st erreicht und der GA wird beendet, wenn eines dieser Kriterien erfiillt ist:
- Keine Veridnderung des besten Fitnesswertes in den letzten beiden
Generationen
- Keine signifikanten Veridnderungen (>1%) im 25%-Quantil aller
Individuen in den letzten zwei Generationen.
- Maximale Anzahl an Generationen erreicht (Abbruch ohne Konvergenz)

Genetische Operatoren

Sind die Abbruchkriterien nicht erfiillt, wird eine neue Generation von Portfolios
erzeugt. Dies geschieht unter Verwendung der genetischen Operatoren Selektion,
Rekombination und Mutation [McCO05].

- Bei der Selektion werden Portfolios aus der Vorgingergeneration
(Elterngeneration) abgeleitet, um die neue Kindergeneration zu bilden.
In diesem Modell wird die Turnierauswahl verwendet, die Portfolios aus
einem Turnier mit zufédlligen Elternportfolios auswihlt. Das Portfolio
mit dem hochsten Fitnesswert wird auf die Kindergeneration iibertragen.

- Bei der Rekombination werden die ausgewdihlten Kinderportfolios
durch zufilligen Tausch von Anlagen kombiniert. Somit koénnen
innerhalb des Losungsraums vollig neue Anlagenkombinationen
gefunden werden.

- Wihrend der Mutation werden die Variablen der einzelnen Anlagen in
einem Kinderportfolio innerhalb ihrer Grenzen verdndert. Dies
ermoglicht eine leichte Erweiterung oder Reduzierung bestehender
Portfolios, ohne die Gesamtportfoliokonstellation zu verdndern.

Subproblem der Portfoliooptimierung

In den Subproblemen kommen eine Vermarktungsheuristik sowie die
stochastische Vermarktungsplanung zum FEinsatz (vgl. Abschnitt 4.4). Die
Eingangsdaten der Heuristik gleichen dabei denen der stochastischen
Vermarktungsplanung und bestehen aus Szenarien fiir Erzeugung und
Marktpreisen sowie den Anlagendaten des Portfolios. Da in der Heuristik nur
dargebotsabhiingige Erzeugungsanlagen betrachtet werden, wird eine
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Handelsentscheidung gemidll der Erzeugungsprognose angenommen. Die
stochastischen Szenarien stellen mogliche Ergebnisse fiir die tatsdchliche
Erzeugung dar und bestimmen somit die Fahrplanabweichung. Alle
Fahrplanabweichungen miissen durch Ausgleichsenergie kompensiert werden.

Die operativen Erlose REV; eines Portfolios werden nach Gleichung (A-5)
berechnet. Die prognostizierte Erzeugungsmenge P/ € im Zeitschritt ¢t wird fiir
alle Portfoliowerte n € N aufsummiert und mit den jeweiligen Szenarien der
Spotmarktpreise Ci ?Ot multipliziert. Wenn eine Anlage n zusidtzlich eine

Subvention erhilt, z.B. Marktpriamie in Deutschland, kann diese iiber subs,, in
die Erlose einbezogen werden

REV, z (Z (2% + subs,) - PES ) (A-5)

Die Betriebskosten OPEX smd szenarioabhingig und beinhalten variable
Erzeugungskosten c;,*" sowie Ausglelchsenerglekosten die durch Multiplikation
der Ausglelchsenergleprelse forid mit  den szenariospezifischen
Fahrplanabweichungen P, ermittelt werden (vgl. Gleichung (A-6)). Die
Fahrplanabweichungen ergeben sich aus der Differenz zwischen der
szenariospezifischen Erzeugung PSATft und der Prognose P,f ¢ (vgl. Gleichung

(A-7)).
OPEX, = Z (Z (cpar - PESY + 5 - PBE ) (A-6)

Mit: PEE = |¥N_, pAct — pF¢ (A7)
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A.4 Sensitivitatsanalyse zu Flexibilitaten

Innerhalb der Bewertung der Flexibilititen als Risikomanagement in Verbiinden
dezentraler Erzeugungsanlagen konnen die Parameter fiir Investitions- und
Ausgleichsenergiekosten als die beiden entscheidenden Annahmen identifiziert
werden (vgl. Abschnitt 5.3.2). Aus diesem Grund wird eine systematische
Variation dieser Parameter in 10%-Schritten ausgehend von den
Standardannahmen (Variationsparameter 1) vorgenommen (vgl. Tabelle A-3).
Somit kann deren Einfluss auf die Vorteilhaftigkeit der Flexibilititen analysiert
werden. In Abbildung A-5 ist jeweils die wirtschaftlichste Anlagenauslegung der
untersuchten Flexibilititstechnologien in Abhingigkeit von AE-Kosten (links)
und Investitionskosten (rechts) dargestellt.
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Abbildung A-5: Anderung der optimalen Flexibilititsauslegung in Abhiingigkeit von
Ausgleichsenergie- und Investitionskosten

Fir drei der fiinf Technologien (BSS, P2G, E-Mob) bleibt die optimale
Auslegung nahezu stabil. Erst ab einer Reduktion der AE-Kostenannahmen um
30% ist beispielsweise fiir P2G eine Nicht-Investition wirtschaftlicher. Fiir E-
Mobilitt ist sogar bei +/-50%-Anderungen keine Verinderung festzustellen. Am
starksten reagiert die BHKW-Auslegung auf die angenommenen
Kostenparameter. Hier liegt die Standardannahme der Investitionskosten im
Knickpunkt, wobei sich die optimale Auslegung zwischen 90% und 110% der
Standardannahme von 100% der maximalen Leistung auf Nicht-Investition
verindert. Auch eine Veridnderung der Ausgleichsenergiekosten auf 80% der
Standardannahme wiirde die Nicht-Investition zur wirtschaftlichsten Option
machen.

Die Sensitivitidtsanalyse zeigt, dass ein GroBteil der Flexibilitdtstechnologien
auch bei veridnderten Kostenannahmen eine wirtschaftliche Option fiir das
Risikomanagement sind und somit ein robustes Ergebnis darstellen. Die
Untersuchung des BHKW zeigt allerdings, dass im Einzelfall moglichst genaue
Informationen notwendig sind, um die Wirtschaftlichkeit bewerten zu konnen
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Abkurzungsverzeichnis

ACF Autokorrelationsfunktion

AE Ausgleichsenergie

AEP Ausgleichsenergiepreis

AP Arbeitspreis

APARCH  Asymmetric Autoregressive Conditional Heteroskedasticity
AR Auto-Regressiv

ARCH Autoregressive Conditional Heteroskedasticity

ARIMA Autoregressive Integrated Moving-Average
BHKW Blockheizkraftwerk

BK Bilanzkreis

Cv Clusterverfahren

CVaR Conditional Value-at-Risk

DA Day-Ahead

DEA Dezentrale Erzeugungsanlagen
DWD Deutscher Wetterdienst

EEG Erneuerbare-Energien-Gesetz
EEX European Energy Exchange
EK Einkauf

el elektrisch

ENTSO-E  European Network of Transmission System Operators for

Electricity
EPEX European Power Exchange
EU Europiische Union
FIT Feed-In Tariff
GAP Grenzarbeitspreis

GARCH Generalized Autoregressive Conditional Heteroskedasticity
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GGLP Gemischt-Ganzzahlige Lineare Programmierung
GLP Grenzleistungspreis

HT Hochtarif

ID Intraday

IKT Informations- und Kommunikationstechnologie
KI Kiinstliche Intelligenz

kW Kilo-Watt

KWK Kraft-Wirme-Kopplung

LP Leistungspreis

MA Moving Average

MAE Mittlerer Absoluter Fehler

Max Maximal

Min Minimal

MP Masterproblem

MRL Minutenregelleistung

MW Mega-Watt

MWp Mega-Watt-peak

NB Nebenbedingung

neg negativ

NRV Netzregelverbund

NT Niedrigtarif

NWP Numerical Weather Prediction
OTC Over-the-Counter

P2G Power-to-Gas

P2H Power-to-Heat

PACF Partielle Autokorrelationsfunktion

pos positiv
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PRL
PV
reBAP

RL
Rol
SBIC
SOC
SP
SRL
st

std.
Std.
StromNZV
Sz

th

TL
UNB
V2G
VaR
VK
VK
WA
WKA
W'keit
WPI

Primérregelleistung
Photovoltaik

regelzoneniibergreifender einheitlicher
Bilanzausgleichsenergiepreis

Regelleistung

Return on Investment
Schwarz-Bayessches Informationskriterium
State of Charge
Subproblem
Sekundirregelleistung
stofflich

stilndlich

Standard
Stromnetzzugangsverordnung
Szenario

thermisch

Teillast
Ubertragungsnetzbetreiber
Vehicle-to-Grid
Value-at-Risk

Virtuelles Kraftwerk
Verkauf

Week-Ahead
Windkraftanlagen
Wahrscheinlichkeit

Wind Power Index



Yerbunden mit dem weltweiten Ausbau dezentraler Erzeugungsaniagen (DEA)
steigt die Forderung nach einer starkeren Marktintegration. Dabei haben sich
Aggregatoren, welche DEA bindeln und zentral vermarkten, als Dienstleister fur
die Direktvermarktung dezentraler Anlagen etabliert. Aggregatoren sind in der
Direktvermarktung finanziellen Risiken aufgrund von Prognoseunsicherheiten
ausgesetzt, inshesondere durch dargebotsabhangige Erzeugung. Diese kKdnnen
die Wirtschaftlichkeit der Direktvermarkiung beeintrachtigen. Die Quantifizierung
der Risikoexposition sowie die Ableitung und Nuzung von Malknahmen des Ri-
sikomanagements gewinnen zunehmend an Bedeutung. Bisherige Verfahren
zur Vermarktungsplanung bericksichtigen zumeist nur einzelne Unsicherheiten
und erlauben keine umfassende Bewertung des Risikomanagements.

Ziel dieser Arbeit ist daher die Entwicklung eines Verfahren, welches eine op-
timale Vermarktungsentscheidung unter Unsicherneit bestimmen und gleich-
zeitig Malnahmen fir Risikomanagement gezielt einsetzen und bewerten
kann. Aus der Analyse verwandter Forschungsfelder werden die Malinahmen
JHedging mit Termingeschaften®, Einsatz von Flexibilitaten® sowie regionale
Diversifikation” von DEA identifiziert. Das entwickelte Verfahren gliedert sich da-
bei in die Szenanogenerierung und die Vermarktungsplanung unter Unsicher-
heit. Innernalb der Szenariogenenerung werden die Unsicherheiten in Form
stochastischer Szenanen modelliert. Sie bilden die statistischen Eigenschaf-
ten der zugrundeliegenden Unsicherheiten ab (Wahrscheinlichkeitsverteilung,
Auto- und Kreuzkomelation). Die Vermarktungsplanung wird in Form der sfo-
chastischen gemischi-ganzzahligen linearen FProgrammierung implementiert.
Auf Basis der Szenarien wird eine optimale Vermarktungsentscheidung unter
den fielgroten des erwarteten Erldoses (bzw. Rendite) sowie des Risikomaltes
Conditional-Value-at-Risk (CVaR) bestimmt. Der Vermarktungsprozess wird da-
bei geschlossen betrachtet, um Interdependenzen zwischen den Markten und
Risikomanagementmalknahmen bewerten zu konnen.

Das Verfahren wird fir einen exemplanschen Untersuchungsfall validiert und
zur Bewertung der Risikomanagementmainahmen angewendet. Durch kom-
binierte Anwendung aller Malfnahmen kann die Wirtschaftlichkeit deutlich er-
haht werden. So wird eine Steigerung der erwarteten Rendite um 15%-Punkte
und des CVaR um ca. 20%-Punkte im Vergleich zur Benchmark ohne Risi-
komanagement erreicht. Als Hauptkriterium fur die Wirkung der Mallnahmen
kann ihr Einfluss auf die Volumenrisiken und damit die Ausgleichsenergiebe-
darfe identifiziert werden. Je starker die Malnahmen die Ausgleichsenergie-
bedarfe reduzieren konnen, desto starker verbessem sie die Wirtschaftlichkeit
in der Direktvermarktung.
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