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Netzengpasse als Herausforderung fur
das Stromversorgungssystem

Optionen zur Weiterentwicklung des Marktdesigns






Vorwort

Im ersten Quartal 2020 wurde erstmals mehr Strom aus erneuerbaren Energien als
aus konventionellen Energietrdagern in das deutsche Stromnetz eingespeist. Dies ist
ein wichtiger Meilenstein auf dem Weg in eine klimafreundliche Zukunft. Immer mehr
Erneuerbare-Energie-Anlagen gehen in Betrieb und tragen somit zu einer emissions-
armen Energieversorgung bei. Das Spektrum der Anlagen reicht hierbei von Offshore-
Windparks bis hin zu Haus-Solaranlagen.

Diese Entwicklung ist fiir die Stromnetz-Betreiber nach wie vor eine Herausfor-
derung. Zum einen variiert die Stromproduktion von Wind- und Solarenergieanlagen
stark je nach Wetterlage. Zum anderen muss zunehmend Strom aus dem windreichen
Norden in die groBen Industriezentren in Siid- und Westdeutschland transportiert
werden. Bereits jetzt miissen Netzbetreiber Netzengpassen — also Situationen, in denen
die Kapazitit des Stromnetzes nicht ausreicht, um den angeforderten Strom zu trans-
portieren — entgegenwirken. Hierfiir werden beispielsweise Kraftwerke und Speicher
angewiesen, gegen eine Vergiitung ihre Anlagenfahrpldne anzupassen.

Die Kosten fiir MaBnahmen des Netzengpassmanagements betrugen im Jahr
2018 ca. 1,4 Milliarden Euro, 2019 ca. 1,2 Milliarden. Es ist zu erwarten, dass diese
Problematik sich weiter verscharfen wird, denn neben dem Ausbau der erneuerbaren
Energien tragen auch der wachsende Bedarf an Strom durch neue Bedarfe bei Elektro-
fahrzeugen, Warmepumpen und strombetriebenen Industrieprozesse sowie die Aus-
weitung des grenziiberschreitenden Stromhandels zur Entstehung der Netzengpasse
bei. Eine stabile Stromversorgung ist aber essenziell fiir die Verbraucher und fiir den
Industrie- und Wirtschaftsstandort Deutschland. Der hierfiir notige Netzausbau ist mit
langwierigen Planungsverfahren verbunden. Zudem ist er nicht immer die giinstigste
Losung, um Netzengpésse zu beheben.

Die vorliegende Stellungnahme des Akademienprojekts ,,Energiesysteme der
Zukunft“ (ESYS) diskutiert, wie Anderungen des aktuellen Strommarktdesigns bei der
Bewiltigung von Netzengpissen helfen konnen. Die Forscherinnen und Forscher stel-
len fiinf Handlungsoptionen vor und identifizieren die jeweiligen Vor- und Nachteile.
Thr Ergebnis: Zwar kann keine der Handlungsoptionen alleine das Problem l6sen, doch
in verschiedenen Kombinationen konnen sie zu einem sicheren, preiswerteren und
umweltfreundlichen Strommarktdesign beitragen.

Wir danken den Wissenschaftlerinnen und Wissenschaftlern sowie den Gutach-
tern herzlich fiir ihr Engagement.

w1 ke

Prof. (ETHZ) Dr. Gerald Haug Prof. Dr. Dieter Spath Prof. Dr. Dr. Hanns Hatt
Prasident Prasident Prasident
Nationale Akademie der acatech — Deutsche Akademie Union der deutschen Akademien
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_ Abkirzungen und Einheiten

Abkurzungen und Einheiten

AbLaV Verordnung zu abschaltbaren Lasten

BDI Bund der Deutschen Industrie

BEHG Brennstoffemissionshandelsgesetz

BKartA Bundeskartellamt

BMWi Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie

BNetzA Bundesnetzagentur flr Elektrizitdt, Gas, Telekommunikation, Post und Eisenbahnen
Dena Deutsche Energie-Agentur

EEG Erneuerbare-Energien-Gesetz

EFET European Federation of Energy Traders

EnWG Energiewirtschaftsgesetz

ERCOT Electric Reliability Council of Texas

EU-ETS EU-Emissionshandel (European Union Emissions Trading System)
EU Europaische Union

E-Mobilitat Elektromobilitat

HGU-Leitungen

Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragungsleitungen

I1SO

Independent System Operator

KWKG Kraft-Warme-Kopplungsgesetz

MISO Midcontinent ISO

NetzResV Netzreserveverordnung

oTC Over the Counter (Direkthandel, auRerborslicher Handel)

PV Photovoltaik

SO GL System Operation Guideline

StromNEV Stromnetzentgeltverordnung

UNB Ubertragungsnetzbetreiber

VNB Verteilernetzbetreiber

VPE Vernetztes Polyethylen

Ct/kWh Cent pro Kilowattstunde

TWh Terawattstunde

% Prozent

MWh Megawattstunde (eine Megawattstunde entspricht 1.000 Kilowattstunden)
GW Gigawatt (ein Gigawatt entspricht einer Million Kilowatt)

m? Quadratmeter

TWh Terawattstunde (eine Terawattstunde entspricht einer Milliarde Kilowattstunden)



Glossar
Anpassungsmal- NotfallmaRnahmen des Netzbetreibers, um einen sicheren und zuverlassigen
nahmen Betriebs des Ubertragungsnetzes zu gewahrleisten. Zu diesem Zweck kénnen
die Netzbetreiber Stromeinspeisungen, Stromtransite und Stromabnahmen an-
passen.
Benchmark MaRstab, Vergleichspunkt, Bezugswert
Bid-Ask-Spread Differenz zwischen den Preisen, die Kaufer (an der Strombdérse) bereit sind zu
zahlen, und den Preisen, die Anbieter erzielen mochten
Brownout Abfall der Spannung im Stromnetz oder (im hiesigen Zusammenhang) die ge-

zielte Lastreduktion durch Trennung bestimmter Verbraucher vom Netz, um den
Stromausfall lokal zu begrenzen und einen kompletten Ausfall der Versorgung

(Blackout) zu verhindern

Clean Energy Package Das Legislativpaket ,Saubere Energie fir alle Europder” der EU bildet die Grund-
lage fur die Umsetzung der europaischen Energieunion und der européischen
Klima- und Energieziele bis 2030. Es umfasst vier Richtlinien und vier Verord-
nungen, die in den Jahren 2018 oder 2019 in Kraft traten. Fir die hier behandel-
ten Aspekte sind insbesondere die Elektrizitdatsbinnenmarktverordnung und die

Elektrizitatsbinnenmarktrichtlinie von Bedeutung.

Countertrading Gebotszoneniibergreifendes gegenlaufiges Stromhandelsgeschaft mit dem Ziel,
einem Netzengpass entgegenzuwirken. Es wird Strom ,hinter dem Netzeng-
pass“ gekauft und ,vor dem Netzengpass“ verkauft. Das Countertrading wird
von dem Ubertragungsnetzbetreiber organisiert, dessen Netz von dem Engpass

betroffen ist.

Dispatch Einsatzplanung fur Kraftwerke (und Speicher) der Anlagenbetreiber auf Basis

der Handelsgeschafte

Einspeisemanagement  Abregelungen von Anlagen, die Einspeisevorrang nach dem Erneuerbare-Ener-
gien-Gesetz (EEG 2017) oder dem Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (KWKG) genie-

Ren, durch den Netzbetreiber zwecks Behebung eines Netzengpasses

Emissions Trading (deutsch: Emissionshandelssystem) Ein Cap & Trade System der EU, in dem eine

System (ETS) Obergrenze (,,Cap”) fur den AusstolR bestimmter Stoffe festgelegt und eine ent-
sprechende Menge an Zertifikaten fiir diesen AusstoR bereitgestellt wird. Diese
Zertifikate konnen zwischen den Emittenten gehandelt werden (,Trade”). Das
ETS regelt den AusstolR bestimmter Treibhausgase fir bestimmte Sektoren in-
nerhalb der EU.

Engpassmanagement Umfasst in dieser Stellungnahme alle Instrumente, die dazu dienen, die Gefahr
von Netzengpassen bereits im Vorfeld auszuschlieRen (Engpassvermeidung)
oder eine bestehende Gefahr eines Netzengpasses zu beseitigen (Engpassbe-

hebung).




Gebotszone

Strommarktgebiet, in dem ein einheitlicher StromgroRhandelspreis gilt. In-
nerhalb einer Gebotszone werden beim Abschluss der Handelsgeschafte die
Leitungskapazitdten — und damit auch mogliche Netzengpasse — nicht berick-
sichtigt.

Inc-Dec Gaming

Betrifft in dieser Stellungnahme ein Bietverhalten, bei dem Marktteilnehmer
ihre Gebote am Spotmarkt erhéhen (Increase) oder senken (Decrease), um

durch gegenldufiges Verhalten am Flexibilitdtsmarkt ihre Erlése zu maximieren.

Knotenpreissystem

(,Nodal Pricing”)

In einem Knotenpreissystem werden die Strompreise fir jeden Netzknoten (das
heiflt fur jeden Einspeisepunkt und jeden Entnahmepunkt des Stromnetzes)
grundsatzlich separat berechnet. Dadurch werden die Transportkapazitdten des

Stromnetzes vollumfanglich bei der Strompreisbildung bericksichtigt.

Netzengpass

Situation, in der die Kapazitdt des Stromnetzes nicht ausreicht, um den Trans-

portbedarf zu befriedigen.

Netzreserve

Kraftwerke der Netzreserve werden von den UNB zum Zweck der Gewéhrleis-
tung der Sicherheit und Zuverldssigkeit des Elektrizitatsversorgungssystems
vorgehalten, insbesondere zum Zweck des Redispatchs. Sie nehmen nicht am

Strommarkt teil.

No-Regret-MalRnahmen

MalRnahmen, die in jedem Fall sinnvoll sind und daher ,,ohne Reue” durchge-

fihrt werden kénnen.

Power-to-X-

Technologien

Umwandlung von elektrischem Strom (Power) in andere Energieformen (X) wie
Warme oder stoffliche Energietrager (zum Beispiel Wasserstoff oder syntheti-

sches Methan)

Redispatch

Um drohende Netzengpasse zu beheben, weisen Netzbetreiber Kraftwerke
und Speicher ,vor” und ,hinter” dem Netzengpass an, ihre Anlagenfahrplane

(Dispatch) anzupassen.

Spotmarkt

Am Spotmarkt werden kurzfristige Stromhandelsgeschafte abgeschlossen. Der
Spotmarkt besteht im Wesentlichen aus einem Day-Ahead-Markt und einem
Intraday-Markt. Am Day-Ahead-Markt werden um 12.00 Uhr in einer Auktion
Handelsgeschéfte fir den Folgetag geschlossen (Marktraumung, ,Market Clea-
ring“). Um kurzfristig Fehlmengen oder Uberschiisse auszugleichen, sind ab

15:00 Uhr des Vortages Handelsgeschafte am Intraday-Markt maoglich.

Unbundling

Die sogenannte Entflechtung (Unbundling) bezeichnet die informationelle, buch-
halterische, gesellschaftsrechtliche, operationelle und ggf. eigentumsrechtliche
Trennung des Stromnetzbetriebs von Erzeugung, Speicherung, Handel und Ver-
trieb von Strom. Sie soll die Unabhangigkeit des Netzbetriebs gewahrleisten und
somit Diskriminierungen, Quersubventionierungen und andere Wettbewerbs-
verzerrungen verhindern und auf diese Weise gleiche Wettbewerbsbedingun-

gen fur alle Marktteilnehmer sicherzustellen.




Zusammenfassung I

Zusammenfassung

Energiewende und europiische Energieunion stellen neue Anforderungen an die
Stromnetze. Damit drohen hohe Kosten und zusétzliche Gefahren fiir die Netz-
stabilitdt durch anhaltende Netzengpésse. Anpassungen des Marktdesigns kon-
nen dem entgegenwirken. Diese Stellungnahme stellt fiinf Handlungsoptionen
vor. Folgende Punkte lassen sich festhalten:

» Geeignete Preissignale konnen dafiir sorgen, verfiigbare Transportkapazi-
titen bei der Einsatzplanung von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchs-
anlagen zu beriicksichtigen und Netzengpisse bereits im Vorfeld zu ver-
meiden. Sie konnen sowohl beim StromgroBhandelspreis als auch bei den
Netzentgelten ansetzen. Solche Ansitze sollten verstarkt gepriift werden.

« Auslastungsorientierte Netzentgelte haben den Vorteil, dass sie sich in
das System einer einheitlichen deutschen Stromgebotszone integrieren las-
sen. Allerdings miisste ein solcher Ansatz zunichst ausgearbeitet und erprobt
werden.

- Die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitit zur Behebung verblei-
bender Netzengpisse entspricht dem Leitbild einer Wettbewerbsordnung.
Sie wiirde Anreize setzen, Flexibilititspotenziale gerade auch auf der Lastsei-
te besser zu nutzen und Innovationspotenziale zu erschlieBen. Die Funktion
der Strom- und Flexibilitatsmarkte miisste allerdings kontrolliert werden.
Ahnliches gilt, wenn erhohte finanzielle Anreize das heutige System einer
kostenbasierten Beschaffung erginzen wiirden. Solche Ansitze sollten wei-
terverfolgt werden.

« Alle Handlungsoptionen sind mit Vor- und Nachteilen verbunden. Fiir
ein bestmogliches Ergebnis sollte daher auch eine Kombination von Hand-
lungsoptionen in Betracht gezogen werden.




I Zusammenfassung

Energiewende und europdischer Strombinnenmarkt erfordern ein neues
Marktdesign

Ein Ausfall der Stromversorgung, ein ,,Blackout, konnte in Deutschland innerhalb kiir-
zester Zeit schweren Schaden anrichten — das haben uns Fachartikel, Wissenschafts-
sendungen und sogar Romane in den letzten Jahren vor Augen gefiihrt. Eine stabile
Stromversorgung ist elementar fiir alle Stromverbraucher und ein entscheidender
Faktor fiir den Wirtschaftsstandort. Im europiischen und weltweiten Vergleich erreicht
Deutschland hier stets Spitzenwerte. In Fachkreisen wird jedoch seit Jahren umfang-
reich diskutiert, ob mit Fortschreiten der Energiewende und zunehmendem grenziiber-
schreitendem Stromhandel Anderungen im Marktdesign erforderlich sind.

Mit der Energiewende und der européischen Energieunion wachsen die Heraus-
forderungen fiir die Netzbetreiber, die fiir die Stabilitidt in den Stromnetzen verant-
wortlich sind: Durch die steigende Einspeisung aus Erneuerbare-Energien-Anlagen,
veridnderte Lastprofile neuer Verbraucher wie Elektrofahrzeuge, einen voraussichtlich
wachsenden Stromverbrauch sowie die Ausweitung des grenziiberschreitenden Strom-
handels kommt es haufiger zu Netzengpissen. Dies sind Situationen, in denen die
Kapazitét des Stromnetzes nicht ausreicht, um den Transportbedarf zu befriedigen.
Netzausbau ist nicht immer rechtzeitig moglich, aufgrund von mangelnder Akzeptanz
teilweise schwer umsetzbar und teilweise nicht die giinstigste Losung, um eine sichere
Stromversorgung zu gewahrleisten. Damit drohen {iber Jahrzehnte hohe Kosten, um
Netzengpisse zu beheben sowie ein erhohtes Ausfallrisiko der Stromversorgung.

Im derzeitigen Marktdesign greifen Netzbetreiber bei Netzengpissen in die
Einsatzplanung von Erzeugungsanlagen ein. Primar werden Betreiber konventioneller
GroBkraftwerke zur Anpassung ihrer Stromeinspeisung verpflichtet, wobei diese An-
lagen mit fortschreitender Energiewende immer weniger zur Verfiigung stehen. Nach-
rangig konnen auch Erneuerbare-Energien-Anlagen heruntergeregelt werden. Anreize
fiir die Anlagenbetreiber, ihre Stromeinspeisung oder -entnahme an die verfiigbare
Netzkapazitat anzupassen, bestehen kaum. Verbrauchsanlagen werden nur in geringem
Umfang fiir das Engpassmanagement herangezogen. Daher sollte gepriift werden, ob
durch Anderungen des Marktdesigns Netzengpisse zukiinftig effizienter, also zu
geringeren Kosten, und wirksamer (effektiver) behoben oder bereits im Vorfeld ver-
mieden werden konnen. Ein solches Marktdesign miisste auBerdem die Anforderun-
gen der Europiischen Union an die Gestaltung der Strommarkte und das Engpass-
management beriicksichtigen. Diese Stellungnahme fasst den aktuellen Wissensstand
zusammen, stellt Optionen vor, wie sich Netzengpésse effizient und effektiv vermeiden
lassen und bewertet diese anhand festgelegter Kriterien, um politischen Entscheidungs-
tragern eine Grundlage fiir weitere Entscheidungen zu geben.



Zusammenfassung

Wie werden Netzengpdsse heute behoben?

Um zu verstehen, wie Netzengpisse heute entstehen, muss der Stromhandel in den
Blick genommen werden: Deutschland bildet — unter Einschluss von Luxemburg — eine
einheitliche Gebotszone fiir den Stromhandel. Bei Handelsgeschiften innerhalb
dieser Gebotszone wird von unbegrenzten Transportkapazitdten ausgegangen (,,Kup-
ferplatte®). In der Folge ist der GroBhandelspreis fiir Strom in ganz Deutschland gleich.
Betreiber planen auf Basis der Handelsgeschifte den Einsatz ihrer Kraftwerke und An-
lagen (Dispatch). Einsatzentscheidungen werden also ohne Beriicksichtigung der
verfligbaren Netzkapazitit getroffen. Erschwerend kommt hinzu, dass an den Gebots-
zonengrenzen aufgrund europiischer Vorgaben steigende Ubertragungskapazititen
fiir den grenziiberschreitenden Stromhandel bereitgestellt werden miissen. Dies kann
Netzengpasse an den Gebotszonengrenzen und innerhalb der Gebotszone verscharfen.

Die Sicherheit und Zuverlissigkeit der Stromversorgung wird durch MaB8-
nahmen des Engpassmanagements gewihrleistet. Derzeit fithren die Netzbetrei-
ber in Deutschland solche MaBnahmen in erheblichem Umfang und den damit ver-
bundenen hohen Kosten durch. Die Kosten lagen in 2019 bei rund 1,2 Milliarden Euro.
Damit machten sie rund zwei Prozent der Gesamtkosten der Stromversorgung aus.
Netzbetreibern stehen verschiedene Moglichkeiten offen, Netzengpisse zu beheben:
Zunichst konnen sie auf eigene Betriebsmittel zuriickgreifen. Ist dies nicht méglich,
konnen sie Dritte anweisen, ihre Anlagen hoch- oder herunterzufahren. Wichtigste
MaBnahmen sind derzeit der Redispatch, bei dem Betreiber ,,vor und ,hinter dem
Netzengpass ihre konventionellen Kraftwerke hoch- beziehungsweise herunterfahren
miissen, sowie das Einspeisemanagement, bei dem Netzbetreiber Erneuerbare-Ener-
gien-Anlagen und Kraft-Warme-Kopplungsanlagen herunterregeln.

Optionen fir ein effizientes und effektives Marktdesign

Diese Stellungnahme stellt fiinf Handlungsoptionen vor (siehe folgende Box). Die
Optionen lassen sich in zwei Kategorien aufteilen: Die ersten drei Optionen bezwe-
cken, potenzielle Netzengpasse bereits bei den Stromhandelsgeschéften und somit der
Einsatzplanung der Anlagen (dem Dispatch) starker zu beriicksichtigen. So konnen
Netzengpasse im Vorhinein vermieden werden und Netzbetreiber miissen seltener ein-
greifen. Die anderen beiden Optionen setzen nach der Einsatzplanung an: Damit sollen
Netzbetreiber Flexibilitit effizienter beschaffen konnen, indem finanzielle Anreize fiir
Flexibilitatsanbieter gesetzt werden. Fiir das kiinftige Marktdesign sind beide Ansitze
wichtig.

Die fiinf Handlungsoptionen werden anhand festgelegter Kriterien bewertet:
Effektivitat, Effizienz, Beitrag zum Klimaschutz, Beitrag zum EU-Elektrizitatsbinnen-
markt sowie Umsetzbarkeit und angemessener Umsetzungsaufwand. Die Analyse zeigt:
Es gibt nicht eine in jeder Hinsicht vorzugswiirdige Option. Alle Optionen haben spezi-
fische Vor- und Nachteile, die je nach Bewertung unterschiedlich ins Gewicht fallen.
Die Optionen lassen sich jedoch teilweise kombinieren. So konnen spezifische Nachteile
teilweise reduziert werden.



I Zusammenfassung

Auf einen Blick:
Fiinf Handlungsoptionen fiir ein effektives und effizientes Netzengpassmanagement

Einfilhrung eines Knotenpreissystems (Kategorie: Dispatch)

+ Kurzbeschreibung: In einem Knotenpreissystem wird ein Strompreis fur jeden Netzknoten, das heillt
jeden Einspeise- und Entnahmepunkt, ermittelt. Hierbei werden Netzengpasse berlicksichtigt. Daraus
kénnen regional oder sogar lokal unterschiedliche Strompreise resultieren.

+ Vorteile: Ein optimal funktionierendes Knotenpreissystem bildet alle Netzengpasse ab; MaRnahmen
des Engpassmanagements sind nicht notwendig. Konzeptionell daher ein hervorragendes Modell.

* Nachteile: Sehr hoher Umsetzungsaufwand, insbesondere bei Einbeziehung der Verteilernetzebene.
Die Netzbetriebsfiihrung muss teilweise einheitlich erfolgen, was bei Netzen unterschiedlicher Netz-
betreiber problematisch erscheint — gerade im grenziiberschreitenden Bereich. Zudem steigt die Ge-
fahr marktbeherrschender Stellungen einzelner Flexibilitatsanbieter in raumlich glinstigen Lagen.

Neuzuschnitt der einheitlichen deutschen Stromgebotszone (Kategorie: Dispatch)

* Kurzbeschreibung: Durch einen Neuzuschnitt der Stromgebotszone (zum Beispiel Aufteilung in zwei
Preiszonen Nord und Stid) werden strukturelle Netzengpasse bericksichtigt. Reichen die Transport-
kapazitaten an den Gebotszonengrenzen nicht aus, kdnnen sich unterschiedliche Strompreise in den
einzelnen Gebotszonen ergeben.

* Vorteile: Die Netzbetreiber missen seltener in die Einsatzplanung der Anlagenbetreiber eingreifen,
was die Effektivitat erhdoht und die Kosten fiir die Eingriffe senkt.

* Nachteile: Starre Gebotszonengrenzen konnen Netzengpdsse nie vollstdndig abbilden. Zuklnfti-
ge Verdanderungen der Netznutzung und Netzausbau kdnnen Anpassungen notwendig machen. Fir
den Stromhandel kénnen zuséatzliche Kosten entstehen. Politisch sind unterschiedliche Strompreise
in Deutschland heikel. Gebotszoneninterne Netzengpasse bestehen weiterhin, insbesondere auf Ver-
teilernetzebene.

Einflihrung auslastungsorientierter Netzentgelte (Kategorie: Dispatch)

* Kurzbeschreibung: Bei einer auslastungsorientierten Netzentgeltsystematik sind die Netzentgelte, die
bei den Stromnachfragern beim Strombezug und gegebenenfalls bei den Stromerzeugern bei der Ein-
speisung anfallen, im Falle kritischer Netzauslastung hoher als bei geringer Netzauslastung. Hierbei
wird rdumlich und zeitlich differenziert.

* Vorteile: Liquiditat der Strommarkte bleibt erhalten. Netzbetreiber miissen seltener in die Einsatzpla-
nung eingreifen, somit sinken die Kosten. Potenziell hohe Effektivitat, aber abhangig von der richtigen
Ausgestaltung.

* Nachteile: Die Ermittlung der angemessenen Netzentgelte ist aufwendig, die Lenkungswirkung ist der-
zeit kaum einzuschatzen. Praktische Erfahrungen fehlen. Es besteht umfangreicher Forschungsbedarf.

Ausweitung der marktbasierten Beschaffung von Flexibilitdt (Kategorie: Flexibilitat)

* Kurzbeschreibung: Flexibilitat fir das Engpassmanagement wird mit Verfahren beschafft, bei denen
die Vergltung (weitgehend) frei zwischen dem Flexibilitdtsanbieter und dem Netzbetreiber ausgehan-
delt wird. Hierbei werden die kostengiinstigsten Angebote ausgewahlt, zum Beispiel Gber regionale
Flexibilitatsmarkte.

+ Vorteile: Potenziell geringere Kosten durch zusatzliche Flexibilitdtsangebote und Innovationen. Ins-
besondere entstehen Anreize fiir Anbieter flexibler Lasten, wie gewerbliche oder industrielle Verbrau-
cher.

* Nachteile: Die Funktion der Markte kann durch Marktmacht einzelner Anbieter gestort sein. Flexibili-
tatsbedarf und Kosten konnen durch strategisches Bietverhalten steigen. Erforderlich ist eine regula-
torische Kontrolle der Strom- und Flexibilitatsmarkte.

Erhohte Anreize bei nicht marktbasierter Beschaffung von Flexibilitat (Kategorie: Flexibilitat)

+ Kurzbeschreibung: Flexibilitat fur das Engpassmanagement wird (iber Interessenbekundungsverfah-
ren beschafft. Die Vergltung erfolgt soweit méglich auf Basis der anfallenden Kosten, erganzt um
zusatzliche finanzielle Anreize fiir die Flexibilitatsanbieter.

+ Vor- und Nachteile: Ahnlich wie bei marktbasierter Beschaffung. Geringere Anreize fiir Flexibilitats-
anbieter, aber auch geringere Kostenrisiken fuir den Netzbetrieb.




Zusammenfassung

Netzengpasse im Vorfeld vermeiden, um Kosten einzusparen und Risiken zu
mindern

Netzengpisse werden unter den derzeitigen Rahmenbedingungen voraussichtlich noch
fiir Jahrzehnte in erheblichem Umfang auftreten. Dies legt eine Weiterentwicklung
des Marktdesigns nahe, um sie aus Griinden der Effektivitiat und Kosteneffizienz zu
einem wesentlichen Teil bereits im Vorfeld zu vermeiden. Hierfiir erscheinen drei
Handlungsoptionen vielversprechend: die Umstellung auf ein Knotenpreissystem, ein
Neuzuschnitt der deutschen Stromgebotszone sowie die Weiterentwicklung der Netz-
entgeltsystematik in Richtung auslastungsorientierter Netzentgelte (Optionen 1 bis 3,
Kategorie ,Dispatch®). Hierzu lassen sich folgende Punkte festhalten:

Knotenpreise: Theoretisch optimal, sehr anspruchsvoll in der Umsetzung

« Ein optimal funktionierendes Knotenpreissystem kann Netzengpisse vollum-
fianglich bei der Strompreisbildung erfassen. Damit sind Eingriffe der Netz-
betreiber in die Einsatzplanung der Anlagen allenfalls noch in sehr eingeschranktem
Umfang erforderlich. Zugleich werden — bei korrekter Abbildung von Erzeugungs-
kosten und Transportkapazititen — die Erzeugungsanlagen eingesetzt, die die
Stromnachfrage insgesamt zu den geringsten Kosten befriedigen kénnen. In einigen
Regionen der Welt werden Knotenpreise verwendet.

+ Einem Knotenpreissystem stehen allerdings erhebliche Einwidnde gegeniiber: Die
Einfithrung wiirde eine weitreichende Umgestaltung des derzeitigen Marktdesigns
bedeuten. Die praktische Umsetzung wiire sehr aufwendig. Dies gilt ins-
besondere, wenn auch die Verteilernetze einbezogen wiirden. Die Bedeutung der
Verteilernetze nimmt durch die Energiewende jedoch zu, und Netzengpisse in den
Ubertragungs- und Verteilernetzen konnen sich gegenseitig bedingen.

« Hinzu kommt, dass die betroffenen Netzbetreiber fiir ein Knotenpreissystem Kom-
petenzen an einen zentralen Akteur abgeben miissten. Dieser Eingriff in ihre
heutigen Aufgaben stellt ein erhebliches Umsetzungshindernis dar, erst recht fiir
die Schaffung grenziiberschreitender Knotenpreissysteme. Dariiber hinaus hingen
die Ertragsmoglichkeiten der Marktteilnehmer in einem Knotenpreissystem stark
von der Ausgestaltung der Preisbildungsregeln sowie von Entscheidungen iiber Be-
trieb, Wartung und Ausbau des Netzes ab. Daher ist eine engere regulatorische
Kontrolle der diskriminierungsfreien und transparenten Ausiibung des
Netzgeschifts erforderlich als derzeit. SchlieBlich kénnten bei knotenscharfen
Strompreisen die Kosten fiir den Stromhandel infolge geringerer Liquiditit anstei-
gen und die Gefahr marktbeherrschender Stellungen einzelner Marktteil-
nehmer wichst.

« Ein Knotenpreissystem wird daher derzeit nicht als vorrangige Handlungsop-
tion angesehen. Ein hypothetisches, optimal funktionierendes Knotenpreissystem
kann aber als Benchmark fiir andere Optionen des Marktdesigns dienen.

Neuzuschnitt der Gebotszonen: Kann Kosten senken, Wirkung ist eingeschrankt

« Durch einen Neuzuschnitt, zum Beispiel eine Teilung der deutschen
Stromgebotszone, wiirden strukturelle Netzengpisse bereits beim Strom-
handel und damit bei der Einsatzplanung beriicksichtigt. Je besser die neuen Ge-
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botszonengrenzen die strukturellen Netzengpisse im Ubertragungsnetz abbilden,
desto geringere Eingriffe in die Einsatzplanung der Anlagen sind erforder-
lich.

Jedoch bestehen Fragen hinsichtlich der Wirksamkeit und der Effizienz: Da Strom-
fliisse im tages- und jahreszeitlichen Verlauf variieren, konnen Netzengpiisse
durch starre Gebotszonengrenzen nie vollstindig abgebildet werden.
Durch Veranderungen der Netznutzung und des Netzausbaus konnen sich die struk-
turellen Netzengpasse zudem zukiinftig verlagern. Dadurch konnte es notwendig
werden, die Zonengrenzen regelmaBig anzupassen — was jeweils mit einem groBen
Aufwand verbunden wire. Hinzu kommt, dass die Liquiditéit auf den Strom-
markten abnehmen konnte. Dadurch kénnten die GroBhandelspreise fiir Strom
steigen. Dies legen auch Erfahrungen aus der Gebotszonentrennung in Schweden
und aus der Trennung der deutsch-osterreichischen Gebotszone nahe. Die handels-
seitigen Kosteneffekte miissten nidher untersucht werden, um sie gegen die Kosten-
vorteile eines Neuzuschnitts der Gebotszone abzuwigen.

Gebotszoneninterne Netzengpisse diirften bei Bildung relativ groBer Gebots-
zonen, zum Beispiel einer nord- und einer siidddeutschen Gebotszone, in erhebli-
chem Umfang fortbestehen. Insbesondere werden Netzengpasse in den Verteiler-
netzen bei dem Zuschnitt der Gebotszonen in der Regel nicht beriicksichtigt.

Auslastungsorientierte Netzentgelte: Potenziell effizient, aber nicht erprobt

Auslastungsorientierte Netzentgelte setzen Anreize, das Stromnetz vorzugs-
weise in Zeiten freier Transportkapazititen zu nutzen. Sie konnen gebots-
zoneninterne Netzengpasse erfassen und wiren daher auch bei Fortbestehen von
Stromgebotszonen moglich. Die Liquiditiat der Strommiirkte bliebe grund-
sitzlich erhalten.

Doch auslastungsorientierte Netzentgelte waren ebenfalls aufwendig einzufiihren.
Ein solches Netzentgeltsystem miisste zundchst ausgearbeitet und die Lenkungswir-
kung erprobt werden. Erfahrungen fehlen bislang weitgehend. Hierbei miisste ent-
schieden werden, wie stark die Netzentgelte nach Engpassregionen und -zeiten
ausdifferenziert werden sollen. Zudem wire die Zurechnung der Kosten des
Engpassmanagements zu bestimmten Netznutzern mit erheblichen Unscharfen
behaftet. SchlieBlich miissten die Auswirkungen auf die Strompreise gepriift
werden.

Um das System effizient zu gestalten, konnte es notwendig sein, Netzentgelte auch
auf die Stromeinspeiser auszuweiten. Heute zahlen nur Stromverbraucher Netz-
entgelte. Zudem miissen Netznutzer durch ihr Verhalten die Hohe der Netzentgelte
beeinflussen kénnen. Bei Kleinkunden (in der Regel private Haushalte) ist dies bei
den derzeit verwendeten Standardlastprofilen nicht der Fall. Zudem konnen
verschiedene fixe Strompreisbestandteile wie die EEG-Umlage und die Strom-
steuer die Anreizwirkung verringern.
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Beschaffung von Flexibilitdt durch finanzielle Anreize effizienter gestalten

Selbst wenn es gelingt, einen Teil der Netzengpisse im Vorfeld zu vermeiden, bleibt
der Einsatz von Flexibilitit zur Behebung von Netzengpissen voraussichtlich er-
forderlich. Dies sollte méglichst effizient geschehen. Da zunehmend konventionelle
GroBkraftwerke wegfallen, nimmt gleichzeitig die Bedeutung der Flexibilitdt aus klei-
neren Erzeugungs- und Speicheranlagen sowie aus Verbrauchsanlagen zu. Es ist wich-
tig, Flexibilitdt aus solchen Anlagen besser verfiigbar zu machen. Hierfiir erscheinen
finanzielle Anreize sinnvoll, die eine rein kostenbasierte Vergiitung nicht bieten kann.
In Betracht kommen die Ausweitung der marktbasierten Beschaffung sowie erhohte
Anreize bei nicht marktbasierter Beschaffung von Flexibilitat (Optionen 4 und 5, Kate-
gorie ,Flexibilitdt“). Die Analyse fiihrt zu folgenden Ergebnissen:

« Beide Optionen wiirden finanzielle Anreize setzen, um das Angebot an Flexibili-
tit zu vergroBern und Innovationspotenzial freizusetzen. Insbesondere entstiinden
Anreize fiir Anbieter flexibler Lasten, wie gewerbliche oder industrielle Verbrau-
cher. Heute bleiben diese Potenziale grofitenteils ungenutzt.

« Die marktbasierte Beschaffung entspricht dem Leitbild einer wettbewerblichen
Wirtschaftsordnung. Auch die neuen Vorschriften des EU-Rechts im Rahmen
des Clean Energy Packages sehen marktbasierte MaBnahmen als Grundsatz bei der
Beschaffung von Flexibilitit vor. Daher sollten marktbasierte Ansétze wie zum
Beispiel regionale Flexibilitatsmarkte weiter gepriift werden, sofern keine trifti-
gen Griinde dagegensprechen. Die Funktion der Miarkte kann insbesondere durch
marktbeherrschende Stellungen einzelner Anbieter gestort sein.

« Soweit Flexibilitdt weiterhin nicht marktbasiert beschafft wird, sollte gepriift
werden, inwieweit durch zusatzliche finanzielle Anreize ein erweitertes Flexibili-
tatsangebot und Innovationen erzielt werden konnen, die die Kosten der zusatz-
lichen Flexibilitdtsanreize iiberkompensieren. Fiir flexible Lasten, bei denen eine
kostenbasierte Vergiitung nicht ermittelt werden kann, konnte die Vergiitung durch
die giinstigste alternative Flexibilitdtsoption begrenzt werden, fiir die eine kosten-
basierte Berechnung méglich ist.

+ Beibeiden Optionen besteht die Gefahr strategischen Bieterverhaltens: Markt-
teilnehmer konnten Gebote auf dem Strommarkt zuriickhalten, um ihr Angebot
beziehungsweise ihre Nachfrage anschlieBend als Flexibilitdt zu einem besseren
Preis zu vermarkten. Dies kann zum einen den Flexibilitidtsbedarf der Netzbetreiber
steigern und zum anderen hohere Beschaffungskosten verursachen. Im Extremfall
konnten Marktteilnehmer am Strommarkt Gebote zu dem Zweck abgeben, sich
diese als Flexibilitat wieder ,,abkaufen® zu lassen. Um diesen Gefahren zu begegnen,
wire eine Kontrolle der Strommarkte und der Flexibilitatsbeschaffung notwendig.



Kategorie

Betroffene
Netzebenen

Kurzfristige
Kosten

Beitrag Klima-
schutz

Beitrag zum
EU-Elektrizitats-
binnenmarkt

Umsetzbarkeit
und Umset-
zungsaufwand

Option kombi-
nierbar mit ...

Option 1

Einfiihrung
eines Knoten-
preissystems

Dispatch

Primar Hochst-
und Hochspan-
nungsnetz

Hoch

Stark reduzierter
Flexbedarf

Risiko von Kos-
tensteigerungen
fur den Strom-
handel

Anreiz fur Sek-
torenkopplung
hoher als im
Status quo

Grenziber-
schreitende
Anwendung
schwierig

Umsetzbarkeit
schwierig, sehr
hoher Umset-

zungsaufwand

Optionen
3,4,5

Option 2

Neuzuschnitt
der Stromge-
botszone

Dispatch

Hochstspan-
nungsnetz

Héher als im
Status quo.

Je besser Netz-
engpdsse ab-
gebildet werden,
desto effektiver

Reduzierter
Flexbedarf

Risiko von Kos-
tensteigerungen
flr den Strom-
handel

Anreiz fur Sek-
torenkopplung
héher als im
Status quo

Gut vereinbar

Hoher und ggf.
wiederkehren-
der Umsetzungs-
aufwand

Optionen
3,4,5

Tabelle 1: Vergleich der Handlungsoptionen

Option 3

Einfithrung
auslastungs-
orientierter
Netzentgelte

Dispatch

Primar Hochst-,
Hoch- und Mit-
telspannungs-
netz

Je nach Ausge-
staltung maRig
bis hoch

Reduzierter
Flexbedarf

Auswirkungen
auf den Strom-
handel ndher zu
prufen

Anreiz fir Sek-
torenkopplung
héher als im
Status quo

Neutral

Sehr hoch fir
die Entwicklung
eines Systems
auslastungsori-
entierter Netz-
entgelte, hoch
fir die laufende
Durchfiihrung

Optionen
1,2,4,5

Option 4

Ausweitung der
marktbasierten

Beschaffung von
Flexibilitat

Flexibilitat

Primar Hochst-,
Hoch- und Mit-
telspannungs-
netz

Hoher als im
Status quo

GroReres
Flexangebot

Risiko von
Marktmacht,
Inc-Dec

Anreiz fiir Sek-
torenkopplung
héher als im
Status quo

Gut vereinbar

Hoher
Umsetzungs-
aufwand

Optionen
1,2,3,5

Option 5
Erh6hte An-
reize bei nicht
marktbasierter
Beschaffung von
Flexibilitat

Flexibilitat

Priméar Hochst-,
Hoch- und Mit-
telspannungs-
netz

Hoher als im
Status quo

GroReres
Flexangebot

Risiko von hohe-
ren Flexkosten,
Inc-Dec

Anreiz fir Sek-
torenkopplung
héher als im
Status quo

Gut vereinbar

MaRiger
Umsetzungs-
aufwand

Optionen
1,2,3,4



Einleitung I

1 Einleitung

Der Stromverbrauch wird zukiinftig deutlich ansteigen, denn nur mit dem Energietra-
gerwechsel zu Strom aus erneuerbaren Quellen konnen die Treibhausgasemissionen
in allen Anwendungsbereichen im erforderlichen Maf3e gesenkt werden, insbesondere
im Verkehrs- und Wiarmesektor — dies ist ein klares Ergebnis zentraler Studien zur
zukiinftigen Energieversorgung in Deutschland.! Im Zeichen des Klimaschutzes wird
Strom aus Windkraft- und Photovoltaikanlagen in Zukunft zum dominierenden Ener-
gietrager.

Damit riicken auch die Stromnetze immer starker in den Fokus. Zum einen miis-
sen sie ausgebaut werden, um die groBeren Mengen an Strom transportieren zu konnen.
Zum anderen dndern sich die Anforderungen an die Netze: Erzeugungsseitig nimmt die
Einspeisung aus Erneuerbare-Energie-Anlagen zu. Diese kann aber im Gegensatz zur
Erzeugung in konventionellen Kraftwerken stark variieren. Lastseitig &ndern sich die
Anforderungen an die Netze, da viele neue Anwendungen auf der Verbraucher- bezie-
hungsweise Kundenseite wie Elektroautos, Warmepumpen und Power-to-X-Technolo-
gien mit unterschiedlichen Lastprofilen hinzukommen. Zudem wird auch die weitere
Integration des europdischen Energiebinnenmarktes (,,Europaische Energieunion®) die
Stromnetze hoher beanspruchen. Diese Entwicklungen haben Auswirkungen auf die
zeitliche und raumliche Auslastung der Netze. Vielfach werden daher Transportkapazi-
taten nicht ausreichen, um alle gewiinschten Stromhandelsgeschéfte durchzufiihren.
Der Umgang mit solchen Netzengpissen ist eine groBe Herausforderung fiir die ohne-
hin schon komplexe Steuerung der Netze und wird entscheidenden Einfluss auf die
erfolgreiche Umsetzung der Energiewende haben.

Typische Netzengpdsse im Zuge der Energiewende

Durch den Ausbau der Windenergie in Norddeutschland an Land und auf See, die zunehmende Einspei-
sung dezentraler Erzeugungsanlagen in die Verteilernetze und den wachsenden Stromverbrauch insbe-
sondere durch Elektromobilitdt und Warmepumpen ergeben sich typische Netzengpasssituationen. Dies
sind im Einzelnen:

1. Netzengpasse im Ubertragungsnetz zwischen Nord- und Siiddeutschland vor allem bei Starkwind
2. Lokale Netzengpdsse im Verteilernetz durch Einspeisung aus Wind- und Solarparks

3. Netzengpasse im Niederspannungsnetz durch hohe Netzlast aufgrund von neuen Verbrauchsanlagen
zur Sektorenkopplung (zum Beispiel Elektromobilitdat, Warmepumpen)

Netzengpisse gefihrden die Versorgungssicherheit?, insbesondere die Netz- und Sys-
temsicherheit. Daher miissen MaBnahmen des ,Engpassmanagements® ergriffen
werden, um die Versorgungssicherheit trotz beschrankter Transportkapazitdten so

1 acatech/Leopoldina/Akademienunion 2017; ESYS/BDI/dena 2019.

2 Versorgungsengpisse konnen auch unabhingig von Netzengpissen auftreten, wenn die Stromnachfrage das Strom-
angebot libersteigt, zum Beispiel bei unzureichender Stromerzeugung in Zeiten fehlenden Dargebots von Wind- und
Solarenergie. Dies ist jedoch nicht Gegenstand dieser Untersuchung.
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weit wie mdglich zu sichern. Dieses Engpassmanagement verursacht Kosten: Im Jahr
2019 lagen die Kosten der Netzbetreiber fiir MaBnahmen des Engpassmanagements
bei rund 1,2 Milliarden Euro.3 Damit machten sie rund zwei Prozent der Gesamt-
kosten der Stromversorgung (Stromnetze und Stromerzeugung) aus.* Durch einen
starkeren Netzausbau lassen sich Netzengpisse im Grundsatz vermeiden. Studien
zeigen, dass der Netzausbau in der Regel eine kostengilinstige Option zur Vermei-
dung von Netzengpissen ist. Fiir eine erfolgreiche deutsche und europiische Ener-
giewende miissen die Ubertragungs- und Verteilernetze weiter ausgebaut werden.5
Doch in der Praxis wird der Netzausbau das Auftreten von Netzengpassen nicht voll-
stindig verhindern. Dafiir gibt es vor allem drei Griinde:

Erstens ist der Netzausbau ,,bis zur letzten Kilowattstunde“ wirtschaftlich nicht
sinnvoll. Das heiBt, die Netze so auszulegen, dass sie die maximal erzeugte Strommenge
transportieren konnen, wiirde zu hohe Kosten verursachen. Windkraftanlagen produ-
zieren beispielsweise oft in einigen wenigen, besonders windreichen Stunden im Jahr
deutlich mehr Strom als im Jahresdurchschnitt. Statt die Netze fiir diese wenigen Stun-
den auszulegen, ist es giinstiger, die Stromeinspeisung dann einzuschréanken (,,Spitzen-
kappung”) oder den Transportbedarf anderweitig zu reduzieren (Zwischenspeicherung,
Nachfragesteuerung).

Zweitens geht der Netzausbau in Deutschland aufgrund langwieriger Planungs-
und Genehmigungsverfahren und teils fehlender Akzeptanz in der Bevolkerung nur
langsam voran. Daher ist zu erwarten, dass die tatsdchliche Transportkapazitit noch
auf langere Zeit hinter dem Transportbedarf zuriickbleiben wird.

Drittens bestitigt die Bundesnetznetzagentur nur die NetzausbaumaBnahmen,
die sich im Hinblick auf unterschiedliche energiewirtschaftliche Entwicklungen als
erforderlich erweisen (,,No-Regret“-MaBBnahmen).® Daher ist der mogliche zeitliche
Vorlauf begrenzt.

Um die Versorgungssicherheit aufrechtzuerhalten und gleichzeitig die Kosten
moglichst zu begrenzen, bedarf es daher auch langfristig eines effektiven, also wirk-
samen und gleichzeitig effizienten Engpassmanagements. Fiir ein geeignetes Markt-
design zur Vermeidung oder Behebung von Netzengpissen gibt es verschiedene Optio-
nen. In dieser Stellungnahme werden die folgenden fiinf Optionen mit ihren Vor- und
Nachteilen vorgestellt:

+ die Einfiihrung eines Knotenpreissystems,
+ ein Neuzuschnitt der deutschen Stromgebotszone,
+ die Einfithrung auslastungsorientierter Netzentgelte,

« die Ausweitung der marktbasierten Beschaffung von Flexibilitit fiir das Engpass-
management und

+ das Setzen erhohter Anreize bei der nicht marktbasierten Beschaffung von
Flexibilitat.

BNetzA 2020.

Vgl. dazu Fraunhofer ISI et al. 2017; BMWi 2019-1.

Siehe zum Beispiel acatech/Leopoldina/Akademienunion 2020-1.
BNetzA 2019.
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Um sie bewerten zu konnen, werden in Kapitel 2 Kriterien eingefiihrt. Als Aus-
gangsbasis werden in Kapitel 1 jedoch zunichst einige technischen Grundlagen und der
heutige Umgang mit Netzengpassen erldutert.

1.1 Technische Grundlagen

Der Betrieb der Stromnetze ist anspruchsvoll. Zu jedem Zeitpunkt miissen Einspei-
sung und Entnahme iibereinstimmen. Die Energiebilanz des Systems muss also
ausgeglichen sein. Zudem muss die Spannung iiberall im Netz in den zulassigen
Spannungsbindern, also einem vorgegebenen Spannungsbereich gehalten werden.
Weiterhin diirfen die Stromfliisse die Belastungsgrenzen der Netzbetriebsmittel nicht
iberschreiten. Die Netzbetreiber benétigen die Unterstiitzung der Netznutzer, um diese
Anforderungen hinsichtlich Systemausgleich, Spannungshaltung und zulissiger Belas-
tung zu erfiillen. Insbesondere miissen die Betreiber von Erzeugungs-, Speicher- und
Verbrauchsanlagen ihre Einspeisung beziehungsweise Entnahme entsprechend anpas-
sen. Diese Fihigkeit zur Anpassung von Einspeisung oder Entnahme wird Flexibili-
tidt genannt. Art und Umfang der Flexibilitatsbereitstellung fiir den Netzbetrieb sind
teilweise gesetzlich festgelegt und Bestandteil des sogenannten Marktdesigns (siehe
auch Exkurs zur ,Entflechtung® unter 1.3.1).

Netzbetriebsmittel

Netzbetriebsmittel bezeichnen elektrische Anlagen, die von einem Netzbetreiber fir den Netzbetrieb
eingesetzt werden. Dazu zdhlen Freileitungen, Kabel, Transformatoren, Schaltanlagen, Netzstationen so-
wie zugehorige Schutz- und Leittechnik, im Ausnahmefall aber auch Speicher und Kraftwerke, sofern sie
vom Netzbetreiber nur fiir den Netzbetrieb vorgehalten werden.

Netzbetriebsmittel konnen, missen sich aber nicht im Eigentum oder Besitz des Netzbetreibers befin-
den. Entscheidend ist, dass sie vom Netzbetreiber aus-schlieBlich fiir den Netzbetrieb eingesetzt werden.
Anlagen, die dem Netzbetreiber von Dritten nur zeitweise fir Netzzwecke zur Verfligung gestellt werden,
sind also keine Netzbetriebsmittel.

Wichtige technische Parameter beim Netzbetrieb sind die Wirkleistung, die Blind-
leistung, die Spannung, die Frequenz und der Stromfluss:”

+ Die Stromnetze in Deutschland werden im Allgemeinen mit Wechselstrom be-
trieben.® Die elektrische Leistung setzt sich dabei aus Wirkleistung und Blindleis-
tung zusammen.

« Wirkleistung ist der Anteil, der von den Verbrauchern in andere Energieformen
wie mechanische Arbeit, Licht oder Warme umgewandelt, also ,,verbraucht“ werden
kann.

7 Dariiber hinaus gibt es weitere elektrotechnische Parameter, die fiir den Netzbetrieb von Bedeutung sind, hier aber
nicht weiter ausgefiihrt werden. Dazu zéhlen die Kurzschlussleistung, der Spannungswinkel sowie die Stabilitdtsarten
statische und transiente Stabilitdt und Spannungsstabilitét (abgegrenzt von der reinen Spannungshaltung).

8  Genauer betrachtet ist die elektrische Energieversorgung aus drei Teilsystemen mit Wechselstrom aufgebaut, die ge-
meinsam Drehstromsystem genannt werden. Ausnahmen sind ,,Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragungs-Leitun-
gen“ (HGU-Leitungen), die mit Gleichstrom betrieben werden. Beim Stromtransport iiber HGU-Leitungen entstehen
weniger Verluste, weshalb HGU-Leitungen vor allem fiir die Ubertragung iiber weite Strecken genutzt werden kénnen.
Zudem lassen sich HGU-Leitungen leichter in Kabeltechnologie ausfithren.
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+ Blindleistung wird benoétigt, um elektrische und magnetische Felder in Erzeu-
gungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen sowie Netzbetriebsmitteln wechselnd
auf- und abzubauen.® Der Aufbau der Felder bendtigt Energie, die beim Abbau der
Felder wieder freigegeben wird, um sie anschlieBend wieder fiir den Aufbau der Fel-
der zu nutzen. Blindleistung wird daher im eigentlichen Sinne nicht ,verbraucht®,
sondern zwischen den Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen sowie Netz-
betriebsmitteln ausgetauscht. Der Transport der Blindleistung ist jedoch mit Ver-
lusten verbunden. Die Blindleistung ist fiir den Betrieb des Netzes, insbesondere fiir
die Spannungshaltung, aber auch fiir den Betrieb von Erzeugungs-, Speicher- und
Verbrauchsanlagen notwendig.

« Um die Netzfrequenz bei Wechselstrom stabil zu halten, miissen Einspeisung
und Entnahme der Wirkleistung zu jedem Zeitpunkt iibereinstimmen. Ist die Ein-
speisung grofer als die Entnahme, steigt die Netzfrequenz. Ist sie kleiner, fillt die
Netzfrequenz. GroBere Abweichungen von der Sollfrequenz konnen einen Zusam-
menbruch der Versorgung zur Folge haben: Uber- oder unterschreitet die Netzfre-
quenz einen bestimmten Toleranzbereich, fiihrt das zur Trennung von Erzeugungs-
anlagen vom Netz oder zu einem automatischen Lastabwurf von Verteilernetzen.
Eine stabile Netzfrequenz mit geringen Abweichungen ist daher ein wichtiger In-
dikator fiir die Sicherheit der Stromversorgung. In Europa betréagt der Sollwert der
Netzfrequenz 50 Hertz. Um die Netzfrequenz stabil zu halten, beschaffen die Uber-
tragungsnetzbetreiber (UNB) eine sogenannte Regelreserve (Primirregelreserve,
Sekundirregelreserve und Minutenreserve) von Erzeugungs-, Speicher- und Ver-
brauchsanlagen und setzen diese entsprechend ein.

« Ahnlich wie eine stabile Frequenz ist auch eine stabile Spannung im Stromnetz ein
wichtiges Merkmal der Versorgungssicherheit, aber auch der Versorgungsqualitit.
Zu hohe Spannungen konnen Netzbetriebsmittel, aber auch Erzeugungs-, Speicher-
und Verbrauchsanlagen schidigen. Zu geringe Spannungen konnen zu Funktions-
storungen fiihren oder die verfiigbare Transportkapazitit beeintrachtigen. Entlang
einer Stromleitung sinkt die Spannung abhingig von der Strombelastung. Der Netz-
betreiber muss daher zusétzliche MaBnahmen ergreifen, um die Spannung im ge-
samten Netz im vorgesehenen Bereich, dem sogenannten Spannungsband, zu hal-
ten. Hierzu nutzt er regelbare Transformatoren, die Blindleistungseinspeisung von
Erzeugungs- und Speicheranlagen oder besondere Netzbetriebsmittel, sogenannte
Blindleistungskompensationsanlagen (Ladestromspulen oder Kondensatoren).

» Jeder Transport von Wirk- und Blindleistung ist mit einem elektrischen Strom-
fluss verkniipft. Stromfliisse fithren zu Verlusten und zur Erwdrmung von Frei-
leitungen, Kabeln und Transformatoren. Bei Freileitungen kann die Erwarmung
zu einem unzuldssig starken Durchhang fithren. Bei Kabeln und Transformatoren
beeinflusst eine unzuldssig hohe Erwarmung die Isolationsfahigkeit der dort einge-
setzten dielektrischen Werkstoffe, zum Beispiel des Vernetzten Polyethylens (VPE)
oder des Ols. Um dies zu vermeiden, weisen die Netzbetriebsmittel einen maximal
zuldssigen Stromfluss auf.

9  Bei Gleichstrom gibt es daher keine Blindleistung, sondern nur Wirkleistung.
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Ein Netzengpass liegt vor, wenn der Transportbedarf die verfiigbare Transportka-
pazitit flir Strom iibersteigt. Bei der Bestimmung der verfiigbaren Transportkapazitit
sind gewisse Sicherheitsmargen einzuhalten. Daher kann ein Netzengpass bereits dann
vorliegen, wenn sich der Transportbedarf physikalisch noch bewiltigen lasst.* Insbe-
sondere ist in der Regel sicherzustellen, dass das Netz auch bei Ausfall eines wichtigen
Elements (zum Beispiel einer Leitung oder eines Kraftwerks) noch sicher betrieben
werden kann ((n-1)-Sicherheit)."* Netzengpésse gefahrden die Sicherheit und Zuverlas-
sigkeit des Elektrizitdtsversorgungssystems: Zu starke Netzbelastung kann zum Ausfall
oder zur Beschiddigung von Netzbetriebsmitteln fithren. Daraus folgt, dass Erzeugungs-
anlagen nicht einspeisen oder Verbraucher nicht versorgt werden konnen. AufSerdem
konnen Netzengpasse verhindern, dass Stromhandelsgeschifte in gewilinschtem Um-
fang durchgefiihrt werden. Das stellt wiederum die Versorgungssicherheit der Strom-
verbraucher infrage.

Technisch unterscheiden sich strombedingte und spannungsbedingte
Netzengpisse. Bei strombedingten Netzengpassen wird die Strombelastbarkeit von
Netzbetriebsmitteln iiberschritten. Hier entlastet das Engpassmanagement die be-
troffenen Netzbetriebsmittel. Eine MaBnahme ist beispielsweise der Redispatch: Dabei
wird ,,vor“ und ,hinter“ dem Netzengpass die Einspeisung beziehungsweise Entnahme
von Wirkleistung angepasst (vergleiche unten 1.2.2). Werden die engpassverursachen-
den Stromfliisse durch hohe Einspeisung hervorgerufen, so muss vor dem Netzengpass
die Einspeisung sinken oder die Entnahme steigen. Dazu konnen zum Beispiel Erzeu-
gungsanlagen weniger einspeisen oder Verbrauchsanlagen mehr entnehmen. Hinter
dem Netzengpass muss die Einspeisung steigen oder die Entnahme sinken (energeti-
scher Ausgleich). Bei lastseitig verursachten Netzengpassen geht es umgekehrt um die
Reduzierung der Entnahme beziehungsweise die Erh6hung der Einspeisung hinter dem
Netzengpass. Vor dem Netzengpass muss dann die Einspeisung sinken oder die Ent-
nahme steigen. Die Anpassungen der Einspeisungen und Entnahmen diirfen die Sys-
tembilanz nicht stéren. Zudem muss die Netzfrequenz von 50 Hertz erhalten bleiben.

Stromnetze

In Deutschland gibt es vier Ubertragungsnetzbetreiber (UNB), von denen jeder die Verantwortung fiir
eine Regelzone hat. Die UNB betreiben Hochstspannungsnetze fiir den Transport von Strom iiber groRe
Entfernungen. Die Stromkreislange der Ubertragungsnetze betrigt rund 37.000 Kilometer.

Mit einer Stromkreislange von 1.190.000 Kilometern in Niederspannung, 520.000 Kilometern in Mit-
telspannung und 94.000 Kilometern in Hochspannung machen die Verteilernetze etwa 98 Prozent des
gesamten deutschen Stromnetzes aus. In der gesellschaftlichen Diskussion sind sie aber viel weniger
prasent als die Ubertragungsnetze mit ihren auffilligen, groRen Strommasten. Waren die Verteilernetze
bisher hauptsachlich fiir den Transport des Stroms vom Ubertragungsnetz zu den einzelnen Endverbrau-
chern zustandig, so kommen im Zuge der Energiewende neue Aufgaben auf sie zu. Denn immer mehr
Strom wird aus dezentralen Erneuerbare-Energien-Anlagen direkt in die Verteilernetze eingespeist. Viele
der circa 900 Verteilernetzbetreiber (VNB) im Strombereich gehoren zu regionalen oder kommunalen
Energieversorgungsunternehmen.

10 Mohrke et al. 2019.

11 Als Alternative wird derzeit die kurative Sicherstellung der (n-1)-Sicherheit diskutiert, bei der Systemautomatiken
unmittelbar nach Netzfehlern dafiir sorgen, dass die (n-1)-Sicherheit wiederhergestellt wird, vgl. etwa BMWi 2019-2;
Mohrke et al. 2019.
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Bei spannungsbedingten Netzengpéssen konnen die zuldssigen Spannungsbiander
nicht eingehalten werden.* Zur Abhilfe muss im Rahmen des Engpassmanage-
ments in der Regel die Blindleistungseinspeisung angepasst werden.’? Werden
Kraftwerke eingesetzt, um die benétigte Blindleistung zu erbringen, kann es erfor-
derlich sein, deren Wirkleistungseinspeisung anzupassen. Das geschieht durch das
Anfahren stillstehender Kraftwerke auf Mindestwirkleistungseinspeisung oder
durch die Reduzierung der Einspeisung unter Volllast laufender Kraftwerke.*4
In diesem Fall ist zusétzlich ein energetischer Ausgleich der verdnderten Wirkleistungs-
einspeisung erforderlich. Teilweise kann anstelle der Anpassung der Blindleistungsein-
speisung auch ein Wirkleistungs-Redispatch die Einhaltung des Spannungsbandes
gewihrleisten — manchmal ist diese MaBnahme im Verteilernetz sogar effizienter.

In langfristiger Perspektive lassen sich Netzengpisse durch Netzausbau-
mafBnahmen vermeiden. Auch die Standortwahl von Erzeugungs-, Speicher- und
Verbrauchsanlagen kann langfristig zur Reduzierung von Netzengpassen beitragen.
Kurzfristig miissen die Netzbetreiber eingreifen, wenn ein konkreter Netzengpass
erwartet wird oder bereits eingetreten ist. Die betroffenen Netzbetreiber konnen eigene
Netzbetriebsmittel oder Anlagen Dritter (Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsan-
lagen) einsetzen, um den Netzengpass zu beheben. Zudem lassen sich Netzengpasse
durch geeignete regulatorische Rahmenbedingungen reduzieren: Die Markt-
teilnehmer konnen Anreize erhalten, schon beim Einsatz ihrer Erzeugungs-, Spei-
cher- und Verbrauchsanlagen am Markt (Dispatch) auf moégliche Netzengpasse
Riicksicht zu nehmen. Das ermdglichen regional differenzierte Strompreise, die das
Vorliegen von Netzengpiassen beriicksichtigen, oder Netzentgelte, die einen engpass-
vermeidenden Dispatch anreizen. Die angesprochenen Mafnahmen gelten fiir Uber-
tragungs- und Verteilernetze gleichermaBen.

Der Begriff ,Engpassmanagement” umfasst in dieser Stellungnahme alle
Instrumente, die dazu dienen, die Gefahr von Netzengpissen bereits im Vorfeld auszu-
schlieBen (Engpassvermeidung) oder eine bestehende Gefahr eines Netzengpasses zu
beseitigen (Engpassbehebung). Ziel ist es letztlich, engpassbedingte Einschrankungen
der Versorgungssicherheit so weit wie mdoglich auszuschlieBen. Einbezogen werden
aber nur MaBnahmen zur Vermeidung oder Behebung von Netzengpissen, denen nicht
mehr durch Investitionen in das Netz oder in Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchs-
anlagen begegnet werden kann. Nicht betrachtet werden MaBnahmen, um Netzengpas-
se langfristig zu vermeiden, indem sie Anreize fiir den Netzausbau setzen. Eine solche
Investitionssteuerung bedarf einer eigenen Betrachtung, die nicht Gegenstand dieser
Untersuchung ist. Gleiches gilt fiir die Investitionssteuerung im Hinblick auf Erzeu-
gungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen.

1.2 Heutiges System zur Behebung von Netzengpassen

Fiir den sicheren und zuverlissigen Betrieb der Stromnetze sind in Deutschland
die Stromnetzbetreiber zustindig. Welche MaBnahmen ihnen zur Vermeidung oder

12 BNetzA/BKartA 2019.

13 Auf die zur Einhaltung der Spannungsgrenzwerte erfolgende Anpassung von Blindleistungseinspeisung oder -entnah-
me wird in dieser Studie nicht eingegangen, da eine andere Dienstleistung und eine andere Flexibilitét betroffen sind,
fiir die das Marktdesign gesondert untersucht werden muss.

14 BNetzA/BKartA 2019.
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Behebung von Netzengpéssen zur Verfiigung stehen, ist durch regulatorische Vorgaben
geregelt. Hierbei ist zu unterscheiden, ob Netzengpasse innerhalb Deutschlands oder
an den Gebotszonengrenzen zu den Nachbarstaaten auftreten.

Flexibilitdt wird fiir Strommarkt und Engpassmanagement benaotigt

Mit steigendem Anteil von Wind- und Solarenergie an der Stromerzeugung wird auf den Strommark-
ten in zunehmendem MaRe Flexibilitat benoétigt, um Schwankungen in der Einspeisung auszugleichen.
Diese Flexibilitat kann dem europdischen Markt nur zur Verfligung gestellt werden, wenn ausreichende
Netzkapazitaten auf allen Ebenen bis hinunter in das Verteilernetz vorhanden sind. Dartiber hinaus wird
Flexibilitat fir das Engpassmanagement bendtigt. Ein gegebenes Potenzial an Flexibilitat (zum Beispiel
ein Speicher) kann entweder flir den Ausgleich der Energiebilanz (Bilanzkreisausgleich, Systemausgleich)
oder fir das Engpassmanagement eingesetzt werden. Das Zusammenspiel ist differenziert, unter Um-
standen kann der Flexibilitatseinsatz fiir das eine Ziel dem anderen Ziel zuwiderlaufen. So kann das
Marktgeschehen Engpéasse hervorrufen. Zum Beispiel kann der Einsatz von Regelenergie fiir den System-
ausgleich einen Netzengpass verscharfen. Teilweise decken sich die Ziele aber auch: So dient insbeson-
dere der energetische Ausgleich beim Engpassmanagement dem Systemausgleich.

An den Gebotszonengrenzen werden fiir den Stromhandel (mit Ausnahme der
deutsch-luxemburgischen Grenze) nur begrenzte Transportkapazititen zur Verfiigung
gestellt. Nachtrégliche Eingriffe der Netzbetreiber in den Anlagen-Dispatch sind daher
grundsitzlich nicht erforderlich.

Innerhalb Deutschlands besteht demgegeniiber eine einheitliche Gebotszone
fiir Stromhandelsgeschifte: Der Ort der Ein- und Ausspeisung sowie die Transport-
kapazitdten innerhalb Deutschlands spielen bei der Preisbildung am Strommarkt und
dem damit verbundenen Einsatz der Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen
keine Rolle. Das fiihrt dazu, dass alle Nachfrager in Deutschland am Strommarkt unab-
héngig von ihrem Standort den gleichen GroBhandelspreis bezahlen und alle Anbieter
den gleichen Preis erhalten. Strom wird also gehandelt, ohne auf die verfiigbaren Trans-
portkapazititen Riicksicht zu nehmen. Soweit die erwarteten Ein- und Ausspeisungen
zu Netzengpassen fithren wiirden, ist es Aufgabe der Netzbetreiber, Gegenmafnahmen
zu ergreifen. Um rechtzeitig handeln zu konnen, miissen die Netzbetreiber mogli-
che Netzengpésse prognostizieren. Stromhandel und Engpassmanagement innerhalb
Deutschlands werden in der Folge naher dargestellt.

1.2.1 Stromhandel

Der Stromhandel innerhalb Deutschlands findet fiir mehrere Zeitabschnitte statt: Am
Terminmarkt werden langfristige Stromhandelsgeschifte fiir beispielsweise Monate,
Quartale und Jahre abgeschlossen. Der Terminhandel dient dem Risikomanagement
der beteiligten Unternehmen. Er legt nicht den abschlieBenden Einsatz der Erzeu-
gungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen fest. Dies geschieht am Spotmarkt, der im
Wesentlichen aus einem Day-Ahead-Markt und einem Intraday-Markt besteht: Am
Day-Ahead-Markt werden um 12.00 Uhr in einer Auktion Handelsgeschifte fiir den
Folgetag geschlossen (Marktraumung, ,Market Clearing®). Um kurzfristig Fehlmengen
oder Uberschiisse auszugleichen, sind ab 15:00 Uhr des Vortages Handelsgeschifte am
Intraday-Markt moglich. Die untertigige Lieferung kann beispielsweise notwendig

15 Soweit allerdings die dem Stromhandel zur Verfiigung gestellten Transportkapazititen die physikalischen Transport-
moglichkeiten tibersteigen, miissen die Netzbetreiber auch hier Redispatch-MaBnahmen ergreifen. Diese Notwendig-
keit kann sich insbesondere aus den Anforderungen der EU an die gebotszoneniibergreifenden Mindesthandelskapazi-
titen ergeben.
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sein, wenn sich die Prognosen zur Entnahme von Verbrauchern oder zur Einspeisung
von fluktuierenden Erzeugungsanlagen kurzfristig andern.

Betreiber grofer Erzeugungs- und Speicheranlagen'® miissen den UNB tiiglich
bis 14:30 Uhr ihre Einsatzplanungen fiir den jeweiligen Folgetag melden. Zudem sind
sie zur Aktualisierung der Einsatzplanungen bei erheblichen Anderungen gesetzlich
verpflichtet.” Die Einsatzplanungen beriicksichtigen dabei die getitigten Stromhan-
delsgeschifte am Day-Ahead- beziehungsweise Intraday-Markt. Die EU-Verordnung
,Leitlinie Ubertragungsnetzbetrieb“ (,System Operation Guideline“, SO GL)*®sieht
fiir Betreiber von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen noch weitergehende
Informationspflichten vor. Auf Grundlage dieser iibermittelten Planungsdaten und
weiterer Informationen konnen die UNB die Netzengpisse fiir den nichsten Tag pro-
gnostizieren und diese Netzengpassprognosen anhand aktualisierter Informationen
anpassen.

1.2.2 MaBBnahmen der Netzbetreiber zur Prognose und Behebung von Netzeng-
passen

Parallel zum Stromhandel fithren die Netzbetreiber weitere Berechnungen durch. Diese
dienen dazu, Netzengpisse vorherzusagen und moglichst frithzeitig GegenmafBnahmen
einleiten zu konnen. Diese Berechnungen finden ebenfalls in mehreren Schritten statt.
Je ndher der Zeitpunkt der Stromlieferung riickt, desto mehr Planungsdaten fiir Er-
zeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen liegen vor und desto genauer konnen die
UNB Netzengpisse prognostizieren.

Im Rahmen der sogenannten ,Vorab-MaBnahmen der 4 UNB* fiihren die
vier UNB gemeinsam Modellierungen der erwarteten Netzbelastung durch.” Diese fin-
den sowohl bereits vor als auch nach dem Marktergebnis (,,Market Clearing®) des Day-
Ahead-Markts statt. Durch die Berechnungen vor dem Marktergebnis konnen die UNB
erwartete Netzengpisse frithzeitig erkennen. Das versetzt sie in die Lage, Kraftwerke
der Netzreserve mit einer langeren Vorlaufzeit rechtzeitig fiir das Engpassmanage-
ment anzufordern.2 Ahnliches gilt fiir Kraftwerke im Markt. Wegen deren Vorlaufzeit
kann die Anforderung fiir das Engpassmanagement zeitnah nach dem Marktergebnis
erfolgen. Durch die gemeinsame Modellierung und gemeinsame Anforderung werden
diese Kraftwerke effizient zum Engpassmanagement eingesetzt (,,Koordinierungsge-
winne®).

Nach den VorabmaBnahmen identifizieren die vier UNB gemeinsam Einzel-
iiberlastungsmaBnahmen. Diese beheben Uberlastungen von Netzbetriebsmitteln
in den Regelzonen der UNB beziehungsweise auf den Kuppelleitungen zwischen den
Regelzonen. Die hierzu erforderlichen Analysen nutzen zum einen die aufgrund der
Informationspflichten {ibermittelten Daten der Marktteilnehmer sowie weitere Infor-
mationen. Zum anderen beriicksichtigen die Netzbetreiber die bereits beschlossenen
gemeinsamen VorabmaBnahmen. In diesen Rechnungen stellen die Netzbetreiber

16  Ab einer Nennleistung von zehn Megawatt und angebunden in die 110-Kilovolt-Ebene oder héher.

17 Rechtliche Grundlage dieser Informationspflicht ist § 12 Abs. 4 Energiewirtschaftsgesetz (EnWG 2020).
18 Verordnung (EU) 2017/1485, vgl. dort Artikel 40 Absatz 7.

19 BNetzA/BKartA 2019, S. 127.

20 Mit Anforderung ist hier das Anfahren von Kraftwerken gemeint, fiir die ein Stillstand geplant war. Hierunter fallen
auch immer die Netzreservekraftwerke. Das Anfahren von Kraftwerken bedarf einer rechtzeitigen Ankiindigung (Vor-
laufzeit).



Einleitung

zuerst fest, ob sie Netzengpisse erwarten. Erwarten sie Netzengpésse, miissen die Netz-
betreiber entsprechende EinzeliiberlastungsmaBnahmen des Engpassmanagements
ergreifen. Auf Ebene der Verteilernetze werden teilweise gleichfalls Prognosen iiber die
Netzauslastung erstellt.

Gesetze und Verordnungen

EU-Recht
+ Elektrizitatsbinnenmarktverordnung (EU) 2019/943

+ Elektrizitdtsbinnenmarktrichtlinie 2009/72/EG; bis zum 31.12.2020 ist die neue Elektrizitatsbinnen-
marktrichtlinie (EU) 2019/944 umzusetzen

+ Leitlinie Ubertragungsnetzbetrieb, Verordnung (EU) 2017/1485 (System Operation Guideline - SO GL)

Deutsches Recht

* Energiewirtschaftsgesetz (EnWG)

* Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG 2017)
* Netzreserveverordnung (NetzResV)

* Verordnung zu abschaltbaren Lasten (AbLaV)

Erwartet ein Netzbetreiber einen Netzengpass, kann er zunéchst versuchen, diesen mit
netzbezogenen MafBnahmen zu beheben. Hierzu passt er die Topologie des Netzes
durch die Neuverschaltung von Netzteilen an, um die vorhandenen Netzbetriebsmit-
tel besser auszunutzen. Alternativ verwendet der Netzbetreiber lastflusssteuernde
Netzbetriebsmittel wie Phasenschiebertransformatoren oder (zukiinftig) Hochspan-
nungs-Gleichstrom-Ubertragungsleitungen (HGU-Leitungen). Verbleiben nach den
netzbezogenen MaBnahmen noch Netzengpisse, stehen dem Netzbetreiber marktbezo-
gene MaBnahmen, zusétzliche Reserven sowie Anpassungsmafnahmen zur Verfiigung.
Dabei ist gesetzlich geregelt, unter welchen Bedingungen welche Mafnahmen ergriffen
werden diirfen.

¢ Marktbezogene MaBlnahmen (insbesondere Redispatch und Counter-

trading)

Um drohende Netzengpisse zu beheben, konnen Netzbetreiber Kraftwerke und Spei-
cher ab einer Nennleistung von zehn Megawatt anweisen, ihre Anlagenfahrpline (Di-
spatch) anzupassen. Dieser sogenannte ,Redispatch” bedeutet, dass angeforderte
Anlagen ihre Einspeisung oder ihren Bezug senken beziehungsweise erh6hen. Der
Netzbetreiber vergiitet den Anlagenbetreiber fiir den Redispatch.* Der Redispatch
verursacht daher zusitzliche Kosten beim Netzbetreiber. UNB kénnen auBerdem
sabschaltbare Lasten“ stromintensiver GroBverbraucher drosseln. Dafiir stellen die
Betreiber Anlagen freiwillig gegen Vergilitung unter anderem zum Zwecke des Eng-
passmanagements zur Verfiigung.?? ,,Abschaltbare Lasten“ kommen fiir das Engpass-
management aber nur in geringem Umfang zum Einsatz.

Eine andere Moglichkeit besteht darin, Netzengpassen iiber Handelsgeschifte ent-
gegenzuwirken. UNB konnen den Day-Ahead- und Intraday-Markt nutzen, um den
physikalischen Transportbedarf an kritischen Stellen im Netz zu verringern. Hierbei
organisiert der betroffene UNB ein gegenliufiges Handelsgeschift, bei dem Strom
yhinter dem Netzengpass“ gekauft und ,vor dem Netzengpass®“ verkauft wird. Solche

21  GemaB § 13a EnWG erhilt der Anlagenbetreiber eine Vergiitung, die so bemessen ist, dass er wirtschaftlich weder
besser noch schlechter steht als ohne den Redispatch (EnWG 2020).

22 Dies ist in der Verordnung zu abschaltbaren Lasten (AbLaV 2016) geregelt.
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Geschifte konnen grundsétzlich nur Netzengpisse zwischen Gebotszonen oder zwi-
schen Regelzonen entschirfen. Denn die am Day-Ahead- und Intraday-Markt teil-
nehmenden Anlagen lassen sich zwar einer Gebotszone und innerhalb Deutschlands
auBerdem einer Regelzone zuordnen, aber es erfolgt keine kleinteiligere raumliche
Zuordnung. Netzengpisse innerhalb einer Regelzone lassen sich durch solche Han-
delsgeschifte nicht beheben. Sofern es sich um gebotszoneniibergreifende Handels-
geschifte handelt, wird von ,,Countertrading” gesprochen.?3

¢ Einsatz der Netzreserve

Netzreservekraftwerke sind Kraftwerke, die nur dem Zweck des Redispatchs dienen.
Die UNB konnen auch auslindische Kraftwerke als Netzreservekraftwerke kontra-
hieren. Netzreservekraftwerke nehmen nicht am Strommarkt teil und sind in der
Regel nicht betriebsbereit. Aufgrund langer Anfahrzeiten bis zur Betriebsbereitschaft
miissen die UNB diese hiufig schon im Rahmen der VorabmaBnahmen anfordern.
Die zur Behebung der Netzengpisse erforderliche Einspeisung konnen die UNB
dann mit geringerer Vorlaufzeit anweisen.

+ Einspeisemanagement
Wenn die Behebung eines Netzengpasses nicht anders moglich ist, diirfen Netz-
betreiber auch Erzeugungsanlagen abregeln, die Einspeisevorrang nach dem Er-
neuerbare-Energien-Gesetz (EEG 2017) oder dem Kraft-Warme-Kopplungsgesetz
(KWKG) genieBen. Die Entschadigung der Anlagenbetreiber fiir dieses Einspeisema-
nagement orientiert sich an den ihnen entgangenen Einnahmen und den ersparten
oder zusitzlichen Aufwendungen aufgrund der Abregelung.

¢ AnpassungsmafBnahmen

Netzbetreiber sind berechtigt und verpflichtet, simtliche Stromeinspeisungen,
Stromtransite und Stromabnahmen in ihren Regelzonen den Erfordernissen eines
sicheren und zuverlissigen Betriebs des Ubertragungsnetzes anzupassen. Das ist der
Fall, wenn sich eine Gefahrdung oder Stérung der Sicherheit oder Zuverlassigkeit
des Elektrizitatsversorgungssystems durch marktbezogene Mafnahmen oder den
Einsatz der Netzreserve nicht oder nicht rechtzeitig beseitigen lasst.2+ Derartige An-
passungsmafnahmen sind NotfallmaBnahmen und werden (auBer im Rahmen des
Einspeisemanagements) nicht entschadigt.

Abbildung 1 veranschaulicht tibersichtsartig, wie Anlagenbetreiber, Stromhéndler
und Netzbetreiber zusammen sicherstellen, dass Erzeugung und Verbrauch zu jedem
Zeitpunkt ausgeglichen sind und dass der Strom vom Erzeuger zum Verbraucher
transportiert werden kann.

23 Vgl Art. 2 Nr. 27 Elektrizitdtsbinnenmarktverordnung (Verordnung (EU) 2019/943). Der Sache nach findet dieses
Konzept aber auch zur Behebung von Netzengpissen zwischen den vier deutschen Regelzonen Anwendung.

24 Nimmt der Netzbetreiber bestimmte Lasten gezielt vom Netz, wird teilweise auch von einem ,Brownout® gesprochen.
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Abbildung 1: Derzeitige Beschaffung von Flexibilitat fir das Engpassmanagement

1.3 Regelungsfelder

MaBnahmen zur Vermeidung oder Behebung von Netzengpissen unterscheiden sich
sowohl in Bezug auf die betroffenen Anlagen als auch auf die jeweils verfolgten Ziele.
Anhand der vorgestellten Systematik lassen sich die MaBnahmen in drei verschiedene
Regelungsfelder einteilen (siehe Tabelle 2):
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Regelungsfeld 1: Der Netzbetreiber kann eigene Netzbetriebsmittel fiir das Eng-

passmanagement einsetzen.

Regelungsfeld 2: Randbedingungen fiir den Einsatz von Erzeugungs-, Speicher-
oder Verbrauchsanlagen Dritter konnen so gesetzt werden, dass Netzengpéasse be-
reits bei der Einsatzplanung am Markt mdéglichst vermieden werden.

Regelungsfeld 3: Der Netzbetreiber kann bei erwarteten Netzengpéssen auf Anla-
gen Dritter zugreifen, um diese Netzengpisse zu beheben.

Betroffene Anlagen

Netzbetriebsm

Vermeidung von

Behebung von
Netzengpdssen

Netzengpéssen Regelungsfeld 1
Einsatz von Netzbetriebsmitteln
durch Netzbetreiber

ittel Erzeugungs-, Speicher und Verbrauchsanlagen
Dritter

Regelungsfeld 2

Setzen von Randbedingungen, damit Transport-
kapazitdten beim Dispatch von Erzeugungs-,
Speicher- und Verbrauchsanlagen Dritter am Markt
berticksichtigt werden

Regelungsfeld 3

Zugriff des Netzbetreibers auf Flexibilitdt aus
Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen
Dritter, zum Beispiel Redispatch

Tabelle 2: Regelungsfelder fiir das Engpassmanagement
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1.3.1 Regelungsfeld 1: Einsatz von Netzbetriebsmitteln

Netzbetreiber konnen eigene Netzbetriebsmittel einsetzen, um Netzengpisse im Vor-
feld zu vermeiden (zum Beispiel Blindleistungsbereitstellung, um die Gefahr span-
nungsbedingter Netzengpisse zu verringern). Sie konnen ihre Netzbetriebsmittel aber
auch einsetzen, um konkrete Netzengpisse zu beheben (zum Beispiel Netzschaltungen
zur Entlastung bestimmter Netzelemente).

Welche Netzbetriebsmittel der Netzbetreiber fiir das Engpassmanagement vor-
halten darf beziehungsweise muss, ist gesetzlich nicht im Detail geregelt. Grundsatzlich
wird die Trennung des staatlich regulierten Netzbetriebs von den wettbewerblichen
Tatigkeitsbereichen Stromerzeugung, Stromhandel und -vertrieb sowie Stromspeiche-
rung angestrebt (siehe Exkurs: Entflechtung). Netzbetreiber diirfen daher Anlagen zur
Erzeugung und Entnahme von Strom (unter anderem Kraftwerke, Speicher, steuerbare
Lasten) nur betreiben, wenn es fiir die Sicherheit der Stromversorgung notwendig er-
scheint. Die Voraussetzungen fiir diesen Anlagenbetrieb sind eng gefasst. Weniger Ein-
schrankungen unterliegt hingegen der Betrieb anderer technischer Anlagen, etwa zur
Bereitstellung von Blind- und Kurzschlussleistung. Diese Anlagen, zum Beispiel flexible
Drehstrom-Ubertragungssysteme oder Phasenschiebergeneratoren, stehen weniger in
potenzieller Konkurrenz zu den Anlagen wettbewerblicher Akteure.

Anderungen bei Vorhaltung und Einsatz von Netzbetriebsmitteln werden in den
vorgestellten Handlungsoptionen nicht vorgeschlagen.

Exkurs: Entflechtung (,,Unbundling”)

Die sogenannte Entflechtung (Unbundling) zielt darauf ab, gleiche Wettbewerbsbedingungen fur alle
Marktteilnehmer sicherzustellen. Die informationelle, buchhalterische, gesellschaftsrechtliche und ope-
rationelle Trennung des Stromnetzbetriebs von Erzeugung, Speicherung, Handel und Vertrieb soll die
Unabhangigkeit des Netzbetriebs gewahrleisten und somit Diskriminierungen, Quersubventionierungen
und andere Wettbewerbsverzerrungen verhindern. Denn ware der Netzbetreiber gleichzeitig in diesen
anderen Bereichen tatig, wie es vor der Strommarktliberalisierung Gblich war, kdnnte er beispielswei-
se konkurrierende Erzeuger oder Lieferanten beim Netzzugang benachteiligen und sich dadurch einen
Wettbewerbsvorteil verschaffen. Im Zuge der Strommarktliberalisierung in der EU seit den 1990er Jahren
wurde daher eine zunehmende Entflechtung des Netzbetriebs von Erzeugung, Speicherung und Vertrieb
eingefiihrt. Die Entflechtung ist auf EU-Ebene durch die Elektrizitdtsbinnenmarktrichtlinie vorgeschrie-
ben. Sie wird im EnWG in deutsches Recht umgesetzt. Hierbei sind die Entflechtungsvorschriften fir
Ubertragungsnetzbetreiber weitgehender als fiir Verteilernetzbetreiber. AuBerdem gelten die gesell-
schaftsrechtliche und operationelle Entflechtung nicht fur Verteilernetze mit weniger als 100.000 ange-
schlossenen Kunden. Dadurch sind in Deutschland etwa neunzig Prozent der Stromverteilernetzbetrei-
ber von einer umfassenden Entflechtung ausgenommen.

Der wettbewerbskonforme Betrieb der Stromnetze wird durch die Energieregulierungsbehorden (Bun-
desnetzagentur (BNetzA) und Landesregulierungsbehorden) gesichert. Sie wachen unter anderem dari-
ber, dass allen Marktteilnehmern diskriminierungsfreier Zugang zu den Stromnetzen gewahrt wird, legen
die Erlosobergrenzen der Netzbetreiber fest und genehmigen die Netzentwicklungsplane.

1.3.2 Regelungsfeld 2: Dispatch von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen
Die Gefahr von Netzengpassen lasst sich bereits im Vorfeld vermeiden oder zumin-
dest verringern. Dazu miissen schon bei der Entscheidung, wann welche Erzeugungs-,
Speicher- und Verbrauchsanlagen zum Einsatz kommen, die Transportkapazititen be-
riicksichtigt werden. Voraussetzung ist ein Marktdesign, welches Vorgaben macht oder
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Anreize setzt, um den Anlageneinsatz unter Beriicksichtigung der Transportkapazititen
zu steuern. Im derzeitigen Marktdesign wird von dieser Moglichkeit innerhalb der deut-
schen Stromgebotszone kaum Gebrauch gemacht, teilweise stehen nihere Regelungen
noch aus.? Lediglich an den Gebotszonengrenzen zu den Nachbarstaaten werden im
Stromhandel die begrenzten Transportportkapazitdten beriicksichtigt.

Die stiarkere Beriicksichtigung der Transportkapazititen bereits beim Dispatch von Er-
zeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen konnte Netzengpisse ganz oder teilweise
vermeiden. Nur dann noch verbleibende Netzengpésse miissten durch den Einsatz von
Netzbetriebsmitteln oder die Nutzung von Flexibilitiat behoben werden. Angesichts der
weiter zu erwartenden und moglicherweise zunehmenden Netzengpéasse innerhalb der
deutschen Stromgebotszone scheint es dringend geboten, das Potenzial der Dispatch-
bezogenen MaBnahmen zur Vermeidung von Netzengpissen genauer zu untersuchen.
Die drei Optionen ,Einfiihren eines Knotenpreissystems®, ,Neuzuschnitt der Stromge-
botszone“ und , Einfiihren auslastungsorientierter Netzentgelte®, die in dieser Stellung-
nahme diskutiert werden, sind diesem Regelungsfeld zuzuordnen.

1.3.3 Regelungsfeld 3: Flexibilitdtseinsatz zur Behebung von Netzengpdssen
Netzengpisse konnen entstehen, wenn die Einsatzplanung von Erzeugungs-, Spei-
cher- und Verbrauchsanlagen der Netzsituation nicht hinreichend Rechnung tréagt. Der
Netzbetreiber muss in diesem Fall die Netzengpisse vorhersagen und sie durch MaB-
nahmen des Engpassmanagements beheben. Lassen sich die Netzengpiasse nicht durch
netzbezogene MaBnahmen beseitigen, kann der Netzbetreiber in den geplanten Einsatz
der Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen eingreifen. Dies kann marktba-
siert oder nicht marktbasiert erfolgen. Marktbasiert bieten Betreiber von Erzeugungs-,
Speicher- und Verbrauchsanlagen freiwillig Flexibilitit an. Sie erklaren sich bereit, ihre
Anlagen in der gewlinschten Weise zu betreiben (zum Beispiel aus einem Kraftwerk
mehr oder weniger Strom einzuspeisen), um das Netz zu entlasten. Der Netzbetreiber
wahlt das glinstigste Angebot aus, das die Anforderungen erfiillt. Marktbasiert beschafft
der Netzbetreiber Flexibilitdat zum Beispiel auf Day-Ahead- oder Intraday-Markten im
Rahmen des Countertradings.?® Bei nicht marktbasierter Beschaffung von Flexibilitat
verpflichtet die Regulierung die Anlagenbetreiber zur Bereitstellung von Flexibilitit.
Hierbei ist gesetzlich geregelt, nach welchen Kriterien Anlagenbetreiber ausgewihlt
und vergilitet werden.

In Deutschland erfolgte die Beschaffung von Flexibilitit fiir das Engpassmanagement
bislang groftenteils nicht marktbasiert im Rahmen des Redispatchs und des Einspeise-
managements. Seit dem 1. Januar 2020 sieht die Elektrizitdtsbinnenmarktverordnung?
grundsatzlich die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitdt vor. Unter bestimmten
Voraussetzungen bestehen aber Ausnahmen. Auch die bis zum 31. Dezember 2020
umzusetzende neue Elektrizitatsbinnenmarktrichtlinie?® legt die marktbasierte Be-
schaffung von Flexibilitit fiir das Verteilernetz als Grundsatz fest, lasst aber Ausnahmen

25 Ansétze finden sich zum Beispiel in § 19 Abs. 2 S. 1 StromNEV, der Anreize setzt, um die Netznutzung in Hochlast-
zeiten zu reduzieren (StromNEV 2019), und in § 14a EnWG, der eine Netzentgeltreduktion vorsieht, wenn dem Netz-
betreiber die Steuerung von Verbrauchseinrichtungen in Niederspannung iiberlassen wird (EnWG 2020).

26 Zum Countertrading vgl. oben unter 1.2.2. Dieses gewinnt insbesondere zur Behebung von Netzengpissen an den
Grenzen der deutschen Gebotszone Bedeutung.

27 Verordnung (EU) 2019/943, dort Artikel 13.
28 Richtlinie (EU) 2019/944, dort Artikel 32.
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durch die Regulierungsbehorde zu. Das deutsche Recht sieht derzeit weiterhin in gro-
Bem Umfang die nicht marktbasierte Beschaffung von Flexibilitit vor.2

Es ist davon auszugehen, dass Netzengpisse verbleiben, selbst wenn Transportkapazi-
taten zukiinftig bereits beim Dispatch starker beriicksichtigt werden sollten. Das Rege-
lungsfeld 3 ist daher ungeachtet moglicher Weiterentwicklungen des Regelungsfelds 2
zu betrachten. Die zwei in dieser Stellungnahme vorgestellten Optionen ,,Ausweitung
der marktbasierten Beschaffung von Flexibilitdt“ und ,,Erhohte Anreize bei nicht markt-
basierter Beschaffung von Flexibilitat“ sind diesem Regelungsfeld zuzuordnen.

29 Der nicht marktbasierte Redispatch nach § 13a EnWG soll ab dem 01.10.2021 noch ausgeweitet werden, vgl. Artikel
132 EnWG in der Fassung des Art. 1 Nr. 10 des Gesetzes zur Beschleunigung des Energieleitungsausbaus, 2019.
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2 Kriterien zur Bewertung der Handlungsoptionen des
Engpassmanagements

Das Engpassmanagement zielt darauf ab, die Versorgungssicherheit fiir Strom trotz be-
grenzter Transportkapazititen sicherzustellen. Es verhindert technisch bedingte Unter-
brechungen der Stromversorgung. Hierzu miissen Netzengpasse moglichst vermieden
oder behoben werden. Gleichzeitig sollen die Verbraucher moglichst beliefert werden,
auch wenn aufgrund von Netzengpassen nicht alle gewiinschten Stromhandelsgeschaf-
te durchfiihrbar sind.

Instrumente zur Erreichung dieses Ziels, insbesondere die in Kapitel 3 vorge-
stellten Handlungsoptionen fiir das Marktdesign, konnen anhand der folgenden fiinf
Kriterien bewertet werden:

1. Effektivitat des Engpassmanagements
2. Kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung
3. Beitrag zum Klimaschutz

4. Beitrag zum EU-Elektrizitatsbinnenmarkt

5. Umsetzbarkeit und angemessener Umsetzungsaufwand

2.1 Effektivitat des Engpassmanagements

Handlungsoptionen zur Verbesserung des Marktdesigns fiir das Engpassmanagement
sind daran zu messen, wie effektiv sie sind, inwieweit also das Ziel der Versorgungs-
sicherheit trotz begrenzter Transportkapazititen erreicht werden kann. Entscheidend
ist daher, inwieweit Verbraucher trotz Netzengpiassen beliefert werden. Das derzeitige
Engpassmanagement in Deutschland zeichnet sich durch eine hohe Effektivitit aus.
Die durchschnittliche Versorgungsunterbrechung pro ans Netz angeschlossenem Letzt-
verbraucher betrug in den letzten zehn Jahren nur etwa zwanzig Minuten jihrlich.
Im europa- und weltweiten Vergleich ist das ein niedriger Wert. Das sollte aber nicht
dariiber hinwegtduschen, dass konkrete Gefahren eines Netzengpasses, bei denen Netz-
betreiber korrigierend eingreifen mussten, durchaus haufig auftraten. Im Jahr 2018
mussten die UNB beispielsweise an 354 Tagen Redispatch-MaBnahmen aufgrund von
Netziiberlastungen anweisen.

Das Fortschreiten der Energiewende fiihrt voraussichtlich zu einem weiteren An-
stieg der Gesamtbelastung des Netzes wie auch zu einer verdnderten Netznutzung, fiir
die das Netz nicht ausgelegt ist. Hinzu tritt eine Ausweitung des internationalen Strom-
handels im Rahmen der Europiischen Energieunion. Netzengpasssituationen sind
daher auch fiir die nichsten Jahrzehnte in erheblichem Umfang zu erwarten. Mit der
Haufigkeit kritischer Netzsituationen aufgrund der Gefahr eines Netzengpasses steigt
das Risiko, dass es dem Netzbetreiber nicht gelingt, alle Engpésse durch korrigierende
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Eingriffe ohne Versorgungsbeeintrachtigung zu beseitigen. Daher ist es grundsatzlich
vorteilhaft, die Gefahr von Netzengpissen bereits im Vorfeld auszuschlieBen und den
Einsatz korrigierender MaBnahmen der Netzbetreiber zu reduzieren.

2.2 Kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung

Das Ziel, die Versorgungssicherheit trotz begrenzter Transportkapazititen sicherzu-
stellen, sollte mit moglichst geringen Kosten erreicht werden. Die vorliegende Unter-
suchung beriicksichtigt in diesem Zusammenhang einerseits die kurzfristigen Kosten
(ohne Investitionskosten), die unmittelbar fiir MaBnahmen des Engpassmanagements
anfallen (zum Beispiel durch Bewirtschaftung der Gebotszonengrenzen oder Redis-
patch). Andererseits finden die kurzfristigen Kosten Beriicksichtigung, die mittelbar
an anderer Stelle des Energieversorgungssystems durch das Engpassmanagement
ausgelost werden. Solche mittelbaren Kosten entstehen beispielsweise im Stromhan-
del durch hohere Strompreise aufgrund verringerter Liquiditat des Strommarkts oder
schlechterer Prognostizierbarkeit der Kosten. Gesondert behandelt werden die Kosten
fiir den Klimaschutz (siehe 2.3) und die Transformation des Marktdesigns (siehe 2.5).
Nicht als Bewertungskriterium herangezogen werden die Auswirkungen der diskutier-
ten MaBnahmen auf die Investitionsentscheidungen in das Netz oder in Erzeugungs-,
Speicher- und Verbrauchsanlagen und damit auf die langfristige Engpasssituation.
Zum einen liegt der Fokus der Untersuchung auf dem Betrieb des Stromnetzes unter
Zugrundelegung des vorhandenen Anlagenbestands (vergleiche oben 1.1). Zum anderen
ergibe die Beriicksichtigung der Effekte der erorterten Handlungsoptionen auf Investi-
tionsentscheidungen ein unvollstdndiges Bild, weil alternative Handlungsoptionen fiir
das langfristige Engpassmanagement (Ausweisung von Netzausbaugebieten, Zu- oder
Abschlige in den Auktionen fiir Stromerzeugungskapazititen aus erneuerbaren Ener-
gien etc.) in dieser Stellungnahme nicht untersucht werden.

Die Untersuchung geht davon aus, dass es im gewissen Umfang effizient ist,
wenn nicht jeder Verbraucher jederzeit beliefert werden kann.3° Das kann die Kosten
des Engpassmanagements und der Energieversorgung senken. Beispielsweise konnten
Industrieunternehmen abschaltbare Lasten gegen Vergiitung zur Verfiigung stellen.
Sie bieten also an, ihren Verbrauch in Engpasssituationen zu reduzieren. Weiterhin ist
es moglich, die Zeiten fiir das Laden von Elektroautos vertraglich zu vereinbaren oder
durch den Netzbetreiber vorzugeben. Das Marktdesign fiir das Engpassmanagement
ist daran zu messen, inwieweit es die anfallenden Kosten fiir Engpassmanagement und
Energieversorgung moglichst geringhalt.

Im Jahr 2019 betrugen die Kosten fiir MaBnahmen des Engpassma-
nagements in Form von Redispatch, Countertrading, Einspeisemanagement und
Netzreservekraftwerken insgesamt 1,2 Milliarden Euro. Das entspricht etwa zwei
Prozent der Gesamtkosten der Stromversorgung (Stromnetze und -erzeugung).3*
Auf Basis der geschitzten Stromnetzkosten des Jahres 2017 diirften die Kosten des

30 Grundgedanke ist, dass Verbraucher beliefert werden sollen, wenn der Nutzen der Belieferung hoher ist als die
Kosten. Hierbei kann die Zahlungsbereitschaft der Verbraucher als Indiz fiir den entstehenden Nutzen herangezogen
werden.

31 Die geschitzten Gesamtkosten fiir Stromnetze sowie konventionelle und erneuerbare Stromerzeugung betragen circa
sechzig Milliarden Euro jahrlich, vgl. Fraunhofer ISI et al. 2017; BMWi 2019-1.
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Engpassmanagements rund fiinf Prozent dieser Stromnetzkosten ausmachen.3? Fiir
den Stromhandel innerhalb der deutschen Gebotszone minimiert das derzeitige Sys-
tem des Engpassmanagements die Kosten weitgehend, da ein engpassfreies Stromnetz
zugrunde gelegt wird und sich damit die bundesweit giinstigsten Angebote auf dem
Strommarkt durchsetzen.

2.3 Beitrag zum Klimaschutz

Die Auswirkungen des Marktdesigns fiir das Engpassmanagement auf die Treibhaus-
gasemissionen und damit den Klimaschutz gilt es gesondert zu betrachten. Dies ist ins-
besondere vor dem Hintergrund der intensiven klimapolitischen Debatte geboten. Die
Kosten fiir Klimaschutz sind deshalb definitionsgeméB nicht in den obigen kurzfristigen
Kosten fiir die Behebung von Netzengpissen enthalten.

Klimabedingte Kosten werden fiir den Industrie- und Kraftwerkssektor durch
das europaische Emissionshandelssystem (,,EU-ETS®) internalisiert. Allerdings entfal-
tet das EU-ETS angesichts seiner Beschrankung auf (im Wesentlichen) den Industrie-
und Kraftwerkssektor keine angemessene Lenkungswirkung beim sektoreniibergreifen-
den Einsatz von Strom. Das gilt insbesondere im Wiarme- und Verkehrssektor, wenn
Strom dort mit anderen Energietragern konkurriert, die nicht dem EU-ETS unterliegen.
Das Brennstoffemissionshandelsgesetz (BEHG)32 sieht zukiinftig einen nationalen
Emissionshandel in Deutschland im Wiarme- und Verkehrssektor vor, der allerdings
getrennt neben dem EU-ETS steht. Ob die klimabedingten Kosten dadurch hinreichend
abgedeckt werden und ein unverfilschter Wettbewerb zwischen den Energietriagern
entsteht, ist umstritten.3+

Vor diesem Hintergrund stellt sich die Frage, ob das Marktdesign fiir das Eng-
passmanagement weitere Regelungen aus Griinden des Klimaschutzes — zusitzlich zu
EU-ETS und nationalem Emissionshandel — vorsehen sollte. Derzeit besteht etwa ein
Einspeisevorrang fiir Strom aus erneuerbaren Energien, Grubengas und hocheffizienter
Kraft-Wiarme-Kopplung, aufgrund dessen diese Erzeugungsanlagen erst nachrangig
zu konventionellen Erzeugungsanlagen abgeregelt werden diirfen (§ 14 Abs. 1 S. 1 Nr.
2 EEG 2017).% Ein Beitrag zum Klimaschutz ergibt sich allerdings nicht, soweit eine
solche Regelung nur zu einer Umverteilung der Treibhausgasemissionen zwischen
den betroffenen Anlagen fiihrt, weil das EU-ETS nur insgesamt eine Obergrenze der
zuldssigen Treibhausgasemissionen vorgibt (,Wasserbetteffekt“). Daher werden Kli-
maschutzbeitriage im Anwendungsbereich des EU-ETS hier nicht naher behandelt. Ein
zusitzlicher Beitrag zum Klimaschutz kann sich aber auBSerhalb des EU-ETS ergeben,
wenn Treibhausgas-intensivere Energietriger ersetzt werden.3¢ Dieser Effekt steht im
Fokus des Kriteriums ,,Beitrag zum Klimaschutz".

32 Die geschétzten Gesamtkosten aller Stromnetze betrugen im Jahr 2017 circa 24,1 Milliarden Euro, vgl. Consentec/
Fraunhofer ISI 2018-1.

33 Gesetz iliber einen nationalen Zertifikatehandel fiir Brennstoffemissionen (BEHG 2019).

34 Die zweite Stellungnahme der ESYS-Arbeitsgruppe Strommarktdesign (acatech/Leopoldina/Akademienunion 2020-
2) befasst sich mit der Frage, wie die Kosten des Klimaschutzes in das Marktdesign einbezogen werden sollten. Fiir
eine weiterfithrende Diskussion dazu sei auf diese Stellungnahme verwiesen.

35 Dieser Einspeisevorrang wird durch die Neufassung des § 13 EnWG mit Wirkung ab dem 1. Oktober 2021 leicht ein-
geschréinkt und stérker kostenorientiert ausgestaltet, besteht aber grundsatzlich fort, vgl. Gesetz zur Beschleunigung
des Energieleitungsausbaus 2019.

36 Dies gilt auch fiir die Sektoren Warme und Verkehr, solange dort noch keine Obergrenze der Treibhausgasemissionen
greift.
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2.4 Beitrag zum EU-Elektrizitatsbinnenmarkt

Das Ziel des Unionsrechts, den EU-Elektrizitatsbinnenmarkt zu starken, fordert den
grenziiberschreitenden Stromhandel und die grenziiberschreitende Nutzung von Fle-
xibilitdt. Verbraucher kénnen damit beim Strombezug von giinstigeren Strompreisen
profitieren. Zudem kann eine Starkung des Elektrizitdtsbinnenmarktes zu einem ef-
fektiven und kostengiinstigen Engpassmanagement beitragen, indem Anlagen aus den
Nachbarstaaten mit niedrigeren Kosten oder héherer Sensitivitat fiir den Netzengpass
einbezogen werden. Fiir einen Ausbau des Elektrizitatsbinnenmarkts miissen ausrei-
chende grenziiberschreitende Transportkapazitdten zur Verfiigung stehen.

Hierbei steht die Erleichterung des grenziiberschreitenden Stromhandels in
Zusammenhang mit dem Umfang gebotszoneninterner Netzengpisse. Je mehr Trans-
portkapazitit an den Gebotszonengrenzen fiir den zoneniibergreifenden Stromhandel
bereitgestellt wird, desto mehr steigt die Gefahr gebotszoneninterner Netzengpasse.
Daher wurden die zoneniibergreifenden Handelskapazititen in der Vergangenheit stark
eingeschrankt. Um den Elektrizitatsbinnenmarkt zu stirken, sieht die EU-Strombin-
nenmarktverordnung an den Gebotszonengrenzen nunmehr hohe Mindestanteile der
verfiigbaren Transportkapazititen — grundsitzlich siebzig Prozent bis Jahresende 2025
— fiir den zoneniibergreifenden Stromhandel in der EU vor. Dies diirfte einerseits zu
einer signifikanten Erhohung des grenziiberschreitenden Stromhandels, andererseits
aber auch zu einer Verschiarfung der innerdeutschen Engpasssituation fiihren.

2.5 Umsetzbarkeit und angemessener Umsetzungsaufwand

Eine Verinderung des Marktdesigns fiir das Engpassmanagement erfordert Ande-
rungen des bestehenden Regelungsrahmens. Die erforderlichen Anderungen miissen
sowohl in rechtlicher als auch in praktischer Hinsicht umsetzbar sein. Aus rechtlicher
Sicht sind vor allem entgegenstehende unions- und verfassungsrechtliche Regelun-
gen problematisch, da diese schwer zu dndern sind. Daneben konnen sich praktische
Schwierigkeiten ergeben, etwa wenn gewiinschte Anderungen das Einverstéindnis be-
stimmter Marktteilnehmer erfordern oder den Interessen anderer EU-Mitgliedstaaten
zuwiderlaufen.

AuBerdem sollte der Aufwand fiir die Umsetzung in einem angemessenen Ver-
héltnis zu den Vorteilen des neuen Marktdesigns stehen. Dabei ist sowohl der Aufwand
fiir die betroffenen Unternehmen als auch fiir staatliche Akteure zu beriicksichtigen.
Auch das Risiko von moglichen Fehlsteuerungen aufgrund nicht vorhergesehener Ef-
fekte sollte in die Bewertung eingehen. In der Regel wird der Umstellungsaufwand
umso hoher ausfallen, je gravierender die Veranderungen des Marktdesigns sind. Da-
her sollten Anderungen des Marktdesigns nur durchgefiihrt werden, wenn sie entspre-
chend groBe Vorteile in Bezug auf Effektivitit, Effizienz, Klimaschutz und Energiebin-
nenmarkt versprechen.
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3 Handlungsoptionen

Es folgt eine Darstellung von insgesamt fiinf Handlungsoptionen zur Weiterentwick-
lung des Marktdesigns fiir das Engpassmanagement. Die ersten drei Handlungsoptio-
nen sollen die Einsatzentscheidung von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanla-
gen so steuern, dass die Gefahr von Netzengpissen generell vermieden wird (vergleiche
oben Regelungsfeld 2). Untersucht werden die Einfithrung eines Knotenpreissystems,
ein Neuzuschnitt der bislang einheitlichen deutschen Stromgebotszone und die Ein-
fiihrung auslastungsorientierter Netzentgelte.

Zwei weitere Handlungsoptionen betreffen Instrumente zur Beschaffung von
Flexibilitat fir das Engpassmanagement, wenn die Gefahr eines konkreten Netzeng-
passes bereits eingetreten ist (vergleiche oben Regelungsfeld 3). Sie sehen vor, dass die
Beschaffung von Flexibilitat verstarkt marktbasiert erfolgt oder verstiarkte Anreize fiir
die Flexibilitdtsbereitstellung bei nicht marktbasierter Beschaffung eingefiihrt werden.

3.1 EinfUhrung eines Knotenpreissystems

Die Grundidee eines Knotenpreissystems (,,Nodal Pricing®) ist es, Strompreise fiir jeden
Netzknoten (das heiBt fiir jeden Einspeisepunkt und jeden Entnahmepunkt des Strom-
netzes) separat zu berechnen.?” Bei der Strompreisbildung fiir die Netzknoten werden
neben knotenscharfem Stromangebot und knotenscharfer Stromnachfrage auch die
Transportkapazitidten sowie gegebenenfalls weitere Parameter 38 berticksichtigt. Kno-
tenpreise geben die Grenzkosten fiir eine zusitzliche Entnahme an dem jeweiligen
Netzknoten unter Beriicksichtigung der Transportkapazititen an.?° Ist ein Leistungs-
austausch zwischen zwei Knoten uneingeschrankt moglich — das heiBt, bestehen zwi-
schen diesen beiden Knoten keine Netzengpasse — gleichen sich die Strompreise an den
Knoten an. Ist die Leitungskapazitit nicht ausreichend, unterscheiden sich die Preise.

Anders als im derzeitigen deutschen System existiert kein einheitlicher Strom-
groBhandelspreis fiir das gesamte System. Die Strompreisbildung in einem Knoten-
preissystem erfolgt auf Grundlage eines Algorithmus durch einen zentralen Akteur,
zum Beispiel einen Independent System Operator (ISO). Dieser iibernimmt zumindest
Teile der Netzbetreiberaufgaben iiber alle einbezogenen Netzknoten, insbesondere
im Bereich des Engpassmanagements. Die Preisbildung wird auf zeitlich aufeinander

37 Zur Gestaltung von Knotenpreissystemen vgl. zum Beispiel Monitoring Analytics 2019; Consentec/Neon 2018; Kunz
et al. 2016; Neuhoff et al. 2013.

38 Inden US-amerikanischen Knotenpreissystemen werden héufig auch die Netzverluste beriicksichtigt, so zum Beispiel
der Midcontinent ISO (MISO), vgl. Potomac Economics 2019-1; anders aber der Electric Reliability Council of Texas
(ERCOT), vgl. Potomac Economics 2019-2.

39 Vgl. Potomac Economics 2019-1; Wolak 2011.
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folgenden Marktstufen*> an den jeweils aktuellen Informationsstand angepasst.
Abbildung 2 veranschaulicht, wie sich die StromgroBhandelspreise in einem Knoten-
preissystem und in einer einheitlichen Gebotszone unterscheiden.
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Abbildung 2: Veranschaulichung der Strompreise in einem Knotenpreissystem im Ubertragungsnetz. Oben und
unten wird jeweils die gleiche beispielhafte Anordnung von Verbrauchern, Erzeugern und Netzen gezeigt. Engpasse
im Ubertragungsnetz werden durch gestrichelte Linien kenntlich gemacht. In einer einheitlichen Gebotszone (oben)
sind MaRnahmen des Engpassmanagements notwendig, um Engpéassen entgegenzuwirken — wie zum Beispiel
Einspeiseerhéhungen und -reduktionen im Rahmen des Redispatchs. In einem Knotenpreissystem entfallen diese
MaRBnahmen. Bestehen zwischen zwei Knotenpunkten keine Engpasse, kann Strom ohne wesentliche Einschrankun-
gen ausgetauscht werden. Die Preise dieser Knoten gleichen sich an. An Knoten, zwischen denen Strom nicht ohne
Engpdsse transportiert werden kann, bilden sich unterschiedliche Preise aus.

40 Auch im derzeitigen System gibt es aufeinanderfolgende Marktstufen, um kurzfristige Anpassungen beispielsweise an
wetterbedingte Anderungen der Einspeisung aus erneuerbaren Energien zu erméglichen. So folgen auf den Day-Ahe-
ad-Markt der Intraday-Markt und fiir sehr kurzfristige Anpassungen durch den Netzbetreiber die Regelenergiemirkte.



Handlungsoptionen

3.1.1 Effektivitdt des Engpassmanagements

¢ Potenziell sehr hohe Effektivitiit
Werden die Transportkapazititen bei der Strompreisbildung vollumféanglich bertick-
sichtigt, kann die Gefahr von Netzengpassen von vornherein weitgehend ausgeschlos-
sen werden. Damit sind weitere Manahmen zur Behebung konkreter Netzengpasse
nur noch in sehr eingeschrinktem Umfang erforderlich. Ein Knotenpreissystem ist
also eine sehr effektive MaBnahme, um Netzengpisse zu vermeiden. Dariiber hinaus
verfiigt der zentrale Akteur auf jeder Marktstufe iiber eine knotenscharfe Einsatz-
planung der Anlagen, sodass eine verlisslichere Berechnung der Lastfliisse moglich
ist als im gegenwartigen System. Denn bislang miissen die Marktteilnehmer erst bis
14:30 Uhr des Vortages dem UNB mitteilen, welche Anlagen bei der Durchfiihrung
von Stromliefervertragen zum Einsatz kommen sollen.

¢ Einschrinkungen der Effektivitit aufgrund hoher Komplexitit

Das Stromnetz besteht aus vielen einzelnen Netzknoten. Eine umfassende Abbildung
der vielen Knoten ist technisch gesehen eine grofe Herausforderung. Sollte es nicht
gelingen, alle Knoten abzubilden, schriankt das die Effektivitit der Option ein. Um
die Knotenpreise zu bestimmen, sind komplexe Lastflussberechnungen notwendig.
Im Idealfall werden die Berechnungen fiir simtliche Netzbetriebsmittel auf Grund-
lage exakter Orts- und Zeitangaben sdmtlicher Stromeinspeisungen und -entnahmen
durchgefiihrt. Bisherige Erfahrungen gibt es in Teilen der USA, in Russland, Neu-
seeland, Australien und Singapur. Die dort etablierten Knotenpreissysteme zeigen
jedoch, wie herausfordernd und komplex die Umsetzung ist. Daher werden dort die
Knotenpreise meist nur auf den oberen Netzebenen und auch teilweise vereinfacht
ausgewiesen. Knotenpreissysteme sind aufgrund der geringeren Zahl an Netzknoten
insbesondere fiir die Ubertragungsnetze (Hochstspannungsebene) und gegebenen-
falls die Verteilernetze auf Hochspannungsebene geeignet. Fiir die Mittel- und Nie-
derspannungsebene sind zudem die erforderlichen Lastflussberechnungen mangels
vorliegender Informationen derzeit teilweise nicht durchfithrbar. Insbesondere auf
der Niederspannungsebene erscheint zweifelhaft, ob die Bereitstellung der erforder-
lichen Messtechnik und die Durchfiihrung der Lastflussberechnungen angesichts der
entstehenden Kosten sinnvoll sind.

Wiirde das Knotenpreissystem nur auf die Héchst- und gegebenenfalls die Hoch-
spannungsnetze beschrankt, wire dies mit Nachteilen verbunden. Mit Fortschreiten
der Energiewende werden die darunter liegenden Netzebenen der Mittel- und Nie-
derspannung immer wichtiger fiir das Engpassmanagement. Denn es wird immer
mehr Strom dezentral auf den unteren Netzebenen eingespeist (zum Beispiel durch
Windenergie- und PV-Anlagen) und entnommen (zum Beispiel fiir Warmepumpen
oder E-Mobilitit). Aufgrund von Riickspeisungen beziehungsweise Entnahmen fiihrt
dies zunehmend zu Netzengpassen auch im Hoch- und Hochstspannungsnetz. Da fiir
die unteren Netzebenen haufig keine genauen Lastflussberechnungen vorliegen, sind
die Wechselwirkungen zwischen den Netzebenen im Einzelfall schwer vorherzuse-
hen. Ein Knotenpreissystem, das nur die Hochst- und Hochspannungsnetze erfasst,
kann daher das Entstehen von Netzengpassen nicht zuverlassig ausschlieBen. Dies
schrankt die Effektivitit eines solchen Knotenpreissystems ein.
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3.1.2 Kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung

¢ Beschriinkte Transportkapazititen im Strompreis beriicksichtigt
Die Strompreise an den Netzknoten beriicksichtigen die Transportkapazititen im
System. Im Falle von Netzengpassen wird also gegebenenfalls nicht die Erzeugungs-
anlage mit den geringsten Erzeugungskosten eingesetzt, sondern die nachstgiinstigs-
te Anlage, die unter Beachtung der Transportkapazititen zur Versorgung geeignet
ist. Damit werden — bei korrekter Abbildung von Erzeugungskosten und Transport-
kapazititen — die Erzeugungsanlagen eingesetzt, die die Stromnachfrage insgesamt
zu den geringsten Kosten befriedigen konnen.+

+ Stark sinkende Kosten fiir Flexibilitit, Zusatzkosten fiir Knotenpreissystem
In einem Knotenpreissystem entfallen Kosten fiir Flexibilitit, soweit die Transport-
kapazitdten bereits bei der Strompreisbildung beriicksichtigt werden. Korrigierende
Eingriffe sind daher nicht mehr erforderlich. Zugleich kann die nicht fiir das Eng-
passmanagement benoétigte Flexibilitdat anderweitig, wie fiir den Systemausgleich
(zum Beispiel in der Vermarktung als Regelenergie), eingesetzt werden. Dem gegen-
iiberzustellen sind die zusitzlichen Kosten, die die Anwendung des Knotenpreissys-
tems im Vergleich zum derzeitigen zonalen Preissystem verursacht.

+ Mogliche Mehrkosten fiir den Stromhandel aufgrund von Marktmacht,
niedriger Liquiditiit und volatilen Preisen
Eine knotenscharfe Strompreisbildung kann aufgrund begrenzter Transportkapazi-
taten zu regional sehr begrenzten Markten fiihren. Auf diesen konnen einzelne An-
bieter eine starke Vormachtstellung, also Marktmacht, innehaben. Diese Anbieter
konnten ihre Marktmacht ausnutzen, um die Preise auf den Strommaérkten nach
oben zu treiben, was zu ineffizienten Strompreisen fiithrt. Um das zu verhindern,
wire eine besondere Marktiiberwachung erforderlich, die moglicherweise tiber die
allgemeinen kartellrechtlichen Instrumente zur Kontrolle von Marktmacht hin-
ausgehen miisste. Dariiber hinaus hat der Wegfall eines bundesweit einheitlichen
StromgroBhandelspreises weitere Riickwirkungen auf den Stromhandel: Die Liquidi-
tit der Strommarkte wiirde voraussichtlich sinken und die Volatilitat der Spotmarkt-
preise steigen. Dies kdnnte insbesondere zu hoheren Terminmarktpreisen fiihren.
Zudem konnte es fiir einige Marktteilnehmer wichtig sein, sich vermehrt finanziell
gegen stark schwankende Strompreise abzusichern. Diese Effekte konnen im Ergeb-
nis zu Kostensteigerungen fiir den Stromhandel gegeniiber dem derzeitigen zonalen
Preissystem fiihren.

+ Engere regulatorische Kontrolle des Netzgeschiifts notwendig

In einem Knotenpreissystem hangen die Ertragsmoglichkeiten der Marktteilnehmer
stark von der Ausgestaltung der Preisbildungsregeln sowie von Entscheidungen iiber
Betrieb, Wartung und Ausbau des Netzes ab. Die hierfiir verantwortlichen Akteure
(zentrale Akteure und gegebenenfalls daneben Netzbetreiber) haben in einem Kno-
tenpreissystem weiterreichende Einflussmoglichkeiten als im derzeitigen zonalen
Preissystem. Daher ist in einem Knotenpreissystem eine engere regulatorische Kon-
trolle der diskriminierungsfreien und transparenten Ausiibung des Netzgeschifts
erforderlich.

41 Vgl. Monopolkommission 2015; Grimm et al. 2019.
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3.1.3 Beitrag zum Klimaschutz

¢ Die Nutzung klimafreundlicher Erzeugungsanlagen kann gesteigert werden
Ein Knotenpreissystem setzt Anreize, kostengilinstigen Strom aus erneuerbaren
Energien sektoreniibergreifend zu nutzen. Denn es fiihrt zu niedrigen Strompreisen
an solchen Netzknoten, an denen eine Stromentnahme den Einsatz kostengiinstiger
Erzeugungsanlagen fordert, die andernfalls aufgrund von Netzengpéssen nicht zum
Einsatz kommen wiirden.

3.1.4 Umsetzbarkeit und Umsetzungsaufwand, Beitrag zum EU-Elektrizitats-
binnenmarkt
* Rechtliche Unsicherheiten und organisatorische Hiirden
Rechtlich ist ungeklart, ob ein Knotenpreissystem mit der Elektrizitdtsbinnenmarkt-
verordnung vereinbar ist, da diese grundsitzlich ein zonales Preissystem vorsieht.4
Sollte dies nicht der Fall sein, miissten Rat und Parlament der EU mit den notwen-
digen Mehrheiten die Verordnung dndern.

Die Einfiihrung eines netziibergreifenden Knotenpreissystems, das Netze unter-
schiedlicher Netzbetreiber zusammenfiihrt, begegnet besonderen organisatorischen
Herausforderungen: Sollte ein zentraler Akteur Aufgaben der Netzbetriebsfiih-
rung iibernehmen, miissten die betroffenen Netzbetreiber Kompetenzen iibertra-
gen. Fiir ein deutschlandweites Knotenpreissystem mit zentralem Akteur nur auf
Ubertragungsnetzebene bedeutete das, dass sich die vier UNB Amprion, TenneT,
TransnetBW und 50Hertz Transmission einigen miissten. Bei einer Ausweitung des
Knotenpreissystems auf zumindest Teile der Verteilernetzebene miissten auch die
betroffenen Verteilernetzbetreiber (VNB) Kompetenzen fiir die Netzbetriebsfiihrung
an den zentralen Akteur iibertragen.

Die Entscheidungen dieses zentralen Akteurs und gegebenenfalls daneben der Netz-
betreiber wirken sich unmittelbar auf die Ertragsmoglichkeiten der Marktteilnehmer
aus. Das konnte zusétzliche Vorbehalte gegen die Kompetenziibertragung hervorru-
fen. Die grenziiberschreitende Einfiihrung eines Knotenpreissystems scheint unter
diesen Bedingungen besonders schwer umsetzbar.

¢ Hoher Umsetzungsaufwand durch Systemwechsel

Die Einfiihrung eines Knotenpreissystems verlangt einen weitgehenden System-
wechsel gegeniiber dem derzeitigen zonalen Preissystem. Die derzeitige bundesweite
Strompreisbildung miisste aufgegeben werden. An ihre Stelle miisste ein neuer Be-
rechnungsalgorithmus treten. Die Marktteilnehmer miissten sich auf dieses neue
Preisbildungsverfahren einstellen und gegebenenfalls zusatzliche Sicherungsge-
schifte abschlieBen. Dies wire mit einem hohen Aufwand fiir alle Beteiligten ver-
bunden.

3.1.5 Weiterer Forschungsbedarf

Inwieweit eine Kompetenziibertragung von den existierenden Netzbetreibern auf einen
zentralen Akteur praktikabel erscheint, bleibt zu klaren. Soweit auch die Verteilernetze
einbezogen werden sollen, sind zudem die technische Umsetzbarkeit und der erforder-
liche Aufwand zu untersuchen. Vor dem Hintergrund der zunehmenden Bedeutung
dezentraler Erzeugung und Entnahme ist weiterhin zu priifen, inwieweit ein auf die

42 Vgl Art. 14 — 17 Elektrizitatsbinnenmarktverordnung (Verordnung (EU) 2019/943).
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Hochst- und gegebenenfalls Hochspannungsebene beschranktes Knotenpreissystem
tiberhaupt zu einem effektiveren und effizienteren Engpassmanagement beitragen
konnte.

Naher gepriift werden sollte dariiber hinaus der Aspekt der Marktmacht: Inwie-
weit konnte ein Knotenpreissystem dazu fiihren, dass Anbieter {iber starke Marktmacht
verfiigen und damit die Funktion des Strommarkts beeintrachtigen konnten.4 Dariiber
hinaus sollten die moglichen nachteiligen Effekte eines Knotenpreissystems auf den
Terminhandel und eventuelle Kosten fiir finanzielle Absicherungsgeschifte soweit
moglich quantifiziert und gegen die Vorteile wie verringerte Kosten fiir Flexibilitat ab-
gewogen werden. Angesichts der groBen Tragweite einer Umstellung auf ein Knoten-
preissystem erscheint eine detaillierte und im Idealfall quantitative Bestimmung der
Vor- und Nachteile besonders wichtig.

3.2 Neuzuschnitt der deutschen Stromgebotszone

Deutschland bildet derzeit — unter Einschluss von Luxemburg — eine einheitliche
Stromgebotszone mit einem einheitlichen StromgroBhandelspreis. Der Stromhandel
innerhalb der Gebotszone beriicksichtigt keine Transportkapazititen des Stromnetzes.
Beim Abschluss der Handelsgeschifte wird also quasi davon ausgegangen, es gibe
uneingeschriankte Transportkapazititen, die sogenannte ,, Kupferplatte®. Tatsdchlich
lassen es die begrenzten Transportkapazititen nicht immer zu, die Stromlieferungen so
zu realisieren, wie es die Handelsgeschifte vorsehen. Haufig miissen die Netzbetreiber
in den Anlageneinsatz Dritter eingreifen, um Netzengpésse zu beheben.

Neu zugeschnittene Gebotszonen ermoglichen es, die Transportkapazititen
bereits beim Stromhandel zu beriicksichtigen. Dabei wiirden sich die Gebotszonen-
grenzen verstirkt an strukturellen Netzengpissen#tim Ubertragungsnetz orientieren.
An strukturellen Engpéssen konnen aufgrund beschriankter Transportkapazititen
langerfristig und wiederkehrend nicht alle gewiinschten Stromhandelsgeschifte aus-
gefiihrt werden.* Vor dem Hintergrund beschrankter Transportkapazititen zwischen
Nord- und Siiddeutschland wird insbesondere eine Aufteilung der deutschen Strom-
gebotszone in einen nordlichen und einen siidlichen Teil diskutiert.+¢ Sollte ein gebots-
zoneniibergreifendes Stromhandelsgeschift getitigt werden, miissten dann neben den
gehandelten Strommengen auch Ubertragungsrechte fiir die gebotszoneniibergreifen-
den Leitungen erworben werden. Eine Uberpriifung von Gebotszonengrenzen wird
auch durch die Elektrizitatsbinnenmarktverordnung vorangetrieben.

43 Analysen fiir US-amerikanische Knotenpreissysteme kommen zu dem Ergebnis, dass in erheblichem Umfang Markt-
macht besteht und daher wirksame MaBnahmen zu deren Begrenzung notwendig sind. Teilweise werden diese als
gegeben angesehen (vgl. zum Beispiel Potomac Economics 2019-1 und 2019-2), teilweise werden aber auch regulatori-
sche Verdnderungen fiir erforderlich gehalten (vgl. zum Beispiel Potomac Economics 2019-3; California ISO 2019).

44 Nach Art. 2 Nr. 6 Elektrizititsbinnenmarktverordnung bezeichnet ein ,struktureller Netzengpass” einen Engpass im
Ubertragungsnetz, der eindeutig festgestellt werden kann, vorhersehbar ist, geografisch iiber lingere Zeit stabil bleibt
und unter normalen Bedingungen des Stromsystems héufig wiederauftritt (Verordnung (EU) 2019/943).

45 Soweit den bestehenden Gebotszonengrenzen keine strukturellen Engpasse zugrunde liegen, konnte der Neuzuschnitt
auch zu einer Ausweitung fiihren.

46 Vgl. etwa Monopolkommission 2011; Egerer et al. 2015; Marjanovic et al. 2019. Allerdings geht das BMWi auf Grund-
lage einer Analyse der vier deutschen UNB davon aus, dass strukturelle Engpisse iiber das gesamte deutsche Ubertra-
gungsnetz verteilt wiaren und keinen eindeutigen Weg fiir den Verlauf einer Gebotszonenteilung vorzeichnen wiirden,
vgl. BMWi 2019-2.
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Der zugrunde liegende Ansatz weist Ahnlichkeiten mit der Einfiihrung von Kno-
tenpreisen auf. Die Orientierung an den vorhandenen Transportkapazitidten erfolgt
aber weniger konsequent, da nur das Ubertragungsnetz und nur dessen relevanteste
(,,strukturelle®) Netzengpasse beriicksichtigt werden. Weitere Netzebenen und auch
alle anderen Einschriankungen der Transportkapazitit auf den betrachteten Netzebe-
nen bleiben auBen vor. Dadurch ist eine individuelle Preisbildung nicht an Tausenden
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Abbildung 3: Veranschaulichung einer Aufteilung in zwei Gebotszonen im StromgroRhandelsmarkt. Oben und
unten wird jeweils die gleiche beispielhafte Anordnung von Verbrauchern, Erzeugern und Netzen gezeigt. Engpasse
im Ubertragungsnetz werden durch gestrichelte Linien kenntlich gemacht. In einer einheitlichen Gebotszone (oben)
besteht ein einheitlicher Preis am StromgroRhandelsmarkt. MaRnahmen des Engpassmanagements sind notwen-
dig, um Engpassen entgegenzuwirken — wie zum Beispiel Einspeiseerhéhungen und -reduktionen im Rahmen des
Redispatchs. Um strukturelle Engpasse zu berticksichtigen, kann die Gebotszone in zwei Gebotszonen mit jeweils
eigenen StromgrofRhandelspreisen aufgeteilt werden (unten). MaRnahmen des Engpassmanagements sind zwischen
den beiden Gebotszonen nicht mehr notwendig. Bestehen innerhalb einer Gebotszone jedoch weiterhin Engpésse,
missen Netzbetreiber diesen noch immer durch MaBnahmen des Engpassmanagements entgegenwirken.
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von Netzknoten, sondern nur fiir die jeweiligen Gebotszonen und an den Gebotszonen-
grenzen erforderlich. Innerhalb einer Gebotszone bleiben Einschriankungen der Trans-
portkapazitit nach wie vor beim Stromhandel unberiicksichtigt. Fiir den Stromhandel
hat dies Vorteile, unter anderem den einer hoheren Liquiditdt des Marktes. Zugunsten
dieser Vorteile wird die ungenauere Beriicksichtigung der Beschrankungen bei den
Transportkapazititen in Kauf genommen. Abbildung 3 veranschaulicht eine Aufteilung
eines Gebiets in zwei Gebotszonen.

3.2.1 Effektivitat des Engpassmanagements

Korrigierende Eingriffe der Netzbetreiber werden reduziert

Ein Neuzuschnitt der Gebotszonen triagt zu einem effektiveren Engpassmanagement
bei, wenn die erforderlichen korrigierenden Eingriffe der Netzbetreiber, insbesonde-
re fiir die Beschaffung von Flexibilitdt, dadurch reduziert werden knnen. Dabei gilt:
Je besser die neuen Gebotszonengrenzen die strukturellen Netzengpisse im Uber-
tragungsnetz abbilden, desto groBer die Vorteile fiir die Effektivitit. Netzengpasse
ohne strukturellen Charakter, die also nicht fiir langere Dauer und wiederkehrend
auftreten, beriicksichtigt ein Neuzuschnitt der Gebotszonen hingegen nicht, ebenso
wenig wie Netzengpésse im Verteilernetz.

Verlagerung struktureller Netzengpisse kann Effektivitit einschrinken
Vorteile fiir die Effektivitiat des Engpassmanagements ergeben sich, wenn der Ge-
botszonenschnitt die strukturellen Netzengpisse abbildet. Verlagern sich Netzeng-
passe aufgrund veranderter Netzauslastung, so verringert dies die Effektivitit des
Engpassmanagements. Zur Sicherstellung der Effektivitat wire daher eine regel-
miBige Uberpriifung und gegebenenfalls Anpassung der Gebotszonengrenzen er-
forderlich.

3.2.2 Kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung

Auktion der Transportkapazititen an den Gebotszonengrenzen beriicksich-
tigt Nutzen fiir die Verbraucher

Bereits beim Abschluss der gebotszoneniibergreifenden Stromhandelsgeschifte
kann der Markt durch Auktion der zoneniibergreifenden Transportkapazitit die
Zahlungsbereitschaft der Verbraucher ermitteln. Dies ist grundsétzlich ein effizienter
Weg, um den Nutzen fiir die Verbraucher zu beriicksichtigen. Gegeniiber dem der-
zeitigen zweistufigen Ansatz (erst Stromhandel, dann Engpassmanagement) ergeben
sich dadurch potenzielle Kostenvorteile.

Allerdings bestehen Spielraume bei der Festlegung der fiir den Stromhandel verfiig-
baren Transportkapazititen. Zudem ist zu regeln, inwieweit die zusitzliche Mog-
lichkeit eines zoneniibergreifenden Redispatchs oder Countertradings hierbei be-
riicksichtigt werden soll.#” Diese Entscheidungen haben erheblichen Einfluss auf die
Kosten fiir die Nutzung zoneniibergreifender Transportkapazititen und die Effizienz
des Gebotszonenzuschnitts.

Sinkende Kosten fiir Flexibilitiit, Zusatzkosten fiir Bewirtschaftung der Ge-
botszonengrenzen

Die Kosten fiir das Netzengpassmanagement sinken, da die Netzbetreiber selte-
ner eingreifen miissen: An den Gebotszonengrenzen sind korrigierende Eingriffe

47 Die derzeitige Regelung findet sich in Art. 16 Elektrizitdtsbinnenmarktverordnung.
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der Netzbetreiber nicht erforderlich, soweit die verfiigbaren Transportkapazititen
bereits beim Stromhandel beriicksichtigt werden. Zugleich kann die nicht fiir das
Engpassmanagement benotigte Flexibilitat fiir andere Zwecke wie den Systemaus-
gleich eingesetzt werden. Diesen Effekten sind die Kosten fiir die Bewirtschaftung
der Gebotszonengrenzen gegeniiberzustellen. Diese fallen auch dann an, wenn Netz-
engpisse tageszeitlich oder saisonal gar nicht vorliegen und eine Bewirtschaftung
daher nicht erforderlich wire.

¢ Potenziell hohere Kosten fiir den Stromhandel durch verringerte Liquiditit
Grundsatzlich ist zu erwarten, dass eine Teilung der deutschen Stromgebotszone
zu hoheren Kosten im Stromhandel und somit hoheren Stromgrofhandelspreisen
fiihrt. Dies legen auch die Erfahrungen aus der Gebotszonentrennung in Schweden
im Jahr 2011 und aus der Trennung der deutsch-6sterreichischen Gebotszone zum
1. Oktober 2018 nahe.*

Dabei sind jedoch verschiedene Effekte zu betrachten: Ein Anstieg der StromgroB-
handelspreise liegt insbesondere fiir den siiddeutschen Raum nahe. Dort kann die
Nachfrage physikalisch haufig nicht durch giinstige Erzeugungsanlagen gedeckt
werden. Die hoheren siiddeutschen GroShandelspreise ergeben sich aus dem ver-
ringerten Angebot bei kleinerem Gebotszonenzuschnitt und der eingeschrankten
Moglichkeit zur Portfoliobildung. Demgegeniiber konnen sich im norddeutschen
Raum niedrigere StromgroBhandelspreise ergeben.

Bei einer Gesamtbetrachtung ist zu beriicksichtigen, dass sich bisher dem Engpass-
management der Netzbetreiber zugeordnete Kosten, zum Beispiel fiir den Redi-
spatch an einem strukturellen Nord-Siid-Engpass, dann nicht mehr aufSerhalb des
Stromhandels iiber die Netzentgelte umlegen lassen. Dies legt einen Anstieg der
Kosten des Stromhandels nahe. Zugleich sinken aber die Redispatch-Kosten, was die
Kosten der Energieversorgung an anderer Stelle entlastet.

Zudem konnten dem Stromhandel bei Teilung der deutschen Stromgebotszone
moglicherweise héhere zoneniibergreifende Transportkapazitdten zu den Nach-
barstaaten zur Verfiigung gestellt werden und damit die GroBhandelspreise an den
Strommarkten sinken (siehe unten im Zusammenhang mit dem Beitrag zum EU-
Elektrizitatsbinnenmarkt). Das EU-Recht sieht allerdings ohnehin eine Erh6hung
der grenziiberschreitenden Transportkapazititen fiir den Stromhandel auf siebzig
Prozent bis zum Ende des Jahres 2025 vor.

¢ Anpassungen der Gebotszonengrenzen verringern die Planungssicherheit
Der hier betrachtete Gebotszonenschnitt stellt auf strukturelle Netzengpésse ab.
Konsequenterweise miisste die Gebotszonengrenze regelmafBig iiberpriift und ge-
gebenenfalls angepasst werden. Eine hdufigere Anpassung erschwert jedoch eine
langfristige Vorhersage der Strompreise und der Transportkosten. Darunter kann
insbesondere die Funktion der Terminmairkte leiden, da sich die Planungssicherheit
fiir Stromverbraucher und -erzeuger verringert.

48 Vgl. EFET 2016. Die Ankiindigung der Gebotszonentrennung Deutschland — Osterreich und der Produktiiberleitung
vom Phelix DE/AT zum Phelix DE in den Jahren 2017/2018 fiihrte nach Auskunft der EEX durch einen erhohten Bid-
Ask-Spread zu Mehrkosten von tiber 700 Millionen Euro.
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3.2.3 Beitrag zum EU-Elektrizitatsbinnenmarkt

* Loslésung von Staatsgrenzen
Mit dem Ziel des EU-Elektrizitaitsbinnenmarkts sind zonale Preissysteme gut ver-
einbar. Denn eine Orientierung an strukturellen Engpéassen erfolgt grundséatzlich
unabhingig von den Staatsgrenzen und differenziert nicht zwischen Mitgliedstaaten.
So konnten beispielsweise auch Gebotszonen eingerichtet werden, die Teile mehrerer
Lander umfassen, solange sich an den Staatsgrenzen keine strukturellen Netzeng-
passe befinden.

¢ Geringerer Druck zur Einschriankung der Transportkapazititen an den
Gebotszonengrenzen zu Nachbarstaaten
Die Aufteilung von Gebotszonen entlang struktureller Netzengpasse innerhalb eines
Staates kann dazu beitragen, die an den Gebotszonengrenzen zu Nachbarstaaten
fiir den Stromhandel verfiigbare Transportkapazitdt zu erhohen. Heute miissen die
Netzbetreiber innerhalb Deutschlands hiufig in erheblichem MaBe Engpassma-
nagement betreiben. Stromimporte konnen bestehende Engpasssituationen weiter
verschirfen. Wird beispielsweise Strom aus Skandinavien importiert und soll nach
Stiddeutschland geliefert werden, belastet dies die Stromleitungen zwischen Nord-
und Stiddeutschland zusitzlich. Die Leitungen sind aber durch den Transport des
norddeutschen Windenergiestroms in die siiddeutschen Industriegebiete bereits teil-
weise iliberlastet. Um zusitzliche Netzengpisse und die damit verbundenen Kosten
zu vermeiden, beschrinken die Netzbetreiber daher teilweise die Leitungskapazitit
fiir den grenziiberschreitenden Stromhandel, die sie an den Gebotszonengrenzen
zu Nachbarstaaten zur Verfiigung stellen. Wiirde nun Deutschland entlang struk-
tureller Netzengpasse zwischen Nord- und Siiddeutschland in zwei Gebotszonen
aufgeteilt, miissten sowohl norddeutsche als auch skandinavische Stromanbieter
Ubertragungsrechte fiir die neue Gebotszonengrenze erwerben. Die Stromanbieter
wiirden am Markt um die begrenzten Ubertragungskapazititen von Nord- nach
Stiddeutschland konkurrieren. Dadurch ware von vornherein sichergestellt, dass
ausreichende Leitungskapazititen fiir die zugelassenen gebotszoneniibergreifenden
Handelsgeschifte zur Verfiigung stehen.# Die Netzbetreiber hitten daher keine Ver-
anlassung mehr, die Stromimportkapazitaten zur Senkung der Redispatch-Kosten
einzuschranken. Zugleich konnten durch den zusitzlichen Wettbewerb zwischen
deutschen und auslidndischen Anbietern die Kosten der Energieversorgung sinken.

Die Elektrizitdtsbinnenmarktverordnung der EU sieht inzwischen allerdings ohne-
hin eine Erhéhung der grenziiberschreitenden Transportkapazititen fiir den Strom-
handel auf siebzig Prozent bis Jahresende 2025 vor. Vor diesem Hintergrund konnte
eine Teilung der deutschen Gebotszone mdoglicherweise zu einer Kostensenkung bei-
tragen, wenn aufgrund der Bewirtschaftung der innerdeutschen Gebotszonengrenze
die Nachfrage nach grenziiberschreitender Transportkapazitit und damit der Bedarf
an grenziiberschreitendem Redispatch sinkt.

3.2.4 Beitrag zum Klimaschutz

¢ Die Nutzung klimafreundlicher Erzeugungsanlagen kann gesteigert werden
Ein Neuzuschnitt — insbesondere eine Teilung — der deutschen Gebotszone kann
bei Netzengpéssen an den Gebotszonengrenzen zu niedrigeren Strompreisen in den

49 Mit der MaBnahme wird, wie bei allen in diesem Dokument vorgestellten Handlungsoptionen, die physikalische
Transportkapazitit des Netzes nicht erhoht. Durch die Manahme sinkt jedoch die Notwendigkeit korrigierender
Eingriffe der Netzbetreiber, da dem Handel von vornherein nur eine beschréinkte Transportkapazitét zur Verfliigung
gestellt wird.
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Teilen Deutschlands fithren, in denen die kostengiinstig verfiigbare Erzeugungsleis-
tung im Vergleich zum Verbrauch hoher ist. Damit werden Anreize gesetzt, Strom aus
erneuerbaren Energien nicht abzuregeln, sondern sektoreniibergreifend zu nutzen.

3.2.5 Umsetzbarkeit und Umsetzungsaufwand

¢ Aufwendig und politisch schwierig
Ein Neuzuschnitt der deutschen Gebotszone bereitet erheblichen Aufwand fiir den
Stromhandel, auch wenn das zonale Preissystem beibehalten wird. Insbesondere
miissen langfristige Stromliefervertriage angepasst werden. Dariiber hinaus muss
das gebotszoneninterne Engpassmanagement an den neuen raumlichen Zuschnitt
angepasst werden, weil Netzengpasse an den neuen Gebotszonengrenzen nunmehr
durch Auktionen bewirtschaftet werden. Auch die bislang bundesweite Ermittlung
verschiedener Strompreisbestandteile wie der EEG- und KWKG-Umlage und der
Ubertragungsnetzentgeltes® miisste iiberpriift werden. Denn eine einheitliche Be-
stimmung bei getrennten Gebotszonen ist moglicherweise nicht mehr angemes-
sen. AuBerdem sind wirtschaftspolitische und gesellschaftliche Vorbehalte gegen
deutschlandweit unterschiedliche Strompreise zu beriicksichtigen.5

3.2.6 Weiterer Forschungsbedarf

Die Kriterien fiir strukturelle Netzengpisse sollten genauer bestimmt werden. Fiir mog-
liche Gebotszonengrenzen miisste niher untersucht werden, inwiefern Netzengpasse
struktureller Natur sind und inwieweit sie noch tageszeitlich oder jahreszeitlich vari-
ieren konnen. Moglichst zu quantifizieren wiren die Kostenwirkungen fiir den Strom-
handel bei Neuzuschnitt und insbesondere bei Verkleinerung von Gebotszonen. Diesen
Kosten miissten die Kostenwirkungen beim gebotszoneninternen Engpassmanagement
gegeniibergestellt werden. Das gilt insbesondere fiir moégliche Kosteneinsparungen bei
einer Gebotszonentrennung. In diesem Zusammenhang sollten auch Prognosen zur
Strompreisentwicklung in den Gebotszonen angestellt werden. Dariiber hinaus sollten
die etwaigen Folgednderungen bei der Bestimmung der Netzentgelte und der bislang
bundesweit einheitlichen Umlagen analysiert werden. SchlieBlich ist ndher zu priifen,
in welchen zeitlichen Abstdnden ein moglicher Neuzuschnitt von Gebotszonen in Be-
tracht kommt und wie die daraus entstehenden Vor- und Nachteile zu bewerten sind.

3.3 EinfUhrung auslastungsorientierter Netzentgelte

Die Netzentgelte fiir die Nutzung der Stromnetze konnten so umgestaltet werden,
dass sich im Falle kritischer Netzauslastung ein hoheres Netzentgelt ergibt als in an-
deren Fillen. Damit konnte fiir kritische Nutzungsfille ein Anreiz gesetzt werden,
die Netznutzung an die Strom- und Spannungsgrenzwerte anzupassen, sodass die
Gefahr von Netzengpissen sinkt. Da die Netzentgelte zusitzlich zu dem Strompreis
und den sonstigen Strompreisbestandteilen (Steuern, Abgaben, Umlagen) anfallen,
konnen auslastungsorientierte Netzentgelte auch in einem zonalen Preissystem zur
Anwendung kommen. Die Netzentgelte wiirden neben einem neuen, auslastungsab-
hingigen Anteil weiterhin einen auslastungsunabhéngigen Anteil enthalten. Dieser

50 Vgl. §§ 24 und 24a EnWG sowie §§ 14a ff., 32a Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV 2019_): schrittweise Verein-
heitlichung der Ubertragungsnetzentgelte seit dem 1. Januar 2019 mit dem Ziel einheitlicher Ubertragungsnetzentgel-
te ab dem Jahr 2023.

51  Allerdings werden die Netzentgelte, mit Ausnahme der Ubertragungsnetzentgelte, ohnehin netzscharf berechnet und
konnen sich daher deutschlandweit erheblich unterscheiden.
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auslastungsunabhingige Anteil deckt zum Beispiel die Kosten fiir die Unterhaltung des
Netzanschlusses und die Abrechnung der Netznutzung.

Die hier untersuchte Handlungsoption ,auslastungsorientierte Netzentgelte“ soll drei
Kriterien erfiillen:

« Erstens sollen die Gesamterlose aus Netzentgelten die Gesamtkosten des Netzes ab-
decken.

« Zweitens sollen die Kosten des Engpassmanagements auf eben die Netznutzer um-
gelegt werden, die das Netz bei Gefahr von Netzengpassen nutzen. Der auslastungs-
abhingige Anteil der Netzentgelte soll dabei in Summe den Kosten des Engpass-
managements entsprechen.

+ Drittens soll der auslastungsabhingige Anteil der Netzentgelte des einzelnen Netz-
nutzers den ihm zuzurechnenden Anteil der Engpassmanagement-Kosten wider-
spiegeln.

Diese Handlungsoption schliefit die Gefahr von Netzengpassen nicht vollstdndig aus,
da diese voraussichtlich nicht vollstindig prognostizierbar sind. AuBerdem ist davon
auszugehen, dass die Kosten des Engpassmanagements, die betroffenen Netznutzer
und der ihnen jeweils zuzurechnende Anteil an den Kosten des Engpassmanagements
nur niherungsweise bestimmt werden kénnen.

Idealerweise sind die auslastungsorientierten Netzentgelte raumlich und zeitlich
so differenziert, dass sowohl die Lage der Netzengpisse als auch deren jahres- oder
tageszeitliches Auftreten abgebildet wird. In der konkreten Ausgestaltung muss jedoch
zwischen einer moglichst exakten Abbildung der Netzsituation und der Praktikabilitét
in der Umsetzung abgewogen werden. So konnte beispielsweise innerhalb kleinerer
Verteilernetze auf eine weitere raumliche Ausdifferenzierung verzichtet werden. Jeden-
falls auf der Niederspannungsebene bestehen auBerdem Zweifel, ob der erforderliche
Aufwand (zum Beispiel fiir neue Messtechnik) gerechtfertigt ist. Zudem sind nicht alle
Netze gleichermaBen von Netzengpissen betroffen — insbesondere auf den unteren
Netzebenen. Gegebenenfalls sollten auslastungsorientierte Netzentgelte daher nicht fiir
sdmtliche Netze zur Anwendung kommen. Zu entscheiden ist dariiber hinaus, ob die
den Netzentgelten zugrunde zu legende Netzauslastung ex ante prognostiziert oder ex
post aufgrund der tatsdchlichen Netzauslastung ermittelt werden soll.

Eine Lenkungswirkung entfalten auslastungsorientierte Netzentgelte nur bei
Netznutzern, die netzentgeltpflichtig sind und die die Hohe der Netzentgelte durch ihr
Verhalten beeinflussen konnen. Beides ist im derzeitigen System nur bei einem Teil der
Netznutzer der Fall:

« Zum einen werden Kleinkunden nach einem Standardlastprofil abgerechnet. Das
bedeutet, dass ihr Netznutzungsverhalten die Hohe der zu zahlenden Netzentgelte
nicht beeinflusst. Nach Einbau einer Leistungs- beziehungsweise Lastgangmessung
und Umstellung des Bilanzierungsverfahrens konnte allerdings auch die Netzent-
geltberechnung aufgrund der tatsidchlichen Messwerte erfolgen.
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o Zum anderen sind derzeit nur die Stromverbraucher, nicht aber die Strom-
einspeiser netzentgeltpflichtig. Je nach Ausgestaltung konnen aber auch ver-
braucherseitige auslastungsorientierte Netzentgelte widerspiegeln, ob die korres-
pondierende Einspeisung engpassbegriindend wirkt. Damit konnte mittelbar eine
engpassentlastende Lenkungswirkung auch auf die Einspeisung erzielt werden. Die
konkrete Ausgestaltung ist allerdings noch nicht ndher untersucht. Ein System aus-
lastungsorientierter Netzentgelte konnte einfacher implementierbar sein, wenn ne-
ben der Entnahme auch die Einspeisung netzentgeltpflichtig wire. Relevant ist dies
jedenfalls bei Stromexporten: Zahlen nur die Verbraucher Netzentgelte, gibe es bei
Stromlieferungen in das Ausland keinen Anreiz, die Belastungen fiir das Stromnetz
zu reduzieren.

3.3.1 Effektivitat des Engpassmanagements

¢ Korrigierende Eingriffe der Netzbetreiber werden reduziert
Auslastungsorientierte Netzentgelte verteuern die Netznutzung in Zeiten hoher
Netzauslastung. Ist das Netzentgelt ausreichend hoch, um die Netznutzung einzu-
schrianken, verringert sich die Gefahr von Netzengpassen. Dies ist von Vorteil fiir die
Effektivitat des Engpassmanagements, da Netzbetreiber nur noch seltener korrigie-
rend eingreifen miissen.

Allerdings hiangt die Effektivitat dieser Handlungsoption von verschiedenen Fakto-
ren ab:

- Zum einen ist entscheidend, wie stark die Netzentgelte nach Engpassregionen
und -zeiten ausdifferenziert und welche Netze einbezogen werden.

- Fiir eine hinreichende Anreizwirkung der Netzentgelte konnen zudem zum Bei-
spiel Anpassungen der Vorgaben zu Messeinrichtungen, Messung und Mess-
wertlibertragung sowie des Bilanzierungssystems (etwa durch die Einschriankung
der Verwendung von Standardlastprofilen) erforderlich werden.

- Zur Vermeidung einspeisebedingter Netzengpasse muss auBerdem eine Len-
kungswirkung auch hinsichtlich der Einspeisung sichergestellt sein,
was gegebenenfalls die Einfithrung von Einspeiseentgelten erfordern konnte.
Einspeisebedingte Netzengpisse treten erwartungsgemaB im Zuge der Energie-
wende durch fluktuierende Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien zuneh-
mend auf.

¢ Umfang der Lenkungswirkung

Der auslastungsabhingige Anteil der Netzentgelte bildet lediglich die Kosten des
Engpassmanagements ab. Das begrenzt die Lenkungswirkung auslastungsorientier-
ter Netzentgelte. Die Lenkungswirkung hiangt davon ab, wie hoch die zusétzlichen
Kosten beim Auftreten von Engpassen wiren. Da unter den hier getroffenen Voraus-
setzungen die Gesamthohe der auslastungsabhiangigen Netzentgeltanteile durch die
Kosten des Engpassmanagements vorgegeben ist, kommt es entscheidend darauf
an, auf welche Strommenge sich diese Kosten verteilen. Je kleiner die Strommenge,
desto hoher der Einfluss. Es gilt also festzustellen, welcher Anteil der netzentgelt-
pflichtigen Strommenge in kritischen Netzsituationen transportiert wird. Die Box
L~Auswirkungen einer auslastungsorientierten Netzentgeltbildung”“ gibt eine Orien-
tierung.

Das Netzentgeltsignal verliert moglicherweise durch die zuséatzlichen fixen Strom-
preisbestandteile (zum Beispiel Konzessionsabgabe, EEG-Umlage, Stromsteuer)



I Handlungsoptionen

an Wirkung, da die relative Bedeutung der Netzentgelte fiir die Stromverbraucher
sinkt. Diese fixen Strompreisbestandteile sind fiir verschiedene Verbrauchergruppen
sehr unterschiedlich: Bei Haushaltskundinnen und -kunden machen die fixen Be-
standteile iiber fiinfzig Prozent des Strompreises aus. Bei groBen Abnehmern fallen
diese Anteile jedoch aufgrund von Ausnahmetatbestinden deutlich geringer aus.5
Je hoher die fixen Strompreisbestandteile, desto geringer ist die relative Bedeutung
variabler Preisbestandteile. Dennoch kénnen sie aufgrund ihrer absoluten Hohe eine
erhebliche Lenkungswirkung entfalten.

Dariiber hinaus konnen gegenlaufige Effekte durch niedrige Strompreise in Engpass-
situationen die Wirksamkeit des Netzentgeltsignals einschranken. Sie sind aber 6ko-
nomisch sinnvoll. Diese Effekte treten zum Beispiel auf, wenn Netzengpiasse durch
hohe Einspeisung aus erneuerbaren Energien entstehen und deshalb der Stromgro3-
handelspreis stark sinkt.

Daher konnen korrigierende Eingriffe der Netzbetreiber in den Anlageneinsatz wei-
terhin in erheblichem Umfang erforderlich bleiben. Umgekehrt ist nicht auszu-
schlieBen, dass auslastungsabhéngige Netzentgelte bei Verteilung der Kosten des
Engpassmanagements auf eine vergleichsweise geringe Strommenge eine prohibitive
Wirkung entfalten konnen.

Auswirkungen einer auslastungsorientierten Netzentgeltbildung

Um einen ersten Eindruck von der moglichen Lenkungswirkung auslastungsorientierter Netzentgelte zu
erhalten, kénnen die Netzentgeltsteigerungen bei Zugrundelegung unterschiedlicher Annahmen zu den
von Netzengpdassen betroffenen Strommengen ermittelt werden.

Die Kosten des Engpassmanagements beliefen sich im Jahr 2017°%auf insgesamt 1,5 Milliarden Euro.>* Die
geschatzten Gesamtkosten aller Netze betrugen im Jahr 2017 24,1 Milliarden Euro.>> Mithin macht der
Anteil der Engpassmanagementkosten 6,2 Prozent der Gesamtnetzkosten aus.

Als kurzfristig nicht auslastungsabhangige Netzkosten kann also ein Betrag von 22,6 Milliarden Euro
angesetzt werden. Dieser Wert ergibt sich aus den Gesamtnetzkosten in Héhe von 24,1 Milliarden Euro
abziiglich der Kosten fiir das Engpassmanagement in Hohe von 1,5 Milliarden Euro. Bei gleichmaRiger
Verteilung der nicht auslastungsabhédngigen Netzkosten auf alle Netznutzer wiirde hieraus lberschla-
gig ein durchschnittliches Netzentgelt in Hohe von 4,35 Cent pro Kilowattstunde (22,6 Milliarden Euro
dividiert durch Jahresnettostromverbrauch von 520 Terawattstunden®) resultieren. Die verbleibenden
auslastungsabhangigen Netzkosten spiegeln die Kosten des Engpassmanagements in Hohe von 1,5 Mil-
liarden Euro wider. Sie wiirden nur fiir Netznutzungen in Engpasssituationen erhoben.

Der Einfluss auf die Netzentgelte hangt von der betroffenen Strommenge ab. Zur Orientierung kann der
auslastungsabhangige Netzentgeltanteil bei einer betroffenen Strommenge von flinf Prozent, zehn Pro-
zent und 15 Prozent des Nettostromverbrauchs und gleichmaRiger Verteilung der auslastungsabhangi-
gen Netzkosten ermittelt werden. Tabelle 3 zeigt, dass die auslastungsorientierten Anteile die Netzent-
gelte in Engpasssituationen erheblich steigern und somit eine Lenkungswirkung entfalten konnten.

von Netzengpdssen betroffene zusatzliches Netzentgeld in Netzentgeldsteigerung in
Strommenge Engpasssituationen Engpasssituationen

5% (26 TWh) 5,77 ct/kWh 133 %
10 % (52 TWh) 2,89 ct/kWh 66 %
15 % (78 TWH) 1,92 ct/kWh 44 %

Tabelle 3: Beispielrechnung zur Netzentgeltsteigerung in Engpasssituationen

52
53
54
55
56

Vgl. dazu BNetzA/BKartA 2020, S. 282 ff.

Das Jahr 2017 wird aufgrund der Datenverfiigbarkeit fiir die Gesamtnetzkosten zugrunde gelegt.
BNetzA/BKartA 2019.

Consentec/Fraunhofer ISI 2018-1.

BMWi 2019-3.



Handlungsoptionen

3.3.2 Kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung

+ Beschriinkte Transportkapazititen in den Netzentgelten beriicksichtigt
Wenn die Kosten des Engpassmanagements durch auslastungsorientierte Netzent-
gelte hinreichend genau abgebildet werden, spiegeln Strompreis und Netzentgelte in
Summe die Bereitstellungskosten wider. Das fiihrt dazu, dass die Stromlieferungen
durchgefiihrt werden, bei denen die Zahlungsbereitschaft der Verbraucher hoher ist
als die Kosten fiir den Strom und dessen Transport. Eingeschlossen sind hier auch
die den Verbrauchern jeweils zuzurechnenden Kosten des Engpassmanagements.
Dies fiihrt grundsatzlich zu einem effizienten Engpassmanagement.

Allerdings bereitet die Ermittlung der Kosten des Engpassmanagements erheb-
liche Schwierigkeiten. Dies gilt umso mehr, wenn auch die mittelbar verursachten
Kosten (vor allem fiir den Stromhandel) einbezogen werden sollen. Zudem ist die
Zurechnung der Kosten des Engpassmanagements zu bestimmten Netznutzern mit
erheblichen Unschirfen behaftet. Dies beeintriachtigt die Lenkungswirkung des
Netzentgeltsignals.

¢ Potenziell sinkende Kosten fiir Flexibilitit, Zusatzkosten fiir Netzentgelt-
berechnung
Wenn Stromlieferungen bei Gefahr von Netzengpéssen aufgrund hoherer Netzent-
gelte nur noch in geringerem Umfang getitigt werden, sind korrigierende Eingriffe
der Netzbetreiber seltener erforderlich. Dementsprechend sinkt die Menge der erfor-
derlichen Flexibilitat. Zugleich kann die nicht fiir das Engpassmanagement bendtigte
Flexibilitat fiir andere Zwecke wie den Systemausgleich eingesetzt werden. Den da-
raus resultierenden Kostenvorteilen sind die Kosten gegeniiberzustellen, die fiir die
gegebenenfalls aufwendige Ermittlung auslastungsorientierter Netzentgelte anfallen.

¢ Mogliche Kostensteigerungen aufgrund von Unsicherheiten iiber die Hohe
der Netzentgelte
Ein Nachteil auslastungsorientierter Netzentgelte liegt darin, dass Netzengpasse nicht
langfristig und nicht vollumfanglich prognostizierbar sind. Um die Netzauslastung
verldsslich abzubilden, miissten die Netzentgelte kurzfristiger als bislang (derzeit
kalenderjahrlich im Voraus) oder sogar erst im Nachhinein bestimmt werden. Dies
wiirde dazu fiihren, dass sie zum Zeitpunkt des Abschlusses vieler Stromliefervertra-
ge noch nicht bekannt sind. Strompreise bei integrierten Liefervertragen (das heifit
einschlieBlich der Netzentgelte) wiaren daher schwieriger zu kalkulieren. Das konnte
zu Kostensteigerungen fiir die Stromverbraucher fithren.

Dariiber hinaus konnen erforderliche Prognosen zusitzliche Kosten verursachen:
Zum einen steigt fiir die Netzbetreiber der Aufwand bei der Berechnung der Netz-
entgelte, wenn sie im Vorhinein festgelegt werden sollen. Denn die Netzbetreiber
miissen Netzengpasse und die Kosten des Engpassmanagements vorher abschétzen.
Zum anderen kann sich ein erhéhter Aufwand auch fiir die Vertriebe und gegebe-
nenfalls die Verbraucher ergeben, soweit diese die Netzentgelte bereits vor der Be-
kanntgabe durch die Netzbetreiber prognostizieren wollen. Dies gilt insbesondere,
wenn die Netzentgelte erst im Nachhinein festgelegt werden. Zur Absicherung gegen
Unsicherheiten {iber die Netzentgelthohe konnten finanzielle Terminmarktprodukte
eingesetzt werden, die ihrerseits weitere Kosten verursachen.
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3.3.3 Beitrag zum Klimaschutz

¢ Die Nutzung klimafreundlicher Erzeugungsanlagen kann gesteigert werden
Auslastungsorientierte Netzentgelte entlasten — verglichen mit dem Status quo — sol-
che Stromlieferungen, die keine Gefahr von Netzengpidssen begriinden. Die Senkung
der Netzentgelte setzt Anreize, Strom aus erneuerbaren Energien in diesen Situatio-
nen sektoreniibergreifend zu nutzen, statt ihn abzuregeln.

3.3.4 Umsetzbarkeit und Umsetzungsaufwand

¢ Hoher Umsetzungsaufwand
Die Einfiihrung auslastungsorientierter Netzentgelte wiirde einen erheblichen Um-
setzungsaufwand verursachen. Dies betrifft sowohl die Anderung der Netzentgelt-
systematik und der Abrechnungsprozesse als auch die Installation der erforderlichen
Informations- und Kommunikationstechnologien. Sofern die Netzentgelte allerdings
ohnehin mit dem Ziel umgestaltet werden sollten, die Kosten der Netznutzung ver-
ursachungsgerechter abzubilden,% lieBen sich auslastungsorientierte Netzentgelte
gut in diese Uberlegungen integrieren.

3.3.5 Weiterer Forschungsbedarf

Die Entwicklung auslastungsorientierter Netzentgelte steht noch am Anfang. Erste
praktische Erfahrungen liegen mit dem Triade-System in GroBbritannien vor.>® Ein
konkretes Konzept fiir die Umsetzung miisste zunichst erarbeitet werden, um eine
klare Beurteilung zu erméglichen. Hier besteht noch groBer Forschungsbedarf.5* Bis-
herige Arbeiten stellen zudem vielfach die standortbezogenen Investitionssignale, das
heiBt das langfristige Engpassmanagement, in den Fokus.®® Demgegeniiber wird hier
das Engpassmanagement unter Zugrundelegung des vorhandenen Anlagenbestands
untersucht.

Die mégliche Lenkungswirkung auslastungsorientierter Netzentgelte miisste na-
her untersucht und nach Moglichkeit quantifiziert werden. Dies betrifft zum einen den
Umfang des auslastungsabhingigen Netzentgeltanteils. Zum anderen ist der Einfluss
einer solchen Netzentgeltsteigerung im Zusammenspiel mit dem Strompreissignal und
den sonstigen Strompreisbestandteilen auf das Netznutzungsverhalten zu priifen. Die
Einfiihrung auslastungsorientierter Netzentgelte wire nur dann gerechtfertigt, wenn
eine signifikante Lenkungswirkung wahrscheinlich ist. Umgekehrt muss eine prohibi-
tive Wirkung der Netzentgelte vermieden werden.

Niher zu priifen ist zudem, wie auslastungsorientierte Netzentgelte mit hin-
reichender Genauigkeit festgelegt werden konnen. Vor- und Nachteile aus einer kurz-
fristigen Festlegung im Voraus oder einer Festlegung im Nachhinein sind zusétzlich zu
untersuchen. Die Riickwirkungen einer auslastungsorientierten Gestaltung der Netz-
entgelte auf den Stromvertrieb, zum Beispiel weil Netzentgelte bei Geschiftsabschluss
nicht bekannt wiren, sind dariiber hinaus zu quantifizieren.

57 Vgl. BMWi 2017; Consentec/Fraunhofer ISI 2018-2.
58 Vgl. Weyer/Miisgens 2020, S. 53.

59 Consentec/Fraunhofer ISI 2018-2 und dena 2019 sind sind aufgrund der Schwierigkeiten einer sachgerechten Para-
metrierung sehr zuriickhaltend gegeniiber einer Netzentgeltkomponente fiir die Kosten des betrieblichen Engpassma-
nagements .

60 Vgl. zum Beispiel Grimm et al. 2019; Consentec/Fraunhofer ISI 2018-2.
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3.4 Ausweitung der marktbasierten Beschaffung von Flexibilitat fir das Eng-
passmanagement

Vermag ein Netzbetreiber eine Engpasssituation nicht mithilfe der eigenen Betriebs-
mittel zu beheben, so kann er auf Anlagen Dritter (Erzeugungs-, Speicher-, Verbrauchs-
anlagen) zuriickgreifen, um die erforderliche Flexibilitat zu beschaffen. Dies kann
grundsitzlich marktbasiert — also auf Grundlage freiwilliger Angebote der Flexibilitats-
anbieter — geschehen oder nicht marktbasiert, indem Anlagenbetreiber gesetzlich zur
Bereitstellung von Flexibilitat verpflichtet werden.

Die neuen Vorschriften des EU-Rechts im Rahmen des Clean Energy Packages
(Elektrizitatsbinnenmarktverordnung und Elektrizitatsbinnenmarktrichtlinie) sehen
die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitit als Grundsatz zur Behebung von Eng-
péssen vor. Auch das deutsche Recht ermoglicht eine marktbasierte Beschaffung. Diese
Moglichkeit wird jedoch in Deutschland kaum genutzt. Stattdessen werden Anlagen-
betreiber hierzulande weitgehend auf gesetzlicher Grundlage gegen Kostenerstattung
zur Erbringung von Flexibilititsleistungen verpflichtet.® Die Flexibilitatsbeschaffung
erfolgt in Deutschland also derzeit iiberwiegend nicht marktbasiert.®

Soll Flexibilitat fiir das Engpassmanagement zukiinftig verstarkt marktbasiert
beschafft werden, kommt die Einrichtung regionaler Flexibilitatsmarkte in Betracht.
Diese miissen so zugeschnitten sein, dass die teilnehmenden Anlagen zur Behebung
bestimmter Netzengpisse geeignet sind. Zum Beispiel miissen zur Entlastung von
Netzbetriebsmitteln bei einspeisebedingten Netzengpissen Anlagen vor dem Netzeng-
pass ihre Einspeisung reduzieren oder ihre Entnahme erhohen. Netzbetreiber konnen
auf diesen Mirkten als Nachfrager auftreten und von den angebotenen technischen
Optionen (Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen) das Recht zur Nutzung von
Flexibilitat erwerben. Fiir die Ausgestaltung solcher Mirkte bestehen erhebliche Spiel-
raume hinsichtlich Organisationsform und Produkten. In Frage kommen beispielsweise
Plattformen, die Angebot und Nachfrage transparent machen und nach Marktgrund-
satzen zusammenfiihren.® Bei den Produkten sind etwa Regelungen hinsichtlich der
geforderten Zuverlissigkeit und der Dauer der Verfiigbarkeit von Flexibilitit zu treffen.

3.4.1 Effektivitat des Engpassmanagements

¢ Zusiitzliche Flexibilititspotenziale werden erschlossen
Eine marktbasierte Beschaffung von Flexibilitdt kann zusatzliche Flexibilitdtsange-
bote erschlieBen. Sie fordert die Offenlegung und Bereitstellung von bestehendem
Flexibilitatspotenzial und die ErschlieBung zusétzlichen Flexibilitdtspotenzials. Ins-
besondere ermoglicht sie die Einbeziehung von Lasten, welche im Rahmen des
Engpassmanagements bislang weitestgehend ungenutzt bleiben: Der gesetzlich vor-
gesehene kostenbasierte Redispatch und das Einspeisemanagement verpflichten
im Wesentlichen nur Betreiber von Erzeugungsanlagen, die Stromeinspeisung an-
zupassen und so Flexibilitit bereitzustellen. Betreiber von Lasten werden hingegen
nicht verpflichtet, Flexibilitat bereitzustellen. Eine Ausnahme bilden Betreiber von

61 Redispatch nach § 13a EnWG 2020; Einspeisemanagement nach §§ 14, 15 EEG 2017.

62 Die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitét fiir das Engpassmanagement wird aktuell in dem Programm ,Schau-
fenster intelligente Energie — Digitale Agenda fiir die Energiewende (SINTEG) in Demonstrationsprojekten erprobt,
vgl. https://www.sinteg.de/.

63 In dem SINTEG-Projekt ,enera“ wurden regionale Flexibilitdtsmérkte unter Beteiligung der EPEX Spot in Anlehnung
an den bundesweiten Spotmarkt eingerichtet.
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Stromspeichern. Gleichzeitig nimmt das Potenzial von flexiblen Lasten nicht zuletzt
aufgrund der zunehmenden technischen Moglichkeiten der Laststeuerung zu.

Dass eine Steuerung von Lasten heute nicht von den Netzbetreibern angeordnet
werden kann, ergibt sich nicht zuletzt aus den teilweise gravierenden Folgen fiir die
Wirtschaftstitigkeit betroffener Unternehmen beziehungsweise die Lebensverhalt-
nisse privater Verbraucherinnen und Verbraucher. Solche lastseitigen Beschran-
kungen laufen dem Ziel der Versorgungssicherheit zuwider. Dariiber hinaus ist die
Berechnung einer kostenbasierten Vergiitung bei Lasten wesentlich schwieriger als
bei Erzeugungsanlagen: Die Arten und Einsatzzwecke der Lasten unterscheiden sich
individuell stark und die Kosten konnen {iiber die Zeit schwanken. Diese Schwierig-
keiten triten bei einer marktbasierten Beschaffung nicht auf. Denn hier wiirden be-
troffene Verbraucher die Flexibilitat freiwillig am Markt anbieten — zu einem Preis,
den sie selbst bestimmen.

Allerdings unterliegt die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitit Einschrankun-
gen vor allem auf der Niederspannungsebene. Hier bestehen Zweifel, ob eine re-
levante Lenkungswirkung erwartet werden kann (zum Beispiel aufgrund geringer
Kostenwirkungen) und ob der erforderliche Aufwand (zum Beispiel fiir neue Mess-
technik) gerechtfertigt ist.

¢ Marktbasierte und verpflichtende Bereitstellung von Flexibilitit konnen sich
ergianzen
Die marktbasierte Beschaffung schlieBt ergdnzende nicht marktbasierte Instrumente
(zum Beispiel Redispatch, Einspeisemanagement) nicht aus. So kann sichergestellt
werden, dass der Netzbetreiber weiterhin zwangsweise auf Anlagen Dritter zugreifen
kann, soweit eine marktbasierte Beschaffung (zum Beispiel aufgrund zu geringen
Wettbewerbs und daher iiberhohter Preise) ausscheidet oder die freiwillig am Markt
angebotene Flexibilitat nicht ausreicht, um Netzengpasse zu beheben.

3.4.2 Kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung

¢ Das breitere Angebot an Flexibilitidt kann Kosten senken
Das breitere Angebot an Flexibilitdt kann kostensenkend wirken. So kann das zusitz-
liche Flexibilitdtsangebot zum Beispiel zu giinstigeren Beschaffungspreisen fiihren.
Zudem konnen Anlagen fiir das Engpassmanagement erschlossen werden, die auf-
grund ihrer Lage eine hohere Sensitivitat auf einen bestimmten Netzengpass auf-
weisen und damit auch den Flexibilitatsbedarf verringern. Dariiber hinaus kénnen
die neu erschlossenen Potenziale an Flexibilitat dazu fithren, dass weniger Anlagen in
der Netzreserve bendGtigt werden. Dem stehen allerdings mogliche Zusatzkosten fiir
die ErschlieBung und Nutzung der zusitzlichen Flexibilitdt gegeniiber, zum Beispiel
fiir Messeinrichtungen, Kommunikation und Abwicklung.%4

¢ Gefahr hoherer Kosten durch Marktmacht und Inc-Dec Gaming
Zur Behebung eines bestimmten Netzengpasses konnen nur solche Flexibilitatsop-
tionen genutzt werden, die sich in der passenden raumlichen Lage befinden. Daher
werden die Menge der angebotenen Flexibilitdat und die Zahl der Anbieter haufig
gering sein. In der Folge konnen einzelne Anbieter Marktmacht erlangen und tiber-
hohte Preise fordern. Insofern konnte es erforderlich werden, die marktbasierte
Beschaffung regulatorisch gegen iiberhohte Preise abzusichern (beispielsweise in

64 Vgl. dazu auch Frontier Economics 2017.
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Gestalt einer Preisobergrenze) oder ganz auf eine marktbasierte Beschaffung zu
verzichten. Obgleich Marktmacht auf sdmtlichen Netzebenen auftreten kann, ist
insbesondere die Niederspannungsebene aufgrund des dort hiaufig fehlenden Wett-
bewerbs gefiahrdet.®

Dariiber hinaus ist auch sogenanntes Inc-Dec Gaming denkbar. Hierbei erhohen
(Increase) oder senken (Decrease) die Marktteilnehmer ihre Gebote am Spotmarkt,
um durch gegenlaufiges Verhalten am Flexibilitdtsmarkt ihre Erlose zu maximie-
ren.®® Hintergrund ist, dass aufgrund der rdumlichen Anforderungen des Engpass-
managements am Flexibilititsmarkt hohere Preismargen als am Spotmarkt erzielt
werden konnen. Beim Inc-Dec Gaming hélt der Flexibilitdtsanbieter sein Angebot am
Spotmarkt in der Erwartung zuriick, am Flexibilititsmarkt einen hoheren Preis er-
zielen zu konnen. Dies ist problematisch, da das Zuriickhalten von Angebotsmengen
zu einem Preisanstieg am Spotmarkt fithren kann. AuBerdem konnen sich auch der
Bedarf und die Kosten fiir den Abruf von Flexibilitat erhohen.®” Allerdings ist frag-
lich, inwieweit ein volkswirtschaftlich ineffizientes Marktverhalten vorliegt, wenn der
Marktteilnehmer nur den Marktpreis fiir seine Leistung erzielen will, der sich unter
Beriicksichtigung ihrer Eignung fiir das Engpassmanagement ergibt.

Moglich erscheint dariiber hinaus, dass Marktteilnehmer Netzengpésse gezielt her-
vorrufen oder verstiarken. Dazu kénnten sie zusitzliche Kapazitdten am Spotmarkt
vermarkten in der Erwartung, dass der Netzbetreiber diese Kapazititen anschlieBend
am Flexibilitadtsmarkt ,,zuriickkaufen“ muss. Dieses Verhalten fithrt zu Mehrkosten
ohne einen Nutzen fiir das Engpassmanagement, wenn das Angebot am Spotmarkt
nur im Falle einer spateren Neutralisierung durch ein gegenldufiges Handelsgeschaft
wirtschaftlich sinnvoll ist. Jedenfalls in diesem Fall ist von einem volkswirtschaftlich
ineffizienten Ergebnis auszugehen.

Inc-Dec Gaming

Wird Flexibilitat fur das Engpassmanagement marktbasiert beschafft, kénnen Anbieter von Flexibilitat
entscheiden, ob sie diese auf dem Strommarkt (Spotmarkt) oder auf einem regionalen Flexibilitatsmarkt
fir das Engpassmanagement anbieten. Kbnnen Marktteilnehmer Engpasse antizipieren und erwarten
am Flexibilitatsmarkt hohere Erlose als am Spotmarkt, kdnnen sich durch ihr Bietverhalten Netzengpas-
se verstdarken. Ein Beispiel: Fur den folgenden Tag ist viel Wind in Norddeutschland prognostiziert. Ein
Versorger mit intelligentem Ladealgorithmus fiir E-Autos oder E-Heizungen in Schleswig-Holstein kauft
nun am Vortag keinen Strom am Spotmarkt, sondern wartet stattdessen darauf, durch Beteiligung am
Flexibilitatsmarkt glinstigeren Strom zu erstehen. Der Versorger mit intelligentem Ladealgorithmus in
Suddeutschland hingegen weist einen starken Strombedarf am Spotmarkt aus, um dann im Redispatch
auf diesen (fiktiven) Bedarf zu verzichten und dafiir am Flexibilitatsmarkt vergitet zu werden.

Dieses Bietverhalten wird als Inc-Dec Gaming bezeichnet. Problematisch ist insbesondere der zweite
Fall, da hier das Handelsgeschaft am Strommarkt nur abgeschlossen wird, um es spater im Rahmen des
Engpassmanagements wieder neutralisieren zu kdénnen. Der Bedarf an Flexibilitat erhoht sich aber in

beiden Fallen.
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Insofern liegt es hier nahe, alternative Instrumente der Flexibilitdtsbeschaffung (insbesondere auf der Lastseite) in
Betracht zu ziehen. Der gesetzliche Ansatz des § 14a EnWG sieht zum Beispiel eine Steuerung des Strombezugs durch
den Netzbetreiber gegen Reduzierung der Netzentgelte vor (EnWG 2020). Zur Weiterentwicklung werden verschiede-
ne Vorschlige diskutiert, vgl. etwa Doring et al. 2019; EY et al. 2019; BMWi 2019-2.

Vgl. dazu Neon/Consentec 2018; Hirth et al. 2019; Hockner et al. 2019.

Modellrechnungen gehen davon aus, dass sich der Redispatch-Bedarf durch Inc-Dec-Gebotsverhalten von 44 auf iiber
300 Terawattstunden erh6hen konnte, wenn die Marktakteure Engpésse perfekt antizipieren konnen. Die Kosten der
Netzbetreiber fiir die Behebung der Engpisse lagen dadurch um etwa den Faktor 3 hoher als beim heutigen kosten-
basierten Redispatch. In der Realitit ist allerdings nicht zu erwarten, dass die Akteure Engpasse perfekt antizipieren
konnen, wodurch die Effekte begrenzt wiirden (Consentec.2019).
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Verschiedene Losungsansitze werden im Hinblick auf strategisches Bietverhalten
diskutiert: So konnten Teilnehmer am Flexibilitatsmarkt verpflichtet werden, vorher
verbindliche anlagenscharfe Fahrplanmeldungen abzugeben. Statistische Verfahren
konnten Fahrplanmeldungen in Zeiten ,,ohne Netzengpassgefahr mit den Mel-
dungen in Zeiten ,,mit Netzengpassgefahr” vergleichen.%® So lieBe sich strategisches
Bietverhalten aufdecken. AuBerdem konnten zusitzliche Flexibilitatsoptionen die
Liquiditiat am Flexibilititsmarkt erhéhen und somit die Gefahr strategischen Biet-
verhaltens reduzieren. Zudem koénnten regulatorische Preisobergrenzen die Auswir-
kungen strategischen Bietverhaltens begrenzen.

3.4.3 Beitrag zum Klimaschutz

¢ Die Nutzung klimafreundlicher Erzeugungsanlagen kann gesteigert werden
Die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitdt kann zum Klimaschutz beitragen,
wenn zuschaltbare Lasten zur Engpassentlastung eingesetzt werden und dadurch
Strom aus klimafreundlichen Erzeugungsanlagen (insbesondere aus EE- und hoch-
effizienten KWK-Anlagen) fossile Energietrager in anderen Sektoren ersetzen kann.

3.4.4 Beitrag zum EU-Elektrizitatsbinnenmarkt

¢ Die Flexibilitit aus auslindischen Anlagen kann genutzt werden
Aus dem Blickwinkel des Elektrizitatsbinnenmarkts ist die Moglichkeit der grenz-
iiberschreitenden Beschaffung von Flexibilitdt von besonderer Bedeutung. Diese
kann in einen regionalen Flexibilititsmarkt einbezogen werden. Eine verpflichtende
Bereitstellung durch Anlagen im Ausland kann der deutsche Gesetzgeber angesichts
seiner raumlich begrenzten Gesetzgebungsbefugnis ohnehin nicht anordnen. Auch
im derzeitigen System kaufen Netzbetreiber Flexibilitiat aus dem Ausland auf Grund-
lage freiwilliger Angebote ein.®

3.4.5 Umsetzbarkeit und Umsetzungsaufwand

+ Aufwendige Umsetzung
Die Einfiihrung marktbasierter Mechanismen zur Beschaffung von Flexibilitat kann,
je nach Ausgestaltung, erheblichen Umsetzungsaufwand verursachen. Dies gilt ins-
besondere bei Einfiihrung regionaler Flexibilitdtsmarkte im Verteilernetz.

3.4.6 Weiterer Forschungsbedarf

Zu klaren ist, inwieweit auf regionalen Flexibilitdtsmarkten funktionierender Wett-
bewerb erwartet werden kann oder aber mit {iberhohten Preisen aufgrund von Markt-
macht gerechnet werden muss. Insbesondere ist zu klaren, in welchem Umfang Las-
ten erschlossen werden konnten. Ferner ist zu untersuchen, inwieweit strategisches
Bietverhalten zu volkswirtschaftlich ineffizienten Ergebnissen fiihrt. Ebenso ist zu
untersuchen, wie das Zusammenspiel von Spotmarkt und Flexibilititsmarkt ausge-
staltet werden kann, um unerwiinschtes strategisches Bietverhalten zu erkennen und
auszuschlieBen. SchlieBlich sollte analysiert werden, wie ein moglicher Beitrag zum
Klimaschutz, insbesondere durch Einsatz zuschaltbarer Lasten, zu bewerten ist und wie
dieser beim Abruf von Flexibilitdtsoptionen beriicksichtigt werden kann.

68 Dazu Hockner et al. 2019.
69 Vgl. auch BMWi 2019-2.
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3.5 Erhohte Anreize bei nicht marktbasierter Beschaffung von Flexibilitat fir
das Engpassmanagement

Flexibilitat fiir das Engpassmanagement wird derzeit iiberwiegend nicht marktbasiert
beschafft, sondern auf Anforderung des Netzbetreibers verpflichtend zur Verfiigung
gestellt. Hierbei ist im Grundsatz lediglich eine kostendeckende Vergiitung vorgesehen.
Die kostendeckende Vergiitung soll den betroffenen Anlagenbetreiber weder besser
noch schlechter stellen, als er ohne die Inanspruchnahme fiir das Engpassmanage-
ment gestanden hitte. Eine solche kostenbasierte Vergiitung setzt in der Regel keine
wirtschaftlichen Anreize fiir die Offenlegung und Bereitstellung bestehenden und die
ErschlieBung zusatzlichen Flexibilitdtspotenzials.

Angesichts dieser Schwierigkeiten konnte die kostenbasierte Flexibilitétsbe-
schaffung modifiziert werden. Die Modifizierung konnte starkere Anreize fiir eine frei-
willige Flexibilitdtsbereitstellung und gegebenenfalls -erschlieBung schaffen. Potenziel-
le Anbieter von Flexibilitat konnten im Rahmen von Interessenbekundungsverfahren
ermittelt werden. Die Vergiitung miisste eine Anreizwirkung fiir die Teilnahme entfal-
ten. Das heiBt, sie miisste den Anlagenbetreiber in begrenztem Umfang wirtschaftlich
besserstellen, als er ohne die MaBnahme des Netzbetreibers dastiinde. Anders als im
Falle der marktbasierten Beschaffung wiirde aber nicht der Angebotspreis des Flexibili-
tatsanbieters die Vergiitungshohe bestimmen, sondern die Vergiitung wiirde ausgehend
von den Kosten der Flexibilitidtserbringung — unter Gewiahrung begrenzter zusatzlicher
Anreize — bemessen werden. Die Befugnis der Netzbetreiber, Marktakteure zur Bereit-
stellung von Flexibilitdt zu verpflichten, wenn die freiwillig angebotenen Mengen nicht
ausreichen, bliebe daneben bestehen.

Die Kosten von Lasten sind in der Regel schwer zu ermitteln. Eine kostenbasierte
und durch zusitzliche Anreize erginzte Berechnung der Vergilitung ist daher haufig
nicht durchfiihrbar. Fiir diese Falle konnte vorgesehen werden, dass die Vergiitung von
Lasten durch die giinstigste alternative Flexibilitdtsoption begrenzt wird, die nach dem
vorstehend beschriebenen Verfahren (Kosten der Flexibilitdtserbringung zuziiglich zu-
satzlicher Anreize) fiir das Engpassmanagement zur Verfiigung steht.

3.5.1 Effektivitat sowie kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der
Energieversorgung

o Zusitzliche Flexibilititspotenziale werden erschlossen
Anreize zur Flexibilitdtsbereitstellung im Rahmen eines Interessenbekundungsver-
fahrens bieten teilweise dhnliche Vorteile wie die marktbasierte Flexibilitatsbeschaf-
fung. Ein solcher Ansatz kann das Flexibilitidtsangebot vergréBern und so die Effek-
tivitat des Engpassmanagements verbessern und Kosten senken. Insbesondere liefe
sich lastseitige Flexibilitit einfacher erschlieBen. Der Umfang der Anreizwirkung
wire allerdings regulatorisch begrenzt. Wie im Falle der marktbasierten Beschaf-
fung bestehen vor allem fiir die Niederspannungsebene auBerdem Zweifel, ob eine
relevante Lenkungswirkung erwartet werden kann (zum Beispiel aufgrund geringer
Kostenwirkungen) und ob der erforderliche Aufwand (zum Beispiel fiir neue Mess-
technik) gerechtfertigt ist.
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Gefahr hoherer Kosten und strategischen Bietverhaltens

Eine Vergiitung, die den Anlagenbetreiber wie beschrieben besserstellt, erhoht die
Kosten einer gegebenen Flexibilitdtsoption im Vergleich zum gegenwartigen kosten-
basierten System, soweit dieses die Kosten zutreffend ermitteln kann. Dennoch steht
ein solcher Ansatz nicht in grundsétzlichem Widerspruch zu dem Kriterium eines ef-
fizienten Engpassmanagements. Denn auch eine marktbasierte Flexibilitdtsbeschaf-
fung setzt Anreize zur Flexibilitdtsbereitstellung voraus. Diese verursachen zwar Ex-
trakosten, sind jedoch eine wesentliche Voraussetzung fiir das Funktionieren eines
solchen Systems. Auch diese Kosten begegnen grundsitzlich keinen Bedenken. Denn
die Mehrkosten durch die zusétzlichen finanziellen Anreize fiir die Anlagenbetreiber
konnen tiberkompensiert werden. Das ist der Fall, wenn das dadurch erschlossene
breitere Angebot an Flexibilitdatsoptionen (zum Beispiel abschaltbare Lasten) in der
Summe zu niedrigeren Kosten des Engpassmanagements fiihrt. Gelingt es allerdings
nicht, in signifikantem Umfang zusitzliche Anbieter von kostengiinstigerer Flexibili-
tiat durch erhohte Anreize zu motivieren, wiirde das Engpassmanagement insgesamt
teurer.

Eine gegeniiber dem derzeitigen Marktdesign erhohte Vergiitung des Flexibilitdts-
anbieters begriindet das Risiko strategischen Bietverhaltens, dhnlich wie im Fall
marktbasierter Vergiitung. Da sich die Vergiitung an den Kosten der Flexibilitit
orientiert, sind hohere Margen durch Inc-Dec Gaming (vergleiche Seite 53) jedoch
nur eingeschrankt moglich.

3.5.2 Beitrag zum Klimaschutz und zum EU-Elektrizitdtsbinnenmarkt

Ahnliche Vorteile wie bei marktbasierter Beschaffung

Auch die Vorteile aus dem Blickwinkel des Klimaschutzes sind prinzipiell die glei-
chen wie bei der marktbasierten Beschaffung. Bei freiwilliger Interessenbekundung
auslandischer Anlagen ist auch die grenziiberschreitende Beschaffung von Flexibili-
tat moglich. Fiir diese kann eine verpflichtende Bereitstellung vom deutschen Ge-
setzgeber nicht angeordnet werden. Die Anreize zur Flexibilitatsbereitstellung und
gegebenenfalls -erschlieBung sind allerdings stiarker begrenzt als bei marktbasierter
Beschaffung.

3.5.3 Weiterer Forschungsbedarf

Zur nidheren Analyse ist insbesondere zu klidren, wie Anreize zur Flexibilitatsbereit-
stellung in eine kostenbasierte Vergiitung integriert werden konnen. Dafiir ist auch zu
ermitteln, in welcher Hohe finanzielle Anreize die Anlagenbetreiber zu einer Interes-
senbekundung veranlassen. Zu bestimmen ist auBerdem, inwieweit die Einbeziehung
weiterer Anlagen in das Engpassmanagement zu Kostenvorteilen fithren kann.
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Das aktuelle Marktdesign legt fiir Handelsgeschifte an den allgemeinen Strommarkten
(Termin- und Spotmarkte der Stromborsen, OTC-Geschéifte) ein engpassfreies Strom-
netz innerhalb der deutschen Stromgebotszone zugrunde. Die Handelsgeschifte fithren
zu einem Dispatch von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen innerhalb der
deutschen Gebotszone, der die begrenzten Transportkapazitiaten und damit die Gefahr
von Netzengpissen nur sehr eingeschrankt beriicksichtigt. Stattdessen miissen Netz-
betreiber bei Gefahr von Netzengpéssen durch zusitzliche MaBnahmen eingreifen. Ein
solcher Ansatz ist geeignet fiir Elektrizitatsversorgungssysteme, in denen nur langsame
Veranderungen der Netznutzung auftreten, die im Wesentlichen durch Netzausbau auf-
gefangen werden konnen. So bleibt nur ein geringer Bedarf fiir korrigierende Eingriffe
der Netzbetreiber. Seit Jahren beschleunigen die Energiewende und die Ausweitung
des grenziiberschreitenden Stromhandels die Verdnderungen aber wesentlich. Damit
verbunden ist der Umfang korrigierender Eingriffe der Netzbetreiber innerhalb der
deutschen Stromgebotszone deutlich angestiegen.

Diese Entwicklung diirfte auch noch fiir langere Zeit anhalten. Vor diesem Hin-
tergrund erscheint es dringend geboten zu priifen, ob die Kosteneffizienz und Effekti-
vitat des Engpassmanagements durch ein weiterentwickeltes Marktdesign verbessert
werden kann. Hierfiir gibt es zwei wesentliche Ansatzpunkte. Erstens konnen Preis-
signale fiir beschrankte Transportkapazititen den Dispatch von Erzeugungs-, Speicher-
und Verbrauchsanlagen beeinflussen. Der Markt kann so helfen, Netzengpisse bereits
im Vorfeld zu vermeiden. Dies hétte Vorteile fiir die Effektivitit des Engpassmanage-
ments, soweit Netzbetreiber auf spatere KorrekturmaBnahmen verzichten konnen. Das
konnte auch unter dem Gesichtspunkt der Kosten vorteilhaft sein. Zweitens konnen
die Verfahren zur Beschaffung von Flexibilitit verandert werden. Von groBem Vorteil
wire, wenn durch wirtschaftliche Anreize das Angebot an Flexibilititen zunimmt und
insbesondere auch Lasten verstiarkt zur Leistungsaufnahme bei hohen Einspeisungen
genutzt werden konnten. Ziel ist, dass Netzbetreiber Flexibilitit zur Beseitigung von
Netzengpassen glinstiger beschaffen konnen.

Um beide Handlungsfelder anzugehen, wurden in dieser Stellungnahme ins-
gesamt fiinf Handlungsoptionen diskutiert. Tabelle 1 gibt einen Uberblick iiber die
Vor- und Nachteile dieser Optionen. Es zeigt sich, dass es keine ,,silver bullet” gibt,
also keine einfache Losung, die alle Probleme beseitigen kann. Allerdings konnen die
Optionen teilweise kombiniert werden, um verschiedene Aspekte zu adressieren und
die jeweiligen Nachteile auszugleichen. So konnten beispielsweise ein Neuzuschnitt der
deutschen Stromgebotszone (Option 2) oder auslastungsorientierte Netzentgelte (Op-
tion 3) dafiir sorgen, dass Netzengpasse bereits beim Dispatch beriicksichtigt werden.
Immer noch auftretende Engpésse konnten von Netzbetreibern zu geringeren Kosten
behoben werden, wenn die marktbasierte Beschaffung ausgeweitet (Option 4) oder er-
hohte Anreize fiir die nicht marktbasierte Beschaffung eingefiihrt wiirden (Option 5).



Allerdings haben alle Optionen auch Nachteile, die sorgfiltig abgewogen werden miis-
sen. Im Folgenden werden die fiinf Optionen noch einmal kurz dargestellt und ein Fazit
aus ihren Vor- und Nachteilen gezogen.

Betroffene
Netzebenen

Kurzfristige
Kosten

Beitrag Klima-
schutz

Beitrag zum
EU-Elektrizitats-
binnenmarkt

Umsetzbarkeit
und Umset-
zungsaufwand

Option kombi-
nierbar mit ...

Option 1

Einfliihrung
eines Knoten-
preissystems

Dispatch

Primar Hochst-
und Hochspan-
nungsnetz

Hoch

Stark reduzierter
Flexbedarf

Risiko von Kos-
tensteigerungen
fuir den Strom-
handel

Anreiz flr Sek-
torenkopplung
hoher als im
Status quo

Grenziber-
schreitende
Anwendung
schwierig

Umsetzbarkeit
schwierig, sehr
hoher Umset-

zungsaufwand

Optionen
3,4,5

Option 2

Neuzuschnitt
der Stromge-
botszone

Dispatch

Héchstspan-
nungsnetz

Héher als im
Status quo.

Je besser Netz-
engpasse ab-
gebildet werden,
desto effektiver

Reduzierter
Flexbedarf

Risiko von Kos-
tensteigerungen
fur den Strom-
handel

Anreiz fur Sek-
torenkopplung
hoher als im
Status quo

Gut vereinbar

Hoher und ggf.
wiederkehren-
der Umsetzungs-
aufwand

Optionen
3,4,5

Tabelle 1: Vergleich der Handlungsoptionen

Option 3

Einflihrung
auslastungs-
orientierter
Netzentgelte

Dispatch

Priméar Hochst-,
Hoch- und Mit-
telspannungs-
netz

Je nach Ausge-
staltung maRig
bis hoch

Reduzierter
Flexbedarf

Auswirkungen
auf den Strom-
handel ndher zu
prifen

Anreiz fir Sek-
torenkopplung
hoher als im
Status quo

Neutral

Sehr hoch fir
die Entwicklung
eines Systems
auslastungsori-
entierter Netz-
entgelte, hoch
fir die laufende
Durchfiihrung

Optionen
1,2,4,5

Option 4

Ausweitung der
marktbasierten
Beschaffung von

Flexibilitat

Flexibilitat

Priméar Hochst-,
Hoch- und Mit-
telspannungs-
netz

Hoher als im
Status quo

GroReres
Flexangebot

Risiko von
Marktmacht,
Inc-Dec

Anreiz fir Sek-
torenkopplung
héher als im
Status quo

Gut vereinbar

Hoher
Umsetzungs-
aufwand

Optionen
1,2,3,5

Option 5
Erhdhte An-
reize bei nicht
marktbasierter
Beschaffung von
Flexibilitat

Flexibilitat

Priméar Hochst-,
Hoch- und Mit-
telspannungs-
netz

Hoher als im
Status quo

GroReres
Flexangebot

Risiko von hohe-
ren Flexkosten,
Inc-Dec

Anreiz flr Sek-
torenkopplung
héher als im
Status quo

Gut vereinbar

MaRiger

Umsetzungs-
aufwand

Optionen
1,2,3,4
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4.1. Handlungsoptionen, um Netzengpdsse bereits bei der Einsatzplanung der
Anlagen (Dispatch) zu berticksichtigen

Ein Knotenpreissystem legt gesonderte Strompreise fiir alle Einspeise- und Ent-
nahmepunkte von Erzeugungs- sowie gegebenenfalls Speicher- und Verbrauchsanlagen
unter Bertiicksichtigung der Stromerzeugungskosten und der Netzsituation sowie gege-
benenfalls weiterer Parameter fest. Konzeptionell sind Knotenpreise zur Vermeidung
von Netzengpassen ideal, da durch sie die externen Effekte, die durch die Engpésse
entstehen, simtlich durch die Preise internalisiert werden. Die Einfiihrung von Kno-
tenpreisen wiirde allerdings eine sehr weitreichende Umgestaltung des derzeitigen
Marktdesigns bedeuten und ist erheblichen Einwdnden ausgesetzt. Erforderlich wire
zum einen eine Intensivierung der Kontrolle marktmachtbedingter Preissetzungsspiel-
rdume, da die Gefahr marktbeherrschender Stellungen aufgrund verinderter raum-
licher Marktabgrenzung erheblich zunehmen wiirde. Dariiber hinaus wire die Ein-
fiihrung eines Knotenpreissystems, das die Verteilernetzebene einbezieht, mit groBem
Aufwand verbunden. Die Netzengpésse in den Verteilernetzen gewinnen jedoch zu-
nehmend an Bedeutung. Zudem stehen die Engpasse in den Verteilernetzen in enger
Wechselwirkung mit Netzengpéssen auf der Ubertragungsnetzebene. SchlieBlich stellt
ein Knotenpreissystem Anforderungen an eine einheitliche Netzbetriebsfiihrung. De-
ren Umsetzbarkeit erscheint im Falle der Einbeziehung von Netzen unterschiedlicher
Netzbetreiber — gerade im grenziiberschreitenden Bereich — sehr problematisch. Im
Ergebnis wird ein Knotenpreissystem derzeit nicht als vorrangige Handlungsoption
angesehen. Ein hypothetisches, optimal funktionierendes Knotenpreissystem konnte
aber als Benchmark fiir andere Ausgestaltungen des Engpassmanagements herange-
zogen werden.

Ein Neuzuschnitt der deutschen Stromgebotszone konnte dazu beitra-
gen, strukturelle Netzengpasse besser abzubilden und damit bereits beim Dispatch von
Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen zu beriicksichtigen. Allerdings fehlt es
bislang an Klarheit dariiber, inwieweit sich Netzengpasse iiber statische Zonengrenzen
in hinreichendem Umfang erfassen lassen. Auch ist nicht klar, wie haufig spatere An-
passungen der Zonengrenzen erforderlich werden konnen, um Verlagerungen struktu-
reller Netzengpasse aufgrund von Netzausbau und veranderter Netznutzung Rechnung
zu tragen. Ebenso wenig besteht Klarheit {iber die handelsseitigen Kosteneffekte einer
Verianderung und insbesondere einer etwaigen Verkleinerung von Gebotszonen. Ne-
gative Effekte fiir den Stromhandel konnen sich gerade aus der Gefahr eines wieder-
kehrenden Neuzuschnitts von Gebotszonen und damit verringerter Planungssicherheit
ergeben. Die handelsseitigen Kosteneffekte miissten naher untersucht und moglichst
quantifiziert werden, um sie gegen die Kostenvorteile eines Neuzuschnitts der Gebots-
zone abwigen zu konnen. Dariiber hinaus konnen gebotszoneninterne Netzengpésse
durch Anwendung dieser Handlungsoption nicht vermieden werden. Bei relativ grof3
zugeschnittenen Gebotszonen (zum Beispiel einer nord- und einer siiddeutschen Ge-
botszone) diirfte die Gefahr von Netzengpéssen in erheblichem Umfang fortbestehen.

Bei Einfiihrung auslastungsorientierter Netzentgelte wiirden die Ent-
gelte fiir die Netznutzung in Abhingigkeit von dem Grad der Netzauslastung und
damit der Wahrscheinlichkeit von Netzengpéssen ansteigen. Eine solche Umgestal-
tung der Netzentgeltsystematik kann Anreize setzen, gebotszoneninterne Begrenzun-
gen der Transportkapazitit bereits beim Dispatch von Erzeugungs-, Speicher- und
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Verbrauchsanlagen zu beriicksichtigen, und fiigt sich zugleich in die bestehende Syste-
matik (gebotszonenweite Strompreisbildung, gesonderte Netzentgelte) ein. Sie kommt
daher grundsitzlich als ein Mittel in Betracht, um die Entstehung gebotszoneninterner
Netzengpisse bereits im Vorfeld zu vermeiden. Hinsichtlich der ndheren Ausgestaltung
bestehen allerdings kaum praktische Erfahrungen und auch wenige theoretische Unter-
suchungen. Insofern wire eine Erprobung sinnvoll, die die Engpasssituation zunachst
nur grob abbildet und eine ibermaBig einschrankende Wirkung der Netzentgelte ver-
meidet. Hierbei sollten Erfahrungen gesammelt werden, wie die Netzentgeltsignale
zu bemessen sind und inwieweit hiervon eine Steuerungswirkung fiir den Anlagen-
Dispatch zu erwarten ist. Die Marktteilnehmer wiirden in einem solchen System {iber
groBere Spielriume verfligen, um Geschaftsmodelle auf Grundlage der (erwarteten)
Energiepreise und Netzentgelte zu entwickeln, als bei der Knotenpreisbildung durch
einen zentralen Akteur.

4.2 Handlungsoptionen zur Beschaffung von Flexibilitat

Derzeit greifen Netzbetreiber in erheblichem Umfang in den Dispatch von Erzeugungs-
und Speicheranlagen und in geringem Umfang auch von Verbrauchsanlagen ein, um
Netzengpisse zu beheben. Netzbetreiber werden voraussichtlich weiterhin in erheb-
lichem Umfang auf die Flexibilitat Dritter fiir das Engpassmanagement zuriickgreifen
miissen, selbst wenn Netzengpisse zukiinftig verstarkt schon im Vorfeld vermieden
werden sollten. Zugleich werden konventionelle GroBkraftwerke, die bislang vorwie-
gend zur Flexibilitatsbereitstellung herangezogen werden, in immer geringerem Um-
fang zur Verfiigung stehen. Damit gewinnt die Nutzung von Flexibilitdt aus kleineren
Erzeugungs- und Speicheranlagen sowie insbesondere auch aus Verbrauchsanlagen
zunehmend an Bedeutung. Insoweit erscheint es wichtig, Flexibilitit aus solchen An-
lagen besser verfiigbar zu machen als im derzeitigen System. Bislang wird Flexibilitat
fiir das Engpassmanagement iiberwiegend durch nicht marktbasierte Mechanismen
beschafft, die den Anlagenbetreiber zur Bereitstellung von Flexibilitit gegen kostenba-
sierte Vergiitung verpflichten. Zur verbesserten Verfiigbarkeit von Flexibilitit wurden
zwei weitere Handlungsoptionen untersucht.

Eine Ausweitung der marktbasierten Beschaffung von Flexibilit:it ent-
spricht dem Leitbild einer Wettbewerbsordnung, dem zufolge die Koordinierung von
Angebot und Nachfrage iiber Méarkte erfolgt, soweit kein Marktversagenstatbestand
(zum Beispiel in Form einer marktbeherrschenden Stellung von Flexibilitdtsanbietern)
vorliegt. Funktionierende Markte setzen in der Regel effiziente Anreize fiir die Bereit-
stellung von Flexibilitat einschlieBlich lastseitiger Flexibilitat und konnen weiteres
Innovationspotenzial freisetzen. Ausgeschlossen werden muss hierbei allerdings ein
Bietverhalten ohne Nutzen fiir das Energieversorgungssystem. Marktteilnehmer diirfen
nicht die Mdéglichkeit erhalten, Netzengpasse durch Vermarktung zusétzlicher Kapazi-
taten am Spotmarkt gezielt hervorzurufen oder zu verstirken in der Erwartung, dass
der Netzbetreiber diese Kapazititen anschlieBend zur Engpassbehebung am Flexibili-
tatsmarkt ,zuriickkaufen“ muss. Andere Fallgestaltungen, in denen ein Marktteilneh-
mer zum Beispiel Flexibilitdt am Spotmarkt zuriickhilt, um diese am Flexibilitdtsmarkt
zu einem hoheren Preis zu verkaufen, widersprechen demgegeniiber nicht grundséitz-
lich einer Wettbewerbsordnung. Vielmehr spiegelt der Spotmarktpreis in einer ein-
heitlichen deutschen Stromgebotszone nicht den besonderen (rdumlich begriindeten)
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Wert dieser Flexibilitiat wider. Er setzt dementsprechend keine Anreize zur Flexibili-
tatsbereitstellung und Innovation, die ihrerseits kostensenkend wirken konnen. Hier
ist eine weitere Diskussion der Vor- und Nachteile eines solchen (,strategischen®)
Bietverhaltens erforderlich. Dariiber hinaus kann ein solches Bietverhalten, soweit es
negativ bewertet wird, durch regulatorische Kontrollmechanismen zumindest begrenzt
werden. Marktbasierte Ansitze wie zum Beispiel regionale Flexibilitatsmarkte sollten
daher weiter gepriift werden.

Hindernisse wie Marktmachtprobleme oder hoherer Flexibilitatsbedarf und
hohere Kosten bei strategischem Bietverhalten konnen dafiirsprechen, Flexibilitit fiir
das Engpassmanagement zumindest teilweise nicht marktbasiert zu beschaffen. Er-
hohte wirtschaftliche Anreize bei nicht marktbasierter Beschaffung konnen
die Offenlegung und Bereitstellung bestehenden und die ErschlieBung zusitzlichen
Flexibilitatspotenzials verbessern. Dafiir muss die Vergiitung so bemessen werden,
dass sie den Anlagenbetreiber in begrenztem Umfang wirtschaftlich besserstellt, als er
ohne die MaBnahme des Netzbetreibers dastiinde. Ein derartiger Ansatz begrenzt die
Mehrkosten gegeniiber einer rein kostenbasierten Vergiitung — insbesondere auch bei
Vorliegen von Marktversagenstatbestinden oder eines strategischen Bietverhaltens.
Bei der ndheren Ausgestaltung wire zu klaren, wie Anreize zur Flexibilitdtsbereitstel-
lung in eine kostenbasierte Vergiitung integriert werden konnen. Das gilt auch fiir die
erforderliche Hohe wirtschaftlicher Anreize, um Wirkung zu entfalten. Zur Bewertung
dieser Handlungsoption miisste auBlerdem gekliart werden, inwieweit damit Kosten-
vorteile erzielt werden konnten, die die Kosten der zusitzlichen Flexibilitdtsanreize
iiberkompensieren.

Zusammenfassend lassen sich folgende Punkte ableiten:

« Geeignete Preissignale konnen dafiir sorgen, verfiigbare Transportkapazititen
bei der Einsatzplanung von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen zu
beriicksichtigen und Netzengpisse bereits im Vorfeld zu vermeiden. Sie kon-
nen sowohl beim StromgroBhandelspreis als auch bei den Netzentgelten ansetzen.
Solche Ansitze sollten verstarkt gepriift werden.

¢ Auslastungsorientierte Netzentgelte haben den Vorteil, dass sie sich in das
derzeitige System einer einheitlichen deutschen Stromgebotszone integrieren
lassen. Allerdings miisste ein solcher Ansatz zunichst ausgearbeitet und erprobt
werden.

« Die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitit zur Behebung verbleibender
Netzengpisse entspricht dem Leitbild einer Wettbewerbsordnung. Sie wiirde An-
reize setzen, Flexibilitidtspotenziale gerade auch auf der Lastseite besser zu nutzen
und Innovationspotenziale zu erschlieBen. Die Funktion der Strom- und Flexibi-
litdtsmirkte miisste allerdings kontrolliert werden. Ahnliches gilt, wenn erhohte
finanzielle Anreize das heutige System einer kostenbasierten Beschaffung erginzen
wiirden. Solche Ansétze sollten weiterverfolgt werden.

« Alle Handlungsoptionen sind mit Vor- und Nachteilen verbunden. Fiir ein best-
mogliches Ergebnis sollte daher auch eine Kombination von Handlungsoptionen
in Betracht gezogen werden.
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