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Vorwort

Wetterbedingt schwankende Stromeinspeisungen aus erneuerbaren Energien, neue
Verbraucher wie Elektroautos und Warmepumpen sowie der Ausbau des grenziiber-
schreitenden Stromhandels stellen verianderte Anforderungen an die Stromnetze. Da-
her reichen die existierenden Transportkapazititen haufig nicht aus, um alle abge-
schlossenen Stromhandelsgeschifte umzusetzen. Es kommt zu ,Netzengpassen®, die
hohe Kosten verursachen (ca. 1,2 Mrd. Euro im Jahr 2019) und im schlimmsten Fall zu
einem Black-out fithren konnen. Weitere Verdanderungen durch zunehmenden Einsatz
von Strom aus erneuerbaren Energien im Industrie-, Verkehrs- und Warmesektor sind
absehbar. Das Energieversorgungssystem muss Wege finden, um diese Herausforde-
rungen zu bewéltigen.

Eine Arbeitsgruppe im Akademienprojekt ,Energiesysteme der Zukunft“ (ESYS) wid-
mete sich der Frage, wie das Strommarktdesign zu einem méglichst effizienten und
effektiven Engpassmanagement beitragen kann. Die vorliegende Analyse unterscheidet
drei mogliche Regelungsfelder und beschreibt den jeweiligen Status quo: den Einsatz
von Netzbetriebsmitteln des Netzbetreibers, die Einsatzplanung (Dispatch) von Er-
zeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen sowie den Riickgriff auf Flexibilitat aus
Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen Dritter (insbesondere Redispatch).
Hierauf aufbauend werden fiinf Handlungsoptionen fiir eine Weiterentwicklung des
aktuellen Marktdesigns vorgestellt.

Drei der Handlungsoptionen sollen bereits die Entstehung von Netzengpéssen ver-
meiden. Preissignale fiir beschriankte Transportkapazititen beeinflussen in diesen
Ansitzen die Einsatzplanung von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen.
Zwei weitere Handlungsoptionen sollen die Flexibilitatsbereitstellung durch Dritte
verbessern, so dass zusétzliche Flexibilitit verfiigbar gemacht wird und die Kosten fiir
die Netzbetreiber sinken.

Die Handlungsoptionen werden im Hinblick auf Effektivitat, Effizienz, Klimaschutz,
EU-Energiebinnenmarkt und Umsetzungsaufwand bewertet. Die Analyse zeigt: Es gibt
nicht den einen Ansatz, der allen Kriterien gleichermaBen gerecht wird. Alle Optionen
haben Vor- und Nachteile, die je nach Priorisierung der Kriterien unterschiedlich ins
Gewicht fallen. Fiir ein bestmogliches Ergebnis muss daher auch eine Kombination von
Handlungsoptionen in Betracht gezogen werden.

Wir bedanken uns bei allen Mitgliedern der Arbeitsgruppe Strommarktdesign fiir ihre
engagierte Mitarbeit.

Prof. Dr. Hartmut Weyer Prof. Dr. Felix Miisgens
Leiter der Arbeitsgruppe ,Strommarktdesign“ Leiterin der Arbeitsgruppe ,,Strommarktdesign®
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_ Abklrzungen und Einheiten

Abkurzungen und Einheiten

AbLaV Verordnung Uiber Vereinbarungen zu abschaltbaren Lasten

ACER Agency for the Cooperation of Energy Regulators (deutsch: Agentur fiir die
Zusammenarbeit der Energieregulierungsbehérden)

AEUV Vertrag Uber die Arbeitsweise der Europdischen Union

BKartA Bundeskartellamt

BMWi Bundesministerium fiir Wirtschaft und Energie

BNetzA Bundesnetzagentur fiir Elektrizitat, Gas, Telekommunikation, Post und

Eisenbahnen

CACM-VO EU-Verordnung zur Festlegung einer Leitlinie fur die Kapazitatsvergabe und das
Engpassmanagement

CWE Region Zentralwesteuropa

Dena Deutsche Energie-Agentur

EE Erneuerbare Energien

EEG Erneuerbare-Energien-Gesetz

EItBMRL Elektrizitdtsbinnenmarktrichtlinie

EItBMVO Elektrizitdtsbinnenmarktverordnung

E-Mobilitat Elektromobilitat

ENTSO-E European Network of Transmission System Operators for Electricity

(deutsch: Europaischer Verbund der Ubertragungsnetzbetreiber (Strom))

EnWG Energiewirtschaftsgesetz

EU Européische Union

EU-ETS EU-Emissionshandelssystem (European Union Emissions Trading System)
FBMC Flow-Based Market Coupling

HGU Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung

I1SO Independent System Operator

i.S.w im Sinne von

i.V.m. in Verbindung mit

KWK Kraft-Warme-Kopplung

KWKG Kraft-Warme-Kopplungsgesetz

NABEG Netzausbaubeschleunigungsgesetz Ubertragungsnetz

NABEG 2.0 Gesetz zur Beschleunigung des Energieleitungsausbaus

NEMOG Gesetz zur Modernisierung der Netzentgeltstruktur

NetzResV Netzreserveverordnung

oTC Over-the-Counter (Direkthandel, auBerborslicher Handel)

PV Photovoltaik

StromNEV Stromnetzentgeltverordnung

StromNzV Stromnetzzugangsverordnung

UCTE Union for the Coordination of Transmission of Electricity (deutsch: Union fur

die Koordinierung des Transports elektrischer Energie)

UNB Ubertragungsnetzbetreiber

VNB Verteilernetzbetreiber




Abkirzungen und Einheiten

GWh Gigawattstunden

kWh Kilowattstunden

TWh Terawattstunden

Mio. Millionen

ct/kWh Euro-Cent pro Kilowattstunde

%

Prozent




Glossar

Blindleistung

Blindleistung ist in Abgrenzung zur - Wirkleistung der Teil der elektrischen Leistung,
der in einem Wechselstromnetz benétigt wird, um elektrische und magnetische
Felder in Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen sowie Netzbetriebsmitteln
wechselnd auf- und abzubauen. Diese Energie wird nicht im eigentlichen Sinne ver-
braucht, sonders nur kurz zwischengespeichert und im Anschluss wieder ans Netz
zurilickgegeben. Teilweise ist Blindleistung unerwiinscht, da sie nicht nutzbar ist und
das Netz belastet.

Blindleistungs-

kompensation

Technische Verfahren, um unerwiinschte Blindleistung zu reduzieren.

Central Dispatch

Systeme mit zentraler Einsatzsteuerung tiber den Einsatz der Erzeugungs-, Speicher-

und Verbrauchsanlagen.

Clean Energy Package

Das Legislativpaket ,Saubere Energie fiir alle Europder” der EU bildet die Grundlage
fir die Umsetzung der europaischen Energieunion und der europaischen Klima- und
Energieziele bis 2030. Es umfasst vier Richtlinien und vier Verordnungen, die in den
Jahren 2018 oder 2019 in Kraft traten. Fir die hier behandelten Aspekte sind insbe-
sondere die Elektrizitdtsbinnenmarktverordnung und die Elektrizitatsbinnenmarkt-

richtlinie von Bedeutung.

Countertrading

Gebotszonentibergreifendes gegenldufiges Stromhandelsgeschaft mit dem Ziel,
einem Netzengpass entgegenzuwirken. Es wird Strom ,hinter dem Netzengpass”
gekauft und ,vor dem Netzengpass“ verkauft. Das Countertrading wird von dem

Ubertragungsnetzbetreiber organisiert, dessen Netz von dem Engpass betroffen ist.

Day-Ahead-Markt

Stromhandelsgeschafte am - Spotmarkt fiir den Folgetag

Dispatch

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

Handelsgeschafte.

Einspeisemanage-

ment

Abregelungen von Anlagen, die Einspeisevorrang nach dem Erneuerbare-Energi-
en-Gesetz (EEG 2017) oder dem Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (KWKG) genieRen,

durch den Netzbetreiber zwecks Behebung eines Netzengpasses.

Emissions Trading
System (ETS)

(deutsch: Emissionshandelssystem) Ein Cap & Trade System der EU, in dem eine
Obergrenze (,,Cap”) flr den AusstoR bestimmter Stoffe festgelegt und eine entspre-
chende Menge an Zertifikaten flr diesen Ausstol bereitgestellt wird. Diese Zertifi-
kate konnen zwischen den Emittenten gehandelt werden (,Trade”). Das ETS regelt

den AusstoRR bestimmter Treibhausgase flr bestimmte Sektoren innerhalb der EU.

Engpassmanagement

Umfasst in dieser Analyse alle Instrumente, die dazu dienen, die Gefahr von Net-
zengpassen bereits im Vorfeld auszuschlieBen (Engpassvermeidung) oder eine be-
stehende Gefahr eines Netzengpasses zu beseitigen (Engpassbehebung).

Flexibilitat

Dritte stellen Flexibilitdt bereit, wenn sie bei Inanspruchnahme der von ihnen ab-
gegebenen Angebote oder in Reaktion auf externe Signale kurzfristig Wirkleistung
einspeisen oder beziehen. Flexibilitat kann durch steuerbare Erzeugungsanlagen,

Speicher oder steuerbare Verbrauchsanlagen bereitgestellt werden.

Flow-Based Market
Coupling (FBMC)

Verfahren fir die Berechnung der verfiigbaren Stromhandelskapazitdten zwischen
Gebotszonen. Bei diesem Verfahren werden alle sich im betrachteten Bereich er-
gebenden Stromflisse einbezogen, nicht nur die Stromfliisse Gber eine bestimmte

Gebotszonengrenze.




Gebotszone

Strommarktgebiet, in dem ein einheitlicher StromgroRhandelspreis gilt. Innerhalb
einer Gebotszone werden beim Abschluss der Handelsgeschafte die Leitungskapazi-

taten — und damit auch mogliche Netzengpésse — nicht berticksichtigt.

Hochspannungsnetz

Das Hochspannungsnetz in Deutschland arbeitet Gberwiegend mit einer Nennspan-

nung von 110 Kilovolt.

Hochstspannungsnetz

Das Hochstspannungsnetz in Deutschland arbeitet in der Regel mit einer Nennspan-
nung von 220 oder 380 Kilovolt und wird von den Ubertragungsnetzbetreibern be-

trieben.

Inc-Dec-Gaming
bzw. Inc-Dec-Gebots-

verhalten

Betrifft in dieser Analyse ein Bietverhalten, bei dem Marktteilnehmer ihre Gebote
am Spotmarkt erhohen (Increase) oder senken (Decrease), um durch gegenlaufiges

Verhalten am Flexibilitatsmarkt ihre Erlése zu maximieren.

Independent System
Operator (I1SO)

Ein vom Netzeigentimer unabhangiger Netzbetreiber. In einem Knotenpreissys-
tem konnte er Teile der Netzbetreiberaufgaben (iber alle einbezogenen Netzknoten

ibernehmen, insbesondere im Bereich des Engpassmanagements.

Intraday-Markt

Kurzfristige Stromhandelsgeschafte fur untertagige Stromlieferungen am - Spot-

markt

Knotenpreissystem
(,Nodal Pricing”)

In einem Knotenpreissystem werden die Strompreise fiir jeden Netzknoten (das
heiBt fur jeden Einspeisepunkt und jeden Entnahmepunkt des Stromnetzes) grund-
satzlich separat berechnet. Dadurch werden die Transportkapazitdten des Strom-

netzes vollumfanglich bei der Strompreisbildung beriicksichtigt.

Lastabwurf Abschalten von Netzlast, um das Stromnetz zu stabilisieren.

Netzengpass Situation, in der die Kapazitat des Stromnetzes nicht ausreicht, um den Transport-
bedarf zu befriedigen.

Netzknoten Betrifft in dieser Analyse die Einspeise- oder Entnahmepunkte eines Stromnetzes.

Netzreserve bzw.

Netzreservekraftwerk

Kraftwerke der Netzreserve werden von den UNB zum Zweck der Gewdhrleistung
der Sicherheit und Zuverlassigkeit des Elektrizitdtsversorgungssystems vorgehalten,

insbesondere zum Zweck des Redispatchs. Sie nehmen nicht am Strommarkt teil.

Niederspannungs-

ebene

Niederspannungsnetze mit einer Spannung 230 und 400 Volt dienen der Belieferung
von Haushalten und anderen kleineren Verbrauchern mit Strom. Zunehmend erfolgt
aber auch die Einspeisung von Strom auf Niederspannungsebene, vor allem durch

Photovoltaik-Dachanlagen.

(n-1)-Sicherheit

Gewadbhrleistung, dass das Netz auch bei Ausfall eines Netzbetriebsmittels (zum Bei-
spiel eines Transformators oder einer Leitung) oder einer wesentlichen Erzeugungs-

einheit (zum Beispiel eines Kraftwerks) noch sicher betrieben werden kann.

Redispatch

Um drohende Netzengpdsse zu beheben, weisen Netzbetreiber Kraftwerke und
Speicher ,vor” und ,hinter” dem Netzengpass an, ihre Anlagenfahrplane (Dispatch)

anzupassen.

Regelenergie

Regelenergie dient dazu, das Gleichgewicht aus Einspeisung und Entnahme im

Stromnetz zu gewdhrleisten und damit die Netzfrequenz von 50 Hertz zu halten.

Sektorenkopplung

Integrierter Betrieb des Energieversorgungssystems Uber alle Sektoren. Insbeson-
dere soll Strom im Warmesektor, im Verkehrssektor und in der Industrie genutzt

werden.

Self Dispatch

In einem System des Self Dispatch entscheiden die Marktteilnehmer selbst Giber den
Einsatz der Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen. Bei einem Portfolio-ba-
sierten Self Dispatch geben sie Gebote fiir ihr Gesamtportfolio ab und Gbernehmen

selbstandig die Zuordnung verkaufter Energiemengen zu produzierenden Einheiten.

Spitzenkappung

Spitzenkappung bezeichnet ein Vorgehen bei der Netzplanung, bei dem Netze be-
wusst kleiner ausgelegt werden, als fir die maximale Stromeinspeisung aus erneu-
erbaren Energien erforderlich ware, weil die Kosten des Netzausbaus aulRer Verhalt-

nis zu den Vorteilen eines Transports der vollen Strommenge stehen.




Spotmarkt

Am Spotmarkt werden kurzfristige Stromhandelsgeschéfte abgeschlossen. Der
Spotmarkt besteht im Wesentlichen aus einem Day-Ahead-Markt und einem Intra-
day-Markt. Am Day-Ahead-Markt werden um 12.00 Uhr in einer Auktion Handelsge-
schéfte fur den Folgetag geschlossen (Marktraumung, ,Market Clearing”). Um kurz-
fristig Fehmengen oder Uberschiisse auszugleichen, sind ab 15:00 Uhr des Vortages

Handelsgeschafte am Intraday-Markt moglich.

Terminmarkt

Am Terminmarkt werden langerfristige Stromhandelsgeschafte abgeschlossen. Die

Vorlaufzeit kann mehrere Jahre betragen.

Ubertragungsnetz

Das Ubertragungsnetz dient der Energielibertragung iiber groRe Strecken (viele
hundert bis tausende Kilometer) und dem groRflachigen Ausgleich von Verbrauch
und Erzeugung. Dariiber hinaus werden an das Ubertragungsnetz sehr groRer Kraft-
werke oder Stromverbraucher angeschlossen. Ubertragungsnetze werden in der Re-

gel mit einer Nennspannung von 220 oder 380 Kilovolt betrieben (Hochstspannung).

Verteilungsnetz

(Elektrizitats-)Verteilungsnetze sind die Netze, die fiir die Verteilung von elektrischer
Energie bis zum Endkunden hin genutzt werden. Zunehmend speisen auch kleine

Erneuerbare-Energien-Anlagen in die Verteilungsnetze ein.

Wirkleistung

Wirkleistung ist in Abgrenzung zur - Blindleistung der Teil der elektrischen Leistung,
der beim Verbraucher in andere nutzbare Energieformen wie mechanische Leistung

oder thermische Leistung umgewandelt werden kann.




Zusammenfassung I

Zusammenfassung

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 fiihren
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 drohenden Netzengpissen 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 scheint es dringend geboten, zu priifen, ob Kosteneffizienz und Effektivitit des
Engpassmanagements durch ein weiterentwickeltes Marktdesign verbessert werden
konnen. Hierfiir gibt es zwei wesentliche Ansatzpunkte. Erstens konnen Preissignale
fiir beschrankte Transportkapazitdten den Dispatch von Erzeugungs-, Speicher- und
Verbrauchsanlagen beeinflussen. Der Markt kann auf diese Weise helfen, Netzengpésse
bereits im Vorfeld zu vermeiden. Dies hétte Vorteile fiir die Effektivitit des Engpass-
managements, soweit Netzbetreiber auf spiatere KorrekturmaBnahmen verzichten
konnen. Das konnte auch unter dem Gesichtspunkt der Kosten vorteilhaft sein. Zwei-
tens konnen die Verfahren zur Beschaffung von Flexibilitat verandert werden. Von
groBem Vorteil wire, wenn durch wirtschaftliche Anreize das Angebot an Flexibilitaten
zundhme und insbesondere auch Lasten verstiarkt zur Leistungsaufnahme bei hohen
Einspeisungen genutzt werden konnten. Ziel ist es, dass Netzbetreiber Flexibilitat zur
Beseitigung von Netzengpissen giinstiger beschaffen konnen.

Um beide Handlungsfelder zu adressieren, werden fiinf Handlungsoptionen zur
Weiterentwicklung des Engpassmanagements analysiert:

« Einfiihrung eines Knotenpreissystems,
« Neuzuschnitt der einheitlichen deutschen Stromgebotszone,
+ Einfithrung auslastungsorientierter Netzentgelte,

« Ausweitung der marktbasierten Beschaffung von Flexibilitit fiir das Engpassma-
nagement sowie

« erhohte Anreize bei nicht marktbasierter Beschaffung von Flexibilitat fiir das Eng-
passmanagement.
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Die Bewertung der Handlungsoptionen erfolgt anhand von fiinf Kriterien:

« Effektivitit des Engpassmanagements,

+ kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung,
+ Beitrag zum Klimaschutz,

+ Beitrag zum EU-Elektrizitatsbinnenmarkt sowie

« Umsetzbarkeit und angemessener Umsetzungsaufwand.

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 Proble-
me 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 (Option 3) dafiir sorgen, dass Netzengpisse
bereits beim Dispatch beriicksichtigt werden. Immer noch auftretende Engpasse konn-
ten von Netzbetreibern zu geringeren Kosten behoben werden, wenn die marktbasierte
Beschaffung ausgeweitet (Option 4) oder erhohte Anreize fiir die nicht marktbasierte
Beschaffung eingefiihrt wiirden (Option 5). Allerdings haben alle Optionen auch Nach-
teile, die sorgfiltig abgewogen werden miissen. Im Folgenden werden die fiinf Optionen
tabellarisch dargestellt und ein Fazit aus ihren Vor- und Nachteilen gezogen.

Handlungsoptionen, um Netzengpasse 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 Verbrauchsanla-
gen unter Berlicksichtigung der Stromerzeugungskosten und der Netzsituation sowie
gegebenenfalls weiterer Parameter fest. Konzeptionell sind Knotenpreise zur Ver-
meidung von Netzengpassen ideal, da durch sie die externen Effekte, die durch die
Engpasse entstehen, samtlich durch die Preise internalisiert werden. Die Einfiihrung
von Knotenpreisen wiirde allerdings eine sehr weitreichende Umgestaltung des derzei-
tigen Marktdesigns bedeuten und ist erheblichen Einwénden ausgesetzt. Erforderlich
wire zum einen eine Intensivierung der Kontrolle marktmachtbedingter Preisset-
zungsspielrdume, da die Gefahr marktbeherrschender Stellungen aufgrund verénderter
raumlicher Marktabgrenzung erheblich zunehmen wiirde. Dariiber hinaus wire die
Einfithrung eines Knotenpreissystems, das die Verteilernetzebene einbezieht, mit gro-
Bem Aufwand verbunden. Die Netzengpésse in den Verteilernetzen gewinnen jedoch
zunehmend an Bedeutung. Ferner stehen die Engpésse in den Verteilernetzen in enger
Wechselwirkung mit Netzengpissen 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.



Kategorie

Betroffene
Netzebenen

Kurzfristige
Kosten

Beitrag Klima-
schutz

Beitrag zum
EU-Elektrizitats-
binnenmarkt

Umsetzbarkeit
und Umset-
zungsaufwand

Option kombi-
nierbar mit ...

Option 1

Einfihrung
eines Knoten-
preissystems

Dispatch

Primar Hochst-
und Hochspan-
nungsnetz

Hoch

Stark reduzierter
Flexbedarf

Risiko von
Kostensteige-
rungen fur den
Stromhandel

Anreiz flr Sek-
torenkopplung
héher als im
Status quo

Grenziiber-
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
Netzengpasse
abgebildet
werden, desto
effektiver

Reduzierter
Flexbedarf

Risiko von
Kostensteige-
rungen fir den
Stromhandel

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

Einfiihrung
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
prifen

Anreiz fur Sek-
torenkopplung
hoher als im
Status quo

Neutral

Sehr hoch fiir
die Entwicklung
eines Systems
auslastungs-
orientierter
Netzentgelte,
hoch fiir die
laufende Durch-
fuhrung

Optionen
1,2,4,5

Zusammenfassung

Option 4

Ausweitung der
marktbasierten

Beschaffung von
Flexibilitat

Flexibilitat

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

Hoéher 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
Erh6hte An-
reize bei nicht
marktbasierter
Beschaffung von
Flexibilitat

Flexibilitat

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

Hoéher 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

Ein Neuzuschnitt der deutschen Stromgebotszone konnte dazu beitragen,
strukturelle Netzengpisse 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




I Zusammenfassung

in hinreichendem Umfang erfassen lassen. Auch ist nicht klar, wie haufig spatere An-
passungen der Zonengrenzen erforderlich werden konnen, um Verlagerungen struktu-
reller Netzengpisse aufgrund von Netzausbau und veranderter Netznutzung Rechnung
zu tragen. Ebenso wenig besteht Klarheit tiber die handelsseitigen Kosteneffekte einer
Veranderung 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 kénnen gebotszoneninterne Netzengpasse
durch Anwendung dieser Handlungsoption nicht verhindert werden. Bei relativ grof3
zugeschnittenen Gebotszonen (zum Beispiel einer nord- und einer stiddeutschen Ge-
botszone) diirfte die Gefahr von Netzengpissen in erheblichem Umfang fortbestehen.

Bei Einfiihrung auslastungsorientierter Netzentgelte wiirden die Ent-
gelte fiir die Netznutzung in Abhéngigkeit von dem Grad der Netzauslastung und da-
mit der Wahrscheinlichkeit von Netzengpissen ansteigen. Eine solche Umgestaltung
der Netzentgeltsystematik kann Anreize setzen, gebotszoneninterne Begrenzungen
der Transportkapazitit bereits beim Dispatch von Erzeugungs-, Speicher- und Ver-
brauchsanlagen zu beriicksichtigen, und fiigt sich zugleich in die bestehende Systema-
tik (gebotszonenweite Strompreisbildung, gesonderte Netzentgelte) ein. Sie kommt
daher grundsitzlich als Mittel in Betracht, um die Entstehung gebotszoneninterner
Netzengpisse bereits im Vorfeld zu vermeiden. Hinsichtlich der ndheren Ausgestaltung
gibt es allerdings kaum praktische Erfahrungen und auch wenige theoretische Unter-
suchungen. Insofern wire eine Erprobung sinnvoll, die die Engpasssituation zunichst
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 Anlagendispatch
zu erwarten ist. Die Marktteilnehmer wiirden in einem solchen System iiber groBere
Spielraume verfiigen, um Geschiftsmodelle auf Grundlage der (erwarteten) Energie-
preise und Netzentgelte zu entwickeln, als bei der Knotenpreisbildung durch einen
zentralen Akteur.

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 erhebli-
chem Umfang auf Flexibilitit Dritter fiir das Engpassmanagement zuriickgreifen miis-
sen, selbst wenn Netzengpisse zukiinftig verstarkt schon im Vorfeld vermieden werden
sollten. Zugleich werden konventionelle GroSkraftwerke, die bislang vorwiegend zur
Flexibilitiatsbereitstellung herangezogen werden, in immer geringerem Umfang zur
Verfiigung stehen. Damit gewinnt die Nutzung von Flexibilitidt aus kleineren Erzeu-
gungs- und Speicheranlagen sowie insbesondere auch aus Verbrauchsanlagen zuneh-
mend an Bedeutung. Insoweit erscheint es wichtig, Flexibilitit aus solchen Anlagen
besser verfiigbar zu machen als im derzeitigen System. Bislang wird Flexibilitét fiir das
Engpassmanagement {iberwiegend durch nicht marktbasierte Mechanismen beschafft,
die den Anlagenbetreiber zur Bereitstellung von Flexibilitat gegen kostenbasierte
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Vergiitung verpflichten. Zur verbesserten Verfiigbarkeit von Flexibilitdat wurden zwei
weitere Handlungsoptionen untersucht.

Eine Ausweitung der marktbasierten Beschaffung von Flexibilitat ent-
spricht dem Leitbild einer Wettbewerbsordnung, demzufolge die Koordinierung von
Angebot und Nachfrage tiber Markte erfolgt, soweit kein Marktversagenstatbestand
(zum Beispiel marktbeherrschende Stellung von Flexibilitdtsanbietern) vorliegt. Funk-
tionierende Mairkte setzen in der Regel effiziente Anreize fiir die Bereitstellung von
Flexibilitat einschlieBlich lastseitiger Flexibilitdt und konnen weiteres Innovationspo-
tenzial freisetzen. Ausgeschlossen werden muss hierbei allerdings ein Bietverhalten
ohne Nutzen fiir das Energieversorgungssystem. Marktteilnehmer diirfen nicht die
Moglichkeit erhalten, Netzengpisse durch Vermarktung zusatzlicher Kapazititen am
Spotmarkt gezielt hervorzurufen oder zu verstirken in der Erwartung, dass der Netz-
betreiber diese Kapazititen anschlieBend zur Engpassbehebung am Flexibilitdtsmarkt
yzuriickkaufen“ muss. Andere Fallgestaltungen, in denen ein Marktteilnehmer zum
Beispiel Flexibilitat am Spotmarkt zuriickhalt, um diese am Flexibilitditsmarkt zu einem
hoheren Preis zu verkaufen, widersprechen demgegeniiber nicht grundsitzlich einer
Wettbewerbsordnung. Vielmehr spiegelt der Spotmarktpreis in einer einheitlichen
deutschen Stromgebotszone nicht den besonderen (raumlich begriindeten) Wert dieser
Flexibilitiat wider. Er setzt dementsprechend keine Anreize zur Flexibilitatsbereitstel-
lung und Innovation, die ihrerseits kostensenkend wirken konnen. Hier ist eine weitere
Diskussion der Vor- und Nachteile eines solchen (,strategischen) Bietverhaltens er-
forderlich. Dariiber hinaus kann ein solches Bietverhalten, soweit es negativ bewertet
wird, durch regulatorische Kontrollmechanismen zumindest begrenzt werden. Markt-
basierte Ansitze wie zum Beispiel regionale Flexibilitatsmarkte sollten daher weiter
gepriift werden.

Hindernisse wie Marktmachtprobleme oder hoherer Flexibilitidtsbedarf und ho-
here Kosten bei strategischem Bietverhalten konnen dafiirsprechen, Flexibilitat fiir das
Engpassmanagement zumindest teilweise nicht marktbasiert zu beschaffen. Erhohte
wirtschaftliche Anreize bei nicht marktbasierter Beschaffung konnen die
Offenlegung und Bereitstellung bestehenden und die ErschlieBung zusitzlichen Flexi-
bilitdtspotenzials verbessern. Dafiir muss die Vergiitung so bemessen werden, dass sie
den Anlagenbetreiber in begrenztem Umfang wirtschaftlich besserstellt, als er ohne die
MaBnahme des Netzbetreibers stiinde. Ein derartiger Ansatz begrenzt die Mehrkosten
gegeniiber einer rein kostenbasierten Vergiitung — insbesondere auch bei Vorliegen
von Marktversagenstatbestdnden oder strategischem Bietverhalten. Bei der ndheren
Ausgestaltung wire zu klaren, wie Anreize zur Flexibilitdtsbereitstellung in eine kosten-
basierte Vergiitung integriert werden konnen. Das gilt auch fiir die erforderliche Hohe
wirtschaftlicher Anreize, um Wirkung zu entfalten. Zur Bewertung dieser Handlungs-
option miisste auBerdem geklart werden, inwieweit damit Kostenvorteile erzielt werden
konnten, die die Kosten der zusitzlichen Flexibilititsanreize iiberkompensieren.

Zusammenfassend lassen sich folgende Punkte ableiten:

« Geeignete Preissignale konnen dafiir sorgen, verfiigbare Transportkapazititen
bei der Einsatzplanung von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen zu be-
riicksichtigen und Netzengpésse bereits im Vorfeld zu vermeiden. Sie konnen
sowohl beim StromgroBhandelspreis als auch bei den Netzentgelten ansetzen. Sol-
che Ansitze sollten verstarkt gepriift werden.
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Auslastungsorientierte Netzentgelte haben den Vorteil, dass sie sich in das
derzeitige System einer einheitlichen deutschen Stromgebotszone integrieren las-
sen. Allerdings miisste ein solcher Ansatz zunichst ausgearbeitet und erprobt wer-
den.

Die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitat 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 Flexibili-
titsmirkte miisste allerdings kontrolliert werden. Ahnliches gilt, wenn erhohte fi-
nanzielle Anreize das heutige System einer kostenbasierten Beschaffung ergidnzen
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.



Einleitung I

1 Einleitung

1.1 Motivation

Private Haushalte und Wirtschaft sind gleichermaBen auf eine sichere und bezahlbare
Stromversorgung angewiesen. Bei dem Transport des Stroms iiber die Ubertragungs-
und Verteilernetze kommt es jedoch zunehmend zu Netzengpissen, weil der Trans-
portbedarf die Transportkapazitit der Stromnetze iibersteigt. Bei einem Netzengpass
werden die Grenzwerte fiir die Strombelastbarkeit von Netzbetriebsmitteln oder fiir
die Netzspannung iiberschritten. Die Ursache fiir Netzengpasse liegt vielfach in einer
verdanderten Netznutzung, fiir die das Netz nicht ausgelegt ist. Eine Verdnderung der
Netznutzung kann sich insbesondere durch Zubau oder Verlagerung von Erzeugung,
Last oder Speicherung oder durch zunehmende oder verdanderte Stromtransite ergeben,
wie sie vor allem die Energiewende und der Ausbau der europidischen Energieunion
hervorrufen. Dariiber hinaus konnen Netzengpisse auftreten, wenn das Netz bewusst
kleiner ausgelegt wird als der zu erwartende Transportbedarf, weil die Kosten des Netz-
ausbaus nicht im Verhaltnis zu dem Wert der nicht transportierbaren Strommenge ste-
hen (sogenannte Spitzenkappung). SchlieBlich konnen sich Netzengpisse auch aus dem
geplanten oder ungeplanten Ausfall von Netzbetriebsmitteln ergeben (siehe Kapitel 2).

Netzengpisse konnen zu Einschriankungen der Versorgungssicherheit?, insbe-
sondere der Netz- und Systemsicherheit, fithren. Zugleich verursacht die Bewiltigung
von Netzengpissen (das ,,Engpassmanagement) Kosten. Die Kosten der Netzbetrei-
ber fiir MaBnahmen des Engpassmanagements beliefen sich im Jahr 2018 auf rund
1,4 Milliarden Euro?, in 2019 auf etwa 1,2 Milliarden Euro3. Das Engpassmanagement
hat damit erhebliche Bedeutung fiir Funktionsfahigkeit und Kosten des Elektrizitéts-
versorgungssystems. Mit voranschreitender Sektorenkopplung* gewinnt es dariiber
hinaus auch fiir Funktionsfahigkeit und Kosten anderer Sektoren des Energieversor-
gungssystems an Bedeutung, in denen Strom oder strombasierte Energietriager einge-
setzt werden. Zugleich erdffnet die Sektorenkopplung neue Spielrdume, um Netzeng-
passe im Stromnetz durch Umwandlung von Strom in andere Energietrager auf fiir
das Energieversorgungssystem insgesamt effiziente Weise zu bewiltigen. Vor diesem
Hintergrund ist es sinnvoll, das Marktdesign fiir das Engpassmanagement auf mogliche
Verbesserungen zu untersuchen, wie auch in der Vielzahl von Studien und Demonstra-
tionsprojekten zum Engpassmanagement zum Ausdruck kommt.

1 Versorgungsengpisse konnen auch unabhéngig von Netzengpissen auftreten, wenn die Stromnachfrage das Strom-
angebot tibersteigt. Dies konnte zum Beispiel der Fall sein, wenn in Zeiten fehlenden Dargebots von Wind- und Sola-
renergie nicht ausreichend Strom erzeugt werden kann. Dies ist jedoch nicht Gegenstand dieser Untersuchung.

BNetzA/BKartA 2020.
BNetzA 2020-1.

Die Sektorenkopplung verbindet die Energiesektoren Strom, Warme und Mobilitat zu einem integrierten Energiesys-
tem. Die Sektorenkopplung ermoglicht, Strom aus erneuerbaren Energien auch im Warme- und Verkehrssektor
einzusetzen. Dabei kommen Technologien wie Elektromobilitidt, Warmepumpen und die Erzeugung von Wasserstoff
und synthetischen Brenn- und Kraftstoffen mit Hilfe von Strom (z.B. durch Power-to-Gas-Verfahren) zum Einsatz.
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1.2 Gang der Darstellung

Diese Analyse geht zunichst auf die Notwendigkeit des Engpassmanagements ein.
Dabei ist zu konstatieren, dass Netzengpésse im Zuge der Energiewende und der euro-
paischen Energieunion zugenommen haben und voraussichtlich, nicht zuletzt aufgrund
verstarkter Stromnutzung im Rahmen der Sektorenkopplung, mindestens noch mittel-
fristig in groBerem Umfang fortbestehen werden (siehe Kapitel 2).

Im Folgenden werden drei mogliche Regelungsfelder fiir eine Verdanderung des
Marktdesigns unterschieden und der derzeitige Regelungsrahmen jeweils im Uber-
blick dargestellt. Ein erstes Regelungsfeld betrifft den Einsatz eigener Betriebsmittel
der Netzbetreiber fiir Zwecke des Engpassmanagements, etwa durch Netzschaltungen
oder den Einsatz von Anlagen zur Blindleistungskompensation (siehe Kapitel 3.1). Das
zweite Regelungsfeld beschiftigt sich mit der Steuerung der Einsatzentscheidungen
von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen (Dispatch), um die Gefahr von
Netzengpassen generell und im Vorfeld zu verringern. Mogliche Instrumente sind vor
allem die Einfiihrung eines Knotenpreissystems, die verbesserte Ausrichtung zonaler
Preissysteme an strukturellen Netzengpissen sowie die Orientierung der Netzentgelte
an der Netzauslastung (siehe Kapitel 3.2). Drittens schlieBlich bedarf es geeigneter
Instrumente der Netzbetreiber zur Beschaffung von Flexibilitit fiir das Engpassma-
nagement, wenn die Gefahr eines Netzengpasses eingetreten ist. In der Diskussion steht
hier vor allem die Frage, ob und inwieweit Flexibilitdt marktbasiert beschafft werden
soll oder aber — insbesondere aufgrund der Gefahr marktmachtbedingter Verzerrungen
und strategischen Bietverhaltens — nicht marktbasiert (siehe Kapitel 3.3).

AnschlieBend werden fiinf Kriterien dargestellt, die bei dem Marktdesign fiir das
Engpassmanagement zu beriicksichtigen sind: Das Engpassmanagement soll Netzeng-
passe effektiv und zu moglichst geringen Kosten vermeiden oder beheben. Besonders
betrachtet werden die Auswirkungen auf den Klimaschutz und den EU-Elektrizitatsbin-
nenmarkt. SchlieBlich muss ein neues Marktdesign rechtlich und praktisch umsetzbar
sein, und der Umsetzungsaufwand muss in angemessenem Verhaltnis zu den erwarte-
ten Vorteilen stehen (siehe Kapitel 4).

Auf Grundlage dieser Uberlegungen zu Gestaltungsspielriumen und Kriterien
des Marktdesigns fiir das Engpassmanagement werden fiinf Handlungsoptionen hin-
sichtlich ihrer Vor- und Nachteile diskutiert. Es handelt sich um die Einfiihrung eines
Knotenpreissystems (siehe Kapitel 5.1), den Neuzuschnitt der bislang einheitlichen
deutschen Stromgebotszone (siehe Kapitel 5.2), die Einfithrung auslastungsorientierter
Netzentgelte (siehe Kapitel 5.3), die Ausweitung der marktbasierten Beschaffung von
Flexibilitat fiir das Engpassmanagement (siehe Kapitel 5.4) sowie gesteigerte Anreize
zur Bereitstellung von Flexibilitiat bei nicht marktbasierter Beschaffung (siehe Kapitel
5.5). Diese Handlungsoptionen konnen haufig auch miteinander kombiniert werden.
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2 Netzengpasse im Stromnetz als Herausforderung fur das
Energieversorgungssystem

Eine sichere und zuverlissige Elektrizitatsversorgung setzt voraus, dass die techni-
schen Parameter, die letztlich die Transportkapazitat des Stromnetzes bestimmen, im
Betrieb eingehalten werden (siehe Kapitel 2.1). Diese Anforderung gewinnt im Zuge der
Energiewende zunehmend an Bedeutung. Einerseits verschirft die steigende Nutzung
von Strom in anderen Sektoren wie Warmeversorgung und Mobilitit die Engpassge-
fahr zusatzlich, andererseits eroffnet dies zugleich neue Nutzungsmoglichkeiten fiir
Strommengen, die engpassbedingt nicht im Stromsektor genutzt werden konnen (siehe
Kapitel 2.2).

2.1 Inhalt und Notwendigkeit des Engpassmanagements

Ein Netzengpass liegt vor, wenn der Transportbedarf die vorhandene Transportka-
pazitit fiir Strom in den Ubertragungs- oder Verteilernetzen iibersteigt. Der physika-
lischen Ursache nach kann zwischen strombedingten Netzengpéssen, bei denen die
Strombelastbarkeit von Netzbetriebsmitteln iiberschritten wird, und spannungsbe-
dingten Netzengpissen, bei denen die zuldssigen Spannungsbiander nicht eingehalten
werden, unterschieden werden.5 Bei der Festlegung der Strombelastbarkeit und der
Spannungsbénder sind jeweils gewisse Sicherheitsmargen einzuhalten. Insbesondere
ist in der Regel zu gewéhrleisten, dass das Netz auch bei Ausfall eines Netzbetriebsmit-
tels (zum Beispiel eines Transformators oder einer Leitung) oder einer wesentlichen
Erzeugungseinheit (zum Beispiel eines Kraftwerks) noch sicher betrieben werden kann
((n-1)-Sicherheit).¢ Uber die sogenannte Netzreserve (vgl. § 13d EnWG) werden seit
dem Jahr 2016 auch systemrelevante Mehrfachfehler, also nicht nur Einfachfehler
(,n-1%), beriicksichtigt und hierzu Reservekraftwerke vorgehalten.” Bei diesem pra-
ventiven Ansatz werden hiufig redundante Netzbetriebsmittel fiir den Einsatz bei
Netzfehlern vorgehalten — mit der Folge, dass das Netz geringer ausgelastet wird als
technisch moglich.® Der Begriff ,Netzengpass“ wird in dieser Untersuchung somit auf
die physikalischen Grenzwerte bezogen.® Netzengpasse konnen daher nicht nur aus
Stromhandelsgeschiften resultieren, die zu Grenzwertverletzungen fiihren wiirden,
sondern auch aus ungeplanten Lastfliissen, Ringfliissen oder Transiten.’® Umgekehrt

5  Vgl. Deutscher Bundestag 2011-1 (Gesetzesbegriindung zum EEG 2012); BNetzA/BKartA 2019.

6  Vgl. VDN 2007; 50Hertz et al. 2018, zum (n-1)-Kriterium in der Netzplanung Ygl. soHertz et al. 2019-1.
Vorgaben zur (n-1)-Sicherheit ergeben sich nunmehr aus Art. 35 der Leitlinie Ubertragungsnetzbetrieb (Verordnung
(EU) 2017/1485).

7 Vgl.§ 2 Abs. 2 S. 3 NetzResV, 2019; Deutscher Bundestag 2016-1; BMWi 2019-1.

8  Als Alternative wird die ,kurative“ beziehungsweise ,reaktive“ Sicherstellung der (n-1)-Sicherheit diskutiert, bei der
Systemautomatiken unmittelbar nach Netzfehlern dafiir sorgen, dass die (n-1)-Sicherheit wiederhergestellt wird, vgl.
BMWi 2019-2; Mohrke et al. 2019. Vgl. auch § 11 Abs. 3 EnWG, 2020 (dazu unten 3.1.2).

9  Vgl. auch Art. 2 Nr. 18 der Verordnung (EU) 2015/1222 zur Festlegung einer Leitlinie fiir die Kapazitdtsvergabe und
das Engpassmanagement (,,physikalischer Engpass®).

10 Demgegeniiber bezeichnet der Begriff , Engpass® in Art. 2 Nr. 4 Elektrizitdtsbinnenmarktverordnung (EItBMVO) eine
Situation, in der nicht allen Ersuchen von Marktteilnehmern auf Handel zwischen Netzbereichen nachgekommen
werden kann, weil sie erhebliche Auswirkungen auf die physikalischen Stromfliisse in Netzelementen hitten, die diese
Stromfliisse nicht bewéltigen konnen (Verordnung (EU) 2019/943).
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konnen Netzengpisse nicht nur durch Einschriankung von Stromhandelsgeschéften
behoben werden, sondern auch durch andere Instrumente wie zum Beispiel Netzschal-
tungen oder Countertrading."

Netzengpisse gefahrden die Sicherheit und Zuverlassigkeit des Elektrizitatsver-
sorgungssystems. Zum einen konnen Grenzwertiiberschreitungen zum Ausfall oder
zur Beschiadigung von Netzbetriebsmitteln und von angeschlossenen Erzeugungs-,
Speicher- oder Verbrauchsanlagen fithren und miissen daher vermieden werden. Zum
anderen konnen Stromhandelsgeschifte aufgrund drohender Grenzwertverletzungen
undurchfiihrbar werden, was die Versorgungssicherheit der Stromverbraucher infrage
stellt. Das Engpassmanagement muss, soweit mdglich, die Belieferung der Verbraucher
trotz begrenzter Transportkapazititen gewihrleisten. Mit dem Begriff ,,Engpassma-
nagement“ werden in dieser Untersuchung daher alle Instrumente bezeichnet, die dazu
dienen, die Gefahr von Netzengpissen bereits im Vorfeld auszuschlieBen (Engpassver-
meidung) oder die bestehende Gefahr eines Netzengpasses zu beseitigen (Engpassbe-
hebung),*> um die Versorgungssicherheit moglichst zu gewéhrleisten. ,Vermieden® oder
~behoben® werden letztlich also die Gefahren fiir die Versorgungssicherheit aufgrund
von Netzengpassen.

Die Beschriankung auf den ,Betrieb des Stromnetzes® beinhaltet dabei eine Be-
trachtung unter Zugrundelegung des vorhandenen Anlagenbestands. Nicht einbezo-
gen werden hingegen Instrumente zur Steuerung des Netzausbaus oder des Baus von
Erzeugungs-, Speicher- oder Verbrauchsanlagen.'® Zwar hat die Anlagenentwicklung
groBen Einfluss auf die Entstehung oder Vermeidung von Netzengpassen; diesbeziig-
liche Steuerungsinstrumente werfen jedoch zuséatzliche Fragen im Hinblick auf die
Investitionsentscheidungen auf und benétigen in der Regel einen groBeren zeitlichen
Vorlauf. Um ein vollstiandiges Bild zu erhalten, miissten zudem weitere Handlungsop-
tionen (Ausweisung von Netzausbaugebieten, Zu- oder Abschlige in den Auktionen fiir
Stromerzeugungskapazititen aus erneuerbaren Energien etc.) beriicksichtigt werden,
die nicht im Fokus dieser Analyse stehen. Eine solche Investitionssteuerung bedarf
daher einer eigenen Untersuchung.

Das Engpassmanagement im hier verwendeten Sinn umfasst zundchst den
Einsatz eigener Betriebsmittel der Netzbetreiber, um Netzengpasse zu vermeiden
oder zu beheben. Hierzu gehoren etwa Netzschaltungen oder der Einsatz lastfluss-
steuernder Netzbetriebsmittel wie Phasenschiebertransformatoren oder (zukiinftig)
Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragungsleitungen (siehe Kapitel 3.1). Zum Eng-
passmanagement gehort weiterhin die Steuerung der Einsatzentscheidungen von Er-
zeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen Dritter (Dispatch), um die Gefahr von
Netzengpissen generell und im Vorfeld zu verringern. Mégliche Instrumente sind vor
allem die Einfiihrung eines Knotenpreissystems, die verbesserte Ausrichtung zonaler

11 Countertrading bezeichnet nach Art. 2 Nr. 27 EItBMVO den Abschluss eines gegenldufigen und gebotszoneniibergrei-
fenden Handelsgeschifts zur Entlastung eines Netzengpasses, bei dem positive Wirkleistung durch Anlagen ,hinter
dem Netzengpass“ zur Verfiigung gestellt und durch Anlagen ,vor dem Netzengpass® genutzt wird. Solche gegen-
laufigen Handelsgeschifte sind auch innerhalb der deutschen Gebotszone bei regelzoneniibergreifenden Geschiften
moglich, vgl. BNetzA/BKartA 2019; Ruge 2019.

12 Die Engpassbehebung umfasst nach dieser Definition die Beseitigung sowohl erwarteter als auch eingetretener Net-
zengpasse.

13 Zu einer dhnlichen Unterscheidung vgl. auch E-Bridge/IAEW 2019, die den netzdienlichen Nutzen von Flexibilitat
sowohl in Bezug auf Investitionsentscheidungen (Netzplanung) als auch auf Engpassmanagement (Netzbetrieb)
ansprechen. Die Monopolkommission 2017 unterscheidet zwischen kurzfristigem und langfristigem Engpassmanage-
ment, dhnlich Consentec/Fraunhofer ISI 2018-1.
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Preissysteme an strukturellen Netzengpassen sowie die Orientierung der Netzentgelte
an der Netzauslastung (siehe Kapitel 4.2). Drittens schlieBlich bedarf es geeigneter In-
strumente der Netzbetreiber zur Beschaffung von Flexibilitdt Dritter, wenn die Gefahr
eines Netzengpasses konkret besteht. ,Flexibilitdt“ bedeutet hierbei, dass Dritte bei
Inanspruchnahme der von ihnen abgegebenen Angebote oder in Reaktion auf externe
Signale kurzfristig Wirkleistung einspeisen oder beziehen.# Dritte konnen Flexibilitat
einerseits durch Korrektur bereits getroffener Einsatzentscheidungen fiir Erzeugungs-,
Speicher- oder Verbrauchsanlagen (,Redispatch”im Wortsinn) und andererseits durch
erstmalige Einsatzentscheidungen fiir weitere Erzeugungs-, Speicher- oder Verbrauchs-
anlagen bereitstellen (siehe Kapitel 4.3).'5

Das Engpassmanagement dient im Falle strombedingter Netzengpésse der Sen-
kung der Wirkleistungsbelastung von Netzbetriebsmitteln durch Verringerung der dor-
tigen Lastfliisse. Zugleich muss eine ausgeglichene Systembilanz auch bei der verander-
ten Wirkleistungsbelastung sichergestellt werden, um die Einhaltung der Netzfrequenz
von 50 Hertz zu gewihrleisten. Im Falle des strombedingten Redispatch ist daher ein
energetischer Ausgleich erforderlich, um dem veranderten Anlagenfahrplan Rechnung
zu tragen. Sowohl die Entlastung des Netzengpasses als auch der energetische Aus-
gleich konnen durch einspeiseseitige wie entnahmeseitige Anpassungen der Wirkleis-
tungsbelastung des Stromnetzes erzielt werden.** Werden strombedingte Netzengpisse
durch hohe Einspeisung hervorgerufen, so kann ,vor“ dem Netzengpass entweder die
Netzeinspeisung reduziert oder die Wirkleistungsentnahme aus dem Netz erhoht wer-
den. Fiir den energetischen Ausgleich kann ,hinter” dem Netzengpass die Einspeisung
in das Netz erhoht oder die Entnahme aus dem Netz reduziert werden. Bei lastseitig
verursachten Netzengpiassen geht es umgekehrt um die Reduzierung der Entnahme
oder die Erhohung der Einspeisung ,hinter dem Netzengpass. ,,Vor* dem Netzengpass
muss zum energetischen Ausgleich die Einspeisung sinken oder die Entnahme steigen.

Im Falle spannungsbedingter Netzengpasse soll durch das Engpassmanagement
die Einhaltung des zuléssigen Spannungsbandes gewihrleistet werden. In der Regel
erfordert dies eine Anpassung der Blindleistungseinspeisung.”” Sollen Kraftwerke die
benoétigte Blindleistung zur Spannungshaltung erbringen, kann eine Anpassung der
Wirkleistungseinspeisung der Kraftwerke erforderlich werden, sei es durch Anfahren
stillstehender Kraftwerke auf Mindestwirkleistungseinspeisung oder durch Reduzie-
rung der Einspeisung unter Volllast laufender Kraftwerke.*® Auch bei spannungsbe-
dingten Netzengpassen ist in diesem Fall ein energetischer Ausgleich der verianderten
Wirkleistungseinspeisung erforderlich. Teilweise kann anstelle der Anpassung der
Blindleistungseinspeisung auch unmittelbar ein Wirkleistungsredispatch erfolgen, um
die Einhaltung des Spannungsbandes zu gew#hrleisten.

In der Regel treten Netzengpisse nur voriibergehend auf, bis das Netz bedarfs-
gerecht ausgebaut worden ist. Zu diesem Netzausbau sind die Netzbetreiber gemal3

14 Vgl. auch Art. 2 Nr. 20 Elektrizitatsbinnenmarktrichtlinie (EltBMRL) (zur Laststeuerung) (Richtlinie (EU) 2019/944);
BNetzA 2017-1.

15 Vgl. Deutscher Bundestag 2019-1.
16 Haiufig wird von ,Redispatch der Erzeugung” beziehungsweise ,Redispatch der Last“ gesprochen.

17  Auf die zur Einhaltung der Spannungsgrenzwerte erfolgende Anpassung von Blindleistungseinspeisung oder -entnah-
me selbst wird in dieser Studie nicht eingegangen, da ein anderer Produktmarkt betroffen ist, fiir den das Marktdesign
gesondert untersucht werden miisste.

18 BNetzA/BKartA 2019.
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§ 11 Abs. 1 S. 1 EnWG und den zugrunde liegenden unionsrechtlichen Normen*® grund-
satzlich verpflichtet. Erweiterte Netzausbauverpflichtungen gelten fiir EE- und Gru-
bengas-Anlagen nach § 12 EEG 2017 sowie fiir hocheffiziente KWK-Anlagen gemaB
§ 3 Abs.1S. 2 KWKGi. V. m. § 8 Abs. 4 und § 12 EEG 2017. Auch dem liegen unions-
rechtliche Verpflichtungen zugrunde.?° In gewissem Umfang konnen Netzengpisse
aber dennoch langerfristig bestehen, insbesondere soweit Netzbetreiber ausdriicklich
nicht verpflichtet sind, jeglichen Netzengpass zu beseitigen (kein Netzausbau ,bis zur
letzten Kilowattstunde®). GemaB § 11 Abs. 2 EnWG diirfen Netzbetreiber ihrer Netzpla-
nung im Rahmen der sogenannten Spitzenkappung die Annahme zugrunde legen, dass
die prognostizierte jahrliche Stromerzeugung je unmittelbar an ihr Netz angeschlossene
Erzeugungsanlage aus Windenergie an Land oder aus solarer Strahlungsenergie um
bis zu 3 Prozent reduziert werden darf. Nach der neuen Elektrizitatsbinnenmarktver-
ordnung (EItBMVO)2' darf bei der Netzplanung ein Redispatch von EE-Strom sogar in
erweitertem Umfang beriicksichtigt werden, wenn dies wirtschaftlich effizienter ist und
5 Prozent der jahrlichen Erzeugung in EE-Anlagen nicht {iberschreitet. Mitgliedstaaten,
in denen EE-Strom mindestens 50 Prozent des jahrlichen Bruttoendstromverbrauchs
ausmacht, diirfen abweichende Regelungen treffen.

2.2 Netzengpasse in der Energiewende

Die Energiewende hat wesentliche Auswirkungen auf die Entstehung von Netzeng-
passen und das Engpassmanagement. Im Folgenden werden zunéchst die im Zuge
der Energiewende entstehenden Herausforderungen dargestellt, die sich aus einer
verdanderten Auslastung der inldndischen, aber auch der ausliandischen Elektrizitatsver-
sorgungsnetze und der Grenzkuppelstellen ergeben. AnschlieBend wird auf die damit
einhergehenden erweiterten Moglichkeiten des Engpassmanagements eingegangen.

Das Elektrizitatsversorgungsnetz wurde auf Grundlage der bei seiner Planung
vorliegenden Informationen zur Verbindung von Kraftwerken und Verbrauchern er-
richtet und in der Folge eher graduell verdndert. Die Energiewende fiihrt jedoch zu ei-
ner deutlichen Verlagerung von Stromfliissen, fiir die das Elektrizitdtsversorgungsnetz
bislang nicht ausgelegt ist. Dies betrifft zunéchst die Verlagerung der Stromeinspei-
sung. Einerseits fallen Kraftwerksstandorte durch den Kernenergieausstieg und den
Kohleausstieg weg. Auch im Ubrigen wird die inléindische Versorgung aus konventi-
onellen Anlagen zunehmend durch (haufig finanziell geférderte) Stromerzeugung aus
erneuerbaren Energien mit iiberwiegend niedrigeren variablen Erzeugungskosten ver-
drangt. Andererseits entstehen neue Erzeugungsstandorte fiir EE-Anlagen an anderer
Stelle. Die Netznutzung wird hierbei zudem durch Wettereinfliisse beeinflusst, sodass
in den Wintermonaten die Windenergieeinspeisung in der Regel zunimmt und die
Einspeisung solarer Strahlungsenergie abnimmt, wiahrend es sich in den Sommermo-
naten in der Regel umgekehrt verhilt.2> Haufig sind EE-Anlagen aufgrund geringerer
Dimensionierung auch nicht mehr an das Ubertragungsnetz, sondern an das

19 Die Netzausbauverpflichtung ergibt sich derzeit fiir Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) aus Art. 12 der Richtlinie
2009/72/EG und fiir Verteilnetzbetreiber (VNB) aus Art. 25 der Richtlinie 2009/72/EG. Die bis zum 31.12.2020
umz_psetzende neue EItBMRL (Richtlinie (EU) 2019/944) enthélt entsprechende Regelungen fiir VNB in Art. 31 und
fiir UNB in Art. 40.

20 Vgl. Art. 16 Abs. 2 Buchst. a) der noch geltenden EE-Richtlinie (Richtlinie 2009/28/EG). Ab dem 01.01.2020 ergibt
sich eine dhnliche Verpflichtung aus Art. 13 Abs. 5 Buchst. a) EitBMVO (Verordnung (EU) 2019/943).

21 Verordnung (EU) 2019/943. Vgl. dort Art. 13 Abs. 5 Buchst. a).

22 Vgl. etwa BMWi 2019-1.
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Elektrizititsverteilernetz angeschlossen, sodass erzeugungsseitige Netzengpisse auch
auf den unteren Netzebenen verstiarkt auftreten. Neben strombedingten Netzengpas-
sen konnen insbesondere auch spannungsbedingte Netzengpésse aufgrund des Zubaus
dezentraler Erzeugungsanlagen in den unteren Netzebenen entstehen. Dariiber hinaus
konnen auch lastseitige Netzengpisse aufgrund verdanderter Stromfliisse haufiger auf-
treten. Ausschlaggebend sind vor allem neue Stromanwendungen wie Warmepumpen
und E-Mobilitdt mit moglichen hohen Gleichzeitigkeiten bei der Netznutzung und
dadurch erhohten Lastspitzen. Auch derartige lastseitige Netzengpiasse konnen insbe-
sondere auf den unteren Netzebenen auftreten.

Hinzu kommt eine Steigerung der Gesamterzeugungskapazitit im Rahmen der
Energiewende, die die erzeugungsseitige Netzbelastung erh6hen kann. Eine Steigerung
der Gesamterzeugungskapazitit ist zum einen erforderlich, um eine méglichst weitrei-
chende Deckung des Strombedarfs durch EE-Anlagen auch in Zeiten eingeschrankter
Verfiigbarkeit fluktuierender Energiequellen (Wind und Sonne) zu erzielen. Zum an-
deren ist eine Steigerung der Gesamterzeugungskapazitiat durch die Notwendigkeit
begriindet, Strom aus erneuerbaren Energien zunehmend in anderen Sektoren, ins-
besondere dem Wirmesektor, dem Verkehrssektor und der Industrie, zu nutzen, um
die dortigen Treibhausgasemissionen zu senken (,,Sektorenkopplung®). Damit einher
geht voraussichtlich eine Steigerung der Gesamtlast des Stromnetzes, die ihrerseits zu
Netzengpassen fiihren kann.

In der Konsequenz ergeben sich auch Veranderungen im internationalen Strom-
handel. Einerseits kann der Export konventionell erzeugten Stroms zunehmen, wenn
dieser von preisgilinstigerem EE-Strom im Inland verdringt wird. Andererseits kann es
zu einem zunehmenden Export von EE-Strom in Zeiten eines EE-Uberangebots im In-
land kommen. Umgekehrt kann ein unzureichendes Stromangebot aus EE-Anlagen im
Inland zu verstarkten Stromimporten fiihren. Dariiber hinaus ist auch der veranderte
Ordnungsrahmen durch das Gesetzespaket ,Saubere Energie fiir alle Europder” (Clean
Energy Package) zu beriicksichtigen. Nach der neuen Strombinnenmarktverordnung
muss bei allen kritischen Netzelementen bis zum Jahr 2025 eine Mindesttransport-
kapazitit in Hohe von siebzig Prozent der betriebssicheren Kapazitit fiir den gren-
ziiberschreitenden Stromhandel bereitgestellt werden (siehe Kapitel 3.2.2.2).23 Damit
konnen Netzengpisse innerhalb der deutschen Gebotszone grundsatzlich nicht mehr
durch restriktive Bewirtschaftung der Verbindungsleitungen an den Gebotszonengren-
zen reduziert werden.

Im Ergebnis steigt die Belastung einzelner Netzbetriebsmittel, aber auch die
Gesamtbelastung des Netzes. Dies erhoht die Gefahr von Netzengpassen. Wahrend im
Jahr 2012 nur 2.977 GWh und im Jahr 2013 2.847 GWh abgeregelt wurden,?4 betrug
dieser Wert im Jahr 2018 13.330 GWh?5 und in 2019 13.449 GWh.2%, Hierbei lagen die
gesamten Einspeisereduzierungen fiir den Redispatch der Ubertragungsnetzbetreiber
nach § 13 Abs. 1 oder § 13a EnWG bei 7.919 GWh (2018) bzw. 6.958 GWh (2019). Die
Einspeisereduzierungen von nach EEG oder KWKG geforderten Anlagen im Rahmen

23 Dies gilt fiir Handelsgeschifte {iber Strom sowohl aus erneuerbaren als auch aus konventionellen Energiequellen.
24 Vgl. BNetzA/BKartA 2014-1 und 2014-2.

25 Vgl. BNetzA/BKartA 2020.

26 Vgl. BNetzA 2020-1.
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des Einspeisemanagements nach § 14 EEG 2017 beliefen sich auf insgesamt 5.403 GWh
(2018) beziehungsweise 6.482 GWh (2019). Hinzu kamen AnpassungsmaBnahmen
nach § 13 Abs. 2 EnWG im vernachlassigbaren Umfang von 8 GWh (2018) beziehungs-
weise 9 GWh (2019).?” Typische Netzengpasssituationen betreffen zum einen Net-
zengpisse im Ubertragungsnetz zwischen Nord- und Siiddeutschland (vor allem bei
Starkwind), lokale Netzengpisse im Verteilernetz durch Einspeisung aus Wind- und
Solarparks sowie Netzengpisse vor allem im Niederspannungsnetz durch hohe Netzlast
aufgrund neuer Verbrauchsanlagen wie zum Beispiel Elektromobile und Warmepum-
pen. Die geografische Verteilung der Einspeisereduzierungen fiir den Redispatch im
Jahr 2018 zeigt Abbildung 1.

Absenkung
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Abbildung 1: Kraftwerksreduzierungen fiir den Redispatch auf Anweisung der deutschen Ubertragungsnetzbetrei-
ber im Gesamtjahr 2018%

27 Hierbei sind MaBnahmen nach § 13 Abs. 2 EnWG nicht notwendigerweise auf das Engpassmanagement beschrankt,
sondern konnen auch anderen Einsatzzwecken dienen (EnWG, 2020).

28 Darstellung nach: BNetzA/BKartA 2020 (Hrsg.) © GeoBasis-DE/BKG 2014 Stand: 19.09.2019.
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Netzengpissen ist insbesondere durch weiteren Netzausbau zu begegnen. Auf Uber-
tragungsnetzebene geht der Netzentwicklungsplan 2030 von einem Netzverstarkungs-
und Ausbaubedarf zwischen 11.480 und 12.090 Kilometern fiir das Jahr 2030 und
von 12.670 Kilometern fiir das Jahr 2035 aus. Auf Verteilernetzebene hat die Bundes-
netzagentur fiir die Jahre 2019 bis 2029 bei 59 befragten Stromnetzbetreibern 548
geplante oder im Bau befindliche Investitionsprojekte im Hinblick auf den Zubau von
EE-Stromerzeugungsanlagen ermittelt. Insgesamt wurden der Bundesnetzagentur zum
Stichtag 31.12.2018 iiber alle Spannungsebenen 2.352 MaBnahmen fiir den Zeitraum
bis 2029 vorgelegt, womit sich der Anstieg aus den Vorjahren fortsetzt.>

Vor diesem Hintergrund ist fraglich, inwieweit Netzengpésse mittelfristig durch
Netzausbau beseitigt werden konnen. Bedenken ergeben sich zum einen aus den lan-
gen Umsetzungszeitraumen fiir den Netzausbau, vor allem auf Ebene der Hochst- und
Hochspannungsnetze, die aus den aufwendigen Planungsprozessen sowie der fehlen-
den Akzeptanz bei den Betroffenen resultieren. Auch die bereits umgesetzten gesetzli-
chen MaBnahmen des NABEG 2.03° sowie weitere Uberlegungen des BMWi3* werden
voraussichtlich zwar zur Beschleunigung des Netzausbaus beitragen, Netzengpésse
aber nicht génzlich ausschlieBen konnen. Hinzu kommt, dass die Bundesnetzagentur
nur die NetzausbaumaBnahmen bestitigt, die sich im Hinblick auf unterschiedliche
energiewirtschaftliche Entwicklungen als erforderlich erweisen (,,No-Regret“-MaB-
nahmen),?? was den Umsetzungszeitraum einschriankt. Zum anderen werden Netzeng-
passe in gewissem Umfang auch dauerhaft hingenommen, da ein Netzausbau ,bis zur
letzten Kilowattstunde“ als unverhiltnismaBig teuer angesehen wird (insbesondere
Spitzenkappung nach § 11 Abs. 2 EnWG, Art. 13 Abs. 5 Buchst. a) EIltBMVO, siehe dazu
Abschnitt 2.1). Nicht auszuschlieBen ist, dass zukiinftig noch weitere Aspekte zu dauer-
haften Einschrankungen des Netzausbaus fithren konnten, etwa die Beriicksichtigung
der Auswirkungen des Netzausbaus auf die Umwelt oder das vom Netzausbau betroffe-
ne Privateigentum sowie allgemein die erheblichen Widerstiande gegen Netzausbauvor-
haben. Die Annahme einer zumindest in den néchsten Jahren steigenden Gefahr von
Netzengpiassen wird auch durch die Berechnungen zur erforderlichen Netzreservekraft-
werksleistung belegt. Die aktuelle Bedarfsfeststellung der Bundesnetzagentur belauft
sich fiir den Winter 2020/2021 auf 6.596 Megawatt und fiir das Jahr 2024/2025 auf
8.042 Megawatt, wobei die Empfehlungen der Kommission ,Wachstum, Strukturwan-
del und Beschiéftigung” (sogenannte Kohlekommission) zur Leistungsreduzierung von
Braunkohle- und Steinkohlekraftwerken bislang erst ndherungsweise beriicksichtigt
werden konnten.33

Zugleich bietet die Energiewende neue Moglichkeiten zur Bewaltigung von
Netzengpassen. Zum einen verbessern neue technologische und organisatorische
Entwicklungen, etwa die Einfiihrung intelligenter Messsysteme oder die Herausbil-
dung der Rolle von Aggregatoren, die Moglichkeiten netzdienlichen Verhaltens von
kleinen Verbrauchern, Erzeugern und Stromspeichern.3+ Die sektoreniibergreifende
Nutzung von Strom erweitert auBerdem die Moglichkeiten, Netzengpasse durch zu-
schaltbare Lasten und damit ohne Abregelung von Erzeugungsanlagen zu entlasten.

29 BNetzA/BKartA 2020.

30 Gesetz zur Beschleunigung des Energieleitungsausbaus, 2019.
31 Vgl. BMWi 2018; BMWi 2019-2.

32 Vgl. BNetzA 2019-1.

33 Vgl. BNetzA 2020-2.

34 Vgl. auch BMWi 2017.



I Netzengpdasse im Stromnetz als Herausforderung fiir das Energieversorgungssystem

Neben der direkten Nutzung von Strom in anderen Sektoren (zum Beispiel im Rah-
men von Power-to-Heat-Verfahren) kommt auch eine indirekte Stromnutzung nach
Umwandlung in andere Energietriger (beispielsweise Wasserstoff) in Betracht. Zudem
kann mittels Wasserelektrolyse erzeugter Wasserstoff als solcher oder nach Methanisie-
rung liber die (Erd-)Gasnetze oder gesonderte Wasserstoffnetze transportiert werden
und damit die Stromnetze entlasten. Gegebenenfalls kommt auch die Herstellung an-
derer synthetischer Energietrager, zum Beispiel synthetischer Kraftstoffe, in Betracht,
die auBerhalb des Stromnetzes transportiert werden kénnen.
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3 Regelungsfelder und Status quo

Im Folgenden werden drei mogliche Regelungsfelder hinsichtlich des Marktdesigns
fiir das Engpassmanagement unterschieden (siehe Tabelle 2). Ein erstes Regelungsfeld
betrifft den Einsatz eigener Betriebsmittel der Netzbetreiber fiir das Engpassmanage-
ment, etwa durch Netzschaltungen oder den Einsatz von Anlagen zur Blindleistungs-
kompensation (siehe Kapitel 3.1). Das zweite Regelungsfeld betrifft Instrumente, die
den Einsatz von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen Dritter (sogenannter
Dispatch) beeinflussen, um die Gefahr von Netzengpissen generell und im Vorfeld zu
reduzieren. Mogliche Instrumente sind vor allem die Einfiihrung von Knotenpreissyste-
men, die verbesserte Ausrichtung zonaler Preissysteme an strukturellen Netzengpédssen
sowie die Orientierung der Netzentgelte an der Netzauslastung (siehe Kapitel 3.2). Drit-
tens schlieBlich bedarf es geeigneter Instrumente der Netzbetreiber zur Beschaffung
von Flexibilitat fiir das Engpassmanagement, wenn die Gefahr eines Netzengpasses
eingetreten ist. In der Diskussion steht hier vor allem, ob und inwieweit eine marktba-
sierte Ausgestaltung gewihlt werden sollte (siehe Kapitel 3.3). Fiir jedes Regelungsfeld
wird ein Uberblick iiber die zu regelnden Fragen und den Status quo der Regelungen
gegeben.

Betroffene Anlagen

Netzbetriebsmittel Erzeugungs-, Speicher und Verbrauchsanlagen
Dritter

Regelungsfeld 2

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

Vermeidung von
Netzengpdssen Regelungsfeld 1
Einsatz von Netzbetriebsmitteln

durch Netzbetreiber
Regelungsfeld 3

Behebung von Zugriff des Netzbetreibers auf Flexibilitdt aus
Netzengpdssen Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen
Dritter, zum Beispiel Redispatch
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Tabelle 2: Regelungsfelder fiir das Engpassmanagement

3.1 Einsatz von Netzbetriebsmitteln

3.1.1 Regelungsaspekte

Netzbetreiber konnen fiir das Engpassmanagement teilweise eigene Netzbetriebsmit-
tel einsetzen. Derartige MafBnahmen konnen getroffen werden, um die Gefahr von
Netzengpassen generell und im Vorfeld zu vermeiden (zum Beispiel Blindleistungs-
kompensation). Netzbetreiber konnen eigene Netzbetriebsmittel aber auch einsetzen,
um konkrete Netzengpasse zu beheben (beispielsweise Netzschaltungen, bei denen der
Netzbetreiber die Topologie des Netzes durch Neuverschaltung von Netzteilen anpasst,
um die vorhandenen Netzbetriebsmittel besser auszunutzen). Ein Eingriff in Entschei-
dungen Dritter iiber den Einsatz ihrer Erzeugungs-, Speicher- oder Verbrauchsanlagen
erfolgt bei Einsatz eigener Betriebsmittel der Netzbetreiber per Definition nicht.
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Weiterer Regelung bedarf die Frage, ob und gegebenenfalls in welchem Um-
fang Netzbetreiber derartige Netzbetriebsmittel vorhalten diirfen. Das diesbeziigliche
Marktdesign steht in einer Wechselbeziehung zu der Entscheidung, inwieweit die Er-
bringung von Engpassmanagementleistungen Dritten iiberlassen werden soll. Hierbei
ist insbesondere zu beriicksichtigen, dass der Netzbetreiber beim Netzbetrieb iiber ein
natiirliches Monopol verfiigt, das er auf die Erbringung von Engpassmanagementleis-
tungen ausdehnen konnte.

3.1.2 Status quo

Nach derzeitiger Rechtslage ergeben sich Grenzen fiir die Vorhaltung von Netzbe-
triebsmitteln zum Zwecke des Engpassmanagements. Sie resultieren zum einen aus
den Entflechtungsanforderungen nach §§ 6 ff. EnWG, die die Wahrnehmung anderer
Aufgaben als des Netzbetriebs, vor allem in den Bereichen der Erzeugung und des
Vertriebs von Energie, durch Netzbetreiber beschrinken. Damit ist insbesondere eine
Mehrfachnutzung von Anlagen fiir Aufgaben des Netzbetriebs und fiir andere Zwecke,
insbesondere in wettbewerblichen Tatigkeitsbereichen, nur in engen Grenzen maglich,
was die Wirtschaftlichkeit der Vorhaltung von Netzbetriebsmitteln infrage stellen kann.
Zum anderen ergeben sich Grenzen fiir die Vorhaltung von Netzbetriebsmitteln selbst
bei Wahrnehmung von Aufgaben des Netzbetriebs. So sieht § 22 EnWG ausdriicklich
vor, dass Netzbetreiber Verlustenergie und Regelenergie nach transparenten, nicht dis-
kriminierenden und marktorientierten Verfahren zu beschaffen haben, was den Riick-
griff auf eigene Netzbetriebsmittel ohne wettbewerbliches Verfahren ausschlieBt. Die
angesprochenen Regelungen bringen zugleich zum Ausdruck, dass Einschrankungen
insbesondere im Hinblick auf die Vorhaltung von Anlagen fiir die Wirkleistungseinspei-
sung oder den Wirkleistungsbezug bestehen.

Die genannten Grenzen schlieen aber nicht aus, dass die Netzbetreiber in er-
heblichem Umfang Netzbetriebsmittel fiir Zwecke des Engpassmanagements vorhalten.
So kann der Netzbetreiber zum Beispiel Phasenschiebergeneratoren einsetzen, um
Blindleistung bereitzustellen, und damit die Notwendigkeit eines spannungsbedingten
Redispatch verringern. Die Vorhaltung solcher Phasenschiebergeneratoren durch Netz-
betreiber ist im derzeitigen Rechtsrahmen als zuléssig anerkannt.?s Diese Beurteilung
wird auch durch § 12 Abs. 3 S. 2 EnWG nahegelegt, wonach Netzbetreiber zur Gewéhr-
leistung der Versorgungssicherheit ,,im Rahmen des technisch Moglichen auch geeig-
nete technische Anlagen etwa zur Bereitstellung von Blind- und Kurzschlussleistung
nutzen [sollen], die keine Anlagen zur Erzeugung elektrischer Energie sind“.3° Gedacht
ist hierbei etwa an Kondensatorenanlagen, Kompensationsspulen, FACTS (flexible
Drehstrom-Ubertragungssysteme) oder Phasenschiebergeneratoren.3

Eine Sonderregelung fiir das Engpassmanagement enthilt § 11 Abs. 3 EnWG.3®
Danach kénnen Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) sogenannte besondere netztechni-
sche Betriebsmittel vorhalten, um die Sicherheit und Zuverlédssigkeit des Elektrizitits-
versorgungssystems bei einem tatsiachlichen ortlichen Ausfall eines oder mehrerer Be-
triebsmittel im Ubertragungsnetz wiederherzustellen. Die Vorschrift soll insbesondere

35 Vgl. etwa BNetzA/BKartA 2020; NetzA/BKartA 2019.

36 Die Vorschrift wird explizit auf eigene technische Anlagen der Netzbetreiber bezogen, vgl. Brucker/Giinther 2018,
Kommentierung zu § 12 EnWG Rz. 8.

37 Vgl. Deutscher Bundestag 2011-2 (Gesetzesbegriindung zum EnWG).

38 Die Vorschrift ersetzt den fritheren § 13k EnWG, der gemaB der Gesetzesbegriindung in § 11 Abs. 3 EnWG aufgeht, vgl.
Deutscher Bundestag 2017.
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fiir die Ubergangszeit bis zur Fertigstellung der geplanten Nord-Siid-HGU-Verbindun-
gen Gefahrdungen aufgrund von Netzengpéssen ausschlieBen.3° Der Begriff der ,,beson-
deren netztechnischen Betriebsmittel“ ist technologieoffen und umfasst insbesondere
Stromerzeugungsanlagen und abschaltbare Lasten. Mit Betrieb und gegebenenfalls
Errichtung der Anlagen sind jedoch Dritte zu beauftragen, sodass der UNB nach § 11
Abs. 3 EnWG lediglich iiber ein besonderes Zugriffsrecht verfiigt. UNB und BNetzA ha-
ben einen Bedarf an besonderen netztechnischen Betriebsmitteln in Stiddeutschland in
Hohe von 1,2 Gigawatt ermittelt, die ersten beiden Zuschlage fiir die Errichtung jeweils
eines 300-Megawatt-Kraftwerks wurden erteilt.4° Zulissig ist damit ausnahmsweise
sogar die Vorhaltung von Netzbetriebsmitteln fiir die Wirkleistungseinspeisung, aller-
dings beschrankt auf MaBnahmen bei einem tatsichlichen Ausfall von Betriebsmitteln
der UNB.# In diesem Fall ist der nachrangige Einsatz gegeniiber der Nutzung von Fle-
xibilitdten anderer Marktteilnehmer nicht vorgeschrieben.+*

Besondere Einschriankungen bestehen aufgrund des Unionsrechts fiir die Vor-
haltung von Stromspeichern als Netzbetriebsmittel. Art. 36 und 54 der Elektrizitatsbin-
nenmarktrichtlinie (EItBMRL)#3, die bis zum 31.12.2020 in nationales Recht umzuset-
zen sind, lassen Betrieb und Errichtung von Stromspeichern durch Netzbetreiber nur
in engen Grenzen und grundsitzlich nur dann zu, wenn kein ausreichendes Angebot
durch Dritte gewihrleistet ist. Auch die neu eingefiihrte Kategorie der sogenannten
vollstdndig integrierten Netzkomponenten (Fully Integrated Network Components —
FINCs) kann zwar Stromspeicher grundsitzlich umfassen; die Nutzung dieser Anlagen
fiir das Engpassmanagement ist gemaB Art. 2 Nr. 51 EItBMRL aber ausdriicklich aus-
geschlossen.

3.2 Dispatch von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen

Ein weiteres Regelungsfeld zur Bewaltigung von Netzengpassen betrifft Instrumente,
die den Einsatz von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen Dritter (sogenann-
ter Dispatch) beeinflussen, um die Gefahr von Netzengpassen generell und im Vorfeld
auszuschlieBen oder zumindest zu reduzieren. Das Marktdesign kann in verschiedener
Weise Vorgaben oder Anreize setzen, um den Anlageneinsatz entsprechend zu steuern.

3.2.1 Knotenpreissysteme

3.2.1.1 Regelungsaspekte

Ein effektives Marktdesign zur Vermeidung von Netzengpassen konnte in der Bildung
von Strompreisen fiir jeden Netzknoten (das heiBt jeden Einspeise- oder Entnahme-
punkt) liegen, wobei diese Preise die Gefahr von Netzengpéssen jeweils mit abbilden.
Im Idealfall wird hierdurch die Gefahr von Netzengpassen vollstandig ausgeschlossen.
Zusitzliche MaBnahmen der Netzbetreiber fiir das Engpassmanagement, insbesondere

39 Deutscher Bundestag 2017.
40 Vgl. BMWi 2019-1 (Zuschlag von TenneT fiir Uniper); Transnet BW 2019 (Zuschlag von Transnet BW fiir EnBW).
41 Deutscher Bundestag 2019-1.

42 Insbesondere ist die Regelung der Vorgéngervorschrift des § 13k Abs. 1S. 3 EnWG (a. F.) i. V. m. § 7 Abs. 2 Netzreser-
veverordnung (NetzResV) entfallen, wonach der Einsatz nur nachrangig zu geeigneten MaBnahmen nach § 13 Abs. 1
Nr. 1 und 2 sowie § 13a Abs. 1 EnWG erfolgen sollte.

43 Richtlinie (EU) 2019/944.
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korrigierende Eingriffe in den geplanten Anlageneinsatz (sogenannter Redispatch),
sind dann nicht mehr oder nur noch sehr eingeschriankt erforderlich.

Dieser Ansatz liegt den sogenannten Knotenpreisen (Nodal Pricing) zugrunde.+
Hierbei erfolgt die Strompreisbildung auf Grundlage eines Algorithmus durch einen
zentralen Akteur, zum Beispiel einen Independent System Operator (ISO). Dieser iiber-
nimmt zumindest Teile der Netzbetreiberaufgaben iiber alle einbezogenen Netzknoten,
insbesondere im Bereich des Engpassmanagements. Er beriicksichtigt bei der Preisbil-
dung einerseits die Gebote der Marktteilnehmer, andererseits die Transportkapazitaten
fiir den betreffenden Zeitraum sowie gegebenenfalls weitere Parameter.45 Knotenpreise
geben die Grenzkosten fiir eine zusatzliche Entnahme an dem jeweiligen Netzknoten
unter Beriicksichtigung der Transportkapazitdten an.+® Die Einsatzentscheidungen wer-
den auf zeitlich getrennten Marktstufen an den jeweils aktuellen Informationsstand an-
gepasst. Im Ergebnis wird der Strompreis fiir den physischen Handel an den einzelnen
Netzknoten jeweils gesondert festgelegt. Preise an Knoten, zwischen denen ein ausrei-
chender Leistungsaustausch ohne Netzrestriktionen moglich ist, gleichen sich an. So-
weit sich als Teil des Strompreises beim Stromtransport Engpassrenten zugunsten des
ISO ergeben, konnen diese zur teilweisen Deckung der Netzkosten verwendet werden.

3.2.1.2 Status quo

Ein Knotenpreissystem besteht derzeit weder in Deutschland noch in anderen Mit-
gliedstaaten der EU. Vielmehr findet in Deutschland ein zonales Preissystem Anwen-
dung, das innerhalb der deutschen Stromgebotszone ein restriktionsfreies Stromnetz
zugrunde legt (siehe Kapitel 3.2.2). Uber den Einsatz der Erzeugungs-, Speicher- und
Verbrauchsanlagen entscheiden die Marktteilnehmer (System des Self Dispatch), wobei
diese Gebote fiir ihr Gesamtportfolio abgeben und selbststindig die Zuordnung ver-
kaufter Energiemengen zu produzierenden Einheiten {ibernehmen. Die Optimierung
der Fahrweise des Anlagenparks und die Beriicksichtigung von dessen technischen Ei-
genschaften erfolgen in diesem Fall dezentral auf Basis individuell festgelegter Metho-
den durch die Marktteilnehmer und nicht durch einen zentralen Algorithmus mit vor-
gegebenen Schnittstellen.+” Auch in den meisten anderen EU-Mitgliedstaaten kommt
— teilweise portfoliobasiert, teilweise anlagenscharf — ein System des Self Dispatch zur
Anwendung (siehe Abbildung 2). Nur in den EU-Mitgliedstaaten Griechenland, Italien,
Irland (einschlieBlich Nordirland) und Polen werden Systeme mit zentraler Einsatz-
steuerung (Central Dispatch) verwendet. Diese weisen durch die zentrale Steuerung
eine gewisse Nahe zu Knotenpreissystemen auf und bieten grundsatzlich gleichfalls die
Moglichkeit, bereits bei der Einsatzplanung die Gefahr von Netzengpassen zu bertick-
sichtigen. Knotenpreise werden hierbei jedoch nicht gebildet.+®

44 Vgl. zu Knotenpreissystemen insbesondere Monitoring Analytics 2019; Consentec/Neon 2018; Kunz et al. 2016; Neu-
hoff et al. 2013.

45 Inden US-amerikanischen Knotenpreissystemen werden hédufig 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.

46 Vgl. Potomac Economics 2019-1; Wolak 2011. Ahnlich Consentec/Neon 2018.
47 Vgl. Neon/Consentec 2018.

48 Polen, das ein System des Central Dispatch anwendet, hat angekiindigt, die Einfithrung eines Knotenpreissystems zu
priifen.



Regelungsfelder und Status quo

- Zentraler Dispatch - Anlagenbasierter Self-Dispatch
I Portfolio-basierter Self-Dispatch [ ] Keine Daten

Abbildung 2: Typen des Marktdesigns fiir den Dispatch®

Knotenpreissysteme werden derzeit unter anderem in mehreren US-amerikanischen
Ubertragungsnetzen (Texas, New England, New York, Kalifornien sowie PJM, das 14
Bundesstaaten umfasst) sowie in Russland, Australien, Neuseeland und Singapur ange-
wendet. In den existierenden Systemen werden Knotenpreise meist nur auf den oberen
Netzebenen, insbesondere im Ubertragungsnetz, ausgewiesen. AuBerdem werden sie
haufig nur auf Einspeisepunkte angewendet, wiahrend fiir Entnahmepunkte teilweise
Durchschnittspreise in einer mehrere Knoten umfassenden Zone gebildet werden.
Erginzend werden gegebenenfalls Absicherungsgeschifte auf Basis finanzieller Uber-
tragungsrechte zwischen Knoten oder Zonen von mehreren Knoten abgeschlossen. In
Texas, einem Stromsystem etwa von der Grofe Deutschlands, werden Preise an rund
12.000 einzelnen Knoten ausgewiesen.5°

3.2.2 Zonale Preissysteme

3.2.2.1 Regelungsaspekte

Zonale Preissysteme legen innerhalb einer Stromgebotszone fiir die Zwecke des Strom-
handels ein engpassfreies Stromnetz zugrunde, das heiBt, der Stromhandel innerhalb
der jeweiligen Gebotszone wird nicht aufgrund von Netzengpissen eingeschriankt.

49 ENTSO-E WGAS 2018.
50 Consentec/Neon 2018.
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Hierbei kann eine Gebotszone als das groBte geografische Gebiet angesehen werden, in
dem Marktteilnehmer ohne Kapazititsvergabe (das heifit ohne die Zuweisung zonen-
iibergreifender Kapazitit) Energie austauschen konnen.5* Innerhalb der Gebotszone
kann sich daher ein einheitlicher StromgroBhandelspreis bilden. Sollte physikalisch
dennoch die Gefahr eines Netzengpasses innerhalb der Gebotszone auftreten, so muss
diese durch MaBnahmen der Netzbetreiber, zum Beispiel durch korrigierende Eingriffe
in den geplanten Anlageneinsatz (Redispatch), behoben werden (siehe Kapitel 3.3). Zo-
nale Strompreissysteme konnen mit anderen Mafnahmen des Engpassmanagements
kombiniert werden, insbesondere mit auslastungsorientierten Netzentgelten innerhalb
der Gebotszone (siehe Kapitel 3.2.3 und 3.2.4).

An den Gebotszonengrenzen werden dem Stromhandel hingegen nur beschrank-
te Ubertragungskapazititen zur Verfiigung gestellt. Die Ubertragungskapazititen
werden insbesondere durch implizite oder explizite Auktionen bewirtschaftet. Bei
impliziten Auktionen werden die Vergabe der Ubertragungskapazitit und das Strom-
handelsgeschift als Einheit betrachtet und in einem Geschéft abgewickelt, sodass der
Strompreis auch die Netzengpisse zwischen Gebotszonen abbildet. Bei expliziten Ka-
pazititsauktionen wird hingegen das Recht zur Nutzung der begrenzten Ubertragungs-
kapazitit auf einem eigenen Markt vor Abschluss des Stromhandelsgeschéfts vergeben.
Das Stromhandelsgeschéft wird anschlieBend unter Beriicksichtigung der zuvor abge-
schlossenen Kapazititsgeschifte getitigt.5? Im Idealfall sind zuséitzliche MaBnahmen
der Netzbetreiber zur Bewiltigung von Netzengpidssen an den Gebotszonengrenzen,
insbesondere Redispatch-MaBnahmen, daher nicht erforderlich. Wenn allerdings die
dem Stromhandel zur Verfiigung gestellte zoneniibergreifende Kapazitit hoher ange-
setzt wurde als die physikalisch verfiigbare Ubertragungskapazitit, so konnen dennoch
Eingriffe der Netzbetreiber erforderlich werden.

Zonale Strompreissysteme sind umso besser zur Bewéltigung von Netzengpassen
geeignet, je besser die Gebotszonengrenzen strukturelle Netzengpéasse abbilden und je
weniger gebotszoneninterne strukturelle Netzengpasse bestehen bleiben.

3.2.2.2 Status quo

Derzeit bildet Deutschland gemaB § 3a S. 1 StromNZV33, ebenso wie die meisten ande-
ren Mitgliedstaaten der EU, eine einheitliche Stromgebotszone, das heifit, der Strom-
handel innerhalb Deutschlands ist ohne Kapazititsbegrenzung moglich. Von den Mit-
gliedstaaten der EU und des Europiischen Wirtschaftsraums (EWR) haben derzeit nur
Danemark, Italien, Norwegen und Schweden ihr Staatsgebiet in mehrere Gebotszonen
aufgeteilt. Demgegeniiber sind die Stromhandelskapazititen zwischen Deutschland
und seinen Anrainerstaaten in der Regel begrenzt. Lediglich die Stromhandelskapazi-
taten zwischen Deutschland und Luxemburg werden derzeit nicht eingeschrankt. Die
gemeinsame Gebotszone mit Osterreich wurde hingegen zum 01.10.2018 aufgegeben
und nur noch eine langfristige Mindesthandelskapazitdt in Héhe von 4.900 Megawatt
garantiert. An der Gebotszonengrenze zu West-Dinemark hat der zustindige Uber-
tragungsnetzbetreiber TenneT im Rahmen eines Missbrauchsverfahrens nach Art. 102

51 Vgl. auch Art. 2 Nr. 65 und Nr. 66 EItBMVO (Verordnung (EU) 2019/943).
52 Pritzsche 2009; Reimers 2014.
53 Verordnung iiber den Zugang zu Elektrizititsversorgungsnetzen, StromNZV, 2019.

54 Vgl. BNetzA 2017-2. Die Entscheidung des Europiischen Gerichts v. 24.10.2019, Rs. T-332/17, E-Control vs. ACER,
lasst die RechtméBigkeit der Gebotszonentrennung offen.
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AEUVS eine groftmogliche Ubertragungskapazitit, mindestens aber eine stiindliche
Ubertragungskapazitit in Hohe von 1.300 Megawatt (rund 75 Prozent der technischen
Ubertragungskapazitit) zugesagt, die nach weiterem Netzausbau bis zum 01.01.2026
auf eine stiindliche Ubertragungskapazitiit in Hohe von 2.625 Megawatt erhoht werden
muss.5®

Die Bewirtschaftung der Gebotszonengrenzen hat gemaf Art. 16 Abs. 1 EtBMVO
diskriminierungsfrei, marktbasiert und nicht transaktionsbezogen (das heit ohne Un-
terscheidung zwischen den Vertrigen einzelner Marktteilnehmer) zu erfolgen.’” Hierbei
konnen gemaB Art. 16 Abs. 5 EItBMVO sowohl explizite Kapazitatsauktionen als auch
implizite Auktionen fiir sowohl Kapazitit als auch Energie zur Anwendung kommen.
Fiir die Berechnung der verfiigbaren Stromhandelskapazitdten zwischen Gebotszonen
werden zwei unterschiedliche Verfahren angewendet. Im Falle der Ermittlung der soge-
nannten Net Transfer Capacity (NTC) stimmen die Ubertragungsnetzbetreiber die zur
Verfiigung stehenden Handelskapazitidten — insbesondere fiir langerfristige Kapazita-
ten — beidseitig grenziiberschreitend untereinander ab. Beim sogenannten Flow-Based
Market Coupling (FBMC), das in der Region Zentralwesteuropa (CWE) zur Anwendung
kommt, werden hingegen alle sich im betrachteten Bereich ergebenden Stromfliisse
einbezogen, also nicht nur eine einzelne Grenze betrachtet.>® Bei der Bewirtschaftung
der grenziiberschreitenden Kapazitiaten bestehen Wechselwirkungen zwischen der
Nutzung der Kuppelkapazitdten zu unterschiedlichen anderen Gebotszonen. Derzeit
werden bestimmte Kapazititsberechnungsregionen? gebildet, innerhalb derer die Kup-
pelkapazitdten vorrangig gegeniiber solchen zu anderen Regionen oder zu Drittstaa-
ten genutzt werden konnen.®® Derzeit bestehen zehn Kapazitdatsberechnungsregionen
i. S. v. Art. 15 der Verordnung (EU) 2015/1222 (sogenannte CACM-VO)®: Nordic, Han-
sa, Core, Italy North, Greece-Italy (GRIT), South-West Europe (SWE), Ireland and UK
(IU), Channel, Baltic, South-East Europe (SEE).%*

Der Gebotszonenzuschnitt ist auf Grundlage der CACM-VO zu iiberpriifen. Unter
anderem sieht Art. 34 Abs. 1 CACM-VO vor, dass die Agentur fiir die Zusammenarbeit
der Energieregulierungsbehorden ACER alle drei Jahre die Effizienz der aktuellen
Gebotszonenkonfiguration iiberpriift, wobei ENTSO-E einen technischen Bericht iiber
die aktuelle Gebotszonenkonfiguration aufzustellen hat und ACER einen Marktbericht
erstellt, in dem die Auswirkungen der aktuellen Gebotszonenkonfiguration auf die
Markteffizienz bewertet werden. Sofern technischer Bericht oder Marktbericht Ineffizi-
enzen in der aktuellen Gebotszonenkonfiguration aufzeigen, kann ACER die UNB zur
Uberpriifung der vorhandenen Gebotszonenkonfiguration auffordern. Dariiber hinaus
kann eine Uberpriifung gemiB Art. 32 Abs. 1 CACM-VO auch auf anderem Wege ini-
tiiert werden. Die Kriterien fiir die Uberpriifung richten sich nach Art. 33 CACM-VO

55 Vertrag tiber die Arbeitsweise der Européischen Union, AEUV, 2012.
56 Europidische Kommission 2018; TenneT TSO 2018.

57 Besonderheiten gelten fiir die Gebotszonengrenze zur Schweiz als Nicht-EU- und Nicht-EWR-Mitgliedstaat. Insbe-
sondere sieht das Schweizer Energierecht Vorriange fiir Grenzkraftwerke und fiir Lieferungen aufgrund internationaler
Bezugs- und Liefervertrége vor, vgl. Pirker 2019.

58 Vgl. ndher BNetzA/BKartA 2019. Die BNetzA sieht in ihrer Genehmigung des Szenariorahmens fiir den Netzentwick-
lungsplan Strom 2019—-2030 erstmals das FBMC an allen Grenzen Deutschlands zu den Nachbarstaaten vor, vgl.
BNetzA 2018.

59 GemadB Art. 2 Nr. 3 CACM-VO ist eine Kapazititsberechnungsregion ein geografisches Gebiet, in dem die koordinierte
Kapazitatsberechnung vorgenommen wird (Verordnung (EU) 2015/1222).

60 Vgl. ACER 2019.
61 Verordnung (EU) 2015/1222 zur Festlegung einer Leitlinie fiir die Kapazitdtsvergabe und das Engpassmanagement.
62 ACER 2016.
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und orientieren sich an Netzsicherheit, Markteffizienz und Stabilitidt beziehungsweise
Robustheit der Gebotszonen. Die Uberpriifung erfolgt im Rahmen von Szenarien, die
eine Reihe wahrscheinlicher Infrastrukturentwicklungen fiir einen Zeitraum von zehn
Jahren bertiicksichtigen. Nach Vorlage eines gemeinsamen Vorschlags der beteilig-
ten UNB zur Beibehaltung oder Anderung der Gebotszonenkonfiguration haben die
Mitgliedstaaten beziehungsweise deren Regulierungsbehorden eine diesbeziigliche
Einigung zu erzielen. Eine Durchsetzung gegen den Willen eines Mitgliedstaats be-
ziehungsweise einer Regulierungsbehorde ist in der CACM-VO nicht vorgesehen. Der
auf Grundlage von § 32 Abs. 4 Buchst. b) iii) CACM-VO in 2018 verabschiedete erste
Bidding-Zone-Review des ENTSO-E ergab, dass keine ausreichenden Belege fiir eine
Anderung oder Beibehaltung der aktuellen Gebotszonenkonfiguration vorlagen, wes-
halb die Empfehlung ausgesprochen wurde, diese zunichst beizubehalten.®s

Die Uberpriifung des Gebotszonenzuschnitts wurde inzwischen durch die EltB-
MVO weiterentwickelt, die im Wesentlichen ab dem 01.01.2020 Anwendung findet. Die
CACM-VO ist nunmehr als Durchfiihrungsrechtsakt zur EItBMVO anzusehen.®* GemaB
Art. 14 Abs. 1 EItBMVO miissen die Gebotszonen in der Union so gestaltet sein, dass
groBBtmogliche wirtschaftliche Effizienz sichergestellt ist und sich gemi8 Art. 16 EltBM-
VO moglichst viele Moglichkeiten zum zoneniibergreifenden Handel ergeben, wahrend
gleichzeitig die Versorgungssicherheit erhalten bleibt. Hierzu miissen den Gebotszo-
nengrenzen zum einen langfristige strukturelle Engpisse in den Ubertragungsnetzen
zugrunde liegen;% die Gebotszonen diirfen zum anderen grundsitzlich keine internen
strukturellen Engpisse aufweisen. Eine Ausnahme besteht, wenn diese Engpésse keine
Auswirkungen auf benachbarte Gebotszonen haben. Voriibergehend sind solche Eng-
passe auBerdem dann zulassig, wenn ihre Auswirkungen auf benachbarte Gebotszonen
durch EntlastungsmaBnahmen® gemindert werden und sie keine Verringerung der
zoneniibergreifenden Handelskapazitat bewirken. Entsprechend sieht Art. 16 Abs. 8
EItBMVO vor, dass die Ubertragungsnetzbetreiber die den Marktteilnehmern zur Ver-
fiigung zu stellende Verbindungskapazitat nicht beschranken diirfen, um einen Engpass
in ihrer eigenen Gebotszone zu beheben oder um Stromfliisse zu bewéltigen, die auf-
grund von Transaktionen innerhalb der Gebotszonen entstanden sind. Diese Anforde-
rung gilt als erfiillt, wenn fiir den zoneniibergreifenden Handel eine Mindestkapazitit
von 70 Prozent der koordinierten Nettoiibertragungskapazitit beziehungsweise der
bei lastflussgestiitzten Ansatzen gesetzten Grenze bereitgestellt wird. Die verbleibende
Gesamtmenge von 30 Prozent kann auf jedem kritischen Netzelement fiir Zuverléssig-
keitsmargen, Ringfliisse und interne Stromfliisse verwendet werden.®”

Zur Uberpriifung des Gebotszonenzuschnitts erstellt ENTSO-E gemiB Art. 14
Abs. 2 EitBMVO alle drei Jahre einen Bericht iiber strukturelle Engpasse und andere
erhebliche physikalische Engpésse zwischen und in Gebotszonen. Zudem wird gemaf

63 ENTSO-E 2018.
64 Vgl. ACER 2019.

65 ,Struktureller Engpass“ bezeichnet gemiB Art. 2 Nr. 6 EItBMVO einen Engpass im Ubertragungsnetz, der eindeutig
festgestellt werden kann, vorhersehbar ist, geografisch iiber ldngere Zeit stabil bleibt und unter normalen Bedingun-
gen des Stromsystems hiufig wiederauftritt (Verordnung (EU) 2019/943). Eine weitgehend identische Definition
enthilt Art. 2 Nr. 19 CACM-VO (Verordnung (EU) 2015/1222). Das BMWi geht auf Grundlage einer Analyse der vier
deutschen UNB davon aus, dass strukturelle Engpisse iiber das gesamte deutsche Ubertragungsnetz verteilt seien und
keinen eindeutigen Weg fiir den Verlauf einer Gebotszonenteilung vorzeichneten, vgl. BMWi 2019-2.

66 (}eméﬁ Art. 2 Nr. 13 CACM-VO bezeichnet ,EntlastungsmaBnahme“ jede MaBnahme, die von einem oder mehreren
UNB manuell oder automatisch zur Wahrung der Betriebssicherheit ergriffen wird. Hierzu gehoren insbesondere
Redispatch und Countertrading, vgl. Erwéagungsgrund 10 der CACM-VO (Verordnung (EU) 2015/1222).

67 Zur Umsetzung der Mindestiibertragungskapazitét von siebzig Prozent hat ACER eine Empfehlung erlassen, vgl.
ACER 20109.
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Art. 14 Abs. 3 EItBMVO eine Uberpriifung der Gebotszonen in Ubereinstimmung mit
der CACM-VO durchgefiihrt. Werden in dem Bericht nach Art. 14 Abs. 2 EItBMVO
oder in der Uberpriifung der Gebotszonen strukturelle Engpisse festgestellt, so muss
der Mitgliedstaat mit festgestellten strukturellen Engpassen gemif Art. 14 Abs. 7 Elt-
BMVO in Zusammenarbeit mit seinen Ubertragungsnetzbetreibern entweder Aktions-
plane gemaB Art. 15 EItBMVO zur Verringerung der strukturellen Engpésse festlegen
oder seine Gebotszonenkonfiguration iiberpriifen und anpassen. Entscheidet sich der
Mitgliedstaat fiir eine Anderung der Gebotszonenkonfiguration, so miissen die maB-
geblichen Mitgliedstaaten binnen sechs Monaten einen einstimmigen Beschluss hierzu
fassen. Gelingt dies nicht, so erldsst die Kommission als letztes Mittel einen Beschluss,
ob die Gebotszonenkonfiguration in und zwischen jenen Mitgliedstaaten gedndert oder
beibehalten werden soll. Entscheidet sich der Mitgliedstaat stattdessen fiir die Annah-
me eines Aktionsplans, so muss er bis zum 31.12.2025 eine Mindestiibertragungskapa-
zitdt von 70 Prozent gemif Art. 16 Abs. 8 EItBMVO erreichen und hierzu eine lineare
Verlaufskurve einhalten, vgl. Art. 15 Abs. 2 EItBMVO.68 Die Kosten der hierfiir gegebe-
nenfalls notwendigen EntlastungsmaBnahmen tragt der den Aktionsplan umsetzende
Mitgliedstaat. Sechs Monate vor Ablauf des Aktionsplans muss er festlegen, ob er seine
verbleibenden internen Engpisse durch Anderung seiner Gebotszone oder durch Ent-
lastungsmaBnahmen angeht, vgl. Art. 15 Abs. 6 EItBMVO. Dementsprechend kann ein
Neuzuschnitt der Gebotszone auch nach 2025 verhindert werden, wenn der Mitglied-
staat auf eigene Kosten entsprechende AusgleichsmaBnahmen ergreift.

Eine Uberpriifung des Gebotszonenzuschnitts und der fiir den zoneniibergrei-
fenden Handel zur Verfiigung gestellten Kapazitit ist dariiber hinaus nach Art. 102
AEUV moglich, wenn ein Missbrauch einer marktbeherrschenden Stellung vorliegt.
So ging die Kommission nach Art. 102 AEUV von einer marktbeherrschenden Stellung
des schwedischen Ubertragungsnetzbetreibers Svenska Kraftnit auf dem schwedischen
Stromiibertragungsmarkt aus und erkliarte im Rahmen einer Zusagenentscheidung die
Trennung des schwedischen Ubertragungssystems in vier Gebotszonen fiir verbind-
lich.” Im Jahr 2018 hat der deutsche Ubertragungsnetzbetreiber TenneT, wie bereits
dargestellt, an der Gebotszonengrenze zu West-Danemark im Rahmen eines Miss-
brauchsverfahrens nach Art. 102 AEUV eine stiindliche Ubertragungskapazitit in Héhe
von zunéchst 1.300 Megawatt und bis zum 01.01.2026 in Hohe von 2.625 Megawatt
zugesagt. In der Konsequenz konnen in erheblichem Umfang MaBnahmen von TenneT
zur Engpassentlastung, zum Beispiel durch gebotszoneninternen oder gebotszonen-
tibergreifenden Redispatch, erforderlich werden.”

3.2.3 Auslastungsorientierte Netzentgelte

3.2.3.1 Regelungsaspekte

Eine Beriicksichtigung von Netzengpissen bei dem Dispatch von Erzeugungs-, Spei-
cher- oder Verbrauchsanlagen kann auch durch eine Ausgestaltung der Netzentgelt-
systematik gefordert werden, die bei kritischer Netzauslastung zu steigenden Netzent-
gelten fiihrt. Dies setzt fiir kritische Nutzungsfille einen Anreiz, die Netznutzung an die
Strom- und Spannungsgrenzwerte anzupassen, sodass die Gefahr von Netzengpéssen

68 Deutschland hat Ende 2019 einen solchen Aktionsplan vorgelegt, vgl. BMWi 2019-2.
69 Vgl. auch Erwigungsgrund 31 der EItBMVO (Verordnung (EU) 2019/943).

70 Europdische Kommission 2010.

71 Dies zeigt auch BNetzA 2020-1.
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sinkt. Hierbei ergibt sich eine Lenkungswirkung fiir die Netznutzung aus dem Zusam-
menspiel von Netzentgelt, Strombeschaffungspreis und sonstigen Strompreisbestand-
teilen (Steuern, Abgaben, Umlagen). Die Lenkungswirkung ist umso grofer, je starker
sich das Netzentgelt bei kritischer Netzauslastung verteuert.

Eine Lenkungswirkung entfalten auslastungsorientierte Netzentgelte allerdings
nur bei Netznutzern, die netzentgeltpflichtig sind, fiir die die Netzentgelte spiirbar
werden, und die die Hohe der Netzentgelte durch ihr Verhalten beeinflussen konnen.

Dies ist im derzeitigen System nur bei einem Teil der Netznutzer der Fall: Derzeit
sind nur die Stromverbraucher, nicht aber die Stromeinspeiser netzentgeltpflichtig.
Und Kleinkunden werden nach einem Standardlastprofil abgerechnet, so dass ihr Netz-
nutzungsverhalten die Hohe der zu zahlenden Netzentgelte nicht beeinflusst. Daher
wiren weitere Anderungen erforderlich. Diese konnten etwa eine viertelstiindliche
Verbrauchsmessung fiir weitere Kundengruppen und deren Nutzung fiir die Netzent-
geltabrechnung umfassen. Hinsichtlich der Lenkungswirkung fiir Einspeiser konnen
auch verbraucherseitige auslastungsorientierte Netzentgelte je nach Ausgestaltung wi-
derspiegeln, ob die korrespondierende Einspeisung engpassrelevant ist. Damit konnte
mittelbar eine engpassentlastende Lenkungswirkung auch auf die Einspeisung erzielt
werden. Einspeiseseitige Netzentgelte sind aber jedenfalls bei Stromexporten relevant.
Zahlen nur die Verbraucher Netzentgelte, gibe es bei Stromlieferungen in das Ausland
keinen Anreiz, die Belastungen fiir das Stromnetz zu reduzieren.

Auslastungsorientierte Netzentgelte stellen den einheitlichen StromgroBhandel-
spreis innerhalb einer Stromgebotszone formal nicht infrage. Auf der Einspeiseseite
miissen etwaige Einspeiseentgelte jedoch in den Strompreisgeboten beriicksichtigt
werden, sodass die Einspeisung in engpassbelasteten Regionen gegebenenfalls nicht
zum Zuge kommt. Auf der Entnahmeseite fallen Netzentgelte neben dem Strompreis an
und beeinflussen damit die Abnahmeentscheidung. In Summe ergibt sich eine differen-
zierte Kostenbelastung, die zu einer engpassentlastenden Netznutzung fithren kann.”
Auslastungsorientierte Netzentgelte konnen auch in Verbindung mit einem zonalen
Preissystem Anwendung finden.

3.2.3.2 Status quo

Die derzeitige Netzentgeltsystematik beriicksichtigt Netzengpasse grundsitzlich nicht.
Art. 18 Abs. 3 EItBMVO sieht zwar vor, dass von der Hohe der gegeniiber Erzeugern
und/oder Endkunden erhobenen Tarife erforderlichenfalls standortbezogene Preissig-
nale auf Unionsebene ausgehen und dass diese Tarife unter anderem dem Umfang der
verursachten Engpésse und den Kosten von Investitionen in die Infrastruktur Rech-
nung tragen. Zudem konnen gemifB Art. 18 Abs. 7 EItBMVO in Mitgliedstaaten, die
intelligente Messsysteme verwenden, abgestufte Netztarife eingefiihrt werden, um die
Nutzung des Netzes auf eine fiir die Endkunden transparente, kosteneffiziente und vor-
hersehbare Weise zum Ausdruck zu bringen. Die Parameter fiir die Bemessung der Net-
zentgelte in Deutschland sehen derzeit jedoch grundsatzlich keine Beriicksichtigung der
Netzauslastung vor (vgl. §§ 16 und 17 Stromnetzentgeltverordnung StromNEV). Zudem
werden Kleinkunden nach einem Standardlastprofil abgerechnet. Das bedeutet, dass
ihr Netznutzungsverhalten die Hohe der zu zahlenden Netzentgelte nicht beeinflusst.

72 Vgl. auch Monopolkommission 2017.
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SchlieBlich sind derzeit nur die Stromverbraucher, nicht aber die Stromeinspeiser net-
zentgeltpflichtig (vgl. § 15 Abs. 1 S. 2 StromNEV).

Die Netzauslastung findet im Rahmen der Netzentgeltsystematik derzeit nur
ausnahmsweise Bertiicksichtigung. Einfluss auf die Hohe der Netzentgelte hat die Netz-
auslastung zum einen bei expliziten Auktionen von zoneniibergreifender Ubertragungs-
kapazitit; diese liegt jedoch auBerhalb der allgemeinen Netzentgeltsystematik fiir die
Netznutzung innerhalb der Gebotszone (siehe Kapitel 3.2.2). Zum anderen kann bei der
Bildung individueller Netzentgelte nach dem Vorliegen von Netzengpassen differen-
ziert werden.” Hier sieht § 19 Abs. 2 S. 1 StromNEV reduzierte Netzentgelte vor, wenn
der Hochstlastbeitrag eines Letztverbrauchers vorhersehbar und erheblich von der
zeitgleichen Jahreshochstlast aller Entnahmen aus der betroffenen Netz- oder Umspan-
nebene abweicht. In diesen Fillen tragt der Netznutzer zur Entlastung der Netze bei.”
Eine Netzentgeltreduktion ist anzubieten, wenn die individuelle Jahreshochstlast des
Netznutzers auBerhalb der vom Netzbetreiber definierten Hochlastzeitfenster fiir die
jeweilige Netz- oder Umspannebene liegt.”> Die Regelung hat etwa fiir den Strombezug
von Pumpspeicherkraftwerken erhebliche praktische Bedeutung, ermdglicht allerdings
nur in sehr eingeschrankter Weise eine zutreffende Abbildung der Netzauslastung, da
die Hochlastzeitfenster jahrlich im Voraus sowie einheitlich pro Quartal und fiir die
gesamte Netz- oder Umspannebene festgelegt werden. Zudem erméglicht die Regelung
den Netzbetreibern keine verlassliche Planung, da die Meidung der Hochlastzeitfenster
nicht verbindlich vorgeschrieben ist.”

Umgekehrt entfalten das System der Anreizregulierung und die derzeitige Net-
zentgeltsystematik teilweise gegenldufige Anreize im Hinblick auf die Beriicksichti-
gungsfihigkeit und die Hohe der Netzentgelte. Dies beeintrachtigt insbesondere das
Engpassmanagement durch Einsatz zuschaltbarer Lasten. Auf Ebene der Anreizregulie-
rungsverordnung (ARegV) unterliegt die Kostenanerkennung bei Einsatz zuschaltbarer
Lasten grofBeren Einschriankungen als bei Abregelung von Erzeugungsanlagen, da die
Kosten fiir zuschaltbare Lasten — anders als fiir Redispatch nach § 13a EnWG oder fiir
Einspeisemanagement nach § 14 EEG 2017 — nicht als dauerhaft nicht beeinflussbare
Kostenanteile i. S. v. § 11 Abs. 2 ARegV anerkannt werden. Damit hiangt ihre Beriick-
sichtigungsfiahigkeit zum einen vom Anfall im Basisjahr der jeweiligen Regulierungspe-
riode ab, zum anderen erhohen diese Kosten die Netzkosten im Effizienzvergleich mit
dem Risiko eines schlechteren Effizienzwerts.”” Hemmnisse auf Ebene der Netzentgelt-
systematik ergeben sich insbesondere aus § 19 Abs. 2 S. 2 StromNEYV, der eine Netzent-
geltreduzierung an Abnahmestellen mit einer kalenderjahrlichen Entnahme von mehr
als 10 Gigawattstunden vorsieht, wenn mindestens 7.000 Jahresbenutzungsstunden
erreicht werden. Eine durch den Einsatz zuschaltbarer Lasten erhohte Spitzenlast kann
die Erreichung der erforderlichen Jahresbenutzungsstundenzahl erschweren. Dariiber
hinaus wird die Bereitstellung von Flexibilitit fiir das Engpassmanagement zum Bei-
spiel nach § 17 Abs. 2 StromNEV durch die Beriicksichtigung der Jahreshochstlast bei
der Bestimmung der Netzentgelte (Jahresleistungsentgelt) und durch die Beriicksich-
tigung der entnommenen elektrischen Arbeit (Arbeitsentgelt) sowie nach § 19 Abs. 2

73 Zur Regelung des § 14a EnWG vgl. unten 3.2.4.

74 StromNEV, 2019.

75 Vgl. im Einzelnen BNetzA 2013.

76 Vgl. Consentec/Fraunhofer ISI 2018-1; dena 2019.
77 Vgl. dena 2019.
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S. 1 StromNEV durch die Verkniipfung der Entgeltreduktion mit der Vermeidung des
Eintritts der individuellen Jahreshochstlast innerhalb der Hochlastzeitfenster des An-
schlussnetzes behindert.”? Eine Ausnahme bei netzdienlichem Mehrverbrauch ist in
den angesprochenen Regelungen nicht vorgesehen.”

3.2.4 Punktuelle Dispatchvorgaben

3.2.4.1 Regelungsaspekte

Neben den dargestellten generellen Ansitzen sind punktuelle Regelungen zur Be-
riicksichtigung von Netzengpassen beim Dispatch von Erzeugungs-, Speicher- und
Verbrauchsanlagen Dritter denkbar. Derartige Regelungen kénnen insbesondere die
Netznutzung durch bestimmte Anlagen, in bestimmten Regionen oder zu bestimmten
Zeiten mittels ordnungsrechtlicher Vorgaben pauschal begrenzen. Dariiber hinaus ist
denkbar, dem Netzbetreiber Steuerungsrechte einzurdumen, um die Netznutzung —
unentgeltlich oder gegen finanzielle Gegenleistung — einzuschranken.

3.2.4.2 Status quo

Das deutsche Recht enthilt derzeit in § 9 Abs. 2 Nr. 2 Buchst. b) EEG 2017 die Vorgabe,
dass Betreiber von Solaranlagen mit einer installierten Leistung von héchstens 30 Ki-
lowatt, deren Einspeiseleistung nicht ferngesteuert reduzierbar ist, die maximale Wirk-
leistungseinspeisung in das Netz auf 70 Prozent der installierten Leistung begrenzen
miissen. Diese Einschriankung dient insbesondere der Verringerung des Netzausbau-
bedarfs® und damit auch der Vermeidung von Netzengpissen. Eine teilweise dhnliche
Wirkung entfaltete das Photovoltaik (PV)-Batteriespeicherprogramm des Bundes:
Dieses verkniipfte die finanzielle Forderung von PV-Batteriespeichersystemen mit einer
Begrenzung der maximalen Netzeinspeisung der PV-Anlage. Uber dieses Programm
wurden bis zu seinem Auslaufen Ende 2018 circa 33.000 Systeme gefordert.®

§ 14a EnWG sieht reduzierte Netzentgelte fiir Letztverbraucher vor, die dem
Netzbetreiber die netzdienliche Steuerung von steuerbaren Verbrauchseinrichtungen
— wie zum Beispiel Speicherheizungen, Warmepumpen oder Elektromobilen — mit se-
paratem Zahlpunkt {iberlassen. Damit werden Netzengpasse zwar nicht unmittelbar in
der Netzentgeltsystematik abgebildet; es werden aber Anreize gesetzt, zur Vermeidung
von Netzengpassen steuernde Eingriffe des Netzbetreibers in das Lastverhalten zuzu-
lassen. In der Praxis finden derartige Netzentgeltreduzierungen bislang vor allem im
Falle von Nachtspeicherheizungen und Warmepumpen Anwendung. Mangels naherer
Vorgaben durch eine Rechtsverordnung ist die Anwendung insbesondere hinsichtlich
der anzuwendenden Steuerungstechnik und der Hohe der Netzentgeltreduzierung sehr
uneinheitlich.?

78 Eine Neutralisierung dieser Regelungen durch einen Nachteilsausgleich sieht § 7 SINTEG-V, 2017 als Experimentier-
Kklausel fiir die Teilnehmer der SINTEG-Projekte vor.

79 Kritisch dazu etwa dena 2019.

80 Deutscher Bundestag (Gesetzesbegriindung zum EnWG).
81 Vgl. Deutscher Bundestag 2019-2 zu Frage 4.

82 Vgl. BNetzA/BKartA 2020.
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3.3 Flexibilitat aus Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen
(unter anderem Redispatch)

Ein drittes Regelungsfeld betrifft das Engpassmanagement zur Behebung von Netzeng-
passen, wenn die Fahrplanmeldungen beziehungsweise der geplante und/oder erwart-
bare Einsatz von Erzeugungs, Speicher- und Verbrauchsanlagen die Gefahr von Net-
zengpassen begriindet oder Netzengpéasse sogar schon eingetreten sind. Auf Grundlage
des § 12 Abs. 4 EnWG miissen Betreiber groBer Erzeugungs- und Speicheranlagen ab
einer Nennleistung von 10 Megawatt und angebunden in die 110-Kilovolt-Ebene oder
hoher den UNB tiglich bis 14.30 Uhr ihre Einsatzplanungen fiir den jeweiligen Folge-
tag melden. Zudem sind sie zur Aktualisierung der Einsatzplanungen bei erheblichen
Anderungen gesetzlich verpflichtet. Die Einsatzplanungen beriicksichtigen dabei die
getdtigten Stromhandelsgeschifte am Day-Ahead- beziehungsweise Intraday-Markt.
Art. 40 Abs. 7 der Leitlinie Ubertragungsnetzbetrieb® sieht fiir Betreiber von Erzeu-
gungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen noch weitergehende Informationspflichten
vor. Auf Grundlage dieser {ibermittelten Planungsdaten und weiterer Informationen
konnen die UNB die Netzengpisse fiir den niichsten Tag prognostizieren und diese Net-
zengpassprognosen anhand aktualisierter Informationen anpassen. Hierzu fithren die
vier UNB zunichst gemeinsam im Rahmen der sogenannten ,VorabmaBnahmen der
vier UNB* Modellierungen der erwarteten Netzbelastung auch bereits vor dem ,Mar-
ket Clearing” am Day-Ahead-Markt durch, um MaBnahmen des Engpassmanagements
koordiniert vornehmen und insbesondere Kraftwerke der Netzreserve (§ 13d EnWG)
rechtzeitig anfordern zu konnen. AnschlieBend identifizieren die vier UNB gemeinsam
EinzeliiberlastungsmaBnahmen, mit denen Uberlastungen von Netzbetriebsmitteln in
den Regelzonen der UNB beziehungsweise auf den Kuppelleitungen zwischen den Re-
gelzonen behoben werden.® Der beschriebene Ablauf ist in Abbildung 3 schematisch
dargestellt.

Im Rahmen des Engpassmanagements miissen die Netzbetreiber, sofern die Net-
zengpasse nicht durch den Einsatz eigener Betriebsmittel behoben werden konnen, auf
Flexibilitat aus Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen anderer Marktteilneh-
mer zuriickgreifen. Hierfiir stehen ihnen marktbezogene Manahmen nach § 13 Abs. 1
Nr. 2 EnWG, zusitzliche Reserven nach § 13 Abs. 1 Nr. 3i. V. m. § 13d EnWG sowie
AnpassungsmaBnahmen nach § 13 Abs. 2 EnWG zur Verfiigung. Bei der Auswahl der
Anlage ist vor allem beziiglich der Entlastung strombedingter Netzengpisse die Sensi-
tivitat der Anlage fiir den Netzengpass zu beriicksichtigen. Zudem darf deren Einsatz
nicht seinerseits eine engpassbegriindende oder verstarkende Wirkung entfalten, zum
Beispiel im Falle zuschaltbarer Lasten. Die Kosten der Flexibilitatsbeschaffung kann
der Netzbetreiber iiber die Netzentgelte auf die Netznutzer umlegen.® Das Marktdesign
fiir den Flexibilitatseinsatz der Netzbetreiber kann in einer Vielzahl von Auspragungen
starker marktbasiert oder starker reguliert ausgestaltet werden.

83 Verordnung (EU) 2017/1485, auch als ,,System Operation Guideline“ beziehungsweise SO GL bezeichnet.

84 BNetzA/BKartA 2019.

85 Hierbei handelt es sich nach derzeitiger Rechtslage um dauerhaft nicht beeinflussbare Kostenanteile, die von den
Netzbetreibern in vollem Umfang an die Netznutzer weitergegeben werden konnen. Hierin sieht das BMWi einen

Fehlanreiz, weil die Kosten des Engpassmanagements nicht geeignet seien, eine Reduzierung der Netzkosten anzurei-
zen, vgl. BMWi 2018.
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Abbildung 3: Derzeitige Beschaffung von Flexibilitat fir das Engpassmanagement

3.3.1 Marktbasierte Beschaffung von Flexibilitat

3.3.1.1 Regelungsaspekte

Im Falle marktbasierter Beschaffung von Flexibilitdt wahlt der Netzbetreiber unter
freiwilligen Angeboten der Marktteilnehmer aus und vergiitet diese entsprechend der
Einigung mit dem Flexibilitdtsanbieter. Hierfiir sind verschiedene Koordinationsme-
chanismen denkbar. In Betracht kommt zunéchst die Nutzung der allgemeinen, das
heiBt nicht auf spezifische Einsatzzwecke® beschrankten, Strommarkte (Day Ahead-
und Intraday-Mairkte). Daneben kénnen gesonderte Markte geschaffen werden, die
entweder speziell der Beschaffung von Flexibilitit fiir Zwecke des Engpassmanage-
ments oder zusétzlich auch der Beschaffung fiir andere Einsatzzwecke dienen kénnen.
In Betracht kommen weiterhin Ausschreibungen der Netzbetreiber fiir Flexibilitat.
Daneben ist auch die einzelvertragliche Beschaffung von Flexibilitiat denkbar. Flexibi-
litdtsnachfrager sind die jeweils betroffenen Netzbetreiber. Flexibilitatsanbieter kon-
nen insbesondere Anlagenbetreiber, Direktvermarkter, Stromvertriebe oder Betreiber
virtueller Kraftwerke sein. Flexibilitdat kann sowohl durch Erzeugungsanlagen als auch
durch Verbrauchseinrichtungen oder durch Energiespeicher erbracht werden. Je nach
erwarteter Verfiigbarkeit von Flexibilitit kann die marktbasierte Beschaffung nur fiir
die Wirkleistungserbringung (elektrische Arbeit) oder auch fiir die Wirkleistungsbereit-
stellung (elektrische Leistung) vorgesehen werden.

3.3.1.2 Status quo

Die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitit ist fiir den Redispatch der Erzeugung
und den Redispatch der Laststeuerung in der neuen EItBMVO mit Wirkung ab dem
01.01.2020 sowohl fiir UNB als auch fiir Verteilnetzbetreiber (VNB) als Grundsatz

86 Wie zum Beispiel die Bereitstellung von Regelleistung und -energie zur Frequenzhaltung.
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vorgesehen.®” Gemal Art. 13 Abs. 1 EtBMVO muss der Redispatch auf Grundlage
objektiver, transparenter und diskriminierungsfreier Kriterien erfolgen und allen Er-
zeugungstechnologien und allen Arten der Energiespeicherung und Laststeuerung,
einschlieBlich solchen mit Standort in anderen Mitgliedstaaten, offenstehen, sofern
dies technisch machbar ist. Die Anlagen fiir den Redispatch miissen gemif Art. 13
Abs. 2 EItBMVO grundsitzlich marktbasiert ausgewihlt und finanziell vergiitet werden.
Ein nicht marktbasierter Redispatch darf nur unter besonderen Voraussetzungen zum
Einsatz kommen (siehe Kapitel 3.3.2). Modifikationen ergeben sich fiir VNB aus Art. 32
Abs. 1 und 2 EItBMRL hinsichtlich der Beschaffung von Flexibilitét (einschlieBlich Eng-
passmanagement) zur Effizienzsteigerung im Verteilernetz. Diese Vorschrift diirfte nur
spezielle Einsatzmoglichkeiten von Flexibilitat fiir das Engpassmanagement betreffen,
insbesondere den Einsatz von Flexibilitdt zur Vermeidung von Netzausbau, vgl. Art. 32
Abs. 1 S. 2 EitBMRL. Auch insoweit muss Flexibilitat von den VNB grundsétzlich im
Wege transparenter, diskriminierungsfreier und marktbasierter®® Verfahren beschafft
werden, sofern keine Ausnahme nach Art. 32 Abs. 1 S. 3 EItBMRL greift.%

Das Marktdesign in Deutschland sieht die marktbasierte Beschaffung von Flexi-
bilitét derzeit allerdings nur eingeschrankt vor. In der Praxis beschaffen die Netzbetrei-
ber Flexibilitat fiir das Engpassmanagement {iberwiegend nicht marktbasiert im Wege
des Redispatch nach § 13a EnWG und des Einspeisemanagements nach § 14 EEG 2017.
In diesen Fillen sind die Anlagenbetreiber zur Bereitstellung von Flexibilitit verpflich-
tet. Durch die Neuregelungen des NABEG 2.0 wird die nicht marktbasierte Beschaf-
fung im Wege des Redispatch nach § 13a EnWG mit Wirkung ab dem 01.10.2021 noch
weiter ausgeweitet, indem Erzeugungs- und Speicheranlagen ab 100 Kilowatt — statt
bislang erst ab 10 Megawatt — installierter Leistung sowie kleinere Anlagen, die durch
einen Netzbetreiber jederzeit fernsteuerbar sind, einbezogen werden. Dariiber hinaus
schrankt das derzeitige Marktdesign die marktbasierte Beschaffung teilweise insoweit
ein, als Angebote zwar freiwillig erfolgen, die Vergiitung aber kostenbasiert ausgestaltet
ist (Netzreserve gemil3 § 13d EnWG, Nutzen statt Abregeln gemaB § 13 Abs. 6a EnWG).
Die nicht marktbasierte Flexibilitdtsbeschaffung wird unter Punkt 4.3.2 behandelt.
Inwieweit derartige nationale Regelungen mit Art. 13 EItBMVO und Art. 32 EItBMRL
vereinbar sind, bedarf weiterer Priifung.

Eine marktbasierte Beschaffung von Flexibilitdt kann {iber den Day-Ahead- und
Intraday-Markt erfolgen, um den physikalischen Transportbedarf an kritischen Stellen
im Netz zu verringern. Hierbei organisiert der UNB den Abschluss eines gegenliufi-
gen Handelsgeschifts, bei dem Strom ,hinter dem Netzengpass gekauft und ,,vor®
dem Netzengpass verkauft wird.*° Da die am Day-Ahead- und Intraday-Markt teil-
nehmenden Anlagen zwar einer Gebotszone und innerhalb Deutschlands auBerdem
einer Regelzone zugeordnet werden kénnen, aber keine kleinteiligere riumliche Zu-
ordnung erfolgt, konnen durch solche Handelsgeschifte grundsitzlich nur Netzeng-
passe zwischen Gebotszonen oder zwischen Regelzonen entscharft werden, nicht aber

87 ,Redispatch” bezeichnet gemidfB Art. 2 Nr. 26 EItBMVO eine Mafnahme, einschlieBlich einer Einschrénkung, die von
einem oder mehreren Ubertragungs- oder Verteilernetzbetreibern durch die Verinderung des Erzeugungs- oder des
Lastmusters oder von beidem aktiviert wird, um die physikalischen Lastfliisse im Stromsystem zu @ndern und physi-
kalische Engpésse zu mindern oder anderweitig fiir Systemsicherheit zu sorgen (Verordnung (EU) 2019/943).

88 Zwar spricht die deutsche Sprachfassung von ,marktgestiitzten Verfahren, doch ldsst weder die englische noch die
franzosische Sprachfassung einen Unterschied zu dem Begriff ,marktbasiert” nach Art. 13 EItBMVO (Verordnung
(EU) 2019/943) erkennen.

89 Zu Art. 32 EItBMRL (Richtlinie (EU) 2019/944) vgl. ndher Weyer/Iversen 2019.
90 Vgl. BNetzA/BKartA 2019; Ruge 2019; Konig 2019.
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Netzengpisse innerhalb einer Regelzone.?* Sofern es sich um gebotszonentiibergreifende
Handelsgeschifte handelt, wird von ,,Countertrading® gesprochen.’2 Der Umfang der
Einspeisereduzierungen und -erhéhungen durch solche Countertrading-Geschifte
belief sich im Jahr 2018 auf rund 1.558 und in 2019 auf rund 3.210 Gigawattstunden.?

Daneben werden Handelsgeschifte am Spotmarkt auch vorgenommen, um den
energetischen Ausgleich bei spannungsbedingtem Redispatch zu beschaffen.% Zukiinf-
tig sollen Strommarktgeschifte auch zuldssig sein, soweit Verteilernetzbetreiber nach
§ 14 Abs. 1 EnWG in Verbindung mit den neuen §§ 13, 13a EnWG (Fassung anwendbar
ab 01.10.2021) vorgehen und es kein korrespondierendes hochfahrendes Kraftwerk
gibt.s Das Handelsgeschift muss dann gemaB dem neuen § 11a Abs. 3 StromNZV (Fas-
sung anwendbar ab 01.10.2021) an einer Stromborse eines nominierten Strommarkt-
betreibers (, NEMO®) erfolgen.

In geringem Umfang wird Flexibilitit fiir das Engpassmanagement im Wege von
Ausschreibungen gemaB § 13 Abs. 1 Nr. 2i. V. m. Abs. 6 EnWG beschafft. Eine ndhere
Regelung der Ausschreibungen ist bislang nur fiir die Beschaffung von Abschaltleis-
tung durch die Abschaltbare-Lasten-Verordnung (AbLaV) erfolgt.*® Auf Grundlage der
AbLaV beschaffte abschaltbare Lasten konnen insbesondere fiir Zwecke der Frequenz-
haltung und des Engpassmanagements eingesetzt werden. Die AbLaV unterscheidet
zwischen sofort abschaltbaren Lasten, deren Abschaltleistung nachweisbar unverzo-
gert ferngesteuert durch den Betreiber des Ubertragungsnetzes sowie automatisch
frequenzgesteuert bei Unterschreiten einer vorgegebenen Netzfrequenz herbeigefiihrt
werden kann (innerhalb einer Sekunde), und schnell abschaltbaren Lasten, deren Ab-
schaltleistung nachweisbar innerhalb von maximal 15 Minuten ferngesteuert durch den
Betreiber des Ubertragungsnetzes herbeigefiihrt werden kann.?” Die UNB miissen nach
§ 8 Abs. 1 AbLaV gemeinsam einmal wochentlich eine Gesamtabschaltleistung von 750
Megawatt an sofort abschaltbaren Lasten sowie eine Gesamtabschaltleistung von 750
Megawatt an schnell abschaltbaren Lasten ausschreiben.?® Vergiitet werden sowohl die
Vorhaltung von Abschaltleistung als auch deren tatsichlicher Abruf, wobei sich aus der
AbLaV Preisobergrenzen ergeben.? Fiir das Engpassmanagement ist die Bedeutung
der AbLaV gering. Die beschafften abschaltbaren Lasten werden von den UNB nur
als unterstiitzende Option im Rahmen von positiven Redispatch-MafBnahmen fiir das
strombedingte Engpassmanagement eingesetzt. Zur Behebung struktureller Engpisse,
die in der Regel liber einen lingeren Zeitraum hinweg wirken und daher eine erweiterte
planbare Leistungsbestimmung erfordern, ist die iiberwiegend kurze Abrufdauer von ei-
ner Stunde nicht ausreichend.*® Der tatsachliche Abruf elektrischer Arbeit erfolgt nach

91 Vgl. auch BNetzA/BKartA 2019; BNetzA 2010.

92 Vgl. Art. 2 Nr. 27 EItBMVO (Verordnung (EU) 2019/943). Der Sache nach findet dieses Konzept aber auch zur Behe-
bung von Netzengpéssen zwischen den vier deutschen Regelzonen Anwendung.

93 BNetzA 2020-1.

94 Vgl. BNetzA/BKartA 2019. So auch weiterhin vorgesehen nach der Neuregelung des Redispatch ab dem 01.10.2020,
vgl. Deutscher Bundestag 2019-3.

95 Deutscher Bundestag 2019-3.

96 Die Geltung des AbLaV ist gemif § 20 Abs. 2 S. 1 AbLaV, 2016 im Wesentlichen bis zum 01.07.2022 befristet. Fiir
zuschaltbare Lasten existiert keine vergleichbare Rechtsverordnung.

97 Vgl. § 2 Nr. 9 und 10 AbLaV, 2016; 50Hertz et al. 2018.

98 Eine Festlegung der BNetzA zu geografisch beschrinkten Ausschreibungen, die nach § 8 Abs. 4 Nr. 2 Buchst. b) Ab-
LaV, 2016 moglich wire, ist nicht ergangen.

99 Nachdem die kontrahierbare Leistung im Jahr 2017 bei Weitem nicht ausgeschopft werden konnte, sieht die BNetzA
inzwischen deutliche Steigerungen sowohl im Hinblick auf die Beteiligung an den wochentlichen Ausschreibungsver-
fahren als auch in Bezug auf die Anzahl der Abrufe und Abrufmengen, vgl. BNetzA/BKartA 2019 und BNetzA 2019-2.

100 50Hertz et al. 2018.
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Bedarf der UNB. Abschaltbare Lasten wurden im Jahr 2017 zu Redispatch-Zwecken
nur einmal in einem Umfang von 0,4 Gigawattstunden (50 Megawatt fiir 8 Stunden) in
Anspruch genommen.’* Im Jahr 2018 erfolgten fiinf Abrufe an zwei Tagen mit einem
Gesamtumfang von 0,38 Gigawattstunden.?

Auf einzelvertraglicher Basis kommt insbesondere die Kontrahierung abschalt-
barer oder zuschaltbarer Einspeiseleistung aus auslidndischen Erzeugungs- oder Strom-
speicheranlagen in Betracht, da auslandische Anlagen nicht nach § 13a EnWG zum
Redispatch verpflichtet werden kénnen.'* Deutschland hat inzwischen eine groBere
Anzahl bilateraler und multilateraler Vereinbarungen mit seinen Nachbarstaaten iiber
grenziiberschreitende Redispatch-Mafnahmen abgeschlossen.¢ Zudem besteht nach
§ 13 Abs. 3 EnWG, § 11 Abs. 3 EEG 2017 die Moglichkeit, dass Netzbetreiber mit den
Betreibern von EE- oder Grubengasanlagen, die von dem Abnahmevorrang nach § 11
Abs. 1 EEG 2017 profitieren, beziehungsweise mit den betreffenden Direktvermark-
tungsunternehmern ausnahmsweise vertraglich vereinbaren, vom Abnahmevorrang
abzuweichen. Die Anpassung der Einspeiseleistung bei drohender Netziiberlastung
stellt einen zulassigen Anlass fiir eine Vereinbarung nach § 11 Abs. 3 EEG 2017 dar.*%s
Der Einsatz solcher vertraglicher Vereinbarungen unterliegt gemaf § 13 Abs. 3 S. 2
EnWG aber engen Grenzen, die hinsichtlich der Zulissigkeitsvoraussetzungen wie auch
hinsichtlich der Kostenanerkennung der gewéhrten Vergilitungen nicht abschlieBend
geklart sind. Vereinbarungen nach § 11 Abs. 3 EEG 2017 spielen daher in der Praxis
bislang allenfalls eine sehr geringe Rolle.

3.3.2 Nicht marktbasierte Beschaffung von Flexibilitat

3.3.2.1 Regelungsaspekte

Eine nicht marktbasierte Beschaffung von Flexibilitit liegt zum einen vor, wenn der
Netzbetreiber den Betreiber einer Erzeugungs-, Verbrauchs- oder Speicheranlage zur
Bereitstellung von Flexibilitat verpflichtet, sich also nicht auf die Auswahl unter frei-
willig abgegebenen Angeboten der Marktteilnehmer beschriankt; regelungsbediirftig
ist insoweit vor allem, welche Anlagenbetreiber zur Bereitstellung von Flexibilitit ver-
pflichtet werden konnen. Zum anderen erfolgt die Beschaffung aber auch dann nicht
marktbasiert, wenn die Vergiitung fiir die Flexibilitat nicht durch Vereinbarung zwi-
schen Netzbetreiber und drittem Marktteilnehmer, sondern durch den Gesetzgeber
festgelegt wird. Insoweit ist vor allem zu klaren, ob und gegebenenfalls in welcher Hohe
eine Vergilitung erfolgen soll. In Betracht kommt insbesondere eine kostenbasierte Be-
stimmung der Vergiitungshohe.

3.3.2.2 Status quo

Die EItBMVO schreibt mit Wirkung ab dem 01.01.2020 den Grundsatz der markt-
basierten Beschaffung von Redispatch-Leistungen vor (siehe Kapitel 3.3.1).1°¢

101 BNetzA/BKartA 2019.

102 Vgl. 50Hertz et al. 2019-2.

103 Konig 2019.

104 Vgl. BMWi 2019-2 (Tabelle 2).
105 Deutscher Bundestag 2004.

106 Nicht vertieft wird hier die Regelung des Art. 32 EItBMRL, die Modifikationen fiir die Beschaffung von Flexibilitat
durch VNB vorsieht, soweit diese dazu dient, die Effizienz bei Betrieb und Ausbau des Verteilernetzes zu verbessern
(siehe dazu auch oben 3.3.1.2).
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Eine Abweichung vom marktbasierten Redispatch ist moglich, sofern keine marktba-
sierte Alternative zur Verfiigung steht oder bereits alle marktbasierten Alternativen
eingesetzt wurden. Eine Abweichung ist ferner moglich, wenn die Zahl der verfiigbaren
Stromerzeugungs-, Energiespeicherungs- oder Laststeuerungsanlagen in dem Gebiet,
in dem sich die fiir die Erbringung der Dienstleistung geeignete Anlage befindet, zu
gering ist, um einen wirksamen Wettbewerb sicherzustellen, Art. 13 Abs. 3 Buchst. ¢)
EltBMVO. Eine nihere Konkretisierung, wann nicht mehr von wirksamem Wettbewerb
auszugehen ist, enthalt die VO nicht. Nicht marktbasierter Redispatch darf schlieBlich
auch dann stattfinden, wenn die Netzsituation derart regelmifig und vorhersehbar zu
Netzengpassen fiihrt, dass ein marktbasierter Redispatch regelmifig zu strategischem
Bietverhalten fiihren wiirde, Art. 13 Abs. 3 Buchst. d) EitBMVO.'*7 Allerdings muss der
Mitgliedstaat im letztgenannten Fall MaBnahmen zur Engpassbehebung ergreifen oder
sicherstellen, dass die verfiigbare Mindestkapazitit fiir den zoneniibergreifenden Han-
del den Anforderungen der EItBMVO entspricht. Sonderregelungen fiir spezielle MaB-
nahmen des Engpassmanagements im Verteilernetz konnen sich aus Art. 32 EitBMVO
ergeben. Auch dieser sieht die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitétsleistungen als
Grundsatz vor, doch kann die Regulierungsbehorde Ausnahmen festlegen.°®

Derzeit wird Flexibilitit fiir das Engpassmanagement in Deutschland iiberwie-
gend nicht marktbasiert beschafft. Die groSte Bedeutung hat § 13a Abs. 1 EnWG, der Be-
treiber von Anlagen zur Erzeugung oder Speicherung von elektrischer Energie mit einer
Nennleistung ab 10 Megawatt verpflichtet, auf Anforderung eines UNB und erforder-
lichenfalls in Abstimmung mit dem Betreiber des Anschlussnetzes die Wirkleistungs-
einspeisung oder den Wirkleistungsbezug anzupassen (sogenannter Redispatch).'%®
In der Praxis findet im Wesentlichen eine Anpassung der Erzeugungsleistung von
Kraftwerken statt (Redispatch der Erzeugung). Hierbei werden Kraftwerke ,vor® dem
Netzengpass heruntergefahren und Kraftwerke ,hinter dem Netzengpass hochgefah-
ren. Auf die Inanspruchnahme bevorrechtigter EE-, Grubengas- oder hocheffizienter
KWK-Anlagen findet § 13a EnWG nach herrschender Auffassung keine Anwendung,
um deren Abnahmevorrang nicht zu unterminieren."° Fiir die Anpassung nach § 13a
EnWG zahlt der UNB eine angemessene Vergiitung, die den Anlagenbetreiber wirt-
schaftlich weder besser- noch schlechterstellen soll, als er ohne die Mafnahme stiinde,
die also kostenbasiert ausgestaltet ist. Bei dem Redispatch nach § 13a EnWG handelt
es sich nach der gesetzlichen Konzeption um eine marktbezogene MaBnahme i. S. v.
§ 13 Abs. 1 Nr. 2 EnWG oder um die Inanspruchnahme zusétzlicher Reserven nach § 13
Abs. 1 Nr. 3 EnWG. Sie ist jedoch nicht marktbasiert im hier verwendeten Sinne, da An-
lagenbetreiber zur Erbringung von Redispatch verpflichtet sind und eine kostenbasierte
Vergiitung gesetzlich vorgegeben ist. Im Jahr 2018 betrug die gesamte Reduzierung der
Wirkleistungseinspeisung durch Redispatch nach Erhebungen der BNetzA 7.919 GWh,
im Jahr 2019 6.958 GWh.*! Die Einspeiseerh6hungen aus Marktkraftwerken (d.h.
ohne Netzreservekraftwerke) im Wege des Redispatch beliefen sich in 2018 auf 6.956
GWh, in 2019 auf 6.365 GWh."*2 Unter ,Redispatch” versteht die BNetzA hierbei die
Reduzierung und Erhohung der Stromeinspeisung von Kraftwerken nach vertraglicher

107 Zum strategischen Bietverhalten vgl. zum Beispiel Hirth et al. 2019.

108 Néher hierzu Weyer/Iversen 2019.

109 Dariiber hinaus mogliche Anpassungen hinsichtlich der Blindleistung sind nicht Gegenstand dieser Untersuchung.
110 Soétebier 2015.

111 BNetzA 2020-1.

112 BNetzA 2020-1.
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Vereinbarung oder einem gesetzlichen Schuldverhéltnis mit dem Netzbetreiber unter
Erstattung der Kosten."s Ein Redispatch durch VNB findet dagegen bislang kaum oder
gar nicht statt.14

Hohe Bedeutung kommt daneben der nicht marktbasierten Beschaffung von
Flexibilitat im Wege des sogenannten Einspeisemanagements nach § 14 EEG 2017 zu.
Danach diirfen Netzbetreiber EE-, Grubengas- und hocheffiziente KWK-Anlagen (be-
vorrechtigte Anlagen) regeln, die unmittelbar oder mittelbar an ihr Netz angeschlossen
sind, sofern andernfalls im jeweiligen Netzbereich einschlieBlich des vorgelagerten
Netzes ein Netzengpass entstiinde. Allerdings gilt dies grundsitzlich nur nachrangig zu
nicht bevorrechtigten Anlagen, vgl. § 13 Abs. 3 S. 3 EnWG. In Fillen des Einspeisema-
nagements muss der Netzbetreiber den Anlagenbetreiber fiir 95 oder gegebenenfalls
100 Prozent der entgangenen Einnahmen zuziiglich der zusatzlichen Aufwendungen
und abziiglich der ersparten Aufwendungen entschidigen, vgl. § 13 Abs. 3 S. 3 EnWG
i. V. m. § 15 EEG 2017. Einspeisemanagementmafnahmen nach §§ 14, 15 EEG 2017
aufgrund von Engpissen im Ubertragungsnetz, die entweder durch UNB selbst oder auf
ihre Anweisung durch VNB vorgenommen werden, finden in erheblichem Umfang statt.
Im Jahr 2018 betrug die gesamte Reduzierung der Wirkleistungseinspeisung aufgrund
von Engpissen im Ubertragungsnetz 4.688 GWh,"s im Jahr 2019 5.350 GWh."¢ Die
Reduzierung der Wirkleistungseinspeisung aufgrund von Engpissen in den Stromver-
teilernetzen betrug im Jahr 2018 715 GWh,*7im Jahr 2019 1.133 GWh."8 Ein gezielter
energetischer Ausgleich erfolgt im Rahmen des Einspeisemanagements in der Regel
nicht, so dass entstehende Fehlmengen energetisch durch Inanspruchnahme von Re-
gelenergie ausgeglichen werden miissen, sofern nicht die Bilanzkreisverantwortlichen
fiir einen Ausgleich sorgen.'?

Durch das Gesetz zur Beschleunigung des Energieleitungsausbaus wird der Re-
dispatch mit Wirkung ab dem 01.10.2021 neu geregelt. Hierbei wird das Einspeisema-
nagement nach §§ 14, 15 EEG 2017 in § 13 Abs. 1 und 1a EnWG (Fassung anwendbar
ab 01.10.2021) integriert.2° Die Einbeziehung von EE/KWK-Anlagen in die gesetzliche
Regelung des Redispatch soll ein einheitliches Regime zur Behebung von Netzeng-
passen ermoglichen und zu einer Reduzierung der Gesamtkosten fithren.*** Fiir den
Redispatch konnen kiinftig alle Anlagen mit einer Wirkleistung ab hundert Kilowatt
sowie kleinere Anlagen, die durch einen Netzbetreiber jederzeit fernsteuerbar sind,
herangezogen werden. Beim Redispatch sollen alle Moglichkeiten vor und hinter dem
Netzengpass betrachtet und die jeweils kostengiinstigste Variante ausgewiahlt werden,
vgl. § 13 Abs. 1 S. 2 EnWG (Fassung anwendbar ab 01.10.2021). Der Grundsatz des
Abnahmevorrangs fiir Strom aus erneuerbaren Energien oder Grubengas gemaf § 11
Abs. 1 EEG 2017 bleibt hierbei im Wesentlichen erhalten, da eine Reduzierung der Ein-
speiseleistung nur dann zuldssig ist, wenn ein Vielfaches an konventioneller Erzeugung
abgeregelt werden miisste, um die zusatzliche Menge an EE- oder Grubengas-Strom

113 BNetzA 2020-1.

114 Vgl. BNetzA 2017-3.

115 BNetzA/BKartA 2020.

116 BNetzA 2020-1.

117 BNetzA/BKartA 2020.

118 BNetzA 2020-1.

119 Vgl. auch Ecofys et al. 2018.

120 Hierzu vorbereitend Ecofys et al. 2018.

121 Deutscher Bundestag 2019-3; BMWi 2018.
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einsparen zu konnen.*?? Ein Vielfaches ist gegeben, wenn in der Regel mindestens das
Fiinffache und hochstens das Fiinfzehnfache an Reduzierung der Erzeugung nicht
vorrangberechtigter Anlagen ersetzt werden kann, wobei dieser Mindestfaktor durch
Festlegung der BNetzA®3 ndher zu bestimmen ist, § 13 Abs. 1aund § 13j Abs. 6 S. 1 Nr. 1
EnWG (Fassung anwendbar ab 01.10.2021). Ein dhnlicher Ansatz gilt fiir hocheffizien-
te KWK-Anlagen. Der kostenbasierte Redispatch wird auch unter Geltung des Art. 13
EItBMVO als gerechtfertigt angesehen, da mit erheblichem strategischem und damit
engpassverstiarkendem Verhalten zu rechnen sei und es an ausreichendem Wettbewerb
fehle.:24

Weitere Instrumente der Flexibilitidtsbeschaffung stehen einer marktbasierten
Beschaffung zwar insoweit nahe, als nur auf freiwillige Angebote der Marktteilneh-
mer zuriickgegriffen wird. Die Vergiitung ist jedoch kostenbasiert ausgestaltet und
unterliegt im Grundsatz nicht der Verhandlung. So kénnen UNB gem:iB § 13 Abs. 6a
EnWG mit den Betreibern bestimmter KWK-Anlagen vertragliche Vereinbarungen zur
Reduzierung der Wirkleistungseinspeisung aus der KWK-Anlage und gleichzeitiger
Lieferung von elektrischer Energie fiir die Aufrechterhaltung der Warmeversorgung ab-
schliefen (,,Nutzen statt abregeln®). § 13 Abs. 6a EnWG kombiniert damit Regelungen
iiber abschaltbare Einspeiseleistung (KWK-Anlagen) und zuschaltbare Lasten (elekt-
rische Wirmeerzeugung). Die Regelung dient dem Engpassmanagement im Ubertra-
gungsnetz, vgl. § 13 Abs. 6a S. 5 EnWG. Sie ermoglicht den Einsatz zuschaltbarer Lasten
(elektrische Warmeerzeugung) im Netzausbaugebiet bis zu einer installierten elektri-
schen Leistung von zwei Gigawatt au3erhalb einer Ausschreibung nach § 13 Abs. 6 En-
WG.25s Der UNB hat nach § 13 Abs. 6a S. 2 Nr. 2 EnWG die Kosten fiir die Lieferung der
elektrischen Energie und nach § 13 Abs. 6a S. 2 Nr. 3 EnWG die erforderlichen Investi-
tionskosten fiir die elektrische Wiarmeerzeugung zu erstatten. Die Regelung ist gemaB
§ 118 Abs. 22 EnWG nur bis Ende 2023 anwendbar, zuvor geschlossene Vertrige laufen
noch bis zum Ende der Vertragslaufzeit weiter. Die Bundesregierung betrachtete dieses
Modell zuniichst ausdriicklich als Ubergangslésung bis zum erfolgten Netzausbau.'2®
Der nationale Energie- und Klimaplan (NECP) ist inzwischen offener formuliert.'?” Eine
Rechtsverordnung nach § 13i Abs. 3 Nr. 3 EnWG mit niheren Vorgaben zu vertragli-
chen Vereinbarungen nach § 13 Abs. 6a EnWG liegt bislang jedoch nicht vor. Bislang
wurde, soweit ersichtlich, erst ein derartiger Vertrag abgeschlossen.28

Nachrangig zu den marktbezogenen MaBnahmen nach § 13 Abs. 1 Nr. 2 und § 13a
EnWG kénnen die UNB auBerdem gemiB § 13d EnWG i. V. m. der Netzreserveverord-
nung (NetzResV) Netzreserveanlagen zur Beseitigung von Netzengpassen einsetzen.'»
Die Netzreserve wird gebildet aus Anlagen, die derzeit nicht betriebsbereit sind und
aufgrund ihrer Systemrelevanz auf Anforderung der Betreiber von Ubertragungsnetzen

122 Deutscher Bundestag 2019-3.

123 Die Festlegung soll bis zum 01.12.2020 im Einvernehmen mit dem Umweltbundesamt erfolgen. Derzeit liegt eine
Konsultationsfassung v. 08.06.2020 vor (Az. PGMF-8116-ENWG § 13j), vgl. BNetzA 2020-3.

124 BMWi 2019-2.

125 Unterschreitet die installierte elektrische Leistung der nach § 13 Abs. 6a EnWG erfassten Wiarmeerzeuger zwei Giga-
watt, hat die Bundesregierung unmittelbar einen Vorschlag fiir eine Rechtsverordnung nach § 13i Abs. 1 und 2 EnWG
vorzulegen, damit auch andere geeignete Technologien als zuschaltbare Lasten zum Einsatz kommen konnen, vgl. § 13
Abs. 6a S. 6 und 7 EnWG, 2020.

126 Deutscher Bundestag 2016-2; Vollprecht/Altrock 2016.
127 BMWi 2020.
128 50Hertz 2019.

129 Bildung und Einsatz einer Netzreserve durch VNB scheiden aus, da § 14 Abs. 1 S. 1 EnWG nicht auf § 13d EnWG ver-
weist (EnWG, 2020).
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wieder betriebsbereit gemacht werden miissen, aus systemrelevanten Anlagen, fiir die
die Betreiber eine vorldufige oder endgiiltige Stilllegung nach § 13b Abs. 1 S. 1 EnWG
angezeigt haben, sowie aus geeigneten Anlagen im europiischen Ausland. Die Be-
schaffung der Netzreserve erfolgt gemil § 13d EnWG i. V. m. § 4 NetzResV in einem
ausschreibungsihnlichen Verfahren. Hierbei fordert der betroffene UNB im Fall eines
von der Bundesnetzagentur nach § 3 NetzResV bestitigten zusitzlichen Bedarfs die
Anlagenbetreiber zur Interessenbekundung auf. Der UNB hat bei gleicher technischer
Eignung das preisgiinstigste Angebot zu beriicksichtigen, ein Anspruch des Anlagenbe-
treibers auf Vertragsabschluss besteht aber nicht. Die Vergiitung bestehender Anlagen
erfolgt gemaB § 6 NetzResV kostenbasiert; auslandische Anlagen miissen nach § 5 Abs.
3 Nr. 4 NetzResV bei gleicher technischer Eignung mindestens genauso preisgiinstig
wie die Nutzung von Erzeugungsanlagen in Deutschland sein. Vergiitet werden sowohl
die Vorhaltung von Leistung als auch deren tatsidchlicher Abruf. Die Netzreserve hat
erhebliche praktische Bedeutung. Vorgehalten wurde fiir 2018 und 2019 eine Leis-
tung in Hohe von jeweils 6.598 Megawatt (nur inldndische Kraftwerke).:3° Tabelle 3
zeigt die Entwicklung der Netzreserve von 2011 bis 2019. Die abgerufene Strommen-
ge aus Reservekraftwerken belief sich im Jahr 2018 auf 904 GWh und im Jahr 2019
auf 430 GWh.s* Die aktuelle Bedarfsfeststellung der Bundesnetzagentur fiir das Jahr
2024/2025 belauft sich auf 8.042 Megawatt (siehe Kapitel 2.2). Zukiinftig wird gemaB
der Neuregelung des NABEG 2.0 der nachrangige Einsatz von Anlagen der Netzre-
serve gegeniiber MaBnahmen nach dem neuen § 13 Abs. 1 Nr. 2 und § 13a EnWG relati-
viert und gemiB dem neuen § 13 Abs. 1¢ EnWG (Fassungen anwendbar ab 01.10.2021)
lediglich als Regelfall beibehalten.'s3

Leistung Netzreserve Leistung Netzreserve
Inland LUHELT
535 937

2011/2012 1.472
2012/2013 1.622 937 2.559
2013/2014 1.572 1.373 2.945
2014/2015 2.240 784 3.024
2015/2016 3.312 4.348 7.660
2016/2017 4.458 3.925 8.383
2017/2018 6.609 4.821 11.430
2018/2019 6.598 0 6.598
2019/2020 6.598 0 6.598

Tabelle 3: Summierte Leistung in- und ausldndischer Netzreserve in Megawatt'**

Lasst sich eine Gefahrdung oder Storung der Sicherheit oder Zuverlassigkeit des Elekt-
rizitdtsversorgungssystems durch MaBnahmen nach § 13 Abs. 1 EnWG nicht oder nicht
rechtzeitig beseitigen, sind UNB gemiB § 13 Abs. 2 S. 1 EnWG (und i. V. m. § 14 Abs. 1
S.1 EnWG ebenso die VNB) berechtigt und verpflichtet, samtliche Stromeinspeisungen,

130 Jeweils Stand 31.12. des Jahres. Bis 15.04.2018 war auslandische Netzreserve in Hohe von 4.821 Megawatt kontra-
hiert.

131 BNetzA 2020-1.

132 Gesetz zur Beschleunigung des Energieleitungsausbaus, 2019.
133 Vgl. Deutscher Bundestag 2019-3.

134 BNetzA 2020-2.
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Stromtransite und Stromabnahmen in ihren Regelzonen anzupassen oder diese Anpas-
sung zu verlangen. Hierbei ist der Abnahmevorrang fiir Strom aus EE-, Grubengas- und
hocheffizienten KWK-Anlagen zu beachten, § 13 Abs. 3 S. 1 EnWG. Derartige Notfall-
maBnahmen konnen insbesondere fiir Zwecke des Engpassmanagements erfolgen. Eine
Vergiitung oder Entschiadigung wird bei NotfallmaBnahmen nach § 13 Abs. 2 EnWG
— auBerhalb des oben dargestellten Einspeisemanagements nach §§ 14, 15 EEG 2017 —
nicht gezahlt, vgl. § 13 Abs. 5 S. 1 EnWG. In der Praxis haben Notfallmanahmen nach
§ 13 Abs. 2 EnWG, wenn das Einspeisemanagement nach § 14 EEG 2017 unberiick-
sichtigt bleibt, nur sehr beschrinkte Bedeutung. Die von VNB nach § 13 Abs. 2 EnWG
auBerhalb des Einspeisemanagements vorgenommenen Anpassungen beliefen sich im
Jahr 2018 auf circa 8,3 GWh, in 2019 auf circa 9,3 GWh.35

135 BNetzA 2020-1.
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4 Kriterien des Marktdesigns fir das Engpassmanagement

Das Engpassmanagement zielt darauf ab, die Versorgungssicherheit fiir Strom trotz
begrenzter Transportkapazitdten sicherzustellen. Hierzu miissen Netzengpidsse — also
Situationen, in denen der Transportbedarf die vorhandene Transportkapazitét fiir
Strom iibersteigt — moglichst vermieden oder behoben werden, um technisch bedingte
Unterbrechungen der Stromversorgung zu verhindern. Gleichzeitig soll die Belieferung
der Verbraucher moglichst gewihrleistet werden, auch wenn aufgrund von Netzengpis-
sen nicht alle gewlinschten Stromhandelsgeschéfte durchfiihrbar sind.

Instrumente zur Erreichung dieses Ziels konnen anhand der folgenden fiinf Kriterien
bewertet werden:

+ Effektivitit des Engpassmanagements,

« kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung,
» Beitrag zum Klimaschutz,

+ Beitrag zum EU-Elektrizititsbinnenmarkt sowie

« Umsetzbarkeit und angemessener Umsetzungsaufwand.

4.1 Effektivitdt des Engpassmanagements

Das Engpassmanagement dient dem Ziel, die Versorgungssicherheit trotz der begrenz-
ten Transportkapazititen fiir Strom, die sich aus den Grenzwerten fiir die Strombelast-
barkeit von Netzbetriebsmitteln und aus den zulidssigen Spannungsbandern ergeben,
moglichst sicherzustellen (siehe Kapitel 2.1). Das Marktdesign fiir das Engpassmanage-
ment ist daher daran zu messen, inwieweit es die Erreichung dieses Ziels gewahrleistet.
Soweit die Belieferung von Verbrauchern im Einzelfall nicht ohne Grenzwertverletzung
sichergestellt werden kann, hat grundsitzlich die Vermeidung der Grenzwertverletzung
Vorrang.'3® In diesem Fall kann es, wenn die Belieferung nicht anderweitig sicherge-
stellt und eine freiwillige Vereinbarung iiber den Verzicht auf die Belieferung nicht
erzielt werden kann, zur zwangsweisen Nichtbelieferung von Letztverbrauchern gemaB
§ 13 Abs. 2 EnWG kommen (sogenannter Lastabwurf).

Das Engpassmanagement hat sich bislang als sehr effektiv erwiesen. Ausfille
des Elektrizitatsversorgungsnetzes treten nur in sehr begrenztem Umfang auf. Die

136 Allenfalls in Ausnahmefillen kann eine Grenzwertverletzung in Betracht gezogen werden, um die Nichtbelieferung
von Verbrauchern zu vermeiden. Nach VDN 2007 (Anhang A.1) konnen Betriebsmittel im Rahmen der technischen
Moglichkeiten teilweise kurzzeitig iiberlastet werden, ohne jedoch die allgemeinen technischen Regeln (zum Beispiel
VDE) zu verletzen.
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Erhebungen der Bundesnetzagentur zeigen eine durchschnittliche Versorgungsun-
terbrechung pro Kalenderjahr je angeschlossenen Letztverbraucher (System Average
Interruption Duration Index — SAIDI) beziehungsweise je angeschlossene Bemes-
sungsscheinleistung (Average System Interruption Duration Index — ASIDI), die in den
letzten 10 Jahren unter 20 Minuten lag (siehe Abbildung 4). Hierbei werden ungeplante
Unterbrechungen mit einer Dauer von mehr als drei Minuten beriicksichtigt, die auf
die Ursachen ,,atmosphirische Einwirkungen®, ,, Einwirkungen Dritter®, ,,Zustandig-
keit des Netzbetreibers® und , Riickwirkungsstorungen® zurtickzufiihren sind.'s” Neben
Versorgungsunterbrechungen aufgrund von Netzengpassen werden daher auch andere
Ursachen einbezogen, sodass Netzengpassen noch eine wesentlich geringere Bedeutung
fiir die Versorgungssicherheit zukommt.
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Abbildung 4: Bundesweite Entwicklung der Versorgungsunterbrechungen Strom 2006-2018'%

Lastabwiirfe aufgrund von Netzengpissen erfolgten nach Auskunft der Bundesregie-
rung seit 2005 nur in zwei Fillen.'3® Weitreichende Auswirkungen hatte eine GroBst6-
rung*° im Jahr 2006 (sogenannter Emslandzwischenfall). Hier fithrte die Abschaltung
einer Hochstspannungsleitung im Emsland zur Uberlastung einer Verbindungsleitung
und in der Folge europaweit zu weiteren automatischen Abschaltungen. Allein im
westlichen Teil des UCTE4-Netzes (Spanien, Portugal, Frankreich, Italien, Belgien,
Luxemburg, Niederlande, Schweiz, Slowenien sowie Teile Deutschlands, Osterreichs
und Kroatiens) mussten deshalb Lasten in Hohe von etwa 17.000 Megawatt und Pump-
leistungen in Hohe von rund 1.600 Megawatt abgeworfen und zuséatzliche Erzeugung
in Hohe von etwa 16.800 Megawatt aktiviert werden. In Deutschland wurden Las-
ten in Hohe von 2.558 Megawatt und Pumpleistungen in Hohe von 697 Megawatt
abgeworfen sowie zusitzliche Erzeugungsanlagen in Hohe von 2.236 Megawatt akti-
viert.*4> Daneben ist nur ein weiterer Fall eines Lastabwurfs bekannt: Im Jahr 2015
musste ein Pumpspeicherkraftwerk den Pumpbetrieb fiir etwa zwei Stunden aufgrund

137 Vgl. BNetzA 2019-3.
138 Vgl. BNetzA 2019-3.
139 Deutscher Bundestag 2019-1.

140 Eine GroBstérung liegt vor bei Spannungslosigkeit im gesamten oder in groBen Teilen des Ubertragungsnetzes eines
UNB, im gesamten oder in groBen Teilen des Verteilernetzes eines VNB, in mehreren Netzen von benachbarten Netz-
betreibern oder in Netzteilen eines oder mehrerer benachbarter Ubertragungs- beziehungsweise Verteilernetze, vgl.
VDN 2007.

141 Die Union fiir die Koordinierung des Transports von Elektrizitit (Union for the Co-ordination of Transmission of
Electricity — UCTE war bis 2009 eine Vorlduferorganisation des Européischen Verband der Ubertragungsnetzbetrei-
ber (European Network of Transmission System Operators for Electricity — ENTSO-E).

142 Vgl. dazu BNetzA 2007; UCTE 2007; Deutscher Bundestag 2019-1.
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einer Anweisung des UNB nach § 13 Abs. 2 EnWG aussetzen, um eine Gefihrdung der
(n-1)-Sicherheit zu beheben.43

Trotz des insgesamt gut funktionierenden Engpassmanagements ist allerdings
festzustellen, dass die Gefahr von Netzengpassen in erheblichem Umfang und mit gro-
Ber Haufigkeit auftritt. Die raumliche Lage der Netzengpisse hingt von der jeweiligen
Lastflusssituation ab und unterliegt daher Verdanderungen. Die ,,Gefahr” eines Netzeng-
passes besteht hierbei, wenn eine Verletzung der Grenzwerte fiir Strom beziehungswei-
se Spannung fiir bestimmte Netzbetriebsmittel beziehungsweise in einem bestimmten
Netzgebiet konkret zu befiirchten ist.’+4 Insgesamt ergab sich ein Gesamtumfang von
Einspeisereduzierungen und -erhéhungen aufgrund Redispatch, Countertrading, Ein-
speisemanagement, Einsatz von Netzreservekraftwerken und AnpassungsmafBnahmen
nach § 13 Abs. 2 EnWG fiir das Jahr 2018 in Héhe von rund 21 TWh und fiir 2019 in
Hohe von circa 20 TWh.*s Hierbei ist die Erbringung des energetischen Ausgleichs iiber
den Einsatz von Regelenergie (bei Einspeisemanagement und Anpassungsmafnahmen
nach § 13 Abs. 2 EnWG) noch nicht beriicksichtigt. Was die Haufigkeit der Gefahr von
Netzengpassen angeht, so mussten zum Beispiel im Jahr 2018 strom- und spannungs-
bedingte Redispatch-MaBnahmen aufgrund von Uberlastungen in einer Regelzone an
354 Tagen des Jahres erfolgen.“® Das Engpassmanagement stellt zudem besondere
Herausforderungen an die Abstimmungsprozesse zwischen Netzbetreibern, wenn die
betroffenen Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen nicht an dasselbe Netz
angeschlossen sind, in dem die Engpassgefahr auftritt. Die ursdachlichen Netzengpisse
lagen bei MaBnahmen des Einspeisemanagements nach § 14 EEG 2017 ganz iiberwie-
gend, ndmlich zu rund 87 Prozent (2018) beziehungsweise 83 Prozent (2019), im Uber-
tragungsnetz, wihrend die Abregelung ganz iiberwiegend, namlich zu rund 74 Prozent
(2018) beziehungsweise 81 Prozent (2019), bei Anlagen erfolgte, die an Verteilernetze
angeschlossen sind.'#

Fiir die kommenden Jahre wird diese Problematik voraussichtlich bestehen blei-
ben und sich moglicherweise noch weiter verschiarfen. Wie unter 2.2 ausgefiihrt, steigt
die Belastung einzelner Netzbetriebsmittel, voraussichtlich aber auch die Gesamtbe-
lastung des Netzes, im Rahmen der Energiewende und des Ausbaus der europiischen
Energieunion an. Eine Beseitigung der Netzengpiasse durch Netzausbau ist angesichts
dieser Entwicklungen fraglich.

Die Risiken fiir die Netz- und Versorgungssicherheit wachsen mit Umfang und
Haufigkeit der Gefahr von Netzengpiassen. Denn wenn eine kritische Netzsituation
(,Gefahr” eines Netzengpasses) absehbar ist, sind korrigierende Eingriffe der Netzbe-
treiber durch Einsatz eigener Netzbetriebsmittel oder Zugriff auf Erzeugungs-, Spei-
cher- oder Verbrauchsanlagen Dritter erforderlich. Insoweit besteht ein gewisses Risi-
ko, dass diese nicht hinreichend schnell oder nicht in ausreichendem Umfang verfiigbar

143 Deutscher Bundestag 2019-1. Hierbei hatte der Betreiber des Pumpspeicherkraftwerks den (nach damaliger Rechtsla-
ge) angeforderten Redispatch zuvor abgelehnt.

144 Vgl. auch VDN 2007, S. 77: ,Eine Gefahrdung der Sicherheit und Zuverléssigkeit des Elektrizitatsversorgungssys-
tems liegt vor, wenn ortliche Ausfille oder kurzfristige Netzengpésse zu besorgen sind oder zu besorgen ist, dass die
Haltung von Frequenz, Spannung oder Stabilitét nicht in erforderlichem MaBe gewidhrleistet werden kann. Damit ist
eine Gefdhrdung ein zu besorgender Systemzustand, dem mit praventiven MaBnahmen begegnet wird.“ Weitgehend
entsprechend gefasst ist § 13 Abs. 4 EnWG, 2020 (fiir Verteilernetze i. V. m. § 14 Abs. 1 EnWG).

145 BNetzA 2020-1.

146 BNetzA/BKartA 2020.

147 BNetzA/BKartA 2020; BNetzA 2020-1.
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sind. Im ersten Quartal 2017 mussten zum Beispiel zeitweise alle verfiigbaren Markt-
und Reservekraftwerke fiir den Redispatch herangezogen werden.*s® Im Hinblick auf
die Effektivitdt des Engpassmanagements sind daher grundsitzlich Instrumente vor-
teilhafter, die die Gefahr von Netzengpissen bereits im Vorfeld vermeiden, sodass kor-
rigierende MaBnahmen der Netzbetreiber nicht oder nur noch in verringertem Umfang
erforderlich sind.

4.2 Kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung

Das Ziel, die Versorgungssicherheit trotz begrenzter Transportkapazitidten sicherzu-
stellen, sollte mit moglichst geringen Kosten erreicht werden. Diese Untersuchung
beriicksichtigt in diesem Zusammenhang die kurzfristigen Kosten (ohne Investitions-
kosten), die unmittelbar fiir MaBnahmen des Engpassmanagements (zum Beispiel
durch Bewirtschaftung der Gebotszonengrenzen oder Redispatch) anfallen, und die
kurzfristigen Kosten, die mittelbar an anderer Stelle des Energieversorgungssystems
durch das Engpassmanagement ausgelost werden, beispielsweise im Stromhandel
(zum Beispiel hohere Strompreise aufgrund verringerter Liquiditit des Strommarkts
oder schlechterer Prognostizierbarkeit der Kosten). Gesondert behandelt werden die
Kosten fiir Klimaschutz (siehe Kapitel 3.3) und die Transformation des Marktdesigns
(siehe Kapitel 3.5). Nicht als Bewertungskriterium herangezogen werden die Auswir-
kungen des Engpassmanagements auf die Investitionsentscheidungen fiir das Netz
oder Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen. Zum einen liegt der Fokus der
Untersuchung auf dem Betrieb des Stromnetzes unter Zugrundelegung des vorhan-
denen Anlagenbestands (vgl. oben 2.1). Zum anderen miissten andernfalls, um ein
vollstandiges Bild zu erhalten, auch weitere Handlungsoptionen betrachtet werden,
die die Investitionsentscheidungen beeinflussen (Ausweisung von Netzausbaugebieten,
Zu- oder Abschlige in den Auktionen fiir Stromerzeugungskapazititen aus erneuerba-
ren Energien etc.).

In dieser Untersuchung wird auBerdem davon ausgegangen, dass es in gewissem
Umfang effizient sein kann, die Kosten des Engpassmanagements und der Energiever-
sorgung dadurch zu senken, dass nicht jeder Verbraucher jederzeit beliefert wird.'+* Bei-
spielsweise konnten Industrieunternehmen abschaltbare Lasten gegen Verglitung zur
Verfiigung stellen. Moglich ist etwa auch, Zeiten fiir die Stromentnahme (zum Beispiel
fiir das Laden von Elektromobilen) vertraglich zu vereinbaren oder dem Netzbetreiber
die Steuerung von Verbrauchseinrichtungen zu iiberlassen. Das Marktdesign fiir das
Engpassmanagement ist daran zu messen, inwieweit es die anfallenden Kosten fiir
Engpassmanagement und Energieversorgung moglichst gering hilt.

In Summe lagen die Kosten fiir das Engpassmanagement in Form von Re-
dispatch, Countertrading, Einspeisemanagement und Netzreservekraftwerken im Jahr
2017 bei rund 1,5 Milliarden Euro, im Jahr 2018 bei rund 1,4 Milliarden Euro und im
Jahr 2019 bei rund 1,2 Milliarden Euro. Damit machten sie in den letzten Jahren gut 2
Prozent der Gesamtkosten der Stromversorgung (fiir Stromnetze sowie konventionelle

148 BMWi 2019-1.

149 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.



Kriterien des Marktdesigns flir das Engpassmanagement

und erneuerbare Stromerzeugung) in Hohe von etwa 60 Milliarden Euro jahrlich aus.’>
Vergleicht man die Kosten des Engpassmanagements mit den geschitzten Gesamtkos-
ten des Stromnetzes (Summe der angepassten Erlosobergrenzen aller UNB und VNB,
ohne Entgeltzahlungen nachgelagerter an vorgelagerte Netzbetreiber) fiir das Jahr
2017 in Hohe von 24,1 Milliarden Euro's, so ergibt sich fiir die letzten Jahre ein Anteil
von etwa 5 bis 6 Prozent. Gliedert man die Kosten fiir das Engpassmanagement in den
Jahren 2018 beziehungsweise 2019 weiter auf, so ergibt sich folgendes Bild (siehe Ta-
belle 4): Die Kosten fiir negativen und positiven Redispatch beliefen sich auf insgesamt
350 Millionen beziehungsweise 207 Millionen Euro, fiir das Countertrading auf 36
Millionen beziehungsweise 63 Millionen Euro, fiir die Netzreserve auf insgesamt 416
Millionen beziehungsweise 221 Millionen Euro und fiir Entschidigungsanspriiche bei
Einspeisemanagement nach §§ 14, 15 EEG 2017 auf 635 Millionen beziehungsweise 710
Millionen Euro.!s* Senkungen dieser Kosten durch verbessertes Marktdesign tragen
daher zu einer Senkung der Netzkosten bei.

Zugleich hat die Ausgestaltung des Engpassmanagements Auswirkungen auf
die Funktion der Strommairkte. Kostensenkungen beim Engpassmanagement miis-
sen etwaigen Kostenbelastungen an anderer Stelle des Energieversorgungssystems
gegeniibergestellt werden. Fiir den Stromhandel innerhalb der deutschen Gebotszone
minimiert das derzeitige System des Engpassmanagements die Kosten weitgehend,
da ein netzengpassfreies Stromnetz zugrunde gelegt wird und daher ein bundesweiter
StromgroBhandelsmarkt besteht.

I N T T T T T

Redispatch

Gesamtmenge Marktkraftwerke!> in GWh 15.436 11.475 18.456 14.875 13.323
Kostenschatzung Redispatch in Mio. Euro 412 223 392 350 207
Kostenschatzung Countertrading in Mio. Euro 24 12 29 36 63
Netzreservekraftwerke

Menge®>* in GWh 551 1.209 2.129 904 430
Kostenschatzung Abruf in Mio. Euro 66 103 184 85 22
Leistung'>® in MW 7.660 8.383 11.430 6.598 6.598
Jahrliche Vorhaltekosten in Mio. Euro 162 183 296 330 199

(vorldufige Werte)

Einspeisemanagement

Menge Ausfallarbeit in GWh 4.722 3.743 5.518 5.403 6.482
Schatzung Entschadigung in Mio. Euro 478 373 610 635 710
Anpassungen von Stromeinspeisungen

Menge in GWh 27 4 35 8 9

Tabelle 4: Ubersicht Netz- und SystemsicherheitsmaRnahmen®*

150 Fraunhofer ISI et al. 2017; BMWi 2019-1.

151 Vgl. Consentec/Fraunhofer ISI 2018-2.

152 Vgl. BNetzA/BKartA 2020-1.

153 Reduzierungen und Erh6hungen inklusive Countertrading-MaBnahmen.

154 Die Einspeisung von Netzreservekraftwerken wird nur erhéht.

155 Summierte Leistung in- und ausldndischer Netzreservekraftwerke zum 31. Dezember des jeweiligen Jahres.
156 Vgl. BNetzA 2020-1.
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4.3 Beitrag zum Klimaschutz

Besonders betrachtet werden die Auswirkungen des Marktdesigns fiir das Engpassma-
nagement auf die Treibhausgasemissionen und damit den Klimaschutz. Dies ist insbe-
sondere vor dem Hintergrund der intensiven klimapolitischen Debatte geboten. Die
Kosten fiir Klimaschutz sind deshalb definitionsgemaB nicht in den obigen kurzfristigen
Kosten fiir die Behebung von Netzengpéssen enthalten.

Klimabedingte Kosten werden fiir den Industrie- und Kraftwerkssektor durch
das europiische Emissionshandelssystem (,EU-ETS®) — in dem sich aus der Obergren-
ze der zuldssigen Treibhausgasemissionen ergebenden Umfang und in den Grenzen
der einbezogenen Anlagen und Treibhausgase — internalisiert. Allerdings vermag das
EU-ETS angesichts seiner Beschriankung auf (im Wesentlichen) den Industrie- und
Kraftwerkssektor keine angemessene Lenkungswirkung beim sektoreniibergreifenden
Einsatz von Strom, insbesondere im Warme- und Verkehrssektor, zu entfalten, wenn
Strom dort mit anderen Energietrigern konkurriert, die nicht dem EU-ETS unterlie-
gen. Das Brennstoffemissionshandelsgesetz (BEHG)*” sieht zukiinftig einen nationalen
Emissionshandel in Deutschland im Warme- und Verkehrssektor vor, der allerdings
isoliert neben dem EU-ETS steht. Ob die klimabedingten Kosten dadurch hinreichend
abgedeckt werden und ein unverfalschter Wettbewerb zwischen den Energietragern
entsteht, ist umstritten.’s®

Vor diesem Hintergrund stellt sich die Frage, ob das Marktdesign fiir das Eng-
passmanagement weitere Regelungen aus Griinden des Klimaschutzes — zusétzlich 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)." Sichergestellt sein muss allerdings, dass klimaschutzbezogene Rege-
lungen nicht nur zu einer Umverteilung der Treibhausgasemissionen zwischen den
Erzeugungsanlagen fiihren, weil das EU-ETS ohnehin eine Obergrenze der zulassigen
Treibhausgasemissionen vorgibt (,,Wasserbetteffekt“). Die Effekte hingen von der Aus-
gestaltung des Emissionshandels im Detail ab. Klimaschutzbeitrige im Anwendungs-
bereich des EU-ETS werden hier nicht ndher behandelt.

Ein zusatzlicher Beitrag zum Klimaschutz kann sich insbesondere ergeben, wenn
durch Nutzung von Strom aus erneuerbaren Energien oder hocheffizienter KWK in
anderen Sektoren Treibhausgas-intensivere Energietrager ersetzt werden.'*° Hierfiir
konnen zuschaltbare Lasten im Rahmen des Engpassmanagements eingesetzt werden,
um die Abregelung klimafreundlicher Erzeugungsanlagen zu reduzieren. Die Abrege-
lung der nach EEG oder KWKG geforderten Stromerzeugung im Rahmen des Einspeise-
managements nach § 14 EEG 2017 belief sich im Jahr 2018 auf 5.403 Gigawattstunden

157 Gesetz iiber einen nationalen Zertifikatehandel fiir Brennstoffemissionen (BEHG, 2019).

158 Die zweite Stellungnahme der ESYS-Arbeitsgruppe Strommarktdesign ,,CO2 bepreisen, Energietrégerpreise reformie-
ren — Wege zu einem sektoreniibergreifenden Marktdesign“ (acatech/Leopoldina/Akademienunion 2020) befasst sich
mit der Frage, wie die Kosten des Klimaschutzes in das Marktdesign einbezogen werden sollten. Fiir eine weiterfiih-
rende Diskussion dazu sei auf diese Stellungnahme verwiesen.

159 Dieser Einspeisevorrang wird durch die Neufassung des § 13 EnWG mit Wirkung ab dem 01.10.2021 leicht einge-
schriankt und starker kostenorientiert ausgestaltet, besteht aber grundsétzlich fort, vgl. Gesetz zur Beschleunigung des
Energieleitungsausbaus, 2017.

160 Auch die Einfiihrung eines nationalen Emissionshandelssystems in diesen Sektoren begriindet dort jedenfalls solange
keinen Wasserbetteffekt, als keine Obergrenze der Treibhausgasemissionen gesetzt wird.
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und in 2019 auf 6.482 Gigawattstunden.'** Bezogen auf die gesamte eingespeiste Jah-
resarbeit aus Anlagen, fiir die ein Zahlungsanspruch nach dem EEG besteht, belief sich
der Anteil der durch Einspeisemanagement entstandenen Ausfallarbeit damit in den
Jahren 2018 und 2019 auf jeweils rund 2,8 Prozent.*

4.4 Beitrag zum EU-Elektrizitatsbinnenmarkt

Die Starkung des EU-Elektrizitatsbinnenmarkts ist ein eigenstindiges Ziel des euro-
paischen Unionsrechts (,,Europiische Energieunion®). Gefordert werden damit insbe-
sondere der grenziiberschreitende Stromhandel und die grenziiberschreitende Nutzung
von Flexibilitdt. Dies fiihrt zu Vorteilen der Verbraucher beim Strombezug, die sich
in giinstigeren Strompreisen niederschlagen konnen. Zudem kann eine Starkung des
Elektrizitatsbinnenmarkts zu einem effektiven und kostengiinstigen Engpassmanage-
ment beitragen, wenn Netzbetreiber auf Anlagen in den Nachbarstaaten mit niedrige-
ren Stromerzeugungskosten oder hoherer Sensitivitat fiir den Netzengpass zuriickgrei-
fen konnen.

Letztlich entscheidend fiir den grenziiberschreitenden Stromhandel ist die an
den Staatsgrenzen verfiigbare Transportkapazitit. Ziel der EU ist eine technische Uber-
tragungskapazitiat der Grenzkuppelstellen, die im Jahr 2020 mindestens 10 Prozent
und im Jahr 2030 mindestens 15 Prozent der installierten Erzeugungskapazitiat im
jeweiligen Mitgliedstaat ausmacht.s3 Allerdings steht diese technische Ubertragungs-
kapazitit nicht in vollem Umfang fiir den Stromhandel zur Verfiigung. Zur Steigerung
der grenziiberschreitenden Handelskapazititen sah der im April 2018 eingefiihrte
MinRAM-Prozess'®4 in der Region CWE — bestehend aus Belgien, Deutschland, Frank-
reich, Luxemburg, Niederlande und Osterreich — zunichst ein Mindestniveau in Hohe
von 20 Prozent vor.'®s Nunmehr schreibt Art. 16 Abs. 8 EItBMVO eine deutlich erh6hte
Mindestverfiigbarkeit der Ubertragungskapazitit an den Grenzkuppelstellen vor, die
spatestens Ende 2025 erreicht werden muss. Eine weitergehende Beschriankung von
Verbindungskapazititen durch UNB, um Engpisse in ihren eigenen Gebotszonen zu
beheben oder um Stromfliisse zu bewéltigen, die aufgrund von Transaktionen innerhalb
der Gebotszone entstanden sind, ist gemiB Art. 16 Abs. 8 S. 1 EtBMVO nicht mehr
zulassig (siehe Kapitel 3.2.2.2). Je mehr der verfiigbaren Transportkapazitit an den
Gebotszonengrenzen fiir den zoneniibergreifenden Stromhandel bereitgestellt werden
muss, desto mehr diirfte allerdings die Gefahr gebotszoneninterner Netzengpasse stei-
gen (siehe auch Kapitel 5.2.2). Aufgrund der hohen Anforderungen der EItBMVO ist
zukiinftig mit einer signifikanten Zunahme des gebotszoneniibergreifenden Handels
und des daraus resultierenden Stromtransportbedarfs zu rechnen, was wiederum eine
Verschirfung der innerdeutschen Engpasssituation nach sich ziehen diirfte.'

161 BNetzA 2020-1.
162 BNetzA/BKartA 2020; BNetzA 2020-1.

163 Vgl. Europidische Kommission 2019. Zur néheren Ausgestaltung des 15-Prozent-Ziels vgl. Commission Expert Group
2017.

164 Minimum Remaining Available Margin, vgl. Amprion et al. 2019.
165 Amprion et al. 2019.
166 BMWi 2019-2; Marjanovic et al. 2019.
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4.5 Umsetzbarkeit und angemessener Umsetzungsaufwand

Eine Verinderung des Marktdesigns fiir das Engpassmanagement erfordert Anderun-
gen des bestehenden Regelungsrahmens. Diese Anderungen miissen sowohl in rechtli-
cher als auch in praktischer Hinsicht umsetzbar sein. Aus rechtlicher Perspektive sind
vor allem entgegenstehende unionsrechtliche und verfassungsrechtliche Regelungen zu
beriicksichtigen, da diese in der Regel nur unter erhéhten Schwierigkeiten abanderbar
sind. Daneben konnen sich praktische Schwierigkeiten ergeben, wenn zum Beispiel
gewiinschte Anderungen das Einverstindnis bestimmter Marktteilnehmer erfordern
(siehe etwa zur Zentralisierung der Netzbetriebsfiihrung in einem Knotenpreissystem
Kapitel 5.1.3) oder wenn die Interessen mehrerer Mitgliedstaaten der EU gegenlaufig
betroffen sein konnen (siehe etwa zum Neuzuschnitt der Gebotszonen Kapitel 5.2.3).

Der Aufwand fiir die Umsetzung muss auBerdem in einem angemessenen Ver-
hiltnis zu den Vorteilen des neuen Marktdesigns stehen. Zu beriicksichtigen ist der
Aufwand sowohl aufseiten der betroffenen Unternehmen als auch aufseiten staatlicher
Akteure. Hierbei sind auch das Risiko von Fehlsteuerungen aufgrund nicht vorherge-
sehener Effekte und ein daraus maéglicherweise resultierender Nachsteuerungsbedarf
einzubeziehen. In der Regel wird der Umstellungsaufwand umso héher ausfallen, je
gravierender die Verinderungen des Marktdesigns sind. Anderungen des Marktdesigns
sollten nur vorgenommen werden, wenn sie entsprechend groBe Vorteile in Bezug auf
Effektivitat, Effizienz, Klimaschutz und Energiebinnenmarkt versprechen.
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5 Handlungsoptionen fir das Engpassmanagement

In der Folge werden fiinf Handlungsoptionen zur Weiterentwicklung des Marktdesigns
fiir das Engpassmanagement naher untersucht. Drei Optionen betreffen den Dispatch
von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen: Einfiihrung eines Knotenpreis-
systems, Neuzuschnitt der bislang einheitlichen deutschen Stromgebotszone, Einfiih-
rung auslastungsorientierter Netzentgelte. Zwei weitere Optionen sehen vor, dass die
Beschaffung von Flexibilitdat nach Eintritt der Gefahr von Netzengpissen verstarkt
marktbasiert erfolgt oder dass verstiarkte Anreize fiir die Flexibilititsbereitstellung
bei nicht marktbasierter Beschaffung eingefiihrt werden. Dargestellt werden fiir jede
Handlungsoption zunichst die Grundziige ihrer Ausgestaltung und anschlieBend die
erwarteten Vor- und Nachteile, jeweils gemessen an den in Kapitel 3 dargestellten
Kriterien und bewertet im Vergleich zum Status quo. Zudem werden Punkte benannt,
hinsichtlich derer weiterer Klarungsbedarf besteht.

5.1 Einfihrung eines Knotenpreissystems

5.1.1 Ausgestaltung

In einem Knotenpreissystem (Nodal Pricing) erfolgt die Strompreisbildung grundsatz-
lich gesondert fiir jeden Netzknoten (das heiBt jeden Einspeise- oder Entnahmepunkt)
unter Beriicksichtigung des knotenscharfen Stromangebots und der knotenscharfen
Stromnachfrage sowie der verfiigharen Transportkapazitéten fiir den betreffenden Zeit-
raum. Ist ein Leistungsaustausch zwischen zwei Knoten ohne Netzengpisse moglich,
gleichen sich die Strompreise an den Knoten an, andernfalls unterscheiden sie sich.
Die Preisbildung wird auf zeitlich aufeinanderfolgenden Marktstufen an den jeweils
aktuellen Informationsstand angepasst. Knotenpreissysteme zielen grundsatzlich dar-
auf ab, die Gefahr von Netzengpassen von vornherein auszuschlieBen. Ein zusitzlicher
Flexibilitatseinsatz zur Vermeidung der Gefahr von Netzengpéssen ist damit nicht oder
nur noch in deutlich verringertem Umfang gegeniiber dem bestehenden System erfor-
derlich (siehe Kapitel 3.2.1).

Auf Grundlage dieses Verstindnisses reflektiert die Hohe der Knotenpreise ins-
besondere die Erzeugungskosten der Kraftwerke und die Kosten der Vermeidung von
Netzengpissen. Hinsichtlich der Ausgestaltung sind unterschiedliche Varianten denk-
bar. In Betracht kommen verbindliche Angebote der Marktteilnehmer, sodass sich das
System einem Central Dispatch annihert, oder aber unverbindliche Angebote, sodass
die Marktteilnehmer auch nach Ermittlung der Knotenpreise in ihrer Entscheidung frei
bleiben, ob sie das Handelsgeschift durchfiihren wollen. Gestaltungsspielrdaume beste-
hen weiterhin bei der Auswahl der Netzbetriebsmittel, fiir die die Gefahr von Netzeng-
passen ermittelt werden soll, bei der zeitlichen Granularitit, mit der eine Berechnung
erfolgen soll, und bei der Beriicksichtigung von Sicherheitsmargen wie zum Beispiel
durch das (n-1)-Kriterium. Hinsichtlich der Anlagen, deren Dispatchentscheidungen
gesteuert werden sollen, ist {iber die einzubeziehenden Anlagen und iiber die zeitliche
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Granularitat der Vorgaben zu entscheiden. Soweit die Bildung der Knotenpreise einem
zentralen Akteur obliegt, der auch fiir die Netzbetriebsfiihrung zustandig ist, setzt die
Einfiihrung eines Knotenpreissystems iiber mehrere bislang getrennte Netze voraus,
dass die bislang zustindigen Netzbetreiber dem zentralen Akteur ihre entsprechenden

Kompetenzen iibertragen.

5.1.2 Vor- und Nachteile

Effektivitit des Engpassmanagements

Potenziell sehr hohe Effektivitit

Ein Knotenpreissystem bietet die Moglichkeit, die verfiigbaren Transportkapazita-
ten von vornherein bei den Einsatzentscheidungen fiir Erzeugungs-, Speicher- und
Verbrauchsanlagen zu beriicksichtigen. Daher sind MaBnahmen der Netzbetrei-
ber zur Behebung von Netzengpassen allenfalls noch eingeschrankt erforderlich.
Sie konnen allerdings insbesondere aufgrund kurzfristiger Abweichungen der tat-
sachlichen gegeniiber der berechneten Netznutzung dennoch notwendig werden,
zum Beispiel aufgrund von Kraftwerksausfillen, Ausfillen von Netzelementen oder
abweichendem Verbrauchsverhalten. Die Gefahr von Netzengpassen geht jedoch
stark zuriick. Ein solches Marktdesign entspricht dem Ziel des effektiven Engpass-
managements und fordert damit die Versorgungssicherheit. Dariiber hinaus verfiigt
der Netzbetreiber auf jeder Marktstufe {iber eine knotenscharfe Einsatzplanung der
Anlagen. Hierdurch kann eine verlasslichere Berechnung der Lastfliisse und resul-
tierender Netzengpasse erfolgen als im gegenwirtigen, portfoliobasierten System,
in dem die Marktteilnehmer ihre Anlagenfahrpline erst um 14.30 Uhr des Vortags
vorlegen miissen und gegebenenfalls auch noch spiter dndern konnen. Ein Kno-
tenpreissystem weist daher aus Sicht der Effektivitat des Engpassmanagements
Vorteile gegeniiber dem derzeitigen Marktdesign auf.

Einschrinkungen der Effektivitit aufgrund hoher Komplexitéit

Die fiir die Bildung der Knotenpreise erforderlichen Lastflussberechnungen sind
durch hohe Komplexitit gekennzeichnet. Die Lastfliisse sind abhangig von Ort
und Zeit der Einspeisungen in das Netz und der Entnahmen aus dem Netz. Hier-
bei folgen die Lastfliisse den physikalischen GesetzmafBigkeiten, wobei sich die
jeweiligen Einspeisungen und Entnahmen gegenseitig beeinflussen und daher nur
unter Beriicksichtigung der gesamten Einspeise- und Entnahmesituation ermittelt
werden konnen. Eine exakte Lastflussberechnung st6Bt bereits aus Griinden der
Datenverfiigbarkeit und des erforderlichen Rechenaufwands an Grenzen. Hinzu
treten Grenzen der Prognostizierbarkeit von Einspeisungen (etwa bei fluktuierender
Erzeugung aus Wind- und Solarenergie) und Entnahmen. Soweit ersichtlich finden
Knotenpreissysteme daher bislang nur auf den oberen Netzebenen, insbesondere fiir
das Ubertragungsnetz, Anwendung, da diese im Gegensatz zu den deutlich kleinteili-
geren Verteilernetzen eine geringere Zahl von Netzknoten haben. Zudem beschréankt
sich die knotenscharfe Betrachtung teilweise auf die Einspeiseseite (siehe Kapitel
3.2.1.2). Soweit ein Knotenpreissystem aufgrund der Komplexitit fiir die unteren
Netzebenen nicht geeignet sein sollte, miisste dort ein abweichendes System des
Engpassmanagements genutzt werden.

Aber auch ein auf das Ubertragungsnetz beschrinktes Knotenpreissystem begegnet
Schwierigkeiten. Der Anstieg dezentraler Einspeisung (zum Beispiel durch Win-
denergie- und PV-Anlagen) wie auch dezentraler Entnahmen (zum Beispiel fiir
Wéarmepumpen oder E-Mobilitdt) auf den unteren Netzebenen fiihrt aufgrund von



Handlungsoptionen fiir das Engpassmanagement

Riickspeisungen beziehungsweise Entnahmen zunehmend zu Netzengpassen auch
im Ubertragungsnetz. Da fiir die Verteilernetze hiufig keine genauen Lastfluss-
berechnungen vorliegen, sind die Wechselwirkungen zwischen den Netzebenen
im Einzelfall schwer vorherzusehen. Ein Knotenpreissystem, das nur die Ubertra-
gungsnetze erfasst, ist daher nicht in der Lage, das Entstehen von Netzengpiassen im
Ubertragungsnetz zuverlissig auszuschlieBen. Dies schrinkt die Effektivitit eines
solchen Knotenpreissystems ein.

Kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung

Beschriinkte Transportkapazititen im Strompreis beriicksichtigt

Ein Knotenpreissystem kann kostensenkende Wirkung entfalten, weil die Strom-
preise an den Netzknoten die Bereitstellungskosten fiir Strom (insbesondere Er-
zeugungs- und Transportkosten) abbilden. Im Falle von Netzengpéssen wird also
gegebenenfalls nicht die Erzeugungsanlage mit den geringsten Erzeugungskosten
eingesetzt, sondern die nichstgiinstigste Anlage, die unter Beachtung der Trans-
portkapazititen zur Versorgung geeignet ist. Damit werden — bei korrekter Abbil-
dung von Erzeugungskosten und Transportkapazititen — die Erzeugungsanlagen
eingesetzt, die die Stromnachfrage insgesamt zu den geringsten Kosten befriedigen
konnen.*” Allerdings ist zu beriicksichtigen, dass die Voraussetzungen fiir eine opti-
male Funktion eines Knotenpreissystems (keine Transaktionskosten, keine Markt-
macht, teilbare Investitionen, keine politische Einflussnahme etc.) in der Realitét
nicht erfiillt werden.

Stark sinkende Kosten fiir Flexibilitit, Zusatzkosten fiir Knotenpreissystem
Konkret konnen sich Kostenvorteile durch den sinkenden Flexibilitatsbedarf fiir das
Engpassmanagement ergeben. Dies gilt zum einen aufgrund des Wegfalls von Kos-
ten fiir die Flexibilitatsbeschaffung, soweit die verfiighare Transportkapazitiat auf-
grund der Knotenpreise nicht iiberschritten wird. Zum anderen kann es die Kosten
des Energieversorgungssystems insgesamt senken, wenn nicht fiir das Engpassma-
nagement gebundene Flexibilitat fiir andere Zwecke zur Verfiigung steht. Diese As-
pekte sind insbesondere in Deutschland bedeutsam, da zukiinftig das Flexibilitats-
angebot durch zentrale Kraftwerke (aufgrund Kernenergieausstieg, Kohleausstieg
etc.) sinkt und der Bedarf an Flexibilitat voraussichtlich steigt, und zwar sowohl fiir
das Engpassmanagement (zum Beispiel zunehmende Netzengpésse auch im Ver-
teilernetz) als auch fiir andere Einsatzzwecke (zum Beispiel Systemausgleich durch
Einsatz von Regelenergie).'% Aufgrund der Moglichkeit fritherer knotenscharfer Be-
rechnung konnen zudem etwaige kostengiinstige Anlagen mit lingerer Vorlaufzeit
zum Einsatz kommen, deren Aktivierung nach Vorliegen der Fahrplanmeldungen
im derzeitigen System des portfoliobasierten Self Dispatch moglicherweise nicht
mehr rechtzeitig moglich wire.

Dem gegeniiberzustellen sind die zusitzlichen Kosten, die die Anwendung
des Knotenpreissystems im Vergleich zum derzeitigen zonalen Preissystem ver
ursacht. Hierzu gehoren etwa die Kosten fiir die (Weiter-)Entwicklung eines Berech-
nungsalgorithmus, fiir die erforderlichen Messeinrichtungen und fiir Datenermitt-
lung und -iibertragung.

167 Vgl. Monopolkommission 2015; Grimm et al. 2019.

168 Consentec/Neon 2018.

169 Dazu auch Frontier Economics 2017.
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Mogliche Mehrkosten fiir den Stromhandel aufgrund von Marktmacht, niedri-
ger Liquiditit und volatilen Preisen

Eine knotenscharfe Preisbildung kann aufgrund begrenzter Transportkapazitdten zu
regional sehr begrenzten Markten fiihren. Dies kann den Marktteilnehmern bei feh-
lendem Wettbewerb marktmachtbedingte Preissetzungsspielraume eréffnen und zu
einer ineffizienten Preisbildung fiihren. Im derzeitigen zonalen Preissystem besteht
diese Gefahr auf den allgemeinen Strommarkten nur in geringerem Umfang. Daher
sind in einem Knotenpreissystem moglicherweise weitergehende regulatorische
MaBnahmen erforderlich, zum Beispiel eine behordliche Kontrolle der Preisbildung,
die iiber die allgemeinen kartellrechtlichen Instrumente zur Kontrolle von Markt-
macht hinausgehen. Analysen fiir US-amerikanische Knotenpreissysteme kommen
zu dem Ergebnis, dass in erheblichem Umfang Marktmacht besteht und daher wirk-
same Mafinahmen zu deren Begrenzung notwendig sind.'”°

Dariiber hinaus hat der Wegfall eines bundesweit einheitlichen StromgroBhan-
delspreises weitere Riickwirkungen auf den Stromhandel: Die Liquiditat der
Strommarkte wiirde voraussichtlich sinken und die Volatilitdt der Spotmarktpreise
steigen. Dies konnte insbesondere zu hoheren Terminmarktpreisen fithren. Zudem
konnte es fiir einige Marktteilnehmer wichtig sein, sich bei stark schwankenden
Strompreisen vermehrt finanziell abzusichern. Diese Effekte konnen im Ergebnis
zu Kostensteigerungen fiir den Stromhandel gegeniiber dem derzeitigen zonalen
Preissystem fiihren.

Engere regulatorische Kontrolle des zentralen Akteurs notwendig

In einem Knotenpreissystem hiangen die Ertragsmoglichkeiten der Marktteilneh-
mer stark von der Ausgestaltung des Preisbildungsalgorithmus wie auch von den
Entscheidungen iiber Betrieb, Wartung und Ausbau des Netzes ab. Anders als bei
bundesweit einheitlicher Strompreisbildung konnen sich diese unmittelbar auf die
Strompreise fiir einzelne Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen auswirken.
Die hierfiir verantwortlichen Akteure (zentraler Akteur und gegebenenfalls daneben
Netzbetreiber) haben in einem Knotenpreissystem weiterreichende Einflussmég-
lichkeiten als im derzeitigen zonalen Preissystem. Daher gewinnt eine transparente
und diskriminierungsfreie Ausiibung des Netzbetriebs groBere Bedeutung als im
derzeitigen zonalen Preissystem. Insoweit wird in der Regel eine engere regulatori-
sche Kontrolle des Netzbetriebs erforderlich sein, um eine effiziente Funktion des
Elektrizitatsversorgungssystems sicherzustellen.'”*

Beitrag zum Klimaschutz

Die Nutzung klimafreundlicher Erzeugungsanlagen kann gesteigert werden
Ein Knotenpreissystem setzt Anreize, kostengiinstigen 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 Netzengpassen nicht zum
Einsatz kommen wiirden.

170 Fiir einen Teil der Knotenpreissysteme werden die dort vorhandenen MaBnahmen als wirksam angesehen (vgl. zum

Beispiel Potomac Economics 2019-1 und 2019-2), fiir andere werden regulatorische Verdanderungen fiir erforderlich
gehalten (vgl. zum Beispiel Potomac Economics 2019-3; California ISO 2019).

171 Zugleich konnen sich negative Auswirkungen auf das Investitionsverhalten der Marktteilnehmer ergeben, sodass in

den existierenden Knotenpreissystemen haufig Mechanismen zur Sicherung der Erzeugungskapazitit Anwendung
finden, vgl. Consentec/Neon 2018.
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Umsetzbarkeit und Umsetzungsaufwand, Beitrag zum EU-Elektrizitdtsbinnen-
markt

Rechtliche Unsicherheiten und organisatorische Hiirden

Rechtlich bislang ungeklart ist, ob die derzeitige Ausgestaltung des Elektrizititsbin-
nenmarkts durch die EItBMVO der Einfiihrung eines Knotenpreissystems entge-
gensteht. Die EItBMVO legt in Art. 14 bis 17 ein System von Gebotszonen zugrunde,
wobei die Gebotszonengrenzen durch strukturelle Netzengpisse bestimmt werden
sollen und Mindestiibertragungskapazitaten fiir den gebotszoneniibergreifenden
Stromhandel zu gewihrleisten sind (siehe Kapitel 3.2.2). Daher bestehen Zweifel an
der Vereinbarkeit eines Knotenpreissystems mit der EIltBMVO. Nicht ausdriicklich
vorgeschrieben ist allerdings ein zonal einheitlicher GroBhandelspreis fiir Strom.
Vielmehr sollen die Strompreise gemaB EltBMVO durch Angebot und Nachfrage be-
stimmt werden und erkennen lassen, wenn Elektrizitat benotigt wird, und so markt-
basierte Anreize fiir Investitionen in Flexibilitatsquellen wie flexible Erzeugung,
Verbindungsleitungen, Laststeuerung und Energiespeicherung bieten.'”? Insoweit
konnte moglicherweise auch ein Knotenpreissystem als zuléssig angesehen werden.
Sofern eine Anderung der EItBMVO erforderlich sein sollte, miisste diese von Rat
und Parlament der EU mit den notwendigen Mehrheiten vorgenommen werden.

Praktische Probleme konnen auftreten, wenn mehrere bislang getrennt betriebene
Netze in einem Knotenpreissystem zusammengefasst werden sollen. Soweit die Bil-
dung der Knotenpreise durch einen zentralen Akteur erfolgen und dieser Aufgaben
der Netzbetriebsfiihrung iibernehmen soll, miissen die entsprechenden Kompe-
tenzen von den betroffenen Netzbetreibern auf den zentralen Akteur iibertragen
werden. Dies setzt — vorbehaltlich einer gegebenenfalls zu priifenden staatlichen
Regelung — eine Einigung der Netzbetreiber voraus, deren Erfolg offen ist. Inso-
weit stellt die Umsetzung eines Knotenpreissystems hohere Anforderungen als die
Bildung einer einheitlichen Gebotszone, die auch bei Beteiligung mehrerer Netzbe-
treiber umsetzbar ist. Soll ein deutschlandweites Knotenpreissystem mit zentralem
Akteur auch nur auf Ubertragungsnetzebene eingefiihrt werden, so bediirfte es einer
entsprechenden Einigung zwischen Amprion, TransnetBW, TenneT und 50Hertz
Transmission. Bei Ausdehnung des Knotenpreissystems auch auf die Verteilernetz-
ebene (oder zumindest Teile davon) muss eine Ubertragung der Kompetenzen fiir
die Netzbetriebsfiihrung auch durch die betroffenen Verteilernetzbetreiber erfolgen.
Da sich die Entscheidungen dieses zentralen Akteurs unmittelbar auf die Ertrags-
moglichkeiten der Marktteilnehmer auswirken wiirden, konnte dies zuséatzliche
Vorbehalte gegen eine Kompetenziibertragung begriinden.

Die Umsetzung eines grenziiberschreitenden Knotenpreissystems kann besondere
praktische Schwierigkeiten aufwerfen. Die Ubertragung der Kompetenzen fiir die
Netzbetriebsfiihrung auf einen zentralen Akteur kann insbesondere bei Beteiligung
mehrerer Staaten schwer umsetzbar sein, da die Entscheidungen des zentralen
Akteurs Einfluss auf die Wirtschaftsbedingungen in den einzelnen Staaten und die
Ertragsmoglichkeiten der Marktteilnehmer haben.

Hoher Umsetzungsaufwand durch Systemwechsel

Allgemein ist zu beriicksichtigen, dass die Einfithrung eines Knotenpreissystems aus
Sicht des derzeitigen deutschen Elektrizitatsversorgungssystems eine sehr weitrei-
chende Systemumstellung erfordert. Diese bringt einen hohen Umstellungsaufwand

172 Vgl. Erwagungsgriinde Nr. 22 und Nr. 30 EItBMVO (Verordnung (EU) 2019/943).
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mit sich, Anlaufprobleme sind nicht auszuschlieBen. Bereits angesprochen wurde
die Notwendigkeit, bei Einsetzung eines zentralen Akteurs die Kompetenzen fiir die
Netzbetriebsfithrung von den bisherigen Netzbetreibern auf diesen zu iibertragen.
Aufseiten der anderen Marktteilnehmer muss das derzeitige System des portfolio-
basierten Self Dispatch auf knotenscharfe Einsatzplanungen umgestellt werden
und nihert sich einem System des Central Dispatch an. Eine knoteniibergreifende
Bilanzkreisbildung kann allenfalls noch eingeschrinkt erfolgen, da die Einsatzent-
scheidungen von den Knotenpreisen abhingen. Auswirkungen ergeben sich auch
auf die Markte fiir Regelleistung und Regelenergie, da auch hier die begrenzten
Transportkapazititen beriicksichtigt werden miissen, um die Effektivitit des Kno-
tenpreissystems nicht zu gefihrden. SchlieBlich beeinflusst ein Knotenpreissystem
die wirtschaftliche Attraktivitit von Standorten, entgegen der derzeitigen, bundes-
weit einheitlichen Strompreisbildung und der mit dem NEMOG' eingefiihrten
Angleichung zumindest der Ubertragungsnetzentgelte (vgl. §§ 24 und 24a EnWG
sowie 8§ 14a ff., 32a StromNEV).

5.1.3 Weiterer Forschungsbedarf

Angesichts der zunehmenden Bedeutung dezentraler Einspeisungen und Entnahmen
erscheint wesentlich, inwieweit ein Knotenpreissystem auch zur Vermeidung von Net-
zengpassen auf den unteren Netzebenen geeignet ist und inwieweit neben Erzeugungs-
anlagen auch Verbrauchs- und Speicheranlagen einbezogen werden konnen. Dies wirft
Fragen der Datenverfiigbarkeit und der Handhabbarkeit auf, aber auch nach den Kos-
ten, die aus der Durchfiihrung eines solchen Knotenpreissystems aufseiten des zentra-
len Akteurs wie auch der anderen Marktteilnehmer entstehen. Vor dem Hintergrund
der zunehmenden Bedeutung dezentraler Erzeugung und Entnahme ist weiterhin zu
priifen, inwieweit ein auf das Ubertragungsnetz beschrinktes Knotenpreissystem iiber-
haupt zu einem effektiveren und kostengiinstigeren Engpassmanagement beitragen
konnte.

AuBerdem ist niher zu priifen, inwieweit ein Knotenpreissystem marktmacht-
bedingte Preissetzungsspielraume an einzelnen Netzknoten er6ffnen kann, weil auf-
grund von Netzengpassen kein wirksamer Wettbewerb besteht. Dariiber hinaus sollten
die moglichen nachteiligen Effekte eines Knotenpreissystems auf den Terminhandel
und mogliche Kosten fiir finanzielle Absicherungsgeschéfte soweit moglich quantifiziert
und gegen die Vorteile (zum Beispiel durch verringerte Kosten fiir Flexibilitat) abgewo-
gen werden. Zu kliren ist schlieBlich, welche Netze in ein Knotenpreissystem integriert
werden sollen und inwieweit eine einheitliche Netzbetriebsfithrung durch einen zentra-
len Akteur umsetzbar ist. Soweit ein Knotenpreissystem nur fiir einen eingeschrinkten
raumlichen Bereich umsetzbar sein sollte, sind die daraus entstehenden Nachteile fiir
den Handel zu gewichten. Angesichts der groBen Tragweite einer Umstellung auf ein
Knotenpreissystem erscheint eine detaillierte und im Idealfall quantitative Bestim-
mung der Vor- und Nachteile besonders wichtig.

173 Gesetz zur Modernisierung der Netzentgeltstruktur (Netzentgeltmodernisierungsgesetz, 2017).
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5.2 Neuzuschnitt der einheitlichen deutschen Stromgebotszone

5.2.1 Ausgestaltung

Deutschland bildet derzeit — unter Einschluss von Luxemburg — eine einheitliche
Stromgebotszone. Innerhalb dieser Gebotszone wird fiir die Zwecke des Stromhandels
ein engpassfreies Stromnetz zugrunde gelegt (,Kupferplatte®), sodass sich ungeachtet
der beschriankten Transportkapazititen ein einheitlicher StromgroShandelspreis fiir
die deutsche Gebotszone ergibt. Soweit die Gefahr von Netzengpissen besteht, muss
diese durch die Netzbetreiber behoben werden. Demgegeniiber werden die Transport-
kapazitiaten an den Gebotszonengrenzen bewirtschaftet, das heit, dem Stromhandel
werden von vornherein nur beschriankte Transportkapazititen zur Verfiigung gestellt
und versteigert (siehe Kapitel 3.2.2.2).

Der bislang an den deutschen Staatsgrenzen ausgerichtete Zuschnitt der deut-
schen Gebotszone konnte dahingehend verandert werden, dass er strukturelle Netz-
engpisse, an denen aufgrund beschrankter Transportkapazititen langerfristig und
wiederkehrend nicht alle gewiinschten Stromhandelsgeschifte ausgefiihrt werden kon-
nen,”* besser abbildet. Eine entsprechende Uberpriifung sieht insbesondere auch die
EltBMVO vor (siehe Kapitel 3.2.2.2). Ein Neuzuschnitt kann einerseits zur Unterteilung
der bisherigen deutschen Gebotszone fiihren, das heifit zur Einfithrung zusitzlicher Ge-
botszonengrenzen. Verschiedentlich diskutiert wird insbesondere eine Aufteilung der
deutschen Stromgebotszone, um Netzengpéssen zwischen Nord- und Siiddeutschland
Rechnung zu tragen.7”s Umgekehrt wire grundsitzlich auch eine Erweiterung der deut-
schen Stromgebotszone auf das benachbarte Ausland unter Aufhebung bestehender
Gebotszonengrenzen in Betracht zu ziehen, soweit strukturelle Netzengpisse (zukiinf-
tig) nicht bestehen sollten.”® Hinsichtlich der Lage struktureller Netzengpésse und des
Verlaufs moglicher neuer Gebotszonengrenzen besteht bislang allerdings keine Klar-
heit. Das BMWi geht auf Grundlage einer Analyse der vier deutschen UNB davon aus,
dass strukturelle Engpisse iiber das gesamte deutsche Ubertragungsnetz verteilt seien
und keinen eindeutigen Weg fiir den Verlauf einer Gebotszonenteilung vorzeichneten."””

Der zugrunde liegende Ansatz weist Ahnlichkeiten mit der Einfiihrung von Kno-
tenpreisen auf. Die Orientierung an den vorhandenen Transportkapazititen erfolgt
aber weniger konsequent, da nur die relevantesten (,,strukturellen®) Netzengpasse,
nicht aber alle Einschrankungen der Transportkapazitit beriicksichtigt werden. Da-
durch ist eine individuelle Preisbildung nicht an Tausenden von Netzknoten, sondern
nur fiir die jeweiligen Gebotszonen und an den Gebotszonengrenzen erforderlich. In-
nerhalb einer Gebotszone bleiben Einschrankungen der Transportkapazitit nach wie
vor beim Stromhandel unberiicksichtigt. Fiir den Stromhandel hat das Vorteile, unter
anderem eine hohere Liquiditdt des Markts. Zugunsten dieser Vorteile wird die unge-
nauere Beriicksichtigung der Beschrankungen bei den Transportkapazititen in Kauf
genommen.

174 Nach Art. 2 Nr. 6 EItBMVO 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 hiufig wiederauftritt (Verordnung (EU) 2019/943).

175 Vgl. etwa Monopolkommission 2011; Egerer et al. 2015; Marjanovic et al. 2019.
176 Bereits heute bildet Deutschland mit Luxemburg eine einheitliche Stromgebotszone.
177 BMWi 2019-2.
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5.2.2 Vor- und Nachteile

Effektivitat des Engpassmanagements

Korrigierende Eingriffe der Netzbetreiber werden reduziert

Ein zonales Preissystem ermdglicht die Bewirtschaftung der Transportkapazititen
an den Gebotszonengrenzen. Damit sind MaBnahmen der Netzbetreiber zur Behe-
bung von Netzengpéssen nicht oder nur in deutlich geringerem Umfang erforder-
lich. Ein Neuzuschnitt der deutschen Stromgebotszone ist daher aus dem Blickwin-
kel der Effektivitdat des Engpassmanagements vorteilhaft, wenn er sich starker an
strukturellen Netzengpassen orientiert als die bisherigen Gebotszonengrenzen. Die
Vorteile fiir die Effektivitit sind umso gréBer, je besser die neuen Gebotszonengren-
zen die strukturellen Netzengpisse abbilden.

Verlagerung struktureller Netzengpisse kann Effektivitit einschrinken
Vorteile fiir die Effektivitidt des Engpassmanagements ergeben sich, wenn der Ge-
botszonenzuschnitt die strukturellen Netzengpisse abbildet. Verlagern sich Net-
zengpasse aufgrund veranderter Netzauslastung, so verringert dies die Effektivitat
des Engpassmanagements. Zur Sicherstellung der Effektivitat wire daher eine re-
gelmiBige Uberpriifung und gegebenenfalls Anpassung der Gebotszonengrenzen
erforderlich.

Keine umfassende Engpassberiicksichtigung

Zonale Preissysteme haben inhirente Einschriankungen, da sie nur strukturelle
Netzengpisse beriicksichtigen. Andere Netzengpasse, die nicht fiir lingere Dauer
und wiederkehrend auftreten (das heiBt keine strukturelle Qualitdt haben), werden
hingegen nicht vermieden. Dies wirkt sich tendenziell umso stiarker aus, je grofer
die Gebotszonen zugeschnitten werden. Auch Netzengpésse im Verteilernetz werden
grundsétzlich nicht beriicksichtigt.

Kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung

Auktion der Transportkapazititen an den Gebotszonengrenzen beriicksichtigt
Nutzen fiir die Verbraucher

Werden Transportkapazitdten bereits beim Abschluss der gebotszoneniibergreifen-
den Stromhandelsgeschifte durch Auktion der zoneniibergreifenden Transportka-
pazitit beriicksichtigt, kann der Markt hier die Zahlungsbereitschaft der Verbrau-
cher ermitteln. Dies ist grundsitzlich ein effizienter Weg, um den Nutzen fiir die
Verbraucher zu bertiicksichtigen. Gegeniiber dem derzeitigen 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 zusatzliche Moglich-
keit eines zoneniibergreifenden Redispatch oder Countertrading hierbei berticksich-
tigt werden soll.””® Diese Entscheidungen haben erheblichen Einfluss auf die Kosten
fiir die Nutzung zoneniibergreifender Transportkapazititen und die Effizienz des
Gebotszonenzuschnitts.

178 Die derzeitige Regelung findet sich in Art. 16 EItBMVO (Verordnung (EU) 2019/943).
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Sinkende Kosten fiir Flexibilitit, Zusatzkosten fiir Bewirtschaftung der Gebots-
zonengrenzen

An den Gebotszonengrenzen entfallen Kosten fiir Flexibilitit, soweit die verfiigbaren
Transportkapazitdten bereits beim Stromhandel beriicksichtigt werden und korri-
gierende Eingriffe der Netzbetreiber daher nicht erforderlich sind. Zugleich kann die
nicht fiir das Engpassmanagement benétigte Flexibilitit fiir andere Zwecke wie den
Systemausgleich (zum Beispiel Vermarktung als Regelenergie) eingesetzt werden.
Dem sind die Kosten fiir die Bewirtschaftung der Gebotszonengrenzen gegeniiber-
zustellen. Diese fallen auch dann an, wenn Netzengpisse tageszeitlich oder saisonal
gar nicht vorliegen und eine Bewirtschaftung daher nicht erforderlich wire.

Potenziell h6here Kosten fiir den Stromhandel durch verringerte Liquiditit
Grundsitzlich ist zu erwarten, dass eine Teilung der deutschen Stromgebotszone
insgesamt betrachtet zu hoheren StromgroShandelspreisen und damit zu héheren
Kosten im Stromhandel fithrt. Bisher dem Engpassmanagement der Netzbetreiber
zugeordnete Kosten, zum Beispiel fiir Redispatch, konnen insoweit nicht mehr
auBerhalb des Stromhandels {iber die Netzentgelte umgelegt werden. Zugleich sin-
ken aber die Redispatchkosten, was die Kosten der Energieversorgung an anderer
Stelle entlastet. Ein Anstieg der StromgroBhandelspreise liegt insbesondere fiir den
stiddeutschen Raum nahe, in dem die Nachfrage physikalisch haufig nicht durch
glinstige Erzeugungsanlagen gedeckt werden kann. Hohere GroBhandelspreise er-
geben sich dann aus dem verringerten Angebot bei kleinerem Gebotszonenzuschnitt
und der eingeschriankten Moglichkeit zur Portfoliobildung. Demgegeniiber kénnen
sich im norddeutschen Raum niedrigere Stromgrofhandelspreise ergeben. Zudem
konnten dem Stromhandel bei Teilung der deutschen Stromgebotszone moglicher-
weise hohere zoneniibergreifende Transportkapazitdten zu den Nachbarstaaten zur
Verfligung gestellt werden und damit die GroBhandelspreise an den Strommarkten
sinken, wie im Folgenden im Zusammenhang mit dem Beitrag zum EU-Elektrizi-
tatsbinnenmarkt beschrieben. Das EU-Recht sieht allerdings ohnehin eine Erho-
hung der grenziiberschreitenden Transportkapazititen fiir den Stromhandel auf 70
Prozent bis zum Ende des Jahres 2025 vor.

Die Erfahrungen aus der Gebotszonentrennung in Schweden im Jahr 2011 und aus
der Trennung der deutsch-osterreichischen Gebotszone zum 01.10.2018 legen nahe,
dass aufseiten des Stromhandels erhebliche Mehrkosten entstehen konnen. Infolge
der Auftrennung der schwedischen Gebotszone in vier kleinere Gebotszonen wurde
im Jahr 2015 eine Verringerung der Liquiditat auf den skandinavischen Terminmark-
ten von mehr als 20 Prozent gegeniiber dem Jahr 2011 beobachtet.” Die Stromborse
European Energy Exchange (EEX) hat die Wohlfahrtsverluste, die sich infolge der
Ankiindigung der Gebotszonentrennung Deutschland/Osterreich und der Produk-
tiiberleitung vom Phelix DE/AT zum Phelix DE in den Monaten Januar 2017 bis April
2018 (Phelix DE/AT) beziehungsweise April 2017 bis April 2018 (Phelix DE) durch ei-
nen erhohten Bid-Ask-Spread ergaben, auf tiber 700 Millionen Euro beziffert.*° Der
Bid-Ask-Spread bezeichnet die Differenz zwischen den Preisen, die Kaufer (an der
Stromborse) bereit sind zu zahlen, und den Preisen, die Anbieter erzielen mochten.

179 EFET 2016.
180 Auskunft der EEX.
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Anpassungen der Gebotszonengrenzen verringern die Planungssicherheit

Der nach dieser Handlungsoption angestrebte Gebotszonenzuschnitt stellt auf
strukturelle Netzengpisse ab. Konsequenterweise miisste die Gebotszonengrenze
regelmaBig tiberpriift und gegebenenfalls angepasst werden. Falls die Anpassung
haufig erfolgen sollte, kann hierunter insbesondere die Funktion der Terminmarkte
leiden, da eine langfristige Vorhersage der Strompreise und der Transportkosten
erschwert wird und die Planungssicherheit fiir Stromverbraucher und -erzeuger
dementsprechend verringert ist.

Beitrag zum EU-Elektrizitatsbinnenmarkt

Loslésung von Staatsgrenzen

Mit dem Ziel der Forderung des EU-Elektrizitatsbinnenmarkts sind zonale Preis-
systeme insoweit gut vereinbar, als eine Orientierung an strukturellen Engpassen
grundsatzlich unabhingig von den Staatsgrenzen erfolgt und damit nicht zwischen
Mitgliedstaaten differenziert wird. So konnten beispielsweise auch Gebotszonen
eingerichtet werden, die Teile mehrerer Lander umfassen, solange sich an den
Staatsgrenzen keine strukturellen Netzengpisse befinden. Hierbei setzt ein zonales
Preissystem — anders als ein Knotenpreissystem — keine einheitliche Netzbetriebs-
fiihrung voraus.

Geringerer Druck zur Einschrinkung der Transportkapazititen an den Gebots-
zonengrenzen zum Ausland

Die Aufteilung von Gebotszonen entlang struktureller Netzengpisse innerhalb eines
Staates kann dazu beitragen, die an den Gebotszonengrenzen zum Ausland bereit-
gestellte Transportkapazitat zu erhéhen. Heute miissen die Netzbetreiber innerhalb
Deutschlands haufig in erheblichem MafBle Engpassmanagement betreiben, was
hohe Kosten (insbesondere fiir den Redispatch) verursacht. Stromimporte konnen
bestehende Engpasssituationen weiter verschiarfen. Wird beispielsweise Strom aus
Skandinavien importiert und soll nach Siiddeutschland geliefert werden, belastet
dies die Stromleitungen zwischen Nord- und Siiddeutschland zusitzlich. Diese sind
aber durch den Transport des norddeutschen Windenergiestroms in die siiddeut-
schen Industriegebiete bereits teilweise iiberlastet. Um zusitzliche Netzengpisse
und die damit verbundenen Kosten zu vermeiden, beschrinken die Netzbetreiber
daher teilweise die Leitungskapazitit, die sie an den Gebotszonengrenzen zum Aus-
land fiir den grenziiberschreitenden Stromhandel zur Verfiigung stellen. Im ge-
nannten Beispiel wiirde der Netzbetreiber dadurch die Stromlieferungen aus Skan-
dinavien einschrianken. Wiirde nun Deutschland an dem strukturellen Netzengpass
zwischen Nord- und Siiddeutschland in zwei Gebotszonen aufgeteilt, miissten so-
wohl norddeutsche als auch skandinavische Stromanbieter Ubertragungsrechte fiir
die neue Gebotszonengrenze erwerben. Sie wiirden am Markt um die begrenzten
Ubertragungskapazititen von Nord- nach Siiddeutschland konkurrieren — dadurch
ware von vornherein sichergestellt, dass ausreichende Leitungskapazitaten zur
Verfiigung stehen.'® Da das zusétzliche Stromangebot aus Skandinavien in diesem
Fall nicht mehr zu einer erh6hten Gefahr von Netzengpéssen fiihrt, gibe es fiir den
Netzbetreiber keinen Grund mehr, die Transportkapazititen fiir Stromimporte
aus Skandinavien einzuschranken. Durch den zusitzlichen Wettbewerb zwischen

18
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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 die begrenzten Transportportkapazititen an den Gebotszonengrenzen im Stromhandel
berticksichtigt werden.
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deutschen und ausldndischen Anbietern konnen die Kosten der Energieversorgung
sinken. Die Elektrizitdtsbinnenmarktverordnung der EU sieht inzwischen allerdings
ohnehin eine Erhohung der grenziiberschreitenden Transportkapazititen fiir den
Stromhandel auf 70 Prozent bis Jahresende 2025 vor. Vor diesem Hintergrund
konnte eine Teilung der deutschen Gebotszone moglicherweise zu einer Kostensen-
kung beitragen, wenn aufgrund der Bewirtschaftung der innerdeutschen Gebotszo-
nengrenze die Nachfrage nach grenziiberschreitender Transportkapazitiat und damit
der Bedarf an grenziiberschreitendem Redispatch sinken.

Beitrag zum Klimaschutz

Die Nutzung klimafreundlicher Erzeugungsanlagen kann gesteigert werden

Ein Neuzuschnitt — insbesondere eine Teilung — der deutschen Gebotszone kann bei
Netzengpissen an den Gebotszonengrenzen zu niedrigeren Strompreisen in den Tei-
len Deutschlands fiihren, in denen die kostengiinstig verfiigbare Erzeugungsleistung
im Vergleich zum Verbrauch hoher ist. Damit werden Anreize gesetzt, Strom aus
erneuerbaren Energien nicht abzuregeln, sondern sektoreniibergreifend zu nutzen.

Umsetzbarkeit und Umsetzungsaufwand

Aufwendig und politisch schwierig

Der Umsetzungsaufwand bei einem Neuzuschnitt der deutschen Gebotszone ist er-
heblich. Zwar wird das zonale Preissystem beibehalten; doch kann bereits die Festle-
gung der Gebotszonengrenzen erhebliche Schwierigkeiten aufgrund divergierender
wirtschaftlicher Interessen aufwerfen, die sich auf die politische Einigungsbereit-
schaft und die gesellschaftliche Akzeptanz einer Losung auswirken. Dies gilt sowohl
innerhalb Deutschlands, wo Siiddeutschland im Falle einer Gebotszonentrennung
voraussichtlich von hoheren Strompreisen betroffen wire,'®? als auch zwischen den
Mitgliedstaaten der EU, wie die Trennung der deutsch-6sterreichischen Gebotszone
gezeigt hat. Zu entscheiden ist auerdem iiber die Hohe der dem Stromhandel zur
Verfiigung gestellten gebotszoneniibergreifenden Transportkapazitdten. Bei Anwen-
dung eines Flow-Based Market Coupling (FBMC, siehe Kapitel 3.2.2.2) ist hierfiir
die Marktsituation in der gesamten FBMC-Region zu beriicksichtigen.'®3 SchlieBlich
sind die Gebotszonengrenzen in zeitlichen Abstinden zu iiberpriifen und gegebe-
nenfalls erneut anzupassen.

Bei einem Neuzuschnitt der deutschen Gebotszone muss zudem der Stromhan-
del auf die neuen Gebotszonen umgestellt und insbesondere eine Losung fiir die
Behandlung laufender Langfristvertrige gefunden werden. Dariiber hinaus muss
das gebotszoneninterne Engpassmanagement an den neuen rdumlichen Zuschnitt
angepasst werden, weil Netzengpasse an den neuen Gebotszonengrenzen nunmehr
durch Auktionen bewirtschaftet werden. Sollten neue Gebotszonengrenzen beste-
hende Netze trennen, so miissen auch die Netzentgelte hieran angepasst werden. Die
durch das NEMOG eingefiihrte bundesweite Angleichung der Ubertragungsnetz-
entgelte’®+ erscheint im Falle einer Gebotszonentrennung sachlich kaum zu recht-
fertigen und miisste auf eine gebotszonenweite Angleichung umgestellt werden.

182 Allerdings werden die Netzentgelte, mit Ausnahme der Ubertragungsnetzentgelte, ohnehin netzscharf berechnet und

konnen sich daher deutschlandweit erheblich unterscheiden.

183 Vgl. Schlossarczyk 2019.

184 Vgl. 8§ 24 und 24a EnWG, 2020 sowie §§ 14a ff., 32a Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV, 2019).
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Uberdacht werden miisste auch die Berechtigung bundesweit einheitlicher Umlagen
(EEG-Umlage, KWKG-Umlage, Offshore-Umlage, § 19 Abs. 2 StromNEV-Umlage,
AbLaV-Umlage), weil eine einheitliche Bestimmung bei getrennten Gebotszonen
moglicherweise nicht mehr angemessen ist.

5.2.3 Weiterer Forschungsbedarf

Bislang noch nicht hinreichend geklart erscheint, nach welchen Kriterien strukturelle
Netzengpisse und die dem gebotszoneniibergreifenden Handel zur Verfiigung zu stel-
lenden Transportkapazititen bestimmt werden kénnen. Fiir mogliche Gebotszonen-
grenzen miisste naher untersucht werden, inwiefern Netzengpasse struktureller Natur
sind und inwieweit sie noch tageszeitlich oder jahreszeitlich variieren konnen.

Moglichst zu quantifizieren waren die Kostenwirkungen fiir den Stromhandel
bei Neuzuschnitt und insbesondere bei Aufteilung von Gebotszonen. Diese Kos-
ten miissten den Kostenwirkungen beim gebotszoneninternen Engpassmanagement
gegeniibergestellt werden, insbesondere moglichen Kosteneinsparungen bei einer
Gebotszonentrennung. In diesem Zusammenhang sollten auch Prognosen zur Strom-
preisentwicklung in den Gebotszonen, zum Beispiel bei einer Nord-Siid-Trennung der
deutschen Gebotszone, angestellt werden. Dartiber hinaus bedarf naherer Untersu-
chung, welche Folgednderungen bei der Bestimmung der Netzentgelte und der bislang
bundesweit einheitlichen Umlagen erforderlich sind. Schliefilich ist ndher zu priifen, in
welchen zeitlichen Abstdnden ein méglicher Neuzuschnitt von Gebotszonen in Betracht
kommt und wie die daraus resultierenden Vor- und Nachteile zu bewerten sind.

5.3 Einfihrung auslastungsorientierter Netzentgelte

5.3.1 Ausgestaltung

Eine auslastungsorientierte Netzentgeltsystematik wiirde im Falle kritischer Netz-
auslastung zu hoheren Netzentgelten fiihren als in anderen Fillen. Damit konnte fiir
kritische Nutzungsfille ein Anreiz gesetzt werden, die Netznutzung an die Strom- und
Spannungsgrenzwerte anzupassen, sodass die Gefahr von Netzengpassen sinkt. Da die
Netzentgelte zusatzlich zu dem Strompreis und den sonstigen Strompreisbestandteilen
(Steuern, Abgaben, Umlagen) anfallen, konnen auslastungsorientierte Netzentgelte
auch in einem zonalen Preissystem zur Anwendung kommen (siehe Kapitel 3.2.3). Im
Ergebnis sollen die dem Netz entstehenden Kosten abgebildet werden.s

Die Netzentgelte konnten zukiinftig neben einem auslastungsunabhéngigen
Anteil, der zum Beispiel die Kosten fiir die Unterhaltung des Netzanschlusses und die
Abrechnung der Netznutzung abdeckt, einen neuen, auslastungsabhéngigen Anteil
enthalten. Hierbei konnten drei Kriterien zugrunde gelegt werden: Erstens sollen die
Gesamterlose aus Netzentgelten die Gesamtkosten des Netzes abdecken. Zweitens sol-
len die Kosten des Engpassmanagements (nur) auf die Netznutzer umgelegt werden,
die das Netz bei Gefahr von Netzengpassen nutzen. Der auslastungsabhingige Anteil
der Netzentgelte soll dabei in Summe den Kosten des Engpassmanagements entspre-
chen. Drittens schlieBlich soll der auslastungsabhéngige Anteil der Netzentgelte des
einzelnen Netznutzers den ihm zuzurechnenden Anteil der Engpassmanagementkosten

185 Vgl. auch Consentec/Fraunhofer ISI 2018-1.
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widerspiegeln. Hierbei ist davon auszugehen, dass diese Handlungsoption die Gefahr
von Netzengpassen nicht vollstdndig ausschlieBen kann, da diese nicht vollstandig pro-
gnostizierbar sind. AuBerdem liegt nahe, dass die Kosten des Engpassmanagements,
die betroffenen Netznutzer und der ihnen jeweils zuzurechnende Anteil an den Kosten
des Engpassmanagements nur niherungsweise bestimmt werden konnen.

Idealerweise sind auslastungsorientierte Netzentgelte raumlich und zeitlich dif-
ferenziert, sodass sowohl die Lage der Netzengpésse als auch deren jahres- oder tages-
zeitliches Auftreten abgebildet werden. 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 kleiner Ver-
teilernetze 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 le-
gende Netzauslastung ex ante prognostiziert oder ex post aufgrund der tatsiachlichen
Netzauslastung ermittelt werden soll. AuBerdem ist priifen, inwieweit die Netznutzung
von Kleinkunden exakt erfasst und abgerechnet werden soll, sodass diese die Hohe
der Netzentgelte durch ihr Verhalten beeinflussen konnen. SchlieBlich ist zu klaren,
ob auch Stromeinspeiser netzentgeltpflichtig sein sollen, um eine Lenkungswirkung
zu erzielen. Je nach Ausgestaltung konnten allerdings auch verbraucherseitige auslas-
tungsorientierte Netzentgelte widerspiegeln, ob die korrespondierende Einspeisung
engpassrelevant ist. Damit konnte mittelbar eine engpassentlastende Lenkungswirkung
auch auf die Einspeisung erzielt werden. Die konkrete Ausgestaltung ist allerdings
noch nicht ndher untersucht. Ein System auslastungsorientierter Netzentgelte konnte
einfacher implementierbar sein, wenn neben der Entnahme auch die Einspeisung net-
zentgeltpflichtig wire. Relevant ist dies jedenfalls bei Stromexporten. Zahlen nur die
Verbraucher Netzentgelte, gébe es bei Stromlieferungen in das Ausland keinen Anreiz,
die Belastungen fiir das Stromnetz zu reduzieren.

Denkbar wire daneben auch eine Bemessung der Netzentgelte nach den Netz-
ausbaukosten zur Befriedigung eines zusétzlichen Transportbedarfs. Damit wiirden die
standortbezogenen Investitionssignale, das heifit das langfristige Engpassmanagement,
in den Fokus geriickt.’®s Auch insoweit kdnnte in einem erweiterten Sinne von auslas-
tungsorientierten Netzentgelten gesprochen werden. Eine solche Ausgestaltung des
Netzentgeltsystems wird fiir die Zwecke des hier untersuchten Engpassmanagements
im Betrieb des Stromnetzes jedoch nicht vertieft. Ahnliches gilt fiir die verschiedent-
lich diskutierte Bemessung von Baukostenzuschiissen entsprechend den verursachten
Netzausbaukosten.’®” Zwar konnen neben den Netzentgelten im engeren Sinne beim
Netzanschluss von Lasten oder gegebenenfalls auch Erzeugungsanlagen in bestimm-
ten Fillen Baukostenzuschiisse oder Anschlusskostenbeitrige erhoben werden, mit
denen die verursachten Netzausbaukosten teilweise abgedeckt werden sollen und die
im weiteren Sinne den Netzentgelten zugerechnet werden konnten; der einmalige

186 Monopolkommission 2017; Consentec/Fraunhofer ISI 2018-1; Grimm et al. 2019.
187 Vgl. dazu etwa E-Bridge et al. 2018.
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Kostenbeitrag beim Netzanschluss entfaltet jedoch keine Lenkungswirkung, die den
Netznutzer zu einer Verdnderung der Netznutzung in Zeiten kritischer Netzauslastung
veranlassen konnte.

5.3.2 Vor- und Nachteile

Effektivitat des Engpassmanagements

Korrigierende Eingriffe der Netzbetreiber werden reduziert

Die Netznutzer beriicksichtigen das Preissignal der Netzentgelte — soweit sie es
beeinflussen konnen — bereits bei ihren Einsatzentscheidungen fiir Erzeugungs-,
Speicher- und Verbrauchsanlagen. Damit sind korrigierende Eingriffe der Netzbe-
treiber zur Behebung von Netzengpassen nur noch in geringerem MaBe erforderlich.
Allerdings hangt die Effektivitat dieser Handlungsoption davon ab, wie stark die
Netzentgelte nach Engpassregionen und -zeiten ausdifferenziert werden und wel-
che Netze einbezogen werden. Zudem kann die Spiirbarkeit der Kostenwirkungen
weitere Anpassungen etwa des Netzentgeltsystems (zum Beispiel Einfithrung von
Einspeiseentgelten), des Bilanzierungssystems (zum Beispiel Einschriankung der
Verwendung von Standardlastprofilen) oder der Vorgaben zu Messeinrichtungen,
Messung und Messwertiibertragung erforderlich machen.

Umfang der Lenkungswirkung

Die Lenkungswirkung auslastungsorientierter Netzentgelte ist insoweit begrenzt,
als der auslastungsabhingige Anteil der Netzentgelte lediglich die Kosten des Eng-
passmanagements abbildet. Die Intensitiat der Lenkungswirkung hiangt davon ab,
welcher Anteil der netzentgeltpflichtigen Strommenge in Engpasssituationen trans-
portiert wird, das heif3it, auf welche Strommenge sich die Kosten des Engpassma-
nagements verteilen (eine Orientierung gibt die folgende Box). Zudem verliert das
Netzentgeltsignal moglicherweise durch die zusatzlichen (fixen) Preisbestandteile
wie EEG-Umlage und Stromsteuer, die bei Haushaltskunden iiber 50 Prozent des
Strompreises ausmachen, an Wirkung. Mogliche gegenlaufige Effekte durch nied-
rige Strompreise in Engpasssituationen, wenn zum Beispiel Netzengpasse durch
hohe Einspeisung aus erneuerbaren Energien entstehen und deshalb der Strom-
groBhandelspreis stark sinkt, konnen die Wirksamkeit des Netzentgeltsignals weiter
einschréanken, sind aber 6konomisch sinnvoll. Daher kénnen korrigierende Eingriffe
der Netzbetreiber in den Anlageneinsatz weiterhin in erheblichem Umfang erforder-
lich bleiben. Umgekehrt ist nicht auszuschlieBen, dass auslastungsabhéngige Net-
zentgelte bei Verteilung der Kosten des Engpassmanagements auf eine vergleichs-
weise geringe Menge eine prohibitive Wirkung entfalten konnen.

Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung

Beschrinkte Transportkapazititen in den Netzentgelten beriicksichtigt

Auslastungsorientierte Netzentgelte konnen die Kosten des Engpassmanagements
besser erfassen als die derzeitige Netzentgeltsystematik, die die Netzauslastung im
Wesentlichen unberiicksichtigt 1dsst (siehe Kapitel 3.2.3). Wenn die Kosten des
Engpassmanagements hinreichend genau abgebildet werden, spiegeln Strompreis
und Netzentgelte in Summe die Bereitstellungskosten wider. Damit werden die
Stromlieferungen durchgefiihrt, bei denen die Zahlungsbereitschaft der Verbrau-
cher hoher ist als die Kosten fiir den Strom und dessen Transport einschlieflich der
den Verbrauchern jeweils zuzurechnenden Kosten des Engpassmanagements. Dies
fiihrt grundsitzlich zu einem effizienten Engpassmanagement. Allerdings bereitet
die Ermittlung der Kosten des Engpassmanagements erhebliche Schwierigkeiten,
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insbesondere 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 be-
haftet. Dies beeintrachtigt die Lenkungswirkung des Netzentgeltsignals.

Auswirkungen einer auslastungsorientierten Netzentgeltbildung

Die Kosten des Engpassmanagements beliefen sich im Jahr 20172 auf insgesamt 1,5 Milliarden Euro.*®
Die geschatzten Gesamtkosten aller Netze im Jahr 2017 betrugen 24,1 Milliarden Euro.**® Mithin machte

der Anteil der Engpassmanagementkosten 6,2 Prozent der Gesamtnetzkosten aus.

Als kurzfristig nicht auslastungsabhangige Netzkosten kann ein Betrag von 22,6 Milliarden Euro (Gesamt-
netzkosten in Hohe von 24,1 Milliarden Euro abziglich der Kosten fiir Engpassmanagement in Hohe von
1,5 Milliarden Euro) angesetzt werden. Bei gleichmaRiger Verteilung auf alle Netznutzer wiirde hieraus
Uberschligig ein durchschnittliches Netzentgelt in Hohe von 4,35 Cent/Kilowattstunde (Netzkosten 22,6
Milliarden Euro dividiert durch Jahresnettostromverbrauch 520 Terawattstunden®®*) resultieren.*?

Die auslastungsabhangigen Netzkosten (Kosten des Engpassmanagements in Hohe von 1,5 Milliarden
Euro) wiirden nur fiir Netznutzungen in Engpasssituationen erhoben. Der Einfluss auf die Netzentgelte
hangt von der betroffenen Strommenge ab. Zur Orientierung kann der auslastungsabhangige Netzentgel-
tanteil bei einer betroffenen Strommenge von 5 Prozent, 10 Prozent und 15 Prozent des Nettostromver-

brauchs'®® und gleichmaRiger Verteilung der auslastungsabhingigen Netzkosten ermittelt werden. Die

Ergebnisse sind in Tabelle 5 zusammengefasst.

Von Netzengpdssen betroffene Zusitzliches Netzentgelt in Netzentgeltsteigerung
Strommenge Engpasssituationen in 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 5: Beispielrechnung zur Netzentgeltsteigerung in Engpasssituationen

Potenziell sinkende Kosten fiir Flexibilitit, Zusatzkosten fiir Netzentgeltberech-
nung

Soweit korrigierende Eingriffe der Netzbetreiber seltener erforderlich sind, weil
Stromlieferungen bei Gefahr von Netzengpassen aufgrund hoherer Netzentgelte
nur noch in geringerem Umfang getitigt werden, sinkt die Menge der erforderlichen
Flexibilitit. Zugleich kann die nicht fiir das Engpassmanagement benoétigte Flexi-
bilitat fiir andere Zwecke wie den Systemausgleich (zum Beispiel Vermarktung als
Regelenergie) eingesetzt werden. Den daraus resultierenden Kostenvorteilen sind
die Kosten gegeniiberzustellen, die fiir die gegebenenfalls aufwendige Ermittlung
auslastungsorientierter Netzentgelte anfallen.

188 Das Jahr 2017 wird aufgrund der Datenverfiigbarkeit fiir die Gesamtnetzkosten zugrunde gelegt.
189 BNetzA 2020-1.
190 Consentec/Fraunhofer ISI 2018-1.

191 BMWi 2019-3.

192 Nicht beriicksichtigt werden Differenzierungen zum Beispiel aufgrund unterschiedlicher Netzanschlussebenen oder

Netzentgeltreduzierungen.

193 Zum Vergleich: Die insgesamt abgeregelte Strommenge im Jahr 2017 betrug circa 15,7 TWh (10,2 TWh Einspeiseredu-

zierungen durch Redispatch sowie 5,5 TWh Einspeisemanagement). Dies entspricht einem Anteil von circa 3 Prozent
am Nettostromverbrauch 2017 in Hohe von 520 TWh.
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Mogliche Kostensteigerungen aufgrund von Unsicherheiten iiber die Hohe der
Netzentgelte

Ein System auslastungsorientierter Netzentgelte kann aufgrund von Unsicherheiten
iiber die Hohe der Netzentgelte zu Kostensteigerungen fiir die Stromverbraucher
fiihren. Um die Netzauslastung verlisslich abzubilden, miissten die Netzentgelte, die
bislang kalenderjahrlich im Voraus festgelegt werden, kurzfristiger oder sogar erst
im Nachhinein bestimmt werden. Bereits vorgeschlagen wurde etwa die jahrliche
Festlegung engpassabhingiger Tarifstufen, wobei die fiir einen konkreten Nutzungs-
fall anwendbare Tarifstufe erst mit kurzem Vorlauf bestimmt wird.%4 Denkbar wire
auch, die Hohe der Netzentgelte erst ex post anhand der tatsachlich eingetretenen
Netzauslastung zu bemessen, wie etwa im Triade-System in GroBbritannien.'®s Im
Ergebnis wiirde dies dazu fiihren, dass sie zum Zeitpunkt des Abschlusses vieler
Stromliefervertrage noch nicht bekannt sind. Strompreise bei integrierten Lieferver-
tragen (das heiBt einschlieBlich Netzentgelten) wiaren daher schwieriger zu kalkulie-
ren, was zu Kostensteigerungen fiir die Stromverbraucher fithren konnte.

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 iiber die Netzentgelthohe konnten finanzielle Terminmarktprodukte
eingesetzt werden, die allerdings ihrerseits weitere Kosten verursachen.

Beitrag zum Klimaschutz

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

Umsetzbarkeit und Umsetzungsaufwand

Hoher Umsetzungsaufwand

Die Einfithrung auslastungsorientierter Netzentgelte verursacht erheblichen Um-
setzungsaufwand. Dies betrifft zunichst die Anderung der Abrechnungsprozesse.
Daneben stellen auslastungsorientierte Netzentgelte aber auch erh6ohte Anforde-
rungen an die Verfiigbarkeit von Messeinrichtungen und Messwerten sowie an
Informations- und Telekommunikationsinfrastruktur.’?® Entlastend ist demgegen-
iiber zu berticksichtigen, dass eine Umgestaltung des Netzentgeltsystems ohne-
hin gepriift wird, um die Kosten der Netznutzung generell (auch tiber die Zwecke
des Engpassmanagements hinaus) verursachungsgerecht abzubilden und dadurch

194 Vgl. etwa den Vorschlag von Schuster et al. 2019.

195 Hierbei hingt die Hohe der Netzentgelte groBer industrieller und gewerblicher Stromverbraucher von deren Strombe-

zug in den drei Halbstundenintervallen mit der hochsten Stromentnahme aus dem Ubertragungsnetz in den Monaten
November bis Februar ab, die jeweils nachtriglich im Marz ermittelt wird, vgl. etwa National Grid ESO 2015; Regen
2016; Frontier Economics 2016. Die betreffende Regelung findet sich in National Grid ESO 2020, Section 14 ,,Char-
ging Methodologies*.

196 Vgl. auch Consentec/Fraunhofer ISI 2018-1.



Handlungsoptionen fiir das Engpassmanagement

zum Beispiel die Sektorenkopplung zu verbessern und Fehlanreize zugunsten der
Eigenversorgung zu vermeiden.'” Sofern eine solche Umgestaltung der Netzent-
geltsystematik erfolgt, lassen sich auslastungsorientierte Netzentgelte gut in diese
Uberlegungen integrieren.

5.3.3 Weiterer Forschungsbedarf

Zu kldren ist, inwieweit auslastungsorientierte Netzentgelte eine Lenkungswirkung ent-
falten. Dies betrifft zum einen den Umfang des auslastungsabhingigen Netzentgeltan-
teils. Zum anderen ist zu priifen, welchen Einfluss eine solche Netzentgeltsteigerung im
Zusammenspiel mit dem Strompreissignal und den sonstigen Strompreisbestandteilen
(Steuern, Abgaben, Umlagen) auf das Netznutzungsverhalten hétte. Die Einfiihrung
auslastungsorientierter Netzentgelte wire nur dann gerechtfertigt, wenn eine signifi-
kante Lenkungswirkung wahrscheinlich ist. Umgekehrt muss eine prohibitive Wirkung
der Netzentgelte vermieden werden. Aufgrund der Schwierigkeiten einer sachgerechten
Parametrierung wird eine Netzentgeltkomponente fiir die Kosten des betrieblichen
Engpassmanagements teilweise sehr kritisch gesehen."®

Niher zu priifen ist zudem, wie auslastungsorientierte Netzentgelte mit hinrei-
chender Genauigkeit festgelegt werden konnen und welche Vor- und Nachteile sich aus
einer kurzfristigen Festlegung im Voraus oder einer Festlegung im Nachhinein ergeben.
Hierbei ist auch zu kliren, wie groB das Risiko von Fehlanreizen aufgrund fehlerhaf-
ter Belastungsprognosen jeweils ist.'? Moglichst zu quantifizieren ist dariiber hinaus,
welche Riickwirkungen eine auslastungsorientierte Gestaltung der Netzentgelte auf die
Stromkosten der Verbraucher hitte, zum Beispiel weil die Netzentgelte den Stromlie-
feranten bei Abschluss des Liefervertrags nicht bekannt sind oder weil Prognosekosten
aufseiten der Verbraucher entstehen.

5.4 Ausweitung der marktbasierten Beschaffung von Flexibilitat fir das Eng-
passmanagement

5.4.1 Ausgestaltung

Begriinden die Fahrplanmeldungen beziehungsweise der geplante und/oder erwartbare
Einsatz von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen die Gefahr von Netzeng-
passen (oder sind Netzengpésse sogar bereits eingetreten) und konnen die Netzbetrei-
ber diese nicht durch Einsatz eigener Betriebsmittel beheben, so miissen sie Flexibilitat
fiir Zwecke des Engpassmanagements von Dritten beschaffen. Die neuen Vorschriften
des EU-Rechts im Rahmen des Clean Energy Package (Art. 13 EltBMVO und Art. 32
EItBMRL) sehen die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitit als Grundsatz zur Be-
hebung von Engpissen vor, und auch das deutsche Recht ermoglicht eine marktbasierte
Beschaffung. Diese Moglichkeit wird jedoch in Deutschland kaum genutzt. Stattdes-
sen werden deutsche Anbieter von Flexibilitdtsoptionen weitgehend auf gesetzlicher
Grundlage unter Kostenerstattung zur Mitwirkung verpflichtet. Die Flexibilitatsbe-
schaffung erfolgt also derzeit iiberwiegend nicht marktbasiert (siehe Kapitel 3.3.1.2).

197 Vgl. BMWi 2017; Consentec/Fraunhofer ISI 2018-1.
198 Consentec/Fraunhofer ISI 2018-1; dena 2019.
199 Vgl. auch Consentec/Fraunhofer ISI 2018-1.
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Eine Ausweitung der marktbasierten Flexibilitatsbeschaffung muss die raumli-
chen Anforderungen des Engpassmanagements beriicksichtigen. Zum Beispiel miissen
zur Entlastung von Netzbetriebsmitteln bei einspeisebedingten Netzengpassen Anlagen
vor dem Netzengpass, die eine hinreichende Sensitivitit fiir den Netzengpass aufweisen
(das heiBt eine hinreichende engpassentlastende Wirkung entfalten), ihre Einspeisung
reduzieren oder ihre Entnahme erh6hen. Zur Wahrung der raumlichen Anforderungen
ist insbesondere die Flexibilititsbeschaffung iiber regionale Markte denkbar. An diesen
Mairkten kann Flexibilitdt aus allen technischen Optionen (Erzeugungs-, Speicher- und
Verbrauchsanlagen) gehandelt werden. Die Einfiihrung solcher regionaler Markte
wird verschiedentlich vorgeschlagen.2°° Insbesondere konnen iiber derartige Markte
auch zuschaltbare Lasten beschafft werden, die als engpassentlastende Flexibilitit ,,vor
dem Netzengpass“ eingesetzt werden konnen. Als Flexibilitdtsnachfrager konnen die
betroffenen Netzbetreiber auftreten. Flexibilitidtsanbieter konnen insbesondere Anla-
genbetreiber, Direktvermarkter, Stromvertriebe oder Betreiber virtueller Kraftwerke
sein. Hinsichtlich der Ausgestaltung im Einzelnen bestehen erhebliche Spielrdume.
Dies betrifft etwa die Anforderungen an den Betreiber des Marktplatzes oder an Zuver-
lassigkeit und Dauer der Verfiigbarkeit der Flexibilitat. Festgelegt werden muss auch,
ob und inwieweit neben der elektrischen Arbeit gegebenenfalls auch die Vorhaltung
elektrischer Leistung kontrahiert werden soll.

5.4.2 Vor- und Nachteile

Effektivitat des Engpassmanagements

- Zusitzliche Flexibilititspotenziale werden erschlossen
Vorteilhaft aus dem Blickwinkel der Effektivitit des Engpassmanagements ist die
Moglichkeit, iiber eine marktbasierte Beschaffung ein vergroBertes Flexibilitats-
angebot einzubeziehen. Eine marktbasierte Beschaffung fordert die Offenlegung
und Bereitstellung von bestehendem und die ErschlieBung zusétzlichen Flexibili-
titspotenzials. Zum Beispiel konnen Erzeugungs- und Speicheranlagen, die derzeit
dem regulierten Redispatch nach § 13a EnWG unterliegen, vom Netzbetreiber zwar
grundsitzlich angefordert werden; solche Anlagen sind teilweise jedoch durch an-
derweitige Verpflichtungen, etwa die Vorhaltung von Systemdienstleistungen, ge-
bunden und kénnen daher im Ergebnis nicht in Anspruch genommen werden. Eine
marktbasierte Beschaffung von Flexibilitdt erh6ht den Anreiz, derartige Anlagen fiir
Zwecke des Engpassmanagements zur Verfiigung zu stellen.

Zum anderen konnen im Falle marktbasierter Beschaffung alle technologischen
Optionen beriicksichtigt werden. Die bislang vorherrschende verpflichtende Erbrin-
gung im Rahmen des Redispatch nach § 13a EnWG und des Einspeisemanagements
nach § 14 EEG 2017 beschrankt sich demgegeniiber im Wesentlichen auf die Strom-
einspeisung aus Erzeugungsanlagen und Stromspeichern. Auf der Lastseite wird
hingegen lediglich (im Rahmen des § 13a EnWG) der Bezug von Stromspeichern
erfasst. Diese Einschrankung der Inanspruchnahme von Lasten ergibt sich nicht zu-
letzt aus den teilweise gravierenden Folgen fiir die Wirtschaftstétigkeit betroffener
Unternehmen beziehungsweise die Lebensverhiltnisse privater Verbraucher, die
dem Ziel der Versorgungssicherheit zuwiderlaufen. Eingriffe in den Wirkleistungs-
bezug von Lasten bediirfen daher aus VerhaltnismaBigkeitsgriinden einer besonde-
ren Rechtfertigung und werden in der Regel nur nachrangig in Betracht kommen

200 Vgl. z.B. E-Bridge 2017; Borries et al. 2018; Hockner et al. 2019.
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(insbesondere bei NotfallmaBnahmen nach § 13 Abs. 2 EnWG).2°* Zum anderen
bereitet die Berechnung einer kostenbasierten Vergiitung bei Lasten wesentlich
groBere Schwierigkeiten als bei Erzeugungsanlagen, da Arten und Einsatzzwecke
der Lasten stark individuell gepragt sind und die Kosten iiber die Zeit schwanken
konnen.2°2 AuBerdem sind im unternehmerischen Bereich haufig Betriebs- und Ge-
schiftsgeheimnisse (Kosten, Gewinnmargen etc.) beriihrt. Die genannten Schwie-
rigkeiten werden im Falle einer marktbasierten Vergiitung tiberwunden. Einerseits
liegt die Zustimmung des betroffenen Verbrauchers vor, andererseits muss eine kos-
tenbasierte Vergiitung nicht ermittelt werden. Die Einbeziehung von Lasten gewinnt
auch steigende Bedeutung, nicht zuletzt aufgrund der zunehmenden technischen
Moglichkeiten der Laststeuerung.

Allerdings unterliegt die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitat Einschrian-
kungen vor allem auf der Niederspannungsebene. Hier bestehen Zweifel, ob eine
relevante Lenkungswirkung erwartet werden kann (zum Beispiel aufgrund geringer
Kostenwirkungen) und ob der erforderliche Aufwand (zum Beispiel fiir neue Mes-
stechnik) gerechtfertigt ist.

Marktbasierte und verpflichtende Bereitstellung von Flexibilitit konnen sich
erginzen

Die marktbasierte Beschaffung schlieft erginzende, nicht marktbasierte Instru-
mente (zum Beispiel Redispatch, Einspeisemanagement) nicht aus. So kann si-
chergestellt werden, dass der Netzbetreiber zwangsweise auf die 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 Flexibilitdt nicht ausreicht, um Netzengpasse zu beheben.
Dies entspricht der Systematik nach Art. 13 Abs. 3 Buchst. a) und b) EtBMVO wie
auch § 13 Abs. 2 EnWG.

Kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energieversorgung

Das breitere Angebot an Flexibilitiit kann die Kosten senken

Die Verfiigbarkeit weiterer Anlagen fiir das Engpassmanagement kann in mehrfa-
cher Hinsicht kostensenkend wirken. So kann das zusitzliche Flexibilititsangebot
zum Beispiel zu giinstigeren Beschaffungspreisen fithren. Dariiber hinaus kénnen
sich Kostenvorteile durch ErschlieBung von Anlagen ergeben, die aufgrund ihrer
Lage eine hohere Sensitivitit fiir einen bestimmten Netzengpass aufweisen und
damit den Flexibilitatsbedarf verringern. SchlieBlich kann dies auch den Bedarf an
Anlagen der Netzreserve verringern. Dem gegeniiberzustellen sind mogliche Zusatz-
kosten fiir die ErschlieBung und Nutzung der zusitzlichen Flexibilitit, zum Beispiel
Kosten fiir Messeinrichtungen, Kommunikation und Abwicklung.2°3

Gefahr hoherer Kosten durch Marktmacht und strategisches Bietverhalten

Die marktbasierte Beschaffung von Flexibilitit fiir das Engpassmanagement unter-
liegt inhdrenten Grenzen. Angesichts der starken raumlichen Restriktionen besteht
die Gefahr ineffizienter Preisbildung aufgrund von marktmachtbedingtem Markt-
versagen. Hintergrund sind die hiaufig geringe Angebotsmenge und die geringe

201 Im Falle der Stromspeicherung (und ggf. allgemein der Energiespeicherung) erscheint ein Eingriff in den Wirkleis-

tungsbezug weniger problematisch, da potenzielle Bezieher der gespeicherten Energie ihren Energiebezug in der Regel
auch anderweitig (z.B. unmittelbar aus dem Stromnetz) sicherstellen kénnen.

202 Vgl. auch Hirth et al. 2019.

203 Vgl. dazu auch Frontier Economics 2017.
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Anzahl der Anbieter von Flexibilitit. Die Gefahr der Marktmachtbildung steigt
im Allgemeinen mit dem Ausmal der raumlichen Restriktionen. Sie ist daher in
der Regel besonders groB bei der Beschaffung engpassentlastender Flexibilitit.
Dagegen unterliegt die Beschaffung des energetischen Ausgleichs haufig geringe-
ren raumlichen Restriktionen. Zudem steigt die Gefahr der Marktmachtbildung
bei Netzengpassen auf den unteren Netzebenen in der Regel an. Insbesondere bei
Netzengpiassen auf der Niederspannungsebene kann hinreichend wirksamer Wett-
bewerb fehlen.204

Besteht die Gefahr des marktmachtbedingten Marktversagens, so kann die markt-
basierte Flexibilitidtsbeschaffung zu Ineffizienzen fiihren, insbesondere aufgrund
tiberhohter Preisbildung. Dies kann Anlass geben, auf regionale Flexibilitdtsmarkte
zu verzichten. Auch Art. 13 Abs. 3 Buchst. ¢) EItBMVO lisst die Anwendung des
nicht marktbasierten Redispatch ausdriicklich zu, wenn die Zahl der verfiigba-
ren Stromerzeugungs-, Energiespeicherungs- oder Laststeuerungsanlagen in dem
betreffenden raumlichen Gebiet zu gering ist, um einen wirksamen Wettbewerb
sicherzustellen. Auch nach Art. 32 Abs. 1 S. 3 EItBMRL kann die Regulierungsbe-
horde eine Ausnahme von der marktbasierten Flexibilitatsbeschaffung festlegen,
wenn die Beschaffung dieser Leistungen wirtschaftlich nicht effizient ist oder eine
solche Beschaffung zu schwerwiegenden Marktverzerrungen fiithren wiirde. Wie
dargestellt, sieht der deutsche Gesetzgeber generell ein weitgehend kostenbasiertes
Engpassmanagement vor, das eine iiberhohte Preisbildung ausschlieBen soll (siehe
Kapitel 3.3.2.2). Zumindest konnen regulatorische Absicherungen der marktbasier-
ten Beschaffung erforderlich werden, etwa durch Setzung von Preisobergrenzen, um
etwaige negative Auswirkungen eines Marktversagens zu begrenzen.

Dariiber hinaus besteht die Gefahr strategischen Bietverhaltens, insbesondere durch
sogenanntes Inc-Dec-Gaming, bei dem die Marktteilnehmer ihre Gebote am Spot-
markt erh6hen (Increase) oder senken (Decrease), um durch gegenlaufiges Verhal-
ten am Flexibilititsmarkt ihre Erlose zu maximieren.2°s Denkbar ist zunédchst die
Kapazitatszuriickhaltung am Spotmarkt in der Erwartung, dass die Kapazitiat auf
einem regionalen Flexibilitatsmarkt zu hoheren Preisen vermarktet werden kann.
Aufgrund der raumlichen Anforderungen an Flexibilitit fiir Zwecke des Engpassma-
nagements ist davon auszugehen, dass sich auf einem Flexibilitdtsmarkt tendenziell
hohere Preise einstellen werden als am Spotmarkt. Wenn sich die Gefahr eines Net-
zengpasses und die Inanspruchnahme der eigenen Anlage mit hinreichender Sicher-
heit prognostizieren lassen, besteht daher ein Anreiz zur Kapazitatszuriickhaltung
am Spotmarkt, um hohere Preise am Flexibilitdtsmarkt zu erzielen. Es erscheint
hierbei naheliegend, dass Netzengpéisse vielfach prognostizierbar sind.2°® Der Weg-
fall von Angebotsmengen kann zugleich zu einem Preisanstieg am Spotmarkt fiih-
ren und in der Folge auch das Preisniveau am Terminmarkt beeinflussen. Dariiber
hinaus kann dieses Verhalten den Flexibilititsbedarf steigern und damit die Preise
fiir den Abruf von Flexibilitat erhhen.>*” Modellrechnungen gehen davon aus, dass

204 Insofern liegt es hier nahe, alternative Instrumente der Flexibilitatsbeschaffung (insbesondere auf der Lastseite) in
Betracht zu ziehen, vgl. auch den gesetzlichen Ansatz des § 14a EnWG, 2020. Zur Weiterentwicklung werden verschie-
dene Vorschlédge diskutiert, vgl. etwa Doring et al. 2019; EY et al. 2019; BMWi 2019-2.

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

206 Hirth et al. 2019. Uberlegungen, die Prognostizierbarkeit bewusst einzuschriinken (Schuster et al. 2019), begegnen
Bedenken aufgrund der Vorteile transparenter Informationen, vgl. Hirth et al. 2019.

207 Zudem, aber nicht im Fokus dieser Untersuchung, konnen auch unerwiinschte Investitionsanreize entstehen, um
Gewinne aufgrund strategischen Bietverhaltens realisieren zu konnen, vgl. Hirth et al. 2019.
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sich der Redispatchbedarf durch Inc-Dec-Gebotsverhalten von 44 auf iiber 300
Terawattstunden erh6hen konnte, wenn die Marktakteure Engpasse perfekt antizi-
pieren konnen. Die Kosten der Netzbetreiber fiir die Behebung der Engpasse ldgen
dadurch um etwa den Faktor 3 hoher als beim heutigen kostenbasierten Redispatch.
In der Realitit sei allerdings nicht zu erwarten, dass die Akteure Engpisse perfekt
antizipieren konnen, wodurch die Effekte begrenzt wiirden.2°® In dem Anreiz zu stra-
tegischem Bietverhalten wird teilweise die Folge des Nebeneinanders von zonalen
und raumlich begrenzteren regionalen Markten gesehen.2* Allerdings ist fraglich,
inwieweit hierin ein volkswirtschaftlich ineffizientes Marktverhalten liegt, 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 durch Ver-
marktung zusitzlicher Kapazititen am Spotmarkt gezielt hervorrufen oder verstar-
ken, in der Erwartung, dass der Netzbetreiber diese Kapazitdten anschliefend am
Flexibilitatsmarkt ,,zurtickkaufen“ muss. Dieses Verhalten fiihrt zu Mehrkosten,
ohne dem Engpassmanagement zu nutzen. Dies ist der Fall, wenn das Angebot am
Spotmarkt nur im Falle spaterer Neutralisierung durch ein gegenlaufiges Handels-
geschift wirtschaftlich sinnvoll ist. Jedenfalls in diesem Fall ist von einem volkswirt-
schaftlich ineffizienten Ergebnis auszugehen.

In der Literatur werden verschiedene Ansétze diskutiert, um strategisches Biet-
verhalten zu erkennen und zu unterbinden.?° In Betracht gezogen wird die Mog-
lichkeit, Teilnehmer am Flexibilitatsmarkt zur vorherigen Abgabe verbindlicher
anlagenscharfer Fahrplananmeldungen zu verpflichten. Dann konnte strategisches
Bietverhalten moglicherweise mittels statistischer Verfahren durch Vergleich der
Fahrplananmeldungen in Zeiten ohne Netzengpassgefahr mit den Anmeldungen
in Zeiten, in denen Netzengpéasse zu erwarten sind, aufgedeckt werden.*! Dariiber
hinaus kann die Steigerung der Liquiditdt am Flexibilitditsmarkt moglicherweise
die Gefahr strategischen Bietverhaltens deutlich reduzieren, wird den Anreiz hierzu
und die damit verbundenen Folgen in der Regel aber nicht vollstdndig beseitigen
kénnen. Ahnliches gilt fiir regulatorische Preisvorgaben, solange diese den Anreiz
fiir eine Teilnahme am Flexibilitdtsmarkt nicht vollstandig beseitigen.2

Beitrag zum Klimaschutz

Die Nutzung klimafreundlicher Erzeugungsanlagen kann gesteigert werden
Aus dem Blickwinkel des Klimaschutzes ergibt sich ein Vorteil der marktbasierten
Beschaffung aus der Moglichkeit, zuschaltbare Lasten zur Engpassentlastung ein-
zusetzen. Damit kann die Abregelung klimafreundlicher Erzeugungsanlagen (ins-
besondere EE- und hocheffiziente KWK-Anlagen) vermieden werden. Der Strom
kann treibhausgasintensivere Energietriger fiir die Versorgung der zuschaltbaren
Lasten ersetzen.

208 Consentec 2019.

209 Neon/Consentec 2018.

210 Selbst wenn strategisches Bietverhalten nach derzeitiger Rechtslage nicht untersagt sein sollte (so tendenziell Hirth et

al. 2019), konnte es bei volkswirtschaftlicher Nachteiligkeit jedenfalls untersagt werden.

211 Dazu Hockner et al. 2019.

212 Vgl. hierzu und zu weiteren Vorschldgen etwa Schuster et al. 2019; Hirth et al. 2019.
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Beitrag zum EU-Elektrizitatsbinnenmarkt

- Flexibilitit aus auslindischen Anlagen kann genutzt werden
Aus dem Blickwinkel des Elektrizitatsbinnenmarkts ist die Moglichkeit der grenz-
iiberschreitenden Beschaffung von Flexibilitat von besonderer Bedeutung; diese
kann in einen regionalen Flexibilitaitsmarkt einbezogen werden. Eine verpflichtende
Bereitstellung durch geeignete Anlagen im Ausland kann der deutsche Gesetzgeber
angesichts seiner raumlich begrenzten Gesetzgebungsbefugnis nicht anordnen,
sodass nur freiwillige Vereinbarungen moglich sind. Bereits im derzeitigen System
findet § 13a EnWG daher keine Anwendung auf Anlagen im Ausland, sondern es
erfolgt eine marktbasierte Beschaffung von Flexibilitat fiir das Engpassmanagement
(siehe Kapitel 3.3.1).

Umsetzbarkeit und Umsetzungsaufwand

- Aufwendige Umsetzung
Die Einfithrung marktbasierter Mechanismen zur Beschaffung von Flexibilitat kann,
je nach Ausgestaltung, erheblichen Umstellungsaufwand verursachen. Dies gilt ins-
besondere bei Einfithrung regionaler Flexibilititsmarkte im Verteilernetz.

5.4.3 Weiterer Forschungsbedarf

Zu Kldren ist, inwieweit auf regionalen Flexibilititsmarkten funktionierender Wettbe-
werb erwartet werden kann oder aber mit marktmachtbedingtem Marktversagen ge-
rechnet werden muss. Insbesondere ist zu klaren, in welchem Umfang Lasten erschlos-
sen werden konnten. Bislang begegnen die Marktabgrenzung und die Ermittlung von
Marktmacht auf Flexibilititsméarkten erheblichen Schwierigkeiten aufgrund fehlender
Transparenz und mangelnder Datenverfiigbarkeit.?'3 AuBerdem ist zu priifen, ob die
Gefahr von marktmachtbedingtem Marktversagen durch geeignete regulatorische Vor-
kehrungen wie zum Beispiel Preisobergrenzen hinreichend begrenzt werden kann oder
ob vollstandig auf eine marktbasierte Beschaffung verzichtet werden sollte.

Daneben ist zu analysieren, inwieweit strategisches Bietverhalten zu volkswirt-
schaftlich ineffizienten Ergebnissen fithren kann. Weiterhin ist zu kldren, inwieweit ein
Marktteilnehmer die Inanspruchnahme seiner eigenen Anlage am Flexibilitdtsmarkt
prognostizieren kann und ob hierfiir eine marktméchtige Stellung am Flexibilitats-
markt vorliegen muss.? SchlieBlich sind auch Moglichkeiten zu analysieren, wie das
Zusammenspiel von Spotmarkt und Flexibilitatsmarkt ausgestaltet werden kann, um
unerwiinschtes strategisches Bietverhalten zu erkennen und auszuschlieBen. Schlie§3-
lich sollte analysiert werden, wie ein moglicher Beitrag zum Klimaschutz, insbesondere
durch Einsatz zuschaltbarer Lasten, zu bewerten ist und wie dieser beim Abruf von
Flexibilitatsoptionen beriicksichtigt werden kann.

213 Vgl. auch Haucap et al. 2019.
214 Vgl. zu dieser Frage etwa Schuster et al. 2019; Hirth et al. 2019.
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5.5 Erhohte Anreize bei nicht marktbasierter Beschaffung von Flexibilitat fir
das Engpassmanagement

5.5.1 Ausgestaltung

Flexibilitit fiir das Engpassmanagement wird derzeit ganz iiberwiegend nicht markt-
basiert beschafft. Die Vergiitung wird hierbei kostenbasiert festgelegt (insbesondere
Redispatch nach § 13a EnWG, Einspeisemanagement, Netzreserve). Das derzeitige
Marktdesign gewdhrt im Grundsatz eine Vergiitung, die den betroffenen Anlagenbetrei-
ber weder besser- noch schlechterstellt, als er ohne diese MaBnahme stiinde, vgl. etwa
§ 13a Abs. 2 EnWG. Vielfach wird der Anlagenbetreiber gleichzeitig zur Bereitstellung
von Flexibilitat verpflichtet, da freiwillige Angebote bei kostenbasierter Vergiitung
i. S. v. § 13a Abs. 2 EnWG fiir den Anlagenbetreiber in der Regel wirtschaftlich nicht
attraktiv sind (siehe Kapitel 3.3.2).

Eine verpflichtende Bereitstellung von Flexibilitdt stoBt an Grenzen. Daher trifft
sie derzeit im Wesentlichen nur Erzeugungsanlagen. Lastseitige Flexibilitdt wird nur
hinsichtlich des Wirkleistungsbezugs von Stromspeichern in den Redispatch nach § 13a
EnWG einbezogen. Weitergehende Eingriffe in den Wirkleistungsbezug von Lasten
bediirfen einer besonderen Rechtfertigung und werden in der Regel nur nachrangig
in Betracht kommen. Dariiber hinaus ergeben sich besondere Schwierigkeiten bei der
Kostenermittlung (siehe Kapitel 5.4.2).

Angesichts dieser Schwierigkeiten konnte die kostenbasierte Flexibilititsbe-
schaffung modifiziert werden, um stirkere Anreize fiir eine freiwillige Flexibilitatsbe-
reitstellung und gegebenenfalls -erschlieBung zu schaffen. Potenzielle Anbieter von
Flexibilitdt konnten im Rahmen von Interessenbekundungsverfahren ermittelt werden.
Die Vergilitung miisste, um eine Anreizwirkung fiir die Teilnahme zu entfalten, den
Anlagenbetreiber in begrenztem Umfang wirtschaftlich besserstellen, als er ohne die
MaBnahme des Netzbetreibers stiinde. Bei Lasten, deren Kosten in der Regel schwer zu
ermitteln sind, konnte die Vergiitung gegebenenfalls durch das niedrigste kostenbasiert
ermittelte Angebot begrenzt werden, das fiir das Engpassmanagement zur Verfiigung
steht. Die Befugnis der Netzbetreiber, Marktakteure zur Bereitstellung von Flexibilitét
zu verpflichten, wenn die freiwillig angebotenen Mengen nicht ausreichen, bliebe be-
stehen.

5.5.2 Vor- und Nachteile

Effektivitat sowie kurzfristige Kosten des Engpassmanagements und der Energie-

versorgung

- Zusitzliche Flexibilititspotenziale werden erschlossen
Anreize zur Flexibilitdtsbereitstellung im Rahmen eines Interessenbekundungsver-
fahrens bieten teilweise dhnliche Vorteile wie eine marktbasierte Beschaffung von
Flexibilitat. Ein solcher Ansatz kann das Flexibilitdtsangebot vergroBern und so die
Effektivitiat des Engpassmanagements verbessern und die Kosten senken. Insbeson-
dere konnte lastseitige Flexibilitit einfacher erschlossen werden. Der Umfang der
Anreizwirkung wire allerdings regulatorisch begrenzt. Wie im Falle der marktba-
sierten Beschaffung 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 Bei-
spiel fiir neue Messtechnik) gerechtfertigt ist.
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Gefahr hoherer Kosten und strategischen Bietverhaltens

Eine Vergiitung, die den Anlagenbetreiber in gewissem Umfang besserstellt, als
er ohne die EngpassmanagementmafBnahme gestanden hatte, erhoht die Kosten
einer gegebenen Flexibilitdtsoption im Vergleich zum gegenwartigen kostenba-
sierten System, soweit dieses die Kosten zutreffend ermitteln kann. Dennoch steht
ein solcher Ansatz nicht in grundsétzlichem Widerspruch zu dem Kriterium eines
effizienten Engpassmanagements. Denn auch eine marktbasierte Beschaffung von
Flexibilitat setzt Anreize zur Flexibilitatsbereitstellung voraus, die zwar Extrakosten
verursachen, jedoch wesentliche Voraussetzung fiir das Funktionieren eines solchen
Systems sind. Auch diese Kosten begegnen grundsitzlich keinen Bedenken. Denn
die Mehrkosten durch die zusitzlichen finanziellen Anreize fiir die Anlagenbetreiber
konnen iiberkompensiert werden, wenn das dadurch erschlossene breitere Angebot
an Flexibilitiatsoptionen (zum Beispiel abschaltbare Lasten) in der Summe zu nied-
rigeren Kosten des Engpassmanagements fiihrt. Gelingt es allerdings nicht, durch
die erhohten Anreize in signifikantem Umfang zusitzliche Anbieter von kostengiins-
tigerer Flexibilitat zu motivieren, wiirde das Engpassmanagement insgesamt teurer.

Eine gegeniiber dem derzeitigen Marktdesign erhohte Vergiitung des Flexibilitats-
anbieters begriindet, dhnlich wie im Fall marktbasierter Vergiitung, das Risiko
strategischen Bietverhaltens. Da sich die Vergiitung an den Bereitstellungskosten
der Flexibilitat orientiert, ist allerdings die M6glichkeit, durch Inc-Dec-Gaming eine
hohere Marge zu erzielen, eingeschrankt.

Beitrag zum Klimaschutz und zum EU-Elektrizitatsbinnenmarkt

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 ebenso auch die grenziiberschreitende Beschaffung von
Flexibilitdt moglich, fiir die eine verpflichtende Bereitstellung vom deutschen Ge-
setzgeber nicht angeordnet werden kann. Die Anreize zur Flexibilitatsbereitstellung
und gegebenenfalls erschlieBung sind allerdings stirker begrenzt als bei marktba-
sierter Beschaffung.

5.5.3 Weiterer Forschungsbedarf

Zur naheren Analyse ist insbesondere zu klaren, wie Anreize zur Flexibilitdtsbereitstel-
lung in eine kostenbasierte Vergiitung integriert werden konnen. Dafiir ist auch zu er-
mitteln, in welcher Hohe finanzielle Anreize erforderlich sind, um die Anlagenbetreiber
zu einer Interessenbekundung zu veranlassen. Zu bestimmen ist auBerdem, inwieweit
die Einbeziehung weiterer Anlagen in das Engpassmanagement zu Kostenvorteilen
fiithren kann.



Handlungsoptionen fir das Engpassmanagement

5.6 Fazit zu den Handlungsoptionen

Die folgende Tabelle 6 gibt einen Uberblick iiber die vorgestellten Handlungsoptionen
und deren Bewertung durch die Arbeitsgruppe.

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
Kostensteige-
rungen fur den
Stromhandel

Anreiz fir Sek-
torenkopplung
héher als im
Status quo

Grenziiber-
schreitende
Anwendung
schwierig

Umsetzbarkeit
schwierig, sehr
hoher Umset-

zungsaufwand

Optionen
3,4,5

Option 2

Neuzuschnitt
der Stromge-
botszone

Dispatch

Hochstspan-
nungsnetz

Hoher als im
Status quo.

Je besser
Netzengpasse
abgebildet
werden, desto
effektiver

Reduzierter
Flexbedarf

Risiko von
Kostensteige-
rungen fir den
Stromhandel

Anreiz fir Sek-
torenkopplung
héher als im
Status quo

Gut vereinbar

Hoher und ggf.
wiederkehren-
der Umsetzungs-
aufwand

Optionen
3,4,5

Tabelle 6: Vergleich der Handlungsoptionen

Option 3

Einfiihrung
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
prufen

Anreiz fir Sek-
torenkopplung
héher als im
Status quo

Neutral

Sehr hoch fiir
die Entwicklung
eines Systems
auslastungs-
orientierter
Netzentgelte,
hoch fiir die
laufende Durch-
fuhrung

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 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

Hoéher als im
Status quo

GroReres
Flexangebot

Risiko von hohe-
ren Flexkosten,
Inc-Dec

Anreiz fiir Sek-
torenkopplung
héher als im
Status quo

Gut vereinbar
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5.6.1 Dispatch von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen durch andere
Marktteilnehmer

Das aktuelle Marktdesign legt fiir Handelsgeschéfte an den allgemeinen Strommaérkten
(Termin- und Spotmaérkte der Stromborsen, OTC-Geschifte) ein engpassfreies Strom-
netz innerhalb der deutschen Stromgebotszone zugrunde. In der Konsequenz finden
auch bei einem Dispatch von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen, der
aufgrund solcher Handelsgeschifte innerhalb der deutschen Gebotszone erfolgt, die
begrenzten Transportkapazititen und damit die Gefahr von Netzengpéassen nur sehr
eingeschrankte Beachtung. Stattdessen miissen Netzbetreiber, wenn sich die Gefahr
von Netzengpissen ergibt, durch zusitzliche MaBnahmen eingreifen. Angesichts der
weiterhin zu erwartenden und méglicherweise noch erheblich ansteigenden Gefahr
von Netzengpissen innerhalb der deutschen Stromgebotszone erscheint es deshalb
wichtig, zu priifen, ob ein weiterentwickeltes Marktdesign Preissignale fiir beschrankte
Transportkapazitdten geben kann, die bereits im Vorfeld konkreter Engpassgefahren
den Dispatch von Erzeugungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen beeinflussen. Dies
hétte Vorteile fiir die Effektivitdt des Engpassmanagements, soweit spatere Korrektur-
mafBnahmen der Netzbetreiber damit verzichtbar wiirden, und kénnte auch unter dem
Gesichtspunkt der Kosten vorteilhaft sein. Dies betrifft die ersten drei Handlungsop-
tionen.

Die Einfiihrung eines Knotenpreissystems erscheint aufgrund der erforderlichen
weitreichenden Umgestaltung des Marktdesigns, der voraussichtlich steigenden Kosten
fiir den Stromhandel, der erforderlichen Kontrolle marktmachtbedingter Preissetzungs-
spielrdume, des hohen Aufwands insbesondere bei Einfithrung auf Verteilernetzebene
und der besonderen Anforderungen an eine einheitliche Netzbetriebsfiihrung derzeit
nicht als vorrangige Handlungsoption. Allerdings konnen die theoretischen Ergebnisse
eines (unterstellt optimal funktionierenden) Knotenpreissystems als Benchmark fiir
andere Ausgestaltungen des Marktdesigns herangezogen werden.

Ein Neuzuschnitt der deutschen Stromgebotszone kann dazu beitragen, struk-
turelle Netzengpisse besser abzubilden und damit bereits beim Dispatch von Erzeu-
gungs-, Speicher- und Verbrauchsanlagen zu beriicksichtigen. Allerdings bedarf es
zunichst weiterer Klarungen. Diese betreffen zum einen die Frage, inwieweit sich struk-
turelle Netzengpasse fiir eine hinreichend lange Dauer zuverlissig erfassen lassen. Zum
anderen miissen die handelsseitigen Kosteneffekte einer Veranderung und insbesonde-
re einer etwaigen Verkleinerung von Gebotszonen und einer regelmiBigen Uberpriifung
des Gebotszonenzuschnitts quantifiziert werden. Gebotszoneninterne Begrenzungen
der Transportkapazitdt konnen durch Anwendung dieser Handlungsoption nicht er-
fasst werden.

Auslastungsorientierte Netzentgelte konnen Anreize setzen, gebotszoneninterne
Begrenzungen der Transportkapazitit bereits beim Dispatch von Erzeugungs-, Spei-
cher- und Verbrauchsanlagen zu beriicksichtigen. Sie erscheinen daher grundséatzlich
als geeignetes Mittel, um die Entstehung gebotszoneninterner Netzengpasse bereits im
Vorfeld zu vermeiden. Allerdings bedarf es auch fiir diese Handlungsoption weiterer
Klarungen, insbesondere zu den Fragen, wie die Netzentgeltanreize zu bemessen sind
und inwieweit hiervon eine Steuerungswirkung fiir den Anlagendispatch zu erwarten
ist.
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5.6.2 Beschaffung von Flexibilitdat aus Anlagen anderer Marktteilnehmer bei Gefahr
eines Netzengpasses

Auch im Falle einer verstarkten Beriicksichtigung von Transportkapazitiaten beim
Anlagendispatch durch Neuzuschnitt der deutschen Gebotszone oder Einfiithrung aus-
lastungsorientierter Netzentgelte ist davon auszugehen, dass Netzengpasse weiter auf-
treten werden und durch Eingriffe der Netzbetreiber behoben werden miissen. Insoweit
erscheint es wichtig, zu priifen, ob zusétzliche Flexibilitiat aus Anlagen anderer Markt-
teilnehmer bei Gefahr eines Netzengpasses in effizienter Weise verfiigbar gemacht
werden kann. Dies betrifft die vierte und fiinfte Handlungsoption.

Bei funktionierenden Markten setzt eine marktbasierte Beschaffung in der Regel
effiziente Anreize fiir die Bereitstellung von Flexibilitdt und ermoglicht beispielsweise
auch die Einbeziehung lastseitiger Flexibilitdt. Auch machen die resultierenden Preise
den Wert der Dienstleistung sichtbar und konnen so mittelbar weitere Innovationspo-
tenziale freisetzen. Derartige Ansitze sollten daher weiter gepriift werden. Fraglich ist
allerdings, inwieweit strategisches Bietverhalten zu volkswirtschaftlich ineffizienten
Ergebnissen fiihrt. Von einem volkswirtschaftlich ineffizienten Ergebnis ist jedenfalls
dann auszugehen, wenn Marktteilnehmer Netzengpésse durch Vermarktung zusatzli-
cher Kapazitidten am Spotmarkt gezielt hervorrufen oder verstiarken in der Erwartung,
dass der Netzbetreiber diese Kapazitdaten anschlieBend am Flexibilitdtsmarkt ,,zuriick-
kaufen“ muss, obwohl das Angebot am Spotmarkt nur aufgrund der spiteren Neutra-
lisierung durch ein gegenliufiges Handelsgeschift wirtschaftlich sinnvoll ist. Soweit
Fallgestaltungen missbrauchlichen strategischen Bietverhaltens identifiziert werden,
muss weiter gepriift werden, ob und wie diese abgegrenzt und ausgeschlossen werden
konnen.

Soweit Flexibilitat kostenbasiert beschafft wird, konnen Anreize fiir die Bereit-
stellung von Flexibilitét gesetzt werden, die den Anlagenbetreiber in begrenztem Um-
fang wirtschaftlich besserstellen, als er ohne die Manahme des Netzbetreibers stiin-
de. Ein derartiger Ansatz verst68t nicht grundsitzlich gegen den Effizienzgedanken.
Allerdings ergeben sich dhnliche Fragen zum strategischen Bietverhalten wie im Falle
marktbasierter Flexibilitdtsbeschaffung. Bei der niheren Ausgestaltung wire insbeson-
dere zu klidren, wie Anreize zur Flexibilititsbereitstellung in eine kostenbasierte Ver-
giitung integriert werden konnen und in welcher Hohe finanzielle Anreize erforderlich
sind. Zur Bewertung dieser Handlungsoption miisste auBerdem geklart werden, inwie-
weit die Einbeziehung weiterer Anlagen in das Engpassmanagement zu Kostenvorteilen
fiihren kann, die die Kosten der zusitzlichen Flexibilitatsanreize iiberkompensieren.
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