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Strommarktdesign der Zukunft

Kurzbeschreibung

Die Transformation des Stromversorgungssystems, in dem die erneuerbaren Energien zur tra-
genden Saule werden, wird die Anforderungen an alle Akteure verdndern. Zentral fiir das Ge-
lingen der Energiewende ist eine zunehmende Flexibilisierung von Erzeugung und Verbrauch.
Sie erméglicht eine kostengiinstige Integration der volatilen Einspeisung der erneuerbaren
Energien. Einerseits bestehen vielfaltige technische Optionen zum Abbau heute vorhandener
technischer Inflexibilitat. Andererseits zeigen Analysen, dass iiberregionale Ausgleichseffekte
der Last und der Einspeisung aus erneuerbaren Energien die Flexibilititsanforderungen deut-
lich reduzieren kénnen. Technologieneutrale wettbewerbliche Strommaérkte stellen ein geeig-
netes Instrument zur Flexibilisierung des Stromversorgungssystems dar. Die Wirkungsmecha-
nismen wettbewerblicher Strommaérkte gewdhrleisten in der kurzen Frist eine effiziente Synch-
ronisierung von Angebot und Nachfrage. In der mittleren und langen Frist setzen sie effiziente
Anreize fiir eine Anpassung des Technologiemix an die Anforderungen, die aus einer sich ver-
andernden residualen Last resultieren. Das Auftreten negativer Grof3handelspreise bei deutlich
positiven residualen Lasten in den vergangenen Jahren zeigt aber auch, dass aktuell noch Fle-
xibilitaitshemmnisse bestehen. Ursachlich dafiir sind zumindest zum Teil Regelungen des
Marktdesigns und des regulatorischen Rahmens, die einerseits Markteintrittsbarrieren darstel-
len und andererseits dazu fithren, dass die Preissignale der wettbewerblichen Strommarkte
nicht oder nur verzerrt bei einem Teil der Marktakteure ankommen.

Fiir eine effiziente Erschlieffung der unterschiedlichen Flexibilitdtsoptionen in einem technolo-
gieneutralen Wettbewerb sollten die Hemmnisse in den entsprechenden Regelungen, z. B. in
den Bereichen Netznutzungsentgelte, Regelleistungsmarkte und Ausgleichsenergie, abgebaut
oder zumindest reduziert werden.
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Abstract

The transformation of the power generation system, to one in which renewable energies will
form a cornerstone, will change the requirements for all market actors. To achieve the goals of
the German Energiewende (‘energy transition’), greater flexibility in production and consump-
tion is of particular importance. Flexibility enables the cost-effective integration of the fluctuat-
ing actual feed-in of renewable energies. On the one hand, the technical options for reducing
existing technical inflexibilities are given to a considerable extent. On the other hand, analyses
of the transnational compensation effects of load and renewable energy supply (RES) feed-in
show that flexibility requirements can be reduced significantly in a common electricity market.
Electricity markets in which there is open technological competition are an appropriate instru-
ment for the flexibilization of the power supply system. In the short term, the mechanisms of
competitive electricity markets ensure an efficient synchronization of supply and demand. Over
the medium and long term, the market creates efficient incentives to adapt the generation sys-
tem and the behavior of consumers to future needs, resulting from the changes in the residual
load structure. But at the same time, in recent years the occurrence of negative electricity prices
in situations with significantly positive residual loads show that flexibility restraints exist. The
causes of these restraints are at least partly due to the market design or the regulatory frame-
work. On the one hand, there are barriers to market entry and, on the other hand, price signals
from the electricity markets do not reach all market actors or reach them distortedly.

To enable the cost effective development of the different flexibility options in an open technol-
ogy competition, restraints resulting from market design and the regulatory framework (e. g. in
the framework of grid charges, the market and product design of control power markets, as well
as in the configuration of the balancing group and balancing energy system) should be elimi-
nated or at least be reduced.
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Zusammenfassung

Die Umstellung des Stromerzeugungssystems auf erneuerbare Energien ist ein zentraler
Baustein zur Erreichung der Ziele der Energiewende und wird die Anforderungen an und
die Rahmenbedingungen fiir alle Marktakteure verindern. Um die Ziele der Energie-
wende zu erreichen, muss das Stromerzeugungssystem einen erheblichen Beitrag leis-
ten. Dem Ausbau erneuerbarer Energien im Stromsektor kommt hierbei eine besondere
Bedeutung zu.

Mit dem Energiekonzept der Bundesregierung wurden mittel- und langfristige Ziele fiir die zu-
kiinftige Energieversorgung beschlossen. Fiir das Stromversorgungssystem kommt dem Aus-
bau der erneuerbaren Energien (EE) eine besondere Bedeutung zu, um die avisierten Verringe-
rungen der Treibhausgasemissionen und des Primdrenergieverbrauchs zu erreichen. Im Jahr
2035 wird ein Anteil zwischen 55 und 60 % und bis zum Jahr 2050 ein Anteil von mindestens
80 % angestrebt. Mit der Novellierung des Erneuerbaren-Energien-Gesetztes im Jahr 2014 hat
die Politik Zielkorridore fiir die Jahre 2025 und 2035 festgelegt und den Fokus der Férderung
auf die kostengiinstigsten erneuerbaren Energien gelegt. Bereits im Jahr 2025 soll ein Anteil
der erneuerbaren Energien am Brutto-Stromverbrauch zwischen 40 % und 45 % erreicht wer-
den. Damit werden die EE mittel- und langfristig zu einer wesentlichen Sdule des Stromerzeu-
gungssystems und die Anforderungen und Rahmenbedingungen werden sich fiir alle Marktak-
teure — Betreiber von Erzeugungsanlagen, Verbraucher und Netzbetreiber — erheblich veran-
dern. Dariiber hinaus sind zur Erreichung der Ziele der Energiewende weitere flankierende In-
strumente vorhanden. Hierzu zdhlen beispielsweise die Forderung der KWK-Erzeugung, Maf3-
nahmen zur Erh6hung der Energieeffizienz auf Seiten der Verbraucher und das europdische
Emissionshandelssystem.

Der Staat muss in einem wetthewerblich organisierten Stromversorgungssystem Regeln
unter Beriicksichtigung spezifischer Besonderheiten der Stromversorgung setzen, damit
alle Akteure ihrer jeweiligen Verantwortung gerecht werden, ihre Verpflichtungen ein-
halten und ein diskriminierungsfreier Wettbewerb auf dem Strommarkt moglich ist.

Der Transport und die Verteilung von Strom iiber Netze sowie die fehlenden Méglichkeiten ei-
ner wirtschaftlichen Speicherung von Strom in den Netzen erfordern, in Verbindung mit spezi-
fischen Charakteristika der Stromversorgung auf Seiten der Erzeuger und auf Seiten der Ver-
braucher, ein Marktdesign und einen regulatorischen Rahmen, um die Funktionsfihigkeit ei-
nes wettbewerblichen Strommarktes und damit eine sichere Versorgung der Verbraucher zu
gewadhrleisten. Auf der einen Seite miissen die Netzbetreiber eine ausreichend dimensionierte
Netzinfrastruktur fiir den Transport und die Verteilung des Stroms von den Erzeugungsanlagen
zu den Verbrauchern, wie auch die ausreichende Vorhaltung von Systemdienstleistungen fiir
einen sicheren Betrieb des Netzes bzw. Versorgungsystems, gewahrleisten. Auf der anderen
Seite miissen Erzeuger und Verbraucher bzw. deren Lieferanten verpflichtet werden, ihre ver-
traglich eingegangenen Lieferverpflichtungen zu erfiillen. Hierzu miissen Regelungen zur
Uberpriifung der Einhaltung der Lieferverpflichtung sowie in Féllen einer Pflichtverletzung
entsprechende Sanktionsmechanismen definiert sein. Dem Staat kommt in diesem Bereich die
Aufgabe zu, geeignete Regeln zu setzen, damit die Marktteilnehmer ihrer individuellen Ver-
antwortung gerecht werden (kdnnen). Zentrale Elemente sind dabei einerseits addquate Rege-
lungen fiir den Zugang zum Netz und den Betrieb und Ausbau der Netze sowie deren Refinan-
zierung. Andererseits sind geeignete Rahmenbedingungen fiir die Beschaffung und die Bereit-
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stellung von Systemdienstleistungen — insbesondere Vorhaltung und Abruf von Regelleistung
— sowie fiir die Erfassung und Kontrolle der Lieferverpflichtungen im Rahmen des Bilanzkreis-
systems und die Abrechnung von Abweichungen von diesen Lieferverpflichtungen im Rahmen
des Ausgleichsenergiesystems festzulegen.

Anforderungen an das zukiinftige Stromversorgungssystem

Der avisierte Ausbau erneuerbarer Energien wird die Anforderungen an das iibrige
Stromversorgungssystem erheblich verandern. Es werden sich Situationen ergeben, in
denen der Beitrag der erneuerbaren Energien zur Deckung der Nachfrage der Verbrau-
cher (bei nationaler Betrachtung) gering ist. Zugleich wird es zunehmend zu Situationen
kommen, in denen die erneuerbaren Energien die Stromnachfrage der Verbraucher (bei
nationaler Betrachtung) vollstindig decken oder sogar mehr Strom erzeugen als Ver-
braucher bei ihrem bisherigen Abnahmeverhalten nachfragen.

Erneuerbare Energien werden in Zukunft einen erheblichen Anteil des jahrlichen Stromver-
brauchs decken. Die Erh6hung des Anteils fiihrt aufgrund der Abhdngigkeit der Einspeisung
der erneuerbaren Energien von meteorologischen Bedingungen (situationsabhéngig) zu unter-
schiedlichen Anforderungen:

e Hohe Residuallast: In Zeiten mit hoher Stromnachfrage wird es Situationen geben, in
denen das Angebot aus EE-Anlagen gering ist: Entweder muss in solchen Stunden Ka-
pazitdt in Form von (gesicherter) Erzeugungsleistung von Kraftwerken oder Speichern
verfiighar sein oder einige Verbraucher miissen ihr verfiighares Lastmanagementpo-
tenzial nutzen, so dass sie in solchen Stunden ihren Strombezug reduzieren bzw. in
andere Stunden verlagern.

e Niedrige Residuallast: In Zeiten mit geringer Stromnachfrage wird es Situationen ge-
ben, in denen das Angebot aus EE-Anlagen hoch ist: Entweder muss in solchen Stun-
den eine Abregelung eines Teils der Einspeisung der EE erfolgen oder Verbraucher
miissen ihren Strombezug in diese Stunden verlagern bzw. Speicher den ,iiberschiissi-
gen‘ Strom aufnehmen. Zugleich sollten Systemdienstleistungen, wie z. B. Regelleis-
tung und Blindleistung, ebenso wie der Warmebedarf, der durch KWK-Anlagen gedeckt
wird, in solchen Stunden alternativ bereitgestellt werden, um sog. ,must run‘-Erzeu-
gung von konventionellen Kraftwerken zu vermeiden oder zumindest zu verringern.

e Hohe Gradienten der Residuallast und Prognosefehler: Die Gradienten der Residuallast
und die Hohe an vorzuhaltenden Systemdienstleistungen, insbesondere die notwendi-
ge Vorhaltung der Regelleistung, werden tendenziell zunehmen: Aufgrund der Abhan-
gigkeit eines erheblichen Anteils der EE-Anlagen von meteorologischen Bedingungen
ist nicht nur die tatsdachliche Einspeisung volatil. Die Einspeisung kann sich zudem in
kurzer Zeit in erheblichem Umfang verdndern und auch kurzfristig nicht exakt prog-
nostiziert werden. Beides fithrt dazu, dass ceteris paribus die notwendige Vorhaltung
von Regelleistung zum Ausgleich von Ungleichgewichten zwischen Einspeisungen in
und Entnahmen aus dem Netz in dem Maf3e erhoht werden muss, soweit dies nicht
durch Verbesserungen der Prognosegenauigkeiten ausgeglichen werden kann. Zudem
miissen ausreichend flexible Erzeuger oder Verbraucher die planmifigen Anderungen
der Residuallast (Gradienten) ausgleichen kénnen.
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Die Flexibilisierung des konventionellen Kraftwerksparks, die Nutzung von Speicher-
technologien, eine Anpassung der Netzinfrastruktur und nicht zuletzt die Flexibilisie-
rung des Verbrauchsverhaltens sind fiir den Ausbau und eine effiziente und effektive
Integration der erneuerbaren Energien unabdingbar.

Eine Flexibilisierung des Stromversorgungssystems wird bei dem avisierten Ausbau der erneu-
erbaren Energien an Bedeutung gewinnen. Der iiberwiegende Anteil der Stromerzeugung aus
erneuerbaren Energien stammt bereits heute aus Anlagen (insbesondere Windenergie- und PV-
Anlagen), deren jeweilige Erzeugung von meteorologischen Bedingungen abhangt, und somit
unabhangig vom Bedarf bzw. von den bisherigen Verbrauchsgewohnheiten der Kunden ist.
Eine effiziente und effektive Integration der Stromerzeugung dieser EE-Technologien erfordert
eine Flexibilisierung des konventionellen Kraftwerksparks, die Nutzung von Speichertechnolo-
gien, eine addquate Anpassung der Netzinfrastruktur und nicht zuletzt die Flexibilisierung des
Verbrauchsverhaltens. Hierbei werden mit der Zeit in einem zunehmenden Umfang Flexibili-
tatsoptionen erforderlich, die nur in sehr wenigen Stunden des Jahres oder ausschlief3lich zum
Ausgleich von Angebot und Nachfrage in Extremsituationen genutzt bzw. benotigt werden.

Detaillierte quantitative Betrachtungen der Auswirkungen des Ausbaus erneuerbarer Energien
fiir die Jahre 2015, 2020 und 2030 anhand von Analysen der sog. residualen Lastdauerlinie
(Last abzgl. Einspeisung von Windenergie- und der PV-Anlagen sowie Laufwasserkraftwerken)
bei nationaler Betrachtung, d. h. ohne die Beriicksichtigung der in der Realitét bereits heute
verfiigharen iiberregionalen Ausgleichseffekte im europdischen Binnenmarkt (s.u.), liefern
erste Indikationen zu den zukiinftigen Anforderungen im Stromversorgungssystem:

e Der Bedarf an konventionellen Kraftwerken, die in der Grundlast betrieben werden,
nimmt im Zeitverlauf weiter ab. Die residuale Grundlast in Deutschland wird von aktu-
ell rund 40 GW bis 2030 auf etwa 20 GW weiter sinken. Der Bedarf an Leistung von
konventionellen Kraftwerken oder alternativen Optionen zur Deckung der residualen
Mittel- und Spitzenlast nimmt im Zeitverlauf hingegen sogar tendenziell zu. So erhdht
sich der Leistungsbedarf in der residualen Mittellast und residualen Spitzenlast jeweils
von aktuell etwa 20 GW bis 2030 auf rund 30 GW.

e Der Ausbau erneuerbarer Energien fiihrt (bei nationaler Betrachtung) trotz erheblicher,
zu erwartender Erh6hungen der installierten Leistung von Windenergie- und PV-
Anlagen gegeniiber dem heutigen Niveau in Summe iiber alle Lastbereiche — residuale
Grund-, Mittel- und Spitzenlast — bei nationaler Betrachtung nur zu einer sehr geringen
Absenkung der bendotigten gesicherten Erzeugungsleistung bzw. abschaltbaren Ver-
brauchsleistung, um in allen Situationen einen Ausgleich von Angebot und Nachfrage
am Strommarkt gewahrleisten zu konnen. Ein erheblicher und im Zeitverlauf zuneh-
mender Anteil der erforderlichen gesicherten Leistung bzw. abschaltbaren Verbrauchs-
leistung wird dabei nur in sehr wenigen Stunden zum Ausgleich von Angebot und
Nachfrage am Strommarkt bendtigt.

e Wihrend im Jahr 2015 (bei nationaler Betrachtung) keine Situationen mit einer negati-
ven residualen Last zu erwarten sind, d. h. Situationen in den die Einspeisung von
Windenergie- und der PV-Anlagen sowie Laufwasserkraftwerken die Last ohne markt-
getriebene Anpassungen der Verbraucher decken bzw. {iberdecken, ist (bei nationaler
Betrachtung) bereits im Jahr 2020 mit Uberschiissen in Héhe von bis zu 9 GW in ein-
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zelnen Situationen zu rechnen. Bis zum Jahr 2030 steigt die maximale Uberschussleis-
tung (bei nationaler Betrachtung) auf bis zu 35 GW. Auch die fiir den Ausgleich von
Angebot und Nachfrage am Strommarkt erforderliche zuschaltbare Verbrauchsleistung
(oder abschaltbare EE-Leistung) wird dabei iiberwiegend nur in sehr wenigen Stunden
bendétigt.

Uberregionale Ausgleichseffekte der Last und der Einspeisung erneuerbarer Energien

Die Integration der nationalen Strommairkte im Rahmen der Liberalisierung und der
Schaffung eines EU-Binnenmarktes fiir Strom leistet einen wichtigen Beitrag zur Flexibi-
lisierung des Stromversorgungssystems. In einem gemeinsamen Binnenmarkt gleichen
sich Schwankungen der Last und der Einspeisung erneuerbarer Energien teilweise aus.
Im Vergleich zur fiir den EU-Binnenmarkt nicht adédquaten, nationalen Perspektive sind
weniger konventionelle Erzeugungskapazititen erforderlich und Situationen mit Uber-
schiissen der Einspeisungen erneuerbarer Energien verringern sich erheblich. Voraus-
setzung zur Nutzung dieser Ausgleichseffekte ist eine ausreichend dimensionierte euro-
péaische Netzinfrastruktur, die bereits heute in erheblichen Umfang vorhanden ist und
durch den geplanten Ausbau der europdischen Netze weiter gestarkt wird.

Detaillierte quantitative Betrachtungen der Auswirkungen des Ausbaus erneuerbarer Energien
unter Beriicksichtigung des EU-Binnenmarktes fiir Strom fiir die Jahre 2015, 2020 und 2030
anhand von Analysen der sog. residualen Lastdauerlinie (Last abzgl. Einspeisung von Wind-
energie- und der PV-Anlagen) fiir Deutschland, seine Nachbarldander und Italien zeigen:

e Ausgleichseffekte der Jahreshochstlast fiihren im Durchschnitt zu einer Verringerung
der gemeinsamen, zeitgleichen Jahreshdchstlast um etwa 10 GW gegeniiber der Sum-
me der individuellen, zeitungleichen Jahreshochstlasten in allen betrachteten zukiinf-
tigen Jahren (2015, 2020 & 2030). Dabei unterliegen die Ausgleichseffekte bei der ge-
meinsamen Jahreshochstlast stochastischen Effekten und schwanken (bei Berticksich-
tigung aller betrachteten Basisjahre 2007 bis 2012) zwischen etwa 6 und 12 GW.

e Betrachtet man die residuale Last, d.h. beriicksichtigt man neben den Ausgleichseffek-
ten bei der Last simultan die Ausgleichseffekte bei der Einspeisung von Windenergie-
und PV-Anlagen, ergeben sich die Ausgleichseffekte bei der residualen Jahreshéchst-
last. Ausgleichseffekte bei der residualen Jahreshochstlast fiihren im Durchschnitt zu
einer Verringerung der gemeinsamen, zeitgleichen residualen Jahreshochstlast um et-
wa 9 GW gegeniiber der Summe der individuellen, zeitungleichen Jahreshdchstlasten
im Jahr 2015. Bis zum Jahr 2020 steigt dieser Wert auf 13 GW und bis zum Jahr 2030
auf 22 GW.

e Ausgleichseffekte zwischen den Lindern sind ebenfalls in potenziellen Uberschusssi-
tuationen vorhanden. Wahrend die Last bei individueller Betrachtung der einzelnen
Lander ohne marktgetriebene Anpassungen der Verbraucher bereits in einzelnen Situa-
tionen durch die Einspeisung von Windenergie- und PV-Anlagen gedeckt und zum Teil
in erheblichen Umfang {iberdeckt wird, ergeben sich bei gemeinsamer, zeitgleicher Be-
trachtung der Lander keine Uberschusssituationen im Zeithorizont bis 2030.
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Technische Inflexibilitdiit und Flexibilisierungsoptionen

Innerhalb des heutigen Kraftwerksparks und bei den Verbrauchern sind unterschiedli-
che Ursachen fiir technische Inflexibilitit gegeben. Technische Moéglichkeiten und alter-
native Optionen, wie z. B. eine Flexibilisierung der Einsatzmoglichkeiten von Erzeu-
gungsanlagen durch alternative Technologiewahl oder Anpassung der Auslegung, die
Nutzung von Netzersatzanlagen, die Nutzung von Speichertechnologien und die Schaf-
fung von technischen Voraussetzungen fiir die stirkere Einbindung der Verbraucher in
den Strommarkt, sind in erheblichem Umfang gegeben. Vor diesem Hintergrund hat die
ErschlieBung der kostengiinstigsten und am besten geeigneten Flexibilititsoptionen in
einem technologieoffenen Wettbewerb eine zentrale Bedeutung.

Im heutigen konventionellen Kraftwerkspark, der auf die Anforderungen in der Vergangenheit
ausgelegt worden ist, sind unterschiedliche Ursachen fiir technische Inflexibilitdat gegeben.
Insbesondere Grundlastkraftwerke, wie Kernkraft-, Braunkohle- und Steinkohlekraftwerke aber
auch KWK-Anlagen, wurden vorrangig auf einen kontinuierlichen Betrieb ausgelegt:

e Lange An- und Abfahrzeiten sowie hohe Kosten fiir An- und Abfahrvorginge in Verbin-
dung mit geringen Leistungsgradienten und einer hohen technischen Mindestlast fiih-
ren dazu, dass Kraftwerke auch bei geringen oder negativen Strompreisen am Grof3-
handelsmarkt Strom erzeugen, obwohl sie in den einzelnen Stunden negative De-
ckungsbeitrage erzielen. Wird Regelleistung aus diesen Kraftwerken vorgehalten, neh-
men die Anreize fiir einen Weiterbetrieb der Anlagen in diesen Situationen zusatzlich
zu.

e Auch bei KWK-Anlagen ergeben sich, aufgrund einer eingeschrankten Flexibilitit des
Verhaltnisses von Warme- und Stromerzeugung sowie der teilweise unzureichenden
Moglichkeiten der Speicherung oder alternativen Bereitstellung von Warme, Situatio-
nen, in denen die Anlagen trotz sehr geringer oder negativer Strompreise am Grof3han-
delsmarkt weiterhin Strom erzeugen oder bei sehr hohen Strompreisen am Grof3han-
delsmarkt nicht mit ihrer verfiigharen Leistung Strom erzeugen.

Auch bei Verbrauchern sind die technischen Voraussetzungen fiir eine Nutzung von Flexibilitat
nur zum Teil gegeben. Bei einem iiberwiegenden Anteil des Verbrauchs erfolgt zwar eine Leis-
tungsmessung, die als Grundvoraussetzung fiir eine Abrechnung auf Grundlage von kurzfristi-
gen Preissignalen des Strommarktes anzusehen ist. In der Vergangenheit waren allerdings kei-
ne oder nur geringe wirtschaftliche Anreize gegeben, mit bestehenden Flexibilitdten auf Preis-
signale zu reagieren oder Produktionsprozesse so auszulegen, dass flexibler auf die Schwan-
kungen der Preissignale am Strommarkt reagiert werden kann.

Die Moglichkeiten technische Inflexibilitaten auf Seiten der Erzeugung und auf Seiten der Ver-
braucher zu beseitigen bzw. zu reduzieren sind in erheblichem Umfang gegeben und kénnen
bei entsprechenden wirtschaftlichen Anreizen erschlossen werden.

e Im Rahmen von Retrofit- bzw. Repoweringmafinahmen aber auch im Rahmen von Er-
satzinvestitionen von konventionellen Kraftwerken kénnen die Kosten und die Dauer
von An- und Abfahrvorgidngen reduziert, die technische Mindestleistung verringert und
die Leistungsgradienten erh6ht werden.
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e Durch Spitzenlastkessel, Warmespeicher und ,power to heat‘ ist eine Flexibilisierung
des Betriebs von KWK-Anlagen (d.h. vollstandige oder zumindest teilweise Entkopp-
lung von Stromproduktion und Warmebedarf) ebenso moglich, wie durch eine entspre-
chende Anpassung der Auslegung oder Technologiewahl bei Ersatzinvestitionen.

e Durch eine Erh6hung des Anteils leistungsgemessener Verbraucher kénnen technische
Flexibilitatshemmnisse abgebaut werden und bei entsprechenden Anreizen werden
Verbraucher ihre Auslegung von Produktionsprozessen anpassen und potenzielle Fle-
xibilitat in ihren Produktionsprozessen verstarkt nutzen.

Allerdings sind nicht nur die Beseitigung bzw. Reduktion von technischen Inflexibilitdten auf Sei-
ten der Erzeugung und auf Seiten der Verbraucher als Flexibilisierungsoptionen fiir das Strom-
versorgungssystem vorhanden. Neben der bereits dargestellten Bedeutung einer ausreichenden
Netzinfrastruktur zur Nutzung von Ausgleichseffekten gibt es weitere Optionen, wie z. B.:

e Aktive Einbindung von Netzersatzanlagen in den Strom- und die Regelleistungsmarkte.

e Nutzung von schnellstartenden Technologien mit zum Teil geringen Investitionskosten,
wie Gasturbinen und Motorkraftwerken, zur Stromerzeugung, zur Bereitstellung von
Regelleistung und Absicherung von Situationen mit hoher residualer Last.

e Ausbau von vorhandenen Stromspeichertechnologien, insbesondere Pumpspeicher-
kraftwerken, und Nutzung von neuen Stromspeichertechnologien, wie z. B. Schwung-
radspeicher und Batterien.

Wettbewerbliche Strommdirkte als Instrument zur Flexibilisierung

Ein wettbewerblicher Strommarkt auf Basis eines ,energy only‘-Marktes ist in der Lage in
der kurzen Frist auf Grundlage von Preissignalen Angebot und Nachfrage zu jedem Zeit-
punkt zum Ausgleich zu bringen. In der mittleren und langen Frist schafft der Markt effi-
ziente Anreize, damit sich das Erzeugungssystem und das Verhalten der Verbraucher an
die zukiinftigen Anforderungen anpassen, und ermoglicht einen technologieoffenen
Wettbewerb der Flexibilitdtsoptionen.

Bei einem sukzessiven Ausbau der erneuerbaren Energien ist iiber die Marktmechanismen zu
erwarten, dass die Volatilitat der Preise am Strommarkt zunimmt. Preisspitzen in einzelnen
Situationen erméglichen — {iber den Ausgleich von Angebot und Nachfrage in Knappheitssitua-
tionen — eine Refinanzierung von Optionen zur Spitzenlastdeckung. Niedrige oder negative
Preise ermdglichen — iiber einen marktlichen Ausgleich von Angebot und Nachfrage in Uber-
schusssituationen — die ErschlieBung von alternativen Nutzungsméglichkeiten in Uberschuss-
situationen. Damit erscheint ein wettbewerblicher Strommarkt auf Basis eines ,energy only*-
Marktes als ein geeignetes Marktdesign, um einen technologieoffenen Wettbewerb der Flexibi-
litdtsoptionen zu ermdéglichen.

Zentrale Voraussetzung fiir die Effizienz eines wettbewerblichen Strommarktes ist, dass
Preissignale bei moglichst allen Marktakteuren moglichst unverzerrt ankommen und
keine Markteintrittsbarrieren gegeben sind. Nur so kdnnen in einem technologieoffenen
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Wettbewerb die kostengiinstigsten Flexibilitidtsoptionen erschlossen und genutzt wer-
den.

Dieses erfordert auf der einen Seite, dass der Staat nicht regulatorisch in die Preisbildung der
Markte, z. B. in Form von Beschriankungen von Preisspitzen (und negativen Preisen), eingreift.
Auf der anderen Seite sollten z. B. die Systematik von Netzentgelten (Umlagen, Abgaben und
Steuern) sowie Férdermechanismen fiir bestimmte Erzeugungsanlagen — soweit zur Erreichung
von umwelt- und klimapolitischen Zielen erforderlich — die effizienten Erzeugungs- und Ver-
brauchsentscheidungen der einzelnen Marktakteure nicht bzw. in moglichst geringem Umfang
beeinflussen, so dass die Strompreise ihre Steuerungsfunktion nicht verlieren. Durch die Aus-
gestaltung des Markt- und Produktdesigns an den Strom- und Regelleistungsméarkten sowie bei
der Beschaffung von Systemdienstleistungen sollten implizite oder explizite Markteintrittsbar-
rieren vermieden werden.

Empirische Evidenz fiir Inflexibilitdit

Negative Preise auf dem Grof3handelsmarkt fiir Strom bei deutlich positiven residualen
Lasten in den letzten Jahren zeigen, dass Hemmnisse und Markteintrittsbarrieren durch
die spezifische Ausgestaltung von rechtlichen Regelungen fiir das Stromversorgungssys-
tem vorhanden sind. Ohne zusatzliche Flexibilisierung des Stromversorgungssystems
wiirden das Ausmaf} und die Haufigkeit von negativen Preisen stark zunehmen. Zugleich
zeigt die Entwicklung der letzten Jahre in diesem Bereich aber auch Evidenz fiir die
Funktionsfahigkeit des Marktes, da Marktakteure bei entsprechenden Preissignalen ihr
Verhalten anpassen.

In den letzten Jahren haben sich negative Strompreise am Grof3handelsmarkt in einzelnen
Stunden des Jahres ergeben, obwohl (selbst bei nationaler Betrachtung) die erneuerbaren
Energien die Last nicht anndahrend vollstindig gedeckt haben. Dies ist ein deutliches Indiz da-
fiir, dass erhebliche Inflexibilitdten bestehen oder Preissignale des Grof3handelsmarktes nicht
oder nur unzureichend bei den Marktakteuren angekommen sind:

e ImJahr 2012 gab es insgesamt 56 Stunden mit negativen Preisen am ,day ahead‘-Markt
in Deutschland. Die residuale Last war dabei zu keinem Zeitpunkt negativ. So gab es
vereinzelt negative Preise am ,day ahead‘-Markt, obwohl die residuale Last bei iiber
25 GW lag.

e Detaillierte quantitative Betrachtungen zeigen, dass die Haufigkeit und das Ausmaf3
dieser Situationen ohne eine zusatzliche Flexibilisierung des Stromversorgungssystems
auf mehr als 700 Stunden im Jahr 2020 und mehr als 2.000 Stunden im Jahr 2030 er-
heblich zunehmen wiirden.

e Zugleich zeigen die Betrachtungen aber auch, dass sich im Zeitverlauf der letzten Jahre
die Hohe der residualen Last, bei der bereits vereinzelt negative Strompreise zu be-
obachten sind, erheblich verringert hat. So gab es im Jahr 2009 noch Situationen mit
negativen Preisen, in denen die residuale Last bei iiber 40 GW lag, wiahrend es im Jahr
2012 selbst bei einer residualen Last zwischen 25 und 30 GW nur noch sehr selten zu
negativen Preisen gekommen ist.
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Hemmnisse fiir Flexibilitdt im aktuellen Markt- und Regulierungsdesign

Analysen der aktuellen Regelungen in ausgewahlten Bereichen - Férderung von Erzeu-
gungsanlagen, Systematik der Netzentgelte, Markt- und Produktdesign der Regelleis-
tungsmarkte sowie Ausgestaltung des Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystems — ma-
chen deutlich, dass Anpassungsbedarf trotz zahlreicher Verbesserungen in den letzten
Jahren gegeben ist.

Aufgrund der aktuellen Ausgestaltung von Regelungen kommen Preissignale des Grof3han-
delsmarkts nicht oder nur unzureichend bei einigen Marktakteuren an und einige aktuelle Re-
gelungen fiihren zu impliziten Markteintrittsbarrieren fiir Flexibilititsoptionen, denen in einem
zukiinftigen Markt fiir eine kostengiinstige Stromversorgung und eine effektive Integration der
erneuerbaren Energien voraussichtlich eine zunehmende Bedeutung zukommen wird. Im
Rahmen dieser Studie haben wir fiir zentrale Regelungen des Marktdesigns und der regulatori-
schen Rahmenbedingungen, wie die aktuellen Regelungen fiir die Férderung von Erzeugungs-
anlagen, die Netzentgeltsystematik, die Ausgestaltung des Markt- und Produktdesigns der Re-
gelleistungsmarkte sowie das Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem analysiert sowie po-
tenzielle Schwachstellen und Fehlanreize mit dem Fokus von Hemmnissen fiir einen technolo-
gieoffenen Wettbewerb von Flexibilitdtsoptionen identifiziert. Hierzu zédhlen z. B.:

e FEine Férderung von Erzeugungsanlagen auf Basis einer fixen Einspeisevergiitung setzt
keine (addquaten) Anreize fiir deren Betreiber, die Erzeugungsanlagen bedarfsgerecht
auszulegen und zu betreiben sowie Systemverantwortung, z. B. durch Teilnahme bei
der Bereitstellung von Systemdienstleistungen, zu tibernehmen. Durch die Neuregelung
des EEG 2014 und die Ausgestaltung der KWK-Forderung wird der Grof3teil der EE- und
KWK-Anlagen jedoch nicht mehr mit festen Einspeisetarifen vergiitet, sondern iiber
Aufschlage zu den Vermarktungserlosen gefordert.

e Der hohe Anteil der Arbeitspreiskomponente bei den Netzentgelten fiir nicht leistungs-
gemessene Verbraucher schafft (in Verbindung mit der Erhebungssystematik von Um-
lagen, Abgaben und Steuern) Anreize fiir den Zubau von Eigenerzeugungsanlagen. Der
Verbraucher kann seine individuelle Netzentgeltzahlung reduzieren, auch ohne dass
tatsdchlich Netzkosten reduziert werden konnen. In der Konsequenz kommt es zu einer
Entsolidarisierung bei der Refinanzierung der Netzkosten sowie einem Zubau von Ei-
generzeugungsanlagen (ggf. in Verbindung mit dezentralen Speichern), die nicht nach
den Anforderungen des Stromversorgungssystems insgesamt betrieben werden.

e Die aktuelle Netzentgeltsystematik sowie entsprechende Ausnahmeregelungen fiir leis-
tungsgemessene Verbraucher verhindern eine effiziente Nutzung von vorhandenen
Flexibilitdtspotenzialen sowohl beim Verbrauch als auch bei Eigenerzeugungsanlagen
am Strommarkt, da die Gefahr hoherer Netzentgelte und die Gefahr des Verlusts der An-
spruchsvoraussetzungen fiir Netzentgeltreduktionen besteht.

e Lange Vorlaufzeiten bei der Ausschreibung und lange Lieferzeitraume bei der Bereit-
stellung von Regelleistung fithren zu impliziten Markteintrittsbarrieren fiir einige An-
bieter und zu hoheren Kosten sowie Kostenrisiken fiir alle Anbieter.




Strommarktdesign der Zukunft

e Eine Vergiitung von Leistung und Arbeit auf den Regelleistungsmarkten nach dem ,pay
as bid‘-Verfahren (Gebotspreisverfahren) fiihrt zu einer hohen Komplexitét bei der Ge-
botsabgabe. In der Konsequenz kénnen sich erhebliche Ineffizienzen bei der
Bezuschlagung der Anbieter ergeben und die geringe Transparenz von Erlosméglichkei-
ten fiir neue Anbieter kann eine implizite Markteintrittsbarriere darstellen.

e Aktuell wird nur ein Teil der Kosten, die dem Ausgleich von Bilanzkreisabweichungen
zugeordnet werden kénnen, auf die Verursacher — die Bilanzkreisverantwortlichen —
umgelegt. Hierdurch sind die wirtschaftlichen Anreize fiir eine Vermeidung und das ak-
tive Management von Bilanzkreisabweichungen in Summe iiber alle Bilanzkreise zu ge-
ring.

e Sog. Nulldurchgange, d. h. positive und negative Abweichungen im Saldo iiber alle Bi-
lanzkreise innerhalb einer Fahrplanperiode von 15-Minuten, fithren bei der aktuellen
Ausgestaltung des Ausgleichsenergiesystems zu Preisspitzen fiir Ausgleichsenergie,
obwohl der Saldo der Abweichungen im Durchschnitt der Fahrplanperiode sehr gering
ist. Dieses fiihrt zu Kostenrisiken fiir Bilanzkreisverantwortliche, die kontraproduktiv
fiir ein verursachungsorientiertes und anreizkompatibles Ausgleichsenergiesystem
sind.

e Als Referenzpreis fiir die Kopplung des Ausgleichsenergiepreises fiir eine 15-mintitige
Fahrplanperiode an den Strommarkt wird aktuell der mengengewichtete Durchschnitt
des stiindlichen Preises des kontinuierlichen ,intraday‘-Handels verwendet. Dieser Re-
ferenzpreis ist nur bedingt geeignet, um nicht gewiinschte Arbitragemdoglichkeiten zwi-
schen den Strommarkten und dem Ausgleichsenergiesystem zu vermeiden.

Anpassungsoptionen im aktuellen Markt- und Regulierungsdesign

Anpassungen in den Bereichen — Forderung von Erzeugungsanlagen, Systematik der
Netzentgelte, Markt- und Produktdesign der Regelleistungsmirkte sowie Ausgestaltung
des Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystems — mit dem Ziel eines technologieoffenen
Wettbewerbs und des Abbaus von impliziten Markteintrittsbarrieren konnen einen
wichtigen Beitrag zur Flexibilisierung des Stromversorgungssystems leisten.

Addquate Anreize bei der Forderung von Erzeugungsanlagen zur bedarfsgerechten Einspeisung
und Anlagenauslegung sowie zur Erbringung von Systemdienstleistungen beibehalten und weiter-
entwickeln.

In einem langfristig angelegten Zielmodell sollte eine Férderung von Erzeugungsanlagen, so-
weit diese zur Erreichung von Umwelt- und Klimaschutzzielen erforderlich ist, unter Beriick-
sichtigung von Kostenaspekten und der Vermeidung von Missbrauchsmoglichkeiten darauf
ausgelegt sein, dass die Preissignale des GroShandelsmarktes bei den Anlagenbetreibern (zu-
mindest teilweise) ankommen. Die Anpassungen der letzten Jahre bei der Ausgestaltung der
Forderungen erneuerbarer Energien durch die optionale Moglichkeit der Teilnahme (Bestands-
anlagen) bzw. obligatorische Teilnahme (Neuanlagen) am Marktpramienmodell mit einer (vari-
ablen) Zusatzvergiitung neben den Markterl6sen sowie der aktuellen Ausgestaltung der Forde-
rung von KWK-Anlagen mit in der Regel einer (fixen) Zuschlagszahlung neben den Markterlo-
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sen, erscheint im Vergleich zu alternativen Vergiitungssystemen zielfiihrend. Mogliche Weiter-
entwicklungen sollten in diesem Rahmen erfolgen.

Hemmnisse fiir die Erschlieffung und Nutzung von Flexibilitdit bei Verbrauchern durch Anpassung
der Netzentgeltsystematik reduzieren.

In einem langfristig angelegten Zielmodell sollten einerseits die technischen Voraussetzungen
durch eine Ausweitung der Leistungsmessung fiir eine Erschlieffung und Nutzung von Flexibi-
litdt auf Seiten der Verbraucher geschaffen werden. Auf der anderen Seite sollten bei der Netz-
entgeltsystematik sowie bei Ausnahmeregelungen zur Netzentgeltsystematik die flexibilitats-
hemmende Ausrichtung von Vergiinstigungen auf einen moglichst gleichmafiigen Strombezug
aus dem Netz der allgemeinen Versorgung angepasst werden. Das Ziel der Anpassungen sollte
sein, ineffiziente Anreize beim Verbrauch in Verbindung mit Eigenerzeugung zu reduzieren
sowie die Nutzung von markt- und systemdienlicher Flexibilitdt beim Verbraucher zu erhéhen.

In der kurz- und mittelfristigen Perspektive schlagen wir folgende Mafinahmen vor:

e Bei nicht-leistungsgemessenen Kunden (SLP-Kunden) sollte der Anteil der Leistungs-
preiskomponente erhoht werden, um insbesondere einer weiteren Entsolidarisierung
bei der Refinanzierung der Netzkosten durch Eigenerzeugung entgegenzuwirken und
die Netzentgeltsystematik fiir SLP-Kunden verursachungsorientierter zu gestalten.

e Die Sondernetzentgelte fiir stromintensive Netznutzer gemaf3 § 19 (2) S.2ff. StromNEV
sollten fiir die Teilnahme von Lastflexibilitdt am Strommarkt und an den Regelleis-
tungsmarkten getffnet werden. Lasterhohungen bei niedrigen oder negativen Strom-
preisen sowie aufgrund der Erbringung von negativer Regelleistung sollten nicht zu ei-
ner Verringerung oder dem Verlust der Netzentgeltreduktion fithren. Auch Lastabsen-
kungen flexibler stromintensiver Verbraucher zu Zeiten hoher Strompreise oder zur Er-
bringung von positiver Regelleistung sollten nicht zu einer Verringerung oder einem
Verlust der Netzentgeltreduktion fiihren. Es sollten Schwellenwerte des Strompreises
eingefiihrt werden, bei denen marktdienliche Verbrauchsanpassungen — unter der
Pramisse der Netzvertraglichkeit — bei der Ermittlung der Netzentgeltreduktion nicht
nachteilig sind.

e Die Offnung des regulidren Netzentgeltes von RLM-Kunden (gemif3 § 17 StromNEV) fiir
marktdienliche oder regelleistungsinduzierte Verbrauchsanpassungen sollte gepriift
werden. Eine Bezugsspitze, die unter der Pramisse der Netzvertraglichkeit bei Strom-
preisen unterhalb eines definierten Schwellenwertes oder auf Anforderung eines Netz-
betreibers, z. B. zur Erbringung negativer Regelleistung, auftritt, sollte nicht nachteilig
bei der Ermittlung der Leistungspreiskomponente sein.

Dariiber hinaus empfehlen wir eine eingehende Analyse folgender potenzieller Ma3nah-
men zur Anpassung der Netzentgeltsystematik:

o Eine Anpassung der Bestimmung der Hochlastzeitfenster (HLZF) fiir die atypi-
sche Netznutzung gemif3 § 19 (2) S.1 StromNEV, die den Anforderungen eines

von hohen Anteilen FEE geprdgten Stromversorgungsystem besser gerecht wird,
kann einen Beitrag zur Flexibilisierung des Verbrauchs leisten. So kénnte eine
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kurzfristigere Bestimmung der HLZF unter Beriicksichtigung der erwarteten Ein-
speisung aus FEE die tatsdchliche Netzsituation besser abbilden. So ermittelte
HLZF konnten ggf. auch als Indikator fiir die Moglichkeit eines flexiblen Ver-
brauchsverhaltens ohne kritische Netzriickwirkungen herangezogen werden.
Vor diesem Hintergrund erscheint die Priifung einer moglichen Anpassung der
Ermittlung der HLZF sinnvoll.

o Eine mégliche Dynamisierung von Netzentgelten, z. B. {iber die Kopplung des
Netzentgeltes an den Strompreis kann ggf. einen Beitrag zur Flexibilisierung des
Stromversorgungssystems leisten und hat ggf. positive Auswirkungen auf die
Effizienz des Einsatzes von Eigenerzeugungsanlagen. Da eine solche Anpassung
einen erheblichen Eingriff in ein komplexes und eingespieltes System darstellt
und die Anreize zur Flexibilisierung von Erzeugungsanlagen am Strommarkt
ceteris paribus verringert, sollte eine solche Anpassung der Netzentgeltsystema-
tik umfassend analysiert werden.

Das Markt- und Produktdesign der Regelleistungsmdrkte anpassen, um neuen Anbietern Teil-
nahme zu ermdglichen und unnétige Kosten fiir Anbieter zu reduzieren.

Um eine Erhohung der Wettbewerbsintensitéit, eine Reduktion der sogenannten ,must-run‘ Er-
zeugung fiir die Vorhaltung von Regelleistung, den Abbau von Marktzutrittsbarrieren und
Wettbewerbsverzerrungen sowie eine Erhéhung der Effizienz und Senkung der Kosten der Leis-
tungs-Frequenz-Regelung zu erwirken, empfehlen wir das Design der Regelleistungsmarkte
sukzessive anzupassen. Wir empfehlen folgende Anpassungen des Auktions- bzw. Ausschrei-
bungsdesigns auf den Regelleistungsmarkten umzusetzen:

Erh6hung der Ausschreibungsfrequenz: Als mittel- bis langfristiges Zielmodell emp-
fehlen wir fiir alle drei Regelleistungsqualitaten eine kalendertagliche Ausschreibung.
Kurzfristig sollte diese fiir die Minutenreserve (MR) umgesetzt werden, um erste Erfah-
rungen zu sammeln. Im ndchsten Schritt sollte auch die Beschaffung der Sekundarre-
gelleistung (SRL) kalendertédglich erfolgen. Um etwaige Bedenken hinsichtlich eines zu
geringen Angebots und der zeitlich ggf. nicht bestehenden Moglichkeit einer zweiten
Auktionsrunde bei einer kalendertdglichen SRL-Ausschreibung auszurdumen, kann
diese fiir eine Ubergangszeit im Rahmen einer ebenfalls zentralen Sekundédrauktion
durchgefiihrt werden. In dieser wird die bereits in einer wochentlichen Primarauktion
beschaffte SRL-Vorhaltung realloziert. Diese Reallokation, der in der Primarauktion
bezuschlagten SRL-Vorhaltung, kann entweder iiber freiwillig zum Wiederverkauf an-
gebotene SRL-Vorhaltung oder iiber sog. ,Market-Maker*, die eine Pramie fiir verpflich-
tend abzugebende Angebote in der Sekundadrauktion erhalten, erfolgen. Der in der
Primdrauktion beschaffte Anteil der SRL-Vorhaltung kann sukzessive reduziert wer-
den, so dass mittelfristig eine vollstindige Umstellung auf die kalendertdgliche Be-
schaffung erfolgen kann. Nach einer erfolgreichen Umstellung auf eine kalendertagli-
che Ausschreibung von MR und SRL kann diese auch fiir die Primarregelleistung (PRL)
gepriift werden. Die Taktung der Ausschreibungen sollte dabei in der Reihenfolge PRL,
SRL, MR erfolgen, wobei die Auktionsergebnisse der jeweils vorherigen Auktion zu Be-
ginn der ndchsten Auktion vorliegen sollten bzw. das Ergebnis der MR-Auktion vor
Handelsschluss des ,day ahead‘-Marktes vorliegen sollte.
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Verkiirzung der Produktlaufzeiten: Als mittel- bis langfristiges Zielmodell sollte fiir
alle drei Regelleistungsqualitdten eine Verkiirzung der minimalen Produktlaufzeiten
auf eine Stunde avisiert werden. Um die Kompatibilitdt mit den technischen Anforde-
rungen insbesondere konventioneller Erzeugungsanlagen zu erhalten, sollte die M6g-
lichkeit der Abgabe von Blockgeboten bestehen. Fiir die MR empfehlen wir diese Um-
stellung kurzfristig anzustreben. Fiir die SRL empfehlen wir zundchst auf 4 Stunden-
blécke umzustellen und in einem zweiten Schritt stiindliche Produkte mit der M6églich-
keit zur Abgabe von Blockgeboten einzufiihren. Fiir die PRL kann zunéchst auf kalen-
dertdgliche HT / NT-Zeitscheiben umgestellt werden, die dann sukzessive auf

4 Stunden und spater ggf. auf eine Stunde mit der M6glichkeit der Abgabe von Block-
geboten reduziert werden.

Umstellung auf ,pay as cleared- fiir Arbeitspreisgebote: Als mittel- bis langfristiges
Zielmodell empfehlen wir eine Umstellung der Vergiitung des Abrufes von MR und SRL
auf ,pay as cleared‘. In einem ersten Schritt kann die Umstellung fiir die MR erfolgen,
um erste Erfahrungen zu sammeln. In einem zweiten Schritt sollte auch die Vergiitung
des Abrufes von SRL auf eine ,pay as cleared* Vergiitung umgestellt werden.

Dariiber hinaus sollten folgende mogliche Anpassungen zusdtzlich analysiert werden:

Gemeinsame Ausschreibung aller drei Regelleistungsqualitidten: Es sollte einge-
hend gepriift werden, ob eine gemeinsame Ausschreibung aller drei Regelleistungsqua-
litdten, bei der die Anbieter bedingte und komplexe Gebote abgeben konnen und die
UNB auf Basis einer Minimierung der gesamten Kosten fiir Regelleistungsvorhaltung ih-
re Zuschlagsentscheidungen treffen, umsetzbar und vorteilhaft ware. Eine solche ge-
meinsame Ausschreibung kann ggf. erhebliche Effizienzgewinne und Kostenreduktio-
nen ermoglichen. Die Einfiihrung einer solchen Ausschreibung wiirde jedoch die Bei-
behaltung bzw. Wiedereinfiihrung der ,pay as bid* Vergiitung fiir Regelleistungsabrufe
voraussetzen.

Adaptive Regelleistungsdimensionierung: Es sollte eingehend untersucht werden,
ob sich mittels einer Umstellung der Systematik der Regelleistungsdimensionierung die
erforderliche Vorhaltung von Regelleistung reduzieren ldsst. Die empfohlene kalender-
tagliche Ausschreibung der drei Regelleistungsqualitédten, wiirde eine tagliche Dimen-
sionierung fiir den Folgetag erméglichen. Dabei konnten insbesondere Informationen
zur prognostizierten Einspeisung aus FEE-Anlagen mit einbezogen werden, die einen
nicht unerheblichen Anteil der notwendigen Regelleistungsvorhaltung begriinden.

Die Anreize des Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystems stdrken, um den Bedarf fiir Regelleis-
tungsvorhaltung zu senken und den Abruf zu verringern.

Anpassungen des Ausgleichsenergiesystems sind mit zahlreichen Herausforderungen verbun-
den. Insbesondere aufgrund komplexer Wechselwirkungen einerseits zwischen moglichen An-
passungsoptionen und andererseits zu den wettbewerblichen Strommarkten sowie den Regel-
leistungsmarkten sollten mégliche Anpassungen ganzheitlich innerhalb des Gesamtsystems
betrachtet sowie umfassend qualitativ und quantitativ analysiert werden. Aufgrund der Kom-
plexitdat und der Bedeutung des Ausgleichsenergiesystems fiir Funktionsfahigkeit der wettbe-
werblichen Strommarkte und die Sicherheit des Stromversorgungsystems besteht umfanglicher
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weiterer Analysebedarf hinsichtlich moglicher Aus- und Wechselwirkungen bei Anpassungen
des Ausgleichsenergiesystems.

Im Sinne einer verursachungsorientierten und anreizkompatiblen Ausgestaltung des Aus-
gleichsenergiesystems sollten die Anpassungen dazu fiihren, dass die Kosten der Vorhaltung
und die Kosten des Abrufs von Regelleistung, die auf Fahrplanabweichungen der BKV im 15-
Minuten-Raster zuriickzufiihren sind, auf die den NRV-Saldo verursachenden BKV umgelegt
werden. Deshalb empfehlen wir zur Berechnung des AEP auf der ersten Stufe nur die Kosten
des Regelleistungsabrufes in {iberwiegender Abrufrichtung sowie die entsprechenden Abruf-
mengen heranzuziehen. Zusatzlich behebt diese Mafsnahme das Phanomen unverhiltnismaflig
hoher positiver oder negativer Ausgleichsenergiepreise bei geringen Salden des NRV, die sich
aufgrund von sog. Nulldurchgingen des NRV-Saldos ergeben.

Eine Anpassung bei der Umlage von Kosten des Regelleistungsabrufes, ist bei isolierter Be-
trachtung addquat. Bei einer Umsetzung sollte allerdings beriicksichtigt werden, dass im heu-
tigen System — ohne Umlage von Kosten der Vorhaltung von Regelleistung — in Summe in der
Tendenz zu geringe Kosten auf die BKV umgelegt werden. Daher sollte eine Anpassung der
Umlage der Abrufkosten im Zusammenhang mit einer verursachungsorientierten Umlage der
Vorhaltekosten von Regelleistung betrachtet werden. Eine solche verursachungsorientierte
Umlage von (anteiligen) Kosten der Regelleistungsvorhaltung sollte erfolgen. Die Art und Wei-
se einer solchen Umlage sowie die Auswirkungen einer solchen Anpassungen miissen aller-
dings vor einer Umsetzung umfassender qualitativ und quantitativ untersucht werden. Hier
besteht erheblicher weiterer Forschungsbedarf.

Arbitragemoglichkeiten gegeniiber den wettbewerblichen Strommarkten durch die Inan-
spruchnahme von Ausgleichsenergie von BKV, deren Fahrplanabweichungen den Saldo des
NRV verstarken und damit den erforderlichen Abruf von Regelleistung erh6hen, sollten wei-
testgehend ausgeschlossen werden. Deshalb empfehlen wir die Begrenzung von Arbitragemog-
lichkeiten zwischen dem Ausgleichsenergiesystem und den wettbewerblichen Strommarkten
iiber die zusitzliche Kopplung des AEP auf der dritten Berechnungsstufe an den Preis des day-
ahead Marktes sowie den durchschnittlichen mengengewichteten Preis des Viertelstunden-
handels und der Er6ffnungsauktion des intraday Marktes.
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Summary

The conversion of the power generation system to renewable energy is a key element for achiev-
ing the objectives of the German Energiewende (‘energy transition’) and will change the re-
quirements, as well as the playing field, for all market actors. To achieve the goals of the
Energiewende, the power generation system has to make a significant contribution. The expan-
sion of renewable energies in the electricity sector is of particular importance here.

The German Federal Government’s energy concept is determined to achieve medium and long
term goals in respect of future energy supplies. To achieve the targeted reductions in green-
house gas emissions and primary energy consumption, the development of renewable energy
sources (RES) within the power supply system is of particular importance. In 2035, a RES share
of between 55-60% and, by 2050, a share of at least 80% is sought. With the amendment of the
Renewable Energies Act (‘EEG’) in 2014, the policy has set target ranges for 2025 and 2035,
and placed an emphasis on promoting the most cost-effective renewable energies. As early as
2025 a 40-45% renewables share of gross electricity consumption must be achieved. Thus RES
will form a cornerstone of the power generation system in the medium to long term, and the
requirements and conditions for all market actors — operators of generation assets, consumers
and grid operators — will change considerably. Moreover, to achieve the objectives of the
Energiewende further accompanying instruments are implemented. These include, for exam-
ple, the promotion of CHP generation, measures to increase the energy efficiency of consumers,
and the European Emissions Trading Scheme.

In a competitive organized power system, the Government must put in place appropriate rules.
They must take into account the specific characteristics of the power supply to ensure that all
the actors meet their respective responsibilities, that they comply with their obligations and
that non-discriminatory competition in the electricity market is possible.

The transport and distribution of electricity via grids; the lack of opportunities for economic
storage of electricity within the grids; and the specific characteristics of the power supply as
regards producers and consumers, all require a market design and a regulatory framework that
ensures the functioning of a competitive electricity market and thus a secure supply of con-
sumers. On the one hand, the grid operators have to ensure an adequately dimensioned grid
infrastructure for the transport and distribution of electricity from the generating plants to con-
sumers as well as the adequate provision of ancillary services for the safe operation of the grid
and supply system. On the other hand, producers and consumers, or their suppliers, must be
obliged to fulfill their contractual delivery obligations. To this end, arrangements for checking
compliance with this obligation to deliver have to be set and, in cases of delinquency, appro-
priate sanction mechanisms must be defined. Regarding this, the Government has to set appro-
priate rules to ensure that market participants (are able to) meet their individual responsi-
bilities. Key elements to this end include adequate arrangements for accessing the grid and for
the operation and expansion of the grids as well as for their refinancing. They also include a
suitable framework for the procurement and provision of ancillary services — in particular the
provision and call of control power — as well as for the recording and control of the delivery
obligations as part of the balancing group system, and the settlement of deviations from these
delivery obligations within the balancing energy system.
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Requirements for the future power supply system

The announced expansion of renewable energies will significantly change the requirements of
the other actors in the power supply system. There will be situations in which the contribution
of renewable energy in meeting the demand of consumers (at a national level) is low. At the
same time, it is increasingly the case that renewable energy electricity in some situations can
fully cover the demand of consumers (at a national level) or even generate more electricity than
consumers (based on their usual behavior pattern) demand.

Renewable energy will cover a substantial proportion of annual electricity consumption in the
future. Increasing the proportion of RES leads, due to the dependence of renewable energy
supply on situational meteorological conditions, to different requirements:

e High residual load: In periods of high electricity demand, there will be situations where
the supply of renewable energy plants is low: Capacity in the form of (secured) produc-
tion capacities for electricity generation or storage must be available during such situa-
tions and / or some consumers will have to use their available demand-side manage-
ment potential, as they reduce their electricity consumption during these periods or
shift their consumption to other periods.

o Low residual load: In periods of low electricity demand, there will be situations where
the supply of renewable energy sources is high. When this occurs a down-regulation of
part of the RES supply must take place or consumers must shift their electricity pur-
chases into these periods and / or ‘excess' power must be stored. Furthermore, ancil-
lary services (for example, control power and reactive power as well as heat demand
which is covered by CHP plants) should be provided in alternative ways at such times —
to avoid, or at least reduce, so-called ‘must run' generation of conventional power
plants.

e High gradients of residual load and forecast errors: The gradients of the residual load
as well as the amount of ancillary services that must be kept available (in particular the
necessary reserve of control power) will tend to increase. Because of the dependence of
a significant proportion of renewable energy capacity on meteorological conditions, it
is not only the actual feed-in that is volatile. The feed-in can also change considerably
over a short time and in ways (even over the short term) that may not accurately be
predicted. Both these factors mean that the necessary provision of control power to
compensate for imbalances between feed-in and consumption must be, ceteris paribus,
increased to an extent that cannot be offset by improvements in prediction accuracy. In
addition, sufficiently flexible producers and consumers must be able to compensate for
planned changes in the residual load (so-called gradients of residual load).

Improvements in the flexibilization of conventional power plants, the use of storage technolo-
gies, adaptations to grid infrastructure and, not least, flexibility in consumption behavior are
crucial for the development — and the efficient and effective integration — of renewable ener-
gies.

In the face of the announced expansion in renewable energy, a more flexible power system will
gain more importance. The predominant proportion of electricity produced from renewable
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energy already comes from utilities (especially wind and photovoltaic systems) whose respec-
tive production depends on meteorological conditions and thus is independent of the demand,
or of the existing consumption habits, of customers. The efficient and effective integration of
the power generated using renewable energy technology requires more flexible conventional
power plants; the use of storage technologies; sufficient adaptation of the grid infrastructure
and not least the flexibilization of consumption behavior. Over time this flexibility will be
needed to an increasing extent for use during very few hours of the year or solely for balancing
supply and demand in extreme situations.

Detailed quantitative considerations of the effects of the expansion of renewable energies for
2015, 2020 and 2030, based on analyses of the so-called residual load duration curve (load
minus feed-in of wind and PV plants and hydroelectric power plants) without taking into ac-
count cross-regional compensation effects in the European electricity market (see below), yield
first indications about the future requirements of the electricity supply system:

e The requirement for conventional power plants, operated in the base load, is decreas-
ing further over time. The residual base load in Germany will decline from around 40
GW currently to about 20 GW by 2030. Whereas the requirement for power from con-
ventional power plants or alternative options to cover the residual intermediate and
peak load tends to increase over time. Thus, the required increased capacity in both the
residual intermediate load and residual peak load of about 20 GW each currently to
around 30 GW by 2030.

e The expansion of renewable energy (from a national perspective) — despite significant,
anticipated increases in the installed capacity of wind and PV systems — only leads to a
very small reduction in the secure generation capacity or interruptible power consump-
tion required in order to ensure a balance between supply and demand in the electricity
market in all situations, compared to the status quo. A significant and over time in-
creasing, portion of the required power or saved interruptible consumption power is
only needed for a handful of hours to balance supply and demand in the electricity
market.

e While in 2015 (from a national perspective) no situations with a negative residual load
(that is situations when the feed-in of wind, PV plants and hydroelectric power plants
are expected to cover or exceed the load without market-driven adjustments of the de-
mand structure) surpluses of up to 9 GW are to be expected (at a national level) in 2020
in some situations. By 2030, maximum excess power increases (at a national level) will
be up to 35 GW. Also the capacity required to balance supply and demand in the elec-
tricity market in such situations, i.e. connectible power consumption or disconnectible
RES-capacity, is only expected to be needed during very few hours.

Transnational compensation effects of load and RES feed-in

The integration of national electricity markets, in the context of liberalization and the creation
of an EU electricity market, makes an important contribution towards improving the flexibility
of the power system. In a common electricity market, fluctuations in the load and the feed-in of
renewable energy partly offset. Compared to the — as regards the common EU electricity market
- inadequate national perspective, less conventional generation capacities are needed and
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situations where the feed-in of renewable energy exceeds load decrease considerably. The pre-
requisite for the use of these compensation effects is a sufficiently sized European grid infra-
structure that is already present to a significant degree and will be strengthened further by the
planned expansion of European grid.

Detailed quantitative consideration of the impact of renewable energy development, taking
account of the EU electricity market for the years 2015, 2020 and 2030 (based on analyses of
the residual load duration curve for Germany, its neighboring countries and Italy) show:

o The compensation effects of annual peak load lead, on average, to a reduction in com-
mon, simultaneous annual peak load of about 10 GW; compared to the sum of the in-
dividual, non- simultaneous annual peak loads in all future years under consideration
(2015, 2020 & 2030). The balancing effects of the joint annual peak load are subject to
stochastic effects, and vary (taking into account all underlying empirical base years
2007 to 2012) between about 6 and 12 GW.

e The compensation effects in residual annual peak load result from consideration of
both the compensation effects of the load simultaneously with the compensation ef-
fects of the feed-in of wind and PV systems. Compensation effects in the residual annu-
al peak load lead, on average, to a reduction in common, simultaneous residual annual
peak load of about 9 GW — compared with the sum of the individual, non-simultaneous
annual peak loads in 2015. This figure rises to 13 GW by 2010 and to 22 GW by 2030.

e Compensation effects between countries are also relevant in potential surplus situa-
tions. While the load of each individual country will already be covered and may be
considerably exceeded by the feed-in of wind and PV plants in individual situations
without market-driven adjustments of consumer behavior; no surplus situations arise
in common, based on the simultaneous consideration of these countries over a time
horizon leading up to 2030.

Technical inflexibility and flexibility options

Given the present fleet of power plants and consumers, different causes for technical inflexi-
bility are given. Technical and alternative options, such as the application of more flexible
ways of generating capacity through alternative technology choice or an adjustment in their
design, the use of emergency power systems, the use of storage technologies and the creation
of technical conditions for a stronger involvement of consumers in the electricity market, are
given to a considerable extent. Against this background, the development of cost-effective flex-
ibility options through open technology competition is of central importance.

Different reasons are given for the technological inflexibility of today's conventional fleet of
power plants, which were designed to meet the requirements of the past. In particular, base
load power stations such as nuclear, lignite and hard coal power plants as well as CHP plants
were designed primarily for continuous operation:

e Long startup and shutdown periods as well as the high cost of startup and shutdown in

conjunction with low power gradients and high technical minimum loads cause power
plants to generate electricity even at low or negative electricity prices on the wholesale
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electricity market, although they achieve negative margins during those specific hours.
If control power is provided using these power plants, it strengthens the incentives for
continued operation of these plants in these situations.

e Due to the limited flexibility of the ratio of heat and electricity production as well as the
partially insufficient ways of storing, or alternative provision of heat even in CHP
plants technical inflexibilities exist. Situations arise in which they still produce electric-
ity despite very low or negative electricity prices on the wholesale electricity market, or
do not generate electricity with its available power at very high electricity prices on the
wholesale market.

Even for consumers the technical conditions for the use of flexibility are given only in part. A
predominant proportion of consumption is load-profiled, what should be regarded as a pre-
requisite for a settlement on the basis of short-term prices of the wholesale electricity market. In
the past, however, little or no economic incentives were given to enable a response within ex-
isting flexibilities to price signals or to design production processes so that consumers could
respond more flexibly to fluctuations in market price signals.

The possibilities for eliminating or reducing the technical inflexibility on the part of producers
and on the part of consumers are given to a considerable extent and can be developed with
appropriate economic incentives.

¢ In case of retrofit or repowering, but also in the context of replacement investments
from conventional power plants, the cost and time of startup and shutdown can be re-
duced; the technical minimum load can also be reduced and the power gradient in-
creased.

e Peak load hoilers, heat storages and power to heat allow a more flexible operation of
CHP plants (i.e. complete or at least partial decoupling of electricity production and
heat demand) as do appropriate adjustments in the design of plants or technology
choice, in the case of replacement investments.

e By increasing the proportion of load-profiled power, consumers’ technical flexibility
barriers can be dismantled. Also through appropriately incentivizing consumers to
adapt their design of production processes, and to use potential flexibility in their pro-
duction processes.

However, not just the elimination or reduction of technical inflexibility on the part of producers
and on the part of consumers are available as flexibility options for the power supply system. In
addition to the importance of adequate grid infrastructure for the use of compensation effects
already shown, there are other options such as:

e Active integration of emergency power systems in the electricity and the control power
markets.

e Use of quick-starting technologies with low investment costs, such as gas turbines and
engine power plants to produce electricity, for the provision of control power and for
situations with high residual load.
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e Expansion of existing electricity storage technologies, in particular pumped storage
power plants and the use of new energy storage technologies such as flywheel storages
and batteries.

Competitive electricity markets as an instrument for flexibilization

A competitive electricity market based on an ‘energy only’ market in the short term is able to
balance supply and demand on the basis of price signals at any time. In the medium and long
term the market creates efficient incentives to adapt the generation system and the behavior of
consumers to future needs, and enables an open technology competition in flexibility options.

With the successive expansion in renewable energy, an increase in price volatility in the electri-
city market can be expected, due to market mechanisms. Price spikes in some situations allow -
on the balance of supply and demand in shortage situations - a refinancing of options to cover
peak loads. Low or negative prices allow - through a market-based balancing of supply and
demand in surplus situations - the development of alternative electricity uses in surplus situa-
tions. Thus a competitive electricity market on the basis of an ‘energy only' market, appears as
an appropriate market design to allow for an open technology competition in flexibility op-
tions.

It is central to the effectiveness of a competitive electricity market that as undistorted as possi-
ble price signals ideally reach all market actors and that no barriers to market entry exist. This
is the only way the most cost-effective flexibility options can be developed and used in an open
technology competition.

This requires that the government regulation does not intervene in the free formation of prices
in the markets, for example in the form of restrictions on price spikes (and negative rates). It
also requires that electricity prices keep their control function regarding production and con-
sumption decisions of market players. This refers, for example, to the scheme of grid charges,
levies, duties, and taxes as well as support mechanisms for certain generating plants — to the
extent they are required to achieve environmental and climate policy objectives. Furthermore,
implicit or explicit market entry barriers, caused by the configuration of the market and prod-
uct designs of the power and control power markets as well as in the procurement of ancillary
services, should be avoided.

Empirical evidence for inflexibility

Negative prices on the wholesale market for electricity in situations with significantly positive
residual loads in recent years show that restraints and barriers to market entry by the specific
design of regulations exist in the power supply system. Without additional flexibility in the
power supply system, the extent and frequency of negative prices would augment sharply. At
the same time, the trend of the recent years in this area also yields evidence for the functioning
of the market, since market players adapt their behavior to respective price signals.

In recent years, negative electricity prices occurred on the wholesale market in some hours of
the year, though (even from a national perspective) renewable energies have not nearly com-
pletely covered the load. This is a clear indication that significant inflexibilities exist or that
price signals from the wholesale market did not appropriately reach the market actors:
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e In 2012, there were a total of 56 hours with negative prices on the ‘day ahead’ market
in Germany. The residual load was not negative at any time. There were sporadic nega-
tive prices on the ‘day ahead’ market, although the residual load was at more than
25 GW.

e Detailed quantitative considerations show that the frequency and degree of these situa-
tions, without an additional flexibilization of the power system, would substantially
increase to more than 700 hours in 2020 and more than 2,000 hours in 2030.

e At the same time, our analysis also shows that the level of the residual load, where
negative prices occurred over time in recent years, has significantly reduced. In 2009
situations with negative prices occurred where the residual load was more 40 GW,
while in 2012 very few instances of negative prices occurred, even with a residual load
between 25 and 30 GW.

Barriers to flexibility in the current market and regulatory design

Analyses of the current regulations in selected fields — the promotion of production systems,
the framework of grid charges, the market and product design of control power markets, as well
as the configuration of the balancing group and balancing energy system - clarify that there are
still adaptation requirements; despite many improvements in recent years.

Due to the current design of regulations, price signals on the wholesale market do not or only
insufficiently reach market actors and some current arrangements lead to implicit barriers to
market entry for flexibility options — which are likely to play an increasing role in a future mar-
ket for a cost-effective power supply system and an effective integration of renewable energy.
In this study we analyzed the central provisions of the market’s design and regulatory frame-
work; like the current schemes for the promotion of production systems, the grid fee system,
the regulation of the market and product design of the control power markets, and the balanc-
ing group and balancing energy system. We identified potential weaknesses and disincentives
with a focus on the barriers to an open technology competition in flexibility options. These
include:

e The promotion of generation facilities based on a fixed feed-in tariff does not set ade-
quate incentives for the producers, in terms of the design and operation of the produc-
tion plants and to motivate them to take responsibility for the system, for example by
participation in the provision of ancillary services. However, the revision of the German
Renewable Law (‘EEG’) in 2014, and the design of the CHP support scheme, means the
majority of RES and cogeneration plants will no longer be remunerated using a fixed
tariff but will be funded through premiums to marketing revenue.

e The high proportion of the energy price component in the grid charges for power con-
sumers that are not load profiled (in conjunction with the specifications of levies, du-
ties and taxes) creates incentives for the construction of power-generating systems for
own consumption. Consumers can reduce their individual grid fee payment, whereas
actual grid costs are not reduced. As a consequence, there is a lack of solidarity con-
cerning the refinancing of grid costs and additional construction of power-generating
systems for own consumption (optionally in conjunction with decentralized storage)
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that are not operated in accordance with the overall requirements of the power supply
system.

e The current grid fee system including respective exemptions for load profiled consum-
ers inhibit an efficient use of existing flexibility potential — both in consumption as well
as in own-generation in the electricity market — as it comes with the potential risk of
higher grid charges and the loss of eligibility for grid tariff reductions.

e Long lead times in tendering, and long delivery periods in the provision of control
power, lead to implicit barriers to market entry for some potential providers and in-
crease costs (and cost risks) for all providers.

e Remuneration of power and energy on balancing power markets with a “pay as bid' set-
tlement rule leads to a high complexity of bidding. As a consequence, significant ineffi-
ciencies in tendering can arise. The resulting lack of transparency as regards revenue
opportunities for new entrants may represent an implicit barrier to market entry.

e Currently, only a portion of the costs that may be associated with the correction of bal-
ancing group deviations is allocated to the causers of the imbalance - the balancing re-
sponsible entity. Thereby, the economic incentives for the prevention and active man-
agement of the balance group deviations across all balancing groups are too weak.

e So called zero crossings, i.e. positive and negative deviations in the balance of all bal-
ancing groups within a schedule period of 15-minutes in the current configuration of
the balancing energy system, potentially lead to extreme price spikes for balancing en-
ergy; although the system-imbalance in the average of the schedule period is very low.
This leads to cost risks for balancing responsible entities that are counter-productive
for a causation-oriented and incentive-compatible balancing energy system.

e Currently, the reference price for the coupling of the balancing energy price fora 15-
minute schedule period to the electricity market is the volume-weighted average hourly
price of continuous intraday trading. This reference price is only of limited suitability to
avoid undesirable arbitrage opportunities between electricity markets and the balanc-
ing energy system.

Adjustment options in the current market and regulatory design

Adjustments to the promotion of production systems, scheme of grid charges, market and
product design of control power markets, as well as to the configuration of the balancing group
and balancing energy system; with the aim of an open technology competition and the elimina-
tion of the implicit barriers to market entry can make an important contribution to improving
the flexibility of the power system.

Retain and develop adequate incentives in the promotion of generating capacity for demand-
responsive feed-in and plant design as well as for the provision of ancillary services.

In a long-term target model, the promotion of generation (to the extent necessary to achieve
environmental and climate protection targets) should, mindful of cost implications and the
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avoidance of possible abuse, be designed in a way that the price signals of the wholesale mar-
ket (at least partially) reach the operators of the plants. The adjustments in the design of the
promotion of renewable energy made in recent years with the optional opportunity to par-
ticipate (existing plants) or obligatory participation (new plants) in the market premium model
with a (variable) additional remuneration (in addition to market revenues) as well as the cur-
rent configuration of the promotion of CHP plants with usually a (fixed) award payment in ad-
dition to the market revenues, seem purposeful compared to alternative compensation systems.
Possible improvements should be made in this regard.

Reduce obstacles to the development and use of flexibility by consumers by adapting the scheme
of grid charges.

In a long-term target model, on the one hand the technical requirements should be created by
increasing the proportion of load profiled consumption to establish the possibility of enabling
flexibility on the part of consumers. On the other hand, the flexibility inhibiting alignment of
the current scheme (as well as its exceptional rules with strong incentives for steady electricity
consumption) should be adjusted. The aim of the adjustments should be to reduce inefficient
incentives in cases where consumption is in conjunction with onsite production as well as to
increase the use of flexibility by consumers that is convenient to market and system.

Over the short and medium term, we propose the following measures:

e For non-load profiled customers (so called SLP customers), the proportion of the capac-
ity charge component should be increased in order to counter a further erosion of soli-
darity in the refinancing of grid costs through own-generation and to make the scheme
of grid charges for SLP customers more causation-oriented.

e The exceptional rules of the scheme of grid charges for electricity-intensive customers
in accordance with § 19 (2) S.2ff. StromNEV should be open to the participation of load
flexibility in the electricity market and the control power markets. Load increases at
low or negative electricity prices and/or due to the provision of negative control power
should not lead to a decrease or loss of grid tariff reduction. Also load reductions by
flexible electricity-intensive consumers at times of high electricity prices, or the provi-
sion of positive control power, should not lead to a decrease or loss of grid tariff reduc-
tion. Under the premise of grid compatibility, thresholds in the current electricity price
should be introduced at which market convenient consumption adjustments are not
disadvantageous when determining the grid charge reduction.

e An opening of the grid tariff for regular load profiled customers (according to § 17
StromNEV) for market convenient flexibility or control power provision induced con-
sumption adjustments should be considered. If compatible with the grid, individual
load spikes occurring at current prices below a defined or at the request of a grid opera-
tor, e. g. to provide negative control power, should not be detrimental in determining
the capacity charge component.

In addition, we recommend an in-depth analysis of the following potential measures to adapt
the scheme of grid charges:
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e An adjustment of the definition of the peak-load time window (abbr. HLZF) for atypical
grid usage (in accordance with § 19 (2) S.1 StromNEV) that will better serve the needs
of a power supply system characterized by high proportion of RES can contribute to the
flexibilization of consumption. A more short-term definition of HLZF, taking into ac-
count the expected RES feed-in, would describe the actual grid situation better. HLZF
determined in this way could possibly also be used to indicate the possibility of flexible
consumption behavior without critical system perturbations. In this context, examining
the possibility of adapting the definition of HLZF seems reasonable.

e A possible dynamization of grid charges, such as via the coupling of grid charges to the
current price of electricity could possibly contribute to the flexibility of the power sys-
tem and could have positive effects on the efficiency of the use of onsite generating sys-
tems. Since such an adjustment constitutes a distinct intervention in a complex and
well-established system and, furthermore, reduces the incentives towards improving
the flexibility of generating capacities in the electricity market, ceteris paribus, such an
adjustment of the scheme of grid charges should be comprehensively analyzed.

Adjusting the market and product design of control power markets to allow new entrants to par-
ticipate and reduce unnecessary costs for suppliers.

In order to obtain an increase in the intensity of competition, a reduction of so-called ‘must-
run' production for the provision of control power (reducing the barriers to market entry and
the distortion of competition as well as increasing the efficiency and reducing the cost of bal-
ancing the system), we recommend a successive adaption of the design of control power mar-
kets. We recommend implementing the following adjustments to the auction or tender designs
on the balancing power markets:

e Increasing the tender rate: As a medium to long-term target model, we recommend a
(calendar) daily tender for all three control power qualities. In the short term this
should be implemented for the minutes reserve (MR) in order to gain experience. In the
next step, the tender of secondary control power (SRL) should be carried out each cal-
endar day. To dispel any doubts about insufficient supply and the possible lack of time
to hold a second auction round in case of a daily calendar SRL tender, this may be car-
ried out for a transitional period as part of a central secondary auction. In such a sec-
ondary auction, the existing weekly primary auctions procured SRL-provision is reallo-
cated. This reallocation, of the in the weekly primary auction procured SRL-provision,
can be done either on a voluntary basis for re-sale SRL-provisions or via so-called ‘mar-
ket-makers', who receive a premium for obligatory offers in the secondary auction. The
share of SRL-provision procured in the primary auction may be successively reduced
leading to a full switch to a (calendar) daily procurement over the medium term. After a
successful conversion to a (calendar) daily tender of MR and SRL, this option should al-
so be explored for the primary control power (PRL). The scheduling of the tenders
should take place in the order of PRL, SRL, MR; while the auction results should be
available at the beginning of the next auction or the result of the MR-auction should be
available before the gate closure of the ‘day ahead’ market.

e Shortening of product periods: As a medium to long-term target model, we advise
shortening product periods for all three control power qualities to one hour. To main-
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tain compatibility with the technical requirements of (in particular) conventional gen-
eration facilities, the possibility of block bids should be implemented. For the MR, we
recommend the implementation of this change in the short term. For SRL, we recom-
mend initially adapting 4 hourly blocks and then introducing hourly products, with the
option of delivering block bids as a second step. The product period of PRL can first be
converted to (calendar) daily HT/LT time-slices, which later could possibly be succes-
sively reduced to 4 hours and then 1 hour, with the possibility of block bids.

e Change to, ‘pay as cleared’ for control power calls: As a medium to long-term target
model we recommend a change of remuneration of the call from MR and SRL to ‘pay as
cleared'. As a first step, the change for the MR can be carried out in order to gain expe-
rience. As a second step, the remuneration of the SRL call should be changed to ‘pay as
cleared’.

In addition, the following possible adjustments should be further analyzed:

e Joint tender for all control power qualities: It should be examined in detail whether a
joint tender, whereby all three control power qualities at which suppliers may submit
related and complex bids and the TSO accept the bids on the basis of minimizing the
overall cost of control power, would be feasible and beneficial. Such a joint tender may
possibly enable significant efficiency gains and cost reductions. The introduction of
such a bid would, however, require maintaining or reintroducing ‘pay as bid' remuner-
ation for control power calls.

e Adaptive control power dimensioning: It should be examined in detail whether it is
possible to reduce the required provision of control power by means of a change of the
methodological approach of control power dimensioning. The recommended (calen-
dar) daily tender of the three control power qualities, would allow a daily dimensioning
for the following day. In particular, information on the forecasted feed-in of RES could
be taken into account, which is reasonable for a not inconsiderable proportion of the
necessary control power provision.

Strengthening the incentives of the balancing group and balancing energy system to reduce the
required provision and the calls of control power reserve.

Adjustments in the balancing energy system are subject to many challenges. In particular, due
to complex interdependencies between possible adjustment options and competitive electricity
markets as well as the balancing power markets, possible adjustments should be viewed holis-
tically within the overall system, and comprehensively analyzed both qualitatively and quanti-
tatively. Due to the complexity and the importance of the balancing energy system for the func-
tioning of competitive energy markets and the security of the power supply system: there is an
extensive requirement for further analysis regarding the possible effects and interdependencies
aligned with adjustments to the balancing energy system.

For the purposes of a causation-oriented and incentive-compatible design of the balancing en-
ergy system, the adjustments should result in an allocation of costs for the provision and the

calls of control power to those balancing groups that are causing the control areas imbalances
with schedule deviations in the average of 15-minute schedule intervals. Therefore, we recom-
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mend calculating the price for balancing energy in the first stage only, taking into account the
cost of the calls of control power in overwhelming call direction and the corresponding quanti-
ties. In addition, this measure addresses the phenomenon of disproportionate heights of posi-
tive or negative balancing energy prices; whereas the overall imbalance of the control area in
the average of a 15-minute schedule interval is low (so called zero crossings of the balance of
the control area).

An adjustment in the allocation of the costs of control power calls is adequately considered in
isolation. If implemented, however, one should be mindful that in today's balancing energy
system — without an allocation of costs of control power provision — in total, too little costs are
allocated on the balancing groups causing imbalances in the control area. Therefore, an ad-
justment of the allocation of the costs of calls of control power associated with a oriented allo-
cation of the costs of control power provision should be considered. Such a causation-oriented
allocation of (partial) costs of control power provision should be implemented. The manner of
such an allocation and the various effects of such adjustments, however, need to be compre-
hensively investigated qualitatively and quantitatively before implementing. There is a consid-
erable need for further in-depth research.

Arbitrage opportunities between the balancing energy system and the competitive electricity
markets for balancing groups, whose schedule deviations enhance the imbalance of the control
area and therefore increase the required calls of control power should be widely excluded.
Therefore, we recommend improving the limitation of arbitrage opportunities between the bal-
ancing energy system and competitive electricity markets through the additional coupling of
the balancing energy price at the third calculation stage to the price of day-ahead market and
the average volume-weighted price of the quarter-hour contracts of the intraday market and the
intraday call auction.
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1 Hintergrund und Aufbau der Studie

Eine Flexibilisierung des Stromversorgungssystems wird bei einem Ausbau der erneuerbaren
Energien (EE) an Bedeutung gewinnen. Der iiberwiegende Anteil der Stromerzeugung aus er-
neuerbaren Energien stammt bereits heute aus Anlagen (insbesondere Windenergie- und PV-
Anlagen), deren jeweilige Erzeugung von meteorologischen Bedingungen abhéngt, und somit
unabhangig vom Bedarf bzw. von den Verbrauchsgewohnheiten der Kunden ist. Eine effiziente
und effektive Integration der Stromerzeugungsmengen dieser EE-Technologien erfordert eine
Flexibilisierung des konventionellen Kraftwerksparks, die Nutzung von Speichertechnologien,
eine addquate Anpassung der Netzinfrastruktur und nicht zuletzt die Flexibilisierung des Ver-
brauchsverhaltens. In dieser Studie stellen wir einerseits die zukiinftigen Anforderungen an
das Stromversorgungssystem in Deutschland unter Beriicksichtigung der Einbindung des deut-
schen Strommarktes in den europdischen Stromverbund bzw. den europdischen Binnenmarkt
fiir Elektrizitdt dar und analysieren potenzielle technische Inflexibilitdt und mogliche techni-
sche Flexibilisierungsoptionen in unterschiedlichen Bereichen. Andererseits analysieren wir
ausgewahlte Regelungen des aktuellen Marktdesigns und der regulatorischen Rahmenbedin-
gungen des Stromversorgungssystems hinsichtlich potenzieller Hemmnisse sowie Fehlanreize
fiir die Nutzung vorhandener und die Erschlieffung zukiinftiger Flexibilitdt und zeigen Anpas-
sungsmoglichkeiten fiir den Abbau dieser Hemmnisse und Fehlanreize auf. Neben dem Markt-
prinzip, wie der Vergiitung auf Basis der Energielieferung beim ,Energy-Only-Markt (EOM),
umfasst das Marktdesign die erforderlichen rechtlichen und regulatorische Regelungen (Markt-
regeln) zur Umsetzung des Marktprinzips. Diese sind bspw. Regelungen zum Ausgleichsener-
gie- und Bilanzkreissystem, sowie zur Vorhaltung und Beschaffung von Systemdienstleistun-
gen , wie z. B. bei der Vorhaltung und beim Abruf von Regelleistung. Das Marktdesign flankie-
rende Instrumente und regulatorische Rahmenbedingungen zur Erreichung weiterer klima-,
energie-, und umweltpolitischer Zielsetzungen (z. B. das ETS, EEG, KWK-G, Netzausbaugesetz-
gebung oder Genehmigungsrecht) sind kein Bestandteil des hier verwendeten Begriffs ,Markt-
design‘.

1.1 Hintergrund

Der Umbau des Stromerzeugungssystems auf erneuerbare Energien ist ein zentraler Baustein
der Energiewende und der Transformation des Energieversorgungssystems, u. a. zur Errei-
chung der avisierten (nationalen) Klimaschutzziele. Im Jahr 2025 soll ein Anteil der EE am
Brutto-Stromverbrauch zwischen 40 % und 45 % erreicht werden. Dieser Anteil soll langfristig
weiter steigen: Im Jahr 2035 wird ein Anteil zwischen 55 % und 60% und bis zum Jahr 2050
ein Anteil von mindestens 80 % angestrebt. Damit werden die EE mittel- und langfristig zu ei-
ner wesentlichen Sdule des Stromerzeugungssystems und die Anforderungen und Rahmenbe-
dingungen werden sich fiir alle Marktakteure — Betreiber von Erzeugungsanlagen, Verbraucher
und Netzbetreiber — erheblich verdndern.

Der iiberwiegende Anteil der EE-Anlagen ist dargebotsabhéngig und die Einspeisung orientiert
sich nicht bzw. nur in sehr geringem Ausmaf3 am Bedarf der Verbraucher oder an den Preissig-
nalen des Strommarkts. So wird die Einspeisung von Windenergieanlagen von den jeweiligen
Windbedingungen, die Einspeisung von PV-Anlagen von der jeweiligen Sonneneinstrahlung
und der Umgebungstemperatur und die Einspeisung von Laufwasserkraftwerken von der jewei-
ligen Wasserfiihrung der Fliisse bestimmt. Im Jahr 2014 lag der Anteil der Erzeugung dieser
dargebotsabhingigen EE-Technologien am Stromverbrauch (Netto-Stromverbrauch inklusive
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Netzverluste) in Deutschland bei fast 20 %.! Auch zukiinftig wird die Erh6hung des Anteils
erneuerbarer Energien am Stromverbrauch insbesondere mit einer Zunahme von Einspeisung
aus Windenergieanlagen On- und Offshore und PV-Anlagen einhergehen. Der Anteil der
Stromerzeugung der dargebotsabhidngigen EE-Technologien an der Stromnachfrage wird damit
weiter steigen und im Jahr 2020 voraussichtlich bereits in einer Gré3enordnung von rund 30 %
und im Jahr 2030 in einer Gré3enordnung von etwa 50 % liegen. Dieses wird u. a. zu folgenden
Auswirkungen fiihren:

o In Zeiten mit hoher Stromnachfrage wird es Situationen geben, in denen das Ange-
bot aus EE-Anlagen gering ist: Entweder muss in solchen Stunden Kapazitdt in Form
von (gesicherter) Erzeugungsleistung von Kraftwerken oder Speichern verfiigbar sein
oder einige Verbraucher nutzen ihr verfiighares Lastmanagementpotenzial, so dass sie
in solchen Stunden ihren Strombezug reduzieren bzw. in andere Stunden verlagern.

e In Zeiten mit geringer Stromnachfrage wird es Situationen geben, in denen das An-
gebot aus EE-Anlagen hoch ist: Entweder muss in solchen Stunden eine Abregelung
eines Teils der Einspeisung der EE erfolgen oder Verbraucher miissen ihren Strombe-
zug in diese Stunden verlagern bzw. Speicher den ,,{iberschiissigen® Strom aufnehmen.
Zugleich miissen Systemdienstleistungen, wie z. B. Regelleistung und Blindleistung,
ebenso wie der Warmebedarf, der durch KWK-Anlagen gedeckt wird, in solchen Stun-
den alternativ bereitgestellt werden, um sog. ,must run‘-Erzeugung von konventionel-
len Kraftwerken zu vermeiden oder zumindest zu verringern.>2

e Zusatzlich wird die notwendige H6he an vorzuhaltenden Systemdienstleistungen, ins-
besondere die notwendige Vorhaltung der Regelleistung, tendenziell zunehmen: Auf-
grund der Abhangigkeit eines erheblichen Anteils der EE-Anlagen von meteorologi-
schen Bedingungen ist nicht nur die tatsachliche Einspeisung volatil. Die Einspeisung
kann sich zudem in kurzer Zeit in erheblichem Umfang verandern und auch mit Vor-
laufzeiten von einem Tag oder wenigen Stunden nicht exakt prognostiziert werden.
Beides fiihrt dazu, dass ceteris paribus die notwendige Vorhaltung von Regelleistung
zum Ausgleich von Ungleichgewichten zwischen Einspeisungen in und Entnahmen
aus dem Netz in dem Maf3e erh6ht werden muss, wie dies nicht durch Verbesserungen
der Prognosegenauigkeiten ausgeglichen werden kann.

In welchem Ausmaf sich die dargestellten Auswirkungen in den niachsten Jahren und Jahr-
zehnten realisieren, hingt dabei neben der Geschwindigkeit des Ausbaus auch von der M6g-
lichkeit der Nutzung von iiberregionalen Ausgleichseffekten bei der Last und bei der Einspei-
sung EE ab. Bereits heute konnen solche iiberregionalen Ausgleichseffekte, die sich durch un-

1 Vgl. BMWi (2015h).

2 Marktzugangsbarrieren fiir neue Anbieter auf bestimmten Segmenten des Strommarktes, insbesondere auf den
Regelenergiemarkten, konnen eine Ursache fiir Inflexibilitdat im Stromversorgungssystem sein. So orientieren
sich — trotz zahlreicher Verbesserung in den letzten Jahren —Marktregeln und Produktdefinitionen bei der Be-
reitstellung von Regelleistung zum Teil an den technischen Moglichkeiten und 6konomischen Eigenschaften
von konventionellen Gro3kraftwerken (und Pumpspeicherkraftwerken). Der zunehmenden Notwendigkeit, Sys-
temdienstleistungen durch EE-Anlagen und Verbraucher bereitzustellen, wird noch nicht ausreichend Rech-
nung getragen. Durch entsprechende Anpassungen kann sog. ,must run’-Erzeugung von konventionellen
Kraftwerken, die sich aus der Vorhaltung dieser Systemdienstleistungen ergibt, potenziell vermindert werden.
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terschiedliche Verbrauchsstrukturen sowie unterschiedliche Dargebotsbedingungen in unter-
schiedlichen Regionen fiir die Einspeisung der EE ergeben, genutzt werden. Eine zentrale Vo-
raussetzung hierfiir ist eine ausreichende Dimensionierung der Netzinfrastruktur. Dieses gilt
sowohl fiir Nutzung von Ausgleichseffekten innerhalb Deutschlands als auch innerhalb Euro-
pas.

In den letzten Jahren hat sich auf Basis unterschiedlicher Studien die Erkenntnis durchgesetzt,
dass aus technischer Perspektive ausreichend Potenziale fiir Flexibilitédt vorhanden sind, um
eine effektive Integration der EE und damit einen Umbau des Erzeugungssystems auf hohe An-
teile EE zu gewiahrleisten.3 Jedoch hat sich in den vergangenen Jahren auch gezeigt, dass die
Flexibilitdt von Erzeugungsanlagen und Verbrauchern aktuell in eingeschranktem Umfang
vorhanden ist. Insbesondere in Situationen mit hoher EE-Einspeisung und geringer Last haben
sich negative Preise am Grof3handelsmarkt fiir Strom ergeben, obwohl selbst bei einer nationa-
len Betrachtung (ohne Beriicksichtigung der Ausgleichseffekte durch Stromaustausch zwi-
schen Deutschland und seinen Nachbarldndern) die Last in Deutschland bisher zu keinem
Zeitpunkt bereits vollstindig durch Einspeisung von dargebotsabhdngigen EE-Anlagen gedeckt
werden konnte. D.h. in diesen Situationen haben konventionelle Kraftwerke noch mit relevan-
ter Leistung eingespeist. Negative Strompreise sind daher ein wichtiger Indikator fiir unzurei-
chende Flexibilitat:

e Negative Strompreise am Grof3handelsmarkt bedeuten einerseits, dass Betreiber von
Erzeugungsanlagen bereit sind, fiir die Einspeisung von erzeugtem Strom ins Netz zu
zahlen, obwohl die Erzeugung mit Kosten verbunden ist.

o Negative Strompreise am Grof3handelsmarkt bedeuten andererseits, dass Verbraucher
keinen zusitzlichen Strom abnehmen wollen oder kénnen, obwohl ihnen fiir die zu-
satzliche Abnahme am Grofshandelsmarkt eine Zahlung gewahrt wiirde.

Mogliche Ursachen fiir ein solches Verhalten von Betreibern von Erzeugungsanlagen und Ver-
brauchern sind zahlreich:

e Bei Betreibern von Erzeugungsanlagen kénnen mdégliche Ursachen sowohl technische
Inflexibilitat der Erzeugungsanlage oder zusitzliche Kosten bei flexibler Betriebsweise,
wie An- und Abfahrkosten, Verpflichtungen bzw. zusatzliche Erlése durch eine Bereit-
stellung von Systemdienstleistungen oder die Notwendigkeit der Deckung eines Wér-
mebedarfs im Falle von KWK-Anlagen sein. Ebenfalls konnen direkte oder indirekte
Forderzahlungen fiir die erzeugte Energie dazu fithren, dass Anlagen auch bei einem
negativen Strompreis am Grohandelsmarkt weiterhin Strom erzeugen. Hierzu zdhlen
z. B. die Forderung der Stromerzeugung aus KWK- und EEG-Anlagen, vermiedene
Netznutzungsentgelte fiir dezentrale Erzeugungsanlagen oder eine direkte oder indi-
rekte Privilegierung von Eigenerzeugung bzw. Eigenverbrauch.

e Bei Verbrauchern sind zundchst zwei zentrale Ursachen fiir eine mangelnde Reaktion
auf Preissignale des Grof3handelsmarktes verantwortlich:

3 Vgl.12b (2014) AP 3 Leitstudie Strommarkt, r2b / consentec (2010) Voraussetzungen einer optimalen Integrati-
on Erneuerbarer Energien in das Stromversorgungssystem.
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o Aufgrund einer fehlenden Leistungsmessung kann ein Teil der Verbraucher
nicht auf Basis der stiindlichen Grof3handelspreise am Strommarkt abgerechnet
werden.

o Ein weiterer Teil der Verbraucher verfiigt iiber Strombezugsvertrage mit Liefe-
ranten, bei denen keine Kopplung an den (stiindlichen) Strompreis am Grof3-
handelsmarkt gegeben ist.

In beiden Fillen fehlen monetédre Anreize fiir die Verbraucher ihren Strombezug auf Basis der
(stiindlichen) Strompreise am Grof3handelsmarkt anzupassen. Zusétzlich kénnen technische
Restriktionen beim Verbrauch eine (kurzfristige) Anpassung des Strombezugs verhindern. Aber
auch bei Verbrauchern, bei denen im Rahmen von vertraglichen Regelungen eine Kopplung an
den Strompreis am Grof3handelsmarkt vorgesehen ist oder die ihren Strom direkt an diesem
Markt beschaffen und bei denen keine technischen Restriktionen bei einer (kurzfristigen) An-
passung des Strombezugs gegeben sind, konnen sich Einschrankungen bei der Reaktion auf
Preissignale des Grof3handelsmarktes ergeben:

e Neben den Strombeschaffungskosten am Grof3handelsmarkt bezahlen Verbraucher fiir
ihren Strombezug Netzentgelte, Umlagen, Abgaben und Steuern. Diese sind zum gro-
BBen Teil abhdngig von der Strombezugsmenge und unabhingig vom Zeitpunkt des
Strombezugs. D. h. selbst in Situationen mit negativen Strompreisen am Grof3handels-
markt und bei einer direkten Kopplung der Strombezugskosten an den Gro3handels-
preis fallen bei den Verbrauchern Kosten fiir einen zusatzlichen Strombezug aus dem
Netz der allgemeinen Versorgung an.

e Zusitzlich hangt bei leistungsgemessenen Verbrauchern die zu zahlende Hohe des
Netzentgeltes in der Regel von ihrer jeweiligen individuellen Bezugsspitze ab. Bei einer
Erhéhung des Bezugs bei geringen oder negativen Strompreisen am GrofShandelsmarkt
kann sich ggf. eine hohere Bezugsspitze ergeben, die im Endeffekt zu einer Erth6hung
der gesamten Strombezugskosten fithren wiirde.

e Bei Netzentgelten, Umlagen, Abgaben und Steuern sind bei Erfiillung von bestimmten
Anforderungen Befreiungen oder reduzierte Zahlungen vorgesehen. Die Anforderun-
gen sind zum Teil so ausgestaltet, dass ein Verbrauchsverhalten in Abhingigkeit des
Strompreises am Grof3handelsmarkt dazu fiihren kann, dass die Anforderungen fiir ei-
ne Befreiung oder reduzierte Zahlung nicht mehr erfiillt werden und somit auch dies-
beziiglich im Endeffekt eine Erh6hung der gesamten Strombezugskosten resultieren
wiirde.

e Wie bei Betreibern von Erzeugungsanlagen kann die direkte oder indirekte Privilegie-
rung der Eigenerzeugung bzw. des Eigenverbrauchs dazu fithren, dass Strompreissig-
nale des Grof3handelsmarktes nicht oder nur verzerrt bei den Verbrauchern ankom-
men.

Wie die vorherigen Beispiele von Ursachen fiir mangelnde Reaktionen der Betreiber von Erzeu-
gungsanlagen und der Verbraucher auf Strompreissignale am Grof$handelsmarkt sowie Markt-

eintrittsbarrieren fiir neue Anbieter an den Regelleistungsméarkten zeigen, ist eine Identifikati-
on von Hemmnissen und Fehlanreizen erforderlich. Darauf aufbauende Anpassungen entspre-
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chender Regelungen des Marktdesigns und der regulatorischen Rahmenbedingungen sind von
erheblicher Bedeutung fiir die notwendige Flexibilisierung eines Elektrizitdtsversorgungssys-
tems mit zunehmenden Anteilen erneuerbarer Energien. Dieses gilt sowohl fiir die Erschlie-
Bung entsprechender Flexibilitdtspotenziale als auch fiir die Nutzung der bereits erschlossenen
bzw. vorhandenen Potenziale.

Vor diesem Hintergrund hat uns das Umweltbundesamt beauftragt, aufbauend auf einer Ana-
lyse zu den zukiinftigen Anforderungen an das Stromversorgungssystem sowie aktuell vorhan-
dener technischer Inflexibilitaten und Flexibilisierungsoptionen, zundchst die Eignung von
Wettbewerbsmarkten zur addquaten Erschlief3ung von Flexibilisierungsoptionen darzustellen
und anschlieflend Hemmnisse und Fehlanreize im aktuellen Marktdesign und den regulatori-
schen Rahmenbedingungen des Stromversorgungssystems zu identifizieren sowie mogliche
Anpassungsoptionen inklusive potenzieller Auswirkungen zu analysieren.

1.2  Aufgabenstellung und Aufbau der Studie
1.2.1 Aufgabenstellung

Aktuell wird auch vor dem zuvor skizzierten Hintergrund intensiv iiber die Ausgestaltung des
Strommarktes (sog. Marktdesign) diskutiert. Im Fokus dieser Diskussion steht die Frage, ob das
aktuelle Marktdesign eines sog. ,energy only‘-Marktes ausreichend Anreize fiir Investitionen in
konventionelle Erzeugungsanlagen und sog. Flexibilitdtsoptionen setzt, damit Verbraucher
bzw. deren Lieferanten in Situationen mit hoher Nachfrage und geringer EE-Erzeugung auf den
,day ahead‘- und ,intraday‘-Markten Strom beschaffen konnen, um ihren Verbrauch decken
bzw. eingegangene Lieferverpflichtungen erfiillen zu kénnen. Als Alternative wird die Einfiih-
rung sog. Kapazitatsmechanismen diskutiert, bei denen bereits die Vorhaltung von (gesicher-
ter) Leistung iiber die Schaffung von zuséatzlichen Markten explizit vergiitet wird.

Unterschiedliche Studien“ zeigen, dass sowohl ein weiterentwickelter EOM 2.0 als auch die
aktuellen Vorschldge fiir unterschiedliche Kapazitatsmarkte — der zentrale, umfassende Kapa-
zitatsmarkt, der fokussierte Kapazitdtsmarkt und der dezentrale Kapazitdtsmarkt — grundsatz-
lich ausreichend Anreize fiir Investitionen in konventionelle Erzeugungsanlagen und sog. Fle-
xibilitdtsoptionen setzen kénnen, um eine sichere Versorgung der Verbraucher gewihrleisten
zu konnen. Der weiterentwickelte EOM 2.0 gewahrleistet die Refinanzierung von Investitionen
iiber ein sog. ,peak load pricing‘. In Situationen mit hoher Nachfrage und geringer EE-
Erzeugung ergeben sich Preisspitzen am Grof3handelsmarkt. Lieferanten und Verbraucher si-
chern sich gegen diese Preisspitzen entweder iiber eine individuelle Leistungsvorsorge oder
durch eine Flexibilisierung ihres Verbrauchs ab. Bei Kapazitdtsmarkten — insbesondere bei
zentralen Ansdtzen — schafft der Staat hingegen iiber Ausschreibungen mit Kapazititszahlun-
gen fiir erfolgreiche Anbieter bereits im Voraus Anreize fiir Betreiber bzw. Investoren von Er-
zeugungsleistung, so dass auch in diesen Situationen ausreichend Angebot auf dem Grof3han-
delsmarkt fiir Strom zu erwarten ist, um die Nachfrage zu decken.

4 Fiir einen Uberblick zur aktuellen Diskussion vgl. z. B. Energy-Trans (2015), r2b (2014), Frontier Econo-
mics / Consentec / FORMAET (2014), Frontier Economics / Consentec (2014).
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Die jeweiligen Marktdesignoptionen haben spezifische Vor- und Nachteile sowie Auswirkungen
auf Anreize fiir Betreiber von Erzeugungsanlagen und Verbraucher, z. B. hinsichtlich einer Fle-
xibilisierung der Erzeugung und einer Flexibilisierung des Bezugsverhaltens von Verbrau-
chern. Hemmnisse und Fehlanreize innerhalb des Regulierungsdesigns hinsichtlich der Nut-
zung bzw. ErschlieBung von Flexibilitdtsoptionen werden in dieser Diskussion allerdings nur
am Rande adressiert.

Neben der Ausgestaltung des Strommarktes unter Beriicksichtigung der erforderlichen Markt-
regeln, d. h. des sog. Strommarktdesigns, ist daher eine Analyse der Eignung und ggf. Anpas-
sung weiterer regulatorischer Rahmenbedingungen des Stromversorgungssystems eine zentra-
le Herausforderung, um den weiteren Umbau des Elektrizitatsversorgungssystems auf erneuer-
bare Energien effektiv und effizient zu erméglichen.

Im Rahmen dieser Studie sollen daher folgende Fragen adressiert und so weit moglich umfing-
lich beantwortet werden:

e Mit welchen Anforderungen hinsichtlich notwendiger Flexibilitat ist bei welchen Antei-
len Erneuerbaren Energien im nationalen Kontext und bei Beriicksichtigung von Aus-
gleichseffekten im europdischen Stromverbund zu rechnen?

o Welche potenziellen technischen Inflexibilitdaten sind im Elektrizitdtsversorgungssys-
tem gegeben und welche technischen Optionen sind zum Abbau der Inflexibilitdten

vorhanden?

¢ In wie weit ist das Strommarktdesign auf Basis eines EOM im Grundsatz in der Lage
Flexibilitatsoptionen in einem addquaten Umfang effizient zu erschlief3en?

e Welche Hemmnisse und Fehlanreize im aktuellen Regulierungsdesign sind gegeben,
die eine Nutzung von vorhandenen Flexibilitdten verhindern, die Erschlief3ung zusatz-

licher Flexibilitaten behindern oder zu zusatzlichen Inflexibilitaten fiihren?

o Welche Méglichkeiten fiir Anpassungen gibt es und mit welchen Auswirkungen sind
die unterschiedlichen Anpassungsoptionen verbunden?

1.2.2 Aufbau der Studie>

In Orientierung an die zuvor dargestellten Fragen, ist die Studie wie folgt aufgebaut:

5 Im Rahmen der Bearbeitung unterschiedlicher Projekte zum zukiinftigen Stromversorgungssystem fiir das Um-
weltbundesamt und das Bundeswirtschaftsministerium haben sich umfangliche Synergieeffekte ergeben. Dies
betrifft insbesondere folgende Studien: AP 3 der Leitstudie Strommarkt, Leitstudie Strommarkt 2015 und Kraft-
werkspark 2030, vgl. r2b (2014), Connect Energy Economics et al (2015). Somit wurden einerseits Ergebnisse
der Analysen in diesem Projekt bereits im Rahmen der zuvor genannten Projekte eingebracht und verdffentlicht.
Andererseits wurden Ergebnisse der Analysen n den anderen zuvor genannten Projekten, die zum Teil auf ge-
meinsame Arbeiten mit Consentec GmbH, Connect Energy Economics GmbH und Fraunhofer ISI basieren, auch
im Rahmen dieser Studie beriicksichtigt.
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Im folgenden zweiten Kapitel werden wir die Anforderungen an das zukiinftige Stromversor-
gungssystem, die sich inshesondere aus dem Ausbau der Erneuerbaren Energien ergeben, aus
nationaler Perspektive untersuchen. Insbesondere werden wir analysieren, welche Anforde-
rungen sich an das zukiinftige Stromversorgungsystem bei Erreichung der avisierten Ausbau-
ziele fiir EE ergeben. Hierzu werden wir einen Transformationspfad bis 2030 auf Basis der Ziele
der Bundesregierung ableiten und die Anforderungen an das Stromversorgungsystem analysie-
ren.

Im dritten Kapitel werden wir Ursachen fiir technische Inflexibilitédt innerhalb des Stromver-
sorgungssystems in ausgewdhlten Bereichen untersuchen, unterschiedliche Flexibilisierungs-
optionen aufzeigen und deren jeweilige Eignung diskutieren. In diesem Zusammenhang wer-
den wir jeweils eine Einschidtzung vornehmen, welche Flexibilitdtsoptionen im Zeitverlauf vo-
raussichtlich welche Relevanz erlangen kdnnen und in wie weit sie als Losungsoptionen fiir die
zukiinftigen Anforderungen des Stromversorgung geeignet erscheinen.

Im vierten Kapitel werden wir die Eignung wettbewerblicher Strommaérkte als Instrument zur
Flexibilisierung des Stromversorgungssystems untersuchen. Hierzu werden wir zunéchst die
Funktionsweise und Wirkungsmechanismen von Strommarkten sowie Anreize fiir Marktteil-
nehmer aufzeigen. Darauf aufbauend stellen wir dar, welchen Beitrag wettbewerbliche Strom-
markte zur Flexibilisierung des Stromversorgungssystems leisten konnen.

Im fiinften Kapitel werden wir Hemmnisse und Fehlanreize des Strommarktdesigns und der
regulatorischen Rahmenbedingungen fiir die Flexibilisierung des Stromversorgungssystems
identifizieren und fiir ausgewihlte Bereiche mégliche Anpassungsoptionen aufzeigen sowie
ggf. konkrete Empfehlungen fiir Anpassungen geben.

Neben Ausfiihrungen zur Wirkung der Férderung von Stromerzeugungsanlagen legen wir den
Fokus auf folgende Aspekte des Regulierungsdesigns:

e Ausgestaltung der Systematik von Netzentgelten

e Ausgestaltung von Anspruchsvoraussetzungen fiir die Befreiung von Netzentgelten
bzw. die Gewahrung reduzierter Netzentgelte

e Ausgestaltung der regulatorischen Rahmenbedingungen fiir die Regelleistungsmarkte
e Ausgestaltung des Preis- und Abrechnungssystems fiir die Ausgleichsenergie.

Im sechsten Kapitel ziehen wir ein Fazit, in dem wir die wesentlichen Ergebnisse in einen ge-
meinsamen Kontext setzen und die zentralen Schlussfolgerungen ableiten.
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2 Anforderungen an das zukiinftige Stromversorgungssys-
tem

In diesem Kapitel stellen wir zundchst allgemeine Anforderungen an das Stromversorgungssys-
tem dar. Hierbei erldautern wir auf der einen Seite Besonderheiten des Stromversorgungssystem
und des Strommarktes sowie spezifische Charakteristika auf Seiten der Stromnachfrage und
des Stromangebots . Auf der anderen Seite beschreiben wir notwendige Rahmenbedingungen,
die fiir ein Stromversorgungssystem mit einem wettbewerblich organisierten Strommarkt durch
den Staat vorzugeben sind. In einem zweiten Abschnitt gehen wir auf die avisierten Ziele der
deutschen (und europaischen) Energie- und Klimaschutzpolitik ein, die von Relevanz fiir die
zukiinftige Entwicklung des Elektrizitdtsversorgungssystems in Deutschland (und Europa)
sind. Darauf aufbauend beschreiben wir die bei einem Umbau des Stromversorgungssystems
auf EE zu erwartenden Verdnderungen der Anforderungen an das Stromversorgungssystem in
Deutschland. Dabei geben wir einerseits einen allgemeinen Uberblick. Andererseits stellen wir
die Ergebnisse einer detaillierten Analyse der zukiinftig zu erwartenden Strukturen und Eigen-
schaften der sog. residualen Last in Deutschland bei einer nationalen Betrachtung dar®. Zusatz-
lich skizzieren wir, welche Auswirkungen die Veranderungen auf die Bereitstellung von Sys-
temdienstleistungen haben werden. Abschlief3end ziehen wir ein Zwischenfazit.

2.1 Allgemeine Anforderungen an das Stromversorgungssystem

2.1.1 Voraussetzungen und Herausforderungen fiir eine sichere Stromver-
sorgung der Verbraucher

Unabhingig vom Ausbau der erneuerbaren Energien miissen aufgrund spezifischer Besonder-
heiten des Gutes Strom, der Eigenschaften der Stromnachfrage und der Eigenschaften des
Stromverbrauchs gewisse Voraussetzungen erfiillt sein, um die Funktionsfahigkeit eines wett-
bewerblichen Strommarktes zu erméglichen und eine sichere Versorgung der Verbraucher zu
gewahrleisten.

Die Versorgung der Verbraucher mit Strom (elektrischer Energie) ist netzgebunden und diese
ist nicht (direkt) speicherbar. Dieses erfordert auf der einen Seite eine ausreichend dimensio-
nierte Netzinfrastruktur fiir den Transport und die Verteilung des Stroms von den Erzeugungs-
anlagen zu den Verbrauchern. Auf der anderen Seite ist fiir einen sicheren Betrieb des Netzes
insbesondere zu gewéhrleisten, dass Erzeugung (Einspeisungen ins Netz) und Verbrauch (Ent-
nahmen aus dem Netz) zu jedem Zeitpunkt ausgeglichen sind und ausreichend Blindleistung
verfiigbar ist.

Die Hohe des Stromverbrauchs ist bei vielen Verbrauchern bzw. Verbrauchsanwendungen in
erheblichem Umfang von der Jahreszeit, dem Wochentag und der Uhrzeit abhéngig. So ergeben

¢ Im europdischen Stromverbund kann auf Basis der residualen Last in Deutschland nur eine erste Indikation fiir
die zukiinftigen Anforderungen an das Stromversorgungssystem gegeben werden. Ausgleichseffekte auf der
Angebots- und Nachfrageseite des Stromversorgungssystems im Kontext des europdischen Stromverbundes un-
ter Beriicksichtigung von Restriktionen hinsichtlich der verfiigbaren Netzinfrastruktur sind bei einer Analyse
der zukiinftigen Anforderungen in addquater Weise zu beriicksichtigen. Hierauf gehen wir ausfiihrlich in Kapi-
tel 3 bei der Analyse von iiberregionalen Ausgleichseffekten und der europdischen Netzinfrastruktur ein.
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sich im Aggregat typische saisonale, wochentliche und tagliche Verbrauchszyklen. Dabei un-
terliegt der Stromverbrauch allerdings stochastischen Einfliissen, wobei Ausgleichs- und
Gleichzeitigkeitseffekte zwischen unterschiedlichen Verbrauchern bzw. Verbrauchsanwen-
dungen zu beriicksichtigen sind. Dieses gilt sowohl in der kurzen als auch in der mittleren und
langeren Frist. Kurzfristig hdngt der Stromverbrauch u. a. von meteorologischen Bedingungen
(z. B. AuBentemperaturen, Bewolkung) ab, die auch in der kurzen Frist nur mit Unsicherheiten
prognostizierbar sind. Mittel- und langerfristig konnen Konjunkturzyklen, eine Verdnderung
der Bedeutung von Industriezweigen oder auch technologische Entwicklungen bei Ver-
brauchsanwendungen zu voriibergehenden oder auch strukturellen Verdnderungen der Hohe
und Struktur des Stromverbrauchs fithren, die nur mit erheblichen Unsicherheiten vorherseh-
bar sind. Zugleich sind kurzfristige Reaktionen auf stiindliche Preisschwankungen bei zahlrei-
chen Verbrauchern erst bei hohen Preisvolatilitidten gegeben, was auch als geringe Preiselasti-
zitat der Nachfrage (in der kurzen Frist) bezeichnet wird. Des Weiteren ist bei einem nicht un-
erheblichen Teil der Verbraucher aufgrund einer fehlenden Leistungsmessung iiberhaupt nicht
mit Reaktionen auf Preisschwankungen am Grof3handelsmarkt zu rechnen. Diesen Verbrau-
chern kann nicht der jeweils aktuelle Strompreis am Gro3handelsmarkt (zzgl. Netzentgelten,
Umlagen, Abgaben und Steuern) in Rechnung gestellt werden, weil keine ausreichenden In-
formationen zum Strombezug beim jeweiligen Strompreis am Grof3handelsmarkt als Abrech-
nungsgrundlage verfiigbar sind. Die zuvor genannten Eigenschaften der Stromnachfrage fiih-
ren in der Tendenz zu erheblichen Schwankungen der Last und einer teilweisen Inflexibilitat
auf der Nachfrageseite

Auch auf Seiten des Stromangebots sind einige charakteristische Eigenschaften gegeben, die
tendenziell ebenfalls zu einer teilweisen Inflexibilitdt im Stromversorgungssystem fiihren. Bei
bestehenden Erzeugungsanlagen, insbesondere bei konventionellen Kraftwerken, fiihren tech-
nische Restriktionen, wie An- und Abfahrzeiten, technische Mindestleistungen oder maximale
Lastdnderungsgeschwindigkeiten, zu Beschrankungen der Anpassungsmoglichkeiten und -
geschwindigkeiten sowie zu erforderlichen Vorlaufzeiten bei der Anpassung der Stromerzeu-
gung. Zugleich sind bei vielen Erzeugungsanlagen, wie insbesondere Windenergieanlagen, PV-
Anlagen und Wasserkraftwerken, die momentanen (maximalen) Erzeugungsmdoglichkeiten von
meteorologischen Bedingungen abhédngig. Bei einer Anpassung des Angebots iiber Neubau
und Stilllegungen von Erzeugungsanlagen sind ebenfalls zeitliche und wirtschaftliche Restrik-
tionen gegeben. Eine Realisierung von Kraftwerksneubauten ist aufgrund von Planungszeiten,
aufwendigen Genehmigungsverfahren und Bauzeiten mit erheblichen Vorlaufzeiten von einem
bis mehreren Jahren verbunden. Zugleich ist die Kapitalintensitat, d. h. der Anteil der Investiti-
onskosten an den Vollkosten der Stromerzeugung, bei Erzeugungsanlagen hoch und die tech-
nische Lebensdauer von Erzeugungsanlagen liegt bei mehreren Jahrzehnten. Investitionskos-
ten von errichteten Anlagen sind dabei weitgehend als sog. ,sunk costs‘ anzusehen. Auch bei
Erzeugungsanlagen ist eine gewisse Stochastik bei der Erzeugung (in der kurzen Frist) gege-
ben. So ergeben sich Abweichungen zwischen geplanter und tatsdchlicher Erzeugung in der
kurzen Frist durch ungeplante Ausfille von Erzeugungsanlagen sowie Prognosefehler der Er-
zeugung bei dargebotsabhdngigen erneuerbaren Energien.
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2.1.2 Notwendige Rahmenbedingungen fiir eine sichere Versorgung der
Verbraucher

Um die Voraussetzungen fiir eine sichere Stromversorgung der Verbraucher zu erfiillen, muss
der Staat fiir die Akteure des Stromversorgungssystems addquate rechtliche Regelungen zum
Strommarktdesign und regulatorische Rahmenbedingungen setzen.

Mit der Liberalisierung des Stromversorgungssystems in Deutschland und weiten Teilen Euro-
pas vor mittlerweile mehr als zehn Jahren wurden neue Rahmenbedingungen fiir die Stromver-
sorgung geschaffen. Die Stromerzeugung, der Stromhandel und der Stromvertrieb, die seitdem
marktlich organisiert sind, wurden von den Bereichen Stromtransport und Stromverteilung
(Netze), die weiterhin reguliert sind, getrennt. Die Bereitstellung von Systemdienstleistungen,
wie die Vorhaltung und der Abruf von Regelleistung, der Bezug von Blindleistung und die Vor-
haltung von Kapazitdten zum Redispatch im Falle von Netzengpdssen, sind ebenfalls regulierte
Bereiche, wobei z. B. im Fall der Vorhaltung und des Abrufes von Regelleistung eine marktlich
organisierte Beschaffung erfolgt.

Die Gewahrleistung der unterschiedlichen Voraussetzungen fiir eine sichere Stromversorgung
der Verbraucher liegt somit heutzutage in der Verantwortung unterschiedlicher Akteure und
der Staat bzw. ein Regulator setzt die regulatorischen Rahmenbedingungen, die die (Markt-
)Akteure verpflichten, ihren jeweiligen Verantwortungen gerecht zu werden:

e Die Netzbetreiber (Ubertragungs- und Verteilnetzbetreiber) sind verpflichtet eine aus-
reichend dimensionierte Netzinfrastruktur bereitzustellen und fiir alle Marktakteure
einen diskriminierungsfreien Netzzugang zu ermoglichen. Die Kosten fiir den Netzbe-
trieb und Kosten fiir die Aufrechterhaltung bzw. fiir den notwendigen Ausbau der Netz-
infrastruktur werden im Rahmen einer Anreizregulierung iiber die von den Verbrau-
chern zu zahlenden Netzentgelte refinanziert.

e Die Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) in ihrer Rolle als Regelzonenverantwortliche sind
verpflichtet, Systemdienstleistungen fiir einen sicheren Betrieb des Netzes bzw. des
Stromversorgungssystems in ausreichendem Umfang zu beschaffen. Die Beschaffung
erfolgt teilweise mittels wettbewerblich organisierter Ausschreibungen, wie im Falle
von Regelleistung. In anderen Bereichen erfolgt die Beschaffung auf Basis von bilatera-
len Vertrdagen zwischen Netzbetreibern und Marktakteuren, insbesondere Betreibern
von Erzeugungsanlagen, bzw. auf Grundlage von Verpflichtungen von Marktakteuren.
Bei der Beschaffung entstehende Kosten werden iiber die von den Verbrauchern zu
zahlenden Netzentgelte refinanziert oder wie im Fall der Kosten fiir den Abruf von Re-
gelleistung (verursachungsorientiert) auf die Marktakteure umgelegt.

e Stromverbraucher sind verpflichtet ihren geplanten Strombezug entweder direkt am
Grof3handelsmarkt zu beschaffen oder den geplanten Strombezug iiber einen Strombe-
zugsvertrag mit einem Lieferanten abzusichern. Im Falle des Abschlusses eines Strom-
bezugsvertrags zwischen Verbraucher und Lieferant geht die Verantwortlichkeit fiir die
ausreichende Beschaffung von Strom auf den Lieferanten iiber. Die Kontrolle einer aus-
reichenden Beschaffung zur Deckung des geplanten Strombezugs erfolgt iiber das sog.
Bilanzkreissystem. Im Rahmen dieses Systems sind Verbraucher bzw. deren Lieferan-
ten verpflichtet bis spdtestens 14:30 Uhr des Vortages beim zustandigen Regelzonen-
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verantwortlichen (UNB) einen Fahrplan fiir den Folgetag im 15-Minutenraster abzuge-
ben. Bei diesem Fahrplan muss gewahrleistet sein, dass geplante Stromabnahmemen-
gen des Verbrauchers bzw. der von einem Lieferanten versorgten Verbraucher den be-
schafften Strommengen in jeder Viertelstunde entsprechen. Ausschliefllich Abwei-
chungen zwischen geplanten und tatsdchlichen Stromabnahme- oder Strombreitstel-
lungsmengen aufgrund von ungeplanten bzw. nicht vorhersehbaren Anderungen sind
zuldssig und werden iiber das sog. Ausgleichsenergiesystem abgerechnet. Der physika-
lische Ausgleich dieser Abweichungen sowie der Ausgleich von Abweichungen inner-
halb einer Fahrplanperiode erfolgt im Saldo fiir die gesamte Regelzone (bzw. den Netz-
regelverbund) durch den Abruf der vorgehaltenen Regelleistung durch die Ubertra-
gungsnetzbetreiber.

e Betreiber von Stromerzeugungsanlagen sind verpflichtet ihre am GroShandelsmarkt
oder im Rahmen von bilateralen Vertrdagen eingegangen Lieferverpflichtungen einzu-
halten und abzusichern. Die Kontrolle erfolgt ebenfalls im Rahmen des Bilanzkreissys-
tems. Im Rahmen dieses Systems sind auch Betreiber von Erzeugungsanlagen ver-
pflichtet, bis spatestens 14:30 Uhr des Vortages beim zustandigen Regelzonenverant-
wortlichen einen Fahrplan fiir den Folgetag im 15-Minutenraster abzugeben. Abwei-
chungen zwischen geplanten und tatsdchlichen Stromerzeugungsmengen aufgrund
von ungeplanten kurzfristigen Kraftwerksausfallen oder Prognosefehlern bei
dargebotsabhidngigen Erzeugungsanlagen werden ebenfalls {iber das sog. Ausgleichs-
energiesystem abgerechnet.7 Der physikalische Ausgleich erfolgt auch hier im Saldo
fiir die gesamte Regelzone (bzw. den Netzregelverbund) durch den Abruf von vorgehal-
tener Regelleistung durch die Ubertragungsnetzbetreiber.

Eine ausreichend dimensionierte Netzinfrastruktur fiir den Transport und die Verteilung des
Stroms von den Erzeugungsanlagen zu den Verbrauchern, wie auch die ausreichende Vorhal-
tung von Systemdienstleistungen fiir einen sicheren Betrieb des Netzes bzw. Versorgungsys-
tems, liegt somit in Deutschland in der Verantwortung der UNB bzw. der
Verteilnetznetzbetreiber.

In der Verantwortung der Verbraucher und Erzeuger liegt es hingegen, jederzeit eine ausgegli-
chene Leistungsbilanz im 15-Minuten-Fahrplanraster (Bilanzkreis) zwischen geplanten Ein-
speisungen ins Netz und geplanten Entnahmen aus dem Netz auf Grundlage von Prognosen
des Verbrauchs und Prognosen der Erzeugung zu gewahrleisten. Abweichungen von den an-
gemeldeten Fahrpldnen sind nur fiir nicht prognostizierbare Abweichungen (d.h. kurzfristige
Kraftwerksausfille sowie unvermeidbarer Prognosefehler von Last und erneuerbaren Energien)
zulassig. Diese werden iiber die Vorhaltung und den Abruf von Regelleistung ausgeglichen.

Die Vorgaben des Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem sind somit zentrale Marktregeln
fiir den Strommarkt, um die Funktionsfahigkeit des Strommarktes und eine sichere Versorgung
der Verbraucher zu gewahrleisten:

7 FEin Bilanzkreisverantwortlicher bzw. -teilnehmer, der den Einsatz von Regelenergie beispielsweise aufgrund des
Ausfalls eines Kraftwerksblock verursacht, muss gemaf3 Standardbilanzkreisvertrag spatestens 60 Minuten nach
dem Auftreten der Stérung selbst fiir den Ausgleich seiner Leistungsbilanz sorgen. Dies kann er beispielsweise
iiber weitere eigene Kraftwerke, entsprechende Vertrage mit anderen Kraftwerksbetreibern, den ,intraday-
Handel oder OTC-Geschifte gewédhrleisten.
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e Einerseits sollen sie sicherstellen, dass Verbraucher und Erzeuger keine Anreize haben,
ihre in bilateralen Vereinbarungen eingegangen Verpflichtungen zu verletzten. Zu-
gleich sollen sie Anreize setzen, ungeplante Abweichungen der geplan-
ten / prognostizierten Erzeugung und tatsiachlicher Erzeugung sowie des geplan-
ten / prognostizierten Verbrauchs und des tatsdchlichen Verbrauchs gering zu halten.

e Andererseits sollen sie sicherstellen, dass Marktteilnehmer ihre vertraglichen Liefer-
verpflichtungen kurz-, mittel- und langfristig absichern, um auch in méglichen Situati-
onen mit einem Uberhang des geplanten Verbrauchs gegeniiber der verfiighbaren Er-
zeugungsleistung am Strommarkt ausreichend Kapazitat bzw. Flexibilitdt beim Ver-
brauch verfiigbar zu haben. Hierdurch wird sichergestellt, dass ein Ausgleich von An-
gebot und Nachfrage am Strommarkt zu jedem Zeitpunkt gewahrleistet werden kann.

Dem Staat kommt in diesem Bereich die Aufgabe zu, geeignete Marktregeln zu setzen, damit
die Marktteilnehmer ihrer individuellen Verantwortung gerecht werden (k6nnen). D. h. die
Vorgaben des Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystems miissen addquat ausgestaltet wer-
den. Insbesondere muss das Bilanzkreissystem wirksam kontrollieren, ob Marktteilnehmer
ihren Verpflichtungen nachkommen. Das Ausgleichsenergiesystem muss hingegen insbeson-
dere wirksame Sanktionen festlegen bzw. Anreize setzen, damit Marktteilnehmer ihren Ver-
pflichtungen tatsachlich nachkommen.

2.2 Entwicklung des zukiinftigen Stromerzeugungssystems — Avi-
sierte Ziele

Die Entwicklung des Stromerzeugungssystems in Deutschland und Europa basiert seit der Libe-
ralisierung grundsdatzlich auf Entscheidungen von privaten Investoren und Betreibern von Er-
zeugungsanlagen sowie auf Entscheidungen der Verbraucher. Die nationale und europdische
Energie- und Klimaschutzpolitik hat aber in der Vergangenheit, durch die Setzung von regula-
torischen Rahmenbedingungen mit flankierenden Instrumenten, wie z. B. dem europdischen
CO2-Zertifikatehandelssystem, auf Basis von politischen Zielen in diesen Bereichen einen er-
heblichen Einfluss auf diese Entscheidungen und somit auf die Entwicklung des Stromversor-
gungssystems gehabt und wird diesen auch in Zukunft haben.

Mit dem Energiekonzept aus dem Jahre 2010 und dem Beschluss zur schrittweisen Stilllegung
der Kernkraftwerke aus dem Jahre 2011 wurden in zahlreichen Bereichen langfristige quantita-
tive Ziele der deutschen Energie- und Klimaschutzpolitik formuliert. Diese Ziele wurden im
Koalitionsvertrag der aktuellen Bundesregierung weitgehend iibernommen und ergénzt bzw.
konkretisiert.

Sektor iibergreifend werden Reduktionen des Primadrenergieverbrauchs und der nationalen
Treibhausgasemissionen in erheblichem Umfang angestrebt. Zugleich werden eine Erth6hung
der Energieproduktivitdt und eine Erh6hung des Anteils Erneuerbarer Energien am Bruttoend-
energieverbrauch angestrebt. Im Einzelnen sind diese Ziele:

e Reduktion der Treibhausgasemissionen bis 2020 um 40 % und bis 2050 um mindes-
tens 80 % (ggii. 1990),
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e Senkung des Primadrenergieverbrauchs um mindestens 20 % bis 2020 und 50 % bis
2050 (ggii. 2008) sowie

e Steigerung der Energieproduktivitdt um durchschnittlich 2,1 % p. a.?

Ein Umbau des Stromerzeugungssystems muss dabei einen erheblichen Beitrag leisten, wenn
die zuvor dargestellten Sektor iibergreifenden Ziele erreicht werden sollen. Im Jahr 2012 betrug
der Anteil der Stromerzeugung am gesamten Primdrenergieverbrauch rund 37,6 % und der
Anteil der Stromerzeugung an den gesamten COz-Emissionen rund 38,1 %.°

Daneben existieren weitere politische Ziele fiir den Umbau des Stromversorgungssystems die
insbesondere dazu dienen, die avisierte Reduktion der (nationalen) CO2-Emissionen — trotz der
notwendigen Substitution der wegfallenden CO2-freien Stromerzeugung aus Kernkraftwerken —
zu erreichen. Hierzu zdhlen die sukzessive Umstellung des Stromerzeugungssystems auf hohe
Anteile EE, der Ausbau der KWK-Erzeugung und die Reduktion des Stromverbrauchs. So soll
bis zum Jahr 2020 ein KWK-Anteil'® von 25 % erreicht werden und eine Reduktion des Strom-
verbrauchs um 10 % bis 2020 und um 25 % bis 2050 (ggii. 2008) erfolgen. Mit der Novelle des
EEG im Jahr 2014 wird eine stidrkere Orientierung der Férderung auf EE-Technologien mit ge-
ringen Forderkosten sowie eine Einhaltung von Zielmengen des Ausbaus der Erneuerbaren
Energien angestrebt. Im Jahr 2025 soll der Anteil Erneuerbarer Energien am Bruttostromver-
brauch innerhalb eines Zielkorridors von 40 bis 45 % und bis zum Jahr 2035 innerhalb eines
Zielkorridors von 55 bis 60 % liegen. Bis 2050 soll der Anteil mindestens 80 % betragen. Um
diese Ziele zu erreichen wird ein Zubau von Windenergie Onshore und PV in Hohe von jeweils
2.500 MW pro Jahr bis zum Jahr 2025 avisiert. Bei Windenergie Offshore soll bis zum Jahr 2020
eine installierte Leistung von 6.500 MW und bis zum Jahr 2030 eine installierte Leistung von
15.000 MW erreicht werden.

2.3 Veranderung der Anforderungen an das Stromversorgungssys-
tem

Mit dem Energiekonzept aus dem Jahr 2010 und dem Gesetzespaket zu einer beschleunigten
Energiewende nach der Katastrophe von Fukushima im Jahr 2011 hat die Bundesregierung
eine langfristige energiepolitische Strategie fiir eine umweltschonende, zuverldssige und be-
zahlbare Energieversorgung vorgelegt. Ein Fokus ist die Transformation des Stromerzeugungs-
systems auf hohe Anteile erneuerbarer Energien. Mit einem stetig wachsenden Anteil erneuer-
barer Energien verandern sich allerdings auch die Anforderungen an das gesamte Stromversor-
gungssystem. So miissen sich zukiinftig auch die Betreiber von konventionellen Stromerzeu-
gungsanlagen, die Verbraucher, Betreiber von Energiespeichern sowie die Verteil- und Uber-
tragungsnetzbetreiber auf die verdnderten Rahmenbedingung bei zunehmenden Anteilen

8 Vgl. Bundesregierung (2010).

9  Vgl. UBA (2014); AGEB (2014).

10 Im Koalitionsvertrag der Bundesregierung [Bundesregierung (2013)] ist ein KWK-Anteil bis 2020 von 25 %
vereinbart worden. Allerdings ist nicht genannt, worauf sich die 25 % genau beziehen. Im Eckpunktepapier
Strommarkt des BMWi, vgl. BMWi (2015a), konstatierte das BMWi, dass der Bezug zur gesamten Stromerzeu-
gung angesichts des Ausbaus erneuerbarer Energien nicht sinnvoll sei. Deshalb soll das KWK-Ziel im Rahmen
der anstehenden KWK-Novelle in Bezug zur Stromerzeugung aus thermischen Erzeugungsanlagen gesetzt wer-
den.
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dargebotsabhingig und fluktuierend einspeisender EE (FEE) anpassen. Zentral fiir die Gewédhr-
leistung einer umweltschonenden, zuverldassigen und bezahlbaren Energieversorgung sind die
Anforderungen, die sich aus zunehmenden Anteilen der Einspeisung aus FEE ergeben. Daher
liegt der Fokus der Analysen zu der Verdnderung der Anforderungen an das Stromversorgungs-
system auf einer Analyse der zukiinftigen Entwicklung der residualen Last, also der im Strom-
versorgungssystem zu deckenden Nachfrage abziiglich der volatilen Einspeisung aus FEE. Die-
se wird im folgenden Abschnitt detailliert im Kontext einer nationalen Betrachtung unter-
sucht.!?

Neben den Anforderungen an das ,iibrige Stromerzeugungssystem‘ zur Deckung der residualen
Last werden sich auch veranderte Anforderungen in weiteren Bereichen, wie der Verteil- und
Ubertragungsnetze fiir Strom und der Bereitstellung von Systemdienstleistungen, ergeben.

Einerseits wird eine Ertiichtigung und Verstarkung des Stromiibertragungsnetzes erforderlich
sein, um den Transport grof3er Strommengen von den Erzeugungszentren, wie z. B. den Wind
On- und Offshore Schwerpunkten in Norddeutschland, in die Verbrauchszentren in West- und
Siiddeutschland zu gewihrleisten. Andererseits werden sich die Anforderungen an das Uber-
tragungsnetz aufgrund zunehmender Stromtransite innerhalb des gestdrkten europdischen
Binnenmarktes fiir Strom erh6hen. Auch auf Ebene der Verteilnetze werden sich die Anforde-
rungen aufgrund des Ausbaus erneuerbarer Energien und weiterer dezentraler Erzeugungsan-
lagen, wie z. B. BHKWSs, die zumeist an die Verteilnetze der Hoch-, Mittel- und Niederspan-
nungsebene angeschlossen werden?!2, verandern bzw. erhéhen. In Zeiten hoher Einspeisung
aus FEE miissen zunehmende Strommengen durch das Verteilnetz aufgenommen und zum
Abtransport in die iiberlagerten Netzebenen ins Ubertragungsnetz hochgespeist werden. Somit
besteht sowohl im Bereich des Ubertragungsnetzes als auch im Bereich des Verteilnetzes ein
erheblicher Ausbau-, Umbau- und Innovationsbedarf, um insbesondere Uberlastungen der
Netzbetriebsmittel zu vermeiden.'? Eine detaillierte Analyse der sich zukiinftig verandernden
Anforderungen an die Ubertragungs- und Verteilnetze steht nicht im Fokus der Analysen zu der
Veranderung der Anforderungen an das Stromversorgungssystem dieses Gutachtens.

Auch im Bereich der Bereitstellung von Systemdienstleistungen, wie Regelleistung, Blindleis-
tung, Kurzschlussleistung und Momentanreserve, werden sich bei einem zunehmend durch
FEE geprdgten Stromversorgungssystem verdnderte Anforderungen ergeben. Inshesondere in
Situationen mit einer hohen Einspeisung aus FEE, in denen nur wenig konventionelle Erzeu-
gungsanlagen am Netz sind, muss gewdhrleistet sein, dass die fiir den sicheren Netzbetrieb
erforderlichen Systemdienstleistungen alternativ bereitgestellt werden kénnen. Eine detaillier-
te Analyse, wie eine solche alternative Bereitstellung der Systemdienstleistung im Rahmen der
Transformation des Stromversorgungssystems gewdhrleistet werden kann, steht ebenfalls nicht
im Fokus der Analysen zu der Verdnderung der Anforderungen an das Stromversorgungssys-
tem dieses Gutachtens, wird aber aufgrund der Relevanz in anderen Bereichen, wie z. B.

11 Die aus einer nationalen Betrachtung resultierenden Anforderungen, sind aufgrund der Einbindung in das eu-
ropdische Verbundsystem nur eingeschrédnkt giiltig. Fiir eine Analyse der Ausgleichseffekte bei der Last und den
FEE mit den elektrischen Nachbarn Deutschlans, vgl. Abschnitt 3.1

12 Etwa 90 % der Anlagenleistung der EE ist an Verteilernetze angeschlossen. Vgl. hierzu z. B. E-
Bridge / IAEW / Offis (2014).

13 Die Gesamtinvestitionen in die Verteilnetze bis 2032 belaufen sich geméaf3 E-Bridge / IAEW / Offis (2014) je nach
Szenario auf 23 bis 49 Mrd. €.

39




Strommarktdesign der Zukunft

Hemmnissen der aktuellen Ausgestaltung des regulatorischen Rahmens der Regelleistungs-
marktel4, in Abschnitt 2.3.2. kurz betrachtet.

2.3.1 Entwicklung der residualen Last in Deutschland

Neben vielen weiteren Einflussfaktoren, wie dem Ausbau der deutschen Ubertagungs- und
Verteilnetze oder den Kuppelleitungen in einem gemeinsamen EU-Binnenmarkt, werden die
zukiinftigen Anforderungen an das Stromversorgungssystem wesentlich durch die Entwicklung
der residualen Last, also die Entwicklung der Last abziiglich der Einspeisung aus
dargebotsabhingigen und fluktuierend einspeisenden EE (FEE), determiniert. Als FEE-Anlagen
beriicksichtigen wir im Rahmen der folgenden Analysen Windenergieanlagen On- und Offsho-
re, PV-Anlagen sowie Laufwasserkraftwerke.!> Um die Anforderungen an das zukiinftige
Stromversorgungssystem anhand der Entwicklung der residualen Last identifizieren zu kon-
nen, ist eine Beriicksichtigung der Gleichzeitigkeit der Last und der FEE-Einspeisung erforder-
lich. Im Folgenden beschreiben wir zunachst die Rahmenannahmen, die Datengrundlage und
die Methodik bei der Ermittlung der residualen Last fiir die Projektionsjahre 2015, 2020 und
2030 . Darauf aufbauend stellen wir die Ergebnisse der auf dieser Grundlage durchgefiihrten
Analysen zur Entwicklung der residualen Last dar, um auf auf Basis dieser Analysen Implika-
tionen fiir die Anforderungen an das zukiinftige Stromversorgungssystem abzuleiten. Obwohl
die Entwicklung des Kraftwerksparks und weiterer Flexibilitdtsoptionen nicht modelliert wur-
den, lassen sich die zukiinftigen Anforderungen an diese auf Basis der Analyse der Entwick-
lung der residualen Last unter der Annahme des avisierten Ausbaupfades robust ableiten.

2.3.1.1 Rahmenannahmen, Datengrundlage und Methodik

Die im Rahmen dieser Studie durchgefiihrten Analysen zur Entwicklung der residualen Last
basieren auf historischen Daten zur Last sowie zu den Dargebotsbedingungen fiir die Stromein-
speisung erneuerbarer Energien. Wir verwenden sechs sog. Basisjahre und drei sog. Projekti-
onsjahre. Die Basisjahre stellen dabei die Wetterjahre (Windbedingungen, Globalstrahlung,
Temperatur und Wasserfithrung der Fliisse) bzw. die Lastjahre 2007 bis 2012 dar. Die Projekti-
onsjahre sind die Jahre 2015, 2020 und 2030, fiir die wir ein Szenario mit Annahmen zum
jahrlichen Stromverbrauch, zur installierten Leistung von Windenergie- und PV-Anlagen sowie
zur installierten Leistung von Laufwasserkraftwerken entwickeln. Alle Auswertungen fiir die
Projektionsjahre, die im Rahmen dieser Studie durchgefiihrt werden, basieren — sofern nicht
explizit abweichend angefiihrt — auf den Durchschnitten der sechs Basisjahre.

Rahmenannahmen

Die Entwicklung der Last, also des stiindlichen Stromverbrauchs, basiert auf historischen Da-
ten zur Last (Struktur) sowie auf Annahmen zur Entwicklung des jahrlichen Stromverbrauchs.
Der jahrliche Stromverbrauch ist dabei abhdngig von unterschiedlichen Einflussfaktoren, wie
z. B. der konjunkturellen Lage oder den meteorologischen Bedingungen. In Abbildung 2-1 sind

14 Vgl. hierzu Abschnitt 5.4.

15 Der erneuerbare Energietrager Biomasse wird aufgrund der Steuerbarkeit im Rahmen der Residuallastanalyse
nicht beriicksichtigt, obgleich die Biomasse im Jahr 2014 bereits eine Bruttostromerzeugung von ca. 49 TWh
und eine instalierte Leistung von ca. 8,8 GW aufgewiesen hat. Vgl. BMWi (2015b).
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einerseits die historische Entwicklung des jahrlichen Stromverbrauchs und andererseits die
unterstellte Entwicklung des durchschnittlichen jahrlichen Stromverbrauchs in den Projekti-
onsjahren dargestellt.

Abbildung 2-1: Entwicklung des Netto-Stromverbrauchs inkl. Netzverluste in den Basisjah-
ren 2007 bis 2012 sowie den Projektionsjahren 2015, 2020 und 2030
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Quelle: Eigene Berechnungen.

Abgesehen vom Jahr 2009, in dem der Stromverbrauch (Netto-Stromverbrauch inklusive Netz-
verluste) bedingt durch die internationale Finanz- und Wirtschaftskrise deutlich zuriickgegan-
gen ist, lag der jahrliche Netto-Stromverbrauch in Deutschland relativ konstant zwischen 560
und 570 TWh. Fiir die Zukunft unterstellen wir im Rahmen der Analysen einen konstanten
jahrlichen Stromverbrauch.¢

Die Annahmen zur Entwicklung der installierten Leistung der dargebotsabhdangigen und fluk-
tuierend einspeisenden Erneuerbaren Energien (FEE) - Windenergie On- und Offshore, PV
und Laufwasser — orientieren sich an den Zielen der Bundesregierung zum weiteren Ausbau
dieser EE-Technologien.!” Dabei werden altersbedingte Stilllegungen bestehender EE-Anlagen

16 Empirische Vorabanalysen haben gezeigt, dass man die Hypothese eines linearen Zusammenhangs des Netto-
stromverbrauchs und der Jahresh6chstlast mit sehr hoher statistischer Signifikanz nicht ablehnen kann. Des-
halb haben wir diesen empirischen Zusammenhang auch fiir die Modellierung der zukiinftigen Entwicklung der
Last unterstellt.

17 Vgl. Abschnitt 2.2.
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beriicksichtigt, wobei wir fiir Windenergie On- und Offshore sowie Photovoltaik eine techni-
sche Lebensdauer von 20 Jahren unterstellt haben.!8 Die angenommene Entwicklung der in-
stallierten Leistung der FEE in den Jahren 2015, 2020 und 2030 ist in Abbildung 2-2 darge-
stellt.

Abbildung 2-2: Entwicklung der installierten Leistung von Windenergie, PV und Laufwasser
der Jahre 2015, 2020 und 2030
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Quelle: Eigene Berechnungen.

Wahrend wir fiir die installierte Leistung von Laufwasserkraftwerken in Deutschland eine nur
geringfiigige Zunahme von 2015 bis 2030 um 0,2 GW auf 4,7 GW unterstellen, gehen wir bei
Windenergie- und PV-Anlagen von einem erheblichen Zubau im Betrachtungszeitraum aus. Die
installierte Leistung von Windenergieanlagen On- und Offshore steigt bis zum Jahr 2020 auf ca.
53 GW und bis 2030 auf ca. 72 GW. Die installierte Leistung von PV-Anlagen steigt bis 2020
auf 53 GW und bis zum Jahr 2030 auf 68 GW.1?

Datengrundlage und Methodik

Die Ableitung von zukiinftig zu erwartenden residualen Lasten fiir Deutschland erfordert neben
Annahmen zum jdhrlichen Stromverbrauch, zur installierten Leistung von Windenergieanlagen

18 Fiir Laufwasserkraftanlagen wurden keine Stilllegungen beriicksichtigt.
19 Zu den Annahmen des Ausbaus der Erneuerbaren Energien vgl. r2b (2014).
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On- und Offshore, installierten Leistung von PV-Anlagen sowie installierten Leistung von
Laufwasseranlagen fiir die Projektionsjahre weitere Annahmen:

e Fiir die Ableitung einer zeitlich hochaufgeldsten Last fiir die Projektionsjahre sind ne-
ben dem jahrlichen Stromverbrauch Annahmen zur (zukiinftigen) Laststruktur erforder-
lich.

e Fiir die Ableitung von Erzeugungsganglinien der Windenergie On- und Offshore fiir die
Projektionsjahre sind neben der installierten Leistung einerseits Annahmen zur regio-
nalen Verteilung und der genutzten Anlagentechnologien (Leistungskennlinie, Naben-
hohe) sowie Annahmen zu Windgeschwindigkeiten in hoher zeitlicher und regionaler
Auflosung erforderlich.

e Fiir die Ableitung von Erzeugungsganglinien fiir PV fiir die Projektionsjahre sind neben
der installierten Leistung einerseits Annahmen zur regionalen Verteilung und der ge-
nutzten Anlagentechnologien (Wirkungsgrad, Performance-Ratio) sowie Annahmen zu
Globalstrahlungen und Umgebungstemperatur in hoher zeitlicher und regionaler Auf-
16sung erforderlich.

o Fiir die Ableitung der Erzeugungsganglinien der Laufwasserkraftwerke fiir die Projek-
tionsjahre sind neben der installierten Leistung Annahmen zu den Volllaststunden (in-
Kklusive Variabilitat) und der saisonalen Einspeisestruktur erforderlich.

Im Folgenden stellen wir die jeweiligen Datengrundlagen und die Methodik bei der Ableitung
von stiindlichen Ganglinien fiir die Last und die Erzeugung differenziert nach den vier EE-
Technologien Windenergie On- und Offshore, PV und Laufwasser dar.

Die Ausgangsdaten fiir die Projektion der Last sind die von der ENTSO-E veré6ffentlichten histo-
rischen Verbrauchslasten (,hourly load values) der Jahre 2007 bis 2012 in stiindlicher Aufl6-
sung. Bei diesen Lastdaten der ENTSO-E wird allerdings nicht der gesamte Stromverbrauch
(Netto-Stromverbrauch inklusive Netzverluste) in Deutschland erfasst.2° Im Durchschnitt der
sechs Jahre 2007 bis 2012 liegt der durch die Daten der ENTSO-E erfasste Verbrauch bei etwa
482 TWh, wahrend der Netto-Stromverbrauch inklusive Netzverluste im Durchschnitt iiber
diese Jahre bei rund 560 TWh lag. Dieses entspricht einem Grad der Reprasentativitat von etwa
86%, weshalb wir eine Skalierung der Lastzeitreihen vornehmen, damit das Integral iiber die
skalierte Lastzeitreihe im Mittel der Jahre 2007 bis 2012 rund 560 TWh betrdgt und somit dem
Netto-Stromverbrauch inklusive Netzverluste im Mittel iiber die Jahre 2007 bis 2012 ent-
spricht. Der Grad der Reprasentativitat fiir die unterschiedlichen Lastjahre ist allerdings nicht
identisch und liegt zwischen rund 83 % und rund 87 %. Daher haben wir samtliche Lasten der
Jahre mit einem fiir jedes Jahr unterschiedlichen Faktor, der dem Kehrwert des Grades der Rep-
rasentativitat des jeweiligen Jahres entspricht, multipliziert. Implizit unterstellen wir bei die-
sem Vorgehen, dass der nicht erfasste Verbrauch eine identische Struktur zum erfassten Ver-
brauch aufweist. Anschlief3end haben wir eine weitere Skalierung vorgenommen, um den an-

20 Die ENTSO-E weist in den Kommentaren zu den stiindlichen Lastdaten darauf hin, dass diese lediglich den
offentlichen Sektor beinhaltet. Eigenerzeugung der Industrie und Teile des Bahnstromverbrauchs sind nicht
enthalten. Vgl. ENTSO-E (2014).
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genommenen Netto-Stromverbrauch inklusive Netzverluste im jeweiligen Projektionsjahr
2015, 2020, 2030 im Durchschnitt {iber die unterschiedlichen historischen Lastjahre zu errei-
chen. Bei dieser Vorgehensweise bleiben sowohl unterschiedliche unterjahrige Strukturen der
Lastjahre als auch Unterschiede bei den jahrlichen Stromverbrauchen der Lastjahre erhalten.
Implizit unterstellen wir bei diesem Vorgehen, dass die Schwankungen des jahrlichen Strom-
verbrauchs in den Jahren 2007 bis 2012 (im Wesentlichen) auf stochastische Einfliisse, wie
konjunkturellen und meteorologischen Bedingungen, zuriickzufiihren sind. Zudem gehen wir
implizit davon aus, dass sich keine grundlegenden Verdnderungen der unterjdhrigen Last-
struktur zwischen den betrachteten historischen Lastjahren und den Projektionsjahren ergeben
werden. Zumindest fiir die letzten Jahre kann diese Annahme als approximativ gegeben unter-
stellt werden. So zeigen z. B. Analysen zum historischen Zusammenhang (Jahre 2006 bis 2013)
zwischen jahrlichem Stromverbrauch und Jahreshdchstlast sowie jahrlichem Stromverbrauch
und der geringsten Last im Jahr (Jahrestiefstlast), dass sich keine grundsétzlichen strukturellen
Verdanderungen in diesem Bereich ergeben haben.

Im Ergebnis liegen fiir die drei Projektionsjahre 2015, 2020 und 2030 jeweils sechs unter-
schiedliche Realisationen der stiindlichen Last in Deutschland auf Basis der Lastjahre 2007 bis
2012 vor.

Die Ausgangsdaten fiir die Projektion der stiindlichen Erzeugungsganglinien von Windenergie
On- und Offshore sind einerseits geokodierte Anlagendaten und andererseits regional und
zeitlich hochaufgelGste Daten zu den Windbedingungen in den Jahren 2007 bis 2012. Auf Ba-
sis einer WEA-Datenbank verfiigen wir iiber Informationen zu Anlagentyp, Baujahr und Stand-
ort fiir nahezu alle Bestandsanlagen sowie zu in Bau und / oder Planung befindlichen Wind-
parks an Land und auf See.2! Zugleich nutzen wir eine Datenbank mit stiindlichen meteorologi-
schen Wetterdaten (u. a. Windgeschwindigkeiten) fiir die Jahre 2007 bis 2012 basierend auf
dem COSMO-EU-Modell des Deutschen Wetterdienstes (DWD).22 Jede Windenergieanlage der
WEA-Datenbank kann iiber ein Geoinformationssystem (GIS) dem néchstgelegenen Gitterpunkt
des COSMO-EU-Modells zugeordnet werden, so dass fiir jeden Gitterpunkt eine aktuell instal-
lierte Leistung von Windenergieanlagen und unter Beriicksichtigung von Annahmen zu Stillle-
gungen, Ersatz- und Neuanlagen die installierte Leistung fiir die Projektionsjahre vorliegt. Die
einzelnen Windenergieanlagen werden jeweils einer Technologieklasse auf Basis der verfiigha-
ren Informationen der WEA-Datenbank zu Nabenhdhe sowie relevanter Parameter fiir die Leis-
tungskennlinie?? zugeordnet. Bei Neu- und Ersatzanlagen werden neben der regionalen Vertei-
lung der Anlagen die zu erwartenden Technologieentwicklungen und die Eignung der Anlagen
fiir den jeweiligen Standort (u. a. Differenzierung nach sog. Schwachwind- und Starkwindanla-
gen) beriicksichtigt.

21 Essind u. a. Daten zu geokodiertem Standort, installierter Leistung, Nabenhdhe, Turbinentyp, Hersteller und
Datum der Inbetriebnahme hinterlegt.

22 Das Modellgebiet des COSMO-EU umfasst nahezu ganz Europa inklusive der gesamten Ostsee, dem Mittelmeer
und dem Schwarzen Meer sowie Nordafrika mit 665x657 Gitterpunkten bei einer Maschenweite von 0.0625° (~
7 km). Unter anderem stehen Daten zu stiindlichen Windgeschwindigkeiten und Temperaturen in verschiede-
nen Hohenlevels sowie zu Luftdruck, Rauigkeit und zur Globalstrahlung zur Verfiigung.

2 Eine Leistungskennlinie ist eine Abbildung, die zu jeder gegebenen Windgeschwindigkeit die Erzeugungsleis-
tung der Windenergieanlage angibt.
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Fiir jede Technologieklasse an jedem Gitterpunkt ist dann eine lokal typische stiindliche Wind-
geschwindigkeit in der jeweiligen Nabenhohe sowie die installierte Leistung im jeweiligen Pro-
jektionsjahr verfiigbar. Auf dieser Basis lassen sich stiindliche Erzeugungsganglinien fiir die
den Gitterpunkten / Technologieklassen zugeordneten Windenergieanlagen simulieren und
durch Aggregation iiber Gitterpunkte sowie Technologieklassen stiindliche Erzeugungswerte
der Windenergieanlagen differenziert nach On- und Offshore fiir die Projektionsjahre auf Basis
unterschiedlicher Wetterjahre ableiten.

Im Ergebnis liegen fiir die drei Projektionsjahre 2015, 2020 und 2030 jeweils sechs unter-
schiedliche Realisationen der stiindlichen Erzeugung der Windenergieanlagen On- und Offsho-
re in Deutschland auf Basis der Wetterjahre 2007 bis 2012 vor.

Die Simulation der Erzeugungsganglinien von PV fiir die Projektionsjahre erfolgt in vergleich-
barer Weise wie die Simulation der Erzeugungsganglinien von Windenergie On- und Offshore.
Grundlagen bilden einerseits eine Datenbank mit Informationen zu Typ, Standort, installierter
Leistung sowie technischen Eigenschaften (z. B. Wirkungsgrad, Performance-Ratio) von beste-
henden PV-Anlagen. Zugleich nutzen wir wiederum eine Datenbank mit stiindlichen meteoro-
logischen Wetterdaten fiir die Jahre 2007 bis 2012 basierend auf dem COSMO-EU-Modell des
Deutschen Wetterdienstes (DWD), die auch Daten zu stiindlichen Umgebungstemperaturen
und Globalstrahlungswerten in hoher regionaler Auflosung als relevante Parameter fiir die Ab-
leitung von Erzeugungsganglinien von PV-Anlagen umfasst. Die installierten Leistungen der
PV-Anlagen in den Projektionsjahren werden wiederum den einzelnen Gitterpunkten und un-
terschiedlichen Technologieklassen zugeordnet.

Fiir jede Technologieklasse an jedem Gitterpunkt sind Umgebungstemperaturen und Glo-
balstrahlungswerte sowie die installierte Leistung im jeweiligen Projektionsjahr verfiigbar. Auf
dieser Basis lassen sich stiindliche Erzeugungsganglinien fiir die den Gitterpunk-

ten / Technologieklassen zugeordneten PV-Anlagen simulieren und durch Aggregation iiber
Gitterpunkte sowie Technologieklassen stiindliche Erzeugungswerte der PV-Anlagen fiir die
Projektionsjahre auf Basis unterschiedlicher Wetterjahre ableiten.

Im Ergebnis liegen fiir die drei Projektionsjahre 2015, 2020 und 2030 jeweils sechs unter-
schiedliche Realisationen der stiindlichen Erzeugung PV-Anlagen in Deutschland auf Basis der
Wetterjahre 2007 bis 2012 vor.

Bei der Simulation der Erzeugungsganglinien fiir Laufwasserkraftwerke fiir die Projektions-
jahre ist aufgrund der begrenzten Verfiigharkeit von 6ffentlichen Daten zu Standorten, instal-
lierten Leistungen, Leistungskennlinien und Wasserfithrung der Fliisse im Vergleich zur Me-
thodik bei Windenergie und PV ein alternativer Ansatz auf Basis von aggregierten Daten erfor-
derlich. Grundlage bilden hierbei einerseits die installierte Leistung und jahrliche Erzeugung
von Laufwasserkraftwerken in Deutschland im Aggregat fiir die Wasserjahre 2007 bis 2012.
Andererseits verwenden wir Daten zur spezifischen Erzeugung von Laufwasserkraftwerken je
installierter Leistung in Deutschland differenziert nach Monaten fiir die Wasserjahre 2007 bis
2012.
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In einem ersten Schritt leiten wir auf Basis der Monatsberichte iiber die Elektrizitdtsversorgung
des Statistischen Bundesamtes?4 eine Erzeugungsganglinie von Laufwasserkraftwerken in den
Jahren 2007 bis 2012 ab. Hierbei kénnen wir auf monatliche Daten zur Erzeugung und Anga-
ben zur installierten Leistung zuriickgreifen, die eine Differenzierung der Erzeugung nach Ka-
lendermonaten ermoglicht.

Die Monatsberichte {iber die Elektrizitdtsversorgung beriicksichtigen allerdings lediglich die
Anlagen der Unternehmen, die dem Sektor Elektrizitatswirtschaft zugeordnet sind. Somit sind
nicht alle Laufwasserkraftwerke in Deutschland beriicksichtigt. Daher nutzen wir zusétzliche
Angaben zu installierten Leistungen und jdhrlichen Erzeugungsmengen und greifen dabei auf
die Statistik der Arbeitsgruppe Erneuerbare Energien (AGEE) zuriick?5, um in einem zweiten
Schritt historische Ganglinien fiir die die Erzeugung von Laufwasserkraftwerken in Deutsch-
land abzuleiten.2¢ Zu diesem Zweck skalieren wir die stiindlichen Erzeugungsganglinien aus
dem ersten Schritt mit einem einheitlichen Faktor, so dass das Integral iiber die neue Erzeu-
gungsganglinie aller Stunden des jeweiligen Wasserjahres der gesamten jahrlichen Erzeugung
der Laufwasserkraftwerke in Deutschland des entsprechenden Jahres gemafd AGEE Statistik
entspricht.

In einem dritten Schritt skalieren wir diese Ganglinien mit den jeweiligen Quotienten aus in-
stallierter Leistung des jeweiligen Projektionsjahres und installierter Leistung im jeweiligen
historischen Jahr.

Im Ergebnis liegen fiir die drei Projektionsjahre 2015, 2020 und 2030 jeweils sechs unter-
schiedliche Realisationen der stiindlichen Erzeugung der Laufwasserkraftwerke in Deutschland
auf Basis der Wasserjahre 2007 bis 2012 vor.

Fiir die residuale Last, definiert als Last abziiglich der Erzeugung dargebotsabhangiger EE,
lassen sich auf Basis der zuvor ermittelten Last- und Erzeugungsganglinien fiir jedes Projekti-
onsjahr (2015, 2020, 2030), iiber die Subtraktion der Erzeugungsganglinien von der Last,
stiindliche Zeitreihen der Residuallast auf Basis der sechs Last- bzw. Wetter- / Wasserjahre (Ba-
sisjahre)ermitteln.2’

24 Vgl. StaBuA (2007 — 2012), Reihe 066.

25 Diese Angaben enthalten allerdings auch Erzeugung und installierte Leistung von Speicherkraftwerken und
Pumpspeichern mit natiirlichem Zufluss. Daher nehmen wir eine Bereinigung der entsprechenden Angaben auf
Basis der Monatsberichte iiber die Elektrizitdtsversorgung des Statistischen Bundesamtes vor. Implizit gehen wir
dabei davon aus, dass Speicher- und Pumpspeicherkraftwerke in dieser Statistik im Gegensatz zu Laufwasser-
kraftwerken vollstandig erfasst sind.

%6 Vgl. AGEE (2014).

27 Weil wir fiir alle Ganglinien einheitliche historische Jahre (2007 bis 2012) verwenden, werden bei diesen resi-
dualen Lasten implizit mogliche zeitliche Korrelationen der Last und der Erzeugung der dargebotsabhéngigen
EE addquat abgebildet.
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2.3.1.2 Ergebnisse
Last

In einem vermaschten Stromversorgungsnetz mit zahlreichen Verbrauchern ergeben sich Aus-
gleichseffekte zwischen individuellen Verbrauchsstrukturen. Diese Ausgleichseffekte fiihren
dazu, dass sich bei Betrachtung der aggregierten Verbrauchlast charakteristische Zyklen des
Verbrauchs ergeben. Diese charakteristischen Zyklen hdngen im Wesentlichen von der Tages-
zeit, dem Wochentag und der Jahreszeiten ab. In Abbildung 2-3 ist die typische Laststruktur
einer Winterwoche und einer Sommerwoche in Deutschland abgebildet.

Abbildung 2-3: Typische Zyklen der Last in Deutschland — Winterwoche & Sommerwoche
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Quelle: Eigene Darstellung auf Basis ENTSO-E

Bei Betrachtung der typischen wochentlichen Laststrukturen einer Sommer- und einer Winter-
woche sind folgende Charakteristiken erkennbar:

e Die Last ist abhédngig von der Jahreszeit und im Winter im Durchschnitt hher als im
Sommer.

e Die Last ist abhdngig vom jeweiligen Wochentag und ist Montags bis Freitags im
Durchschnitt héher als am Wochenende.
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e Die Last ist tageszeitabhdngig und ist tagsiiber hoher als in der Nacht. Dabei ist die ta-
geszeitliche Struktur wiederum abhingig von der Jahreszeit. So ist z. B. zu erkennen,
dass in der Winterwoche jeweils in den Abendstunden der Tage Montag bis Freitag ein
Anstieg der Last zu verzeichnen ist. Neben einer Lastspitze am Mittag ergibt sich somit
eine zweite Lastspitze in den frithen Abendstunden. Diese zweite Lastspitze im Laufe
eines Tages tritt in der Sommerwoche in der Regel nicht auf.

Die Abhédngigkeit der Last von der Jahreszeit spiegelt sich auch in der monatlichen durch-
schnittlichen Last wieder. In Abbildung 2-4 ist der Durchschnitt der monatlichen Last im Mittel
iiber die Jahre 2007 bis 2012 dargestellt.

75
70

Abbildung 2-4: Durchschnittliche monatliche Last in Deutschland — Mittel {iber die Jahre
2007 bis 2012
68
65 66
63
62
‘ 60 60 60 g | | \
c?} " Q& @"a‘ \“"\ *oe} ‘0“’" ve} vé

70 - 68

55 -

GW

50 -

45

35 -

30

Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis ENTSO-E
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Die Schwankungen der durchschnittlichen monatlichen Last bzw. des Stromverbrauchs iiber

die einzelnen Monate unterliegen in Deutschland einem Zyklus. Dieser Zyklus ergibt sich im
Wesentlichen durch Unterschiede bei den Au3entemperaturen und der Tagesldngen und weist
die folgenden Eigenschaften auf:

48




Strommarktdesign der Zukunft

o Zwischen der Auflentemperatur und dem Stromverbrauch besteht in der Tendenz eine
negative Korrelation, d. h. der Stromverbrauch nimmt mit sinkenden Temperaturen
zu.28 Dies ist u. a. auf einen erhdhten Strombezug zu Heizzwecken zuriickzufiihren.

e Zwischen der Tageslange und dem Stromverbrauch besteht ebenfalls eine negative
Korrelation. Ursdchlich dafiir ist, dass mit abnehmender Tagesldnge u. a. mehr Strom
fiir Beleuchtungszwecke verbraucht wird.

Auch der jahrliche Stromverbrauch in Deutschland variiert von Jahr zu Jahr. Wahrend der mo-
natliche Stromverbrauch charakteristische Zyklen aufweist, ist der jahrliche Stromverbrauch
jedoch abhdngig von Einflussgréf3en, die keine charakteristische Struktur aufweisen. Diese
sind insbesondere die konjunkturelle Lage und Unterschiede bei den durchschnittlichen Au-
Bentemperaturen im jeweiligen Jahr.2° In Abbildung 2-5 ist der jahrliche Stromverbrauch fiir
die Jahre 2007 bis 2012 sowie die korrespondierenden Jahreshochst- und Jahrestiefstlasten
dargestellt.

Abbildung 2-5: Jahrlicher Stromverbrauch, Jahreshchst- und Jahrestiefstlast in Deutschland

- Jahre 2007 bis 2012
B Jahreshéchstlast Jahrestiefstlast -m-)ahresstromverbrauch
100 - 590
0 570
80
550
70
530 -
3 60 s
510
50
- 490
40
30 - 470
20 T T - 450
A S V] Q " v <
N Q Q 3 N N
S S S S S S S
0@?
Q

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis ENTSO-E

28 Diese negative Korrelation besteht jedoch erst unterhalb einer Temperaturschwelle, ab der eine Beheizung von
Raumlichkeiten erforderlich wird.

29 Weitere mogliche Einflussgréfien sind Energieeffizienzmafinahmen, eine verdnderte Zusammensetzung der
Verbraucher oder eine Verschiebung der Bedeutung unterschiedlicher Anwendungsbereiche.
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Bei der Betrachtung der Entwicklung des Jahresstromverbrauchs sticht das Jahr 2009 heraus,
in dem der mit ca. 537 TWh niedrigste Jahresstromverbrauch zu beobachten war. Dies ist im
Wesentlichen auf den durch die Wirtschaftskrise bedingten Konjunktureinbruch ab dem vier-
ten Quartal 2008 zuriickzufiihren.

In der Abbildung ist dariiber hinaus zu erkennen, dass der Jahresstromverbrauch und die Jah-
reshochstlast sowie die Jahrestiefstlast korreliert sind. So weisen Jahre mit einem vergleichs-
weise hohen Stromverbrauch auch eine vergleichsweise hohe Jahreshochstlast auf. Die Jahres-
hochstlast tritt in Deutschland in der Regel an einem der Werktage — Montag bis Donnerstag —,
in den ersten Wochen des Dezembers, in den frithen Abendstunden zwischen 17 und 19 Uhr
auf.3° Die Jahrestiefstlast hingegen tritt in der Regel entweder an einem Montag oder Sonntag
Ende Mai / Anfang Juni (hdufig an Pfingsten) oder an einem der Weihnachtsfeiertage in den
frithen Morgenstunden zwischen 3 und 6 Uhr auf. Die durchschnittliche Jahresh6chstlast im
Betrachtungszeitraum betrug ca. 89,1 GW und die maximale Jahreshdchstlast trat mit 92,6 GW
im Jahr 2012 auf. Die durchschnittliche Jahrestiefstlast der Jahre 2007 bis 2012 betrug

37,5 GW und die Jahrestiefstlast trat mit 33,8 GW im Jahr 2009 auf.3!

Ursachlich fiir den Zeitpunkt der Jahreshochstlast in Deutschland ist eine Kombination aus
mehreren Faktoren:

e Hoher Verbrauch bei privaten Haushalten durch den Betrieb von elektrischen Gerdaten
(Waschmaschinen, Waschetrocknern, Elektroherden, Fernsehgeridten, Computern, ...);

e Hoher Verbrauch fiir Beleuchtung sowohl im Bereich der privaten Haushalte und Ge-
werbe als auch fiir 6ffentliche Straflenbeleuchtung;

e Hoher Verbrauch fiir Raumwarme32 auf Basis elektrischer Beheizungssysteme (Nacht-
speicherheizungen, elektrische Warmepumpen und Radiatoren);

e Zusitzlicher Verbrauch fiir Weihnachtsbeleuchtung im 6ffentlichen Raum (Fuf3gidnger-
zonen, Weihnachtsmarkte,...) als auch bei privaten Haushalten und im Einzelhandel.

Durch eine absteigende Sortierung der stiindlichen Last nach ihrer Hohe erhilt man die sog.
Lastdauerlinie. Die Lastdauerlinie fiir die durchschnittliche Last der Jahre 2007 bis 2012 sowie
die Schwankungsbreite innerhalb des Betrachtungszeitraumes sind in Abbildung 2-6 darge-
stellt.

30 Eine Ausnahme stellt das Jahr 2008 dar, in dem der Zeitpunkt der Jahreshochstlast an einem Dienstag im Januar
(15.01.2008 um 19 Uhr) lag. Es ist wahrscheinlich, dass dies auf die weltweite Finanzkrise zuriickzufiihren ist,
weshalb die Konjunktur im vierten Quartal 2008 eingebrochen und damit einhergehend der Stromverbrauch zu-
riickgegangen ist.

31 Die hier angegebenen Werte beziehen sich auf den Netto-Stromverbrauch inkl. Netzverlusten und hiangen von
Annahmen bei der Skalierung der Lastdaten der ENTSO-E auf den gesamten Netto-Stromverbrauch inkl. Netz-
verluste ab. Vgl. hierzu Abschnitt Datengrundlage und Methodik.

32 Beim Strombedarf fiir Raumwarme ist zu beriicksichtigen, dass nur ein geringer Anteil unmittelbar zur Erho-
hung der Last zum Zeitpunkt der Jahreshdchstlast fiihrt. Nachspeicherheizungen und Warmepumpen verlagern
den Energiebezug in der Regel (vollstindig) in Tageszeiten, in denen der sonstige Strombedarf gering ist.
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Abbildung 2-6: Durchschnittliche Lastdauerlinie und Schwankungsbreite fiir die Jahre 2007
bis 2012
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis ENTSO-E

Abstrahiert man von Einspeisung aus FEE sowie Flexibilitdtsoptionen, wie z. B. Lastmanage-
ment, Netzersatzanlagen und Ausgleichseffekten im europdischen Stromverbund, kann eine
Auswertung der Lastdauerlinie eine Indikation fiir die Zusammensetzung der Last aus Grund-,
Mittel- und Spitzenlast in einem Stromversorgungssystem liefern.

Die Definition von Grund-, Mittel- und Spitzenlast variiert in der Literatur. Im Rahmen dieser
Analyse verwenden wir folgende Abgrenzung:

e Die H6he der Grundlast ergibt sich aus der (maximalen) Last, die in mehr als
6.500 Stunden des Jahres vorhanden ist.

e Die HGhe der Mittellast ergibt sich aus der (maximalen) Last, die in mehr als
1.500 Stunden des Jahres vorhanden ist, abziiglich der Hohe der Grundlast.

e Die Hohe der Spitzenlast ergibt sich aus der maximalen Last abzgl. der Mittel- und
Grundlast.

Unter Verwendung dieser Abgrenzung ist in Abbildung 2-7 eine Analyse der Lastdauerlinie
(basierend auf den Durchschnitten der Basisjahre 2007 bis 2012) zur Zusammensetzung aus
Grund-, Mittel- und Spitzenlast im deutschen Stromversorgungsystem gegeben.
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Abbildung 2-7: Lastdauerlinie, Leistung und Erzeugung — Grund-, Mittel- und Spitzenlast
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Quelle: Eigene Berechnungen.

Die maximal auftretende Last betrdgt ca. 90 GW und der Jahresstromverbrauch ca. 561 TWh.
Bei Abstraktion von der Einspeisung aus FEE betrdgt die Spitzenlast ca. 12,5 GW und umfasst
eine Strommenge von ca. 5 TWh. Die Mittellast betragt ca. 22 GW und umfasst eine Strommen-
ge von ca. 89 TWh. Der gréfite Anteil der Last entfdllt auf die Grundlast, deren Leistung ca.
54,5 GW betrdgt und eine Strommenge von 467 TWh umfasst. Damit betrdagt der Anteil an
Grundlast ohne die Beriicksichtigung der Einspeisung Erneuerbarer Energien ca. 83 % des Jah-
resstromverbrauchs und der Anteil der Leistung in der Grundlast betragt ca. 61 % der Jahres-
hochstlast.
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Einspeisung FEE und residuale Last

Die Anforderungen an das Stromversorgungssystem beim Ausgleich von Angebot und Nachfra-
ge auf dem Strommarkt werden bereits heute und zukiinftig verstarkt nur noch teilweise durch
die Struktur, Héhe und Entwicklung der Last bestimmt. Durch den Ausbau der FEE in den letz-
ten Jahren und den avisierten weiteren Ausbau in den néchsten Jahren und Jahrzehnten wer-
den sich die Anforderungen an die Struktur und Zusammensetzung des Stromerzeugungssys-
tems, an die Nutzung von Flexibilitdtsoptionen und an das Bezugsverhalten von Verbrauchern
— bei einer nationalen Betrachtung — sukzessive verdndern.33 Eine Analyse der sich zukiinftig
verdndernden Anforderungen an das Stromversorgungssystems, aufgrund des voranschreiten-
den Ausbaus der FEE, erfolgt auf Grundlage der Entwicklung der sog. residualen Last in

Deutschland bis zum Jahr 2030.

Abbildung 2-8 zeigt exemplarisch die Einspeisung aus FEE in einer Augustwoche fiir das Jahr
2015 sowie die Last in den entsprechenden Stunden jeweils basierend auf dem Wetter- bzw.

Lastjahr (Basisjahr) 2009.

Abbildung 2-8: Last und Einspeisung FEE einer Augustwoche in 2015 auf Basis des Wetter-

jahres 2009
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Quelle: Eigene Berechnungen.

33 Die hier unter der Annahme ,nationaler Autarkie‘ dargestellten Analysen und Ergebnisse besitzen aufgrund von
Ausgleichseffekten im europdischen Stromverbund nur eine eingeschrédnkte Giiltigkeit. Eine Analyse dieser
Ausgleichseffekte zwischen Deutschland, seinen Nachbarldndern und Italien erfolgt in Abschnitt 3.1.
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In der abgebildeten Augustwoche in 2015 betrdgt die sog. residuale Last zwischen 19 und

65 GW. Die dargebotsabhdngige Einspeisung der FEE-Anlagen unterliegt erheblichen Schwan-
kungen. Betrachtet man das gesamte Projektionsjahr 2015, betrdgt die Einspeisung der FEE-
Anlagen (Basisjahr 2009) in einigen Stunden weniger als 2 GW, wihrend in anderen Stunden
die Einspeisung von FEE-Anlagen fast 60 GW betrdgt. Dabei ist aufgrund der
Einspeisecharakteristik von PV-Anlagen zwar (im Sommer) eine gewisse positive Korrelation
zwischen der Hohe der Last und der Einspeisung aus FEE-Anlagen gegeben, aber der Anteil der
Last, die durch die Einspeisung von FEE-Anlagen gedeckt werden kann, schwankt im Tages-
und Jahresverlauf erheblich.34

Mit dem Ausbau der FEE werden im Zeitverlauf zunehmend Situationen auftreten, in denen die
Einspeisung aus FEE die Last iibersteigt und — bei nationaler Betrachtung — negative residuale
Lasten auftreten. In Abbildung 2-9 sind die Einspeisung aus FEE und die Last in einer August-
woche fiir das Jahr 2030 basierend auf dem Wetter- bzw. Lastjahr 2009 exemplarisch darge-
stellt.

Abbildung 2-9: Last und Einspeisung FEE einer Augustwoche in 2030 auf Basis des Wetter-
jahres 2009
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Quelle: Eigene Berechnungen.

Mit dem Ausbau der FEE (insbesondere PV und Windenergie On- und Offshore) nimmt die ab-
solute Volatilitdt der Einspeisung im Zeitverlauf weiter zu. Insbesondere in den Mittagsstunden

34 So ist eine Einspeisung aus PV-Anlagen zum typischen Zeitpunkt der Jahreshdchstlast in Deutschland (zwischen
17 und 19 Uhr der Werktage Montag bis Donnerstag im Winter) nicht gegeben.
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im Sommer werden bei einer angenommenen installierten Leistung von knapp 68 GWp PV und
72 GW Windenergie On- und Offshore zunehmend Situationen auftreten, in denen die Einspei-
sung aus FEE die Last iibersteigt. Wie in Abbildung 2-9 zu erkennen ist, iibersteigt die Einspei-
sung aus FEE die am Samstag und Sonntag der abgebildeten Augustwoche auftretenden Last
beispielsweise um ca. 20 GW.

Fiir weitere Analysen ziehen wir die residuale Last fiir Deutschland heran. In Abbildung 2-10
ist die residuale Lastdauerlinie fiir die Jahre 2012, 2015, 2020 und 2030 und zum Vergleich
die Lastdauerlinie dargestellt.

Abbildung 2-10: Lastdauerlinie und residuale Lastdauerlinie in 2012, 2015, 2020 und 2030
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Quelle: Eigene Berechnungen.

Die Einspeisung aus FFE betrdgt im Jahr 2015 rund 141 TWh (ca. 25,1 % des Jahresstromver-
brauchs). Danach steigt sie bis zum Jahr 2020 auf 186 TWh (33,1 %) und bis zum Jahr 2030
auf 279 TWh (49,7 %) weiter an.35 Somit verringert sich einerseits die durch das iibrige Stro-
merzeugungssystem zu deckende gesamte jahrliche Nachfrage (Flache unter den residualen
Dauerlinien). Andererseits verandern sich auch die Anforderungen bei der Deckung der residu-
alen Last. Die sich verandernden Anforderungen an das iibrige Stromversorgungssystem lassen
sich auf Basis der zukiinftigen Entwicklung der residualen Last skizzieren.

So lasst sich auf Basis der residualen Lastdauerlinien wiederum die Zusammensetzung der Re-
siduallast in Grund-, Mittel und Spitzenlast ableiten. Hierzu erfolgt analog zu der Auswertung

35 Die Werte fiir 2020 und 2030 beinhalten Uberschussstrommengen der Einspeisung aus FEE.
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der Last eine Analyse des Anteils an Grund-, Mittel- und Spitzenlast.3¢ In Abbildung 2-11 sind
die entsprechende Leistungen sowie die korrespondierenden Strommengen abgebildet.

Abbildung 2-11: Zusammensetzung der Residuallast aus Grund-, Mittel und Spitzenlast fiir die
Jahre 2015, 2020 und 2030
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Quelle: Eigene Berechnungen.

Die nach Abzug der Einspeisung der FEE als Spitzen- und Mittellast zu deckende Leistung steigt
im Zeitverlauf bis 2030 deutlich an, wihrend die als Grundlast (residuale Grundlast) zu de-
ckende Leistung kontinuierlich abnimmt und sich bis zum Jahr 2030 gegeniiber dem Jahr 2015
halbiert. Die insgesamt bendtigte Leistung zur Deckung der residualen Jahreshochstlast — als
Summe von als Spitzen-, Mittel- und Grundlast zu deckenden Leistung — nimmt jedoch ledig-
lich geringfiigig ab. Zugleich ergibt sich eine Verschiebung der Anteile der jahrlichen Strom-
mengen im Bereich von residualer Grund-, Mittel- und Spitzenlast. Wahrend die Anteile der
Energiemengen in der residualen Spitzen- und Mittellast zunehmen, nimmt der Anteil der
Energiemenge in der residualen Grundlast im Zeitverlauf ab. Der Anteil der Spitzenlast steigt
von 2,4 % (10 TWh) in 2015 bis 2030 leicht bis auf 4,5 % (13 TWh) an. Der Anteil der Mittel-
last steigt von 19,2 % (81 TWh) in 2015 auf 43,2 % (124 TWh) im Jahr 2030 deutlich an. Da-
hingegen ist der Anteil der Grundlast stark riickldufig. Von 78,4 % (330 TWh) in 2015, sinkt
der Anteil auf 72,8 % (274 TWh) in 2020 und verringert sich bis 2030 auf 52 % (150 TWh)
weiter.

36 Die Kapazitidten und korrespondierenden Strommengen in Uberschusssituationen wurden bei dieser Analyse
zur Zusammensetzung der residualen Last nicht beriicksichtigt. Eine detaillierte Analyse der Uberschusssituati-
onen erfolgt im nachsten Abschnitt.
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Die Steigung an den Randern der residualen Lastdauerlinie ist verglichen mit der Steigung an
den Randern der Lastdauerlinie deutlich steiler und nimmt im Zeitverlauf mit steigendem Aus-
bau der FEE zu (vgl. oberer, linker und unterer, rechter Abschnitt in Abbildung 2-10). Eine ge-
nauere Betrachtung des oberen Randes zeigt, dass die Einspeisung aus FEE die residuale Jah-
reshochstlast gegeniiber der Jahreshichstlast absenkt. Diese Verringerung der Jahreshochstlast
betragt 6,7 GW im Jahr 2015, 7,3 GW im Jahr 2020 und 8,8 GW im Jahr 2030.

In Abbildung 2-12 sind die Jahreshéchstlasten und die residualen Jahreshochstlasten fiir alle
Basis- und alle Projektionsjahre dargestellt. Vergleicht man die maximal auftretende Jahres-
hochstlast zwischen 2007 und 2012 mit der maximal auftretenden residualen Jahreshéchst-
last, reduziert sich die erforderliche Leistung weiter.

Abbildung 2-12: Analyse der (residualen) Jahreshéchstlast fiir die Jahre 2015, 2020 und 2030
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Quelle: Eigene Berechnungen.

Die Jahreshéchstlast ist aufgrund der Annahme eines iiber die Projektionsjahre konstanten
Jahresstromverbrauchs in allen Projektionsjahren konstant und variiert nur zwischen den Ba-
sisjahren. Die hochste Jahreshdchstlast ergibt sich mit 93 GW bei Verwendung des Basisjahres
2010. Das Minimum von 85 GW ergibt sich bei Verwendung des Basisjahres 2009. Die residua-
le Jahreshochstlast hingegen, nimmt aufgrund des Ausbaus der FEE im Zeitverlauf (iiber die
Projektionsjahre) sukzessive ab. Die maximale residuale Jahreshochstlast ergibt sich bei Ver-
wendung des Basisjahres 2012 und betrdagt in Abhdngigkeit des Projektionsjahres 83 bis

84 GW. Folglich fithren die FEE bei den verwendeten Basisjahren zu einer Reduktion der ma-
ximal auftretende Jahreshéchstlast — im Vergleich mit der maximalen residualen Jahreshochst-
last — im Projektionsjahr 2015 um 8,1 GW, im Projektionsjahr 2020 um 8,6 GW und im Projek-
tionsjahr 2030 um 9,1 GW.Eine genauere Betrachtung der Knappheits- und Uberschusssituati-
onen liefert weitere Erkenntnisse iiber die Entwicklung der Anforderungen an das zukiinftige
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Stromversorgungssystem. Auf der einen Seite ist maf3geblich, in welchem Umfang Flexibili-
tatsoptionen zur Deckung oder zur Reduktion der Spitzenlast in Knappheitssituationen erfor-
derlich sind. Auf der anderen Seite ist zu analysieren, welche Kapazitdten zur Aufnahme iiber-
schiissiger Strommengen bei hoher Einspeisung aus FEE und niedriger Verbrauchslast erfor-
derlich sind. Beziiglich der zukiinftigen Anforderungen an das Stromversorgungssystem ist
somit nicht nur die Hohe der in Knappheits- und Uberschusssituationen erforderlichen Leis-
tung der Flexibilitatsoptionen relevant. Auch die Auslastung dieser Kapazitédten, also in wie
vielen Stunden des Jahres diese erwartungsgemaf3 erforderlich sind, ist entscheidend fiir die
Eignung moglicher Flexibilitatsoptionen. In Abbildung 2-13 sind die Leistung und Auslastung
der in Knappheitssituationen erforderlichen Kapazitdten fiir die Jahre 2015, 2020 und 2030
dargestellt.

Abbildung 2-13: Leistung und Auslastung in Knappheitssituationen fiir die Jahre 2015, 2020
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Quelle: Eigene Berechnungen.

Diese Analyse der Entwicklung der residualen Last zeigt, dass die Hohe derjenigen Leistung,
die nur in wenigen Stunden des Jahres erforderlich ist, im Zeitverlauf kontinuierlich ansteigt.
Die Leistung (z. B. in Form von Spitzenlastanlagen oder Lastreduktionspotenziale), die weniger
als 100 Stunden im Jahr zur Deckung der Spitzenlast erforderlich ist, steigt sukzessive von

6,9 GW in 2015 auf 10,3 GW in 2030. Diejenige Leistung, die weniger als 1.000 Stunden im
Jahr benotigt wird, steigt sukzessive von 18,5 GW in 2015 auf 25,5 GW in 2030.37

37 Die hier aufgezeigten, in Knappheitssituationen benétigten, Kapazitdten basieren auf einer Durchschnittsbe-
trachtung iiber alle sechs Basisjahre. Die minimal benétigten Kapazitaten mit weniger als 100 Betriebsstunden
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Eine genauere Betrachtung des unteren Randes der residualen Lastdauerlinie (vgl. unterer,
rechter Abschnitt in Abbildung 2-10) zeigt, dass Uberschusssituationen — also Situationen, in
denen die Einspeisung aus FEE die zu deckende Last iibersteigt — erst im Projektionsjahr 2020
in geringem Umfang und Ausmaf3 auftreten. Solche Situationen nehmen jedoch bis 2030 mit
dem weiteren Ausbau der FEE zu. In 2020 betrdgt das Ausmaf solcher Situationen, also der
maximale Uberschuss, 9,3 GW und steigt bis 2030 auf 34,7 GW an.38 Der Umfang solcher Situ-
ationen, also die korrespondierenden Zeitraume mit Uberschiissen, betragen 21 Stunden in
2020 und 459 Stunden in 2030. Dies fiihrt zu potenziellen ,iiberschiissigen‘ Strommengen‘ von
insgesamt 0,06 TWh in 2020 und 3,5 TWh in 2030. Diese potenzielle ,Uberschussenergie‘ soll-
te in einem Stromversorgungssystem der Zukunft sinnvoll genutzt werden (kénnen).

In Abbildung 2-14 sind die Leistung und Auslastung der in Uberschusssituationen erforderli-
chen Kapazititen zur Aufnahme ,iiberschiissiger‘ Strommengen fiir die Jahre 2015, 2020 und
2030 dargestellt.

Abbildung 2-14: Leistung und Auslastung in Uberschusssituationen fiir die Jahre 2015,
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis ENTSO-E

pro Jahr betragen 6,6 GW in 2015, 7,6 GW in 2020 und 9,6 GW in 2030. Die maximal benétigten Kapazitiaten
betragen 7,1 GW in 2015, 8,3 GW in 2020 und 11,4 GW in 2030.
38 Die Angaben zu den maximalen Uberschiissen basieren auf Durchschnittsbetrachtungen der residualen Last.

Der auf Basis einzelner Basisjahre maximal auftretende Uberschuss betrédgt in 2020 12,8 GW und in 2030
40,9 GW.
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Im Jahr 2020 betrigt der maximale Uberschuss 9,3 GW. Die fiir die Aufnahme ,iiberschiissiger
Strommengen erforderliche Leistung, die weniger als 10 Stunden des Jahres erforderlich ist,
betrdagt 7,7 GW in 2020 und steigt bis zum Jahr 2030 auf 10,6 GW an. Die fiir die Aufnahme
,iberschiissiger’ Strommengen erforderliche Leistung, die weniger als 50 Stunden des Jahre
erforderlich ist, betrdgt 1,6 GW in 2020 und steigt bis zum Jahr 2030 auf 8,1 Stunden an.3° Bis
zum Jahr 2030 steigt die zur Aufnahme der gesamten ,iiberschiissigen‘ Strommengen erforder-
liche Leistung auf insgesamt 34,7 GW an.“? Die durchschnittliche Auslastung der zur sinnvol-
len Nutzung von ,iiberschiissigen‘ Strommengen erforderlichen Leistung betrdgt ca. 8 Stunden
in 2020 und steigt bis zum Jahr 2030 auf ca. 105 Stunden pro Jahr an.

2.3.2 Bereitstellung von Systemdienstleistungen

Die Bereitstellung von Momentanreserve, Vorhaltung von Regelleistung, die Bereitstellung von
Blindleistung zur Spannungsstiitzung sowie von Kurzschlussleistung zur Systemstiitzung im
Fehlerfall erfolgt aktuell immer noch iiberwiegend durch konventionelle Kraftwerke sowie
Speicher- und Pumpspeicherkraftwerke. Damit konventionelle Kraftwerke diese Systemdienst-
leistungen bereitstellen konnen, miissen sie in der Regel mit dem Netz synchronisiert sein und
zumindest in Teillast betrieben werden.*! Wie die vorherigen Ausfiihrungen zur Entwicklung
der residualen Last gezeigt haben, werden die erneuerbaren Energien im Zeitverlauf bis 2030
in einer zunehmenden Anzahl von Stunden die Last — zumindest bei nationaler Betrachtung —
in Deutschland bereits vollstandig decken kénnen. In solchen Situationen wiirde sich tech-
nisch bedingte ,must run‘-Erzeugung von konventionellen Kraftwerken ergeben, wenn keine
Alternativen zur Erbringung der entsprechenden Systemdienstleistungen verfiighar waren bzw.
genutzt wiirden. In der Konsequenz wiirde sich eine (zusatzliche) Abregelung von EE-Anlagen
und somit eine unvollstandige Integration der EE in das Stromversorgungssystem ergeben,
sofern der erzeugte Strom nicht exportiert werden kann.

Zugleich wird sich der Bedarf bzw. die H6he der vorzuhaltenden Systemdienstleistungen mit
dem Ausbau der EE in der Tendenz erh6hen:

e Der Bedarf an Regelleistung wird beim heute in der Praxis eingesetzten Dimensionie-
rungsverfahren aufgrund des Ausbaus der Erneuerbaren Energien ceteris paribus zu-
nehmen.*2 Mehrere Studien*? zeigen, dass sich sowohl der Bedarf an Sekundarregel-
leistung als auch an Minutenreserve erhohen werden. Ursachlich fiir die Zunahme des
Bedarfs an Minutenreserve ist — auch bei einer Verbesserung der Prognosegiite fiir die
Einspeisung von FEE — eine zu erwartende Zunahme der absoluten Prognosefehler bei
steigender installierter Leistung der FEE. Andererseits fiihrt eine Erhohung der absolu-

39 Die 1,6 GW Leistung mit einer Auslastung unter 50 Stunden sind dabei lediglich in 11 Stunden erforderlich.

40 Die hier aufgezeigten, in Uberschusssituationen benétigten, Kapazitéiten basieren auf einer Durchschnittsbe-
trachtung iiber alle sechs Basisjahre. Die minimale benétigte Kapazitit zur Aufnahme von Uberschussmengen
betragt 4,6 GW in 2020 und 27,3 GW in 2030. Die maximal benétigte Kapazitat betragt 12,9 GW in 2020 und
40,9 GW in 2030.

41 So wird im Rahmen der ,,Studie zur Ermittlung der technischen Mindesterzeugung® eine ,must run‘-Erzeugung
von 8 bis 25 GW allein fiir die Regelung der Systembilanz ermittelt. Vgl. IAEW / Consentec / FGH (2012).

42 Fiir den Bedarf an Momentanreserve zeigt zum Beispiel die dena-Studie ,,Systemdienstleistungen 2030%, dass
eine Erhéhung der Bereitstellung nicht erforderlich ist. Siehe dena (2014a).

43 Vgl. z. B. dena (2014a), r2b (2014).

60




Strommarktdesign der Zukunft

ten Leistungsgradienten bei der Einspeisung von Windenergie und PV bzw. der absolu-
ten Gradienten der residualen Last ggf. zu einer Erhéhung des Bedarfs an Sekundarre-
gelleistung. Unabhéngig von einer moglichen Bedarfserh6hung an Sekundarregelleis-
tung miissen ausreichend flexible Erzeuger oder Verbraucher die planméfigen Ande-
rungen der Residuallast (Gradienten) ausgleichen kénnen. Neben zu erwartenden Ver-
besserungen der Prognosegiite sowie einer Starkung der Anreize bei Bilanzkreisver-
antwortlichen fiir Fahrplantreue** kann die Verwendung alternativer Verfahren bei der
Dimensionierung den Anstieg der durchschnittlich vorzuhaltenden Regelleistung und
der vorzuhaltenden Regelleistung in ,,kritischen® Situationen ggf. zusatzlich begren-
zen.*s

e Beim Blindleistungsbedarf zur statischen Spannungshaltung ist aufgrund zunehmen-
der Transportentfernungen und zunehmender Leistungstransite von einem Anstieg
auszugehen. Dieses gilt insbesondere fiir das auf Héchstspannungsebene bereitzustel-
lende Blindleistungsband. Auf Verteilnetzebene wird eine gezielte Regelung der Blind-
leistung und damit der Spannung bei zunehmender Einspeisung der EE in diese Netz-
ebenen erforderlich werden, um Verletzungen des zuldssigen Spannungsbandes zu
vermeiden und den Netzausbhaubedarf zu begrenzen.

e Bei der Bereitstellung von ausreichend Kurzschlussleistung zur dynamischen Span-
nungshaltung wird davon ausgegangen, dass sich die Bandbreite zwischen minimaler
und maximaler Kurzschlussleistung gegeniiber heute kaum veridndert. Anderungen in
relevantem Umfang konnen sich am einzelnen Netzknoten ergeben.“¢

Vor diesem Hintergrund bedarf es einerseits der Nutzung neuer technischer Lésungen, um
auch in Zukunft die fiir ein sicheres und stabiles Stromversorgungssystem erforderlichen Sys-
temdienstleistungen effizient und zuverladssig zu erbringen, und andererseits sollte die sog.
;must run‘-Erzeugung von konventionellen Kraftwerken verringert werden.

2.4 Zwischenfazit

Erneuerbare Energien werden in Zukunft einen erheblichen Anteil des jahrlichen Stromver-
brauchs decken. Die Erh6hung des Anteils fiihrt aufgrund der Abhéngigkeit der Einspeisung
der erneuerbaren Energien von meteorologischen Bedingungen (situationsabhingig) zu unter-
schiedlichen Anforderungen:

e Hohe Residuallast: In Zeiten mit hoher Stromnachfrage wird es Situationen geben, in
denen das Angebot aus EE-Anlagen gering ist: Entweder muss in solchen Stunden Ka-
pazitdt in Form von (gesicherter) Erzeugungsleistung von Kraftwerken oder Speichern
verfiighar sein oder einige Verbraucher miissen ihr verfiighares Lastmanagementpo-
tenzial nutzen, so dass sie in solchen Stunden ihren Strombezug reduzieren bzw. in
andere Stunden verlagern.

44 Vgl. hierzu Abschnitt O.
4 Vgl. hierzu Abschnitt 5.4.3.
46 Vgl. dena (2014a).
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e Niedrige Residuallast: In Zeiten mit geringer Stromnachfrage wird es Situationen ge-
ben, in denen das Angebot aus EE-Anlagen hoch ist: Entweder muss in solchen Stun-
den eine Abregelung eines Teils der Einspeisung der EE erfolgen oder Verbraucher
miissen ihren Strombezug in diese Stunden verlagern bzw. Speicher den ,iiberschiissi-
gen‘ Strom aufnehmen. Zugleich sollten Systemdienstleistungen, wie z. B. Regelleis-
tung und Blindleistung, ebenso wie der Warmebedarf, der durch KIWK-Anlagen gedeckt
wird, in solchen Stunden alternativ bereitgestellt werden, um sog. ,must run‘-
Erzeugung von konventionellen Kraftwerken zu vermeiden oder zumindest zu verrin-
gern.

e Hohe Gradienten der Residuallast und Prognosefehler: Die Gradienten der Residuallast
und die Hohe an vorzuhaltenden Systemdienstleistungen, insbesondere die notwendi-
ge Vorhaltung der Regelleistung, werden tendenziell zunehmen: Aufgrund der Abhan-
gigkeit eines erheblichen Anteils der EE-Anlagen von meteorologischen Bedingungen
ist nicht nur die tatsachliche Einspeisung volatil. Die Einspeisung kann sich zudem in
kurzer Zeit in erheblichem Umfang verdandern und auch kurzfristig nicht exakt prog-
nostiziert werden. Beides fiihrt dazu, dass ceteris paribus die notwendige Vorhaltung
von Regelleistung zum Ausgleich von Ungleichgewichten zwischen Einspeisungen in
und Entnahmen aus dem Netz in dem Maf3e erhoht werden muss, soweit dies nicht
durch Verbesserungen der Prognosegenauigkeiten ausgeglichen werden kann. Zudem
miissen ausreichend flexible Erzeuger oder Verbraucher die planmifigen Anderungen
der Residuallast (Gradienten) ausgleichen konnen.

Eine Flexibilisierung des Stromversorgungssystems wird bei dem avisierten Ausbau der erneu-
erbaren Energien an Bedeutung gewinnen. Der iiberwiegende Anteil der Stromerzeugung aus
erneuerbaren Energien stammt bereits heute aus Anlagen (insbesondere Windenergie- und PV-
Anlagen), deren jeweilige Erzeugung von meteorologischen Bedingungen abhédngt, und somit
unabhdngig vom Bedarf bzw. von den bisherigen Verbrauchsgewohnheiten der Kunden ist.
Eine effiziente und effektive Integration der Stromerzeugung dieser EE-Technologien erfordert
eine Flexibilisierung des konventionellen Kraftwerksparks, die Nutzung von Speichertechnolo-
gien, eine addquate Anpassung der Netzinfrastruktur und nicht zuletzt die Flexibilisierung des
Verbrauchsverhaltens. Hierbei werden mit der Zeit in einem zunehmenden Umfang Flexibili-
tatsoptionen erforderlich, die nur in sehr wenigen Stunden des Jahres oder ausschlief3lich zum
Ausgleich von Angebot und Nachfrage in Extremsituationen genutzt bzw. ben6tigt werden.

Detaillierte quantitative Betrachtungen der Auswirkungen des Ausbaus erneuerbarer Energien
fiir die Jahre 2015, 2020 und 2030 anhand von Analysen der sog. residualen Lastdauerlinie
(Last abzgl. Einspeisung von Windenergie- und der PV-Anlagen sowie Laufwasserkraftwerken)
bei nationaler Betrachtung, d. h. ohne die Beriicksichtigung der in der Realitdt bereits heute
verfiigharen iiberregionalen Ausgleichseffekte im europdischen Binnenmarkt (s.u.), liefern
erste Indikationen zu den zukiinftigen Anforderungen im Stromversorgungssystem:

e Der Bedarf an konventionellen Kraftwerken, die in der Grundlast betrieben werden,
nimmt im Zeitverlauf weiter ab. Die residuale Grundlast in Deutschland wird von aktu-
ell rund 40 GW bis 2030 auf etwa 20 GW weiter sinken. Der Bedarf an Leistung von
konventionellen Kraftwerken oder alternativen Optionen zur Deckung der residualen
Mittel- und Spitzenlast nimmt im Zeitverlauf hingegen sogar tendenziell zu. So erhéht
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sich der Leistungsbedarf in der residualen Mittellast und residualen Spitzenlast jeweils
von aktuell etwa 20 GW bis 2030 auf rund 30 GW.

e Der Ausbau erneuerbarer Energien fiihrt (bei nationaler Betrachtung) trotz erheblicher,
zu erwartender Erh6hungen der installierten Leistung von Windenergie- und PV-
Anlagen gegeniiber dem heutigen Niveau in Summe iiber alle Lastbereiche — residuale
Grund-, Mittel- und Spitzenlast — bei nationaler Betrachtung nur zu einer sehr geringen
Absenkung der benétigten gesicherten Erzeugungsleistung bzw. abschaltbaren Ver-
brauchsleistung, um in allen Situationen einen Ausgleich von Angebot und Nachfrage
am Strommarkt gewdhrleisten zu konnen. Ein erheblicher und im Zeitverlauf zuneh-
mender Anteil der erforderlichen gesicherten Leistung bzw. abschaltbaren Verbrauchs-
leistung wird dabei nur in sehr wenigen Stunden zum Ausgleich von Angebot und
Nachfrage am Strommarkt benétigt.

e Wihrend im Jahr 2015 (bei nationaler Betrachtung) keine Situationen mit einer negati-
ven residualen Last zu erwarten sind, d. h. Situationen in den die Einspeisung von
Windenergie- und der PV-Anlagen sowie Laufwasserkraftwerken die Last ohne markt-
getriebene Anpassungen der Verbraucher decken bzw. iiberdecken, ist (bei nationaler
Betrachtung) bereits im Jahr 2020 mit Uberschiissen in Héhe von bis zu 9 GW in ein-
zelnen Situationen zu rechnen. Bis zum Jahr 2030 steigt die maximale Uberschussleis-
tung (bei nationaler Betrachtung) auf bis zu 35 GW. Auch die fiir den Ausgleich von
Angebot und Nachfrage am Strommarkt erforderliche zuschaltbare Verbrauchsleistung
(oder abschaltbare EE-Leistung) wird dabei iiberwiegend nur in sehr wenigen Stunden
bendotigt.
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3 Technische Inflexibilitiat und Flexibilisierungsoptionen

Aus den Analysen der sich zukiinftig verandernden Anforderungen an das Stromversorgung-
system geht hervor, dass die im Zeitverlauf zunehmende volatile Einspeisung
dargebotsabhédngiger FEE eine Flexibilisierung des Stromversorgungsystems erforderlich ma-
chen wird. Aus diesem Grund untersuchen wir in diesem Abschnitt einerseits Ursachen fiir
technische Inflexibilitdten und andererseits Flexibilisierungsoptionen. Der Fokus der Untersu-
chungen zur Flexibilisierung des Stromversorgungsystems in dieser Studie umfasst sowohl
netz- und marktseitige Flexibilitat auf Basis von iiberregionalen Ausgleichseffekten im gemein-
samen europdischen Binnenmarkt fiir Strom als auch eine erzeugungs- und verbrauchseitige
Flexibilisierung.

e Zuden iiberregionalen Ausgleichseffekten im gemeinsamen europaischen Binnen-
markt fiir Strom haben wir eine umfassende Analyse der Potenziale der nutzbaren Aus-
gleichseffekte auf Basis der Entwicklung der residualen Last in Deutschland, seinen
Nachbarldndern und Italien bis 2030 durchgefiihrt (vgl. Abschnitt 3.1). Die eigentliche
Flexibilitatsoption fiir die Nutzung von iiberregionalen Ausgleichseffekten ist dabei ei-
ne ausreichend dimensionierte Netzinfrastruktur innerhalb des gemeinsamen europdi-
schen Strombinnenmarktes, die eine umféangliche Nutzung der Ausgleichseffekte er-
moglicht.

e Zur Flexibilisierung des Stromerzeugungssystems haben wir Untersuchungen zu den
folgenden technischen Flexibilisierungspotenzialen durchgefiihrt:

o Untersuchungen zu technischen Flexibilisierungspotenzialen
dargebotsunabhangiger Kraftwerke, die z.B. aus technischen Eigenschaften
konventioneller Kraftwerke oder aus der Vorhaltung und der Erbringung von
Regelleistung resultieren (vgl. Abschnitt 3.2.1).

o Untersuchungen zu technischen Flexibilisierungspotenzialen von KWK-
Anlagen, die aufgrund moglicher Restriktionen ggf. nicht flexibel betrieben
werden konnen (vgl. Abschnitt 3.2.2)

o Untersuchung des Flexibilisierungspotenzials einer aktiven Einbindung von
Netzersatzanlagen in die wettbewerblichen Stromgrof3handelsmarkte sowie die
Regelleistungsmarkte (vgl. Abschnitt 3.2.3)

e Untersuchungen zu Flexibilisierungspotenzialen seitens der Stromverbraucher (vgl.
Abschnitt 3.3)

Des Weiteren sind in Abschnitt 3.4 Moglichkeiten zur Nutzung von Stromspeichern zur Flexibi-
lisierung des Stromversorgungssystems dargestellt und in Abschnitt 3.5 werden Moglichkeiten
zur alternativen Bereitstellung von Systemdienstleistungen, wie z. B. die Bereitstellung von
Momentanreserve, Regelleistung, Blindleistung und Kurzschlussleistung auf Basis von Litera-
turrecherchen aufgezeigt.
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3.1 Uberregionale Ausgleichseffekte und europiische Netzinfra-
struktur

Mit zunehmender Grof3e eines Marktgebietes fiir Elektrizitét ergeben sich Ausgleichs- bzw. Sy-
nergieeffekte. Einerseits wird die Volatilitédt der Einspeisung fluktuierender erneuerbarer Ener-
gien (FEE), insbesondere Windenergie und PV, bei Betrachtung eines grof3eren Netz- respektive
Marktgebietes geglattet und Leistungskredite von dargebotsabhingigen EE erhdhen sich.47: 48
Andererseits ergeben sich Ausgleichseffekte aufgrund von Unterschieden in den Laststrukturen
und insbesondere beim zeitlichen Auftreten von Lastspitzen.“® Die Nutzungsmoglichkeit dieser
Synergieeffekte hangt mafigeblich von der Dimensionierung der Netzinfrastruktur ab.

Rahmenannahmen, Datengrundlage und Methodik

Die im Rahmen dieser Studie von uns durchgefiihrten Analysen zu Ausgleichseffekten fiir
Deutschland, seine Nachbarldnder und Italien (im Folgenden ,Europa 11°‘ genannt) haben wir
auf historischen Daten zur Last sowie zum Dargebot Erneuerbarer Energien basiert. Wir ver-
wenden sechs sog. Basisjahre und drei sog. Projektionsjahre. Die Basisjahre bilden dabei die
Wetterjahre (Windbedingungen, Temperaturen und Globalstrahlung)>° und die Lastjahre 2007
bis 2012 ah. Als Projektionsjahre verwenden wir die Jahre 2015, 2020 und 2030. Alle Auswer-
tungen fiir die Projektionsjahre, die wir im Rahmen dieser Analyse darstellen, basieren — sofern
nicht explizit abweichend angefiihrt — auf den Durchschnittswerten der Basisjahre.

Rahmenannahmen

Die Ableitung von zukiinftig zu erwartenden residualen Lasten fiir Deutschland, seine Nach-
barldnder und Italien erfordert Annahmen zum jahrlichen Stromverbrauch, zur installierten
Leistung von Windenergieanlagen On- und Offshore sowie zur installierten Leistung von PV-
Anlagen. Diese werden im Folgenden kurz dargestellt und basieren — abgesehen von den An-
nahmen fiir Deutschland — auf dem Referenzszenario der Studie ,EU Energy, Transport and
GHG Emissions — Trends to 2050°.51

Last

Die Modellierung der Entwicklung der jahrlichen Stromnachfrage basiert auf der historischen
Entwicklung des Stromverbrauchs. Der Stromverbrauch ist dabei abhédngig von unterschiedli-

47 Der Leistungskredit bezeichnet den Anteil der installierten Leistung aus Erzeugungsanlagen, die als gesichert
betrachtet werden kann. Diese nimmt bei einer regionalen Ausweitung aufgrund der ,Verstetigung* des Darge-
bots (durch iiberregionalen Ausgleich von regionalen Wetterbedingungen) bei FEE Anlagen zu.

48 Auch die Wahrscheinlichkeit eines zeitgleichen Ausfalls von konventionellen Kraftwerken in erheblichem Um-
fang, bezogen auf die installierte Erzeugungsleistung, nimmt mit der Grof3e des Marktgebiets bzw. der installier-
ten Erzeugungsleistung und Anlagenanzahl ab.

4 Dariiberhinaus ergeben sich Ausgleichseffekte bei ungeplanten Ausfillen von konventionellen Kraftwerken, die
inshesondere im Hinblick auf die Reduktion der erforderliche Erzeugungsleistung zum Ausgleich von Angebot
und Nachfrage am Strommarkt von Relevanz sind.

50 Im Rahmen der Auswertungen zu den Ausgleichseffekten in Europa 11 haben wir, aufgrund einer mangelnden
offentlich verfiigharen Datengrundlage zu langjdhrigen Einspeisestrukturen, die Laufwasserkraft nicht beriick-
sichtigt.

51 Vgl. EU-Kommission (2013).
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chen Einflussfaktoren, wie z. B. der konjunkturellen Lage oder den meteorologischen Bedin-
gungen. In Abbildung 3-1 sind einerseits die historische Entwicklung der Nachfrage und ande-
rerseits die unterstellte Entwicklung in den Projektionsjahren dargestellt.

Abbildung 3-1: Entwicklung des Stromverbrauchs Europa 11 fiir die Basis- und Projektions-
jahre
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Quelle: EU-Kommission (2013) — Reference Scenario.

Im Gegensatz zu der Annahme eines konstanten Stromverbrauchs in Deutschland bis 2030
(siehe Abschnitt 2.3.1) haben wir abweichende Annahmen fiir die Entwicklung des Stromver-
brauchs in Europa 11 unterstellt. Gemaf3 dieser Annahmen steigt der Stromverbrauch in Sum-
me in Europa 11 bis 2015 auf 2.031 TWh, bis 2020 auf 2.047 TWh und bis zum Jahr 2030 auf
2.175 TWh.>2

Erneuerbare Energien

Die installierte Leistung der dargebotsabhdngigen erneuerbaren Energien, Wind On- und
Offshore und Photovoltaik, ist im Wesentlichen determiniert durch nationale und europaische
Anteilsziele der Erneuerbaren Energien. In Abbildung 3-2 ist die Entwicklung der installierten
Leistung von Wind On- und Offshore und Photovoltaik fiir die einzelnen Lander in Europa 11 in
den Projektionsjahren 2015, 2020 und 2030 dargestellt.

52 Vgl. EU-Kommission (2013) — Reference Scenario und r2b (2014) Leitstudie Strommarkt AP 3.
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Abbildung 3-2: Entwicklung der installierten Leistung FEE in den Landern in Europa 11 fiir
die Projektionsjahre 2015, 2020 und 2030
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Quelle: EU-Kommission (2013) — Reference Scenario.

In allen betrachteten Landern findet aktuell und zukiinftig ein Ausbau der fluktuierend ein-
speisenden Erneuerbaren Energie statt. Allerdings schreitet der Ausbau der EE in Deutschland
am schnellsten voran. Der Anteil der Leistung der FEE in Europa 11, der in Deutschland instal-
liert ist, betrdagt in 2015 56 %, in 2020 50 % und sinkt bis zum Jahr 2030 auf 46 %.53 Die Ent-
wicklung der installierten Leistung der FEE in Europa 11 ist in Tabelle 3-1 dargestellt.

Tabelle 3-1: Entwicklung der installierten Leistung FEE Europa 11 fiir die Projektionsjah-
re 2015, 2020 und 2030

inst. Leistung [GW] 2015 2020 2030
o Wind Onshore 71 105 150
s Wind Offshore 6 17 37
g Photovoltaik 72 94 137
w FEE 147 214 320

53 Vgl. EU-Kommission (2013) — Reference Scenario und r2b (2014) Leitstudie Strommarkt AP 3.
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Quelle: EU-Kommission (2013) — Reference Scenario.

Datengrundlage und Methodik

Die Ableitung von zukiinftig zu erwartenden residualen Lasten fiir die einzelnen Lander in Eu-
ropa 11 erfordert, analog zum Vorgehen bei der Analyse der Residuallast fiir Deutschland, ne-
ben Annahmen zum jahrlichen Stromverbrauch, zur installierten Leistung von Windenergiean-
lagen On- und Offshore sowie zur installierten Leistung von PV-Anlagen fiir die Projektionsjah-
re weitere Annahmen, um die zukiinftigen Laststrukturen und die Einspeiseganglinien der FEE
generieren zu konnen.

Sowohl die Datengrundlage als auch die Methodik zur Generierung von Zeitreihen der Last und
der Erzeugung aus Windenergie On- und Offshore sowie PV sind analog zum Vorgehen bei der
Analyse der residualen Last in Deutschland.> Im Ergebnis liegen fiir die drei Projektionsjahre
2015, 2020 und 2030 jeweils sechs unterschiedliche Realisationen der stiindlichen Last, der
stiindlichen Erzeugung aus Windenergie On- und Offshore sowie PV-Anlagen in jedem Land
aus Europa 11 auf Basis der Wetter- bzw. Lastjahre 2007 bis 2012 vor.

Ergebnisse

Uberregionale Ausgleichseffekte bei den nationalen Lasten einerseits und andererseits bei den

nationalen Einspeisungen aus FEE bergen erhebliche Potenziale zur Verringerung der Anforde-
rungen an und Kosten fiir das heutige und zukiinftige Stromversorgungssystem gegeniiber na-

tional autarken Stromversorgungssystemen.

Aufgrund unterschiedlicher Verbrauchsstrukturen in den einzelnen Landern treten Aus-
gleichseffekte der Last innerhalb der Region Europa 11 auf. Solche Unterschiede in den Ver-
brauchsstrukturen sind auf verschiedene Ursachen zuriickzufiihren. Hierzu zdhlen beispiels-
weise:

e Unterschiedliche Lebensgewohnheiten in den Landern und Regionen, die das Nut-
zungsverhalten von elektrisch betriebenen Gerdten beeinflussen.

e Unterschiedliche Temperaturen und Tageslangen in den Landern und Regionen.

e Unterschiedliche Anforderung und Ausstattungen zur Regelung der Temperatur von
Wohn- und Arbeitsraumen.

Eine Analyse der Last zeigt auf, in welcher Hohe solche Ausgleichseffekte des Stromverbrauchs
— bei Abwesenheit von Netzrestriktionen zwischen den betrachteten Landern — auftreten.

In Abbildung 3-3 sind die die Schwankungsbreite und der Durchschnitt der Ausgleichseffekte
der Last, die zur Reduktion der Jahreshochstlast beitragen, iiber die Basisjahre aufgezeigt.

54 Vgl. Abschnitt 2.3.1.
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Abbildung 3-3: Ausgleichseffekte der Jahreshéchstlasten in Europa 11 in 2015, 2020 und
2030
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis ENTSO-E

Die in der Abbildung dargestellten Ausgleichseffekte beruhen auf einer Auswertung, in der die
Summe der individuellen Jahreshdchstlasten der tatsdachlich zeitgleich aufgetretenen Jahres-
hdochstlast gegeniiber gestellt wird. Die Jahreshéchstlast reduziert sich somit bei gemeinsamer
Betrachtung unter Beriicksichtigung der Zeitgleichheit um 6 bis 13,6 GW in Abhdngigkeit des
verwendeten Basisjahres gegeniiber einer national autarken Betrachtung der einzelnen Lan-
der.55

Auch bei der Einspeisung erneuerbare Energien ergeben sich Ausgleichseffekte bei der gemein-
samen Betrachtung eines grof3eren Netz- respektive Marktgebietes.>¢ Diese Ausgleichseffekte
sind darauf zuriickzufiihren, dass sich das Aufkommen von Wind und Globalstrahlung bei Be-
trachtung eines grofieren Gebietes bzw. einer grofieren regionalen Verteilung der FEE-Anlagen
verstetigt. In Abbildung 3-4 ist die gemeinsame spezifische Einspeisung von Windenergieanla-

55 Dadie Last im Zeitverlauf der Projektionsjahre nur geringfiigig zunimmt ergeben sich lediglich marginale Ver-
dnderungen in 2020 und 2030.

56 Dariiber hinaus nimmt auch die Wahrscheinlichkeit eines zeitgleichen Ausfalls von konventionellen Kraftwer-
ken in erheblichem Umfang, bezogen auf die installierte Erzeugungsleistung, mit der Grof3e des Marktgebiets
bzw. der installierten Erzeugungsleistung und Anlagenanzahl c. p. ab.
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gen On- und Offshore im Jahr 2030 einerseits in Deutschland und andererseits bei gemeinsa-
mer Betrachtung von Europa 11 dargestellt.57

Abbildung 3-4: Ausgleichseffekte Windenergie On- & Offshore in 2030
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis ENTSO-E

Insbesondere bei Windenergieanlagen verlduft die spezifische Einspeisung iiber die Stunden
eines Jahres bei gemeinsamer Betrachtung von Europa 11 deutlich flacher. Dies bedeutet, dass
sich die spezifische Einspeisung verstetigt. Vergleich man die spezifische Einspeisung der
Windenergie in Deutschland mit derjenigen von Europa 11, so betrédgt diese im Jahr 2030

e in 90 % der Stunden des Jahres in Deutschland ca. 5 % und in Europa 11 ca. 10 %, was
bezogen auf die in Europa installierte Leistung der Windenergie eine Erh6hung der ein-
speisenden Leistung um ca. 9 GW entspricht.

e in 99 % der Stunden des Jahres in Deutschland ca. 1,4 % und in Europa 11 ca. 4,5 %,
was bezogen auf die in Europa installierte Leistung der Windenergie eine Erhéhung der
einspeisenden Leistung um knapp 6 GW entspricht.

e im Maximum in Deutschland ca. 90 % und in Europa 11 ca. 83 %, was bezogen auf die
in Europa installierte Leistung der Windenergie eine Reduktion der maximal einspei-
senden Leistung um ca. 12 GW entspricht.

Bei der spezifischen Einspeisung aus PV-Anlagen tritt dieser Effekt in abgeschwdchter Form
auf, da PV-Anlagen ohnehin lediglich zwischen Sonnenaufgang- und Sonnenuntergang ein-
speisen (koénnen).

Aus den Ausgleichseffekten der Last und den Ausgleichseffekten der Einspeisung aus Erneuer-
baren Energien ergeben sich die gemeinsamen Ausgleichseffekt bei der residualen Last. Jedoch

57 Die spezifische Einspeisung bezeichnet den Quotienten aus Einspeisung und installierter Leistung.
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kann man die Ausgleichseffekte der Last und die Ausgleichseffekte bei der Einspeisung aus
FEE nicht addieren, da eine Beriicksichtigung der Zeitgleichheit erforderlich ist. Eine Analyse
der Ausgleichseffekte der residualen Last erfordert somit die zeitgleiche Saldierung von Last
und FEE-Einspeisung. Durch die absteigende Sortierung dieser saldierten residualen Last erge-
ben sich residuale Lastdauerlinien. Diese sind in Abbildung 3-5 fiir die Jahre 2015, 2020 und
2030 fiir Deutschland (linke Seite der Abbildung) und fiir Europa 11 (rechte Seite der Abbil-
dung) dargestellt.

Abbildung 3-5: Residuale Lastdauerlinien in 2015, 2020 und 2030 - Deutschland vs. Euro-
pall
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis ENTSO-E

Wahrend sich bei Betrachtung der residualen Lastdauerlinien fiir Deutschland ab dem Projek-
tionsjahr 2020 in einzelnen Stunden Uberschusssituationens8 ergeben, in denen die Einspei-
sung aus FEE die zu deckende Last iibersteigt, treten solche Uberschusssituationen bei Be-
trachtung der gemeinsamen residualen Lastdauerlinie fiir Europa 11 auch im Jahr 2030 (noch)
nicht auf. Dies ist einerseits auf die beschriebenen Ausgleichseffekte bei der Last und der Ein-
speisung aus FEE zuriickzufiihren. Andererseits betrdgt der Anteil der FEE Erzeugung am Net-
tojahresstromverbrauch inkl. Netzverlusten in Deutschland 21,2 % in 2015, 29,1 % in 2020
und 45,6 % in 2030, wiahrend dieser Anteil in Europa 11 lediglich 11,2 % in 2015, 18,1 % in
2020 und 28,4 % in 2030 betrdgt.>® Somit fiihren sowohl die Ausgleichseffekte innerhalb Eu-
ropa 11 als auch die geringeren FEE-Anteile in Europa 11 dazu, dass bei gemeinsamer Betrach-
tung keine Uberschusssituationen auftreten. Deutlich wird dies auch bei Betrachtung der nati-
onalen Uberschusssituationen. In Abbildung 3-6 sind die maximalen Uberschiisse, die dadurch
entstehen, dass die FEE-Einspeisung die Last {ibersteigt, differenziert nach den betrachteten

58 Aufgrund der Nicht-Beriicksichtigung von Laufwasser im Rahmen der Analyse der Ausgleichseffekte in Euro-
pa 11 fallen Ausmaf und Héufigkeit der Uberschiisse in Deutschland geringer aus als in den Analysen zur Ent-
wicklung der residualen Last in Deutschland in Abschnitt 2.3.1.2

59 Abweichungen gegeniiber den Angaben im Rahmen der Analyse der Residuallast in Deutschland in den fiir
Deutschland ausgewiesenen Anteilen der FEE ergeben sich auf Grund der Nicht-Beriicksichtigung von Wasser-
kraft in der Analyse der Ausgleichseffekte in Europa 11.
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Lindern, in denen iiberhaupt Uberschusssituationen auftreten, fiir die Jahre 2015, 2020 und
2030 dargestellt.

Abbildung 3-6: Maximale Uberschiisse nach Landern bei nationaler Betrachtung in Europa
11 fiir die Jahre 2015, 2020 und 2030
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis ENTSO-E

Wie in Abbildung 3-6 zu erkennen, wiirden bei einer Betrachtung unter der Annahme der ,na-
tionalen Autarkie’, bei der die jeweils tiefste residuale Last in den einzelnen Landern betrachtet
wird, auch in einigen anderen Lindern aus Europa 11 Uberschusssituationen auftreten. Die
maximalen Uberschiisse betragen in Summe ca. 0,7 GW in 2015, ca. 8,5 GW in 2020 und
knapp 43 GW in 2030. Die zugehérigen Energiemengen in Uberschusssituationen betragen

26 GWhin 2015, ca. 470 GWh in 2020 und ca. 4.182 GWh im Jahr 2030.

Neben den Ausgleichseffekten in Uberschusssituationen ergeben sich Ausgleichseffekte in
Knappheitssituationen bei Betrachtung von Europa 11. So reduziert sich die residuale Jahres-
hochstlast bei einer gemeinsamen Betrachtung unter Beriicksichtigung der Zeitgleichheit im
Vergleich zu einer Betrachtung von Europa 11 unter der Annahme ,nationaler Autarkie‘. In
Abbildung 3-7 sind die Ausgleichseffekte zur Reduktion der residualen Jahreshdchstlast in
Europa 11 fiir die Jahre 2015, 2020 und 2030 einerseits im Mittel iiber die sechs Basisjahre
und andererseits die minimalen und die maximalen Ausgleichseffekte der einzelnen Basisjahre
dargestellt.
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Abbildung 3-7: Ausgleichseffekte der residualen Jahreshdchstlast in Europa 11 fiir die Jahre
2015, 2020 und 2030
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis ENTSO-E

Die Reduktion der residualen Jahreshochstlast bei gemeinsamer Betrachtung der Region Euro-
pa 11 betrdgt im Mittel iiber alle sechs Basisjahre ca. 9 GW in 2015, ca. 13 GW in 2020 und ca.
22 GW in 2030, wihrend die minimalen Ausgleichseffekte, die in den einzelnen Basisjahren
auftreten, ca. 6 GW in 2015, ca. 9 GW in 2020 und ca. 14 GW in 2030 betragen.

Eine Analyse zur Zusammensetzung der residualen Last aus Grund-, Mittel- und Spitzenlast
erfolgt analog zu der entsprechenden Auswertung in Abschnitt 2.3.1 zur Analyse der Last und
der Residuallast in Deutschland. In Abbildung 3-8 sind die Anteile der Leistung aus Grund-,
Mittel- und Spitzenlast einerseits bei einer ,nationalen Betrachtung‘ (ohne die Nutzung von
Ausgleichseffekten) und andererseits bei einer gemeinsamen ,europdischen Betrachtung’ der
Region Europa 11 fiir die Jahre 2015, 2020 und 2030 dargestellt.
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Abbildung 3-8: Leistung in Grund-, Mittel- und Spitzenlast in Europa 11 fiir die Jahre 2015,
2020 und 2030 — nationale Betrachtung vs. europdische Betrachtung
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis ENTSO-E

Die Leistungsanteile an Spitzen- und Mittellast steigen im Zeitverlauf bis 2030 bei einer ge-
meinsamen ,europdischen Betrachtung‘ moderater an als bei ,nationaler Betrachtung‘. Der An-
teil an Grundlast ist hingegen bei ,europaischer Betrachtung‘ h6her als bei ,nationaler Betrach-
tung’.
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Abbildung 3-9: Erzeugung Grund-, Mittel- und Spitzenlast in Europa 11 fiir die Jahre 2015,
2020 und 2030 — nationale Betrachtung vs. europdische Betrachtung
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Quelle: Eigene Berechnungen auf Basis ENTSO-E

In Abbildung 3-9 sind die entsprechend zugehorigen Strommengen aus Grund-, Mittel- und
Spitzenlast dargestellt. Auch hier sind bei ,europdischer Betrachtung‘ der Region Europa 11 die
im Zeitverlauf steigenden Anteile an Spitzen- und Mittellast geringer als bei ,nationaler Be-
trachtung‘, wahrend der im Zeitverlauf sinkende Anteil an Grundlast in der ,europdischen Be-
trachtung hoher ist als bei ,nationaler Betrachtung®.

Um die in diesem Abschnitt dargestellten Ausgleichseffekte innerhalb der Region Europa 11
heute und im Zeitverlauf vollumfanglich nutzen zu kénnen, ist eine ausreichende Dimensionie-
rung und somit der Ausbau der europdischen Netzinfrastruktur eine zentrale Voraussetzung.
Bereits die bestehende Netzinfrastruktur erméglicht dabei, dass iiberregionale Ausgleichseffek-
te bereits heute in erheblichem Umfang genutzt werden kénnen. In Tabelle 3-2 sind die Kup-
pelkapazitaten (NTC — Net Transfer Capacity) zwischen Deutschland und seinen Nachbarldn-
dern heute, in 2020 und in 2030 dargestellt.
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Tabelle 3-2: NTC-Kapazitaten zwischen Deutschland und seinen Nachbarldndern heute,
in 2020 und in 2030
NTC-Kapazitaten in MW
2014 2020 2030
von von von
Nachbar- DE an Ausland DE an Ausland DE an Ausland
Ausland Ausland Ausland
land an DE an DE an DE
AT 4.200 3.800 4.200 3.800 6.625 6.625
BE - - 1.000 1.000 1.750 1.750
CH 1.500 4.000 1.500 4.000 5.600 5.650
Ccz 1.300 2.600 1.300 2.600 1.300 2.600
DK 2.550 3.100 3.700 3.700 3.700 3.700
FR 3.000 3.000 3.000 3.000 4.500 4.500
LU 2.300 2.300 2.300 2.300 2.300 2.300
NL 2.400 3.000 3.800 3.800 4.600 4.600
PL 1.200 1.200 2.000 3.000 2.750 3.000
Summe 18.450 23.000 22.800 27.200 33.125 34.725

Quelle: r2b (2014) AP 3 Leistudie Strommarkt.

Im deutschen Ubertragungsnetz bestehen somit bereits heute Exportkapazititen ins benach-
barte Ausland in Héhe von ca. 18,5 GW und Importkapazitdaten in Hohe von 23 GW, die bis
zum Jahr 2030 auf gut 33 GW bzw. knapp 35 GW ausgebaut werden sollen. Die Kuppelkapazi-
taten sind aufgrund der zentralen Lage Deutschlands innerhalb des europdischen Verbundnet-
zes sowie des vergleichsweise hohen Stromverbrauchs Deutschlands bereits heute und auch in
Zukunft verglichen mit den Kapazitdten zwischen den Nachbarlandern hoch. Auch zwischen
den Nachbarldndern Deutschlands bestehen bereits heute erhebliche Ubertragungskapaziti-
ten, die im Zeitverlauf noch weiter ausgebaut werden sollen. Die Kuppelkapazitdten zwischen
den Nachbarlandern heute, in 2020 und in 2030 sind in Tabelle 3-3 dargestellt

Tabelle 3-3: NTC-Kapazitdten zwischen den Nachbarldandern zzgl. Italien heute in 2020
und in 2030.
[and 2014 2020 2030
A, B A->B B->A A->B B->A A->B B->A
AT, CH 540 1.200 540 1.200 540 1.200
AT, CZ 600 1.000 600 1.000 600 1.000
AT, IT 220 285 220 285 1.750  2.270
CH, FR 1100 3200 | 1100  3.200 | 2.100  4.200
CH,IT 4240 1810 | 4240 1810 | 4240  1.810
Cz,PL 800 1.800 800 1.800 800 1.800
FR, BE 3.200 2200 | 3200 2200 | 3.200  2.200
FR, IT 2.850 1100 | 3900  1.500 | 3.900  1.500
NL, BE 2400 2400 | 2400  2.400 | 2.400  2.400
NL, DK - - 700 700 700 700

Quelle: r2b (2014): AP 3 der Leistudie Strommarkt.
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Somit bestehen auch zwischen den Nachbarlidndern bereits heute erhebliche Ubertragungska-
pazititen, die im Zeitverlauf weiter ausgebaut werden sollen.¢°

3.2 Erzeugungsseitige Flexibilitdtsoptionen

Neben iiberregionalen Ausgleichseffekten der Last und der Einspeisung von FEE bestehen auch
erzeugungsseitige Flexibilisierungspotenziale. In den folgenden Abschnitten zeigen wir einer-
seits technische Inflexibilitaten von konventionellen Kraftwerken und KWK-Anlagen auf und
stellen andererseits Moglichkeiten zur Flexibilisierung dieser dar. Dariiber hinaus zeigen wir
die Moglichkeit und eine Abschitzung des Potenzials einer aktiven Einbindung von Netzer-
satzanlagen in den Markt auf und geben einen Uberblick iiber die Eignung und Kosten des
Neubaus von Spitzenlastkraftwerken.é!

Vereinfachend wird bei Analysen des Strommarkts und des Stromversorgungssystems, wie z. B.
dem sog. ,merit order‘-Modell, haufig unterstellt, dass thermische Erzeugungsanlagen, wie
Dampfkraftwerke, Gasturbinen und GuD-Anlagen, in Situationen, in denen der erzielbare
Strompreis am Grof3handelsmarkt iiber ihren jeweiligen variablen Erzeugungskosten liegen,
mit ihrer verfiigbaren Leistung erzeugen. In Situationen, in denen der erzielbare Strompreis am
Grofhandelsmarkt unter den jeweiligen variablen Erzeugungskosten liegt, wird hingegen un-
terstellt, dass die Betreiber von Erzeugungsanlagen auf Stromerzeugung verzichten, da sie kei-
ne positiven Deckungsbeitrage erwirtschaften kénnen. In Abbildung 3-10 ist ein entsprechen-
der Einsatz einer Erzeugungsanlage dargestellt. Dabei wurde von einer Anlage mit variablen
Erzeugungskosten in Hohe von 30 € je MWhel und einer installierten Leistung von 500 MWel
ausgegangen.

60 Vgl. r2b (2014) AP 3 der Leitstudie Strommarkt.

61 Auf eine Darstellung der Flexibilisierungspotenziale bei der Bioenergie haben wir im Rahmen dieses Gutachtens
verzichtet, da hierzu eine Analyse des Forderregimes fiir Bioenergie notwendig wire, was nicht Gegenstand der
Untersuchungen ist. Fiir einen Uberblick vgl. z B. Fraunhofer IWES (2014).
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Abbildung 3-10: Einsatz eines thermischen Kraftwerks ohne Beriicksichtigung von techni-
schen und 6konomischen Restriktionen
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Quelle: Eigene Darstellung.

Wie die Abbildung zeigt, erzeugt die Anlage mit ihrer verfiigbaren Leistung in Stunden mit
Strompreisen am Grof3handelsmarkt iiber 30 € je MWhel und wird in Stunden mit einem Strom-
preis am Grof3handelsmarkt unter 30 € je MWhel abgeschaltet.

In Abhingigkeit der Fragestellung ist eine solche Vereinfachung ggf. eine geeignete Approxi-
mation der Entscheidungen von Kraftwerksbetreibern beim Einsatz ihrer Erzeugungsanlage. In
der realen Welt sind bei Einsatzentscheidungen von thermischen Kraftwerken jedoch zusatzli-
che Restriktionen, Kosten und Anforderungen zu beriicksichtigen, die zu technisch und / oder
O0konomisch bedingter Inflexibilitdt beim Einsatz von Kraftwerken fiihrt.

Inflexibilitat beim Einsatz von Erzeugungsanlagen definieren wir in diesem Kontext wie folgt
als:

e Erzeugung von thermischen Kraftwerken, deren variable Erzeugungskosten iiber dem
erzielbaren Marktpreis (Strompreis am GrofShandelsmarkt) in der jeweiligen Situation
liegen.

¢ Keine Erzeugung von thermischen Kraftwerken oder Erzeugung unterhalb ihrer maxi-
mal moglichen Erzeugung (verfiigbaren Leistung), deren variable Erzeugungskosten
unterhalb des erzielbaren Marktpreises (Strompreis am Gro3handelsmarkt) in der je-
weiligen Situation liegen.

Urséchlich fiir eine solche Betriebsweise sind technische Eigenschaften von thermischen
Kraftwerken oder zusatzliche Anforderungen aufgrund von weiteren Rahmenbedingungen an
die Betriebsweise der jeweiligen Erzeugungsanlage. Einerseits ist die Geschwindigkeit der An-
passung der Stromerzeugung von thermischen Kraftwerken beschrankt oder Anpassungen der

78




Strommarktdesign der Zukunft

Hohe der Stromerzeugung verursachen zusatzliche Kosten (insbesondere An- und Abfahrkos-
ten). Andererseits ergeben sich durch die gekoppelte Erzeugung von Strom und Warme in
KWK-Anlagen und / oder durch die Vermarktung von Regelleistung zusatzliche Erlosmé6glich-
keiten sowie Anforderungen an den Anlagenbetrieb, die die Flexibilitdt beim Einsatz von ther-
mischen Erzeugungsanlagen beschrdanken kénnen.

Im Rahmen dieses Unterkapitels werden wir potenzielle Inflexibilitdt konventioneller Kraft-
werke einschlief3lich KWK-Anlagen untersuchen und Méglichkeiten zu deren Flexibilisierung
aufzeigen. Dariiber hinaus werden ergidnzend die Ergebnisse einer Eignungs- und Potenzial-
analyse der Teilnahme netzsynchroner Netzersatzanlagen (auch Notstromaggregate genannt)
an den wetthewerblichen Strommaérkten dargestellt.

3.2.1 Konventionelle Kraftwerke

Konventionelle Kraftwerke weisen in Abhangigkeit von der Kraftwerkstechnologie sehr hetero-
gene technische Flexibilitdatseigenschaften auf. Einerseits ist die Flexibilitdt abhdngig vom Pri-
marenergietrdger und andererseits von der Anlagenauslegung bzw. der Anlagenkonfiguration.
So weisen beispielweise Kernkraftwerke und altere Braunkohlekraftwerke eine vergleichsweise
geringe technische Flexibilitdt auf, was auf lange An- und Abfahrzeiten, geringe Leistungsgra-
dienten, eine lange Mindeststillstandsdauer und eine hohe technische Mindestleistung zuriick-
zufiihren ist. Offene Gasturbinen und Motorkraftwerke hingegen weisen eine vergleichsweise
hohe technische Flexibilitat auf und konnen ihre Stromerzeugung kurzfristig stark variieren.

Neben technischen Eigenschaften konventioneller Kraftwerke, die die Flexibilitdt der Anlagen
bei der Stromerzeugung determinieren, zeigen wir auch Ursachen fiir Inflexibilitaten auf, die
nur im weiteren Sinne ,technisch bedingt sind, da sie beispielsweise auf die Notwendigkeit
einer bestimmten Betriebsweise bei der Bereitstellung von Systemdienstleistungen, wie z. B.
Regelleistung, zuriickzufiihren sind.

Dariiber hinaus wird aus den in Kapitel 2 identifizierten Anforderungen an das zukiinftige
Stromversorgungssystem eine Umstrukturierung der Zusammensetzung des konventionellen
Kraftwerksparks resultieren, um einen effizienten Ausgleich von Angebot und Nachfrage bei
hohen residualen Lasten (Knappheitssituationen) zu gewahrleisten.62 Grundlast-Kraftwerke
werden sukzessive an Bedeutung verlieren, wiahrend der Stellenwert von Spitzenlast-
Kraftwerken und Flexibilitatsoptionen zunehmen wird. Aufgrund sehr geringer Auslastungen
dieser Spitzenlastanlagen sind hierzu Anlagen mit geringen Investitionskosten bei untergeord-
neter Relevanz der variablen Erzeugungskosten geeignet.®3 Vor diesem Hintergrund haben wir
eine Untersuchung der Eignung und Kosten von Spitzenlastkraftwerken (Offene Gasturbinen
und Motorkraftwerke) durchgefiihrt, deren zentrale Ergebnisse ebenfalls in diesen Abschnitt
integriert werden.

62 Vgl. hierzu Abschnitt 4.1.3.
63 Vgl. Abschnitt 2.3.1.
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3.2.1.1 Potenzielle technische Inflexibilit:it

Wie flexibel ein konventionelles Kraftwerk eingesetzt werden kann, hangt von verschiedenen
Faktoren ab, die die Flexibilitdt von Erzeugungsanlagen determinieren:

e Dauer und Kosten von An- und Abfahrvorgangen

Leistungsgradienten

technische Mindestleistung

Teillastwirkungsgrad

Mindestbetriebs — und stillstandszeiten

Die folgenden Ausfiihrungen zu potenziellen Inflexibilitdten bei der Stromerzeugung aus kon-
ventionellen Kraftwerken sind schematisch. D. h. es erfolgt keine Differenzierung nach Anla-
gentypen oder eingesetztem Primadrenergietrager, weshalb die aufgezeigten Inflexibilitdaten
nicht fiir jedes konventionelle Kraftwerk in gleichem Umfang relevant sind. In Abhdngigkeit
des eingesetzten Primdrenergietragers, des Anlagentyps und der Anlagenkonfiguration kénnen
die beschriebenen Inflexibilititen mehr oder weniger stark ausgepragt sein und ggf. fiir be-
stimmte Anlagentypen nicht vollumfanglich zutreffen. Abhdngig von der Kraftwerkstechnolo-
gie und der Anlagenauslegung weisen Erzeugungsanlagen unterschiedliche technische Min-
destleistungen auf. Die technische Mindestleistung bezeichnet die minimale Leistungsabgabe,
bei der ein stabiler Betrieb der Erzeugungsanlage moglich ist. Im Folgenden wird schematisch
aufgezeigt, wie sich unterschiedliche technische Mindestleistungen auf die Flexibilitédt der Er-
zeugung konventioneller Kraftwerke auswirken und erldutert, wie Dauer und Kosten von An-
und Abfahrvorgiangen den Betrieb konventioneller Kraftwerke beeinflussen konnen.

In Abbildung 3-10 (Abschnitt 3.3) ist dargestellt, wie ein flexibler Anlageneinsatz auf Basis des
erzielbaren Marktpreises (Strompreise am Grof3handelsmarkt) erfolgt. Bei einer Abstraktion von
Inflexibilitaten erfolgt ein Anlageneinsatz immer dann, wenn der erzielbare Marktpreis ober-
halb der variablen Erzeugungskosten liegt.

Wenn hingegen Inflexibilitdten in Form von An- und Abfahrzeiten, An- und Abfahrkosten und
technischer Mindestleistung vorliegen, unterliegt der Anlageneinsatz verschiedenen Restrikti-
onen. Die Auswirkungen auf den Einsatz der Anlage sind in der folgenden Abbildung schema-
tisch dargestellt.
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Abbildung 3-11: Technische Inflexibilitat aufgrund technischer Mindestleistung
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Quelle: Eigene Darstellung.

An- und Abfahrkosten kénnen dazu fithren, dass die konventionelle Erzeugungsanlage ggf.
nicht abgeschaltet wird, wenn die variablen Erzeugungskosten unterhalb des erzielbaren
Marktpreises liegen. Vielmehr erzeugt die Anlage mit technischer Mindestleistung. Die Be-
triebsentscheidungen fiir die Erzeugung eines konventionellen Kraftwerkes erfolgen somit ei-
nerseits in Abhingigkeit des erzielbaren Marktpreises (Strompreis am GrofShandelsmarkt) und
andererseits in Abhdngigkeit von der Dauer und den Kosten von An- und Abfahrvorgangen und
der technischen Mindestleistung.t* Eine Erzeugungsanlage wird immer dann abgeschaltet,
wenn der erzielbare Marktpreis so weit unterhalb der variablen Erzeugungskosten liegt, dass
die durch den An- und Abfahrvorgang verursachten Kosten unterhalb der Kosten aus negativen
Deckungsbeitrdgen im Mindestleistungsbetrieb liegen. In Abbildung 3-11 liegen die Kosten des
An- und Abfahrvorgangs oberhalb der Kosten aus negativen Deckungsbeitrdgen bei Betrieb mit
Mindestleistung, weshalb die Anlage auf Mindestleistung betrieben wird, auch wenn die vari-
ablen Erzeugungskosten oberhalb des erzielbaren Markterloses liegen.

Die technische Mindestleistung konventioneller Kraftwerke in Verbindung mit hohen An- und
Abfahrkosten sowie Zeiten kénnen Inflexibilitaten der Stromerzeugung in den folgenden Situa-
tionen verursachen:

e In Situationen mit Strompreisen unterhalb der variablen Erzeugungskosten, in denen
keine positiven Deckungsbeitrdage erzielbar sind, wird die Erzeugungsanlage auf tech-
nischer Mindestleistung weiter betrieben, wenn die An- und Abfahrzeiten eine Ab-

¢4 Die Abhdngigkeit von Wirkungsgradverlusten eines Teillastbetriebs wird an dieser Stelle vereinfachend ver-
nachléssigt.
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schaltung einerseits aus technischer Sicht nicht zuldsst oder die An- und Abfahrkosten
eine Abschaltung aus 6konomischer Perspektive verhindern.

¢ In Situationen mit Strompreisen oberhalb der variablen Erzeugungskosten, in denen
positive Deckungsbeitrage erzielbar sind, wird die Erzeugungsanlage ggf. nicht hoch-
gefahren, wenn die An- und Abfahrzeiten ein Hochfahren der Anlage aus technischer
Sicht nicht zulassen oder hohe An- und Abfahrkosten ein Hochfahren aus 6konomi-
scher Perspektive verhindern.

Somit konnen technische Inflexibilitdten, wie Dauer und Kosten von An- und Abfahrvorgan-
gen, technische Mindestlasten oder auch Mindeststillstandsdauern, dazu fiihren, dass sowohl
in Knappheits- als auch in Uberschusssituationen Betriebsentscheidungen fiir konventionelle
Erzeugungsanlagen getroffen werden, die nicht zu einer Deckung hoher residualer Lasten bei-
tragen bzw. in Situationen mit niedriger oder zukiinftig ggf. negativer residualer Last nicht zu
einer Reduktion der Einspeisung beitragen.¢>

Wenn eine Anlage neben der Vermarktung an den Grof3handelsmarkten auch zur Bereitstel-
lung von Regelleistung vermarktet wird, bestehen zusitzliche Restriktionen beziiglich der Fle-
xibilitdt der Stromerzeugung. Um positive Regelleistung bereitstellen zu kénnen, muss die An-
lage jederzeit in der Lage sein, die Erzeugung in dem Zeitraum und dem Umfang, der fiir die
Erbringung der entsprechend bereitzustellenden Regelleistungsqualitdt erforderlich ist, zu er-
hohen. In Abbildung 3-12 sind schematisch die Restriktionen des Kraftwerkseinsatzes darge-
stellt, die mit der Bereitstellung positiver Regelleistung einhergehen.

65 Die Relevanz dieser Inflexibilititen in Knappheits- bzw. Uberschusssituationen ist jedoch in Abhéngigkeit des
Anlagentyps ggf. begrenzt, da solche Situationen in der Regel mit sehr hohen bzw. sehr niedrigen oder sogar
negativen Preisen einhergehen.
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Abbildung 3-12: Technische Inflexibilitdt aufgrund der Bereitstellung positiver Regelleistung
durch konventionelle Kraftwerke

) Strompreis
40 - Y AN

i S A A A

I
=

=

E 0 T T 1

2 50 V\’J Variable Zeit
e | Erzeugungskosten

-60 - . Positive
Nennleistung .
Regelleistungsvorhaltung

600 - ~. i
400 - 1 T 't i 1 ft f© 1 Technische

Mindestleistung

oo 2 ollg gllleg —

Quelle: Eigene Darstellung.

Im Wesentlichen fiihrt die Bereitstellung positiver Regelleistung zu zwei verschiedenen Aus-
pragungen von Inflexibilitét bei konventionellen Kraftwerken, die verhindern, dass die Erzeu-
gungsentscheidung allein auf Basis der Preissignale des Strommarktes erfolgt:

e In Situationen mit Strompreisen unterhalb der variablen Erzeugungskosten, in denen
keine positiven Deckungsbeitrage am Grofshandelsmarkt fiir Strom erzielbar sind, muss
die Erzeugungsanlage auf der zur Erbringung der kontrahierten Regelleistung entspre-
chend erforderlichen technischen Mindestleistung betrieben werden.

¢ In Situationen mit Strompreisen oberhalb der variablen Erzeugungskosten, in denen
positive Deckungsbeitrage am Grof3handelsmarkt fiir Strom erzielbar sind, kann die
Anlagen nicht auf Nennleistung betrieben werden, da fiir den Fall eines Abrufs kontra-
hierter positiver Regelleistung eine entsprechende Kapazitiat vorgehalten werden muss.

Somit kann eine konventionelle Erzeugungsanlage, die positive Regelleistung bereitstellt, so-
wohl in Uberschusssituationen, bei niedrigen oder negativen Strompreisen, als auch in Knapp-
heitssituationen, bei hohen Strompreisen, nicht in vollem Umfang entsprechend der Preissig-
nale des Grof3handelsmarktes betrieben werden.

Auch die Bereitstellung negativer Regelleistung aus konventionellen Erzeugungsanlagen birgt
potenzielle Inflexibilititen beim Betrieb der Anlage. Um negative Regelleistung bereitstellen zu
konnen, muss die Anlage jederzeit in der Lage sein, die Erzeugung in dem Zeitraum und dem
Umfang, der fiir die Erbringung der entsprechend bereitzustellenden Regelleistungsqualitat
erforderlich ist, zu reduzieren. In Abbildung 3-13 sind schematisch die Restriktionen des
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Kraftwerkseinsatzes dargestellt, die mit der Bereitstellung negativer Regelleistung einherge-
hen.

Abbildung 3-13: Technische Inflexibilitat aufgrund der Bereitstellung negativer Regelleistung
durch konventionelle Kraftwerke
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Im Wesentlichen ruft die Bereitstellung negativer Regelleistung Inflexibilitat konventioneller
Kraftwerke in Uberschusssituationen hervor, die verhindert, dass die Erzeugungsentscheidung
allein auf Basis der Preissignale des GrofShandelsmarktes erfolgt. So muss die Erzeugungsanla-
ge in Situationen mit Strompreisen unterhalb der variablen Erzeugungskosten, in denen keine
positiven Deckungsbeitrage am GrofShandelsmarkt fiir Strom erzielbar sind, auf einer zur Er-
bringung der negativen Regelleistung entsprechend erforderlichen Mindestleistung betrieben
werden. Diese liegt aufgrund der Notwendigkeit der weiteren Reduktion der Erzeugungsleis-
tung noch oberhalb der technischen Mindestleistung, weil bei Abruf der negativen Regelleis-
tung eine weitere Leistungsreduktion erforderlich ist

Somit kann eine konventionelle Erzeugungsanlage, die negative Regelleistung bereitstellt, ins-
besondere auch in Uberschusssituationen mit niedrigen oder negativen Strompreisen nicht
abgeschaltet oder auf technischer Mindestlast betrieben werden.

3.2.1.2 Technische Flexibilisierungsoptionen

Fiir die Flexibilisierung konventioneller Kraftwerke besteht eine Vielzahl unterschiedlicher
technischer Flexibilisierungsoptionen, die dazu beitragen kénnen, den Anforderungen in ei-
nem zukiinftigen Stromversorgungssystem besser gerecht zu werden. Diese Flexibilisierungs-

optionen lassen sich grundsatzlich in zwei verschiedene Kategorien einordnen:

e Mafinahmen, die zu einer Flexibilisierung von Bestandskraftwerken beitragen
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e Umbau des Kraftwerksparks auf Technologien mit hoherer Flexibilitét (siehe Abschnitt
3.2.1und 3.2.2)

Zur ersten Kategorie wird im Folgenden aufgezeigt, wie sich eine Verringerung technischer
Restriktionen einer flexiblen Stromerzeugung aufgrund von Dauer und Kosten von An- und
Abfahrvorgangen, technische Mindestleistung, technische Mindestleistung bei Regelleistungs-
bereitstellung und Mindeststillstandsdauern auf die mogliche Betriebsweise konventioneller
Kraftwerke auswirken kann.

Eine Reduktion der technischen Mindestleistung, der An- und Abfahrzeiten bzw. Kosten und
der Mindeststillstandsdauern ermoglicht einen flexibleren Betrieb konventioneller Kraftwerke.
Mogliche Auswirkungen einer Reduktion der technischen Mindestleistung auf die Flexibilitéit
konventioneller Kraftwerke sind in Abbildung 3-14 dargestellt.

Abbildung 3-14: Erh6hung der Flexibilitat durch geringere technische Mindestleistung
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In orange dargestellt ist die Betriebsweise eines konventionellen Kraftwerks ohne Reduktion
der technischen Mindestleistung (Vgl. auch Abbildung 3-11). Die rote Linie zeigt die mégliche
Betriebsweise bei Reduktion der technischen Mindestleistung auf. Diese fiihrt dazu, dass die
Anlage in Situationen mit Strompreisen unterhalb der variablen Erzeugungskosten, in denen
keine positiven Deckungsbeitrdge erzielbar sind, auf einer geringeren technischen Mindestleis-
tung weiter betrieben wird, da die An- und Abfahrzeiten (bzw. An- und Abfahrkosten) eine
vollstdndige Abschaltung aus technischer (bzw. 6konomischer) Sicht nicht zulassen.

Des Weiteren fiihrt eine Reduktion der Dauer und Kosten von An- und Abfahrvorgidngen dazu,

dass in Situationen mit Strompreisen unterhalb der variablen Erzeugungskosten eine flexiblere
Fahrweise konventioneller Kraftwerke méglich ist. So kann anstatt eines Betriebs der Anlage in
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technischer Mindestlast auch bei kiirzeren Perioden mit Strompreisen unterhalb der variablen
Erzeugungskosten eine vollstandige Abschaltung erfolgen.

Auch in Situationen mit hoher residualer Last in denen positive Deckungsbeitrage erzielbar
sind, fiihrt eine Reduktion der Dauer und Kosten von An- und Abfahrvorgidngen dazu, dass eine
Anlage flexibler betrieben werden kann. Geringere An- und Abfahrzeiten erméglichen einer-
seits das Hochfahren der Anlage aus technischer Sicht auch bei kiirzeren Perioden mit Preisen
oberhalb der variablen Kosten. Andererseits fithren geringere An- und Abfahrkosten dazu, dass
ein Hochfahren in Perioden mit Preisen oberhalb der variablen Erzeugungskosten aus 6kono-
mischer Perspektive eher erfolgt.

Konkrete Maf3inahmen, die zu einer Flexibilisierung von Bestandskraftwerken beitragen kon-
nen, werden in dieser Studie nicht analysiert. Es besteht eine Vielzahl méglicher technischer
Modifikationen oder Anpassungen der Auslegung von konventionellen Erzeugungsanlagen,
die die Flexibilitatseigenschaften der Anlagen verbessern konnen. Mogliche Mafinahmen be-
treffen nahezu alle Einzelkomponenten konventioneller Erzeugungsanlagen.t6

3.2.2 KWK-Anlagen

KWK-Anlagen wandeln Energie gleichzeitig in elektrische Energie und nutzbare Warme um
und erzielen durch diese kombinierte Erzeugung hohe Brennstoffausnutzungsgrade. Das Leis-
tungsspektrum von KWK-Anlagen erstreckt sich von wenigen Kilowatt, z. B. zur Warmeversor-
gung einzelner Gebaude, bis hin zu mehreren hundert Megawatt, die ausreichen, um ganze
Stdadte mit Nah- oder Fernwarme bzw. Industriegebiete mit Prozesswarme zu versorgen. Darii-
ber hinaus gibt es eine Vielzahl unterschiedlicher Anlagentypen und Anlagenkonfigurationen.

Im Jahr 2012 betrug die installierte Leistung von KWK-Anlagen ca. 30 GW, was einem Anteil
von ca. 25 % der installierten Leistung nicht dargebotsabhédngiger Erzeugungsanlagen ent-
spricht.®” Insgesamt betrug die Nettostromerzeugung in 2012 ca. 95 TWh, was einem Anteil
von etwa 16 % der gesamten Netto-Stromerzeugung in Deutschland entspricht. Fiir das Jahr
2020 wird im Koalitionsvertag der Bundesregierung ein Anteilsziel von 25 % KWK an der Net-
to-Stromerzeugung angestrebt, was ca. 150 TWh p. a. entspricht.t8 Die KWK-Stromerzeugung
in 2012 verteilt sich zu 54 % auf die allgemeine Versorgung, zu 30 % auf die industrielle
Kraftwirtschaft, zu knapp 12 % auf biogene Anlagen und zu ca. 5 % auf BHKW mit unter 1 MW
installierter Leistung. Erzeugt wurde der KWK-Strom zu ca. 41 % in Dampfturbinen, zu ca.

38 % in Gasturbinen und zu ca. 18 % in Motorkraftwerken.®?

Im Folgenden stellen wir zundchst mégliche technische Hemmnisse einer flexiblen Anpas-
sung der Stromerzeugung bei KIWK-Anlagen dar und zeigen anschlief3end technische Flexibi-

66 Fiir eine Ubersicht moglicher technischer Modifikationen zur Flexibilisierung konventioneller Kraftwerke vgl.
z. B. Gorner, K. (2014) oder Schiile, V. (2013).

67 Vgl. Okoinstitut (2014) und BNetzA (2014) Kraftwerksliste.

¢ Im Eckpunktepapier Strommarkt des BMWi konstatiert das BMWi, dass der Bezug zur gesamten Stromerzeu-
gung angesichts des Ausbaus erneuerbarer Energien nicht sinnvoll sei. Deshalb soll das KWK-Ziel im Rahmen
der anstehenden KWK-Novelle in Bezug zur Stromerzeugung aus thermischen Erzeugungsanlagen gesetzt wer-
den. Vgl. BMWi (2015a).

69 Vgl. Okoinstitut (2014).
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lisierungsoptionen auf. Darauf aufbauend analysieren wir potenzielle 6konomische Hemm-
nisse fiir die Nutzung der technischen Flexibilitdtsoptionen.

3.2.2.1 Potenzielle technische Inflexibilit:it

Die maf3gebliche Restriktion einer flexiblen Anpassung der Stromerzeugung, die sich an den
Preissignalen des Strommarkts orientiert, ist auf die erforderliche Warmebereitstellung aus
KWK-Anlagen zuriickzufiihren. Die Relevanz dieser Restriktion ist neben dem Anlagentyp und
der Anlagenauslegung abhangig von weiteren Rahmenbedingungen der KWK-Anlage, wie dem
Warmenetz und ggf. weiteren an dieses angeschlossene KWK-Anlagen, Spitzenlastkessel, ,po-
wer to heat‘-Technologien oder Warmespeichern. Von solchen Elementen der Anlagenperiphe-
rie abstrahieren wir in diesem Abschnitt, in dem zunéchst potenzielle technische Inflexibilitat
verschiedener Anlagentypen aufgezeigt werden. Bezogen auf den Anlagentyp bestehen hin-
sichtlich der Flexibilitdt der Stromerzeugung im Grundsatz drei verschiedene Grundkonzepte
fiir KWK-Anlagen. Im Rahmen der Analyse zur technischen Inflexibilitdt unterscheiden wir
zwischen flexiblen und inflexiblen KWK-Anlagen, die wie folgt definiert sind:7°

e Inflexible Anlagen sind KWK-Anlagen mit einem starren Verhiltnis von Warme- und
Stromerzeugung (Gegendruckturbinenanlagen mit / ohne vorgeschaltete Gasturbine)

e Flexible Anlagen sind:

o KWK-Anlagen mit einem variablen Verhiltnis von Warme und Stromerzeugung
mit Stromverlust im Falle einer Warmeauskopplung (Entnahmekondensations-,
Anzapfkondensations- und Entnahmegegendruckdampfturbinen jeweils
mit / ohne vorgeschaltete Gasturbine)

o KWK-Anlagen mit einem variablen Verhéltnis von Warme und Stromerzeugung
ohne Stromverlust im Falle einer Warmeauskopplung (reine Gasturbinenanla-
gen und Verbrennungsmotorenanlagen jeweils mit Abhitzenutzung und By-
pass)

Von den KWK-Anlagen der allgemeinen Versorgung, die mit ca. 10,9 GW installierter, elektri-
scher Leistung ca. 36 % der insgesamt installierten, elektrischen Leistung von KWK-Anlagen in
Deutschland ausmachen, weisen ca. 64 % ein flexibles und ca. 36 % ein starres Verhiltnis der
Strom- und Warmeerzeugung auf.”!

Mogliche Betriebsweisen von KWK-Anlagen werden demnach iiber den Anlagentyp determi-
niert. Bei einer inflexiblen KWK-Anlage, also einem starren Verhiltnis von Strom und Warme-
erzeugung, determiniert der Warmebedarf, wenn dieser nicht alternativ gedeckt werden kann,
die Stromerzeugung der Anlage. Die Betriebsweise einer solchen inflexiblen Anlage ist in Ab-
bildung 3-15 schematisch dargestellt.

70 Fiir eine detaillierte Darstellung der unterschiedlichen KWK-Anlagentechnologien vgl. z. B. AGFW (2011).
7t Vgl. Fraunhofer IFAM et al (2014).
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Abbildung 3-15: Technische Inflexibilitat von inflexiblen KWK-Anlagen
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Quelle: Eigene Darstellung.

Diese Anlage muss somit — unter der Annahme, dass der Warmebedarf nicht anderweitig ge-
deckt werden kann — rein warmegefiihrt betrieben werden. D. h. die Anlage erzeugt Strom und
Warme in einem starren Verhiltnis unabhingig davon, ob der Strompreis ober- oder unterhalb
der variablen Erzeugungskosten liegt. Hieraus resultieren zwei Effekte, die eine effiziente Integ-
ration der EE erschweren:72

e FEine inflexible KWK-Anlage erzeugt ggf. in Zeiten niedriger oder negativer Strompreise
Strom, selbst wenn dies mit negativen Deckungsbeitragen am Strommarkt einhergeht.

e FEine inflexible KWK-Anlage erzeugt ggf. auch in Perioden mit hohen Strompreisen kei-
nen Strom, wenn keine Moglichkeit zur Warmenutzung besteht, obwohl sie positive
Deckungsbeitrage am Strommarkt erzielen wiirde.

Somit kann eine inflexible und warmegefiihrte KIWK-Anlage aufgrund des starren Verhaltnisses
der Strom- und Warmeerzeugung nicht auf Preissignale des Strommarktes reagieren und damit
auch in Knappheits- oder Uberschusssituationen ggf. nicht entsprechend der Preissignale des
Grof3handelsmarktes fiir Strom betrieben werden. Man spricht hierbei hdufig auch von einer
warmegefiihrten KIWK-Anlage.

Auch bei flexiblen KWK-Anlagen, also Anlagen mit einem variablen Verhdltnis von Strom-
und Warmeerzeugung, ist zu beachten, dass dieses Verhdltnis ggf. nur in Grenzen variierbar
ist. So ist in flexiblen KWK-Anlagen zwar die Moglichkeit der Stromerzeugung ohne Warmeer-
zeugung gegeben. Zur Warmerzeugung in vollem Umfang ist jedoch eine Stromerzeugung mit
technischer Mindestlast erforderlich. Dariiber hinaus vermindert die Warmeerzeugung in
Entnahmekondensations-, Anzapfkondensations- und Entnahmegegendruckdampfturbinen
die mogliche Stromerzeugung (gemessen iiber die sog. Stromverlustkennziffer), wahrend bei
Gasturbinen und Motorkraftwerken mit Abhitzenutzung und Bypass eine Warmeentnahme
ohne Einschrankung der Stromerzeugung erfolgt. Abbildung 3-16 veranschaulicht schematisch
die Betriebsweise flexibler KWK-Anlagen.

72 Dariiber hinaus kann eine inflexible KWK-Anlage, die rein warmegefiihrt betrieben wird, ggf. keine Regelleis-
tung bereitstellen.
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Abbildung 3-16: Technische (In-)Flexibilitdt von flexiblen KWK-Anlagen
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Quelle: Eigene Darstellung.

Somit bestehen auch bei flexiblen Anlagen folgende technische Inflexibilitdten:

e Eine flexible KWK-Anlage erzeugt in Perioden mit geringen oder negativen Preisen
Strom mit technischer Mindestlast, selbst wenn dies mit negativen Deckungsbeitragen
am Strommarkt einhergeht, wenn der Warmebedarf durch die Anlage zu decken ist.

e FEine flexible KWK-Anlage kann — abgesehen von Anlagen mit Abhitzenutzung — auch
in Perioden mit hohen Strompreisen nur mit reduzierter Leistung Strom erzeugen
(Stromverlustkennziffer), wenn der Warmebedarf durch die Anlage zu decken ist.

Somit kann die Einsatzentscheidung fiir flexible KWK-Anlagen zumindest teilweise auf Basis
von Preissignalen des Stromgrof3handels erfolgen und solche Anlagen in Knappheits- und
Uberschusssituationen grundsitzlich ,systemdienlich‘ betrieben werden, auch wenn aufgrund
des zu deckenden Warmebedarfs in Knappheitssituationen ggf. nicht die volle Leistung zur
Stromerzeugung genutzt werden kann und in Uberschusssituationen ggf. ein Betrieb auf tech-
nischer Mindestleistung erforderlich ist.

3.2.2.2 Technische Flexibilisierungsoptionen
Im vorherigen Abschnitt haben wir von ergdnzenden Elementen von KWK-Anlagen in der An-
lagenperipherie abstrahiert. Solche erganzenden Elemente fiir die Flexibilisierung von KWK-
Anlagen, die bereits heute zum Einsatz kommen, sind insbesondere:

e Spitzenlast- bzw. Reservekessel,

e ,power to heat‘ (PtH) und

e Warmespeicher.
Spitzenlastkessel ermoglichen die Bereitstellung von Warme in mit fossilen Brennstoffen be-
feuerten Brennern unabhdngig vom Betrieb der KWK-Anlage. Sie kommen bereits heute viel-

fach zum Einsatz und gewdhrleisten beispielsweise die Deckung des Warmebedarfes bei Revi-
sionen oder ungeplanten Ausfdllen der KWK-Anlage. Die Kosten fiir einen Spitzelastkessel lie-
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gen ja nach Anlagengrofie zwischen 50 und 170 € je kW und der Wirkungsgrad von Spitzen-
lastkesseln liegt bei ca. 96 %.73:74

PtH-Anlagen ermoglichen die Bereitstellung von Warme mittels der Umwandlung von elektri-
scher Energie in Warmeenergie. PtH wird im Rahmen dieses Gutachtens als ein bivalen-

tes / hybrides System betrachtet, d. h. als eine Ergdnzung zu einer KWK-Anlage. So ist gewédhr-
leistet, dass die Warmenachfrage immer unabhdngig von der Hohe der residualen Last und
damit dem Strompreis mittels der KIWK-Anlage gedeckt werden kann und die Spitzenlast im
Stromversorgungssystem durch PtH nicht ansteigt. Dariiber hinaus behandeln wir ausschlief3-
lich Technologien im grofitechnischen Bereich.”> Fiir die Erzeugung von Wiarmeenergie mittels
PtH im grofdtechnischen Bereich kommen Elektrokessel oder Elektrodenheizkessel zum Ein-
satz.’¢ Sie konnen sowohl in Fernwarmenetzen als auch zur Erzeugung von industriellem Pro-
zessdampf eingesetzt werden. In Fernwirmenetzen sind bereits heute PtH-Anlagen in Deutsch-
land in Betrieb, diese werden aktuell iiberwiegend auf dem Regelleistungsmarkt zur Bereitstel-
lung von negativer Regelleistung vermarket. Die Kosten fiir einen Elektrodenheizkessel liegen
im Fernwarmebereich in einer Bandbreite von 100 bis 300 € je kW und im Industriebereich
zwischen 125 und 350 € je KW, wobei Skaleneffekte erzielbar sind. Der Wirkungsgrad von PtH-
Anlagen liegt bei ca. 99 %.77 Die Reaktionszeiten von PtH-Anlagen sind sehr kurz und erlauben
sowohl eine Teilnahme an den Minutenreserve- als auch Sekundarreservemarkten.

Warmespeicher erméglichen es, die in KWK-Anlagen erzeugte Warme zu speichern und zu ei-
nem spdteren Zeitpunkt zu nutzen. Als Warmespeicher kommen im Wesentlichen drucklose
Speicher und Druckspeicher zum Einsatz.”® In drucklosen Speichern betridgt die mégliche ma-
ximale Wassertemperatur zwischen 95 und 99 C, wahrend in Druckspeichern auch iiberhitztes
Wasser mit einer Temperatur von 120 bis 130°C gespeichert werden kann. Der Wirkungsgrad
von Warmespeichern betrdgt ca. 95 % in Abhdngigkeit von der Speicherdauer. Die Investiti-
onskosten pro verlagerbarer elektrischer Leistung liegen, fiir die Senkung der Stromerzeugung
bzw. Erh6hung der Stromnachfrage in Abhdngigkeit des Speichervolumens und der Gegeben-
heiten vor Ort in einer Bandbreite von 140 bis 350 € je kW.7?

Warmespeicher, Spitzenlastkessel und PtH-Anlagen kommen bereits heute in vielen Fernwar-
menetzen bzw. KWK-Anlagen zum Einsatz. Insbesondere die Kombination dieser technischen
Optionen zur Flexibilisierung von KWK-Anlagen erscheint geeignet fiir eine effiziente Integra-

3 Vgl. Eikmeier, B. / Gabriel, J. (2006), Analyse des nationalen Potenzials fiir den Einsatz hocheffizienter Kraft-
Warme-Kopplung.

74 Vgl. Eikmeier, B. / Gabriel, J. (2006).

75 Fiir Ausfiihrungen zum Einsatz von PtH im Bereich privater Haushalte vgl. z. B. Arrhenius (2013).

76 Elektrokessel bestehen aus einer Widerstandsheizung, die von Wasser umstromt wird (Prinzip ,Wasserkocher®)
und werden bis zu einer Leistungsgrofie von etwa 2 MW hergestellt. In Elektrodenheizkesseln werden Elektro-
denheizelemente von Wasser umstrémt. Sie werden bis zu einer Leistungsgrofie von etwa 50 MW hergestellt
und kénnen auch Prozessdampf mit einem Druck von 30 bar und Temperaturen von bis zu 230°C erzeugen. Vgl.
hierzu z. B. Gédbler, W. / Lechner, S. (2013) und Agora (2014).

77 Vgl. Agora (2014).

78 Es besteht noch eine Vielzahl weiterer Warmespeicher-Technologien, die im Rahmen dieses Berichtes jedoch
nicht ndher betrachtet werden. Fiir Ausfiihrungen zu den anderen Warmespeichertechnologien, wie z. B. Hoch-
temperaturspeichern vgl. z. B. Fraunhofer IFAM (2013) oder RWE (2014).

79 Vgl. Prognos (2011).
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tion der FEE.8° PtH-Anlagen, Spitzenlastkessel und Warmespeicher erméglichen bei KWK-
Anlagen und Fernwdrmenetzen, eine zeitliche Entkopplung der Warmenachfrage von den An-
forderungen des Stromversorgungssystems.8!

Spitzenlastkessel und die PtH-Technologie in Kombination mit einem Warmespeicher erm6g-
licht eine hohe Flexibilisierung von KWK-Anlagen. So kann eine KWK-Anlage, die mit PtH oder
einem Spitzenlastkessel und einem Warmespeicher ausgestattet ist, in den folgenden drei Situ-
ationen flexible Fahrweisen auf Basis der Preissignale des Strommarktes realisieren:

¢ Wenn die Residuallast und damit auch die Strompreise sehr niedrig oder negativ sind,
kann die PtH-Anlage, der Spitzenlastkessel oder der Warmespeicher bei abgeschalteter
oder auf Mindestlast betriebener KWK-Anlage den Warmebedarf decken oder die PtH-
Anlage den Warmespeicher fiillen.

e Wenn die Residuallast niedrig ist und der Strompreis unter den Erzeugungskosten der
KWK-Anlage liegt, kann die KWK-Anlage abgeschaltet oder auf Mindestlast betrieben
werden und der Spitzenlastkessel und / oder der Warmespeicher den Warmebedarf de-
cken.

e Sind die Residuallast und damit auch der Strompreis hoch, kann die eine flexible KWK-
Anlage mit der gesamten Leistung Strom bereitstellen und Spitzenlastkessel und / oder
Warmespeicher decken die Warmenachfrage. Eine inflexible KIWK-Anlage kann auf
Nennleistung betrieben werden und der Warmespeicher fungiert bei zu geringem
Warmebedarf als Warmesenke.

Neben der Moglichkeit einer flexibleren, an den Preissignalen des Strommarkts ausgerichteten
Fahrweise von KWK-Anlagen ergeben sich auch durch PtH-Anlagen, Warmespeicher und Spit-
zenlastkessel Verbesserungen bei der Bereitstellung von Systemdienstleistungen (insbesondere
Regelleistung). Wahrend PtH eine direkte Bereitstellung negativer Sekundér- und Minutenre-
serveleistung erméglicht, erh6hen Spitzenlastkessel und Warmespeicher die Freiheitsgrade bei
der Bereitstellung positiver und negativer Regelleistung aus KWK- Anlagen.

Die in Deutschland verfiigbaren Potenziale fiir Warmespeichern konnen im Fernwarmebereich
— bei Betrachtung von Anlagen gréf3er 10 MW — je nach Auslegung eine Erth6hung der elektri-
schen Leistung um 3,6 GW in Knappheitssituationen, eine Reduktion der elektrischen Leistung
um 6,7 GW in leichten Uberschusssituationen und einer Reduktion der elektrischen Leistung
von KWK-Anlagen in Kombination mit PtH-Anlagen von 18,3 GW in Situationen mit hohem
Uberschiissen erreichen.82 Die Reichweite von PtH und Spitzenlastkesseln ist abhingig vom
Warmebedarf bzw. von der Verfiigbarkeit von Warmespeichern und die Reichweite von War-

80 Von MafSnahmen zur Reduktion z. B. der technischen Mindestlast oder der An- und Abfahrzeiten wird an dieser
Stelle abstrahiert. Solche Mafinahmen werden im Abschnitt zur Flexibilisierung der konventionellen Kraftwerke
behandelt.

81 Dariiber hinaus besteht weiteres Flexibilisierungspotenzial insbesondere in den Sommermonaten iiber die Er-
schlieBung sog. Kdltesenken in Kombination mit Kraft-Warme-Kélte-Kopplung (Kilteerzeugung durch KWK-
Anlagen mit Absorptionskéltemaschinen). Dieser Aspekt wird im Rahmen dieses Kurzberichtes jedoch nicht
weiter beriicksichtigt

82 Vgl. Prognos (2011).
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mespeichern ist abhdngig von der gewahlten Speichertechnologie und der Auslegung der Spei-
cher.

3.2.2.3 Okonomische Hemmnisse der Flexibilisierung

Okonomische Inflexibilitit definieren wir in diesem Kontext, als 6konomische Hemmnisse der
Nutzung verfiigbarer technischer Flexibilitatsoptionen.3 Verfiighare technische Flexibilitats-
optionen fiir KWK-Anlagen sind, wie im vorherigen Unterabschnitt dargestellt, inshesondere
Spitzenlastkessel, Warmespeicher und ,power to heat*.

Spitzenlastkessel und PtH ermdglichen eine vollstandige Entkopplung der Warmebereitstel-
lung von der Stromerzeugung, wihrend Warmespeicher eine zeitlich durch die Gréf3e des Spei-
chers begrenzte Entkopplung der Warmebereitstellung von der Stromerzeugung erméglichen.

Fiir einen marktgetriebenen Einsatz dieser technischen Méglichkeiten zur Entkopplung der
Warmebereitstellung von der Stromerzeugung miissen die folgenden 6konomischen Voraus-
setzungen gegeben sein:84

e Mit fossilen Brennstoffen befeuerte Spitzenlastkessel bieten einerseits die Opportuni-
tdt, den Warmebedarf zu decken ohne dabei Strom zu produzieren und andererseits die
Opportunitat, Warme bereitzustellen und in der KWK-Anlage mit Nennleistung Strom
ZU erzeugen.s>

o Damit die Opportunitit der Warmebereitstellung ohne Stromproduktion in
Uberschusssituationen genutzt wird, muss der vermiedene negative Deckungs-
beitrag durch den Verkauf von Strom hoher sein als die variablen Kosten der
Warmebereitstellung mittels des Spitzenlastkessels.

o Damit die Opportunitit Warme bereitzustellen und in der KWK-Anlage in
Knappheitssituationen mit Nennleistung Strom zu erzeugen genutzt wird, muss
der zusitzliche Markterlos durch die zusatzlich erméglichte Stromerzeugung
hoher sein als die variablen Kosten der Warmebereitstellung mittels des Spit-
zenlastkessels.

e PtH bietet die Opportunitdat, Warme bereitzustellen ohne gleichzeitig Strom zu produ-
zieren. Damit diese Opportunitdt genutzt wird, muss der vermiedene negative De-
ckungsbeitrag aus der Erzeugung und dem Verkauf von Strom hoher sein als die vari-
ablen Kosten der Warmebereitstellung mittels PtH.

83 Die Analyse der 6konomischen Hemmnisse zur Nutzung verfiigbarer Flexibilitdtsoptionen, behandelt nicht die
im Abschnitt ,Technische Inflexibilitdten‘ dargestellten Flexibilitdtseigenschaften unterschiedlicher Anlagenty-
pen.

84 Im Rahmen der Analyse der 6konomischen Anforderungen wird von verzerrenden Wirkungen des regulatori-
schen Rahmens abstrahiert. Diese werden in Abschnitt 5 behandelt.

85 Die zweite Opportunitat bei einer Bereitstellung der Warme mittels eines Spitzenlastkessels bereitzustellen und
mit Nennleistung Strom zu erzeugen trifft nicht auf Anlagen mit Abhitzenutzung zu.
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e Waiarmespeicher bieten einerseits die Opportunitat, zeitlich begrenzt Warme bereitzu-
stellen ohne dabei Strom zu erzeugen und andererseits die Opportunitat, zeitlich be-
grenzt Strom in auch inflexiblen8® KWK-Anlagen zu erzeugen, ohne einen entspre-
chenden Warmebedarf decken zu miissen.

o Damit die Opportunitit der Warmebereitstellung ohne Stromproduktion in
Uberschusssituationen genutzt wird, muss der vermiedene negative Deckungs-
beitrag aus dem Verkauf von Strom hoher sein, als die durch Wirkungsgradver-
luste des Speichers verursachten Kosten der Speicherung.

o Damit die Opportunitat der Stromerzeugung in inflexiblen KWK-Anlagen ohne
zu deckenden Warmebedarf in Knappheitssituationen genutzt wird, miissen die
Erlose aus dem Verkauf von Strom hoher sein, als die durch Wirkungsgradver-
luste des Speichers verursachten Kosten der Speicherung.

Diese 6konomischen Voraussetzungen zur Nutzung technischer Flexibilitatsoptionen erfordern
somit einerseits, dass der Strompreis in Knappheitssituationen so hoch ist, dass die Opportuni-
tatskosten der Warmebereitstellung mindestens kompensiert werden und andererseits, dass
der Strompreis in Uberschusssituationen so niedrig ist, dass die Opportunititskosten der alter-
nativen Warmebereitstellung mindestens kompensiert werden.

3.2.3 Aktive Einbindung von Netzersatzanlagen in den Markt

Die Stromversorgung wird gegeniiber (lokalen) Netzausfillen in vielen Bereichen und Sekto-
ren, in denen eine Unterbrechung der Stromversorgung erhebliche materielle oder immaterielle
Folgen haben kann, zusatzlich abgesichert. In einigen Bereichen, z. B. in Krankenhdusern, ist
eine Notstromversorgung obligatorisch, andere Netznutzer sichern ihre Stromversorgung aus
wirtschaftlichen Erwdgungen ab. Haufig erfolgt eine solche Absicherung iiber Netzersatzanla-
gen (NEA) ggf. ergdnzt durch sog. USV-Systeme.8” Netzersatzanlagen bestehen iiblicherweise
aus einer Verbrennungskraftmaschine (Motor) und einem Generator. Der Motor kann dabei mit
unterschiedlichen Brennstoffen, wie leichtem Heiz6l bzw. Diesel oder Erdgas betrieben werden.
Je nach Anwendungsfall unterscheiden sich NEA sowohl hinsichtlich der jeweiligen installier-
ten Leistung sowie der Konfiguration der Anlage und der Anlagenperipherie erheblich. Gemaf3
Gesprdachen mit Betreibern virtueller Kraftwerke weisen einzelne NEA, die bereits im Markt fiir
positive Minutenreserveleistung genutzt werden, typischerweise Leistungen zwischen 300 kW
und 2.500 kW auf.

Folgende Bereiche und Sektoren, in denen Netzersatzanlagen zum Einsatz kommen, konnen
(ohne Anspruch auf Vollstandigkeit) als relevant im Rahmen einer Analyse der verfiigharen
Leistung eingeordnet werden:

86 Inflexible KWK-Anlagen sind Anlagen mit starrem Verhéltnis der Erzeugung von Strom und Warme.

87 JSV-Systeme (Unterbrechungsfreie Stromversorgung) sind Systeme, die ein Objekt mit Strom versorgen, bis
nach einem Ausfall der allgemeinen Versorgung die Versorgung {iber das Notstromaggregat erfolgt. Diese kon-
nen dynamischer Art (in Form eines Schwungrades) oder statischer Art (in Form von Akkumulatoren) sein.
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. Bahn . Offentliche Einrichtungen
J Banken J Rechenzentren

. Flughafen . Regierungsgebaude

J Hotels J Sendeanstalten

. Hochhauser . Sportstatten

o Industrie o Telekommunikationsbranche
J Kaufhduser J Tunnel und Straf3en

) (Kern-)Kraftwerke ) Verlagshauser

. Krankenhauser . Versicherungen

J Kultur und Messe J Wasser- und Klarwerke

. Mastbetriebe J Wohngebdude

. Militar, Polizei und Justiz

Bislang erfolgt keine systematische bzw. zentrale Erfassung von NEA in Deutschland, obgleich
grundsatzlich eine Meldepflicht fiir Betreiber bei der Inbetriebnahme von netzparallelbetriebs-
fahigen NEA an den jeweiligen Anschlussnetzbetreiber besteht.

Im Rahmen einer Literaturrecherche von veroffentlichten Analysen zeigt sich, dass bei Ab-
schitzungen der verfiigharen Leistung von Netzersatzanlagen grof3ere Bandbreiten gegeben
sind. So wird das Potenzial im Rahmen einer Studie fiir den Bundesverband Erneuerbarer
Energien auf ca. 5.000 bis 8.000 MW abgeschatzt. RWE schitzt das verfiighare Potenzial auf
bis zu 10.000 MW ab. Dabei handelt es sich bei ca. 7.000 MW (in 2020) um Anlagen mit einer
installierten Leistung von mehr als 300 kW. In einer Verdffentlichung des Umweltbundesamtes
wird das verfiighare Potenzial auf mehr als 20.000 MW beziffert.® Eine Studie des Instituts fiir
Warme und Oeltechnik beziffert die Anzahl in Deutschland installierter NEA in ausgewahlten
Bereichen auf ca. 9.130 Stiick.?

Zur Plausibilisierung der in der Literatur verfiigharen Angaben zum vorhandenen Potenzial von
NEA haben wir im Rahmen dieses Projektes?® eine Abschatzung des verfiigharen Potenzials in
einigen Bereichen / Sektoren, in denen NEA zur Absicherung von Verbrauchern eingesetzt
werden, vorgenommen. Zu diesem Zweck haben wir Stichproben fiir viele in obiger Auflistung
aufgefiihrten Bereiche / Sektoren erhoben. Fiir einige Bereiche / Sektoren waren zudem ent-
sprechende Strukturdaten verfiigbar, die eine Hochrechnung der erhobenen Stichproben zu
einer Vollerhebung ermo6glichten. Dies sind die Bereiche / Sektoren: Krankenhiuser®, Kliran-

88 Vgl. BET et al. (2013), RWE (2011) und UBA (2011).
8 Vgl.IWO (2014).
9  Vgl. auch r2b (2014) AP 3 der Leitstudie Strommarkt.

91 Beispielsweise haben wir im Rahmen der Abschétzung des vorhandenen Potenzials von Netzersatzanlagen in
deutschen Krankenhdusern fiir eine reprdsentative Gruppe von Krankenhdusern unterschiedlicher Gréf3enklas-
sen (Bettenanzahl nach Statistischem Bundesamt) die jeweils installierte Leistung der Netzersatzanlage(n) re-
cherchiert. Uber die Bettenanzahl des jeweiligen Krankenhauses konnte die installierte Leistung je Bett und
Grofenklasse ermittelt werden. Diese konnte dann wiederum tiber die Bettenanzahl in den unterschiedlichen
Grofenklassen der vom Statistischen Bundesamt vertffentlichten Reihe zu den Strukturdaten deutscher Kran-
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lagen, Wasserversorgungsbetriebe, Rechenzentren®?, Hotels und Universititen. Fiir andere
Bereiche war es mangels entsprechender Strukturdaten wiederum nicht méglich die Stichpro-
ben hochzurechnen, weshalb fiir diese Bereiche / Sektoren lediglich Teilerhebungen durchge-
fiihrt werden konnten. Solche Teilerhebungen haben wir fiir die Bereiche Einkaufszentren,
Sportstadien, Hochhauser, Veranstaltungshallen, Messen, Flughifen, Bahnhofe und Einzel-
handelsunternehmen durchgefiihrt. Die iibrigen in obiger Auflistung enthaltenen sowie ggf.
weitere nicht in obiger Auflistung enthaltenen Bereiche / Sektoren, in denen ebenfalls NEA zur
Absicherung gegeniiber Versorgungsunterbrechungen zum Einsatz kommen, konnten wir
mangels der Méglichkeit von Stichprobenerhebungen in der Abschatzung nicht beriicksichti-
gen.

Im Ergebnis haben wir in den untersuchten Bereichen / Sektoren ein Potenzial an installierter
Leistung von NEA von 3.760 bis 5.240 MW abgeschitzt. Dieses Potenzial stellt unserer Ein-
schatzung nach eine konservative Abschatzung der Untergrenze des tatsdchlichen Potenzials
dar, da einerseits einige Bereiche / Sektoren, in denen Netzersatzanlagen zum Einsatz kom-
men, nicht beriicksichtigt wurden und fiir andere Bereiche lediglich Teilerhebungen moéglich
waren. Vor diesem Hintergrund erscheint die Abschatzung aus vorherigen Analysen mit einer
in Summe installierte Leistung von stationdren NEA in der Grof3enordnung von 5.000 bis
10.000 MW in Deutschland plausibel.

Neben ihrer primdren Nutzung zur Absicherung der Stromversorgung des jeweiligen Verbrau-
chers gegeniiber lokalen Unterbrechungen der Stromversorgung aus dem Netz der allgemeinen
Versorgung, konnen NEA als eine von mehreren Optionen fiir Flexibilitat am Strommarkt ge-
nutzt werden und werden teilweise bereits heute fiir zusatzliche Zwecke eingesetzt. Einerseits
setzen einige Verbraucher NEA gezielt zur Verringerung der individuellen Strombezugsspitze
aus dem Netz der allgemeinen Versorgung ein, um die Leistungspreiskomponente der von ih-
nen zu zahlenden Netznutzungsentgelte zu reduzieren. Andererseits haben sich in den letzten
Jahren Dienstleistungsunternehmen etabliert, mit deren Hilfe Betreiber von NEA auf dem Markt
fiir positive Minutenreserve ihre verfiigbare Leistung vermarkten und Erlose erwirtschaften
konnen.®3

Fiir den Einsatz am Regelleistungsmarkt und die Vermarktung von NEA in Situationen mit
Preisspitzen am ,day ahead‘- und ,intraday‘-Markt ist die technische Moglichkeit und Zulassig-
keit eines netzparallelen Betriebs in der Regel als eine zentrale Voraussetzung anzusehen. Ge-
sprache mit Vermarktern von Netzersatzanlagen haben aber auch ergeben, dass beim Aufbau
von sog. Minutenreservepools im Rahmen der Vermarktung von NEA am Regelleistungsmarkt
Ertiichtigungen fiir einen Netzparallelbetrieb bei einigen Anlagen erforderlich waren. Fiir eine
solche Ertiichtigung sind in der Vergangenheit, abhdngig von Alter und Typ der Anlage sowie
der Konzeption des Netz- und Generatorschutzes, gemaf3 Angaben von Vermarktern bei mo-

kenhduser, ndherungsweise auf die in Deutschland insgesamt in Krankenhdusern installierte Leistung hochge-
rechnet werden.

92 Im Rahmen der Hochrechnung zur Abschdtzung der installierten Leistung von NEA in Rechenzentren, haben
wir ein mittleres Potenzial in Hohe von ca. 625 MW ermittelt. Eine aktuelle Veroffentlichung zu Rechenzentren
in Deutschland gibt eine insgesamt installierte NEA-Leistung in deutschen Rechenzentren von 600 MW an. Vgl.
Borderstep Institut (2014).

93 Beispielhaft konnen hier Dienstleister, wie die Next Kraftwerke GmbH, die SP Energycontrol GmbH, die Stadt-
werke Rosenheim, die Stadtwerke Miinchen oder die Mark-E AG, genannt werden.
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dernen NEA Kosten in einer Gré3enordnung von 3.000 bis 4.000 € je Anlage und bei dlteren
Anlagen Kosten von etwa 10.000 bis 15.000 € angefallen.*

Vor dem Hintergrund einer wachsenden Anzahl und in Summe zunehmender Leistung von
Erzeugungsanlagen mit geringer individueller Nennleistung, wie PV-, Windenergie- und Bio-
gasanlagen sowie BHKW, die in der Regel an die Nieder- oder Mittelspannungsebene ange-
schlossen werden, wurden die technischen Regelwerke fiir den Anschluss von Erzeugungsan-
lagen an diese Netzebenen in den letzten Jahren weiterentwickelt bzw. iiberarbeitet. Die An-
wendungsregel ,,VDE-AR-N 4105 ,,Erzeugungsanlagen am Niederspannungsnetz“ aus dem
Jahr 2011 und ,,Technische Richtlinie fiir den Anschluss und Parallelbetrieb von Erzeugungs-
anlagen am Mittelspannungsnetz“ des BDEW aus dem Jahr 2008 regeln, welchen Anforderun-
gen Erzeugungsanlagen aktuell geniigen miissen, wenn sie parallel am Netz der allgemeinen
Versorgung betrieben werden. In wie weit die sich ergebenden technischen Anforderungen der
beiden technischen Regelwerke die Nutzung zu alternativen Anwendungszwecken einschréan-
ken, kann auf Grundlage von verfiigbaren Informationen nicht endgiiltig abgeschitzt werden.
U. a. liegen keine ausreichenden Informationen vor, welcher Anteil der NEA an die Mittelspan-
nungsebene und an die Niederspannungsebene angeschlossen ist, in welchem Ausmaf} die in
den Regelwerken bestehenden Regelungen zum Bestandsschutz in Anspruch genommen wer-
den konnen und in welchem Umfang technische Nachriistungen erforderlich, moglich und
wirtschaftlich sind. Allerdings zeigen die Erfahrungen der o. g. Dienstleister, die NEA erfolg-
reich fiir die Bereitstellung von Minutenreserve vermarkten, dass eine aktive Einbindung von
NEA in die wettbewerblichen Strommarkte bereits erfolgt.

3.2.4 Neubau von Spitzenlastkraftwerken

Neben der ErschlieSung bereits vorhandener erzeugungsseitiger Flexibilitatsoptionen bzw. der
Flexibilisierung bestehender Erzeugungsanlagen stellt auch der Neubau von Erzeugungsanla-
gen eine Flexibilitdtsoption dar. Aufgrund aktuell bestehender Uberkapazitidten und der langen
technischen Lebensdauer sollten neue Kraftwerke insbesondere die zukiinftigen Anforderun-
gen an das Stromversorgungssystem erfiillen. Vor dem Hintergrund der in Abschnitt 2 analy-
sierten Anforderungen an das zukiinftige Stromversorgungssystem mit zukiinftig steigender
Bedeutung der Leistung aus Spitzenlastkraftwerken bei gleichzeitig abnehmenden Auslastun-
gen dieser Anlagen, sollten Kraftwerksneubauten niedrige Investitions- und fixe Betriebskosten
bei geringerer Relevanz der variablen Erzeugungskosten aufweisen.

Im Rahmen einer Recherche zu hochflexiblen Spitzenlastkraftwerken haben wir die Eignung
und Kosten von offenen Gasturbinen und Motorkraftwerken untersucht. Die technische Eig-
nung in Form kurzer Anfahrzeiten, hoher Leistungsgradienten und der hohen méglichen Start-
haufigkeiten sind sowohl bei Gasturbinen als auch bei Motorkraftwerken gegeben. Bei Motor-
kraftwerken liegen die Investitionskosten je nach Anlagengréfie und Recherchequelle®> zwi-
schen 280 und 450 € je kW und die jahrlichen fixen Betriebs- und Wartungskosten bei ca.

10 € je kWa. Im Rahmen der Recherche zu offenen Gasturbinen hat sich gezeigt, dass Gasturbi-

94 Beispielsweise sind moderne Anlagen, mit einer elektronischen Drehzahlregelung und einem sog. Cos-Phi Reg-
ler zur Blindleistungssteuerung, vergleichsweise einfach technisch fiir den Netzparallelbetrieb zu ertiichtigen.

9  Die Bandbreiten bei den Investitionskosten sind neben den unterschiedlichen Recherchequellen auch darauf
zuriickzufiihren, dass diese teilweise unterschiedliche Kostenkomponenten in die Betrachtung mit einbeziehen.
Die untere Angabe umfasst die Kosten einer schliisselfertigen Anlage, wahrend die obere Angabe auch weitere
Kosten des Eigentiimers umfasst.
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nen der schweren Bauart (Abgrenzung zu aeroderivativen Anlagen) die geringeren Investitions-
und fixen Betriebskosten aufweisen. Sie liegen je nach Anlagengréfie und Recherchequelle
zwischen 312 und 490 € je kW und die jahrlichen fixen Betriebs- und Wartungskosten betra-
gen 4 bis 16 € je kWa.

Dariiber hinaus sind Motorkraftwerke und offene Gasturbinen aufgrund ihrer technischen Ei-
genschaften geeignet Regelleistungsprodukte anzubieten und kénnen damit auch zur Deckung
eines steigenden Regelleistungsbedarfs bei einem zunehmenden Ausbau fluktuierend einspei-
sender Erneuerbarer Energien beitragen. Vorteilhaft gegeniiber anderen Kraftwerkstechnolo-
gien ist dabei, dass Motorkraftwerke und offene Gasturbinen aufgrund ihrer hohen Flexibilitat
aus dem Stillstand heraus positive Minutenreserve bereitstellen kénnen und somit zu einer
Reduktion eines ineffizienten ,must-run‘ zur Regelleistungsbereitstellung in Uberschusssituati-
onen bzw. bei niedrigen residualen Lasten beitragen konnen.

3.3 Lastmanagement / Verbraucher

Eine aktive Einbindung der Verbraucher in den Strommarkt durch die Nutzung von Lastmana-
gementpotenzialen (Demand Side Management — DSM) gewinnt u. a. aufgrund eines steigen-
den Anteils dargebotsabhingiger Einspeisung von Erneuerbaren Energien (EE), wie Windener-
gie und PV, an Relevanz. Sie erleichtert die Integration der Erneuerbaren Energien in das
Stromversorgungssystem, kann als Substitutionsméglichkeit fiir Stromspeicher genutzt werden
und den Bedarf an Reservekapazitdten auf Basis konventioneller Erzeugungsanlagen reduzie-
ren. In Zeiten mit hoher Einspeisung aus dargebotsabhdngigen EE-Technologien und geringer
Last konnen potenzielle Erzeugungsiiberschiisse dargebotsabhdngiger EE durch Erh6hungen
der Verbrauchslast effizient genutzt werden. In Zeiten mit geringer Einspeisung aus
dargebotsabhidngigen EE-Technologien und hoher Last kénnen Verbraucher ihre Nachfrage
reduzieren. Zugleich ist die aktive Einbindung der Verbraucher in den Strommarkt von erhebli-
cher Bedeutung fiir die effiziente Funktionsfahigkeit des aktuellen Marktdesigns und die Ak-
zeptanz von der Marktergebnisse. Eine Nutzung von Lastmanagementpotenzialen erméglicht
in Knappheitssituationen einen effizienten Ausgleich von Angebot und Nachfrage am Strom-
markt und dampft das Niveau von Preisspitzen am Strommarkt. Zugleich konnen eigene oder
kontrahierte Lastmanagementpotenziale von Marktakteuren als eine Option fiir eine individu-
elle Leistungsvorsorge genutzt werden.

3.3.1 Potenzielle technisch bedingte Inflexibilitidt auf der Nachfrageseite

Grundsatzlich kann auf einem Strommarkt, wie auf jedem anderen Markt, davon ausgegangen
werden, dass Verbraucher ceteris paribus ihren Verbrauch bei steigenden Preisen auf dem
Grof3handelsmarkt reduzieren und ihren Verbrauch bei sinkenden Preisen auf dem Grof3han-
delsmarkt erh6hen. Dieses ergibt sich aus einer Kosten-Nutzen-Abwédgung: Zusatzlicher Strom-
bezug erhoht einerseits den Nutzen der Verbraucher. Zugleich erhéhen sich andererseits die
Strombezugskosten der Verbraucher durch zusitzlichen Strombezug. Ubersteigt der zusétzli-
che Nutzen die zusitzlichen Strombezugskosten, erhéhen sie ihren Verbrauch. Ist der zusatzli-
che Nutzen geringer als die zusatzlichen Strombezugskosten, reduzieren sie ihren Verbrauch.
Im Aggregat iiber alle Verbraucher ergibt sich aus dieser Abhdngigkeit die Nachfragekurve auf
dem Groflhandelsmarkt fiir Strom. Diese aggregierte Nachfragekurve bildet die von den Ver-
brauchern gewiinschte Strombezugsmenge in Abhingigkeit des Strompreises am Markt ab und
aus ihrem Verlauf ergibt sich die sog. kurzfristige Preiselastizitdt der Nachfrage.
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Sowohl bei qualitativen als auch bei quantitativen Analysen zur Funktionsfahigkeit des
,Energy Only‘-Marktes wurde in der Vergangenheit hdufig unterstellt, dass diese Nachfragekur-
ve in der kurzen Frist weitgehend unabhéngig vom Preis am Strommarkt ist. D. h. es wird an-
genommen, dass eine kurzfristige Preiselastizitidt der Nachfrage nicht bzw. nur im zu vernach-
lassigen Umfang gegeben ist. Als wesentliche Ursache wird angefiihrt, dass der Strombezug
von Verbrauchern aufgrund einer fehlenden Leistungsmessung nicht auf Basis ihrer tatsachli-
chen Verbrauchsstrukturen und somit nicht mit den jeweiligen Preisen am Strommarkt abge-
rechnet werden kann. Verbraucher hitten in dieser Situation keine Anreize, auf kurzfristige
Preissignale des Marktes mit Verbrauchsanpassungen zu reagieren.

Fiir nicht leistungsgemessene Letztverbraucher trifft diese Annahme zu, da der genaue Zeit-
punkt, also die Stunde des Strombezugs nicht bekannt ist und dementsprechend auch nicht
preisvariabel abgerechnet werden kann. Insofern besteht fiir nicht leistungsgemessene Kunden
ein technisches Flexibilititshemmnis. Fiir leistungsgemessene Letztverbraucher hingegen be-
stehen keine grundsatzlichen technischen Flexibilitatshemmnisse ihren Strombezug gegen den
Grof3handelspreis zu optimieren.

Fiir die Teilnahme von Lastmanagement an den Regelleistungsmarkten bestehen hingegen
auch fiir leistungsgemessene Verbraucher ggf. technische Restriktionen fiir eine Flexibilisie-
rung der Verbrauchslast. Diese konnen beispielsweise in Mindest- und Héchstdauern von Last-
anpassungen, erforderlichen Vorlaufzeiten oder der Anpassungsgeschwindigkeit begriindet
liegen. So konnen beispielsweise lange Vorlaufzeiten das Problem mit sich bringen, dass nicht
sicher ist, dass ein entsprechendes Lastreduktions- oder Lasterh6hungspotenzial zum Zeit-
punkt des Regelleistungsabrufs tatsidchlich vorhanden ist oder die fiir die Erbringung von Rege-
leistung erforderlichen Mindestdauern der Bereitstellung ggf. nicht oder nicht mit entspre-
chend langer Vorlaufzeit als sicher angenommen werden kann.

3.3.2 Technische Flexibilisierungsoptionen

Der Strombezug von leistungsgemessenen Kunden aus dem Netz der allgemeinen Versorgung
in Deutschland im Jahr 2011 betrug 282 TWh.%6 Bei einem gesamten Strombezug (ohne Be-
riicksichtigung des Strombezugs von Pumpspeichern) in Héhe von 495 TWh®7 entspricht dieses
einem Anteil des leistungsgemessenen Strombezugs von etwa 57 %. Die technischen Voraus-
setzungen fiir eine aktive Einbindung des Verbrauchs in den Strommarkt sind somit in
Deutschland in einem erheblichen Umfang gegeben. Bei einer direkten Beschaffung des Stroms
auf dem Grof3handelsmarkt oder bei einer entsprechenden Ausgestaltung von vertraglichen
Modalitdaten mit Lieferanten haben Verbraucher mit Leistungsmessung somit grundsétzlich
Anreize auf die Preissignale des Strommarktes zu reagieren. Bereits heute nutzt ein grof3er Teil
dieser Verbraucher Lastmanagementpotenziale zur Verringerung ihrer Strombezugskosten
oder zur Erzielung von zusdtzlichen Erlosen:

¢ Lastreduktionen zur Verringerung der Netzentgelte: Zahlreiche leistungsgemesse-
ne Verbraucher nutzen bereits heute Flexibilitiaten bei ihrem Verbrauch, um individu-
elle Bezugsspitzen und somit die Leistungspreiskomponenten der Netznutzungsentgel-
te zu verringern. Im Rahmen der Netzentgeltsystematik werden leistungsgemessenen

9%  Vgl. BNetzA (2013).
97  Vgl. BNetzA (2013).
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Verbrauchern Entgelte fiir die Netznutzung in Rechnung gestellt, die einerseits von der
bezogenen Energie (multipliziert mit dem Arbeitspreis) aus dem Netz {iber einen Zeit-
raum und andererseits von ihrer individuellen Bezugsspitze (multipliziert mit dem
Leistungspreis) aus dem Netz in diesem Zeitraum abhéngen.

¢ Vermarktung von verbrauchsseitiger Flexibilitiat auf Regelleistungsmarkten: Ei-
nige Unternehmen — insbesondere der stromintensiven Industrie — vermarkten bereits
heute direkt oder iiber Dienstleister vorhandene Flexibilitdten beim Stromverbrauch
zur Erzielung von Erlosen an den Regelleistungsmarkten.

e Lastverschiebung zur Optimierung der Beschaffungskosten am Grof3handels-
markt fiir Strom: Ein Teil der Stromverbraucher — insbesondere aus dem Bereich der
stromintensiven Industrie — nutzen bereits heute Méglichkeiten der zeitlichen Ver-
schiebung ihres Strombezugs, um die Beschaffungskosten am Grof3handelsmarkt ge-
ring zu halten oder zusatzliche ErlGse zu erzielen. Sie verlagern Strombezug aus Zeiten
hoher Strompreise in Zeiten mit geringen Strompreisen oder verkaufen bei hohen Prei-
sen bereits im voraus auf Termin beschaffte Mengen an den Spotmarkten.

Diese Beispiele machen deutlich, dass bei entsprechenden wirtschaftlichen Anreizen auf den
Grofhandelsmarkten fiir Strom auch mit einer Reaktion der Verbraucher in Form von Lastre-
duktionen bei Preisspitzen und Lasterhéhung bei niedrigen oder negativen Preisen in einzel-
nen Situationen zu rechnen ist. Die notwendigen Voraussetzungen (z. B. Leistungsmessung,
aktive Uberwachung und Steuerungsmoglichkeiten des Verbrauchs) sind bei zahlreichen leis-
tungsgemessenen Verbrauchern bereits vorhanden, so dass Kosten der ErschliefSung nicht in
erheblichem Umfang anfallen. %8¢ Die Kosten des Lastverzichts weisen in Abhangigkeit des Ta-
tigkeitsbereiches der entsprechenden Unternehmen erhebliche Schwankungen auf und erstre-
cken sich iiber eine Bandbreite von ca. 300 € je MWh bis zu teilweise mehr als 25.000 € je
MWHh.%° Vor dem Hintergrund der in Abschnitt 2 identifizierten zukiinftig steigenden Bedeu-
tung der erforderlichen Leistung zur Deckung bzw. Reduktion der Spitzenlast bei gleichzeitig
abnehmenden Auslastungen dieser Kapazitédten (vgl. auch Abbildung 2-13), stellt Lastmana-
gement mit niedrigen Investitions- und fixen Betriebskosten und tendenziell hohen Abrufkos-
ten des Lastverzichts (variable Kosten) eine geeignete Flexibilitdtsoption dar.

Weitere technische Flexibilisierungsoptionen bestehen z. B. in einer Ausweitung des Anteils
leistungsgemessener Verbraucher. Dies ist bereits im dritten Binnenmarktpaket der Europdi-
schen Union vorgesehen, dass mit der Novelle des EnWG aus dem Jahr 2011 umgesetzt wurde.
So sollen bis zum Jahr 2020 mindestens 80 % der Verbraucher mit intelligenten Messsystemen
bzw. Zahlern ausgeriistet sein.1% Dariiber hinaus kann kiinftig eine Auslegung von Ver-
brauchsanlagen auf die Nutzung von Lastmanagementpotenzialen erfolgen, indem beispiels-
weise Einrichtungen zur Speicherung von Zwischen- oder Endprodukten errichtet werden oder
Verbrauchsanlagen ,iiberdimensioniert werden, um Lastmanagementpotenziale zu heben.

98 Dies sind Ergebnisse aus dem parallel laufenden UBA-Projekt ,,Strommarkt und Klimaschutz*, vgl. auch r2b
(2014) AP 3 der Leitstudie Strommarkt.

9 Dies sind Ergebnisse aus dem parallel laufenden UBA-Projekt ,,Kraftwerkspark und Klimaschutz 2030, vgl.
auch r2b (2014) AP 3 der Leitstudie Strommarkt.

100 Vgl. EU-Richtlinie 2009/72/EG.
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3.4 Nutzung von Stromspeichern zur Flexibilisierung des Strom-
versorgungssystems

Die Nutzung von Speichermdoglichkeiten fiir elektrische Energie hat gleichzeitig positive Aus-
wirkungen in Knappheits- und in Uberschusssituationen. Durch eine verbesserte Moglichkeit
der Speicherung von Strom kann dieser in Uberschusssituationen eingespeichert und in
Knappheitssituationen ausgespeichert werden. Obwohl elektrische Energie nicht direkt spei-
cherbar ist, existieren eine Vielzahl von Technologien, mit denen sich elektrische Energie spei-
chern lasst. Im Wesentlichen ist dies die Umwandlung von Strom in Lageenergie oder in kineti-
sche Energie sowie die elektrochemische Speicherung von Strom.

e Die Speicherung von Strom in Form von Lageenergie erfolgt bereits heute in grof3em
Umfang in Pumpspeichern (PSP).101 Dazu wird im Pumpbetrieb Wasser aus einem Un-
terbecken (meist ein See) oder einem Fluss auf ein héheres Niveau (in das sog. Oberbe-
cken bzw. den Speichersee) gepumpt. Bei Bedarf kann die Lageenergie des im Oberbe-
cken gespeicherten Wassers iiber Fallrohre eine Turbine antreiben und iiber den an die
Turbine gekoppelten Generator riickverstromt werden. PSP konnen mit sehr grof3en
Leistungen von mehreren tausend MW errichtet werden und je nach der Grof3e des
Oberbeckens und Dimensionierung der Turbine(n) als Stunden-, Tages- und Wochen-
speicher ausgelegt bzw. betrieben werden.102

e Die Speicherung von Strom in Form von kinetischer Energie erfolgt in sog. Schwung-
massenspeichern (auch Schwungradspeicher). Dazu wird ein Schwungrad mittels eines
Elektromotors in Rotation versetzt bzw. die Rotationsgeschwindigkeit erhdht. Das
Schwungrad ist dabei meist in einem Vakuum gelagert. Schwungmassenspeicher sind
eine ausgereifte Technologie, die seit vielen Jahrzehnten z. B. im Verkehrssektor zur
Bremskraftriickgewinnung in Schienenbahnen, in sog. USV-Systemen sowie im Aus-
land vereinzelt zur Leistungs-Frequenzregelung zum Einsatz kommt. Zur langerfristi-
gen Speicherung sind sie aufgrund der hohen Selbstentladung von 5 bis 15 % pro
Stunde nicht geeignet. Die Reaktionszeit beim Entladen ist sehr gering (ab 10 ms), die
Ausspeisedauer liegt je nach Anlagenauslegung im Sekunden- bzw. Minutenbereich
und die Reaktionszeit beim Laden liegt ebenfalls unter einer Sekunde.103.104

e Die elektrochemische Speicherung von Strom erfolgt in Batterien (i.e.S. Akkumulato-
ren). Diese sind elektrochemische Speichersysteme in denen sich elektrische Energie
tiber einen elektrisch / chemischen bzw. chemisch / elektrischen Wandler ein- und
ausspeichern ldsst. Bei herkommlichen Akkumulatoren stellen die Elektroden sowohl
den chemischen Speicher als auch den elektrochemischen Wandler dar. Hiervon zu un-
terscheiden sind die sog. ,Redox-Flow-Batterien‘, die iiber einen externen Speicher ver-
fiigen. Herkommliche Batterie-Technologien sind Blei-Sdaure-, Natrium-Schwefel- und

101 Aktuell (Stand Oktober 2014) betrigt die in Deutschland installierte bzw. an das deutsche Ubertragungsnetz
angeschlossene Pumpspeicherleistung ca. 9,2 GW. Vgl. BKartA / BNetzA (2014).

102 Hjervon abzugrenzen sind grof3e Speicherseen mit natiirlichem Zufluss (z. B. in den Alpenregionen oder in Nor-
wegen und Schweden), die als Saisonspeicher betrieben werden.

103 Vgl. Fuchs, G. et al. (2012).
104 Vgl. Fraunhofer ISI (2010).
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Lithium-Ionen-Batterien!%> sowie die Redox-Flow-Batterien mit externem Speicher.
Blei-Saure-Batterien sind eine ausgereifte Technologie. Sie gehdren zu den dltesten
Batterien und ist die am weitesten verbreitete Batterieart.1%¢ Sie werden z. B. zur Fre-
quenzregelung, zur Spitzenlastregelung, in Inselnetzen, zum Lastausgleich und in
USV-Systemen (unterbrechungsfreie Stromversorgung) verwendet. Ein Beispiel fiir eine
grofie Blei-Sdure-Batterie ist eine ab 1986 in West-Berlin von der BEWAG betriebene
Grof3batterie mit einer Leistung von 17 MW und einem Speichervolumen von

14,4 MWh unter Optimalbedingungen.107

3.5 Moglichkeiten zur alternativen Bereitstellung von System-
dienstleistungen

Die Bereitstellung von Systemdienstleistungen, die bislang iiberwiegend durch konventionelle
Erzeugungsanlagen erfolgt, umfasst die Bereitstellung von Momentanreserve, von Regelleis-
tung, von Blindleistung sowie von Kurzschlussleistung. Im Folgenden werden Moglichkeiten
dargestellt, wie diese Systemdienstleistungen in einem Stromversorgungssystem mit sehr ho-
hen Anteilen fluktuierend einspeisender EE auch alternativ bereitgestellt werden konnen.

e Die Bereitstellung von Momentanreserve dient dem kurzfristigen Ausgleich von schnel-
len Frequenzschwankungen bevor Regelleistung zum physischen Ausgleich von Er-
zeugung und Verbrauch aktiviert wird und erfolgt bislang iiber die Aufnahme bzw. Ab-
gabe von kinetischer Energie durch die Tragheit der rotierenden Massen der Generato-
ren von konventionellen Kraftwerken. In Situationen mit hoher Einspeisung aus FEE,
die iiber Umrichter ins Netz einspeisen und ohne zusatzliche technische Mafinahmen
keinen Beitrag zur Bereitstellung von Momentanreserve leisten konnen, werden techni-
sche Alternativen zur Bereitstellung der Momentanreserve erforderlich. Gemaf3 Unter-
suchungen der dena stellt die Nutzung der Tragheit der rotierenden Masse von Wind-
energieanlagen eine aussichtsreiche Moglichkeit der alternativen Bereitstellung von
Momentanreserve dar.1°8 Ebenso kann Momentanreserve mit rotierenden Phasenschie-
bergeneratoren bereitgestellt werden (diese Option kann zugleich Blind- und Kurz-
schlussleistung bereitstellen). Der im Jahr 2011 umgeriistete Generator des KKW Biblis
ist hierfiir ein aktuelles Beispiel.

e Die Bereitstellung von Regelleistung in verschiedenen Produktqualitdten dient dem
physischen Ausgleich von Abweichungen zwischen Erzeugung und Verbrauch.1%® Im
heutigen Stromversorgungssystem wird Regelleistung mehrheitlich durch konventio-
nelle Kraftwerke und Pumpspeicher sowie Pools kleinerer meist thermischer Erzeu-
gungsanlagen und steuerbare Verbrauchslasten bereitgestellt. In Situationen mit hoher
Einspeisung aus FEE stehen zukiinftig ggf. nicht ausreichend konventionelle Anlagen
zur Deckung eines im Zeitverlauf zumindest zeitweise zunehmenden Regelleistungsbe-

105 Nickel-Cadmium-Batterien werden aufgrund der Giftigkeit von Cadmium in der Zukunft wohl nur noch in Ni-
schen eingesetzt.

106 Fiir eine detaillierte Darstellung der Technologie vgl. z. B. Fraunhofer UMSICHT (2013).
107 Vgl UNESCO ROSTE (1992).

108 Dar{iber hinaus bestehen weitere technische Optionen zur Bereitstellung von Momentanreserve. Vgl. dena
(2014a).

109 Fiir eine detailliertere Darstellung vgl. Abschnitt 5.4.
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3.6

darfs zur Verfiigung.11° Mogliche technische Alternativen zur Bereitstellung von Regel-
leistung sind z. B. fernsteuerbare FEE-Anlagen, Netzersatzanlagen und flexible Lasten
sowie schnellstartende Kraftwerke (Motorkraftwerke und Gasturbinen).

Die Bereitstellung von Blindleistung dient der statischen Spannungshaltung innerhalb
des zuldssigen Spannungsbhandes von +/- 10 % der Nennspannung und wird derzeit zu
einem grof3en Teil durch konventionelle Kraftwerke bereitgestellt. In den Transportnet-
zen wird der Bedarf an Blindleistung voraussichtlich aufgrund zunehmender Trans-
portentfernungen und Stromtransite im europdischen Verbundnetz zunehmen wah-
rend fiir die zukiinftige Zunahme in den Verteilnetzen u. a. die zunehmende volatile
Einspeisung der FEE ursachlich ist. Mogliche technische Alternativen zur Bereitstel-
lung von Blindleistung bestehen beispielsweise in rotierenden Phasenschiebern (d. h.
der Ertiichtigung stillgelegter Kraftwerke fiir einen Phasenschieberbetrieb, in der Er-
richtung alleinstehender Phasenschieber), in den Umrichterstationen der geplanten
HGU-Trassen, in der Installation zusitzlicher Kompensationsanlagen oder eine zu-
nehmende Blindleistungsbereitstellung aus dezentralen Erzeugungsanlagen in den
Verteilnetzen.!11

Die Bereitstellung von Kurzschlussleistung dient der dynamischen Spannungshaltung
und ist u. a. erforderlich fiir die sichere Erfassung von Kurzschlussereignissen durch
entsprechende Schutzgerate und um einen Spannungseinbruch im Fehlerfall moglichst
lokal zu begrenzen. Um Beschadigungen von Betriebsmitteln aufgrund zu hoher Kurz-
schlussstrome zu vermeiden, darf die Kurzschlussleistung jedoch auch nicht zu hoch
sein. In Summe wird der Bedarf an Kurzschlussleistung in etwa konstant bleiben. Ver-
anderungen ergeben sich ggf. beziiglich des Bedarfes an verschiedenen Netzknoten.
Kurzschlussleistung kann beispielsweise von rotierenden Phasenschiebern und Um-
richtern von EE-Anlagen bereitgestellt werden — ggf. auch dann wenn keine Wirkleis-
tung eingespeist wird.112

Zwischenfazit

Im heutigen konventionellen Kraftwerkspark, der auf die Anforderungen in der Vergangenheit
ausgelegt worden ist, sind unterschiedliche Ursachen fiir technische Inflexibilitdt gegeben.
Insbesondere Grundlastkraftwerke, wie Kernkraft-, Braunkohle- und Steinkohlekraftwerke aber
auch KWK-Anlagen, wurden vorrangig auf einen kontinuierlichen Betrieb ausgelegt:

Lange An- und Abfahrzeiten sowie hohe Kosten fiir An- und Abfahrvorgange in Ver-
bindung mit geringen Leistungsgradienten und einer hohen technischen Mindestlast
fithren dazu, dass Kraftwerke auch bei geringen oder negativen Strompreisen am
Grof3handelsmarkt Strom erzeugen, obwohl sie in den einzelnen Stunden negative De-
ckungsbeitrage erzielen. Wird Regelleistung aus diesen Kraftwerken vorgehalten,
nehmen die Anreize fiir einen Weiterbetrieb der Anlagen in diesen Situationen zusatz-
lich zu.

110 Vgl. hierzu auch Abschnitt 5.4.3.
11 Vgl. dena (2014a).
12 Vgl. dena (2014a).
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e Auch bei KWK-Anlagen ergeben sich, aufgrund einer eingeschrankten Flexibilitat des
Verhaltnisses von Warme- und Stromerzeugung sowie der teilweise unzureichenden
Moglichkeiten der Speicherung oder alternativen Bereitstellung von Warme, Situatio-
nen, in denen die Anlagen trotz sehr geringer oder negativer Strompreise am Grof3han-
delsmarkt weiterhin Strom erzeugen oder bei sehr hohen Strompreisen am Grof3han-
delsmarkt nicht mit ihrer verfiigbaren Leistung Strom erzeugen.

Auch bei Verbrauchern sind die technischen Voraussetzungen fiir eine Nutzung von Flexibilitat
nur zum Teil gegeben. Bei einem iiberwiegenden Anteil des Verbrauchs erfolgt zwar eine Leis-
tungsmessung, die als Grundvoraussetzung fiir eine Abrechnung auf Grundlage von kurzfristi-
gen Preissignalen des Strommarktes anzusehen ist. In der Vergangenheit waren allerdings kei-
ne oder nur geringe wirtschaftliche Anreize gegeben, mit bestehenden Flexibilitaten auf Preis-
signale zu reagieren oder Produktionsprozesse so auszulegen, dass flexibler auf die Schwan-
kungen der Preissignale am Strommarkt reagiert werden kann.

Die Moglichkeiten technische Inflexibilitdten auf Seiten der Erzeugung und auf Seiten der Ver-
braucher zu beseitigen bzw. zu reduzieren sind in erheblichem Umfang gegeben und kénnen
bei entsprechenden wirtschaftlichen Anreizen erschlossen werden.

e Im Rahmen von Retrofit- bzw. Repoweringmaf3inahmen aber auch im Rahmen von Er-
satzinvestitionen von konventionellen Kraftwerken kénnen die Kosten und die Dauer
von An- und Abfahrvorgdngen reduziert, die technische Mindestleistung verringert und
die Leistungsgradienten erhoht werden.

e Durch Spitzenlastkessel, Warmespeicher und ,power to heat‘ ist eine Flexibilisierung
des Betriebs von KWK-Anlagen (d.h. vollstindige oder zumindest teilweise Entkopp-
lung von Stromproduktion und Warmebedarf) ebenso méglich, wie durch eine entspre-
chende Anpassung der Auslegung oder Technologiewahl bei Ersatzinvestitionen.

e Durch eine Erh6hung des Anteils leistungsgemessener Verbraucher kénnen technische
Flexibilitatshemmnisse abgebaut werden und bei entsprechenden Anreizen werden
Verbraucher ihre Auslegung von Produktionsprozessen anpassen und potenzielle Fle-
xibilitdt in ihren Produktionsprozessen verstarkt nutzen.

Allerdings sind nicht nur die Beseitigung bzw. Reduktion von technischen Inflexibilitaten auf
Seiten der Erzeugung und auf Seiten der Verbraucher als Flexibilisierungsoptionen fiir das
Stromversorgungssystem vorhanden. Neben der bereits dargestellten Bedeutung einer ausrei-
chenden Netzinfrastruktur zur Nutzung von Ausgleichseffekten gibt es weitere Optionen, wie
z. B.:

e Aktive Einbindung von Netzersatzanlagen in den Strom- und die Regelleistungsmarkte.

e Nutzung von schnellstartenden Technologien mit zum Teil geringen Investitionskos-
ten, wie Gasturbinen und Motorkraftwerken, zur Stromerzeugung, zur Bereitstellung
von Regelleistung und Absicherung von Situationen mit hoher residualer Last.

e Ausbau von vorhandenen Stromspeichertechnologien, inshesondere Pumpspeicher-
kraftwerken, und Nutzung von neuen Stromspeichertechnologien, wie z. B. Schwung-
radspeicher und Batterien.
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4 Wettbewerbliche Strommarkte als Instrument zur Flexibi-
lisierung des Stromversorgungssystems

Im folgenden werden die Funktionsweise und grundlegenden Wirkungsmechanismen wettbe-
werblicher Strommaérkte dargestellt. Ziel dieses Kapitels ist es dabei, anhand dieser Wirkungs-
mechanismen schematisch aufzuzeigen, wie ein idealtypischer wettbewerblicher Strommarkt
auf Basis eines ,energy only‘-Marktes kurz-, mittel- und langfristig, die Umsetzung der aus der
Transformation des Stromversorgungssystems resultierenden Anforderungen beanreizen kann.
Dies betrifft einerseits den Abbau von technischer bedingter Inflexibilitdt sowie die Erschlie-
Bung / Nutzung von technischen Flexibilitatsoptionen durch zunehmende Preisvolatilititen
und andererseits eine Anpassung des Technologiemix des residualen Erzeugungssystems.

Auf dem wettbewerblichen Grof3handelsmarkt fiir Strom werden Angebot und Nachfrage zum
Ausgleich gebracht. Da Strom weder von den Anbietern noch von den Nachfragern und auch
nicht im Stromnetz in gréf3erem Umfang wirtschaftlich gespeichert werden kann, muss Strom-
erzeugung und Stromverbrauch stets im Gleichgewichts sein. Der Ausgleich von Angebot und
Nachfrage erfolgt unter Beriicksichtigung spezifischer Eigenschaften der Stromerzeugung und
des Stromverbrauchs iiber zwei verschiedene Mechanismen der Strompreishildung:

e In Situationen, in denen nicht alle verfiigharen Erzeugungskapazitaten zum Ausgleich
von Angebot und Nachfrage vollstandig ausgelastet sind, erfolgt die Preisbildung app-
roximativ auf Basis der kurzfristigen Grenzkosten (variablen Kosten) der letzten zur De-
ckung der Nachfrage benétigten Erzeugungseinheit und des Grenznutzens der Nach-
frage (vgl. Abschnitt 4.1.1).

¢ In Situationen mit einer hohen Nachfrage und ggf. geringen Einspeisung aus FEE, in
denen alle verfiigharen Erzeugungskapazitdten ausgelastet sind — sog. Knappheitssitu-
ationen — erfolgt die Preisbildung ausschlief3lich auf Basis des Grenznutzens der Nach-
frage. Diese Form der Preisbildung wird héufig als ,peak load pricing‘ bezeichnet (vgl.
Abschnitt 4.1.2).

Ein wettbewerblicher GrofShandelsmarkt fiir Strom gewéhrleistet in Verbindung mit dem Bi-
lanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem in der kurzen Frist einen effizienten Einsatz der Erzeu-
gungsanlagen und des Strombezugs, d.h. eine effiziente Allokation des Stroms auf Basis der
kurzfristigen Grenzkosten der Stromerzeugung und der Zahlungsbereitschaft der Nachfrager
(Grenznutzen der Nachfrage!!3). In der mittleren bis langen Frist gewédhrleisten die Wirkungs-
mechanismen des wettbewerblichen Strommarktes Anreize eine effiziente Anpassung des
Stromversorgungssystems an sich veraindernde Anforderungen auf Basis der Preissignale des
Groflhandelsmarktes. Somit kann ein ,energy only‘-Markt Anreize fiir einen effizienten Techno-
logiemix unter Beriicksichtigung von Flexibilitatsoptionen in Abhangigkeit technologiespezifi-
scher Kostenstrukturen setzen (vgl. Abschnitt 4.1.3).

113 Der Grenznutzen der Nachfrage bezeichnet den zusdtzlichen Nutzen, der mit dem Bezug einer zusitzlichen
Einheit Strom (MWh) fiir den Verbraucher verbunden ist.
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4.1 Wirkungsmechanismen des wettbewerblichen Strommarktes

Auf dem Grof3handelsmarkt fiir Strom erfolgt ein Ausgleich von Angebot und Nachfrage iiber
den wettbewerblich bestimmten Preis. Die Nachfrager sind in letzter Instanz die Stromverbrau-
cher, also gewerbliche und industrielle Betriebe oder private Haushalte bzw. deren Lieferanten.
Anbieter sind in letzter Instanz Betreiber von Erzeugungsanlagen im In- und Ausland, die den
in ihren Anlagen erzeugten Strom auf dem wettbewerblichen GrofShandelsmarkt zu den jewei-
ligen kurzfristigen variablen Kosten (kurzfristige Grenzkosten) anbieten. Die einsetzbare Er-
zeugungsleistung entspricht der installierten Erzeugungsleistung unter Beriicksichtigung von
Einschrankungen beim Einsatzes. Hierzu zdahlen auf der einen Seite geplante Revisionen oder
ungeplante technische Ausfille von Erzeugungsanlagen. Zusétzlich ist auf der anderen Seite
insbesondere bei Stromerzeugungssystemen mit hohen Anteilen FEE zu beriicksichtigen, dass
die Einspeisung aus der verfiigbaren Erzeugungsleistung von Wasserkraft-, Windenergie- und
PV-Anlagen, von den jeweiligen meteorologischen Bedingungen bzw. der Wasserfiihrung der
Fliisse begrenzt wird.

Die Angebotsmenge auf dem Strommarkt entspricht bei vollkommenem Wettbewerb zu jedem
Zeitpunkt den einsetzbaren Erzeugungskapazititen. Indem die Leistung der einzelnen Anlagen
aufsteigend entsprechend der Hohe der kurzfristigen Grenzkosten der jeweiligen Anlage sor-
tiert werden, ergibt sich die sog. ,merit order‘ der Erzeugung bzw. die Angebotskurve auf dem
Strommarkt. Fiir Betreiber bestehender Erzeugungsanlagen ist ein Preisgebot in Héhe ihrer
variablen Erzeugungskosten rational, weil Kapitalkosten und sonstige fixe Betriebskosten un-
abhéngig von der Einsatzentscheidung anfallen.!4 Somit konnen (kurzfristige) Deckungsbei-
trdage erzielt werden, sofern der Marktpreis iiber den variablen Erzeugungskosten (im Wesentli-
chen Brennstoffkosten und Kosten fiir CO2-Emissionen) liegt.

Abbildung 4-1 ist exemplarisch die Angebotskurve in einem Stromerzeugungssystem darge-
stellt. Das maximale Angebot ist dabei zu jedem Zeitpunkt auf die einsetzbare Erzeugungsleis-
tung beschrankt. In der Abbildung wird dies durch einen senkrechten Verlauf der Angebots-
kurve bei Erreichen der maximal verfiigbaren Erzeugungsleistung dargestellt. Ein weiterer An-
stieg des Preises fiihrt in der kurzen Frist nicht zu einer Ausweitung des Angebots.

114 In der Praxis sind dabei weitere Kosten, die sich aus intertemporalen Aspekten, wie z. B. An- und Abfahrkosten,
ergeben, zu beriicksichtigen. Im Folgenden wird vereinfachend von diesen Aspekten abstrahiert, ohne dass da-
durch die grundsatzliche Giiltigkeit der Ergebnisse eingeschrankt wird.
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Abbildung 4-1: Angebotskurve auf einem wettbewerblichen Strommarkt (,merit order‘)

€je MWh

Preis

Menge GwW

Quelle: Eigene Darstellung.

Die Nachfrage nach Strom wird determiniert durch den individuellen Nutzen aus dem Strombe-
zug bzw. durch die Zahlungsbereitschaft der Verbraucher zum jeweiligen Zeitpunkt. Der Nut-
zen bzw. die Zahlungsbereitschaft ist stark vom Verwendungszweck und damit u. a. dem Zeit-
punkt des Strombezugs abhdngig. Strom wird von Verbrauchern zu unterschiedlichen Zwecken
verwendet. Dazu zdhlen bei privaten Haushalten beispielsweise der Betrieb von Haushaltsgera-
ten, Nachtspeicherofen sowie der Stromverbrauch fiir elektrisches Licht. Bei Unternehmen wird
Strom zu einem wesentlichen Anteil in unterschiedlichsten Produktionsprozessen genutzt.

In Deutschland ist ein Anteil von ca. 60 % des Stromverbrauchs leistungsgemessen.!!> Nicht
leistungsgemessene Verbraucher haben in der kurzen Frist fixe Strombezugspreise, so dass
keine Anreize bestehen, kurzfristig auf Strompreissignale zu reagieren. Somit ist ein Teil der
Nachfrage in Deutschland in der kurzen Frist vollkommen preisunelastisch. Der leistungsge-
messene Teil der Verbraucher verfiigt hingegen iiber die grundsatzlichen technischen Voraus-
setzungen seine Zahlungsbereitschaft fiir Strom zu offenbaren, um seinen Strombezug unter
Abwiéagung von Kosten-Nutzen-Abwadgungen zu optimieren. Sie konnen benotigte Strommen-
gen entweder selbst beschaffen oder einen preisvariablen Bezugstarif mit ihrem Lieferanten
vereinbaren. In den folgenden Ausfiihrungen zu den Wirkungsmechanismen der wettbewerbli-
chen Strommarkte wird nur der preiselastische Teil der Nachfrage beriicksichtigt. Aus den indi-
viduellen Zahlungsbereitschaften, der am Strommarkt aktiven Akteure (Verbraucher bzw. de-
ren Lieferanten) ergibt sich die Nachfragekurve auf dem Strommarkt. Dieses beschreibt die
Abhangigkeit der nachgefragten Strommenge vom Marktpreis zu einem bestimmten Zeitpunkt.
Exemplarisch zeigt Abbildung 4-2 Nachfragekurven zu drei Zeitpunkten mit unterschiedlichen
Niveaus der Nachfrage.

115 Vgl. Abbildung 5-3.
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Abbildung 4-2: Nachfragekurve auf einem wettbewerblichen Strommarkt

€je MWh €je MWh €je MWh
Geringes Mittleres Hohes.
Nachfrageniveau Nachfrageniveau Nachfrageniveau
& o ]
: : £
Menge GW Menge GW Menge GW

Quelle: Eigene Darstellung.

Die linke Seite der Abbildung zeigt eine Situation mit einem geringen Nachfrageniveau, wie

z. B. in den Nachtstunden. Der mittlere Teil der Abbildung zeigt eine Situation mit einem mitt-
leren Nachfrageniveau, wahrend auf der rechten Seite der Abbildung eine Situation mit einem
hohen Nachfrageniveau, wie z. B. in den Mittagsstunden von Werktagen, dargestellt ist. Der
Verlauf der Nachfragekurven zeigt, dass die Nachfrage in jeder Situation bei einem steigenden
Marktpreis sinkt. In Abhangigkeit des Zeitpunkts kann sich aufgrund der zeitlichen Praferen-
zen der Verbraucher bei gleichem Angebot und zu einem identischen Marktpreis dennoch ein
situationsabhédngig unterschiedlicher Verbrauch ergeben.

4.1.1 Preisbildung auf dem Gro3handelsmarkt fiir Strom

Die Preisbildung am wettbewerblichen GrofShandelsmarkt fiir Strom erfolgt auf Basis von An-
gebot und Nachfrage. Solange ein Ausgleich von Angebot und Nachfrage auf Basis eines
Marktpreises moglich ist, der unterhalb der kurzfristigen Grenzkosten der Anlage mit den
hochsten variablen Kosten liegt, erfolgt zunadchst ein Einsatz der Erzeugungsanlagen mit den
jeweils geringsten kurzfristigen Grenzkosten. Eine Preisbildung auf Basis kurzfristiger Grenz-
kosten wird vereinfachend durch das (statische) ,merit order‘-Modell abgebildet. Die entspre-
chende Preisbildung auf Basis kurzfristiger Grenzkosten ist fiir die drei im vorherigen Unterab-
schnitt dargestellten Nachfrageniveaus und der Angebotskurve in Abbildung 4-3 dargestellit.

Abbildung 4-3: Kurzfristige Grenzkostenpreisbildung auf dem Strommarkt

€je MWh Geringes £]je MWh Mittleres £]je MWh Hohes
Nachfrageniveau Nachfrageniveau Nachfrageniveau
2 2 o
£ £ £
p3 ------------------------------------
.
pl ,,,,,,,,,,,, p
Menge GW Menge GW Menge GwW

Quelle: Eigene Darstellung.
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In der ersten Situation ist das Nachfrageniveau gering (linke Seite der Abbildung). Es wird nur
ein geringer Anteil der Erzeugungsanlagen eingesetzt und der Marktpreis (p?) ist niedrig. In der
zweiten Situation ist das Nachfrageniveau héher und es ergibt sich ein entsprechend héherer
Marktpreis (p?). In der dritten Situation (rechte Seite der Abbildung) werden fast alle verfiigha-
ren Erzeugungsanlagen eingesetzt. Der Marktpreis (p3) ist entsprechend hoch.

Abbildung 4-4: Erzielbare Deckungsbeitrage bei kurzfristiger Grenzkostenpreisbildung auf
dem Strommarkt

€le ]\:.Wh Geringes €je MWh Mittleres €je MWh Hohes
Nachfrageniveau Nachfrageniveau Nachfrageniveau
§ Deckungsbeitrag .E Deckungsbeitrag .§ Deckungsbeitrag
A a [

Menge GW Menge oW Menge oW

Quelle: Eigene Darstellung.

Alle Anbieter, deren kurzfristige Grenzkosten unterhalb des sich ergebenden Marktpreises lie-
gen, werden als sog. ,inframarginale‘ Anbieter bezeichnet. Diese erwirtschaften, wie in Abbil-
dung 4-4 dargestellt, positive Deckungsbeitrdage durch den Verkauf von Strom auf dem wett-
bewerblichen Strommarkt in den entsprechenden Situationen, die zur Refinanzierung von Ka-
pitalkosten und fixen Betriebskosten dienen. Wie ebenfalls ersichtlich, erh6hen sich die erziel-
baren Deckungsbeitrage und die Anzahl der inframarginalen Anbieter mit steigendem Nach-
frageniveau.

4.1.2 Refinanzierung von Investitionen in Spitzenlastanlagen und Flexibili-
tatsoptionen

In Situationen, in denen, z. B. bei einem sehr hohen Nachfrageniveau und einer sehr geringen
FEE-Einspeisung, (fast)116 die gesamte verfiighare Erzeugungsleistung eingesetzt wird, kénnen
alle Erzeugungsanlagen — auch Anlagen zur Deckung von Spitzenlasten — Deckungsbeitrdge
zur Refinanzierung von fixen Betriebskosten und Kapitalkosten erzielen (vgl. Abbildung 4-5).
Dieser Mechanismus, bei dem nicht die kurzfristigen Grenzkosten der letzten zur Deckung der
Last erforderlichen Erzeugungsanlage preissetzend ist, sondern die Preisbildung ausschlief3-
lich auf Basis des Grenznutzens der Nachfrage erfolgt, wird haufig als sog. ,peak load pricing*
bezeichnet. Einige Verbraucher verzichten bei einem entsprechend hohen Marktpreis auf
Strombezug bzw. schranken ihren Strombezug freiwillig ein. Ihr Nutzen (Zahlungsbereitschaft)
ist geringer als der Preis am Strommarkt. Durch die erzielbaren Einsparungen bei diesen Ver-
brauchern kénnen ggf. anfallende Kosten im Zusammenhang mit der ErschliefSung nachfrage-
seitiger Flexibilitatsoptionen, wie Lastverschiebe- oder Lastreduktionspotenzialen, refinanziert

116 Ein Teil der verfiigharen Erzeugungsleistung wird vor dem Strommarkt am Regelleistungsmarkt kontrahiert und
steht dem System zusétzlich fiir mogliche Kraftwerksausfalle und Prognosefehler der Last und der Einspeisung
aus FEE zur Verfiigung.
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werden. Des Weiteren kénnen erzeugungsseitige Flexibilitdtsoptionen mit hohen variablen
Erzeugungskosten, wie z. B. Gasturbinen oder Netzersatzanlagen, positive Deckungsbeitrige
erzielen, die eine Refinanzierung der Investitions- bzw. ErschlieSungskosten ermoglichen.

Abbildung 4-5: Erzielbare Deckungsbeitrdge bei Preisbildung auf dem Strommarkt in
Knappheitssituationen

€ je MWh Nachfrage Angebot
S

T
*

Deckungsbeitrag

Preis

Menge MHas GW

Quelle: Eigene Darstellung.

In Situationen, in denen die Einspeisung aus FEE und ggf. die Mindesterzeugung!*’ von kon-
ventionellen Kraftwerken und KWK-Anlagen die zu deckende Last iibersteigt, konnen sich
durch die Wirkungsmechanismen der wettbewerblichen Strommaérkte auch negative Preise am
Stromgrofihandel ergeben.!1® Das Auftreten negativer Preise bei positiven residualen Lasten
kann z. B. darin begriindet liegen, dass einerseits technische und 6konomische Inflexibilitat
von konventionellen Kraftwerken und KWK-Anlagen und andererseits ggf. Hemmnisse fiir die
Flexibilisierung des Verbrauchs bestehen.!!® Auch das Auftreten negativer Preise in vereinzel-
ten Situationen tragt zur Funktionsfihigkeit der wettbewerblichen Strommarkte bei. Das Auf-
treten negativer Preise gewdhrleistet, dass die Anforderungen an das Stromversorgungssystem,
d.h. der Ausgleich von Angebot und Nachfrage, erfiillt werden kénnen. Es treten bereits heute
und zukiinftig zunehmend Situationen auf, in denen eine hohe Einspeisung aus FEE bei gleich-
zeitig niedriger Last zusammentreffen. Auf Basis solcher Preissignale wird einerseits beanreizt,
dass Flexibilitdtsoptionen, wie iiberregionale Ausgleichseffekte im europaischen Netzverbund-
system, Lastmanagement oder Speicheroptionen, erschlossen bzw. genutzt werden. Anderer-
seits werden Anreize gesetzt, die Mindesterzeugung von konventionellen Kraftwerken und
KWK-Anlagen zu reduzieren.

Diese aufgezeigten Wirkungszusammenhadnge der wettbewerblichen Strommarkte gewahrleis-
ten einen effizienten Einsatz (sog. ,Dispatch‘) von Erzeugungsanlagen sowie eine effektive und
effiziente ErschliefSBung von Flexibilitdtsoptionen in der kurzen und mittleren Frist.

Insbesondere gewdhrleistet der effiziente Dispatch der Erzeugungsanlagen im Rahmen der
;merit order‘ eine effektive Integration der erneuerbaren Energien. Die fluktuierend einspeisen-
den EE — Windenergie On- und Offshore sowie PV — weisen kurzfristige Grenzkosten nahe null
auf, da keine Brennstoff- oder CO2-Kosten anfallen. Diese Eigenschaft der FEE in Kombination

17 Vgl. Abschnitt 3.2.1.1.
118 Fiir eine Analyse des Auftretens negativer Strompreise vgl. Aschnitt 5.1.
119 Vgl. Abschnitt 3.2 und Abschnitt 5.3.2.
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mit den aufgezeigten Wirkungsmechanismen des ,merit order‘-Modells im wettbewerblichen
Strommarkt, bei dem diejenigen Anlagen mit den niedrigsten kurzfristigen Grenzkosten zuerst
bezuschlagt werden, gewihrleistet eine effektive und effiziente Integration der erneuerbaren
Energien.

4.1.3 Anpassungen des Stromversorgungssystems bei steigenden Anteilen
der EE

Auch aus dynamischer Sichtweise fiihren die Wirkungsmechanismen der wettbewerblichen
Strommarkte in der mittleren und langen Frist zu Anreizen fiir eine effiziente Anpassung des
Stromversorgungssystems. Die Hohe und die Haufigkeit des Auftretens unterschiedlicher
Preisniveaus verdandert sich im Zeitverlauf in Abhdngigkeit der Angebots- und Nachfragekur-
ven. Diese Verdnderungen der Preisstrukturen an den wettbewerblichen Strommarkten spie-
geln die Anforderungen an das Stromversorgungssystem wider und resultieren in einer Veran-
derung der Wirtschaftlichkeit unterschiedlicher Technologien im Bestand und als Investitions-
option. Wie in Abschnitt 2.3.1.2 dargestellt, fiihrt der voranschreitende Ausbau der FEE zu
Veranderungen der Zusammensetzung und Strukturen der residualen Last aus Grund-, Mittel-,
und Spitzenlast (vgl. auch Abbildung 2-11).

Im Folgenden stellen wir dar, wie sich die durch den Ausbau der FEE resultierenden Verande-
rungen der residualen Last auf die optimale Zusammensetzung des Technologiemix des resi-
dualen Stromerzeugungssystems auswirken. Das residuale Stromerzeugungssystem umfasst
dabei Stromerzeugungsanlagen und Flexibilitdtsoptionen, wie Netzersatzanlagen und DSM,
um Angebot und Nachfrage jederzeit zum Ausgleich zu bringen.

Fiir eine detailliertere Darstellung und eine bessere Anschaulichkeit haben wir exemplarisch
unterschiedliche Technologien zur Deckung der Grund-, Mittel- und Spitzenlast herangezogen.
Die folgenden Analysen beruhen auf den in Tabelle 4-1 dargestellten exemplarischen Annah-
men zu den jeweiligen fixen und variablen Kosten unterschiedlicher Erzeugungstechnologien.

Tabelle 4-1: Fixe und variable Kosten der exemplarisch betrachteten Technologien
Kosten Einheit Kohle-KW GuD GT NEA DSM
Investitionskosten €je kW 1.800 750 420 5 -
annuitatisch €je MWa 140.710 63.503 37.678 566 -
Betriebs- und Wartungskosten | € je MWa 71.000 30.000 8.000 2.000 -
kurzfr. variable Kosten €je MWh 55 82 121 350 600

Quelle: Annahmen in Anlehnung an r2b (2014)120

Die hochsten Fixkosten (Investitionskosten, Betriebs- und Wartungskosten) weisen Kohle-
kraftwerke (Kohle-KW) auf. Die Fixkosten von GuD-Anlagen (GuD) sind bereits deutlich niedri-
ger und die von Gasturbinen (GT) sind nochmals deutlich niedriger. Netzersatzanlagen (NEA)

120 Dje Kostenannahmen wurden in Anlehnung zu Kostennahmen fiir die Technologien in r2b (2014) getroffen. Fiir
die Technologie Kohle-KW wurde der Durchschnitt der Kosten von Stein- und Braunkohle-Kraftwerken herange-
zogen.
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haben vergleichsweise sehr geringe Fixkosten und fiir Lastmanagement (DSM) nehmen wir an,
dass keine Fixkosten anfallen. Bei den kurzfristigen variablen Kosten hingegen, verhilt es sich
umgekehrt. DSM weist die hochsten und Kohle-KW weisen die niedrigsten variablen Kosten
auf.

In Abbildung 4-6 ist exemplarisch dargestellt, wie sich der effiziente Technologiemmix des
residualen Erzeugungssystems in Abhangigkeit der technologiespezifischen Kostenstrukturen
und der residualen Last fiir das Projektionsjahr 2015 zusammensetzt. Im oberen Teil der Ab-
bildung sind sog. Vollkostenkurven der betrachteten Technologien abgebildet, deren Schnitt-
punkte mit der Abszisse die jeweilige Hohe der jahrlichen Fixkosten je MWa darstellt und deren
Steigung den jeweiligen kurzfristigen variablen Kosten je MW entspricht. Die im oberen Teil der
Abbildung im jeweiligen Abschnitt am niedrigsten liegende Vollkostenkurve stellt den Bereich
mit den geringsten Vollkosten der Stromerzeugung in Abhédngigkeit der jahrlichen Erzeu-
gungsdauer der betrachteten Technologien dar (sog. ,effizienter Rand‘). Im unteren rechten Teil
der Abbildung 4-6 ist die Lastdauerlinie dargestellt. 12! Lotet man nun von den Schnittpunkten
des effizienten Rands der Vollkostenkurven der jeweils in Abhdngigkeit der Kostenstrukturen
giinstigsten Technologieoption herunter auf die residuale Lastdauerlinie und ausgehend vom
sich mit dieser ergebenden Schnittpunkt heriiber zum residualen Lastniveau an der Abszisse
des unteren Teils der Abbildung, kann man die idealtypisch effiziente Zusammensetzung des
Technologiemix abtragen (Balkendiagramm im unteren linken Teil der Abbildung).122

121 Die Lastdauerlinie (Last abziiglich der Einspeisung aus Wind On- und Offshore, PV und Laufwasser) wurde
analog zu den Analysen in Abschnitt 2.3.1 erstellt.

122 Eine solche idealtypische, optimale Zusammensetzung des Technologiemix basiert auf einer ,griine Wiese Pla-
nung‘ und ist in der Realitdt aufgrund langer technischer Lebensdauern und hoher ,versunkener Kosten‘ (engl.
sunk cost) von Erzeugungsanlagen mit Einschrdnkungen verbunden.
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Abbildung 4-6: Effizienter Technologiemix des residualen Erzeugungssystems in 2015
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Quelle: Eigene schematische Darstellung.

Unter Beriicksichtigung der Einspeisung aus erneuerbaren Energien ergibt sich ein kostenmi-
nimaler Technologiemix zur Deckung der residualen Last bestehend aus knapp 48 GW Kohle-
kraftwerken , ca. 14 GW GuD-Anlagen , rund 11 GW Gasturbinen sowie ca. 7 GW Netzersatzan-
lagen und ca. 2 GW Lastmanagement.!23

In Abbildung 4-7 ist zusétzlich die residuale Last fiir das Jahr 2030 sowie der kostenminimale
Technologiemix des residualen Erzeugungssystems fiir das Jahr 2030 in einem Balkendia-
gramm dargestellt (untere rechte Seite der Abbildung).

123 Netzersatzanlagen und DSM sind in der Abbildung aus Darstellungsgriinden nicht separat abgebildet.
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Abbildung 4-7: Vergleich des effizienten Technologiemix in den Jahren 2015 und 2030
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Quelle: Eigene schematische Darstellung.

Die resultierenden Kapazitdten bei einem kostenminimalen Technologiemix in 2030 setzen
sich aufgrund der gestiegenen Einspeisung aus FEE verglichen mit den Kapazitdten des Jahres
2015 (linke Seite des unteren Teils der Abbildung; identisch wie in Abbildung 4-6) deutlich
anders zusammen. So resultieren weniger als 34 GW Kohlekraftwerke, die Kapazitiat von GuD-
Anlagen betragt ca. 19 GW und die Kapazitdt von Gasturbinen betrdgt in etwa 14,5 GW. Die in
nur sehr wenigen Stunden des Jahres auftretenden hochsten Lastspitzen werden durch ca.

10 GW Netzersatzanlagen und ca. 3,2 GW Lastmanagement gedeckt. Dariiber hinaus treten in
2030 aufgrund der annahmegemaf3 rund 145 GW installierten Leistung an FEE in Deutschland
bei national autarker Betrachtung in mehreren hundert Stunden des Jahres Uberschusssituati-
onen in teilweise nicht unerheblicher Hohe auf. Insgesamt sind im Maximum in wenigen Stun-
den des Jahres ca. 35 GW an Flexibilitdtsoptionen zur sinnvollen Nutzung der Uberschussmen-
gen erforderlich.!?* Potenziell geeignete Flexibilitatsoptionen sind beispielsweise zusétzliche
Exporte ins benachbarte Ausland (d. h. eine Nutzung der grolraumigen Ausgleichseffekt im

124 Fiir eine genauere Analyse der Uberschiisse vgl. auch Abbildung 2-14.
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europdischen Stromverbund), Lastmanagement, Pumpspeicherkraftwerke sowie andere Spei-
chertechnologien, wie Batterien, Schwungmassenspeicher und ,power to heat‘- oder ,power to
gas‘-Anlagen.1?> Ebenso ist es voraussichtlich volkswirtschaftlich sinnvoll, einen gewissen An-
teil der Uberschiisse abzuregeln.

Die schematisch dargestellten, kostenminimalen Technologiemixe in Abhédngigkeit der Ent-
wicklung der residualen Last beruhen auf einem ,griine Wiese‘- Ansatz. In der Realitét ist die
Umsetzung der Anpassungsprozesse aufgrund langer technischer Lebensdauern von Erzeu-
gungsanlagen und hohen Anteilen sog. ,versunkener Kosten‘ in Form von Investitionskosten
mit Einschriankungen verbunden. Deshalb zeigen wir im Folgenden auf, wie die Wirkungsme-
chanismen eines wetthewerblichen EOM eine sukzessive Anpassung des residualen Erzeu-
gungssystems beanreizen.

In Abbildung 4-8 ist schematisch dargestellt, welche Preisdauerlinien bei einer Grenzkosten-
preissetzung auf Basis der kurzfristigen variablen Kosten, der letzten zur Deckung der jeweili-
gen residualen Last benétigten Erzeugungseinheit, resultieren. Gegeniibergestellt sind die
Preisdauerlinie fiir das Jahr 2015 und eine hypothetische Preisdauerlinie fiir das Jahr 2030. Die
Preisdauerlinie fiir 2030 ist hypothetisch, da beide Preisdauerlinien auf dem residualen Erzeu-
gungssystem, das sich als kostenminimal zur Deckung der residualen Last des Jahres 2015
ergibt, basieren. Die Preisdauerlinie fiir das Jahr 2030 basiert somit auf einem Technologiemix
des residualen Erzeugungssystems, welcher bis zum Jahr 2030 nicht an die sich dann ergeben-
de residuale Last angepasst wird. Zudem ist kenntlich gemacht, welche der beriicksichtigten
Technologien, in welchem Abschnitt der Preisdauerlinien jeweils preissetzend ist.

Abbildung 4-8: Schematische Darstellung der Preisdauerlinie und der Preissetzung in Ab-
hingigkeit der Residuallast
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Quelle: Eigene Berechungen.

125 Vgl. Abschnitt 3.4.

114




Strommarktdesign der Zukunft

Bei einer nicht erfolgten Anpassung des Technologiemix an die Struktur der residualen Last
(rechte Seite der Abbildung) sind — aufgrund bestehender Uberkapazititen — Kohle-KW ca.
2.500 Stunden p. a. mehr preissetzend als bei einem kostenminimalen residualen
Erzezugungssystem (vgl. Technologiemix 2030 in Abbildung 4-7). GuD-Anlagen, Gasturbinen
sowie NEA und DSM hingegen sind in deutlich weniger Stunden des Jahres preissetzend. Die
Struktur der residualen Last ist somit maf3geblich fiir die Erlésmoglichkeiten und damit die
Wirtschaftlichkeit der Erzeugungsanlagen unterschiedlicher Technologien in Abhadngigkeit von
deren jeweiligen Kostenstrukturen. Um dies zu illustrieren, haben wir eine Wirtschaftlichkeits-
analyse durchgefiihrt, die die Auswirkungen eines unverdanderten Technologiemix (kostenmi-
nimales residuales Erzeungssystem des Jahres 2015) bei einer sich verandernden residualen
Last (Residuallast der Jahre 2020126 und 2030) auf die Wirtschaftlichkeit der betrachteten
Technologien quantifiziert.

Tabelle 4-2: Wirtschaftlichkeitsanalyse eines unangepassten residualen Erzeugungssys-

tems bei einer sich verdndernden Struktur der residualen Last

Kurzfristiger Deckungsbeitrag

(Erlose abzgl. variable Kosten) Jahrl. Betriebs- ann-uit. Verluste Verluste

Technologie Residuallast Residuallast Residuallast Wa nu:::kosten I:;Ttt:rl‘- 2020 2030
2015 2020 2030
Werte in € je MW,

Kohle-KW 211.710 147.567 77.367 71.000 140.710 |- 64.143 134.343
GuD 93.503 60.033 27.120 30.000 63.503 |- 33.470 66.383
GT 45.678 27.585 11.013 8.000 37.678 |- 18.093 34.665
NEA 2.566 1.250 250 2.000 566 |- 1.316 2.316
DSM - - - - - - -

Quelle: Eigene Berechnungen

Bei einem in Abhédngigkeit der residualen Last kostenminimalen Technologiemix des residua-
len Erzeugungssystems (hier Residuallast 2015) entsprechen die jahrlichen kurzfristigen De-
ckungsbeitrage den jahrlich anfallenden Fixkosten, also den jahrlichen Betriebs- und War-
tungskosten sowie den annuitdtischen Kapitalkosten, und es resultieren Nullgewinne fiir alle
betrachteten Technologien. Bereits im Projektionsjahr 2020 fiihren die Wirkungsmechanismen
eines wettbewerblichen EOM bei einer ausbleibenden Anpassung des Technologiemix des resi-
dualen Erzeugungssystems an die verdanderte residuale Last dazu, dass alle fixkostenbehafte-
ten Technologien (alle aufer DSM) Verluste machen. Die Verluste verdoppeln sich in etwa in
Summe iiber alle Technologien im Jahr 2030, wenn sich der Technologiemix nicht an die ver-
anderte residuale Last anpasst.

Da die Investitionskosten fiir Erzeugungsanlagen grofdtenteils als ,versunkene Kosten‘ anzuse-
hen sind, werden Erzeugungsanlagen nicht stillgelegt, so lange die kurzfristigen Deckungsbei-
trage die jahrlichen Betriebs- und Wartungskosten decken. Ubersteigen die Verluste die jahrli-

126 Bei der graphischen Darstellung der kostenminimalen Zusammensetzungen der Technologiemixe haben wir aus
Darstellungsgriinden das Projektionsjahr 2020 nicht abgebildet. Um die Anreize fiir eine sukzessive Anpassung
des residualen Erzeugungssystems besser aufzeigen zu kénnen haben wir das Projektionsjahr 2020 im Rahmen
der Wirtschaftlichkeitsanalyse mit aufgenommen.
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chen Betriebs- und Wartungskosten, kann davon ausgegangen werden, dass die Anlagen still-
gelegt oder in Erwartung zukiinftig steigender Preise eingemottet werden. Auch werden Anla-
gen, die ihre technische Lebensdauer erreichen, stillgelegt, wenn sie Verluste machen. Der
wetthbewerbliche EOM liefert somit {iber die Wirkungsmechanismen der Grenzkostenpreisset-
zung okonomische Anreize fiir die Marktakteure, den Technologiemix des residualen Erzeu-
gungssystem in Abhdngigkeit der (erwarteten) Entwicklung der residualen Last anzupassen.

Somit ist in einem technologieoffenen wettbewerblichen Strommarkt

e in dem ein diskriminierungsfreier Zugang fiir alle verfiigharen Flexibilitatsoptionen ge-
geben ist,

e keine (zu niedrigen) Preisobergrenzen bestehen und

e Teile der Nachfrage auf Preissignale des Strommarktes reagieren

gewdhrleistet, dass, die sich mit verdnderten Anforderungen an das Stromversorgungssystem
einhergehenden Anpassungen des Stromversorgungssystems, auf Basis der Preissignale
beanreizt werden.

In der mittleren bis langen Frist gewéhrleisten die Wirkungsmechanismen des wettbewerblichen
Strommarktes, dass Anreize fiir eine effiziente Anpassung des residualen Erzeugungssystems
auf Basis der Preissignale des Stromgrofshandels gesetzt werden. Somit gewahrleistet die Funk-
tionsweise wettbewerblicher Strommarkte, dass Anreize fiir einen effizienten Technologiemix
unter Beriicksichtigung von Flexibilitatsoptionen in Abhangigkeit der technologiespezifischen
Kostenstrukturen und der Entwicklung der residualen Last gesetzt werden und die erneuerba-
ren Energien effektiv und effizient in das Stromversorgungssystem integriert werden kénnen.

4,2 Zwischenfazit

Bei einem sukzessiven Ausbau der erneuerbaren Energien ist iiber die Marktmechanismen zu
erwarten, dass die Volatilitdt der Preise am Strommarkt zunimmt. Preisspitzen in einzelnen
Situationen erméglichen — iiber den Ausgleich von Angebot und Nachfrage in Knappheitssitua-
tionen — eine Refinanzierung von Optionen zur Spitzenlastdeckung. Niedrige oder negative
Preise ermdglichen — iiber einen marktlichen Ausgleich von Angebot und Nachfrage in Uber-
schusssituationen — die Erschlieung von alternativen Nutzungsmdglichkeiten in Uberschuss-
situationen. Damit erscheint ein wettbewerblicher Strommarkt auf Basis eines ,energy only*-
Marktes als ein geeignetes Marktdesign, um einen technologieoffenen Wettbewerb der Flexibi-
litdtsoptionen zu erméglichen.

Dieses erfordert auf der einen Seite, dass der Staat nicht regulatorisch in die Preisbildung der
Markte, z. B. in Form von Beschriankungen von Preisspitzen (und negativen Preisen), eingreift.
Auf der anderen Seite sollten z. B. die Systematik von Netzentgelten (Umlagen, Abgaben und
Steuern) sowie Fordermechanismen fiir bestimmte Erzeugungsanlagen — soweit zur Erreichung
von umwelt- und klimapolitischen Zielen erforderlich — die effizienten Erzeugungs- und Ver-
brauchsentscheidungen der einzelnen Marktakteure nicht bzw. in méglichst geringem Umfang
beeinflussen, so dass die Strompreise ihre Steuerungsfunktion nicht verlieren. Durch die Aus-
gestaltung des Markt- und Produktdesigns an den Strom- und Regelleistungsméarkten sowie bei
der Beschaffung von Systemdienstleistungen sollten implizite oder explizite Markteintrittsbar-
rieren vermieden werden.
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5 Hemmnisse des Regulierungsdesigns und Anpassungsop-
tionen fiir die Flexibilisierung des Stromversorgungssys-
tems

Die vorherigen Kapitel haben aufgezeigt, dass sich in einem zukiinftigen Stromversorgungssys-
tem die Anforderungen an Flexibilitdt erhohen werden. Die Nutzung von Ausgleichseffekten
innerhalb des europdischen Stromversorgungssystems kann bei einer ausreichend dimensio-
nierten Infrastruktur die Bewaltigung der Herausforderungen der Transformation des Strom-
versorgungssystems deutlich erleichtern. Dariiber hinaus erforderliche Flexibilitdt auf Seiten
der Erzeugung und der Verbraucher ist aus technischer Sicht — auch bei hohen Anteilen der
Stromerzeugung aus FEE im Gesamtsystem — in ausreichendem Umfang verfiigbar bzw. er-
schlief3bar.

Neben technischen Ursachen fiir Inflexibilitdt resultiert potenzielle Inflexibilitét im Stromver-
sorgungssystem aus den regulatorischen Rahmenbedingungen, die Strombezugsentscheidun-
gen der Verbraucher sowie Investitions- und Einsatzentscheidungen der Betreibern von Erzeu-
gungsanlagen in erheblichem Umfang beeinflussen kénnen. Potenzielle Hemmnisse und Fehl-
anreize des regulatorischen Rahmens fiir die Nutzung und Erschlieffung von Flexibilitat kon-
nen dabei nach folgenden Kategorien differenziert werden:

e Verzerrung von Marktpreissignalen durch die Ausgestaltung der Forderung von Erzeu-
gungsanlagen.

e Verzerrungen von Marktpreissignalen durch die aktuelle Ausgestaltung der Refinanzie-
rung von Netzkosten (und Kosten fiir Systemdienstleistungen) sowie durch die aktuelle
Ausgestaltung von Umlagen, Abgaben und Steuern.

e Implizite oder explizite Markteintrittsbarrieren fiir Anbieter auf den Regelleistungs-
markten (sowie Einschrankungen der Beteiligungsmoglichkeiten bei der Erbringung
von weiteren Systemdienstleistungen).

e Unzureichende Anreize zur Vermeidung von kurzfristigen, ungeplanten Fahrplanab-
weichungen und zur individuellen Leistungsvorsorge von Bilanzkreisverantwortlichen
durch die aktuelle Ausgestaltung der Regeln des Bilanzkreis- und Ausgleichsenergie-
systems.

Im Rahmen dieser Studie setzen wir den Fokus bei der Analyse von Hemmnissen und Fehlan-
reizen des aktuellen rechtlichen und regulatorischen Rahmens des Stromversorgungssystems,
bei der Entwicklung und Bewertung von Anpassungsoptionen und bei der Erarbeitung von
Ausgestaltungsvorschldgen in den folgenden drei Bereichen:

e Netzentgeltsystematik (§ 17 StromNEV) sowie Ausgestaltung der Regelungen zu den
Sonderformen der Netznutzung (§ 19 Abs. 2 StromNEV)

e Ausgestaltung der Rahmenbedingungen fiir den Regelleistungsmarkt

e Ausgestaltung des Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystems
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Zusitzlich geben wir einen Uberblick iiber Ausgestaltungsmdoglichkeiten von Férdersystemen
fiir Erzeugungsanlagen und deren Auswirkung auf die Auslegung und den Einsatz von gefor-
derten Erzeugungsanlagen.

Bevor wir diesen Uberblick geben und die anderen Regelungen niher auf Hemmnisse und
Fehlanreize analysieren, Anpassungsoptionen entwickeln und bewerten sowie Ausgestal-
tungsvorschlige erarbeiten, zeigen wir im folgenden Abschnitt 5.2 exemplarisch die Ursachen
fiir negative Strompreise am Grofshandelsmarkt als empirische Evidenz fiir Hemmnisse bei der
Nutzung von angebots- und nachfrageseitigen Flexibilitdtsoptionen im aktuellen Regulie-
rungsdesign im Rahmen eines Exkurses auf.

5.1 Exkurs: Empirische Evidenz fiir Hemmnisse im aktuellen Regu-
lierungsdesign

Eine empirische Analyse des Zusammenhangs zwischen negativen Preisen am Stromgrof3han-
delsmarkt und der korrespondierenden residualen Last kann einerseits Aufschliisse iiber sog.
;must-run‘-Erzeugung in einem Stromversorgungssystem liefern und andererseits Erkenntnisse
iiber eine ggf. bereits erfolgte Flexibilisierung des Stromversorgungssystems in der Vergangen-
heit liefern. In Abbildung 5-1 ist der historische Zusammenhang zwischen negativen Preisen
und der zugehorigen residualen Last fiir das Jahr 2012 dargestellt.

Abbildung 5-1: Historischer Zusammenhang der Preise am GrofShandelsmarkt (EPEX Spot
SE) und der residualen Last in Deutschland in 2012.
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Quelle: Eigene Berechnungen

Die Preise am Stromgrofshandel nehmen — wie gemaf} dem ,merit order‘-Modell zu erwarten ist
— in der Tendenz mit steigender Residuallast zu. In Bereichen der residualen Last von mehr als
70 GW kam es in einzelnen Situationen zu Strompreisen von bis zu 210 € je MWh. In Bereichen
der residualen Last unterhalb von 30 GW sind hingegen negative Preise zu beobachten, die im
Minimum minus 222 € je MWh betrugen (siehe Markierung). Fiir eine detaillierte Analyse die-
ses Zusammenhangs haben wir die residuale Last in die folgenden vier Bereiche eingeteilt:

0 bis 15 GW; 15 bis 20 GW; 20 bis 25 GW und 25 bis 30 GW.
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Eine Analyse, wie hdufig die residuale Last in welchem der definierten Bereiche lag und zu
welchem Anteil des Auftretens der residualen Last in den jeweiligen Bereichen auch negative
Preise aufgetreten sind, ist in Tabelle 5-1 gegeben.

Tabelle 5-1: Negative Preise in verschiedenen residualen Lastbereichen in 2012
Bereich der Stundenim
residualen Last (Last  jeweiligen Stunden mit negativen
abzgl. Wind, PV und Residuallast- Strompreisen
Laufwasser) bereich
GW Anzahl Anzahl Anteil in %
0-15 7 7 100%
15-20 28 21 75%
20- 25 67 18 27%
25-30 166 10 6%
Summe 268 56 -

Quelle: Eigene Berechnungen

Wahrend der Anteil negativer Preise bei residualen Lasten zwischen 25 und 30 GW mit 10 von
166 Beobachtungen lediglich bei ca. 6 % liegt, steigt dieser Anteil mit abnehmender Residual-
last sukzessive an, bis im Bereich unter 15 GW durchweg negative Preise auftreten. Dass bereits
bei deutlich positiver residualer Last negative Preise auftreten ist ein Indikator fiir erhebliche
;must run‘-Kapazitdten bzw. Hemmnisse und Fehlanreize des Marktdesigns und der regulatori-
schen Rahmenbedingungen, die die ErschlieBung bzw. Nutzung technisch verfiigharer Flexibi-
litdtsoptionen im Stromversorgungsystem behindern.'2” Unter der Annahme, dass der identifi-
zierte Zusammenhang des Jahres 2012 — in wieviel Prozent des jeweiligen Bereiches der resi-
dualen Last negative Preise auftreten — auch in Zukunft giiltig ist, kann man unter Verwendung
der Verteilung der zukiinftigen residualen Lasten ableiten, in wie vielen Stunden des Jahres
zukiinftig negative Preise auftreten werden (vgl. Tabelle 5-2).

127 Zu moglichen Ursachen fiir sog. ,must run‘-Erzeugung vgl. Abschnitt 3.2.
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Tabelle 5-2: Negative Preise in verschiedenen residualen Lastbereichen in 2012 und bei
Fortschreibung des historischen Zusammenhangs auf die Jahre 2020 und
2030
P a L3 3 < 0 1740 030
GW Anzahl Stunden im Jahr
0-15 7 376 1.676
15-20 21 233 400
20-25 18 121 178
25-30 10 35 48
Summe 56 765 2.302

Quelle: Eigene Berechnungen; Basisjahr 2012.

Bei einer Fortschreibung des identifizierten Zusammenhangs zwischen Lastniveau und Preis
am Grof3handelsmarkt (,day-ahead‘) des Jahres 2012 wiirden gemaf3 der von uns ermittelten
zukiinftigen residualen Lasten in 2020 in 765 Stunden und in 2030 in 2.302 Stunden negative

Preise auftreten.

Es ist jedoch zu erwarten, dass sich die Marktakteure sukzessive an die verdnderten Gegeben-
heiten anpassen. Ein Indiz dafiir, dass eine solche sukzessive Anpassung tatsachlich eintritt,
liefert eine Ausweitung der empirischen Analyse auf die Jahre von 2009 bis 2012. In Tabelle
5-3 sind die relativen Haufigkeiten des Auftretens negativer Preise im jeweiligen Lastbereich in
den Jahren 2009 bis 2012 dargestellt.Um die potenziellen Anpassungseffekte darstellen zu
konnen, haben wir zwei weitere Bereiche der residualen Last ergédnzt, da es in weiter zuriicklie-
gende Jahren auch bei residualen Lasten bis zu 42 GWzu negativen Strompreisen kam.

Tabelle 5-3: Relative Haufigkeit von Stunden mit negativen Preisen im jeweiligen residua-
len Lastbereich.

Bereich derresidualen relative Haufigkeit Stunden mit negativen Strompreisen

Last (Last abzgl. Wind, im Jahr
PV und Laufwasser) 2009 2010 2011 2012
GW Prozent der Stunden im jeweiligen Bereich

0-15 - - - 100%
15-20 - - - 75%
20-25 - - 19% 27%
25-30 35% 0% 6% 6%
30- 35 15% 6% 1% 0%
35-42 2% 1% 0% 0%

Quelle: Eigene Berechnungen
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Bereits im Jahr 2009 traten in 71 Stunden des Jahres negative Preise am ,day-ahead‘ Markt auf.
Im Vergleich mit dem Jahr 2012 sind negative Preise bereits bei einem deutlich héheren Niveau
der residualen Last aufgetreten. So traten in 24 Stunden des Jahres 2009 negative Preise bei
einem residualen Lastniveau von mehr als 35 GW, was einem Anteil von rund 2 % der Stunden
in diesem residualen Lastbereich entspricht. Im Bereich von 30 bis 35 GW traten 2009 in

41 Stunden negative Preise auf, was einem Anteil von rund 15 % der Stunden in diesem resi-
dualen Lastbereich entspricht. Im Lastbereich 25 bis 30 GW traten in 2009 in 35 % der Stun-
den in diesem residualen Lastbereich negative Preise auf. Im Zeitverlauf bis 2012 verschiebt
sich die ,Schwelle‘ der residualen Last, bei der negative Preise am Stromgrof3handel auftreten,
sukzessive nach unten, so dass in 2012 negative Preise erst ab einer residualen Last von weni-
ger als 30 GW aufgetreten sind. Der Riickgang dieser Schwelle stellt ein Indiz dafiir dar, dass
die Akteure am wettbewerblichen Stromgrof3handel trotz ggf. vorhandener regulatorischer
Hemmnisse bereits marktgetriebene Flexibilisierungsmafinahmen ergriffen haben.

Aufgrund dieser potenziellen Anpassungen der Marktakteure haben wir im Rahmen der Analy-
se der Haufigkeit zukiinftiger negative Preise auch untersucht, wie zusatzliche Flexibilitdt das
Auftreten negativer Preise reduzieren kann. Zu diesem Zweck haben wir untersucht, in wel-
chem Ausmaf3 sich das Auftreten negativer Preise reduziert, wenn 10, 20 oder 30 GW zusatzli-
che Flexibilitédt im Stromversorgungssystem verfiighar sind. Die Ergebnisse dieser Analyse, die
auf Basis der residualen Lasten der Basisjahre 2007 bis 2012 erstellt wurde, sind fiir das Pro-
jektionsjahr 2020 in Tabelle 5-4 dargestellt.

Tabelle 5-4: Negative Preise differenziert nach residualem Lastbereich in 2020.
ol I d B » 0 U U 0
GW Anzahl Stunden im Jahr
<15 307 64 4 -
15-20 206 64 13 -
20- 25 119 42 12 1
25-30 38 17 5
Summe 671 187 33

Quelle: Eigene Berechnungen; Basisjahr: Durchschnitt der Jahre 2007 bis 2012.

Ohne zusdtzliche Flexibilitdt im Stromversorgungssystem wiirden mit 671 Stunden in 2020
bereits in groflerem Ausmaf3 negative Strompreise am GroShandelsmarkt auftreten. Bei einer
zusatzlichen Flexibilitat von 10 GW wiirde das Auftreten negativer Strompreise bereits um

72 % auf 187 Stunden p. a. reduziert. Bei 20 GW zusatzlicher Flexibilitat wiirden mit 33 Stun-
den bereits in weniger Stunden negative Preise auftreten als im Referenzjahr 2012 und bei

30 GW zusatzlicher Flexibilitdt wiirden lediglich in 2 Stunden des Jahres negative Preise auftre-
ten. Eine analoge Auswertung fiir das Projektionsjahr 2030 ist in Tabelle 5-5 dargestellt.
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Tabelle 5-5:

Negative Preise differenziert nach residualem Lastbereich in 2030.

GW Anzahl Stunden im Jahr

<15 1.660 757 259 62
15-20 466 300 151 53
20- 25 188 135 80 34
25-30 47 37 24 12
Summe 2.361 1.229 513 161

Quelle: Eigene Berechnungen; Basisjahr: Durchschnitt der Jahre 2007 bis 2012.

In 2030 wiirden bei einer Fortschreibung des empirischen Zusammenhangs aus dem Jahr 2012
ohne eine zusitzliche Flexibilisierung des Stromversorgungsystems mit 2.361 Stunden p. a. in
einem erheblichen Anteil der Stunden des Jahres negative Preise am Strommarkt auftreten.
Eine zusatzliche Flexibilisierung des Stromversorgungssystems um 10 GW wiirde die Stunden
mit negativen Preisen auf knapp die Halfte reduzieren. Eine zusétzliche Flexibilisierung in
Hohe von 30 GW wiirde dazu fithren, dass in 2030 lediglich 161 Stunden negative Preise auf-
treten wiirden.

Im Ergebnis zeigen die Analysen einerseits, dass in den Jahren 2009 bis 2012 bereits eine Fle-
xibilisierung des Stromversorgungssystem zu beobachten war, da negative Preise im Zeitver-
lauf erst bei niedrigeren residualen Lastniveaus aufgetreten sind. Andererseits hat sich gezeigt,
dass auch im Jahr 2012 trotz bereits erschlossener Flexibilitatsoptionen — wie z. B. Pumpspei-
cher, Nutzung von iiberregionalen Ausgleichseffekten und Lastmanagement — bereits bei ei-
nem Niveau der residualen Last von 25 bis 30 GW negative Strompreise aufgetreten sind. Ur-
sachlich hierfiir kbnnen Hemmnisse und Fehlanreize im regulatorischen Rahmen sein, die die
ErschlieRung weiterer verfiigbarer technischer Flexibilitatsoptionen oder eine Reduktion des
,must-run‘-Betriebs konventioneller Erzeugungsanlagen (vgl. Abschnitt 3) behindern.

5.2 Forderung von Erzeugungsanlagen

Die aktuelle Ausgestaltung der Férderung von Erzeugungsanlagen kann insbesondere zu
Hemmnissen bzw. Fehlanreizen fiir Flexibilitdt beim Einsatz der geférderten Anlagen fiihren,
weil die heutigen Férdersysteme in der Tendenz Anreize fiir eine Auslegung der Anlagen auf
eine hohe Auslastung sowie fiir einen Weiterbetrieb der Anlagen auch bei sehr geringen oder
sogar negativen Strompreisen am GroShandelsmarkt setzen:

e KWK-Anlagen erhalten nach dem Kraft-Warme-Kopplungsgesetz (KWK-G) in der Regel
einen konstanten Zuschlag zusatzlich zu den Erl6sen, die sie auf dem Strommarkt er-
wirtschaften konnen.

e EEG-Anlagen erhalten, wenn sie im Rahmen der Festpreisvergiitung geférdert werden,
einen fixen Zuschlag und miissen den eingespeisten Strom nicht selber vermarkten.
Wenn sie jedoch, wie der Grofdteil der Neuanlagen nach dem EEG 2014, im Rahmen des
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Marktpramienmodells geférdert werden, erhalten sie nur innerhalb eines definierten
Zeitraums von einem Kalendermonat einen konstanten Zuschlag, der in Abhangigkeit
des Marktwertes der jeweiligen Technologie und des durchschnittlichen Preises am
Grof3handelsmarkt innerhalb des Zeitraums ermittelt wird.

Am starksten ist der Anreiz fiir eine Auslegung auf eine hohe Auslastung der Anlagen sowie
einen Weiterbetrieb der Anlagen auch bei geringen oder negativen Strompreisen auf dem
Groflhandelsmarkt bei einer Festpreisvergiitung von Erzeugungsanlagen. Hier beriicksichtigen
Investoren und Betreiber von Erzeugungsanlagen (mdogliche) Entwicklungen des Niveaus und
der Volatilitdt der Strompreise am GrofShandelsmarkt nicht, weil die H6he ihrer Erlése unab-
hingig von den Strompreisen am GrofShandelsmarkt ist. Bei einer gleitenden Pramie, der
Grundlage des Fordersystems fiir die meisten Neuanlagen im Rahmen des EEG, bei der eine
monatliche Anpassung des Zuschlags auf Basis der Entwicklung des technologiedifferenzierten
Marktwertes und des durchschnittlichen Niveaus des Strompreises am Gro3handelsmarkt in
dem jeweiligen Monat ,ex post‘ ergibt, werden gedampfte Anreize fiir eine bedarfsgerechtere
Auslegung und zur Vermeidung eines Weiterbetriebs bei negativen Strompreisen gesetzt. Al-
lerdings haben Anlagen in diesem Férdersystem immer noch Anreize Strom zu erzeugen, wenn
die Differenz aus dem Saldo der Zuschlagszahlung und dem Strompreis am GrofShandelsmarkt
auf der einen Seite und den variablen Erzeugungskosten auf der anderen Seite gréf3er als Null
ist. D. h. je nach Hohe der variablen Erzeugungskosten und des Zuschlags haben die Betreiber
bis zu einem gewissen Ausmaf3 weiterhin Anreize auch bei sehr geringen oder negativen
Strompreisen am Grof3handelsmarkt Strom zu erzeugen und ins Netz einzuspeisen.!2® Im Rah-
men der Novellierung des EEG im Jahr 2014 wurde geregelt, dass die Vergiitungszahlung fiir ab
dem 01.01.2016 in Betrieb genommene EEG-Anlagen ausgesetzt wird, wenn der Wert der
Stundenkontrakte fiir die Preiszone Deutschland / Osterreich am Spotmarkt der Strombérse
EPEX Spot SE in Paris an mindestens sechs aufeinanderfolgenden Stunden negativ ist. Somit
wurde zumindest bei solchen Marktsituationen ein Anreiz fiir die Betreiber von EEG-Anlagen
gesetzt, in solchen Situationen die Anlagen abzuregeln.!2?

Eine vergleichbare Situation, wie beim Marktpramienmodell, ist bei einer fixen Zuschlagszah-
lung gegeben, wie sie bei der Férderung von KWK-Anlagen in der Regel gewdhrt wird. Auch im
KWK-G sind bereits heute Regelungen bzw. Sonderregelungen vorgesehen, die die Anreize fiir
eine Auslegung der Anlagen auf eine hohe Auslastung und einen Weiterbetrieb der Anlagen bei
sehr geringen oder negativen Strompreisen am GrofShandelsmarkt weiter reduzieren. Die For-
derung von KWK-Anlagen nach dem KWK-G ist in der Regel auf

30.000 Vollbenutzungsstunden beschrankt, so dass ein Anreiz besteht, den Weiterbetrieb der
Anlagen bei niedrigen oder negativen Strompreisen zu vermeiden.!3°

In wie weit Anpassungen der Férdersysteme sinnvoll sind, hdngt in erheblichem Ausmaf3 von
der jeweiligen Technologie und den Zielen der Forderung der jeweiligen Technologie ab. Neben

128 Negative Preise setzen aus dynamischer Perspektive Anreize fiir eine Flexibilisierung des Stromversorgungssys-
tems, z. B. konventioneller Erzeugungsanlagen mit und ohne KWK und die Erschlieflung neuer Speicheroptio-
nen. Obgleich man aus statischer Perspektive argumentieren kann, dass auch EE-Anlagen bei negativen Preisen
aufgrund von Effizienzaspekten abgeregelt werden sollten, sollte eine Abregelung aus unserer Sicht mittelfristig
nur in begrenztem Umfang erfolgen, um dynamische Flexibilisierungsanreize fiir den Anpassungsprozess in
anderen Bereichen zu erhalten.

129 Ausgenommen sind Windenergieanlagen mit einer Leistung von weniger als 3 MW sowie sonstige EEG-Anlagen
mit einer Leistung von weniger als 500 kW und Demonstrationsprojekte.

130 Ausgenommen von dieser Regelung sind Anlagen mit einer installieten Leistung von bis zu 50 kW.
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einer Ausweitung entsprechender Regelungen bzw. Sonderregelungen, die bereits heute insbe-
sondere in Situationen mit negativen Strompreisen Anreize fiir einen Weiterbetrieb reduzieren,
bestehen grundsitzlichere Anpassungsoptionen des Vergiitungssystems. Einerseits kann eine
Kopplung des Zuschlags an den Grof3handelspreis fiir Strom, z. B. in Form eines prozentualen
Zuschlags, erwogen werden. Andererseits kann eine Férderung auf Basis der Leistung der An-
lagen erfolgen. Bei einer Forderung auf Basis der installierten Leistung konnen sich allerdings
erhebliche Probleme hinsichtlich der Effektivitit sowie Missbrauchspotenzial ergeben. So stellt
eine leistungsbasierte Férderung nicht sicher, dass wesentliche Ziele der Férderung, niamlich
eine Erhohung der Erzeugung von energieeffizienten Anlagen (KWK) bzw. CO2-freier Stromer-
zeugung (EE-Anlagen) sowie eine Verdriangung der Stromerzeugung auf Basis von
ungekoppelter Stromerzeugung mit fossilen Brennstoffen, tatsdchlich erreicht wird.

In einem langfristig angelegten Zielmodell sollte eine Férderung von Erzeugungsanlagen, so-
weit diese zur Erreichung von Umwelt- und Klimaschutzzielen erforderlich ist, unter Beriick-
sichtigung von Kostenaspekten und der Vermeidung von Missbrauchsméglichkeiten darauf
ausgelegt sein, dass die Preissignale des Gro3handelsmarktes bei den Anlagenbetreibern (zu-
mindest teilweise) ankommen. Die Anpassungen der letzten Jahre bei der Ausgestaltung der
Forderungen erneuerbarer Energien durch die optionale Moglichkeit der Teilnahme (Bestands-
anlagen) bzw. obligatorische Teilnahme (Neuanlagen) am Marktpramienmodell mit einer (vari-
ablen) Zusatzvergiitung neben den Markterl6sen sowie der aktuellen Ausgestaltung der Forde-
rung von KWK-Anlagen mit in der Regel einer (fixen) Zuschlagszahlung neben den Markterlo-
sen, erscheint im Vergleich zu alternativen Vergiitungssystemen zielfiihrend. Mégliche Weiter-
entwicklungen sollten in diesem Rahmen erfolgen.

5.3 Systematik von Netzentgelten

In Deutschland werden die bei den Ubertragungs- und Verteilnetzbetreibern anfallenden Kos-
ten fiir Errichtung und Betrieb der Netzinfrastruktur (sowie fiir die Bereitstellung von System-
dienstleistungen) {iber die Netzentgelte von den Verbrauchern refinanziert, die ihren Strom aus
dem Netz der allgemeinen Versorgung beziehen.

Netzentgelte sind neben den Beschaffungskosten, Umlagen und Abgaben sowie Steuern je
nach Anschlussebene und Verbraucher ein wesentlicher Bestandteil des Strompreises von Ver-
brauchern, die ihren Strom aus dem Netz der allgemeinen Versorgung beziehen. Abbildung 5-2
zeigt exemplarisch den Anteil des Strombezugspreises, der auf Entgelte fiir die Netznutzung bei
unterschiedlichen Verbrauchern entfillt.
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Abbildung 5-2: Zusammensetzung des Strombezugspreises fiir Haushalte und Industrie mit
maximalen Entlastungen & ohne Entlastungen
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Quelle: Eigene Darstellung auf Basis BDEW Strompreisanalyse Juni 2014

Bei privaten Haushalten machen die Netzentgelte etwa 23 % des Strombezugspreises aus. Bei
industriellen Abnehmern ist der Anteil der Netzentgelte stark davon abhdngig, welche Entlas-
tungen, z. B. durch die Besondere Ausgleichsregelung des EEG oder durch die Méglichkeiten
von Netzentgeltreduktionen nach § 19 Abs. 2 StromNEV, der jeweilige Industriekunde in An-
spruch nehmen kann. Der Anteil des Netzentgeltes in der Industrie variiert daher erheblich
zwischen etwa 2 und 17 % in Abhangigkeit der Moglichkeiten zur Inanspruchnahme entspre-
chender Entlastungsregeln.

Grundlage fiir die Bestimmung der zu zahlenden Netzentgelte ist die Stromnetzentgeltverord-
nung (StromNEV). In der StromNEV wird geregelt, welche Kosten nach welcher Systematik auf
die unterschiedlichen Letztverbraucher umgelegt werden. Zudem werden Ausnahmeregelun-
gen fiir eine Minderung der zu zahlenden Netzentgelte festgelegt. Bei der Netzentgeltsystematik
wird einerseits differenziert zwischen Verbrauchern ohne Leistungsmessung, also Kunden, bei
denen ein sog. Standardlastprofil unterstellt wird (SLP-Kunden), und Verbrauchern mit regist-
rierender Leistungsmessung (RLM-Kunden), bei denen nicht nur die bezogenen Strommengen
in einer langeren Abrechnungsperiode, sondern auch die Leistungsaufnahme viertelstunden-
scharf erfasst werden. Andererseits besteht bei RLM-Kunden eine weitere Differenzierung fiir
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sog. Sonderformen der Netznutzung nach § 19 Abs. 2 StromNEV.131 Die Anteile der unter-
schiedlichen Netznutzungsfille sind in Abbildung 5-3 dargestellt.

Abbildung 5-3: Abschitzung der Zusammensetzung des Stromverbrauchs nach Netznut-
zungsfillen in Deutschland im Jahr 2014

.§19 (2)Satz1
4%

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis Agora (2014), Prognos (2014)

Der Stromverbrauch, der aus dem Netz der allgemeinen Versorgung entnommen wird, macht
etwa 90 % aus. Fiir diesen Anteil miissen die Verbraucher in der Regel Netzentgelte zahlen.
Etwa 31 % des gesamten Verbrauchs entfallt dabei auf nicht leistungsgemessene Kunden. Fiir
etwa 59 % des Verbrauchs ist die Netzentgeltsystematik gemaf3 §§ 17 und 19 StromNEYV fiir
leistungsgemessene Kunden anzuwenden. Dabei entfallen wiederum rund 14 % des Ver-
brauchs auf Sonderformen der Netznutzung nach § 19 Abs.2 StromNEV. Etwa 10 % des Strom-
verbrauchs in Deutschland wird von den Verbrauchern in eigenen Anlagen erzeugt. Auf eigen-
erzeugten Strom sind keine Netzentgelte zu zahlen, da das Netz der allgemeinen Versorgung
nicht in Anspruch genommen wird.

Im Folgenden wird zunéchst die aktuelle Ausgestaltung der Regelungen fiir SLP-Kunden, RLM-
Kunden und RLM-Kunden mit Sonderformen der Netznutzung nach § 19 Abs. 2 sowie die netz-
entgeltliche Behandlung des Verbrauchs von eigenerzeugtem Strom dargestellt. Darauf auf-
bauend werden potenzielle Hemmnisse und Fehlanreize mit dem Fokus auf die Flexibilisierung
des Verbrauchs und der Eigenerzeugung identifiziert. Fiir die identifizierten potenziellen
Hemmnisse und Fehlanreize werden mogliche Anpassungsoptionen zur Beseitigung oder Re-
duktion aufgezeigt, Wirkungsmechanismen dargelegt, Vor- und Nachteile diskutiert sowie wei-
terer Forschungsbedarf aufgezeigt. Der Abschnitt schlief3t mit einem Zwischenfazit inklusive
Anpassungsempfehlungen fiir die Systematik der Netzentgelte.

131 Dariiber hinaus haben RLM-Kunden die Moglichkeit, gemaf3 § 19 Abs. 1 eine monatliche Abrechnung der Netz-
entgelte zu erhalten.

126




Strommarktdesign der Zukunft

5.3.1 Ubersicht — Aktuelle Ausgestaltung der Regelungen

Der Strombezug ohne registrierende Leistungsmessung kann bei Niederspannungskunden mit
einem Jahresstromverbrauch von maximal 100.000 kWh erfolgen. Die Abrechnung erfolgt auf
Basis eines Grundpreises in € und eines Arbeitspreises in €-Cent je kWh, die je nach Netzbe-
treiber unterschiedlich hoch sind. In der Regel macht der Arbeitspreis (in Abhangigkeit vom
Jahresstromverbrauch) einen erheblich groleren Anteil an den Strombezugskosten fiir SLP-
Kunden aus.132

Abbildung 5-4: Zusammensetzung Arbeits- und Grundpreis fiir SLP-Kunden mit einem Jah-
resstromverbrauch von 3.500 kWh im Jahr 2014 — Durchschnittspreise in ct
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Eigene Darstellung; Quelle: Preisbldtter der angegebenen Verteilnetzbetreiber.

Bei dem in der Abbildung unterstellten Jahresstromverbrauch von 3.500 kWh pro Jahr betragt
der Anteil des Grundpreises fiir die Beispielfille zwischen etwa 7 und 18 %.

Fiir Verbraucher mit Entnahmen aus Netzebenen mit héherer Spannung oder mit einem Strom-
bezug aus einem Niederspannungsnetz von mehr als 100.000 kWh p. a. ist eine registrierende

132 Auf die Arbeitspreise werden sowohl bei leistungsgemessenen als auch bei nicht-leistungsgemessenen Letzt-
verbrauchern weitere Abgaben und Umlagen aufgeschlagen. Dies sind Mehrkosten nach dem KWK-Gesetz, die
Umlage fiir § 19 StromNEV, die Offshore-Haftungsumlage nach § 17 f EnWG, die Umlage fiir § 18 AbLaV sowie
die Konzessionsabgabe. Zusétzlich sind Zahlungen fiir den Messstellenbetrieb, Messung und Abrechnung zu
leisten.
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Leistungsmessung obligatorisch.!33 Bei RLM-Kunden werden die Netzentgelte auf Basis eines
Leistungspreises und eines Arbeitspreises abgerechnet, die je nach Netz- und Umspannebene
sowie Netzbetreiber variieren. Sowohl die Arbeits- als auch die Leistungspreise nehmen dabei
in Netzebenen mit abnehmender Spannung in der Regel zu, da weitere Netzebenen in An-
spruch genommen werden. Der Leistungspreis ist grundséatzlich ein Betrag in € je kW, der in
der Regel fiir die jeweilige jahrliche individuelle Bezugsspitze (kW) des Verbrauchers zu ent-
richten ist.134 Der Arbeitspreis in € je kWh ist fiir die bezogenen Strommengen (kWh) zu ent-
richten. Bei RLM Kunden wird dariiber hinaus zwischen Verbrauchern mit Benutzungsstunden
von weniger als 2.500 Stunden pro Jahr und Verbrauchern mit Benutzungsstunden vom mehr
als 2.500 Stunden im Jahr unterschieden. Die Benutzungsstunden ergeben sich aus dem Quoti-
enten aus der bezogenen Jahresenergiemenge und der jahrlichen Bezugsspitze des Verbrau-
chers. Verbraucher mit Benutzungsstunden von weniger als 2.500 zahlen in der Regel einen
geringeren Leistungspreis und einen héheren Arbeitspreis, als Verbraucher mit mehr als

2.500 Benutzungsstunden. Die Leistungs- und Arbeitspreise sind dabei von den Netzbetreibern
so festzulegen, dass der Absolutbetrag des Netzentgeltes bei genau 2.500 Benutzungsstunden
pro Jahr identisch ist. Exemplarisch ist die Systematik fiir RLM-Kunden fiir einen identischen
Stromverbrauch von 200.000 KkWh p.a. in Abhédngigkeit der Bezugsspitze in Abbildung 5-5
dargestellt. Bei weniger als 2.500 Benutzungsstunden betragt der Leistungspreis 6,15 € je kWa
und der Arbeitspreis 1,89 Cent je kWh, wahrend bei mehr als 2.500 Benutzungsstunden der
Leistungspreis 50,40 € je kWa und der Arbeitspreis 0,12 Cent je kWh betrédgt.135

133 Gemadfd § 12 Abs. 1 Satz 2 konnen Netzbetreiber in begriindeten Fallen auch fiir Verbrauchergruppen mit einem
Stromverbrauch von mehr als 100.000 kWh p. a. Standardlastprofile festlegen.

134 Grundsatzlich besteht auch die Moglichkeit einer monatlichen Abrechnung gem. § 9 Abs. 1 StromNEV.
135 Quelle Preisblatter Netznutzungsentgelte Strom Westnetz 2014.
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Abbildung 5-5: Absolutes Netzentgelt bei einem Stromverbrauch von 200.000 KkWh p.a. im
System mit weniger und im System mit mehr als 2.500 Benutzungsstunden
pro Jahr in Hochspannung?!3¢
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Quelle: Eigene Darstellung auf Basis des Preisblattes Westnetz 2014

Aufgrund des niedrigen Leistungspreises bei weniger als 2.500 Benutzungsstunden pro Jahr
verdndern sich die insgesamt zu zahlenden Netzentgelte in diesem System nur geringfiigig bei
einer Variation der Bezugsspitze, wahrend eine Variation der Strombezugsspitze im System mit
mehr als 2.500 Benutzungsstunden erhebliche Auswirkung auf die zu entrichtende Netzent-
geltzahlung hat.137

Dariiber hinaus bestehen sog. ,Sonderformen der Netznutzung‘ deren Anspruchsvoraussetzun-
gen und Abrechnungssystematik in § 19 der StromNEV geregelt sind. Im Rahmen des vorlie-
genden Berichts werden aufgrund der potenziellen Relevanz fiir die erforderliche Flexibilisie-
rung des Stromversorgungssystems insbesondere die Regelung fiir ,atypische Netznutzung*

(§ 19 Abs. 2 Satz 1) und die Regelung fiir ,stromintensive Letztverbraucher® (§ 19 Abs. 2

Satz 2ff.) betrachtet.

Die Regelungen fiir atypische Netznutzung basieren auf der Annahme, dass Verbraucher, deren
Bezugsspitze nicht in Zeiten einer hohen Netzlast der angeschlossenen Netz- bzw. Umspann-
ebene liegt, zu einer Entlastung bzw. Stabilisierung des Netzes beitragen. Verbraucher die un-

136 Die in der Abbildung dargestellten Zahlungen sind fiir die blass gelben Sdulen hypothetisch (im Bereich rechts
von 2.500 Jahresbenutzungsstunden) und fiir die blass griinen Balken hypothetisch (im Bereich links von 2.500
Jahresbenutzungsstunden).

137 Diese Systematik fiihrt dazu, dass ein moglichst kontinuierlicher Strombezug (z. B. ,Bandlast) iiber niedrigere
Netzentgelte belohnt wird.

129




Strommarktdesign der Zukunft

ter diese Regelung fallen, erhalten eine Reduktion ihres Netzentgeltes auf bis zu 20 % des ver-
offentlichten Netzentgeltes. Die tatsdchliche Reduktion des Netzentgeltes hangt vom gemaf}
Vorgaben berechneten Entlastungsbeitrag des jeweiligen Endverbrauchers fiir das Netz ab.
Zum Zweck der Ermittlung dieses individuellen Entlastungsbeitrags hat jeder Netzbetreiber
jahrlich fiir jede Netz- bzw. Umspannebene sog. Hochlastzeitfenster (HLZF) differenziert nach
Jahreszeiten zu bestimmen.!38 Maf3geblich fiir die Ermittlung des Leistungspreises im Rahmen
eines individuellen Netzentgeltes ist die individuelle Jahresh6chstlast an einer Entnahmestelle
eines Letztverbrauchers innerhalb dieser ausgewiesenen HLZF.13° Bezugsspitzen aufierhalb der
HLZF oder solche Bezugsspitzen, die nachweislich auf Anforderung eines Netzbetreibers ent-
standen sind (z. B. negative Regelleistung), sind nicht maf3geblich fiir die Ermittlung der Leis-
tungspreiskomponente. Der Entlastungsbeitrag unterliegt dabei einer spezifischen und einer
absoluten Erheblichkeitsschwelle. Einerseits muss die auf3erhalb der HLZF auftretende Jahres-
hochstlast eine bestimmte prozentuale Unterschreitung der Jahreshdchstlast im HLZF von der
in Abhéngigkeit der angeschlossen Netz- oder Umspannungsebene aufweisen.“® Andererseits
muss diese Unterschreitung absolut mindestens 100 KW unabhangig von der Netz- oder Um-
spannebene betragen.

Die Regelungen fiir stromintensive Letztverbraucher basieren auf der Annahme, dass ein még-
lichst gleichméfiiger Strombezug netzentlastend bzw. -stabilisierend wirkt.141.142 So erfolgt eine
Reduktion des Netzentgeltes bei einem Stromverbrauch von mehr als 10 GWh im Jahr und einer
Benutzungsstundenzahl von mindestens

> 7.000 h / aauf minimal 20 Prozent,
> 7.500h /aaufminimal 15 Prozent und
> 8.000 h / aauf minimal 10 Prozent

des jeweils reguldr zu zahlenden Netzentgeltes. Diese prozentualen Grenzen stellen wiederum
lediglich Obergrenzen der moglichen Reduktion des Netzentgeltes dar. Die tatsdchliche indivi-
duell gewdhrte Netzentgeltreduktion hingt davon ab, welchen individuellen Entlastungsbei-
trag die jeweiligen Verbraucher geltend machen konnen. Der individuelle Entlastungsbeitrag
wird in der Regel iiber die Ermittlung der annuitdtischen Kosten der fiktiven Nutzung eines
physikalischen Pfades zwischen der Abnahmestelle und einer geeigneten Erzeugungsanlage,
die technisch in der Lage ist, die Verbrauchslast der entsprechenden Abnahmestelle ganzjdhrig
zu decken, ermittelt. Die Differenz aus diesen Kosten einer fiktiven Leitungsnutzung (genutzte
Betriebsmittel, Verlustenergiekosten, Kosten der Netzreservekapazitiat) und der Kosten, die der
Letztverbraucher bei allgemeinen Netzentgelten reguldr zu zahlen hitte, stellt die tatsdchliche

138 Dije Jahreszeiten entsprechen nicht den kalendarischen (astronomischen) Jahreszeiten. Vgl. BNetzA (2013).

139 F{ir die Ermittlung der Jahresbenutzungsstunden ist weiterhin die tatsdachliche individuelle Jahreshdchstlast
heranzuziehen.

140 Die prozentuale Erheblichkeitsschwelle betrdagt 5 % im Hochstspannungsnetz, 10% im Hochspannungsnetz,
20 % im Mittelspannungsnetz und 30 % im Niederspannungsnetz. Dariiber hinaus besteht eine Bagatellgrenze.
So muss die Kostenersparnis durch die Netzentgeltreduktion mindestens 500 € betragen.

141 Vgl. BMWi (2013).

142 Auch bei normalen RLM-Kunden gemaf} § 17 StromNEV wird ein gleichméafliger Strombezug iiber niedrigere
Netzentgelte ,belohnt’.
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individuelle Netzentgeltreduktion dar, wenn diese nicht durch den von den individuellen Jah-
resbenutzungsstunden abhangigen maximalen Prozentsatz begrenzt ist.143

In etwa zehn Prozent des jahrlich in Deutschland verbrauchten Stroms wird in Eigenerzeu-
gungsanlagen produziert (vgl. Abbildung 5-3). Auf den Verbrauch selbst erzeugter Strommen-
gen (Eigenverbrauch) entfallen keine Netzentgelte, da das Netz der allgemeinen Versorgung
hierfiir nicht in Anspruch genommen wird. Dies gilt sowohl fiir Eigenverbrauch aus PV-
Anlagen oder Blockheizkraftwerken als auch fiir Eigenverbrauch aus konventionellen Stromer-
zeugungsanlagen, z. B. der Industrie.*4* Um sich gegen einen erheblichen Anstieg der Leis-
tungspreiskomponente bei Revisionen oder technischen Ausfillen der Eigenerzeugungsanlage
abzusichern, besteht fiir RLM-Kunden mit Eigenerzeugungsanlagen die Moglichkeit, entweder
eine sog. Netzreserve-Kapazitit zu kontrahieren oder einen redundanten Netzanschluss!45 vor-
zuhalten.146

5.3.2 Hemmnisse und Fehlanreize der aktuellen Ausgestaltung

Im Rahmen der Analyse von Hemmnissen und Fehlanreizen liegt der Fokus auf der Identifika-
tion von Hemmnissen einer Erschlieffung und / oder Nutzung von Flexibilitidt auf Seiten der
Verbraucher fiir den Strommarkt und die Regelleistungsmarkte, die sich durch eine mit Blick
auf das Gesamtsystem ineffiziente Optimierung individueller Subsysteme zur individuellen
Verringerung der Netzentgelte ergeben. Die Ursache fiir diese Ineffizienz liegt in einer Verzer-
rung von Preissignalen des Grof3handelsmarktes durch die aktuelle Netzentgeltsystematik be-
griindet. Dariiber hinaus werden Verteilungseffekte der aktuellen Regelungen, die zu einer
nicht verursachungsgerechten Verteilung von Kosten bzw. einer Entsolidarisierung bei der Re-
finanzierung von Netzkosten fiihren, identifiziert. Dabei werden die folgenden Netznutzungs-
fille analysiert:

e Nicht-leistungsgemessene Verbraucher (SLP-Kunden)
o ohne Eigenverbrauch
o mit Eigenverbrauch

e Leistungsgemessene Verbraucher (RLM-Kunden ohne Sonderformen der Netznutzung)
o ohne Eigenverbrauch

o mit Eigenverbrauch

143 Vgl. BNetzA (2013), BK 4-13-739, Festlegung hinsichtlich der sachgerechten Ermittlung individueller Entgelte
nach § 29 Abs. 1 und Abs. 2 Satz 1 EnWG i.V.m. § 19 Abs. 2 StromNEV und § 30 Abs. 2 Nummer 7 StromNEV.

144 Neben der weitgehenden Befreiung von Netzentgelten entfallen auf die eigenerzeugten Strommengen auch
keine Umlagen auf Netzentgelte, keine Konzessionsabgabe, keine oder eine reduzierte EEG-Umlage sowie ggf.
keine Strom- und Umsatzsteuer.

145 Ein solcher redundanter Netzanschluss, der fiir Revisionen oder Ausfille der Eigenerzeugungsanlage genutzt
wird, weist dann deutlich unter 2.500 Jahresbenutzungsstunden auf und enthalt somit eine vergleichsweise ge-
ringe Leistungspreiskomponente und eine hohe Arbeitspreiskomponente.

146 Somit fallen indirekt zumindest anteilige Kosten fiir die Netznutzung bei Eigenerzeugung an.
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e Verbraucher mit Sonderformen der Netznutzung (ohne Eigenverbrauch)
o atypische Netznutzung (§ 19 Abs. 2 Satz 1)
o stromintensive Letztverbraucher (§ 19 Abs. 2 Satz 2 bis 4)
5.3.2.1 Nicht-leistungsgemessene Verbraucher

Bei SLP-Kunden ohne Eigenverbrauch ist eine ErschliefSung und Nutzung ggf. vorhandener
Flexibilitdtspotenziale de facto nicht méglich, da monetére Anreize fiir eine Flexibilisierung
des Verbrauchs (zeitliche Verlagerung, kurzfristiger Verzicht oder kurzfristige Erh6hung des
Verbrauchs in Abhéngigkeit des Strompreises am GroShandelsmarkt) aufgrund mangelnder
technischer Voraussetzungen per se nicht gegeben sind. Bei einem standardméflig eingesetzten
Stromzéhler (sog. Ferraris-Zihler) besteht keine Moglichkeit den (viertelstiindlich) genauen
Verbrauch oder die Hohe von Bezugsspitzen zu messen. Somit fehlt die Méglichkeit einer Ab-
rechnung in Abhédngigkeit eines individuellen Bezugsprofils auf Grundlage kurzfristiger, z. B.
stiindlicher Preissignale des Grof3handelsmarktes fiir Strom. Bei diesen Kunden kann lediglich
der Stromverbrauch innerhalb einer Abrechnungsperiode (in der Regel ein Jahr) sowie die
(nutzbare) Netzanschlussleistung als Bezugsgrofe fiir ein Netzentgeltsystem herangezogen
werden. Variationen der Héhe des Grundpreises und des Arbeitspreises wirken sich nicht auf
die Flexibilitdt des Verbrauchsverhaltens in Abhédngigkeit des Strompreises auf den Grof3han-
delsmarkt aus. Eine Verlagerung der Netzentgelte auf die Arbeitspreiskomponenten kann ledig-
lich zu zusitzlichen monetdren Anreizen fiir Einsparungen beim Strombezug (Energieeffizienz)
fithren.

Bei SLP-Kunden mit Eigenverbrauch bestehen einerseits Anreize zur aus Gesamtsystemsicht
ineffizienten betriebswirtschaftlichen Optimierung eines Subsystems, indem eine oder mehrere
Eigenerzeugungsanlagen,ggf. in Verbindung mit dezentralen Speichern und vorhandenen
Lastmanagementpotenzialen, zur Minimierung des Strombezugs aus dem Netz der allgemeinen
Versorgung genutzt wird. Eine Reduktion der Netzentgelte ist fiir den Verbraucher ausschlief3-
lich durch eine Reduktion der bezogenen Strommenge im Abrechnungszeitraum moglich. Der
Einsatz der Eigenerzeugungsanlage(n) in Kombination mit der Nutzung von ggf. zusitzlich
vorhandenen dezentralen Speichern und Lastverschiebepotenzialen erfolgt dabei unabhadngig
von den Strompreisen am Grof3handelsmarkt und der Belastungssituation des Netzes, an das
der Verbraucher angeschlossen ist, sowie der Belastungssituation in vorgelagerten Netzen. Der
Einsatz kann damit sowohl in Bezug auf das Netz als auch in Bezug auf den Strommarkt allen-
falls zufdllig systemdienlich sein oder Situationen sogar verscharfen, wenn z. B. in Knappheits-
situationen Strom dezentral eingespeichert wird, um ihn zu einem spéateren Zeitpunkt selbst zu
verbrauchen, oder in Uberschsssituationen dezentral gespeicherter Strom verbraucht wird,
anstatt Strom aus dem Netz der allgemeinen Versorgung zu entnehmen.

Aufgrund der moglichen Einsparungen bei den Netzentgelten (und ggf. weiteren Bestandteilen
des Preises fiir den Strombezug, wie Umlagen, Abgaben und Steuern) durch den Betrieb einer
Eigenerzeugungsanlage, die sich aus der Verringerung des Strombezugs aus dem Netz ergeben,
konnen sich — insbesondere unter Beriicksichtigung weiterer Privilegierungen des Eigenver-
brauchs — wirtschaftliche Anreize fiir den Zubau von Eigenerzeugungsanlagen in ineffizientem
Umfang ergeben. Einerseits erh6hen sich dadurch die Potenziale fiir eine Optimierung von
Subsystemen, bei denen Flexibilitdt sowohl in Bezug auf das Netz als auch in Bezug auf den
Strommarkt nicht sinnvoll genutzt wird. Andererseits ergibt sich eine Entsolidarisierung bei der
Finanzierung der Netzkosten, weil andere Verbraucher die durch Eigenverbrauch eingesparten
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Kosten der Refinanzierung der Netzkosten mittragen miissen. Diese Kostenerh6hung fiir die
anderen Verbraucher hat dariiber hinaus ggf. einen selbstverstirkenden Effekt, weil die wirt-
schaftlichen Anreize fiir Eigenerzeugung (auch fiir diese Verbraucher) weiter zunehmen, da der
Strombezug aus dem Netz der allgemeinen Versorgung durch zusitzlichen Eigenverbrauch c. p.
sinkt und damit die Umlagebasis fiir die Netzkosten kleiner wird. Dariiber hinaus erscheint die
Netzentgeltsystematik fiir SLP-Kunden mit Eigenverbrauch angesichts der vergleichsweise
niedrigen Leistungspreiskomponente nicht verursachungsgerecht, da die Eigenerzeuger das
Netz der allgemeinen Versorgung in der Regel zeitweise vollumfanglich nutzen und somit die
erforderliche Netzkapazitit nicht reduzieren, aber erhebliche Einsparungen bei den Netzentgel-
ten aufgrund der vergleichsweise hohen Arbeitspreiskomponente von SLP-Kunden erzielen
konnen. 147

5.3.2.2 Leistungsgemessene Verbraucher

Bei RLM-Kunden ohne Eigenverbrauch besteht insbesondere in Situationen mit einer gerin-
gen residualen Last bzw. niedrigen oder negativen Strompreisen ein Flexibilititshemmnis, da
eine Ausweitung des Strombezugs iiber die bisherige jahrliche Bezugsspitze hinaus auch in
solchen Situationen, zu einem starken Anstieg des Netzentgeltes fithren kann. In Abbildung
5-6 ist dieses Hemmnis fiir Lastmanagement (engl. Demand Side Management — DSM) exemp-
larisch dargestellt.

Abbildung 5-6: Hemmnis fiir Lastmanagement bei RLM-Kunden - Exemplarisch

Strombezugsspitze Erhéhung
8.000€ NNE um 41 %
ZA ohne DSM Erh8hung i
= 7.000€ NNE um 21 %
6.000€
5.000€
4.000€
3.000€ W W W ()
\ m o) — <
g/\ 2.000€ & 2 g 3
E | Strombezugsspitze mit DSM ‘ 1.000€ < n n ~
[
J 0€
120.000 kWh p.a. 240.000 kWh p.a.
_ Zeit Bezugsspitze 40 kW
romprels = Lastverlauf ohne DSM Bezugsspitze 60 kW

= Lastverlauf mit DSM

Quelle: Eigene Darstellung und Berechnungen auf Basis des Preisblattes eines Netzbetreibers

Die orangene Linie stellt den Strombezug ohne strompreisorientierte Nutzung von DSM dar,
wihrend die griine Linie einen moéglichen Strombezug bei strompreisorientierter Nutzung von
DSM-Potenzialen darstellt. Wie im rechten Teil von Abbildung 5-6 dargestellt, fiihrt eine einma-
lige Ausweitung der Bezugsspitze zu einer deutlichen Erhéhung des jahrlichen Netzentgeltes,

147 Beispielsweise beziehen Netzkunden mit PV-Eigenerzeugung in den Nacht-, Morgen- und Abendstunden oder
bei Bewolkung nahezu vollumfanglich aus dem Netz der allgemeinen Versorgung und Netznutzer mit BHKW-
Eigenerzeugung miissen bei mangelndem Warmebedarf ebenfalls vollumfanglich auf das Netz der allgemeinen
Versorgung zuriickgreifen.
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da eine einmalige Bezugsspitze maf3geblich fiir die Leistungspreiskomponente des zu entrich-
tenden Netzentgeltes ist. Dariiber hinaus kann die aktuelle Systematik dazu fiihren, dass vor-
handene Lastmanagementpotenziale nicht zur Optimierung gegeniiber dem Strompreis am
Groflhandelsmarkt genutzt werden, sondern zur Minimierung der (individuellen) Bezugsspitze
eingesetzt werden, um die Netzentgeltzahlung zu minimieren. Dieses kann sowohl in Bezug auf
das Netz als auch in Bezug auf den Strommarkt allenfalls zufdllig systemdienlich sein oder Si-
tuationen sogar verschirfen, wenn beispielsweise in Uberschusssituationen aufgrund einer
Erhéhung der individuellen Bezugsspitze kein zusatzlicher Strombezug erfolgt.

Dariiber hinaus stellt die aktuelle Ausgestaltung des § 17 Abs. 2 ein erhebliches Hemmnis fiir
die Teilnahme von Lastmanagementpotenzialen am Regelleistungsmarkt dar. Eine Erhéhung
der individuellen Bezugsspitze aufgrund der Erbringung negativer Regelleistung fiihrt zu ei-
nem Anstieg des zu zahlenden Netzentgeltes aufgrund einer hoheren Leistungspreiskompo-
nente. Im Rahmen der atypischen Netznutzung nach § 19 Abs. 2 Satz 1 hat die Bundesnetz-
agentur hingegen festgelegt, dass eine nachweislich durch die Erbringung negativer Regelleis-
tung verursachte Bezugsspitze nicht relevant fiir die Ermittlung der Leistungspreiskomponente
ist.148

Bei RLM Kunden mit Eigenverbrauch besteht aufgrund der Netzentgeltsystematik zusétzlich
ein Anreiz zum ineffizienten Einsatz der Eigenerzeugungsanlage zum Zweck der Minimierung
des zu entrichtenden Netzentgeltes. So wird die Eigenerzeugungsanlage ggf. unabhdngig vom
Strompreis am Grof3handelsmarkt, also auch bei sehr niedrigen oder negativen Strompreisen,
eingesetzt, um individuelle Bezugsspitzen zu vermeiden, obwohl der Strombezug aus dem Netz
der allgemeinen Versorgung aus Sicht des Gesamtsystems vorzugswiirdig ware. Geht der
Strombezug aus dem Netz jedoch mit einer Erh6hung der Bezugsspitze einher, kann die Ver-
meidung dieser Bezugsspitze mittels des Einsatzes der Eigenerzeugungsanlage aus betriebs-
wirtschaftlicher Perspektive fiir den einzelnen Verbraucher vorzugswiirdig sein. In Abbildung
5-7 wird dieser Zusammenhang schematisch dargestellt.

Abbildung 5-7: Anreize fiir einen ineffizienten Einsatz von Eigenerzeugungsanlagen zur Mi-
nimierung der Bezugsspitze bei RLM-Kunden - Exemplarisch

A Bezugsspitze Strombezug aus A

dem Netz | Mindest-Eigenerzeugung

KW
kW

Je nach Strompreis
Stromeinspeisung ins Netz

> S
Zeit Zeit ©
Nennleistung Eigenerzeugungsanlage —— eigene Verbrauchslast

Quelle: Eigene Darstellung.

Auf der linken Seite der Abbildung ist dargestellt, wie die Eigenerzeugungsanlage zur Minimie-
rung der Bezugsspitze aus dem Netz der allgemeinen Versorgung eingesetzt wird. Wird die Ei-

148 Vgl. BNetzA (2013).
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generzeugungsanlage auf Nennleistung betrieben, resultiert zum Zeitpunkt der individuellen
hochsten Verbrauchslast die gekennzeichnete Bezugsspitze aus dem Netz der allgemeinen Ver-
sorgung. Der Einsatz der Eigenerzeugungsanlage erfolgt dabei ggf. auch dann, wenn der Preis
am Grof3handelsmarkt deutlich unter den variablen Kosten der Eigenerzeugungsanlage liegt,
wenn der Bezug aus dem Netz der allgemeinen Versorgung mit einer héheren Leistungspreis-
komponente des Netzentgeltes einhergehen wiirde. So kann es beispielsweise vorkommen,
dass die Eigenerzeugungsanlage auch dann eingesetzt wird, wenn der Strompreis am Grof3-
handelsmarkt niedrig oder sogar negativ ist. Wenn eine Eigenerzeugungsanlage zur Minimie-
rung der Bezugsspitze genutzt wird, besteht jedoch nicht nur ein Anreiz zum Betrieb der Anlage
zum Zeitpunkt individuell h6chsten Verbrauchslast. Auf der rechten Seite der Abbildung ist
dargestellt, dass die Anlage ggf. auch zu anderen Zeitpunkten unabhéngig vom momentanen
Strompreis am Grof3handel eingesetzt werden muss, damit sich die individuelle Bezugsspitze
zu anderen Zeitpunkten nicht erhéht (,Mindest-Eigenerzeugung®).

Dariiber hinaus fiihrt die Privilegierung des Eigenverbrauchs, also Einsparungen bei den sons-
tigen Kosten des Strombezugs (Netzentgelte, Umlagen auf Netzentgelte, Abgaben, Steuern),
dazu, dass das Strompreissignal des GrofShandelsmarktes verzerrt wird, da die sonstigen Kos-
ten des Strombezugs aus dem Netz der allgemeinen Versorgung fiir eigenerzeugten Strom teil-
weise nicht anfallen. Dies hat zur Folge, dass Eigenerzeuger ggf. auch dann, wenn keine Erho-
hung der individuellen Bezugsspitze resultieren wiirde und der Preis am GrofShandelsmarkt
unter den variablen Kosten der Eigenerzeugungsanlage liegt, selbst Strom produzieren. Aus-
serdem fiihrt die Privilegierung dazu, dass die Umlagebasis fiir die sonstigen Kosten des
Strombezugs aus dem Netz der allgemeinen Versorgung durch den Eigenverbrauch schrumpft
und die nicht eigenerzeugendenVerbraucher spezifisch hoher belastet werden
(Entsolidarisierung von Kosten), was wiederum mit einer Verstarkung des Anreizes fiir Eigen-
verbrauch einhergeht (selbstverstarkender Effekt).149

5.3.2.3 Sonderformen der Netznutzung

Bei Verbrauchern, die Reduktionsmdoglichkeiten bei ihren Netzentgeltzahlungen auf Grundlage
der Regelungen des § 19 Abs. 2 StromNEV nutzen wollen, konnen Hemmnisse fiir eine markt-
bzw. systemdienliche Nutzung von Lastmanagementpotenzialen aus einer Ausrichtung der
Struktur des Strombezugs zur Erfiillung der Anspruchsvoraussetzungen bzw. zu einer Optimie-
rung der Netzentgelte resultieren.

Fiir Letztverbraucher mit einer atypischen Netznutzung besteht im Gegensatz zu einem
,yeguldren‘ RLM-Kunden in Situationen aufierhalb eines Hochlastzeitfensters der angeschlos-
senen Netz- bzw. Umspannebene kein Hemmnis fiir eine marktgetriebene Nutzung von Flexibi-
litdtspotenzialen. Leistungsspitzen au3erhalb des HLZF oder aufgrund der Erbringung von Re-
gelleistung werden bei der Berechnung der Leistungskomponente des Netzentgeltes nicht be-
riicksichtigt. Maf3geblich ist die Leistungsspitze innerhalb der HLZF, die nicht durch den Abruf
negativer Regelleistung verursacht wurde. In Situationen innerhalb des HLFZ hemmt die aktu-
elle Ausgestaltung jedoch insbesondere bei niedrigen oder negativen Strompreisen ggf. einen
Einsatz vorhandener Lastmanagementpotenziale, da eine Lasterh6hung im HLZF mit einer Er-

149 Einschrankend ist hier zu beriicksichtigen, dass Eigenerzeuger iiber die kontrahierte Netzreservekapazitit oder
einen redundanten Anschluss fiir den Fall einer Revision oder eines Ausfalls der Eigenerzeugungsanlage zu-
mindest teilweise an den Netzkosten beteiligt werden.
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héhung der abrechnungsrelevanten Bezugsspitze einhergehen kann.!>° Eine solche Erth6hung
der Bezugsspitze fiihrt zu einer Verringerung der Netzentgeltreduktion und kann bei Unter-
schreitung der Erheblichkeitsschwelle zum vollstindigen Verlust der Anspruchsberechtigung
der Netzentgeltreduktion fithren und eine deutliche Erh6hung der Kosten der Netznutzung be-
wirken.

Dariiber hinaus liefert die aktuelle Ausgestaltung ggf. Anreize fiir ein ineffizientes Verhalten
von Letztverbrauchern, die die Voraussetzungen fiir die Anspruchsberechtigung gezielt erfiil-
len mochten. So kann das Bestreben die Anforderungen zu erfiillen dazu fiihren, dass vorhan-
denes Lastmanagementpotenzial oder ,unnétige Lasterh6hungen gezielt dazu genutzt werden,
die Bezugsspitze aufierhalb des HLZF so weit zu erhéhen, dass die sog. Erheblichkeitsschwelle
iiberschritten wird. Preissignale des Stromgrof3handels konnen von dem Anreiz zur Erfiillung
der Anspruchsvoraussetzung iiberlagert werden und Potenziale zur Verlagerung der Last wer-
den ggf. nicht marktdienlich eingesetzt, sondern fiir die Erfiillung der Anspruchsvoraussetzung
genutzt.

Fiir stromintensive Letztverbraucher besteht die Gefahr durch eine Nutzung von Flexibili-
tatspotenzialen auf Basis des Gro3handelspreises die Anspruchsberechtigung fiir die Netzent-
geltreduktion zu verlieren. So kann eine Lasterh6hung in Zeiten niedriger oder negativer
Strompreise dazu fiihren, dass sich die individuelle Bezugsspitze erh6ht und somit die Jahres-
benutzungsstunden unter den entsprechenden Schwellenwert absinken. Auch die Erbringung
negativer Regelleistung kann zu einer Erh6hung der individuellen Bezugsspitze fiihren. Dies
kann in Abhéngigkeit der tatsdchlichen individuellen Netzentgeltreduktion ggf. mit einer deut-
lichen Erh6hung des zu zahlenden Netzentgeltes verbunden sein.'5! Des Weiteren kann auch
eine Lastreduktion z. B. in Situationen mit hohen Strompreisen oder zur Erbringung positiver
Regelleistung dazu fithren, dass einerseits der Schwellenwert von 10 GWh Strombezug aus
dem Netz der allgemeinen Versorgung unterschritten wird oder andererseits der entsprechende
Schwellenwert der Jahresbenutzungsstunden unterschritten wird. So fiihrt ein geringerer
Stromverbrauch bei gleicher maximaler Bezugsspitze zu einem Riickgang der Jahresbenut-
zungsstunden und kann zu einem Verlust der Anspruchsberechtigung fiihren. Dariiber hinaus
steht die Regelung in einem gewissen Widerspruch zu Energieeffizienzzielen, da eine eigentlich
wirtschaftliche Mafinahme zur Erh6hung der Energieeffizienz ein Absinken des Jahresstrom-
verbrauchs oder der Jahresbenutzungsstunden unter den Schwellenwert bewirken kann und
somit ggf. nicht durchgefiihrt wird.

5.3.3 Anpassungsoptionen
Vor dem Hintergrund der weiteren Erh6hung des Anteils der Erneuerbaren Energien an der

Stromerzeugung und den damit einhergehenden Veranderungen der Anforderungen an das
Stromversorgungssystem, insbesondere in Form der Zunahme von Situationen mit geringer

150 Eine von uns durchgefiihrte Auswertung der HLZF der vier UNB und zehn grof3er iiber das Bundesgebiet verteil-
ter VNB hat gezeigt, dass lediglich in einer Stunde des Jahres 2014 (22.12.2014; 7 Uhr) ein negativer Preis (EEX
- day-ahead) in Hohe von 0,09 € je MWh innerhalb der HLZF aufgetreten ist. Alle anderen Stunden mit negati-
ven Preisen, lagen auflerhalb der HLZF, der in der Untersuchung betrachteten Netzbetreiber. Insofern erscheint
das Hemmnis fiir GroBhandelspreis-orientierte Lasterh6hungen von Verbrauchern mit atypischer Netznutzung
zumindest aktuell noch keine erhebliche Relevanz zu haben.

151 Eine Reduktion der Jahresbenutzungsstunden unter einen entsprechenden Schwellenwert hat lediglich dann
einen nachteiligen Einfluss auf die Hohe der Netzentgeltreduktion, wenn die individuelle tatsdchliche Netzent-
geltreduktion oberhalb der maximalen Netzentgeltreduktion der ndchsten Schwelle liegt.
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Last und hoher Einspeisung von EE-Anlagen, sowie von Situationen mit hoher Last und gerin-
ger Einspeisung von EE-Anlagen konnen Anpassungen des regulatorischen Rahmens der Sys-
tematik von Netzentgelten einen sinnvollen Beitrag leisten.

Dies gilt inshesondere hinsichtlich eines Abbaus von Hemmnissen und Fehlanreizen der Flexi-
bilisierung des Stromversorgungssystems. Entsprechende Anpassungen verfolgen das Ziel,
dass Verbraucher und Eigenerzeuger Verbrauchs- bzw. Erzeugungsentscheidungen auf Basis
der Preissignale des GrofShandelsmarktes fiir Strom treffen, die die Erfordernisse der jeweiligen
Marktsituation widerspiegeln.

Das Griinbuch ,,Ein Strommarkt fiir die Energiewende*“ des BMWi'52 stellt dabei auf Basis von
Vorschldagen von Experten und Marktakteuren u. a. folgende Anpassungen zur Diskussion:

e Offnung der Sonderregeln bei Netzentgelten fiir Lastflexibilitét

e Stdrkung von Leistungspreisen

e Dynamisierung von Netzentgelten

e Priifung des Arbeits- und Leistungspreissystems nach § 17 StromNEV

Die im Folgenden aufgezeigten Anpassungsoptionen fokussieren auf den Abbau von Hemm-
nissen bzw. Fehlanreizen der aktuellen Ausgestaltung der Systematik der Netzentgelte, die
einen Einsatz von Flexibilitdtspotenzialen auf Basis der Preissignale des Grof3handelsmarktes
fiir Strom seitens der Verbraucher hemmen oder zu einer betriebswirtschaftlichen Optimierung
von Subsystemen mit Eigenerzeugungsanlagen fiihren. Dabei wird jeweils auf Vor- und Nach-
teile sowie auf weitere Folgewirkungen der unterschiedlichen Anpassungsoptionen eingegan-
gen. Bei den weiteren Folgewirkungen werden Verteilungseffekte, wie eine verursachungsge-
rechte Umlage der Netzkosten und eine mégliche Entsolidarisierung bei der Refinanzierung der
Netzkosten, sowie Anreize fiir Energieeffizienz beriicksichtigt. Die zur Behebung oder Ab-
schwdchung der identifizierten Hemmnisse aufgezeigten Anpassungsoptionen werden jeweils
einzeln fiir den jeweiligen Netznutzungsfall behandelt. Die Analyse etwaiger Riickwirkungen
auf die Sicherheit des Netzbetriebs sind nicht Gegenstand dieser Untersuchung und sollten vor
einer Umsetzung der aufgezeigten Anpassungsoptionen vertieft diskutiert werden.

5.3.3.1 Nicht leistungsgemessene Verbraucher

Ausstattung von SLP-Kunden ohne Eigenverbrauch mit intelligenten Messsystemen (,smart
meter*)

Bei den nicht-leistungsgemessenen Verbrauchern fehlt die technische Voraussetzung fiir eine
strompreisorientierte Anpassung des Verbrauchsverhaltens, da sowohl der Zeitpunkt als auch
die Hohe des Strombezugs nicht erfasst wird. Lediglich der Gesamtverbrauch fiir den Abrech-
nungszeitraum (in der Regel ein Jahr) wird erfasst. Bei einer Ausstattung mit intelligenten
Messsystemen konnen die technischen Voraussetzungen fiir eine Flexibilisierung des Ver-
brauchs geschaffen werden. Durch die Ausstattung mit intelligenten Messsystemen werden

152 Vgl. r2b (2014).
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bisherige SLP-Kunden zu potenziellen RLM-Kunden. Dies erscheint jedoch nur dann sinnvoll
bzw. effizient, wenn von einer positiven Kosten-Nutzen-Bilanz der Ausstattung von Verbrau-
chern mit intelligenten Messsystemen ausgegangen werden kann.!>3 Um letztendlich tatsich-
lich Anreize fiir die Flexibilisierung solcher mit intelligenten Messsystemen ausgestatteten
Verbraucher zu gewdhrleisten, muss die Netzentgeltsystematik fiir RLM-Kunden entsprechend
ausgestaltet sein und die Versorger preisvariable Tarife oder andere flexibilisierende Elemente,
wie z. B. die automatische Steuerung bestimmter Verbrauchseinrichtungen, anbieten.

Die annuitatischen Investitions- und Betriebskostenkosten fiir die Ausstattung eines SLP-
Kunden mit einem ,smart-meter‘ belaufen sich auf ca. 31 € je Netzanschluss bei einer techni-
schen Lebensdauer von 13 Jahren!>4 betragen die Kosten somit ca. 0,88 €-Cent je kWh bei ei-
nem Stromverbrauch von 3.500 kWh p. a. und ca. 0,06 €-Cent je kWh bei einem jdhrlichen
Stromverbrauch von 50.000 kWh. Vor diesem Hintergrund sollte auch eine Anpassung des § 10
Abs. 1 Satz 1 StromNZV in Form einer Absenkung des Schwellenwertes fiir die verpflichtende
RLM von aktuell 100.000 kWh p. a. gepriift werden.155

Stéirkung des Grundpreises fiir SLP-Kunden

Eine Starkung des Grundpreises bedeutet eine Verlagerung der Netzentgelte von der Arbeits-
preiskomponente auf die Grundpreiskomponente. Der zu entrichtende Grundpreis kann sich
dabei z. B. auf den Netzanschluss, die Netzanschlussleistung oder die Gré3e der Hauptsiche-
rung beziehen:

e Bei SLP-Kunden mit PV-Eigenverbrauch erscheint dies insbesondere vor dem Hinter-
grund addquat, dass der PV-Eigenverbrauch in der Regel nicht zu einer Verringerung
der tatsdchlichen Netzkosten (Kosten des Netzanschluss, Kosten fiir das Netz, in das
der Verbraucher eingebunden ist, und Kosten vorgelagerter Netze) aber zu einer erheb-
lichen Reduktion der zu entrichtenden Netzentgelte fiir den Verbraucher fiihrt.156
Selbst bei einer Erganzung von PV-Eigenerzeugungsanlagen um dezentrale Speicher
muss das Netz fiir den Fall eines nicht vorhandenen Dargebots an Strahlungsenergie
(und unzureichenden Speichermdglichkeiten) so dimensioniert sein, dass die vollstdan-
dige Last des jeweiligen Verbrauchers gedeckt werden kann. Eine Starkung des Grund-
preises wiirde dazu fiihren, dass der Eigenverbrauch (insbesondere aus PV-Anlagen)
weniger stark privilegiert wird. Eine Starkung des Grundpreises mit Bezug auf den
Netzanschluss (unabhdngig von einer ggf. kiinstlich verknappten Netzanschlussleis-
tung) kann die Anreize fiir einen Zubau von Anlagen zur Eigenerzeugung (ggf. in Ver-

153 Fiir eine Kosten-Nutzen-Analyse intelligenter Messsysteme vgl. z. B. Ernst & Young (2013).
154 Vgl. dena (2014b).

155 In den beiden untersuchten Szenarien zum ,smart meter rollout‘ wird eine sukzessive Ausstattung mit ,smart
metern‘ bei einem Verbrauch von mehr als 6.000 kWh angesetzt. Vgl. dena (2014b) oder Ernst & Young (2013).
Das Verordnungspaket 'Intelligente Netze' des BMWi sieht folgende Schritte zum ,smart-meter rolluot‘ vor: Ab
2017 gilt die Einbauverpflichtung fiir intelligente Messsysteme ab einem Jahresverbrauch von 20.000 Kilowatt-
stunden; nach zwei Jahren (2019) wird die Schwelle auf 10.000 Kilowattstunden gesenkt, ab 2021 liegt sie bei
einem Jahresverbrauch von 6.000 Kilowattstunden. Haushalte, die weniger als 6.000 Kilowattstunden Strom im
Jahr verbrauchen, sind von der Verpflichtung ausgenommen. Vgl. BMWi (2015a).

156 Gemafl Prognos (2014) steigt der PV-Eigenverbrauch voraussichtlich von 1,7 TWh in 2014 auf 3,5 TWh in 2019.
Bei einem durchschnittlichem Netzentgelt von 7 €ct je kWh fiihrt dies zu Mehrkosten bei den Netzentgelten von
98 Mio. € in 2014 und 245 Mio. € im Jahr 2019, die auf den Strombezug aus dem Netz der allgemeinen Versor-
gung umzulegen sind.
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bindung mit dezentralen Speichern) verringern und damit einer zunehmenden
Entsolidarisierung bei der Refinanzierung der Netzkosten entgegenwirken. Gerade aus
dieser Perspektive erscheint eine Starkung des Grundpreises bei SLP-Kunden eine ver-
ursachungsgerechtere Umlage der Netzkosten besser zu gewahrleisten.157

e Bei einer Starkung des Grundpreises mit Bezug auf eine kiinstlich verknappte Netzan-
schlussleistung (Hauptsicherung) hingegen kann ein Anreiz zum méglichst gleichmaé-
Bigen Strombezug zur Minimierung der erforderlichen Netzanschlussgrofie die Anreize
fiir einen Zubau von Anlagen zur Eigenerzeugung (ggf. in Verbindung mit dezentralen
Speichern) ggf. verstarken. Vor dem Hintergrund der Begrenzung der Anreize fiir PV-
Eigenverbrauch, wéire somit eine Starkung des Grundpreises mit Bezug auf den Netz-
anschluss vorzuziehen.

e Gegebenenfalls resultiert bei einer Starkung des Grundpreises fiir Verbraucher in Ab-
hangigkeit von deren Verbrauchs- und Eigenerzeugungsstruktur ein wirtschaftlicher
Anreiz zur Ausstattung mit ,smart meter‘ und zu einem Wechsel in die registrierende
Leistungsmessung, wenn der Verbraucher so seine Beschaffungskosten inklusive der
Netzentgelte reduzieren kann. Dann waren auch die technischen Voraussetzungen fiir
eine am Grof3handelspreis orientierte Flexibilisierung des Verbrauchs fiir diese Ver-
braucher gegeben.

e Jedoch ist eine Starkung des Grundpreises hinsichtlich resultierender Verteilungseffek-
te kritisch zu priifen. Wird bei der Bestimmung des Grundpreises die Netzanschlussleis-
tung zugrunde gelegt, zahlt z. B. ein Single-Haushalt den gleichen Grundpreis wie ein
Gewerbebetrieb mit der gleichen Netzanschlussleistung aber ggf. deutlich héherer Be-
zugsspitze und Auslastung. Dariiber hinaus resultieren aus einer solchen Anpassung
geringere Anreize fiir eine Durchfiihrung von Energieeffizienzmaf3nahmen. So wird ein
SLP-Kunde mit einem hohen Verbrauch durch eine Starkung des Grundpreises c. p.
entlastet, wahrend Verbraucher mit einem geringen Verbrauch vergleichsweise starker
belastet werden. Wird eine kiinstlich verknappte Netzanschlussleistung (z. B. Hauptsi-
cherung) herangezogen, kann diesen Effekten entgegengewirkt werden.

5.3.3.2 Leistungsgemessene Verbraucher

Bezugsspitze oberhalb eines definierten Strompreises als Grundlage fiir die Ermittlung der
Leistungspreiskomponente bei RLM-Kunden

Bei der Ermittlung der zu entrichtenden Leistungspreiskomponente des Netzentgeltes kénnen
anstatt der absoluten jahrlichen Bezugsspitze ausschliefilich Bezugsspitzen, die in Situationen
oberhalb eines definierten Preises am Grof3handelsmarkt auftreten, beriicksichtigt werden. So
kénnen Hemmnisse fiir eine Erhéhung der Last in Uberschusssituationen mit sehr niedrigen
oder negativen Preisen vermieden werden. Des Weiteren fiihrt die Ermittlung des Leistungs-
preises auf Basis der Bezugsspitze oberhalb eines definierten Strompreises am Grof3handels-

157 Die Moglichkeit einer Belastung des Eigenverbrauchs mit Netzentgelten in Form von Arbeitspreisen besteht
unserer Ansicht nach nicht, da die Strommengen nicht durch das Netz der allgemeinen Versorgung geleitet
werden. Dies wire lediglich implizit iiber eine Anderung des EEG-Férdermechanismus realisierbar, wenn PV-
Anlagenbetreiber, die eine Férderung erhalten, zur Einspeisung in das Netz der allgemeinen Versorgung ver-
pflichtet werden.
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markt dazu, dass vorhandene Lastmanagementpotenziale nicht unabhangig von den aktuellen
Strompreisen am Grof3handelsmarkt zur Reduktion der individuellen Bezugsspitze eingesetzt
werden, sondern Lastreduktionspotenziale tendenziell in Stunden mit hohen Preisen am Grof3-
handelsmarkt und somit marktdienlich eingesetzt werden. Vor einer Umsetzung einer solchen
Anpassung, sind allerdings moégliche Riickwirkungen auf die Stabilitédt des Netzbetriebs sind zu
priifen und bei der Ausgestaltung addquat zu adressieren.!>8

Gestattet man RLM-Kunden mit Eigenerzeugungsanlagen in Situationen mit Strompreisen
unterhalb eines definierten Schwellenwertes einen Strombezug aus dem Netz der allgemeinen
Versorgung, ohne dass eine neue Bezugsspitze maf3igeblich fiir die Ermittlung der Leistungs-
preiskomponente ist, so kann auch ein ineffizienter Einsatz von Eigenerzeugungsanlagen redu-
ziert werden.!>? Eine Begrenzung, der iiber die Bezugsspitze oberhalb der Preisgrenze hinaus-
gehenden Strombezugsleistung, auf die kontrahierte Netzreservekapazitiat oder den redundan-
ten Netzanschluss erscheint diesbeziiglich sinnvoll. So ist sichergestellt, dass das angeschlos-
sene Netz nicht iiberlastet wird und es besteht eine gewisse Kostenbeteiligung iiber die Zahlung
fiir die Netzreservekapazitidt oder den redundanten Netzanschluss.

Ermittlung der Leistungspreiskomponente von RLM-Kunden auf Basis der Netzanschluss-
kapazitdit oder der Grofie der Hauptsicherung

Gegeniiber einer Ermittlung der Leistungspreiskomponente auf Basis der individuellen Bezugs-
spitze hat die Ermittlung auf Basis der (nutzbaren) Netzanschlusskapazitit den Vorteil, dass
Lastmanagementpotenziale nicht zur Minimierung der individuellen Bezugsspitze eingesetzt,
sondern effizient in Abhdngigkeit des Strompreises am Grofhandelsmarkt fiir Strom eingesetzt
werden. Allerdings hat dies auch zur Folge, dass Letztverbraucher ihre Netzanschlusskapazitét
bzw. Gréfle der Hauptsicherung begrenzen, um die Leistungspreiskomponente der Netzentgelte
moglichst gering zu halten. In der Konsequenz kénnte die Moglichkeit des Einsatzes von Last-
managementpotenzialen bereits ,ex-ante‘ begrenzt werden, wenn die ggf. kiinstlich verknappte
Netzanschlusskapazitidt so weit minimiert wird, dass der Strombezug aus dem Netz der allge-
meinen Versorgung aufgrund der (nutzbaren) Netzanschlusskapazitét den Spielraum fiir ein
flexibles Verbrauchsverhalten einschrdnkt. Auch bei einer Ermittlung der Leistungspreiskom-
ponente auf Basis der Netzanschlusskapazitat oder der Grof3e der Hauptsicherung ist sicherzu-
stellen, dass die Kompatibilitdt mit dem sicheren Netzbetrieb gewahrleistet ist.

Dynamisierung des Netzentgeltes fiir RLM-Kunden

Einfiihrung eines variablen Netzentgeltes, dessen H6he abhingig vom Strompreis zum Zeit-
punkt der Stromentnahme ist, stellt eine grundlegende Anderung der aktuellen Netzentgeltsys-
tematik dar. Das zu entrichtende Netzentgelt konnte dabei beispielsweise prozentual zum
Grof3handelspreis oder in Abhdngigkeit bestimmter Bandbreiten des Preises am Grof3handels-
markt fiir Strom ermittelt werden. Eine Kopplung des zu entrichtenden Netzentgeltes an den

158 Ggf. besteht die Moglichkeit einer Kopplung der Erlaubnis der Erh6hung der Bezugsspitze ohne Relevanz fiir die
Leistungspreiskomponente an die Hochlastzeitfenster fiir atypische Netznutzung gemaf3 § 19 Abs. 2 Satz 1
i.V.m. BK4-13-739, um sicherzustellen, dass eine Kompatibilitdat der Regelung mit einem sicheren Netzbetrieb
gewihrleistet ist.

159 Noch effektiver wére diese Mafinahme bei einem Abbau weiterer preisverzerrender Bestandteile des Strombe-
zugs aus dem Netz der allgemeinen Versorgung, z. B. in Form dynamisierter weiterer Kosten des Strombezugs
(Netzentgelte, Abgaben und Umlagen).
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Strompreis am Grof3handelsmarkt verstarkt die Volatilitdt des Strombezugspreises fiir den Ver-
braucher und setzt somit verstirkte, wirtschaftliche Anreize fiir die Nutzung vorhandener und
erschlief3barer Flexibilitdtspotenziale der Verbraucher. Eine effektive Dynamisierung erfordert
einen hinreichend hohen Stellenwert der Arbeitspreiskomponente. Ein dynamisiertes Netzent-
gelt kann entweder auf Basis eines reinen dynamischen Arbeitspreises oder in Kombination mit
einem Leistungs- oder Grundpreis erhoben werden. Die Leistungspreiskomponente bzw. der
Grundpreis kann dabei z. B. auf Basis der Bezugsspitze oberhalb eines definierten Stromprei-
ses, dem Netzanschluss oder der Netzanschlussleistung ermittelt werden.

Bei RLM-Kunden mit Eigenverbrauch bewirkt eine Dynamisierung der Netzentgelte, dass
niedrige Strompreise am Grofhandelsmarkt weniger stark verzerrt werden, so dass Eigenerzeu-
gung bereits friiher, d. h. bei h6heren Grof3handelspreisen, durch Strombezug aus dem Netz
der allgemeinen Versorgung substituiert werden kann.16® Somit konnte dem ineffizienten Ein-
satz von Eigenerzeugungsanlagen zumindest teilweise entgegengewirkt werden. 16!

Eine Dynamisierung des Netzentgeltes fiir RLM-Kunden stellt jedoch einen erheblichen regula-
torischen Eingriff in ein komplexes und eingespieltes System dar. Eine solche Anpassung der
Netzentgeltsystematik betrifft rund 60 % des gesamten deutschen Stromverbrauchs und kann
erhebliche Auswirkungen haben. Mégliche Auswirkungen sind z. B. Verteilungseffekte zwi-
schen flexiblen und inflexiblen Verbrauchern, Auswirkungen auf die Stabilitdt des Netzbe-
triebs oder Auswirkungen auf die Marktwertentwicklung der erneuerbaren Energien. Dariiber
hinaus ist die Wirkung in Abhadngigkeit des Anteils des Netzentgeltes an den Strombezugskos-
ten unterschiedlich stark ausgepragt und verringert ceteris paribus tendenziell die Flexibilisie-
rungsanreize fiir Betreiber von Erzeugungsanlagen. Eine so tiefgreifende regulatorische Anpas-
sung wiirde einer umfassenden Analyse unter Einbeziehung aller Stakeholder bediirfen, um
unerwiinschte Effekte oder Nebenwirkungen moéglichst auszuschlief3en.

5.3.3.3 Sonderformen der Netznutzung nach § 19 Abs. 2 StromNEV

Bezugsspitze von Verbrauchern mit Sonderformen der Netznutzung nach § 19 Abs. 2
StromNEV oberhalb definierten Strompreises als Grundlage fiir Ermittlung der Leistungs-
preiskomponente

Wird bei der Ermittlung der Leistungspreiskomponente von Verbrauchern mit Sonderformen
der Netznutzung nach § 19 Abs. 2 StromNEV lediglich die Bezugsspitze oberhalb eines definier-
ten Strompreises beriicksichtigt, werden Lastmanagementmafinahmen in Uberschusssituatio-
nen (bei niedrigen bzw. negativen Strompreisen) nicht gechemmt. Riickwirkungen auf die Si-
cherheit des Netzbetriebes sind diesbeziiglich zu beriicksichtigen.162

160 Weitere die Preissignale des Grof3handelsmarktes verzerrende Preisbestandteile bleiben jedoch erhalten, so dass
dieser Fehlanreiz lediglich abgeschwécht werden kann. Eine Dynamisierung weiterer Preisbestandteile, wie
z. B. die EEG-Umlage, konnte diesen Effekt noch verstdarken. Vgl. hierzu z. B. Agora (2014).

161 Hierbei ist jedoch zu beriicksichtigen, dass somit ggf. ein weiterer wirtschaftlicher Anreiz fiir Eigenerzeugung
geschaffen wird, da sich die Strombezugskosten fiir Eigenerzeuger durch ,Rosinenpicken‘ ggf. weiter verringern
lassen.

162 Ggf. besteht auch hier die Moglichkeit einer Kopplung dieser Regelung an die Hochlastzeitfenster fiir atypische
Netznutzung gemaf3 § 19 Abs. 2 Satz 1 i.V.m. BK4-13-739, um sicherzustellen, dass eine Kompatibilitdt der Re-
gelung mit dem sicheren Netzbetrieb gewdhrleistet ist.
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e Wird bei Verbrauchern mit atypischer Netznutzung lediglich diejenige Bezugsspitze
herangezogen, die im Hochlastzeitfenster unter der Voraussetzung, dass der Preis am
Stromgrof3handel oberhalb eines definierten Schwellenwertes lag, aufgetreten ist, wird
das Hemmnis der Ausweitung des Strombezugs bei niedrigen oder negativen Preisen
auch in HLZF beseitigt. Dariiber hinaus sollte gepriift werden, ob die Methodik zur Be-
stimmung der HLZF zukiinftig kurzfristiger und dynamischer erfolgen kann, so dass die
erwartete Netzsituation, z. B. auf Basis von Einspeiseprognosen der FEE, besser abge-
bildet werden kann.

e Um bei stromintensiven Letztverbrauchern eine Verfalschung der Jahresbenut-
zungsstunden zu vermeiden, diirfen auch die korrespondierenden Strombezugsmen-
gen (unterhalb des definierten Strompreises) bei der Ermittlung der Jahresbenutzungs-
stunden nicht beriicksichtigt werden.'¢3 Entweder besteht die Moglichkeit entspre-
chende Stunden unabhéngig vom tatsachlichen Bezug als Vollbenutzungsstunde zu
werten oder die entsprechenden Stunden werden bei der Ermittlung der Auslastung
(Jahresbenutzungsstunden) géanzlich nicht beriicksichtigt. Letztgenanntes Vorgehen
bei der Ermittlung der Auslastung erfordert eine prozentuale Ermittlung, da lediglich
die Stunden mit Strompreisen oberhalb des definierten Schwellenwertes beriicksichtigt
werden. Dariiber hinaus sollte auch fiir die stromintensiven Letztverbraucher gem. § 19
Abs. 2 S.2ff. keine Erh6hung der Leistungspreiskomponente des Netzentgeltes aus dem
Abruf negativer Regelleistung resultieren, d. H. Bezugsspitzen, die nachweislich auf
die Erbringung von Regelleistung zuriickzufiihren sind, sollten bei der Netzentgeltbe-
rechnung nicht beriicksichtigt werden.

Keine Beriicksichtigung von Strombezugsmengen oberhalb eines definierten Strompreises
fiir Ermittlung der Jahresbenutzungsstunden bei stromintensiven Letztverbrauchern

Werden die Strombezugsmengen von stromintensiven Letztverbrauchern bei der Ermittlung
der Jahresbenutzungsstunden nicht beriicksichtigt, wenn der Preis am Stromgrofhandel ober-
halb eines definierten Schwellenwertes liegt, besteht kein Hemmnis fiir Lastreduktionen dieser
Verbraucher in Knappheitssituationen aufgrund der Netzentgeltsystematik. Ein solches Vorge-
hen bei der Ermittlung der Strombezugsmengen erfordert eine prozentuale Ermittlung der Jah-
resbenutzungsstunden, da lediglich die Stunden mit Strompreisen unterhalb des definierten
Schwellenwertes beriicksichtigt werden. Auch eine Reduktion des Stromverbrauchs aufgrund
der Erbringung positiver Regelleistung sollte nicht nachteilig bei der Ermittlung des zu entrich-
tenden Netzentgeltes wirken und diese Verbrauchsreduktionen deshalb bei der Ermittlung der
Jahresbenutzungsdauer und der des Jahresstromverbrauchs (Schwellenwert von 10 GWh) ent-
sprechend beriicksichtigt werden.

5.3.4 Handlungsempfehlung und weiterer Analysebedarf

In einem langfristig angelegten Zielmodell sollten einerseits die technischen Voraussetzungen
durch eine Ausweitung der Leistungsmessung fiir eine ErschliefSung und Nutzung von Flexibi-
litdt auf Seiten der Verbraucher geschaffen werden. Auf der anderen Seite sollten bei der Netz-
entgeltsystematik sowie bei Ausnahmeregelungen zur Netzentgeltsystematik die flexibilitéts-

163 Ansonsten konnten solche Verbraucher aufgrund der Methodik auf mehr als 8.760 Jahresbenutzungsstunden
kommen.
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hemmende Ausrichtung von Vergiinstigungen auf einen moéglichst gleichmafiigen Strombezug
aus dem Netz der allgemeinen Versorgung angepasst werden. Das Ziel der Anpassungen sollte
sein, ineffiziente Anreize beim Verbrauch in Verbindung mit Eigenerzeugung zu reduzieren
sowie die Nutzung von markt- und systemdienlicher Flexibilitdat beim Verbraucher zu erh6hen.

In der kurz- und mittelfristigen Perspektive schlagen wir folgende Mafinahmen vor:

Bei nicht-leistungsgemessenen Kunden (SLP-Kunden) sollte der Anteil der Leistungs-
preiskomponente erhht werden, um insbesondere einer weiteren Entsolidarisierung
bei der Refinanzierung der Netzkosten durch Eigenerzeugung entgegenzuwirken und
die Netzentgeltsystematik fiir SLP-Kunden verursachungsorientierter zu gestalten.

Die Sondernetzentgelte fiir stromintensive Netznutzer gemaf3 § 19 (2) S.2ff. StromNEV
sollten fiir die Teilnahme von Lastflexibilitdt am Strommarkt und an den Regelleis-
tungsmarkten gedffnet werden. LasterhGhungen bei niedrigen oder negativen Strom-
preisen sowie aufgrund der Erbringung von negativer Regelleistung sollten nicht zu ei-
ner Verringerung oder dem Verlust der Netzentgeltreduktion fiihren. Auch Lastabsen-
kungen flexibler stromintensiver Verbraucher zu Zeiten hoher Strompreise oder zur Er-
bringung von positiver Regelleistung sollten nicht zu einer Verringerung oder einem
Verlust der Netzentgeltreduktion fiihren. Es sollten Schwellenwerte des Strompreises
eingefiihrt werden, bei denen marktdienliche Verbrauchsanpassungen — unter der
Pramisse der Netzvertraglichkeit — bei der Ermittlung der Netzentgeltreduktion nicht
nachteilig sind.

Die Offnung des reguldren Netzentgeltes von RLM-Kunden (geméf § 17 StromNEV) fiir
marktdienliche oder regelleistungsinduzierte Verbrauchsanpassungen sollte gepriift
werden. Eine Bezugsspitze, die unter der Pramisse der Netzvertraglichkeit bei Strom-
preisen unterhalb eines definierten Schwellenwertes oder auf Anforderung eines Netz-
betreibers, z. B. zur Erbringung negativer Regelleistung, auftritt, sollte nicht nachteilig
bei der Ermittlung der Leistungspreiskomponente sein.

Dariiber hinaus empfehlen wir eine eingehende Analyse folgender potenzieller Maf3inah-
men zur Anpassung der Netzentgeltsystematik:

Eine Anpassung der Bestimmung der Hochlastzeitfenster (HLZF) fiir die atypische
Netznutzung gemaf3 § 19 (2) S.1 StromNEV, die den Anforderungen eines von hohen
Anteilen FEE gepragten Stromversorgungsystem besser gerecht wird, kann einen Bei-
trag zur Flexibilisierung des Verbrauchs leisten. So konnte eine kurzfristigere Bestim-
mung der HLZF unter Beriicksichtigung der erwarteten Einspeisung aus FEE die tat-
sachliche Netzsituation besser abbilden. So ermittelte HLZF kénnten ggf. auch als Indi-
kator fiir die Moglichkeit eines flexiblen Verbrauchsverhaltens ohne kritische Netz-
riickwirkungen herangezogen werden. Vor diesem Hintergrund erscheint die Priifung
einer méglichen Anpassung der Ermittlung der HLZF sinnvoll.

Eine mé6gliche Dynamisierung von Netzentgelten, z. B. iiber die Kopplung des Netzent-
geltes an den Strompreis kann ggf. einen Beitrag zur Flexibilisierung des Stromversor-
gungssystems leisten und hat ggf. positive Auswirkungen auf die Effizienz des Einsat-
zes von Eigenerzeugungsanlagen. Da eine solche Anpassung einen erheblichen Eingriff
in ein komplexes und eingespieltes System darstellt und die Anreize zur Flexibilisie-
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rung von Erzeugungsanlagen am Strommarkt ceteris paribus verringert, sollte eine sol-
che Anpassung der Netzentgeltsystematik umfassend analysiert werden.

5.4 Regelleistungsmairkte

Die Ausgestaltung der rechtlichen und regulatorischen Rahmenbedingungen fiir die Vorhal-
tung und den Abruf sowie Beschaffung, Einsatz und Vergiitung von Regelleistung basieren auf
diversen technischen Regelwerken der Ubertragungsnetzbetreiber in Deutschland und Europa,
dem Energiewirtschaftsgesetzt (EnWG), der Stromnetzzugangsverordnung (StromNZV) sowie
durch die Bundesnetzagentur (BNetzA) in entsprechenden Festlegungsverfahren erlassenen
Beschliisse fiir die Marktregeln der unterschiedlichen Regelleistungsqualitaten. Ergdnzend sind
einschlédgige Regelungen des Erneuerbaren-Energien-Gesetzes (EEG), eine Vielzahl von weite-
ren Festlegungen und Vorgaben der BNetzA sowie die vertraglichen Rahmenbedingungen der
UNB zu beriicksichtigen.

Im Folgenden wird zunichst ein Uberblick iiber die aktuellen Rahmenbedingungen gegeben.
Anschlief3end werden potenzielle Hemmnisse und Schwachstellen der aktuellen Rahmenbe-
dingungen aufgezeigt. Darauf aufbauend werden ausgewahlte Hemmnisse und Schwachstellen
der aktuellen rechtlichen und regulatorischen Rahmenbedingungen diskutiert. Auf Grundlage
einer Ubersicht von vorhandenen Vorschlidgen werden Anpassungsoptionen diskutiert und
bewertet und in ausgewdhlten Bereichen Konkretisierungen vorgenommen. Abschlief3end wer-
den die Ergebnisse und Empfehlungen zusammengefasst und weiterer Analysebedarf aufge-
zeigt.

5.4.1 Ubersicht - Aktuelle Rahmenbedingungen

Die zentrale Vorhaltung von ausreichend Regelleistung als Systemdienstleistung ist fiir einen
sicheren Betrieb des Stromversorgungssystems und die Funktionsfdhigkeit des Strommarktes
von wesentlicher Bedeutung. Auf dem Strommarkt wird Angebot und Nachfrage auf Basis von
geplanter / prognostizierter Erzeugung und geplantem / prognostiziertem Verbrauch im 15-
Minuten-Fahrplanraster iiber Preise zum Ausgleich gebracht. Durch die Vorhaltung und den
Abruf von Regelleistung werden ungeplante Abweichungen durch kurzfristige, ungeplante
Ausfalle von Erzeugungs- und Verbrauchsanlagen, Prognosefehler der Last und der Einspei-
sung dargebotsabhadngiger Erzeugungsanlagen sowie Abweichungen innerhalb einer 15-
Minuten-Fahrplanperiode im Saldo ausgeglichen. Diese Ausregelungen (sog. Leistungs-
Frequenz-Regelung) von unvermeidbaren momentanen Abweichungen zwischen Einspeisun-
gen ins Netz und Entnahmen aus dem Netz (Ungleichgewichte in der momentanen Leistungsbi-
lanz) ist fiir die Einhaltung des Sollwertes der Netzfrequenz von 50 Hz notwendig und fiir einen
sicheren und stabilen Betrieb des Netzes bzw. des Stromversorgungssystems zwingend erfor-
derlich.

Regelleistung unterschiedlicher Qualitdten wird dabei im Voraus zentral iiber Ausschreibungs-
verfahren von den Ubertragungsnetzbetreibern beschafft und Ungleichgewichte der momenta-
nen Leistungsbilanz durch Abruf der vorgehaltenen Erzeugungs- und Verbrauchsleistungen
der drei nachfolgend beschriebenen Regelleistungsqualitdten ausgeregelt:

Primdrregelleistung (PRL): Vorgehaltene PRL wird automatisch (dezentral) bei den

bezuschlagten Anbietern im Falle einer Abweichung des Ist- vom Soll-Wert der Netzfrequenz
abgerufen. Bei einem Ist-Wert unter 49,99 Hz (Unterdeckung der momentanen Leistungsbi-
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lanz) wird positive PRL abgerufen. Bei einem Ist-Wert iiber 50,01 Hz (Uberdeckung der mo-
mentanen Leistungsbilanz) wird negative PRL abgerufen. Diese Ausregelung erfolgt solidarisch
innerhalb des gesamten europdischen Netzverbundes. Die gesamte PRL muss spatestens in-
nerhalb von 30 Sekunden in vollem Umfang abgerufen werden kénnen.

Sekundi irregelleistung (SRL): Vorgehaltene SRL 16st die PRL ab, stellt damit die Verfiigharkeit
der PRL fiir die Ausregelung weiterer Frequenzabweichungen in vollem Umfang wieder her,
fiihrt die Netzfrequenz auf ihren Soll-Wert von 50 Hz zuriick und fiihrt zugleich die Ist-Werte
des Austausches zwischen Regelzonen wieder auf ihre Soll-Werte zuriick. SRL wird automa-
tisch (zentral) im Rahmen der Leistungs-Frequenz-Regelung abgerufen. Positive SRL wird im
Fall einer Unterdeckung der Regelzone (bzw. des Netzregelverbundes) abgerufen. Negative SRL
wird im Fall einer Uberdeckung der Regelzonen (bzw. des Netzregelverbundes) abgerufen. Die
gesamte SRL muss innerhalb von 5 Minuten in vollem Umfang abgerufen werden kénnen.

Minutenreserve (MR): Vorgehaltene MR wird auf Anforderung der Ubertragungsnetzbetreiber
in Abhangigkeit des Ausmafies und der erwarteten Dauer von Leistungsbilanzungleichgewich-
ten aktiviert, um die SRL abzulGsen und sie fiir die Ausregelung weiterer Abweichungen wieder
verfiighar zu machen. Minutenreserve wird als Fahrplanenergie im 15-Minuten-Fahrplan-
Raster abgerufen. Positive MR wird somit im Fall einer zu erwartenden langer anhaltenden Un-
terdeckung der Regelzone (bzw. des Netzregelverbundes) abgerufen. Negative MR wird im Fall
einer zu erwartenden lénger anhaltenden Uberdeckung der Regelzonen (bzw. des Netzregel-
verbundes) abgerufen.

Die fiir die Vorhaltung bezuschlagten Anbieter erhalten von den Ubertragungsnetzbetreibern
eine Vergiitung (Leistungspreis) und die tatsdchlich abgerufenen Anbieter erhalten bei SRL
und MR zusitzlich einen Arbeitspreis. Die durch die Vorhaltung und den Abruf der Regelleis-
tung bei den Ubertragungsnetzbetreibern entstehenden Kosten werden einerseits iiber die
Netzentgelte (Kosten fiir Leistungsvorhaltung) und andererseits iiber das Ausgleichsenergie-
system durch die Bilanzkreisverantwortlichen (Kosten fiir Regelleistungsabruf) refinanziert.

Die Héhe der vorzuhaltenden Regelleistung wird durch die Ubertragungsnetzbetreiber festge-
legt. Die Dimensionierung PRL erfolgt gemaf} der Regularien des ENTSO-E Operation
Handbooks. Im europdischen Stromverbund werden aktuell 3.000 MW vorgehalten. Jede Re-
gelzone muss davon geméf ihres Anteils an der jahrlichen Stromerzeugungsmenge (des Vor-
jahres) anteilig eine entsprechende PRL vorhalten. Die Vorhaltung von SRL und MR wird auf
Grundlage eines wahrscheinlichkeitstheoretischen Verfahrens ermittelt. Dabei werden auf
Grundlage von Ungleichgewichten der Leistungsbilanz in der Vergangenheit und Annahmen
zur Wahrscheinlichkeit von ungeplanten, kurzfristigen Ausfallen von Erzeugungsanlagen, die
zu Abruf von SRL sowie MR fiihren, sowie einem Grenzwert (Defizitwahrscheinlichkeit) eine
Hohe von positiver und negativer SRL und MR bestimmt, so dass der Grenzwert (Defizitwahr-
scheinlichkeit) eingehalten wird. Die Dimensionierung erfolgte bis zum 3. Quartal 2014 auf
Basis von Daten der zuriickliegenden vier Quartale. Fiir das 4. Quartal 2014 wurde die Syste-
matik umgestellt. Die Dimensionierung erfolgt nun auf Basis der entsprechend selben vier
Quartale der zuriickliegenden vier Jahre. Der ermittelte Bedarf gilt in der Regel jeweils konstant
fiir das gesamte Quartal.64

164 Vgl, UBN (2014).
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Anbieter, die an den Ausschreibungsverfahren teilnehmen wollen, miissen zunachst ein
Praqualifikationsverfahren durchlaufen. In diesem Praqualifikationsverfahren miissen sie die
Erfiillung von technischen Anforderungen zur Erbringung der unterschiedlichen Regelleis-
tungsqualitidten jeweils fiir ihre technischen Einheiten (Erzeugungsanlagen, Speicher und Ver-
brauchseinrichtungen) nachweisen und es erfolgt eine Uberpriifung der notwendigen leit- und
kommunikationstechnischen Anbindung sowie der organisatorischen Voraussetzungen.

Primdrregelleistung (PRL): Die technischen / betrieblichen Anforderungen umfassen insbe-
sondere eine Zeitverfiigharkeit der Technischen Einheiten (TE) von 100 % sowie den Nachweis
der Erbringung der negativen sowie positiven PRL in zwei aufeinanderfolgenden Zyklen (sog.
Doppelh6ckerkurve). Dieser Nachweis erfolgt mittels des Protokolls eines Testabrufes, in dem
eine Aktivierungs- bzw. Deaktivierungszeit von maximal 30 Sekunden sowie eine Erbringung
von zwei Mal 15 Minuten (mit 15 miniitiger Pause) nachgewiesen wird. Die informationstech-
nischen Anforderungen betreffen insbesondere die Online-Informationsbereitstellung zum
Anlagenstatus und die organisatorischen Anforderungen betreffen Aspekte wie die Nachweis-
pflicht oder die Art der Kommunikation.

Sekundiirregelleistung (SRL): Die technischen / betrieblichen Anforderungen umfassen ins-
besondere eine Zeitverfiigbarkeit der Technischen Einheiten (TE) von 95 % sowie den Nach-
weis der Erbringung der negativen und / oder positiven SRL in zwei aufeinanderfolgenden Zyk-
len (sog. Doppelhdckerkurve). Dieser Nachweis erfolgt mittels des Protokolls eines Testabrufes,
in dem eine Aktivierungs- bzw. Deaktivierungszeit von maximal 5 Minuten sowie eine Erbrin-
gung von zwei Mal 10 Minuten (mit 10 miniitiger Pause) nachgewiesen wird. Die informations-
technischen Anforderungen betreffen inshesondere die Online-Informationsbereitstellung zum
Anlagenstatus und die organisatorischen Anforderungen betreffen Aspekte wie die Nachweis-
pflicht oder die Art der Kommunikation.

Minutenreserve (MR): Die technischen / betrieblichen Anforderungen umfassen insbesondere
eine Zeitverfiigbarkeit der Technischen Einheiten (TE) von 100 % sowie den Nachweis der Er-
bringung der negativen und / oder positiven MR in zwei aufeinanderfolgenden Zyklen (sog.
Doppelhockerkurve). Dieser Nachweis erfolgt mittels des Protokolls eines Testabrufes, in dem
eine Aktivierungs- bzw. Deaktivierungszeit von maximal 15 Minuten sowie eine Erbringung
von zwei Mal 15 Minuten (mit 15 miniitiger Pause) nachgewiesen wird. Die informationstech-
nischen Anforderungen betreffen insbesondere die Online-Informationsbereitstellung zum
Anlagenstatus und die organisatorischen Anforderungen betreffen Aspekte wie die Nachweis-
pflicht oder die Art der Kommunikation. Dariiber hinaus muss in der MR Praqualifikation eine
Arbeitsverfiigbarkeit von 100 % nachgewiesen werden. Technische Einheiten, deren Arbeits-
verfiigharkeit nicht 100 % betrédgt, kénnen nur innerhalb eines MRL-Pools praqualifiziert wer-
den.

Mittlerweile ist bei allen Regelleistungsqualitédten eine solche Poolung méglich, um z. B. die
erforderliche Mindestangebotsgrifie bei der Abgabe von Angeboten in der Ausschreibung zu
erfiillen. Die anderen Praqualifikationsanforderungen muss hingegen jede technische Einheit
fiir sich erfiillen.¢5 Erreicht die praqualifizierte Leistung der technischen Einheiten, die inner-
halb eines Pools zusammengefasst werden, die jeweilige Mindestleistung zur Abgabe von An-

165 Eine technische Einheit kann dabei alle an den selben Netzanschlusspunkt angeschlossenen Erzeugungseinhei-
ten, Speicher und Lasten umfassen.
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geboten fiir die jeweilige Regelleistungsqualitit, wird zwischen dem UNB und dem Anbieter ein
Rahmenvertrag abgeschlossen. Im Rahmenvertrag werden u. a. weitere Aspekte, wie:

Vertragsstrafen bei Nicht- bzw. Teilerfiillung,

e Moglichkeiten der Besicherung technischer Einheiten,

e die Durchfiihrung des Ausschreibungsverfahrens inkl. Angebotsabgabe und Vergabe,
e Vorgaben zur Vorhaltung und Erbringung der jeweiligen Regelleistungsqualitdt und
e die Durchfiihrung von Testeinsatzen geregelt.

Anbieter konnen auf dem Regelleistungsmarkt die Angebotskonditionen und den Zeitpunkt der
Angebotsabgabe mit dem Nachfrager (in diesem Fall die UNB) nicht beliebig verhandeln, wie
ansonsten auf einem Wettbewerbsmarkt iiblich. Vielmehr sind bei der Angebotsabgabe spezifi-
sche Vorgaben hinsichtlich des Produkts (Produktdesign) und die spezifischen Ausschrei-
bungsregeln (Auktionsdesign), wie bei zentralisierten Markten iiblich, einzuhalten bzw. zu
beachten. Hierzu zdhlen z. B. Zeitpunkte der Gebotsabgabe, Lieferzeitraume, Mindestmengen
des Gebote sowie Zuschlags- und Vergiitungsregeln.

Primdrregelleistung (PRL): PRL wird aktuell am Dienstag der vorhergehenden Woche fiir ei-
nen Zeitraum von einer Woche (Montag O Uhr bis Sonntag 24 Uhr) im Rahmen einer Ausschrei-
bung beschafft. Eine Differenzierung nach positiver und negativer Primérregelleistung sowie
nach Zeitscheiben erfolgt nicht. D. h. Anbieter von Primarregelleistung miissen ein symmetri-
sches Regelband fiir die gesamte Woche anbieten. Das Mindestgebot betrdgt +/- 1 MW. Eine
Poolung einzelner technischer Einheiten (innerhalb einer Regelzone) ist allerdings zuldssig, so
dass

e die Hohe des Mindestgebots erreicht werden kann,

e das symmetrische Regelband durch unterschiedliche technische Einheiten erbracht
werden kann und auch

e ein Wechsel von technischen Einheiten zur Vorhaltung der Primérregelleistung inner-
halb der Woche durch den Anbieter moglich ist.

Beim Gebot in der Ausschreibung fiir PRL geben die Anbieter einen Leistungspreis und die An-
gebotsleistung an. Der Zuschlag erfolgt aufsteigend nach der Héhe der Leistungspreisgebote.
Die Vergiitung bezuschlagter Angebote erfolgt auf Basis des jeweils eigenen Leistungspreises
(sog. ,pay as bid‘). Eine separate Vergiitung des Abrufs erfolgt nicht.

Sekundiirregelleistung (SRL): SRL wird aktuell am Mittwoch der vorhergehenden Woche fiir
einen Zeitraum von einer Woche (Montag 0 Uhr bis Sonntag 24 Uhr) im Rahmen einer Aus-
schreibung beschafft. Dabei erfolgt eine getrennte Ausschreibung nach positiver und negativer
SRL sowie jeweils fiir eine HT- und eine NT-Zeitscheibe. Die HT-Zeitscheibe umfasst die Stun-
den von 8 bis 20 Uhr an Werktagen (Montag bis Freitag mit Ausnahme von bundeseinheitli-
chen Feiertagen). Die NT-Zeitscheibe umfasst die {ibrige Zeit. Das Mindestgebot betrdgt 5 MW.
Wie bei PRL ist auch bei SRL eine Poolung einzelner technischer Einheiten méglich, so dass
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e die Hohe des Mindestgebots erreicht werden kann und auch

e ein Wechsel von technischen Einheiten zur Vorhaltung der SRL innerhalb der wochent-
lichen HT- und NT-Zeitscheibe durch den Anbieter méglich ist.

Beim Gebot in der Ausschreibung fiir SRL geben die Anbieter einen Leistungspreis, einen Ar-
beitspreis und die Angebotsleistung an. Der Zuschlag erfolgt nach Héhe des Leistungspreisge-
bots. Die Vergiitung bezuschlagter Angebote erfolgt auf Basis des jeweils eigenen Leistungs-
preisgebots (,pay as bid‘). Der Abruf erfolgt nach Héhe der Arbeitspreisgebote in aufsteigender
Reihenfolge. Bei Abruf erhalten die Anbieter ebenfalls ihr jeweils eigenes Arbeitspreisgebot als
Vergiitung (,pay as bid*).

Minutenreserve (MR): MR wird aktuell von Montag bis Donnerstag fiir den ndchsten Tag

(0 Uhr bis 24 Uhr) im Rahmen einer Ausschreibung beschafft. Am Freitag wird Minutenreserve
fiir den darauf folgenden Samstag, Sonntag und Montag in einer Ausschreibung beschafft. Da-
bei erfolgt eine getrennte Ausschreibung nach positiver und negativer Minutenreserve sowie
jeweils fiir Lieferzeitraume (Gebotszeitscheiben) von vier Stunden (0 bis 4 Uhr, 4 bis 8 Uhr, ...,
16 bis 20 Uhr, 20 bis 24 Uhr). Das Mindestgebot betrdgt 5 MW. Eine Poolung ist mé6glich, so
dass

e die Hohe des Mindestgebots erreicht werden kann und auch

e ein Wechsel von technischen Einheiten zur Vorhaltung der MR innerhalb der jeweili-
gen Gebotszeitscheibe moglich ist.

Beim Gebot in der Ausschreibung fiir Minutenreserve geben die Anbieter einen Leistungspreis,
einen Arbeitspreis und die Angebotsleistung an. Die Vergiitung bezuschlagter Angebote erfolgt
auf Basis des jeweils eigenen Leistungspreisgebots (sog. ,pay as bid*). Der Abruf erfolgt nach
Hohe der Arbeitspreisgebote in aufsteigender Reihenfolge. Bei Abruf erhalten die Anbieter
ebenfalls ihr jeweils eigenes Arbeitspreisgebot als Vergiitung (,pay as bid°).

5.4.2 Analyse von Hemmnissen und Schwachstellen

Ziel der Ausgestaltung der rechtlichen und regulatorischen Rahmenbedingungen des Regelleis-
tungsmarktes sollte die Schaffung eines intensiven Wetthewerbs zwischen unterschiedlichen
Angebotsoptionen sein, um zu jedem Zeitpunkt ein ausreichendes Angebot auf dem Markt ver-
flighar zu haben und die Kosten der Beschaffung sowie des Abrufs von Regelleistung gering zu
halten.

Voraussetzung dafiir ist, Markteintrittsbarrieren fiir potenzielle Anbieter gering zu halten und
so einen diskriminierungsfreien, transparenten und effizienten Wettbewerb zu ermoglichen

z. B. indem bereits durch die Ausgestaltung der rechtlichen und regulatorischen Rahmenbe-
dingungen unndétig hohe Kosten fiir Anbieter bei der Vorhaltung von Regelleistung fiir alle
Akteure vermieden werden. Zugleich muss aufgrund der hohen Relevanz einer ausreichenden
Vorhaltung und sicheren Verfiigbarkeit von Regelleistung gewihrleistet sein, dass die UNB zu
jedem Zeitpunkt die Moglichkeit haben ausreichend Regelleistung zu beschaffen. Zudem muss
die Verfiigbarkeit der Regelleistung fiir den Abruf zu jedem Zeitpunkt gegeben sein.
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In der Vergangenheit wurden zahlreiche Anpassungen der rechtlichen und regulatorischen
Rahmenbedingungen durch die Bundesnetzagentur vorgenommen und durch die UNB umge-
setzt, um diesen Zielen besser gerecht zu werden. So wurden z. B.

o die Ausschreibungsfrequenzen, d. h. die Haufigkeit von Ausschreibungen, erhoht,
e die Dauer von Lieferzeitraumen (Gebotszeitscheiben) verringert,
e die Transparenz durch zusatzliche Veroffentlichungspflichten verbessert,

e die Moglichkeiten zur Absicherung fiir Anbieter mit einer geringen Angebotsleistung
verbessert sowie

e die Teilnahmemoglichkeiten durch die Moglichkeiten einer Poolung erhoht.

Dariiber hinaus wurde fiir Betreiber von EEG-Anlagen die Moglichkeit geschaffen, als Anbieter
am Regelenergiemarkt Gebote abzugeben, sofern sie sich fiir eine Direktvermarktung entschie-
den haben und die entsprechenden Voraussetzungen fiir eine Teilnahme (insbesondere die
Praqualifikationsanforderungen) erfiillen kénnen.

Durch diese Anpassungen konnten Markteintrittsbarrieren fiir potenzielle Anbieter reduziert
werden und die Wettbewerbsintensitdt hat erheblich zugenommen. So hat sich die Anbieteran-
zahl bei PRL von 5 Ende des Jahres 2007 auf aktuell 21, bei SRL von 5 Ende des Jahres 2007
auf aktuell 27 und bei MR von 23 Ende des Jahres 2007 auf aktuell 40 erh6ht.166

Dariiber hinaus konnte durch die Schaffung eines nationalen und internationalen Netzregel-
verbundes (NRV) sowie gemeinsamer landeriibegreifender Ausschreibungen von Priméarregel-
leistung ceteris paribus die erforderliche Vorhaltung sowie der Abruf von Regelleistung redu-
ziert und damit deren Kosten verringert werden.

Nach wie vor sind im aktuellen Marktdesign potenzielle Markteintrittsbarrieren vorhanden, die
einen diskriminierungsfreien und transparenten Wettbewerb in der Tendenz behindern bzw.
hemmen. Insbesondere fiir neue Anbieter und solche mit einer geringen Angebotsleistung ist
eine Teilnahme an den Ausschreibungen des Regelleistungsmarktes mit Hindernissen verbun-
den. Im Folgenden werden wir in diesem Bereich zunachst darstellen, warum lange Vorlaufzei-
ten und lange Lieferzeitriume ein potenzielles Hemmnis fiir diese Anbieter darstellen kénnen.
Anschlieflend werden wir die Auswirkungen einer ,pay as bid‘-Vergiitung fiir einen transparen-
ten und diskriminierungsfreien Wettbewerb und fiir die Kosteneffizienz der Beschaffung und
des Abrufs von Regelleistung darstellen. Auch die Praqualifikationskriterien kénnen eine
Markteintrittsbarriere fiir gewisse Anbieter bzw. technische Angebotsoptionen darstellen.1¢7
Dies werden wir in einem weiteren Abschnitt diskutieren. Abschlief3end werden wir auf Mo g-
lichkeiten sowie Vor- und Nachteile eingehen, die notwendige vorzuhaltende positive bzw.

166 UNB (2014), Regelenergie Anbieterliste Stand 19.11.2014.

167 Weitere Moglichkeiten zum Abbau von Hemmnissen bestehen in der getrennten Ausschreibung von PRL bzw.
einer Ausschreibung von PRL, bei der sowohl symmetrische Gebote und getrennte Gebote fiir positive und nega-
tive PRL moglich sind. Dariiber hinaus sind - in Abhdngigkeit von Verdnderungen in anderen Bereichen — Rege-
lungen zur Verfiigbarkeit, Sanktionen und Kontrolle von Nicht-Verfiigbarkeiten zu priifen und ggf. anzupassen.
Auf eine detaillierte Analyse dieser Aspekte wird im Rahmen dieser Studie verzichtet.
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negative Regelleistung durch eine situationsabhédngige Festlegung der vorzuhaltenden Regel-
leistung insbesondere in jeweils kritischen Situationen zu reduzieren.

5.4.2.1 Vorlaufzeiten zwischen Ausschreibung und Lieferzeitraum sowie Dauer der Ge-
botszeitscheiben

Die Vorlaufzeit, also der Zeitraum zwischen Ausschreibungszeitpunkt und Lieferzeitraum so-
wie die Dauer der Gebotszeitscheiben haben aufgrund von mehreren Aspekten Auswirkungen
auf die Teilnahme- und Gebotsmdoglichkeiten von Anbietern am Regelleistungsmarkt.

Lange Vorlaufzeiten stellen eine Markteintrittsbarriere dar und fiihren zu Wettbewerbsverzer-
rungen zwischen Anbietern mit einer hohen potenziellen Angebotsleistung in einem diversifi-
zierten Portfolio und Anbietern mit einer geringen potenziellen Angebotsleistung mit einer ge-
ringen Diversifizierung ihres Portfolios sowie zu Ineffizienzen bei der Vorhaltung und dem Ein-
satz von Regelleistung durch unterschiedliche technische Angebotsoptionen.

e Beieiner langen Vorlaufzeit zwischen Ausschreibung und Lieferzeitraum kénnen Be-
treiber von dargebotsabhdangigen Erzeugungsanlagen, aber auch flexible Verbraucher,
Betreiber von KWK-Anlagen und Betreiber von konventionellen Erzeugungsanlagen
und Speichern- und Pumpspeichern nur eingeschrankt abschatzen, welche Leistung
tatsachlich fiir die Bereitstellung von Regelleistung im Lieferzeitraum verfiigbar ist. Ei-
nerseits ist das Risiko einer Nicht-Verfiighbarkeit je nach Angebotsoption in unter-
schiedlichem Umfang relevant und andererseits miissen alle Anbieter Risiken der
Nicht-Verfiigharkeit absichern. Dieses fiihrt bei einigen potenziellen Angebotsoptionen
dazu, dass in Ausschreibungen fiir PRL und SRL mit Vorlaufzeiten von 4,5 bis zu
11,5 Tagen zwischen Gebotsabgabe und Lieferzeitpunkt keine (wettbewerbsfiahigen)
Gebote abgegeben werden konnen. Zudem ergeben sich Wetthewerbsverzerrungen
zwischen Anbietern mit einer hohen potenziellen Angebotsleistung in einem diversifi-
zierten Portfolio und Anbietern mit einer geringen potenziellen Angebotsleistung mit
einer geringen Diversifizierung ihres Portfolios. Bei Ersteren sind die Kosten einer Absi-
cherung durch eigene nicht bezuschlagte Angebotsleistung in der Regel deutlich gerin-
ger als bei Letzteren. Durch bereits erfolgte Anpassungen des regulatorischen Rahmens
besteht inzwischen einerseits die Moglichkeit der Poolung von Angebotsleistung und
andererseits die Moglichkeit einer gegenseitigen Absicherung zwischen Anbietern, die
fiir eine Teilnahme am Regelleistungsmarkt der jeweiligen Regelleistungsqualitat zuge-
lassen sind. Zugleich konnte die Einfiihrung von wochentlichen Ausschreibungen bei
PRL und SRL die Verfiigharkeitsrisiken reduzieren und somit das potenzielle Angebot
erhohen. Nichts desto trotz kann davon ausgegangen werden, dass auf der einen Seite
eine Wettbewerbsverzerrung und Reduzierung des genutzten Angebotspotenzials
durch die immer noch langen Vorlaufzeiten zwischen Angebotslegung und Lieferzeit-
raum weiterhin gegeben ist. Auf der anderen Seite ware eine Verkiirzung von Vorlauf-
zeiten — inshesondere bei der SRL — de facto eine notwendige Voraussetzung, um
dargebotsabhingigen EE-Anlagen, wie Windenergie- und PV-Anlagen, eine Teilnahme
an den Ausschreibungen zu erméglichen.

e Bei einer langen Vorlaufzeit zwischen Ausschreibung und Lieferzeitraum sind erhebli-
che Unsicherheiten beziiglich der sich zum Lieferzeitpunkt realisierenden Strompreise
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am Grof3handelsmarkt gegeben.168 Der Strompreis am GroShandelsmarkt ist fiir die
meisten Anbieter zugleich ein wesentlicher Einflussfaktor fiir die Kosten bzw. Oppor-
tunitatskosten, so dass sich fiir alle Anbieter — allerdings in unterschiedlichem Ausmaf3
— Kostenrisiken ergeben. Bei konventionellen Kraftwerken ergeben sich Kosten der
Leistungsvorhaltung in Abhdngigkeit des Strompreises am Grof3handelsmarkt da-
durch, dass sog. inframarginale Kraftwerke bei der Bereitstellung positiver Regelleis-
tung auf eine Vermarktung eines Teils ihrer Leistung am Grof3handelsmarkt fiir Strom
und damit auf Deckungsbeitrdge verzichten. Sog. extramarginale Kraftwerke miissen
hingegen in der Regel Strom am Grof3handelsmarkt mit Verlusten verkaufen, um die
notwendige bzw. geforderte Geschwindigkeit der Leistungsanpassung ihrer Anlagen
bei einem Abruf von Regelleistung zu erfiillen.169 In der Konsequenz ergeben sich
Ineffizienzen aufgrund langer Vorlaufzeiten auf der einen Seite dadurch, dass nicht die
bei einer kurzfristig relativ genauen Prognosemdoglichkeit des Strompreises auf dem
Grof3handelsmarkt effizienten Angebotsoptionen genutzt werden. Auf der anderen Sei-
te haben Anbieter mit einer hohen potenziellen Angebotsleistung in einem diversifi-
zierten Portfolio einen Wettbewerbsvorteil gegeniiber Anbietern mit einer geringen po-
tenziellen Angebotsleistung sowie einer geringen Diversifizierung ihres Portfolios. Ers-
tere haben Anpassungsmaoglichkeiten innerhalb ihres Angebotsportfolios, so dass sie
in Abhangigkeit des sich realisierenden Strompreises am Grofhandelsmarkt Angebots-
optionen mit geringen Kosten nutzen konnen, wahrend letztere ggf. hohe Kosten zur
Erfiillung ihrer Verpflichtungen haben und bereits bei der Gebotsabgabe einen ent-
sprechenden Aufschlag einkalkulieren miissen. Damit verringern sich die Zuschlags-
chancen von Anbietern mit einer geringen potenziellen Angebotsleistung sowie einer
geringen Diversifizierung ihres Portfolios. Auch hier wurden durch die Moglichkeit der
Poolung von Anlagen und einer Verkiirzung der Vorlaufzeiten bereits Verbesserungen
geschaffen. Wettbewerbsverzerrungen und Ineffizienzen sind insbesondere bei den
langen Vorlaufzeiten zwischen der Ausschreibung und dem Lieferzeitraum bei PRL und
SRL allerdings weiterhin gegeben.

Lange Lieferzeitrdume haben sehr dhnliche Wirkungen, wie lange Vorlaufzeiten zwischen Aus-
schreibung und Lieferzeitraum. Auch sie stellen eine Markteintrittsbarriere dar, fiihren zu
Wettbewerbsverzerrungen zwischen Anbietern mit einer hohen potenziellen Angebotsleistung
in einem diversifizierten Portfolio und Anbietern mit einer geringen potenziellen Angebotsleis-
tung sowie einer geringen Diversifizierung ihres Portfolios und verursachen in der Konsequenz
Ineffizienzen bei der Vorhaltung und dem Einsatz unterschiedlicher Optionen fiir die Regelleis-
tungsvorhaltung.170
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Bei einigen Angebotsoptionen sind weitere Unsicherheiten zu beriicksichtigen. So sind bei einer Vorlaufzeit bei
PRL und SRL von 4,5 bis 11,5 Tagen fiir Betreiber von KWK-Anlagen z. B. erhebliche Unsicherheiten des War-
mebedarfs gegeben, die ebenfalls Einfluss auf die Kosten bzw. Opportunitdtskosten einer Bereitstellung von Re-
gelleistung haben und sich somit zusétzliche Kostenrisiken ergeben.

Konventionelle Kraftwerke konnen die erforderliche Geschwindigkeit der Leistungsanpassung bei positiver
Regelleistung in der Regel ausschlief3lich als sog. ,spinning reserve‘ erbringen. Dabei ist die Anlage mit mindes-
tens ihrer technischen Mindestleistung in Betrieb und kann in Abhéngigkeit des jeweiligen Leistungsgradienten
maximal die Leistung zwischen der jeweiligen tatsdchlichen Erzeugungsleistung und der verfiigharen Leistung
vermarkten. Bei negativer Regelleistung muss die Anlage hingegen iiber ihrer technischen Mindestleistung er-
zeugen, um im Bedarfsfall die Leistung drosseln zu kénnen.

Zusatzlich ist eine Verkiirzung der Lieferzeitradume teilweise zwangslaufig eine Voraussetzung fiir die Moglich-
keit einer Verringerung der Vorlaufzeit zwischen Ausschreibung und Lieferzeitraum.
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e Lange Lieferzeitraume verringern das Angebotspotenzial, wenn Angebotsoptionen
nicht {iber den gesamten Lieferzeitraum verfiigbar sind. So reduziert sich das potenziel-
le Angebot, z. B. durch revisionsbedingte Nichtverfiigharkeiten, wenn die Angebots-
leistung teilweise durch Revisionen nicht bzw. nur eingeschrankt verfiighar ist.17! Im
Markt fiir PRL und SRL kann dieses bei Lieferzeitraumen von einer Woche dazu fiihren,
dass ein Anbieter die entsprechende Leistung fiir den gesamten Zeitraum nicht anbie-
ten kann, obwohl die revisionsbedingte Nicht-Verfiigharkeit nur an einem oder weni-
gen Tagen gegeben ist. Kurze Lieferzeitraume sind (in Verbindung mit einer Verkiir-
zung der Vorlaufzeit) — insbesondere bei der SRL — zudem eine notwendige Vorausset-
zung, um dargebotsabhidngigen EE-Anlagen, wie Windenergie- und PV-Anlagen, eine
Teilnahme an den Ausschreibungen zu erméglichen. Bei langen Lieferzeitraumen sind,
auch wenn durch eine Verkiirzung der Vorlaufzeit eine hohe Prognosegiite gegeben ist,
Schwankungen der prognostizierten Einspeisung gegeben. Da das Angebotspotenzial
der Anlagen von der (prognostizierten bzw. tatsachlichen) Einspeisung abhéngt, ist die
maximal moégliche Angebotsleistung jeweils auf den ,worst case‘ auszulegen bzw. (zu-
satzlich) abzusichern. Ersteres fiihrt zu einer Verringerung der Angebotsleistung, wih-
rend letzteres zu zusatzlichen Kosten und somit einer geringeren Wetthewerbsfahigkeit
fithrt. Somit ergeben sich auch hier Wettbewerbsverzerrungen zwischen Anbietern mit
einer hohen potenziellen Angebotsleistung in einem diversifizierten Portfolio und An-
bietern mit einer geringen potenziellen Angebotsleistung mit einer geringen Diversifi-
zierung ihres Portfolios und in der Konsequenz Ineffizienzen durch eine Reduktion des
Angebotspotenzials.

e Mit der Linge des Lieferzeitraumes ergeben sich héhere Volatilitdten (Schwankungen)
des Strompreises am Grof3handelsmarkt. Da der Strompreis am Grof3handelsmarkt fiir
die meisten Anbieter ein wesentlicher Einflussfaktor fiir die Kosten bzw. Opportuni-
tatskosten ist, ergeben sich fiir alle Anbieter — allerdings in unterschiedlichem Ausmaf}
— Kostenrisiken (vgl. Ausfithrungen zu Vorlaufzeiten). In der Konsequenz ergeben sich
Ineffizienzen aufgrund langer Lieferzeitraume dadurch, dass Anbieter mit einer hohen
potenziellen Angebotsleistung in einem diversifizierten Portfolio einen Wettbewerbs-
vorteil gegeniiber Anbietern mit einer geringen potenziellen Angebotsleistung sowie
einer geringen Diversifizierung ihres Portfolios haben. Erstere haben auch innerhalb
der Gebotszeitscheiben Anpassungsmaoglichkeiten innerhalb ihres Angebotsportfolios,
so dass sie in Abhdngigkeit des sich realisierenden Strompreises am GrofShandelsmarkt
Angebotsoptionen mit geringen Kosten nutzen kénnen, wahrend letztere ggf. hohe
Kosten zur Erfiillung ihrer Verpflichtungen haben und bereits bei der Gebotsabgabe ei-
nen entsprechenden Aufschlag einkalkulieren miissen. Auch hier wurden durch die
Moglichkeit der Poolung von Anlagen und einer Verkiirzung der Gebotszeitscheiben
bereits Verbesserungen geschaffen. Wettbewerbsverzerrungen und Ineffizienzen sind
insbesondere bei den langen Gebotszeitscheiben bei PRL und SRL allerdings auch hier
weiterhin gegeben.

171 Ggf. ergeben sich durch lange Lieferzeitrdume auch Einschrankungen fiir Gebotsmoglichkeiten von Speicher-
technologien, wenn die Speicherméglichkeiten (Energie) ein begrenzter Faktor sind. Dann kénnen Betreiber von
Speichertechnologien nur in einem Pool mit anderen Angebotsoptionen in die Regelleistungsmarkte bieten.
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5.4.2.2 Vergiitung der Vorhaltung und des Abrufs von Regelleistung auf Basis ,pay as
bid*

Das aktuelle Vergiitungssystem, d. h. ,pay as bid° fiir bezuschlagte und abgerufene Regelleis-
tung, macht fiir die potenziellen Anbieter eine Vielzahl an Informationen fiir ein rationales
Gebotsverhalten erforderlich, deren Beschaffung zusatzliche Kosten verursachen. Dariiber hin-
aus schafft es Anreize fiir strategisches Verhalten insbesondere bei Anbietern, die iiber eine
hohe Angebotsleistung verfiigen. Zugleich fiihrt ,pay as bid‘ zu einer hohen Intransparenz hin-
sichtlich der Erl6smdoglichkeiten fiir potenzielle Anbieter. M6gliche Auswirkungen sind Ein-
schrankungen des Wettbewerbs, insbesondere in Form von Markteintrittshbarrieren und einer
Verschlechterung der Wetthewerbsfahigkeit von Anbietern mit einer geringen potenziellen
Angebotsleistung, sowie in der Konsequenz Ineffizienzen mit der Folge von zusatzlichen Kos-
ten der Vorhaltung und des Abrufs von Regelleistung.

Die potenziellen Vorteile einer ,pay as bid*-Vergiitung sind in der Regel unter Beriicksichtigung
des Gebotsverhaltens von Marktteilnehmern gering. Politische Entscheidungstrager und die
Offentlichkeit verbinden mit einer ,pay as bid‘-Vergiitung hiufig eine die kostenbasierte Bezah-
lung einer Leistung. Die Annahme dabei ist, dass die Anbieter unabhdngig vom Vergiitungssys-
tem ihre eigenen Kosten bei der Gebotsabgabe einstellen und im Falle eines Zuschlags bzw.
Abrufs eine entsprechende kostenbasierte Vergiitung erhalten.72

In der Realitdt ist allerdings davon auszugehen, dass Anbieter ihre Gebotsstrategie in Abhdn-
gigkeit des Zuschlags- und Vergiitungssystems anpassen. Dieses wird zundchst fiir ein einfa-
ches Beispiel erldutert, bei dem im Rahmen einer Ausschreibung durch die Anbieter eine Men-
ge und ein Preis bei der Gebotsabgabe festzulegen ist und der Zuschlag auf Basis des Preisge-
bots erfolgt.

Bei einem ,pay as bid‘-Verfahren werden Anbieter ein Preisgebot abgeben, das auf der einen
Seite die Zuschlagswahrscheinlichkeit und auf der anderen Seite den Deckungsbeitrag bei Zu-
schlag beriicksichtigt. Die Anbieter werden versuchen mit ihrem Preisgebot den Erwartungs-
wert des Deckungsbeitrags zu maximieren. Unter der Annahme vollkommener Information der
Marktteilnehmer (iiber die Kosten der anderen Anbieter) und vollkommenen Wettbewerbs bie-
ten alle Anbieter einen Preis, der marginal unterhalb der Kosten des sog. extramarginalen An-
bieters liegt, wenn ihre eigenen Kosten unterhalb von diesen Kosten liegen. Der extramarginale
Anbieter entspricht dem Anbieter, der gerade nicht mehr zur Deckung des (ausgeschriebenen)
Bedarfs erforderlich ist.

Haben die Anbieter unvollkommene Information tiber die Kosten der anderen Anbieter, miis-
sen sie die Kosten und das Angebot sowie die Gebotspreise der anderen Anbieter auf dem Markt
abschitzen. Jeder einzelne wird insbesondere versuchen, die Kosten des extramarginalen An-
bieters abzuschdtzen und sich mit seinem eigenen Preisgebot moglichst knapp unterhalb der
Kosten bzw. des Gebots dieses Anbieters zu befinden. Dabei wird jeder Anbieter beriicksichti-
gen, dass seine Zuschlagswahrscheinlichkeit mit einer Erth6hung seines Preisgebots abnimmt.

172 Wenn diese Annahme richtig wére, wiirde man Anbietern bei einer Vergiitung mit dem Gebotspreis des Grenz-
anbieters (sog. ,marginal pricing‘ bzw. ,pay as cleared‘) mehr bezahlen, so dass die Beschaffungskosten steigen
wiirden.
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In der Tendenz fiihrt dieses Vorgehen (,,Rate die Kosten bzw. den Gebotspreis des Grenzanbie-
ters unter Beriicksichtigung der Auswirkungen auf die Zuschlagswahrscheinlichkeit“) mit stei-
genden Informationsdefiziten zu zunehmenden Ineffizienzen, weil nicht mehr die Anbieter mit
den geringsten Kosten zwangsldufig einen Zuschlag erhalten. Zugleich erhalten in der Tendenz
die Anbieter mit den besten Informationen iiber den Markt und die Kosten der anderen Anbie-
ter einen Zuschlag und haben dadurch einen Wettbewerbsvorteil, was zu einer impliziten
Wettbewerbsdiskriminierung von Anbietern mit geringen Angebotsleistungen fiihrt. Einerseits
fallen Informationskosten bei Anbietern mit einer hohen Angebotsleistung in vergleichbaren
Umfang an und stellen somit Fixkosten unabhingig von der Angebotsleistung dar.1”3 Die spezi-
fischen Informationskosten sind bei Anbietern mit einer hohen Angebotsleistung somit gerin-
ger. Andererseits haben Anbieter mit einer hohen Angebotsleistung bessere Moglichkeiten
durch unterschiedliche Gebotsstrategien fiir jeweils einen Teil ihrer Angebotsleistung h6here
Deckungsbeitrdage zu erzielen.

Die vorherigen Ausfiihrungen an einem einfachen Beispiel haben gezeigt, dass ein Vergiitungs-
system auf Basis ,pay as bid‘ — insbesondere bei erheblichen Unsicherheiten iiber die jeweili-
gen Kosten der anderen Anbieter — dazu fiihren kann, dass sich erhebliche Ineffizienzen erge-
ben und ein transparenter sowie diskriminierungsfreier Wettbewerb eingeschrankt wird.

Auf den Markten fiir SRL und MR ist die Komplexitdt bei der Angebotserstellung nochmals
deutlich hoher, weil neben einem Leistungspreisgebot ein Arbeitspreisgebot von den Anbietern
abzugeben ist und die Abrufmenge nicht ex ante, d. h. bei der Gebotsabgabe, bekannt ist. Zu-
satzlich miissen Anbieter bei ihrer Gebotsabgabe beriicksichtigen, dass sie nur Deckungsbei-
trdage durch Abrufe von Regelleistung erwirtschaften kénnen, wenn sie einen Zuschlag auf dem
Leistungsmarkt erhalten haben. Fiir Anbieter ergibt sich ein zweistufiges Entscheidungsprob-
lem unter Unsicherheit:

e Ineinem ersten Schritt miissen sie ein optimales Arbeitspreisgebot festlegen, wenn sie
ihre Erlosmoglichkeiten maximieren wollen. Bei einer Vergiitung nach ,pay as bid*
miissen sie dabei den ,trade off zwischen Deckungsbeitrag bei Abruf und Abrufwahr-
scheinlichkeit beriicksichtigen. Bei einem h6heren Arbeitspreisgebot steigen ihre Erlo-
se im Fall eines Abrufs, bei einem geringeren Arbeitspreisgebot steigt die Abrufwahr-
scheinlichkeit. Neben ihren eigenen Kosten im Falle eines Abrufs ist eine Abschatzung
der Abrufkosten aller anderen Anbieter (nicht nur des Grenzanbieters), die einen Zu-
schlag auf dem Leistungsmarkt erhalten (werden), erforderlich, weil sich unterschied-
liche Abrufniveaus ergeben kénnen. Dariiber hinaus miissen Anbieter die Eintritts-
wahrscheinlichkeit der unterschiedlichen Abrufniveaus abschétzten. Somit sind die In-
formationsanforderungen fiir Anbieter bereits bei der Bestimmung eines rationalen Ar-
beitspreisgebots erheblich.

e Ineinem zweiten Schritt miissen sie ein optimales Leistungspreisgebot festlegen. Ne-
ben ihren eigenen Kosten im Falle eines Zuschlags miissen sie dabei ihre abgeschatzten
Erlosmoglichkeiten auf dem Abrufmarkt (im Erwartungswert) beriicksichtigen, weil sie
diese Erlose nur bei einem Zuschlag auf dem Leistungsmarkt realisieren konnen. Ent-
sprechende Abschéitzungen der Kosten der Leistungsvorhaltung unter Beriicksichti-

173 Ggf. sind die absoluten Informationskosten bei Anbietern mit einer hohen Angebotsleistung und einem diversi-
fizierten Angebotsportfolio sogar geringer, weil sie durch Kenntnis der Kosten ihrer eigenen Angebotsoptionen
Riickschliisse auf die Angebotsoptionen der Anbieter ziehen kénnen.
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gung der jeweiligen Erlosmoéglichkeiten auf dem Abrufmarkt miissen sie fiir alle ande-
ren Anbieter vornehmen, um die Kosten bzw. das Leistungspreisgebot des Grenzanbie-
ters (auf dem Leistungsmarkt) abschitzen zu konnen. Unter Beriicksichtigung von Un-
sicherheiten miissen sie abschlief3end ein Leistungspreisgebot bestimmen, das unter
Beriicksichtigung der Zuschlagswahrscheinlichkeit und des Deckungsbeitrags auf dem
Leistungs- und Abrufmarkt im Erwartungswert ihren gesamten Deckungsbeitrag ma-
ximiert.

Die Ausfiihrungen zeigen, dass fiir ein rationales Gebotsverhalten von Anbietern auf dem rea-
len Regelleistungsmarkt umfangliche Informationen erforderlich sind und die Entwicklung
einer geeigneten Gebotsstrategie duflerst komplex ist. Die Unsicherheiten iiber die notwendi-
gen Informationen fiir die Festlegung rationaler Leistungs- und Arbeitspreisgebote sind dabei
erheblich und nehmen unter Beriicksichtigung von Kosten fiir eine Absicherung, Schwankun-
gen der Strompreise auf dem GrofShandelsmarkt innerhalb der Gebotszeitscheiben und Unsi-
cherheiten iiber die sich realisierenden Preise auf dem Grolhandelsmarkt in der Gebotsperiode
aufgrund von langen Vorlaufzeiten zwischen Gebotsabgabe und Lieferzeitraum weiter zu.

Somit sind die fiir das einfache Beispiel dargestellten Auswirkungen einer Vergiitung auf Basis
,pay as bid‘ fiir den Regelleistungsmarkt von erheblicher Relevanz:

e Die Vergiitung nach ,pay as bid‘ fiihrt zu erheblichen Ineffizienzen mit der Konsequenz
einer Erhéhung der Kosten fiir die Vorhaltung und des Abrufs von Regelleistung.

e Die Vergiitung nach ,pay as bid‘ fiihrt zu einer erheblichen Intransparenz und einer
Diskriminierung von Anbietern mit geringen Angebotsleistungen, die die Informati-
onskosten fiir die Abgabe von rationalen Geboten nur auf eine geringe Angebotsmenge
umlegen kénnen.

Aufgrund der hohen Komplexitdt und der erheblichen Informationsanforderungen kann die
Vergiitung nach ,pay as bid‘ auf dem Regelleistungsmarkt — insbesondere bei SRL und MR -
de facto auch als eine Markteintrittsbarriere fiir neue Anbieter angesehen werden, weil eine
»einfache“ Abschdtzung von Erlosmoéglichkeiten auf diesen Markten nur eingeschrankt mog-
lich ist.

5.4.2.3 Praqualifikationsbedingungen

Die Praqualifikationskriterien sind aktuell, wie bereits zuvor beschrieben, auf die
Praqualifikation von einzelnen technischen Einheiten ausgelegt.174 Die Moglichkeit der
Poolung von technischen Einheiten dient im Wesentlichen der Erreichung der Mindestange-
botsgrofie fiir eine Teilnahme an den Ausschreibungen.

Somit miissen die technischen Einheiten die jeweiligen Praqualifikationsanforderungen fiir die
unterschiedlichen Regelleistungsqualitaten in der Regel einzeln erfiillen konnen. Dadurch
werden kostengiinstige Optionen zur Vorhaltung und Erbringung von Regelleistung, die erst
durch eine Kombination von mehreren technischen Einheiten andere Anforderungen erfiillen
konnen, ggf. ,ex-ante‘ von der Teilnahme an den entsprechenden Ausschreibungen ausge-

174 Eine technische Einheit kann dabei alle an den selben Netzanschlusspunkt angeschlossenen Erzeugungseinhei-
ten, Speicher und Lasten umfassen.
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schlossen. Dies kann. zu Ineffizienzen bei der Beschaffung und dem Abruf von Regeleistung
und damit zu hoheren Kosten dieser Systemdienstleistung fiihren. Zudem wird die Liquiditat
der Regeleistungsmirkte unterschiedlicher Qualitdaten inshesondere in Zeiten mit niedriger
Residuallast, in denen nur wenige konventionelle Erzeugungsanlagen am Netz sind, ggf. ein-
geschrankt.

Auch bei einer méglichen zukiinftigen Integration von Windenergie- und PV-Anlagen konnen
die aktuellen Praqualifikationsanforderungen, die auf einzelne technische Einheiten ausge-
richtet sind, ggf. ein Hemmnis darstellen. Gerade bei diesen Anlagen ist davon auszugehen,
dass sie nur durch eine Poolung bereits bei der Praqualifikation Anforderungen an Verfiighar-
keiten erfiillen kénnen.

5.4.2.4 Dimensionierung der Regelleistung

Aktuell wird der Bedarf an Sekundirregelleistung und Minutenreserve, wie bereits zuvor be-
schrieben, quartalsweise festgelegt. Dadurch wird z. B. unabhédngig von zu erwartenden
Prognosefehlern der Einspeisung von Windenergie und PV eine identische Leistung vorgehal-
ten. Bereits am Vortag kénnen in der Praxis jedoch mégliche Prognosefehler der Einspeisung
von Windenergie und PV, die durch Regelleistung ausgeglichen werden miissen, unter Beriick-
sichtigung der jeweiligen Einspeiseprognose eingegrenzt werden. Je nach prognostiziertem
Einspeiseniveau sind unterschiedliche Verteilungen der Prognosefehler zu erwarten. In verein-
fachter Weise kann die Abhangigkeit zwischen Prognose der Einspeisung und Prognosefehler
durch die beiden theoretischen Extremfille einer Einspeiseprognose von 0 MW und einer
Einspeiseprognose in Hohe der installierten Leistung verdeutlicht werden:

e Bei einer Einspeiseprognose von Windenergie- und PV-Anlagen von 0 MW kann die
Prognose die tatsdchliche Einspeisung nicht unterschatzen. D. h. eine Unterdeckung
von Bilanzkreisen aufgrund von Prognosefehlern bei Windenergie und PV kann
de facto ausgeschlossen werden. In solchen Situationen wird beim heutigen Dimensio-
nierungsverfahren damit in Summe zu viel positive Regelleistung vorgehalten, wenn
ein konstantes Defizitniveau erreicht werden soll.

e Bei einer Einspeiseprognose von Windenergie- und PV-Anlagen in Hohe der installier-
ten Leistung von Windenergie- und PV-Anlagen kann die Prognose die tatsachliche
Einspeisung nicht iiberschitzen. D. h. eine Uberdeckung von Bilanzkreisen aufgrund
von Prognosefehlern bei Windenergie und PV kann de facto ausgeschlossen werden. In
solchen Situationen wird beim heutigen Dimensionierungsverfahren damit in Summe
zu viel negative Regelleistung vorgehalten, wenn ein konstantes Defizitniveau erreicht
werden soll.

Grundsatzlich gelten diese Zusammenhdnge auch bei in der Praxis vorkommenden Prognosen
des Einspeiseniveaus zwischen 0 MW und der installierten Leistung. Bei einer geringen prog-
nostizierten Einspeisung sind mégliche Unterdeckungen aufgrund von Prognosefehlern maxi-
mal auf die prognostizierte Einspeisung und bei einer hohen prognostizierten Einspeisung sind
mogliche Uberdeckungen aufgrund von Prognosefehlern maximal auf die Differenz zwischen
prognostizierter Einspeisung und installierter Leistung begrenzt.

Vor diesem Hintergrund ist das heutige Dimensionierungsverfahren und die Festlegung eines
konstanten Regelleistungsbedarfs fiir ein Quartal ggf. mit Effizienzeinbufien bei der Beschaf-
fung von Regelleistung verbunden und erh6ht ggf. ebenfalls die durch die Vorhaltung von Re-
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gelleistung induzierte ,must run‘-Erzeugung des konventionellen Kraftwerksparks in besonders
relevanten Uberschusssituationen. Dabei ist zu beriicksichtigen, dass in einem zukiinftigen
System mit sehr hohen Anteilen FEE insbesondere die Vorhaltung von negativer Regelleistung
aus konventionellen Kraftwerken bei Situationen mit sehr hoher Einspeisung aus FEE (und
geringer Last) sowie die Vorhaltung von positiver Regelleistung aus konventionellen Kraftwer-
ken in Situationen mit sehr geringer Einspeisung (und hoher Last) potenziell die h6chsten Kos-
ten verursachen. Insbesondere in erstgenannter Situation kann die alternative Bereitstellung
negativer Regelleistung durch FEE-Anlagen potenziell die Kosten verringern und zugleich die
erforderliche Mindesterzeugung in Summe iiber alle konventionellen Kraftwerke reduzieren.

5.4.3 Anpassungsoptionen

Vor dem Hintergrund der weiteren Erhéhung des Anteils der erneuerbaren Energien an der
Stromerzeugung und den damit einhergehenden Veranderung der Anforderungen an das
Stromversorgungssystem, konnen weitere Anpassungen der regulatorischen und rechtlichen
Rahmenbedingungen der Regelleistungsmarkte einen sinnvollen Beitrag leisten. Insbesondere
aufgrund der Zunahme von Situationen, in denen bei geringer Last und hoher Einspeisung von
EE konventionelle Kraftwerke fiir die Deckung der Stromnachfrage nicht oder nur in geringem
Umfang benétigt werden und bei hoher Last und geringer Einspeisung von EE entweder kon-
ventionelle Kraftwerke oder Flexibilitdtsoptionen in erheblichen Umfang benétigt werden, er-
scheinen Anpassungen sinnvoll.

Dieses gilt vor allem hinsichtlich des weiteren Abbaus von Markteintrittsbarrieren sowie der
Schaffung eines transparenten und diskriminierungsfreien Wettbewerbs unter Einbeziehung
von flexiblen Verbrauchslasten, Speichertechnologien und EE-Anlagen als Angebotsoptionen
fiir die unterschiedlichen Segmente des Regelleistungsmarktes. Entsprechende Anpassungen
verfolgen das Ziel, die Kosten der Regelleistungsvorhaltung und des Regelleistungsabrufs auch
zukiinftig zu begrenzen, potenzielle Angebotsoptionen in vollem Umfang und effizient zu nut-
zen sowie in der Konsequenz potenzielle ,must run‘-Erzeugung von konventionellen Kraftwer-
ken zu vermindern.

Das Griinbuch des BMWi stellt dabei zum Beispiel auf Basis von Vorschldagen von Experten und
Marktakteuren folgende Anpassungen zur Diskussion:

e Weitere Verkiirzung von Produktldnge und Vorlaufzeiten: Inshesondere sollen Sekun-
darregelleistung und Minutenreserve kalendertaglich ausgeschrieben werden.

e Die Schaffung eines kurzfristigen Regelarbeitsmarkt oder eines Sekundarmarktes fiir
die Bereitstellung von Regelleistung als Alternative oder Erganzung zur Verkiirzung
der Produktldngen und Vorlaufzeiten.

e Separate Ausschreibung von positiver und negativer Priméarregelleistung.

e Anpassung der Praqualifikationsbedingungen, damit insbesondere Windenergieanla-
gen in Zukunft negative Regelleistung bereitstellen kénnen.

Dariiber hinaus wird im Griinbuch eine Anpassung des Dimensionierungsverfahrens ange-
dacht, so dass die Hohe der Vorhaltung auf Basis von Prognosen zur Einspeisung von Wind-
und Sonnenenergie kurzfristig angepasst wird (adaptive Bedarfsdimensionierung).
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In weiteren wissenschaftlichen Studien zur Ausgestaltung des Regelleistungsmarktes werden
sowohl die bereits genannten als auch ergdnzende Anpassungsméglichkeiten diskutiert:

e Zuschlags- und Vergiitungsregeln auf dem Regelleistungsmarkt werden als ein poten-
zielles Hemmnis fiir Transparenz und Wettbewerb diskutiert. So wird das aktuelle Sys-
tem eines ,pay as bid‘ hinsichtlich seiner Nachteile beziiglich der Ausiibung von
Marktmacht, fiir ein ,level playing field* zwischen Anbietern mit grof3en
praqualifizierten, diversifizierten Portfolien und Anbietern mit kleinen, weinig diversi-
fizierten Portfolien sowie Intransparenz und potenziellen Ineffizienzen kritisiert.175
Insbesondere beim Abruf wird die Einfiihrung eines Vergiitungssystems auf Basis ,pay
as cleared empfohlen.

e des NRV-Saldo iiber das Ausgleichsenergiesystem wird als Grund dafiir diskutiert, dass
Marktteilnehmer unzureichende Anreize haben, ihre Abweichungen zwischen Fahr-
plananmeldungen und realisierten Fahrpldnen aktiv auszugleichen. Dies verursacht
einen ineffizient hohen Regelleistungsabruf und resultiert in einer ineffizient hohen
notwendigen Regelleistungsvorhaltung. Zur Starkung dieses Anreizes wird eine verur-
sachungsorientierte Umlage der Kosten der Vorhaltung von Regelleistung zusatzlich zu
den Kosten des Regelleistungsabrufs zur Diskussion gestellt.176

Im Folgenden diskutieren und konkretisieren wir im Rahmen dieser Studie eine Verringerung
der Gebotszeitscheiben, der Dauer der Vorlaufzeiten sowie die Abrechnung bzw. Vergiitung der
erfolgreichen Anbieter auf Basis ,pay as cleared’.

5.4.3.1 Vermeidung von Ineffizienzen durch lange Gebotszeitscheiben und lange Vor-
laufzeiten

Die Auswirkungen von Ineffizienzen durch lange Gebotszeitscheiben und lange Vorlaufzeiten
lassen sich grundsatzlich in einfacher Weise durch Anpassungen der jeweiligen Dauer der Ge-
botszeitscheiben und des jeweiligen Ausschreibungszeitpunktes fiir die unterschiedlichen Re-
gelleistungsqualitdten abschwachen. Hierbei sind Vor- und eventuelle Nachteile fiir unter-
schiedliche Akteure abzuwdgen. Bereits in der Konsultation zur Festlegung der Rahmenbedin-
gungen der Ausschreibungen durch die Bundesnetzagentur wurden Verkiirzungen der Gebots-
zeitscheiben sowie fiir PRL und SRL eine tdgliche Ausschreibung von Marktteilnehmern, Ver-
banden und weiteren Akteuren gefordert:177

e Eine tagliche Ausschreibung fiir den Folgetag bei PRL und SRL kann Unsicherheiten
iber sich realisierende Preise am Grof3handelsmarkt sowie iiber Verfiigharkeiten von
technischen Einheiten erheblich verringern und somit sowohl Markteintrittsbarrieren
und Wettbewerbsverzerrungen weiter reduzieren als auch die individuellen Kosten und
Risiken fiir die einzelnen Anbieter verringern. Auch bei MR kann eine kalendertagliche
Ausschreibung fiir den Folgetag an allen Tagen, d. h. auch eine Durchfiihrung von

175 Vgl. z. B. Miisgens, F. / Ockenfels, A. und Peek, M. (2014) und Heim, S. und Gétz, G (2013).

176  Vgl. Lienert, M., Mock, T. und Peek, M. (2005). Im Rahmen dieser Studie wird ebenfalls ein Vorschlag zur Aus-
gestaltung des Ausgleichsenergiesystem entwickelt, der Anreize fiir Abweichungen zwischen Fahrplananmel-
dungen und realisierten Fahrpldnen starkt und somit den Abruf von Regelleistung und mittelfristig die erforder-
liche Vorhaltung von Regelleistung verringert.

177 Vgl. BNetzA (2011).

158




Strommarktdesign der Zukunft

Ausschreibungen an Samstagen und Sonntagen sowie an Feiertagen, vergleichbare
Wirkungen entfalten. Bei einer Einfiihrung von tdglichen Ausschreibungen fiir den
Folgetag kann davon ausgegangen werden, dass die Beschaffungskosten fiir die Regel-
leistungsvorhaltung in Summe sinken und andererseits die Effizienz steigt. Dariiber
hinaus kann als positiver Nebeneffekt ,must run‘-Erzeugung von konventionellen
Kraftwerken zur Bereitstellung von Regelleistung in der Tendenz reduziert werden. Bei
einer tdglichen Beschaffung der Regelleistung fiir den Folgetag sind fundamentale In-
formationen — insbesondere zur Einspeisung aus FEE sowie zur erwarteten Last — ver-
fiighar, so dass alternative Angebotsoptionen, wie z. B. FEE-Anlagen und flexible Las-
ten in relevanten Situationen (insbesondere Uberschusssituationen) wettbewerbsfihig
werden und ggf. eine effizientere Bereitstellung von Regelleistung gewédhrleisten kon-
nen. Eine tdgliche Ausschreibung fiir den Folgetage an allen Tagen der Woche stellt
zudem de facto eine notwendige Voraussetzung fiir eine Teilnahmemdglichkeit von
Windenergie- und PV-Anlagen bei allen Regelleistungsqualitdten dar.

e Mit einer taglichen Ausschreibung bei PRL und SRL ware zugleich die Notwendigkeit
einer Verkiirzung der Gebotszeitscheiben auf maximal einen Tag bei PRL und tagliche
HT- und NT-Zeitscheiben zwangslaufig erforderlich. Die Preisvolatilitdten innerhalb ei-
nes Tages, innerhalb von tdglichen HT- / NT-Zeitscheiben, aber auch innerhalb von 4-
Stunden-Zeitscheiben sind allerdings immer noch erheblich und werden mit dem Aus-
bau Erneuerbarer Energien weiter zunehmen. In der mittel- und langfristigen Perspek-
tive kann daher eine Ausschreibung von stiindlichen Gebotszeitscheiben bei allen Re-
gelleistungsqualitdten sowohl einen wesentlichen Beitrag zur Verringerung von Markt-
eintrittsharrieren und Wetthewerbsverzerrungen leisten, als auch die individuellen
Kosten und Risiken fiir die einzelnen Anbieter weiter reduzieren. In der Konsequenz
ergeben sich positive Auswirkungen auf die Beschaffungskosten fiir die Regelleis-
tungsvorhaltung in Summe, die Effizienz und die durch Vorhaltung von Regelleistung
durch konventionellen Kraftwerke verursachte ,must run‘-Erzeugung kann reduziert
werden. Zugleich kann eine Verkiirzung der Gebotszeitscheiben insbesondere bei PRL
und SRL das potenzielle Angebot erh6hen, weil auch Anbieter, bei denen in einzelnen
Stunden (technische) Restriktionen und in anderen Stunden keine oder geringere
(technische) Restriktionen fiir die Vorhaltung gegeben sind, mit jeweils der in den
Stunden moglichen maximalen Leistung in den Markt bieten kénnen.

e Bei einer Verkiirzung der Gebotszeitscheiben auf eine oder wenige Stunden miissen
Vor- und Nachteile abgewogen werden. Wahrend fiir einige Anbieter stiindliche Ge-
botszeitscheiben erhebliche Vorteile haben, kann eine Verkiirzung von Gebotszeit-
scheiben fiir einige Anbieter auch mit Nachteilen verbunden sein. So kénnen insbe-
sondere bei Erzeugungsanlagen mit An- und Abfahrkosten Zuschldge fiir nur eine
Stunde zu Kostenrisiken oder Unwirtschaftlichkeit fithren.178 Eine Moglichkeit ist in
diesem Bereich, dass auch in einer Ausschreibung mit stiindlichen Gebotszeitscheiben
die Abgabe von Blockgeboten gegeben ist, die nur {iber den gesamten Zeitraum
bezuschlagt werden kénnen.

178 So kann eine Bezuschlagung einzelner und ggf. nicht zusammenh&ngender Stundenbldcke insbesondere fiir
Anlagen mit langen An- und Abfahrzeiten oder hohen An- und Abfahrkosten eine Markteintrittsbarriere darstel-
len.
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e Sowohl eine tdgliche Ausschreibung fiir den jeweiligen Folgetag als auch eine Verkiir-
zung der Gebotszeitscheiben auf jeweils eine Stunde diirfte fiir die operativen Prozesse
beim Abruf der Regelleistung keine grof3e Herausforderung darstellen. Bereits heute
konnen die technischen Einheiten, die die Regelleistung jeweils erbringen, zu jeder
Viertelstunde von den Anbietern im Rahmen der Poolung verandert werden. Ebenfalls
halten wir den Zusatzaufwand fiir potenzielle Anbieter fiir gering. Bereits heute neh-
men viele Anbieter von Regelleistung auch am ,day ahead‘- und intraday-Handel der
Borse an Feiertagen und an Wochenenden teil. Die Entscheidungen aus welchen Anla-
gen eines Poolbetreibers in einzelnen Stunden / Situationen Regelleistung vorgehalten
und abgerufen wird, sind weitgehend automatisiert.

e Beieiner taglichen Ausschreibung fiir den jeweiligen Folgetag bei allen Regelleis-
tungsqualitdten ist zu beachten, dass die Liquiditat der einzelnen Markte nicht redu-
ziert wird. Dazu bietet es sich an, die Ausschreibungen so zu staffeln, dass zunachst
PRL, dann SRL und am Schluss MR ausgeschrieben wird, wobei vor der jeweils nachs-
ten Ausschreibung die UNB die Anbieter iiber einen Zuschlag informiert haben miissen.
Dadurch diirfte sich die Liquiditédt in den einzelnen Markten nicht verringern. Eine Al-
ternative stellt eine gemeinsame Ausschreibung dar, bei der die Anbieter bedingte und
komplexe Gebote abgeben kénnen und die UNB auf Basis einer Minimierung der ge-
samten Kosten fiir Regelleistungsvorhaltung ihre Zuschlagsentscheidungen treffen.17®

e Auch das potenzielle Risiko von fehlenden Nachsteuerungsméglichkeiten bei taglichen
Ausschreibungen fiir den Fall einer unzureichenden Angebotsmenge zur Deckung des
Bedarfs, das bei der Festlegung von der Bundesnetzagentur als zentrales Argument ge-
gen eine tagliche Ausschreibung von PRL und SRL bei den damaligen Festlegungen der
aktuellen Ausschreibungsbedingungen gesehen wurde, ist vor dem Hintergrund der
Entwicklung der Angebotsliquiditdt als gering anzusehen. Tagliche Ausschreibungen
diirften die potenzielle Angebotsleistung und Teilnahmemoglichkeiten weiter erhdhen.

Wir empfehlen als mittelfristiges Zielmodell fiir alle drei Regelleistungsqualitdten eine tagliche
Ausschreibung fiir den Folgetag bei einer mittel- und langfristigen Verkiirzung der Gebotszeit-
scheiben auf eine Stunde ggf. mit der Moglichkeit der Abgabe von Blockgeboten anzustreben.
Ein schrittweises Vorgehen erscheint uns dabei zielfiihrend. Die Notwendigkeit sowie Vor- und
Nachteile von Blockgeboten iiber mehrere Stunden sollten mit (potenziellen) Anbietern im
Rahmen eines Konsultationsverfahrens ertrtert werden. Dabei sollten Moglichkeiten sowie Vor-
und Nachteile einer gemeinsamen Ausschreibung fiir alle drei Regelleistungsqualitdten weiter
gepriift werden. Sollte eine gemeinsame Ausschreibung mit bedingten Geboten als zu komplex
angesehen werden, empfehlen wir zundchst die Ausschreibung fiir PRL durchzufiihren. Nach
der Zuschlagsentscheidung fiir PRL sollte die Ausschreibung fiir SRL durchgefiihrt werden,
bevor nach der Zuschlagsentscheidung fiir SRL die Ausschreibung fiir MR durchgefiihrt wer-
den. Die Zuschlagsentscheidungen sollten den Marktteilnehmern mit ausreichend zeitlichem
Vorlauf vor der ,day ahead‘-Auktion der EPEX Spot (um 12 Uhr) bekannt sein. Als ndchste

179 Diese Option kann erhebliche Effizienzgewinne und Kostenreduktionen erméglichen. So sind z. B. die durch-
schnittlichen Kosten eines extramarginalen konventionellen Kraftwerks, das mehrere Regelleistungsqualitaten
aus dem laufenden Betrieb gemeinsam bereitstellt, deutlich geringer, als wenn es nur eine Regelleistungsquali-
tat bereitstellt. Die Verluste bei der Vermarktung der erzeugten Energie in Teillast kann auf eine groflere Leis-
tung umgelegt werden. Bei sukzessiven bzw. separaten Zuschlagsentscheidungen besteht das Risiko fiir einen
Anbieter nur in einer der Ausschreibungen einen Zuschlag zu erhalten.
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Schritte empfehlen wir eine Konsultation und die anschlief3ende kurzfristige Umsetzung von
folgenden Eckpunkten:

e Differenzierung der Gebotszeitscheiben fiir PRL nach tdglichen HT- / NT-Perioden. Da-
bei sollte zugleich erwogen werden, neben symmetrischen Geboten auch getrennte Ge-
bote fiir positive und negative PRL zuzulassen.!8°

e Tdgliche Ausschreibung von SRL bei Zeitscheiben mit einer Dauer von vier Stunden.
Die tdgliche Ausschreibung sollte dabei vor der Ausschreibung der MR stattfinden und
die Zuschlagsentscheidung fiir SRL zum Zeitpunkt der Ausschreibung fiir MR den An-
bietern bekannt sein. Als Alternative sollte die Schaffung eines Sekundarmarktes fiir
SRL (siehe unten) erwogen werden.

e Blockgeboten.

Als Alternative oder Ergdnzung zur Umstellung der Ausschreibungsfrequenz und einer Verkiir-
zung der Gebotszeitscheiben zur Vermeidung von Ineffizienzen werden aktuell ein ergdnzender
reiner Arbeitsmarkt fiir Regelenergie und ein Sekundarmarkt fiir Regelleistung diskutiert:

e Bei einem ergianzenden reinen Arbeitsmarkt fiir Regelenergie kénnen Anbieter, die kei-
nen Zuschlag bei der Ausschreibung erhalten haben oder nicht an der Ausschreibung
teilgenommen haben, den UNB zusitzliche Angebotsleistung zur Verfiigung stellen.
Diese werden unter Beriicksichtigung der Hohe der Arbeitspreisgebote beim Abruf von
Regelleistung gemeinsam mit den bezuschlagten Anbietern beriicksichtigt. Im Falle ei-
nes Abrufs erhalten diese Anbieter ausschliefllich den Arbeitspreis. Durch die Gebote
auf dem reinen Arbeitsmarkt fiir Regelenergie steht zusatzliche Regelleistung zur Ver-
fiigung. Eine gleichzeitige Verringerung der ausgeschriebenen Leistung in der jeweili-
gen vorherigen Auktion ist dabei nicht vorgesehen, weil die zusétzlich beschaffte Leis-
tung auf dem Arbeitsmarkt nicht als ex ante ausreichend gesichert verfiigbar angese-
hen werden kann.

e Beim Sekundarmarkt fiir Regelleistung kénnen in der Ausschreibung bezuschlagte An-
bieter nach der Ausschreibung von anderen nicht bezuschlagten Anbietern Angebots-
leistung kaufen und ihre Lieferverpflichtung gegeniiber dem UNB etfiillen.

Beide Alternativen sind moégliche Optionen, die allerdings eine Anpassung von Ausschrei-
bungsfrequenzen und eine Verkiirzung von Gebotszeitscheiben aus unserer Sicht nur einge-
schrinkt ersetzen kénnen, sondern allenfalls als Ubergangsoptionen sinnvoll ergénzen kon-
nen.

Grundsatzlich kann ein reiner Arbeitsmarkt fiir Regelenergie die Effizienz beim Abruf von Re-
gelleistung erhohen und inshesondere ein erster Schritt zur Integration von Windenergie- und
PV-Anlagen in den Regelleistungsmarkt sein. Bei einem ergdnzenden reinen Arbeitsmarkt ist
allerdings abzuwdgen, wann der spateste Zeitpunkt zur Gebotsabgabe ist. Bei einem Zeitpunkt
nach Schluss der ,day ahead‘-Auktion an der EPEX besteht das Risiko, dass die Liquiditat des
intraday-Marktes, auf dem die Marktteilnehmer ihre individuellen Abweichungen der Fahrpla-

180 Parallele Gebotsmdglichkeiten von gekoppelten und getrennten Geboten macht eine Vergiitung nach ,pay as
bid* fiir Vorhaltung von Regelleistung erforderlich.
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nen ausregeln (sollen), sinkt. Bei einem Zeitpunkt vor der ,day ahead‘-Auktion wird die Liquidi-
tdt am ,day ahead‘-Markt und am ,intraday‘-Markt potenziell verringert, weil zusitzliche Regel-
leistung vorgehalten wird. Somit ist ein reiner Arbeitsmarkt fiir Regelenergie vorrangig eine
Moglichkeit bei einem Marktdesign ohne tédgliche Ausschreibungen fiir den Folgetag, Effizienz-
gewinne beim Abruf von Regelleistung zu erméglichen. Zugleich ist aber fraglich, ob die Effizi-
enzgewinne beim Abruf von Regelleistung tatsdachlich die potenziellen Effizienzverluste durch
zusétzliche Regelleistungsvorhaltung mit der Folge einer Verringerung der Liquiditdt auf dem
,day ahead‘- und oder ,intraday‘-Markt kompensieren konnen. ,must run‘-Erzeugung von kon-
ventionellen Kraftwerken durch die Vorhaltung von Regelleistung kann nicht reduziert werden,
weil die Vorhaltung von Regelleistung durch die Anbieter auf dem reinen Arbeitsmarkt fiir Re-
gelenergie erhoht wird und nicht die ausgeschriebene Leistung in den Ausschreibungen mit
Leistungspreisvergiitung substituiert. Ein ergdnzender reiner Arbeitsmarkt fiir Regelenergie ist
somit nicht in der Lage die Vorteile einer Verkiirzung der Vorlaufzeiten und Verkiirzung der
Gebotszeitscheiben zu ermoglichen.

Ein Sekundarmarkt fiir Regelleistung fiihrt zu einer zusatzlichen Flexibilitat fiir Anbieter, aus
welchen technischen Einheiten Regelleistung vorgehalten und abgerufen wird. Bereits heute
haben Anbieter die M6glichkeit innerhalb ihres Pools kurzfristig die technischen Einheiten zu
wihlen, mit denen sie ihre Verpflichtungen etfiillen. Uber die Moglichkeit der gegenseitigen
Absicherung konnen Anbieter bei Ausféllen ihrer eigenen technischen Einheiten ebenfalls be-
reits heute auf technische Einheiten anderer Pools zuriickzugreifen, wenn technische Einheiten
ausfallen. Da konkrete Vorschldge zur Ausgestaltung nicht vorliegen, ist eine abschlief3ende
Bewertung nicht méglich. Einerseits erscheint der Vorschlag gegeniiber der heutigen Ausge-
staltung der Rahmenbedingungen nur eine geringfiigige Verbesserung, weil durch Zusammen-
legung von Pools bereits entsprechende Moglichkeiten gegeben sind. Andererseits besteht die
Gefahr eine mittel- und langfristig vorteilhafte Verkiirzung der Vorlaufzeiten und Verkiirzung
von Gebotszeitscheiben zu behindern. Ein méglicher Nutzen ist einem solchen Sekundarmarkt
insofern zuzusprechen, als dass dieser etwaige Bedenken (insbesondere der UNB) beziiglich
eines nicht ausreichenden Angebots bei einer kalendertédglich Beschaffung von Regelleistung
ausrdaumen kann. So konnte in einer Ubergangsphase eine wichentliche Primirauktion die
Bezuschlagung von ausreichend Regelleistung gewdhrleisten. Im Rahmen von kalendertagli-
chen Sekunddrauktionen konnte eine Reallokation der Vorhaltung der Regelleistung erfolgen.
Entweder kann diese Reallokation iiber eine freiwillige Anmeldung der bezuschlagten Gebote
zum Wiederverkauf bei der ebenfalls zentralen Sekundarauktion oder iiber eine Verpflichtung
zur Gebotsabgabe in der taglichen Sekundérauktion gegen die Zahlung einer Pramie (sog.
,Market-Maker‘) erfolgen. Die in der Primédrauktion ausgeschriebene Menge kann bei ausrei-
chend Liquiditat in der Sekundédrauktion sukzessive reduziert werden, so dass nach einer
Ubergangsphase ggf. vollstindig auf eine kalendertégliche Auktion umgestellt werden kann.

5.4.3.2 Vergiitung des Abrufs von Regelleistung auf Basis ,pay as cleared*

Die mit einem ,pay as bid‘-Vergiitungssystem — insbesondere bei der Vergiitung des Regelleis-
tungsabrufs — verbundenen Ineffizienzen, Wettbewerbsverzerrungen und Markteintrittsbarrie-
ren, konnen durch einen Ubergang zu einem sog. ,pay as cleared* in einfacher Weise gemindert
werden.

Bei einem ,pay as cleared‘-Vergiitungssystem fiir den Abruf von Regelleistung haben die An-

bieter bei einer hohen Wettbewerbsintensitit, die aktuell auf den Regelleistungsmarkten unter-
stellt werden kann, Anreize als Arbeitspreisgebot ihre eigenen Kosten eines Abrufs abzugeben.
Die Informationsanforderungen fiir die Abgabe rationaler Arbeitspreisgebote sinken erheblich.
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Im Unterschied zu einem Vergiitungssystem mit ,pay as bid‘ hdngt ihr Deckungsbeitrag im Fal-
le eines Abrufs nicht mehr vom eigenen Arbeitspreisgebot ab und sie kénnen zugleich ihre Ab-
rufwahrscheinlichkeit in Situationen, mit einem Preis {iber ihren eigenen Kosten, maximieren.
Dadurch wird ein effizienter Einsatz der bezuschlagten Anbieter im Gegensatz zur ,pay as bid*-
Vergiitung gewahrleistet. In der Tendenz kénnen dadurch auch die Vergiitungszahlungen der

UNB fiir den Abruf von Regelleistung — insbesondere in Situationen mit einem geringen Abruf-
niveau — verringert werden.

Eine Zunahme der gesamten Vergiitungszahlungen der UNB wird zugleich durch eine Beriick-
sichtigung der zu erwartenden Erlose der Anbieter durch Abrufe von Regelleistung bei der
Wahl des Leistungspreisgebots verhindert. Insbesondere fiir Anbieter mit geringen Kosten beim
Abruf erhéhen sich die zu erwartenden Erl6smoglichkeiten beim Abruf, so dass sich ihre (mi-
nimalen) Leistungspreisgebote!8! verringern und bei der Zuschlagsentscheidung die Kosten
des zu erwartenden Abrufs effizienter beriicksichtigt werden. Die Komplexitat und der Informa-
tionsbedarf fiir Anbieter fiir ein rationales Leistungspreisgebot kann durch eine ,pay as
cleared‘-Vergiitung auf dem Abrufmarkt allerdings nur reduziert, aber nicht beseitigt werden.
Zur Ermittlung des Erwartungswerts der Erlose auf dem Abrufmarkt muss der Anbieter weiter-
hin iiber Informationen bzw. Erwartungen zu Abrufwahrscheinlichkeiten und den Abrufkosten
der anderen Anbieter verfiigen. Allerdings muss sich der Anbieter keine Erwartungen iiber das
Gebotsverhalten der anderen Anbieter bilden.

Eine Vergiitung auf Basis ,pay as cleared" fiir die Leistung der bezuschlagten Anbieter kann
ebenfalls die Informationsanforderungen fiir die Anbieter reduzieren und die Bedeutung dieser
Informationen fiir ein rationales Gebotsverhalten, die die Effizienz der Vorhaltung und des Ab-
rufs der Regelleistung im Gesamtsystem erh6hen, verringern. Auch bei einem Vergiitungssys-
tem auf Basis ,pay as cleared‘ auf dem Leistungs- und auf dem Abrufmarkt miissen Anbieter
Informationen zur Abrufwahrscheinlichkeit und der Arbeitspreisgebote der anderen
(bezuschlagten) Anbieter fiir ein rationales Gebotsverhalten beriicksichtigen.

Auch bei einer Vergilitung auf Basis ,pay as cleared* auf dem Leistungsmarkt ist aufgrund eines
verdnderten Gebotsverhaltens nicht von einer Erh6hung der Beschaffungskosten von Regelleis-
tung fiir den UNB auszugehen. Vielmehr kénnen Ineffizienzen, die sich durch ein unterschied-
liches Ausmaf} von Informationsdefiziten / -unsicherheiten bei den Anbietern ergeben, redu-
ziert werden. Allerdings ist eine Vergiitung auf Basis ,pay as cleared‘ nur bedingt kompatibel
mit der Méglichkeit der Abgabe von Blockgeboten, da der Clearing-Algorithmus einzelne Stun-
den eines Blockgebotes mit dem stiindlichen Grenzpreis ggf. nicht bezuschlagen kann, wenn
dieser unter dem Preis des Blockgebotes liegt.

Auch die Moglichkeit der Abgabe von komplexen Geboten im Rahmen einer gemeinsamen Aus-
schreibung von unterschiedlichen Regelleistungsqualitdaten ist nicht kompatibel mit einem
,pay as cleared‘ Vergiitungssystem. Eine ,pay as bid* Vergiitung in Kombination mit der Mo g-
lichkeit der Abgabe von komplexen Geboten kann eine héhere Transparenz und Umsetzbarkeit

181 Ein Anbieter sollte bei ,pay as bid‘ bei der Vergiitung von Leistung minimal seine (Opportunitéts-)Kosten der
Leistungsvorhaltung abzgl. des erwarteten Erlos auf dem Abrufmarkt als Leistungspreis bieten. Bei rationalem
Gebotsverhalten wird der Anbieter allerdings einen hoheren Leistungspreis bieten, der auf der einen Seite die
Zuschlagswahrscheinlichkeit und andererseits den Deckungsbeitrag bei Zuschlag maximiert. Bei einem Vergii-
tungssystem auf Basis ,pay as cleared* wird der Anbieter bei rationalem Gebotsverhalten hingegen exakt seine
(Opportunitats-)Kosten der Leistungsvorhaltung abzgl. des erwarteten Erl6ses auf dem Abrufmarkt als Leis-
tungspreis bieten, weil so sein erwarteter Deckungsbeitrag maximiert wird.
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gewahrleisten. Somit muss hinsichtlich der Vergiitungsregeln auf dem Leistungsmarkt zwi-
schen Vor- und Nachteilen abgewogen werden.

Ein Vergiitungssystem auf Basis ,pay as cleared’ ist unserer Einschidtzung nach fiir den Abruf
von Regelleistung auf dem MR-Markt kurzfristig und auf dem SRL-Markt mittelfristig anzustre-
ben. Zunichst sollten entsprechende Regelungen fiir den Minutenreservemarkt angepasst wer-
den und dann unter Beriicksichtigung der Erfahrungen auf den Sekundarregelmarkt {ibertra-
gen werden. Dabei ist auf den Sekundérregelleistungsmarkt insbesondere zu priifen, wie der
jeweilige Grenzarbeitspreis bestimmt werden soll bzw. kann. Ein ,pay as cleared*-
Vergiitungssystem auf den Leistungsmarkten sollte ebenfalls gepriift werden. Dabei sollte zu-
vor die Grundsatzentscheidung diskutiert und getroffen werden, ob zukiinftig (gemeinsame)
Ausschreibungen mit bedingten und komplexen Geboten eine mogliche Alternative zu den
getrennten Ausschreibungen sind. Denn ein ,pay as cleared‘-Vergiitungssystem ware mit einer
solchen Ausschreibung nicht kompatibel.

5.4.4 Handlungsempfehlungen und weiterer Analysebedarf

Um eine Erh6hung der Wettbewerbsintensitét, eine Reduktion der sogenannten ,must-run‘ Ex-
zeugung fiir die Vorhaltung von Regelleistung, den Abbau von Marktzutrittsbarrieren und
Wetthewerbsverzerrungen sowie eine Erhohung der Effizienz und Senkung der Kosten der Leis-
tungs-Frequenz-Regelung zu erwirken, empfehlen wir das Design der Regelleistungsmarkte
sukzessive anzupassen. Wir empfehlen folgende Anpassungen des Auktions- bzw. Ausschrei-
bungsdesigns auf den Regelleistungsmarkten umzusetzen:

¢ Erhohung der Ausschreibungsfrequenz: Als mittel- bis langfristiges Zielmodell emp-
fehlen wir fiir alle drei Regelleistungsqualitdten eine kalendertdagliche Ausschreibung.
Kurzfristig sollte diese fiir die Minutenreserve (MR) umgesetzt werden, um erste Erfah-
rungen zu sammeln. Im ndchsten Schritt sollte auch die Beschaffung der Sekundarre-
gelleistung (SRL) kalendertéglich erfolgen. Um etwaige Bedenken hinsichtlich eines zu
geringen Angebots und der zeitlich ggf. nicht bestehenden Moglichkeit einer zweiten
Auktionsrunde bei einer kalendertaglichen SRL-Ausschreibung auszurdaumen, kann
diese fiir eine Ubergangszeit im Rahmen einer ebenfalls zentralen Sekundirauktion
durchgefiihrt werden. In dieser wird die bereits in einer wochentlichen Primadrauktion
beschaffte SRL-Vorhaltung realloziert. Diese Reallokation, der in der Primarauktion
bezuschlagten SRL-Vorhaltung, kann entweder iiber freiwillig zum Wiederverkauf an-
gebotene SRL-Vorhaltung oder iiber sog. ,Market-Maker‘, die eine Priamie fiir verpflich-
tend abzugebende Angebote in der Sekundarauktion erhalten, erfolgen. Der in der Pri-
marauktion beschaffte Anteil der SRL-Vorhaltung kann sukzessive reduziert werden, so
dass mittelfristig eine vollstandige Umstellung auf die kalendertdagliche Beschaffung
erfolgen kann. Nach einer erfolgreichen Umstellung auf eine kalendertdgliche Aus-
schreibung von MR und SRL kann diese auch fiir die Primérregelleistung (PRL) gepriift
werden. Die Taktung der Ausschreibungen sollte dabei in der Reihenfolge PRL, SRL,
MR erfolgen, wobei die Auktionsergebnisse der jeweils vorherigen Auktion zu Beginn
der nachsten Auktion vorliegen sollten bzw. das Ergebnis der MR-Auktion vor Handels-
schluss des ,day ahead‘-Marktes vorliegen sollte.

e Verkiirzung der Produktlaufzeiten: Als mittel- bis langfristiges Zielmodell sollte fiir
alle drei Regelleistungsqualitdten eine Verkiirzung der minimalen Produktlaufzeiten
auf eine Stunde avisiert werden. Um die Kompatibilitdt mit den technischen Anforde-
rungen insbesondere konventioneller Erzeugungsanlagen zu erhalten, sollte die M6 g-
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lichkeit der Abgabe von Blockgeboten bestehen. Fiir die MR empfehlen wir diese Um-
stellung kurzfristig anzustreben. Fiir die SRL empfehlen wir zundchst auf

4 Stundenblocke umzustellen und in einem zweiten Schritt stiindliche Produkte mit
der Moglichkeit zur Abgabe von Blockgeboten einzufiihren. Fiir die PRL kann zunachst
auf kalendertégliche HT / NT-Zeitscheiben umgestellt werden, die dann sukzessive auf
4 Stunden und spater ggf. auf eine Stunde mit der Moglichkeit der Abgabe von Block-
geboten reduziert werden.

¢ Umstellung auf ,pay as cleared- fiir Arbeitspreisgebote: Als mittel- bis langfristiges
Zielmodell empfehlen wir eine Umstellung der Vergiitung des Abrufes von MR und SRL
auf ,pay as cleared‘. In einem ersten Schritt kann die Umstellung fiir die MR erfolgen,
um erste Erfahrungen zu sammeln. In einem zweiten Schritt sollte auch die Vergiitung
des Abrufes von SRL auf eine ,pay as cleared* Vergiitung umgestellt werden.

Dariiber hinaus sollten folgende mogliche Anpassungen zusatzlich analysiert werden:

¢ Gemeinsame Ausschreibung aller drei Regelleistungsqualitéiten: Es sollte einge-
hend gepriift werden, ob eine gemeinsame Ausschreibung aller drei Regelleistungsqua-
litdten, bei der die Anbieter bedingte und komplexe Gebote abgeben kénnen und die
UNB auf Basis einer Minimierung der gesamten Kosten fiir Regelleistungsvorhaltung
ihre Zuschlagsentscheidungen treffen, umsetzbar und vorteilhaft ware. Eine solche
gemeinsame Ausschreibung kann ggf. erhebliche Effizienzgewinne und Kostenredukti-
onen ermoglichen. Die Einfiihrung einer solchen Ausschreibung wiirde jedoch die Bei-
behaltung bzw. Wiedereinfiihrung der ,pay as bid* Vergiitung fiir Regelleistungsabrufe
voraussetzen.

o Adaptive Regelleistungsdimensionierung: Es sollte eingehend untersucht werden,
ob sich mittels einer Umstellung der Systematik der Regelleistungsdimensionierung die
erforderliche Vorhaltung von Regelleistung reduzieren lasst. Die empfohlene kalender-
tagliche Ausschreibung der drei Regelleistungsqualitdten, wiirde eine tagliche Dimen-
sionierung fiir den Folgetag ermdglichen. Dabei konnten insbesondere Informationen
zur prognostizierten Einspeisung aus FEE-Anlagen mit einbezogen werden, die einen
nicht unerheblichen Anteil der notwendigen Regelleistungsvorhaltung begriinden.

165




Strommarktdesign der Zukunft

5.5 Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem

Das Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem ist zentral fiir die Funktionsfihigkeit des
Strommarktes und die Sicherheit des Stromversorgungsystems. Auf den Wettbewerbsmarkten
wird auf Basis von Preissignalen ein Ausgleich von Angebot (Stromerzeugung) und Nachfrage
(Stromverbrauch) ermoglicht. Physische Abweichungen zwischen Stromerzeugung (Einspei-
sungen ins Netz) und Stromverbrauch (Entnahmen aus dem Netz) im Saldo {iber alle Bilanz-
kreise werden durch den Abruf von vorgehaltener Regelleistung durch die UNB ausgeglichen,
um die Frequenz im Netz auf dem Soll-Wert von 50 Hz zu halten (Systemdienstleistung Leis-
tungs-Frequenz-Regelung). Bilanzielle Abweichungen zwischen beschafften und gelieferten
Strommengen bzw. verkauften und erzeugten Strommengen der einzelnen BKV im Mittel {iber
eine Fahrplanperiode werden als Ausgleichsenergie durch den UNB mit den BKV abgerechnet.
Ein Uberblick zu den Aufgaben des Ausgleichsenergiesystems und Interdependenzen zu ande-
ren Mérkten ist in Abbildung 5-8 gegeben.

Abbildung 5-8: Aufgaben des Ausgleichsenergiesystems sowie der Wettbewerbs- und Regelleis-
tungsmarkte

Wettbewerbliche Markte
(,day ahead‘- und intraday-Markte)

Ausgleichsenergie-

Regelleistungsmarkte
GroRhandelsmarkt system

Strombeschaffung der Vertriebe von
Stromerzeugern

Physische Abweichungen
zwischen Plan- und
Istwerten im Saldo der
BK zu jedem Zeitpunkt

Ausgleich von geplanter Stromerzeugung
(Angebot) und geplantem Stromverbrauch
(Nachfrage) auf Basis von Preissignalen

Bilanzielle Abweichungen
zwischen Plan- und Ist-
werten von BK im 15-
Minuten-Raster

Ausregelung durch Abruf Einzelhandelsmarkt Abrechnung der
von vorgehaltener dkinden durch bilanziellen Unter- und
Regelleistung Versorgung von Endkunden durc Uberdeckungen

Vertriebe

Kosten des Abrufs und
der Vorhaltung von
Regelleistung bei UNB hN

Zahlungen zwischen BKV
und UNB

Finanzierung der Vorhaltekosten
g liber die Netzentgelte

Quelle: Eigene Darstellung.

Eine bilanzielle Erfassung der aus dem Netz entnommenen und eingespeisten Strommengen
stellt eine zentrale Voraussetzung fiir einen wettbewerblich organisierten Strommarkt dar. In
einem wettbewerblichen Strommarkt erfolgt die Versorgung der Verbraucher durch deren Lie-
feranten auf Grundlage von bilateralen Strombezugsvertriagen oder durch eine direkte Beschaf-
fung des Stroms am Grof3handelsmarkt. Betreiber von Erzeugungsanlagen verkaufen wiederum
ihre erzeugte Energie am Grof3handelsmarkt oder auf Grundlage von bilateralen Stromlieferver-
trdgen an Lieferanten der Verbraucher. Entnahmen von Strom aus dem Netz durch Verbraucher
und Einspeisungen von Strom in das Netz durch Erzeuger konnen in der Regel aufgrund der
physikalischen Lieferung iiber ein vermaschtes Netz nicht eindeutig zugeordnet werden. Eine
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Kontrolle der Erfiillung und Abrechnung von vertraglich vereinbarten Abnahmebeschrankun-
gen und Lieferverpflichtungen erfordert daher in einem wettbewerblich organisierten Strom-
markt mit vielen Marktteilnehmern eine bilanzielle Erfassung der ins Netz eingespeisten und
der aus dem Netz entnommenen Strommengen. Diese Aufgabe iibernimmt in Deutschland das
Bilanzkreissystem.

Im Bilanzkreissystem werden der erwartete Stromverbrauch und die erwartete Stromerzeugung
aller Marktteilnehmer erfasst. Jeder Erzeuger und jeder Verbraucher beziehungsweise Lieferant
ist in einem Bilanzkreis erfasst (Bilanzkreispflicht). Jede geplante Einspeisung ins Netz, jede
geplante Entnahme aus dem Netz sowie bilaterale und bérsliche Handelsgeschifte werden ei-
nem Bilanzkreis zugeordnet. Jeder Bilanzkreis wird gegeniiber dem zustdndigen UNB von ei-
nem Bilanzkreisverantwortlichen (BKV) vertreten. Der BKV ist verpflichtet, am Vortag um
14:30 Uhr einen sogenannten Fahrplan beim verantwortlichen UNB abzugeben. Dieser Fahr-
plan enthalt alle fiir den Folgetag im 15-Minuten-Raster geplanten bzw. prognostizierten Ent-
nahmen aus und Einspeisungen in das Netz der allgemeinen Versorgung sowie alle auf Basis
borslicher oder bilateraler Handelsgeschifte verkauften und gekauften Strommengen. Die ein-
gereichten Fahrpldne miissen fiir jede Viertelstunde ausgeglichen sein, das heif3t: Alle geplan-
ten Entnahmen und verkauften Strommengen miissen den geplanten Einspeisungen und den
gekauften Mengen entsprechen. Bis kurz vor Erfiillung (derzeit bis 15 Minuten davor) konnen
die Fahrplananmeldungen auf Basis von Geschiften auf dem ,intraday‘-Markt oder von OTC-
Geschaften angepasst werden. Die Pflicht zur Einhaltung von ausgeglichenen Fahrpldnen wird
héufig als Pflicht zur Bilanzkreistreue bezeichnet. Die Fahrpladne aller Bilanzkreise erfassen
somit fiir jede Viertelstunde den gesamten erwarteten Verbrauch und die gesamte erwartete
Erzeugung in Deutschland. Abweichungen von den angemeldeten Fahrpldnen sind nur fiir
nicht prognostizierbare Abweichungen (d.h. kurzfristige Kraftwerksausfille sowie unvermeid-
barer Prognosefehler von Last und erneuerbaren Energien) zuldssig. Abweichungen zwischen
erwartetem und realisiertem Verbrauch bzw. Erzeugung werden physisch durch Regelleistung
ausgeglichen und iiber das Ausgleichsenergiesystem abgerechnet.

In der Regel entstehen unvermeidliche Abweichungen der bilanzierten Entnahmen und Ein-
speisungen. Zum einen, weil Verbrauch und volatile Einspeisung aus den wetterabhédngigen
erneuerbaren Energien, wie Windenergie und Photovoltaik, nicht sicher und exakt
prognostizierbar sind. Zum anderen kann auch die Einspeisung aus steuerbaren Erzeugungsan-
lagen aufgrund ungeplanter Nichtverfiigbarkeiten, wie beispielsweise Kraftwerksausfille, vom
eingereichten Fahrplan abweichen. Der Saldo dieser unvermeidlichen Abweichungen von der
erwarteten Einspeisung und dem erwarteten Verbrauch im Netzregelverbund (NRV) entspricht
dem sogenannten Saldo des NRV. Dieser wird durch den Einsatz von vorgehaltener Regelleis-
tung kontinuierlich ausgeglichen.

Sowohl die Vorhaltung als auch der Abruf von Regelleistung verursacht Kosten bei den UNB.
Die Kosten des Abrufs von Regelleistung werden iiber das Ausgleichsenergiesystem auf dieje-
nigen Bilanzkreisverantwortlichen umgelegt, die den Saldo des NRV verursacht haben. Zu die-
sem Zweck wird fiir jede Viertelstunde ein Preis fiir Ausgleichsenergie auf Basis der angefalle-
nen Abrufkosten von Regelleistung bestimmt. Mit dem Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesys-
tem soll letztendlich sichergestellt werden, dass auf dem Grof3handelsmarkt zu wenig oder zu
viel beschaffte Energiemengen einzelner Bilanzkreise gegeniiber dem tatsachlichen Kundenab-
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satz der jeweiligen Vertriebe innerhalb des Bilanzkreises in angemessener Weise abgerechnet
werden (konnen).182

Im Folgenden werden zunachst die aktuelle Ausgestaltung der Regeln fiir die Abrechnung von
Ausgleichsenergie und die Bestimmung des Ausgleichsenergiepreises dargestellt. In einem
zweiten Schritt werden potenzielle Fehlanreize und Schwachen des aktuellen Ausgleichsener-
giesystems identifiziert und analysiert. Anschlieflend werden Anpassungsoptionen untersucht
und Vorschlage fiir Anpassungen des Systems entwickelt, um die Fehlanreize und Schwéachen
des aktuellen Systems zu reduzieren bzw. zu beseitigen. Der Fokus liegt dabei auf Anpassungs-
optionen im heutigen symmetrischen Ausgleichsenergiesystem, die kurz- bis mittelfristig um-
setzbar erscheinen.

5.5.1 Ubersicht — Aktuelle Ausgestaltung der Regelungen

Die Ausgestaltung des aktuellen Ausgleichsenergiesystems basiert auf verschiedenen rechtli-
chen Regelungen, wie der Stromnetzzugangsverordnung (StromNZV) und dem EnWG, sowie
Festlegungen der BNetzA und geht in seinen Grundziigen auf einem Vorschlag von NERA (Na-
tional Economics Research Associates, London) im Auftrag des VKU aus dem Jahre 2000 zu-
riick.183 Dieser Vorschlag sah, wie das aktuelle Ausgleichsenergiesystem, als zentrales Element
eine symmetrische Abrechnung der unterdeckten und iiberdeckten Mengen von Bilanzkreisen
innerhalb jeder 15-Minuten-Fahrplanperiode vor. Die Abrechnung erfolgt somit im aktuellen
System mit einem einheitlichen Preis, dem sog. regelzoneniibergreifenden einheitlichen Bi-
lanzausgleichsenergiepreis (reBAP).184 Abbildung 5-9 stellt die Zahlungsstréme zwischen UNB
und BKV im heutigen System in einer Ubersicht dar.

182 Bej Erzeugungshilanzkreisen dient der Ausgleichsenergiemarkt der Abrechnung von zu viel oder zu wenig Er-
zeugungsmengen gegeniiber den am Grof3handelsmarkt verkauften Mengen. In den weiteren Ausfiihrungen
wird in der Regel auf Vertriebsbilanzkreise abgestellt. Die Ausfithrungen gelten aber entsprechend auch fiir Er-
zeugungshilanzkreise bzw. fiir Bilanzkreise {iber die Erzeugungs- und Verbrauchsmengen abgerechnet werden.

183 NERA (2000): Wirtschaftliche Effizienz und Wettbewerbliche Aspekte der Bereitstellung von Regelenergie in
Deutschland; Gutachten fiir den Verband kommunaler Unternehmen; September 2000.

184 Die gesetzliche Grundlage fiir das entsprechende Abrechnungssystem bildet § 8 Abs. 2 der Stromnetzzugangs-
verordnung (StromNZV). Dort sind sowohl ein einheitlicher Abrechnungspreis fiir unter- und iiberdeckte Men-
gen sowie wesentliche weitere Festlegungen zur Ermittlung des Ausgleichsenergiepreises festgelegt.
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Abbildung 5-9:Zahlungsstréme BKV und UNB im aktuellen Ausgleichsenergiesystem

Einheitlicher
Ausgleichsenergiepreis
A 4 y
Positiver Negativer
reBAP reBAP
v !
Uberdeckter Unterdeckter
Bilanzkreis Bilanzkreis

A 4
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A 4

A 4

Vergltung des

Zahlung des BKV
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BKV von UNB fiir an UNB fiir an UNB fiir BKV von UNB fiir
liberdeckte unterdeckte Uberdeckte unterdeckte
Menge mit reBAP Menge mit reBAP Menge mit reBAP Menge mit reBAP

Quelle: Eigene Darstellung.

Allgemein gilt bei einem sog. symmetrischen Ausgleichsenergiesystem:
ZahlungsstromBkV-UNB = FahrplanabweichungBkV * reBAP

Dabei haben Fahrplanunterdeckungen ein negatives Vorzeichen und Fahrplaniiberdeckungen
ein positives Vorzeichen. Uberdeckte Bilanzkreise erhalten somit bei einem positiven reBAP
eine Zahlung fiir die iiberdeckte Menge und leisten bei einem negativen reBAP eine Zahlung fiir
die iiberdeckte Menge. Unterdeckte Bilanzkreise leisten hingegen bei einem positiven reBAP
eine Zahlung fiir die unterdeckte Menge und erhalten bei einem negativen reBAP eine Zahlung
fiir unterdeckte Menge.

Hinsichtlich der tatsdchlichen Kosten fiir BKV ist zu beachten, dass bei unterdeckten Fahrpla-
nen die BKV zu wenig Energie auf den Spotmaérkten, z. B. fiir den tatsédchlich realisierten und
abrechenbaren Verbrauch ihrer Kunden, eingekauft haben. Bei iiberdeckten Fahrplanen haben
die BKV hingegen zu viel Energie auf den Spotmaérkten, z. B. fiir den tatsdchlich realisierten
und abrechenbaren Verbrauch, eingekauft. Bei den tatsdchlichen Kosten fiir Bilanzkreise auf-
grund von Fahrplanabweichungen sind daher neben den zu leistenden Zahlungen bzw. den
erhaltenden Zahlungen im Ausgleichsenergiesystem zusdtzlich die Kosten des Strombezugs auf
den Spotmirkten (Uberdeckung des Bilanzkreises) bzw. vermiedenen Kosten eines zu geringen
Strombezugs auf den Spotmérkten (Unterdeckung des Bilanzkreises) zu beriicksichtigen.

Ein unterdeckter Bilanzkreis hat tatsdchliche Kosten / Erlose in Hohe der Differenz der vermie-
dene Kosten!8 der Beschaffung auf dem Spotmarkt (,day ahead‘- oder intraday-Markt) und
Kosten / Erlose aus der Abrechnung der Menge zum reBAP. Ein unterdeckter Bilanzkreis hat

185 Bei negativen Strompreisen auf dem Spotmarkt kénnte ein unterdeckter Bilanzkreis durch zusatzlichen Kauf
von Strom ErlGse erzielen. Die Unterdeckung fiihrt damit zu Kosten auf dem Spotmarkt.
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somit ,ex post‘ Kosten / Erl6se gegeniiber einem ausgeglichenen Fahrplan in jeder Fahrplanpe-
riode gemif folgender Formel zu beriicksichtigen:

Kosten / ErloseBXV = (reBAP - Preissrotmarkt) * nterdeckung

Ein iberdeckter Bilanzkreis hat Kosten / Erlose in Hohe der Differenz der Kosten!8é der Beschaf-
fung auf dem Spotmarkt (,day ahead‘- oder intraday-Markt) fiir die {iberdeckte Menge und Kos-
ten / Erlose aus der Abrechnung der Menge zum reBAP. Ein iiberdeckter Bilanzkreis hat somit
,ex post‘ eine Kostendifferenz gegeniiber einem ausgeglichen Fahrplan gemaf3 folgender For-
mel zu beriicksichtigen:

Kosten / ErloseB<V = (PreisSrotmarkt . yeBAP) * Uberdeckung

Abbildung 5-10 stellt die Situation hinsichtlich der Beschaffungskosten fiir unter- und iiber-
deckte Bilanzkreise in Abhdngigkeit des Strompreises und des Ausgleichsenergiepreises dar.

Abbildung 5-10: Beschaffungskosten von unter- und iiberdeckten Bilanzkreisen

Differenz von reBAP
zu Strompreis

\ 4 v

reBAP groBer als reBAP kleiner als
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Uberdeckter Unterdeckter Unterdeckter
Bilanzkreis Bilanzkreis Bilanzkreis
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Verringerung der Erhéhung der Erhéhung der Verringerung der

Beschaffungs- Beschaffungs- Beschaffungs- Beschaffungs-
kosten des BKV kosten des BKV kosten des BKV kosten des BKV

Quelle: Eigene Darstellung.

Hieraus wird bereits deutlich, dass sich in jeder Fahrplanperiode entweder nur die BKV mit
unterdeckten Mengen oder nur die BKV mit iiberdeckten Mengen gegeniiber einer Beschaffung
ohne Fahrplanabweichungen schlechter stellen. Fiir die jeweils anderen BKV ergeben sich in
dieser Fahrplanperiode wirtschaftliche Vorteile eines nicht ausgeglichenen Fahrplans in Form
von geringeren Beschaffungskosten der an Kunden gelieferten Energie. Somit handelt es sich
bei der aktuellen Ausgestaltung um ein Bonus-Malus-System mit einem einheitlichen Abrech-
nungspreis fiir Ausgleichsenergie, bei dem ein Teil der BKV durch Abweichungen von ihren

186 Bei negativen Strompreisen auf dem Spotmarkt erzielt ein {iberdeckter Bilanzkreis, durch den zusatzlichen Kauf
von Strom, Erldse. Die Uberdeckung fiihrt damit zu Erlésen auf dem Spotmarkt.
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Fahrpldnen in jeder einzelnen Fahrplanperiode besser gestellt und ein anderer Teil der BKV
durch Abweichungen von ihren Fahrpldnen in jeder einzelnen Fahrplanperiode schlechter ge-
stellt werden.

Neben der symmetrischen Abrechnung ist das aktuelle Ausgleichsenergiesystem durch kom-
plexe Vorgaben zur Bestimmung des reBAP charakterisiert. Urspriinglich sah das Ausgleichs-
energiesystem eine Bestimmung des Ausgleichsenergiepreises (AEP) auf Basis der Kosten des
Abrufs von Regelleistung in der entsprechenden Fahrplanperiode vor. Das damit verbundene
Ziel war es, die Kosten fiir den Abruf von Regelleistung in jeder Fahrplanperiode verursa-
chungsorientiert, ndmlich auf die BKV mit Fahrplanabweichungen, die einen Abruf von Regel-
leistung verursachen, umzulegen!8” und dabei Ausgleichseffekte zwischen individuellen Ab-
weichungen der einzelnen BKV im Saldo iiber alle BKV, d. h. dem Saldo des NRV, in addquater
Weise zu beriicksichtigen. Zur Bestimmung des Ausgleichsenergiepreises sind die Kosten bzw.
Erlose, die dem UNB durch Abruf von Regelleistung entstehen, durch den Saldo der Fahrplan-
abweichungen des Netzregelzonenverbundes jeweils innerhalb einer Fahrplanperiode von 15
Minuten zu dividieren. Zusétzlich wurde bei der Bestimmung des Ausgleichsenergiepreises
beriicksichtigt, dass ggf. innerhalb einer 15-Minuten-Fahrplanperiode sowohl positive als auch
negative Regelleistung abgerufen werden kann, um Abweichungen innerhalb der Fahrplanpe-
rioden physikalisch auszugleichen.!8 Dieses kann dazu fiihren, dass in einer Fahrplanperiode,
trotz eines sehr kleinen Saldos der Abweichungen im Netzregelzonenverbund innerhalb der
15-Minuten-Periode, erhebliche Kosten oder Erl6se des Abrufs von Regelleistung (Zahler) beim
UNB anfallen kénnen, wihrend der NRV-Saldo (Nenner) sehr klein ist, und der reBAP dann
einen sehr hohen positiven bzw. negativen Wert annehmen kann. Um entsprechende extreme
Werte zu vermeiden, wurde eine Begrenzung des Absolutwertes des reBAPs auf den
Absolutwert des maximalen Arbeitspreises von abgerufenen Anbietern auf dem Regelleis-
tungsmarkt vorgenommen. Die ersten beiden Berechnungsstufen des reBAP erfolgen gemafy
der folgenden Formeln:

Schritt 1: Ermittlung des AEP auf Basis von tatsachlichen Kosten des Abrufs von Regelleistung
zwecks des (physikalischen) Ausgleichs des Netzregelverbundes (NRV) in der jeweiligen 15-
Minuten-Fahrplanperiode.

Kostenygpy — Erloseygy 189
Saldoygy

AEP1=

Schritt 2: Begrenzung des AEP auf den Absolutbetrag des maximalen Arbeitspreisgebots
(APMax) der abgerufenen Anbieter auf dem Regelleistungsmarkt in der jeweiligen 15-Minuten-
Fahrplanperiode.

min(|AEP, |; |APM%*|), wenn AEP; >0

AEP. ={
27 |- min(|AEP, |; |APM?*|) ,wenn AEP; < 0

187 Die Kosten der Leistungsvorhaltung auf den Regelenergieméarkten werden aktuell iiber die Netzentgelte umge-
legt und somit sozialisiert.

188 Solche Abweichungen ergeben sich z.B. durch sog. Lastrauschen, EE-Rauschen und Kraftwerksrampen. Abwei-
chungen vom 15-Minuten-Mittelwert sind dabei unvermeidbar und werden in der Regel durch den Abruf von
Sekundarregelleistung ausgeglichen.

189 Das Vorzeichen des Saldos des NRYV ist bei einer Uberdeckung im System negativ und bei einer Unterdeckung
des Systems positiv.
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Auf Basis eines Konsultationsverfahrens und eines Gutachtens der Consentec GmbH!?° im Auf-
trag der Bundesnetzagentur (BNetzA) wurde das Vorgehen bei der Bestimmung des reBAP
durch die Beschlusskammer 6 der BNetzA vom 25.10.2012 um zwei weitere Schritte ergidnzt.
Ziel der Anpassungen war es, die Anreize fiir die BKV zur Reduktion des erforderlichen Regel-
leistungsabrufes insbesondere in kritischen Situationen zu erh6hen und
Arbitragemoglichkeiten gegeniiber einer ausgeglichenen Beschaffung am Strommarkt zu redu-
zieren. Die Berechnung des reBAP erfolgt auf Basis dieses Beschlusses seit dem 01.12.2012 in
vier Schritten, wobei die ersten beiden Berechnungsstufen identisch geblieben sind und die
Berechnungsstufen 3 und 4 nach folgender Methodik erfolgen:11

Schritt 3: Vergleich und ggf. Anpassung des AEP mit dem mengengewichteten durchschnittli-
chen Preis des kontinuierlichen Handels der Stundenkontrakte auf dem ,intraday‘-Markt (pid) in
der entsprechenden Periode:

e Beieinem im Saldo unterdeckten NRV wird der AEP auf den entsprechenden ,intraday*-
Preis gesetzt, wenn der AEP aus Schritt 2 unter dem entsprechenden ,intraday‘-Preis
liegt

e Beieinem im Saldo iiberdeckten NRV wird der AEP auf den entsprechenden ,intraday*-
Preis gesetzt, wenn der AEP aus Schritt 2 iiber dem entsprechenden ,intraday‘-Preis
liegt

AEP. = max(AEPZ; pid) ,wenn Saldoyg, =0

3T min(AEPz; pid) ,wenn Saldoyg, <0
Schritt 4: Wenn die vorgehaltene positive oder negative Regelleistung in der entsprechenden
15-Minuten-Fahrplanperiode zu mehr als 80 % abgerufen wird, erfolgt ein Aufschlag bzw. Ab-
schlag auf den AEP aus Schritt 3:

e Aufschlag auf den AEP aus Schritt 3 bei Einsatz von mehr als 80% der positiven Regel-
leistung [SaldoNRV RA > 0,8*RLpos] in Hé6he des Minimums aus 100 € je MWh und
50% des AEP aus Schritt 3

e Abschlag auf den AEP aus Stufe 3 bei Einsatz von mehr als 80% der negativen Regel-
leistung [SaldoNRV RA < - 0,8*RLneg] in Hohe des Minimums aus 100 € je MWh und
50% des AEP aus Stufe 3

max(AEP; + 100; 1,5 * [AEP;|) ,wenn Saldoygy ra > 0,8 * RLyps
AEP, = {min(AEP; —100; 0,5 * |[AEP;|) ,wenn Saldoygy ra > — 0,8 * RLyeg
AEP;, sonst

In Schritt 3 werden Arbitrageméglichkeiten zwischen dem Ausgleichsenergiesystem und dem
intraday Markt begrenzt. Bei einem unterdeckten NRV kann es fiir potentiell unterdeckte BKV

190 Consentec GmbH (2012): Weiterentwicklung des Ausgleichsenergie-Preissystems im Rahmen des Verfahrens
BK6-12-024 der Bundesnetzagentur; Gutachten im Auftrag der BNetzA.

191 Sjehe auch BNetzA (2012): Beschluss BK6-12-024 sowie UNB (2012): Modell zur Berechnung des regelzonen-
iibergreifenden einheitlichen Bilanzausgleichsenergiepreises (reBAP) unter Beachtung des Beschlusses BK6-12-
024 der Bundesnetzagentur vom 25.10.2012.
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im Unterschied zum System ohne diese Anpassungen nicht vorteilhaft sein, Ausgleichsenergie
in Anspruch zu nehmen, anstatt die fehlenden Mengen zum mengengewichteten durchschnitt-
lichen Intraday-Preis der Stundekontrakte des kontinuierlichen Handels zu beschaffen. Bei
einem iiberdeckten NRV kann es wiederum fiir potentiell iiberdeckte BKV im Unterschied zum
System ohne diese Anpassungen nicht vorteilhaft sein, Ausgleichsenergie in Anspruch zu
nehmen, anstatt die {iberschiissigen Mengen zum mengengewichteten durchschnittlichen
Intraday-Preis der Stundekontrakte des kontinuierlichen Handels zu verauf3ern.'2 In Schritt 4
werden zusitzliche Anreize fiir die Reduktion des erforderlichen Regelleistungsabrufes gesetzt,
in dem der reBAP ,kiinstlich‘ erhéht wird, wenn mehr als 80 % der vorgehaltenen Regelleistung
abgerufen wird.

Mit dem so ermittelten reBAP werden die {iber- und unterdeckten Mengen jedes einzelnen Bi-
lanzkreises symmetrisch abgerechnet. BKV, deren Fahrplanabweichung gleichgerichtet mit
dem NRV-Saldo ist, werden ponalisiert. BKV, deren Fahrplanabweichung den NRV-Saldo redu-
zieren, erhalten hingegen eine Zahlung. In erster Naherung fiihrt das aktuelle Ausgleichsener-
giesystem somit zu einer Abrechnung der gesamten Kosten fiir den Abruf von Regelleistung in
jeder Fahrplanperiode in Summe iiber alle BKV.193 Da alle BKV, deren Bilanz in der Fahrplan-
periode nicht ausgeglichen ist, symmetrisch mit dem reBAP abgerechnet werden, kommt es zu
impliziten Kompensationszahlungen zwischen BKV, die durch Abweichungen den Saldo des
NRV verursacht haben, und BKV, die durch Abweichungen den Saldo des NRV reduziert haben.

5.5.2 Schwichen und potenzielle Fehlanreize
Das aktuelle Ausgleichsenergiesystem sollte zwei zentrale Ziele verfolgen:

1. Essollte effektive Anreize zur Minimierung stochastischer Fahrplanabweichungen set-
zen.

2. Essollte Anreize zur aktiven Bewirtschaftung von Bilanzkreisen setzen, die dazu bei-
tragt, kurzfristig den Abruf von Regelleistung zu minimieren und damit mittel- bis lang-
fristig die erforderliche Vorhaltung von Regelleistung zu minimieren.

Dariiber hinaus ist es fiir die Effektivitdt des Ausgleichsenergiesystems und damit die Funkti-
onsfihigkeit des Strommarktes elementar, dass Arbitragemdoglichkeiten mit den wettbewerbli-
chen Strommarkten, die zugleich den Abruf von Regelleistung erhéhen, weitestgehend ausge-
schlossen werden. Dazu sollte in einem symmetrischen Ausgleichsenergiesystem effektiv ver-
hindert werden, dass sich BKV, die den NRV-Saldo betragsmiflig erh6hen, durch die Inan-
spruchnahme von Ausgleichsenergie gegeniiber einer ausgeglichenen Bewirtschaftung ihres
Bilanzkreises besser stellen konnen.

Das wesentliche Element, das die Erreichung der beiden zentralen Ziele gewahrleistet, ist die
verursachungsorientierte Umlage aller Kosten, die durch den Ausgleich des viertelstiindlichen

192 Im Rahmen der Festlegung der BNetzA wurde der mengengewichtete durchschnittliche Preis der Stundenkon-
trakte des kontinuierlichen ,intraday‘-Handels gewdhlt, da der viertelstiindliche Handel keine ausreichende Li-
quiditdt aufwies und Marktmachtsmi3brauch deshalb nicht ausgeschlossen werden konnte.

193 Sichergestellt ist die Aquivalenz zwischen Einnahmen aus dem Ausgleichsenergiesystem und den Ausgaben aus
dem Abruf von Regelleistung aufgrund weiterer Einflussfaktoren der Schritte 2 bis 4 der reBAP-Berechnung le-
diglich bei Verwendung des AEP:.
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NRV-Saldos entstehen. D. h. die Umlage der Kosten der Vorhaltung und des Abruf von Regel-
leistung auf die BKV, die durch viertelstiindlichen Fahrplanabweichungen der BKV verursacht
werden. Die verursachungsorientierte Umlage aller Kosten bedeutet in der Theorie entgegen
der aktuellen Ausgestaltung somit eine Umlage von Kosten der Vorhaltung und des Abrufs von
Regelleistung auf die BKV.

Da jedoch nicht die gesamte Vorhaltung und der gesamte Abruf von Regelleistung auf Abwei-
chungen von den ausgeglichenen Fahrplanen der BKV zuriickzufiihren ist, sondern auch Re-
gelleistung zum Ausgleich von innerviertelstiindlichen Abweichungen vorgehalten und abge-
rufen wird, ist bei einer idealtypischen Ausgestaltung eine addquate, verursachungsorientierte
Zuordnung der jeweiligen Kosten fiir die Vorhaltung und den Abruf von Regelleistung zu Fahr-
planabweichungen im 15-Minutenraster und Abweichungen innerhalb der Fahrplanperioden
erforderlich.

Im derzeitigen System werden im Hinblick auf eine verursachungsorientierte Umlage folglich
zu viel Kosten des Abrufs von Regelleistung auf die BKV umgelegt, wahrend die Kosten der
Vorhaltung von Regelleistung hingegen iiber die Netzentgelte vollstindig von den Letztver-
brauchern getragen werden. Beriicksichtigt man, dass die Kosten der Vorhaltung von Regelleis-
tung einen iiberwiegenden Anteil der gesamten Kosten der Regelleistung (Vorhaltung & Ab-
ruf)194 ausmachen, fiihrt dieses zu einer zu geringen Kostenbelastung von Bilanzkreisen fiir
Fahrplanabweichungen im heutigen Ausgleichsenergiesystem. Diese unzureichende Internali-
sierung der sich ergebenden Kosten fiir den Ausgleich des NRV-Saldos fiihrt dazu, dass zu ge-
ringe Anreize fiir die BKV hinsichtlich der Minimierung stochastischer Fahrplanabweichungen
und hinsichtlich eines aktiven Bilanzkreismanagements gesetzt werden und die Effektivitit des
Ausgleichsenergiesystems dadurch eingeschrankt wird. Diese unzureichenden Anreize fithren
tendenziell in der kurzen Frist zu einem ineffizient hohen Abruf von Regelleistung und mittel-
bis langfristig zu einer ineffizient hohen notwendigen Vorhaltung von Regelleistung.1>

Fiir die Erreichung der beiden zentralen Ziele des Ausgleichsenergiesystems ist ein weiteres
wesentliches Element, dass insbesondere korrelierte Abweichungen von BKV, die zu hohen
NRV-Salden fiihren stirker ponalisiert werden, als unkorrelierte Abweichungen, die sich teil-
weise gegenseitig kompensieren und ggf. sogar zu einem ausgeglichenen NRYV fiihren konnen.
Ein anreizkompatibles Ausgleichsenergiesystem sollte deshalb so ausgestaltet sein, dass der
reBAP mit steigenden Absolutbetragen des NRV-Saldos c .p. ansteigt. Im aktuellen System ist
dies bei der Umlage der Abrufkosten von Regelleistung in der Regel der Fall, da die Kosten des
Abrufs mit steigenden Absolutbetrdgen aufgrund der merit-order des Regelleistungsabrufes

c. p. zunehmen. In Viertelstunden mit wechselndem Vorzeichen des NRV-Saldos, also in der
Regel sehr niedrigen NRV-Salden, kann es zu sehr hohen Ausgleichsenergiepreisen kommen.
Ursachlich ist der in solchen Viertelstunden sehr kleine NRV-Saldo und damit sehr kleine Nen-
ner auf der ersten Berechnungsstufe des reBAP (vgl. Formel AEP1). Auch die Begrenzung des
reBAP auf der zweiten Berechnungsstufe (vgl. Formel AEP2) kann dies nicht effektiv verhin-
dern, da teilweise sehr hohe maximale Abrufpreise fiir Regelleistung vorkommen, die bei nied-

194 Im Jahr 2013 betrugen die Vorhaltekosten fiir SRL und MR gemaf3 Monitoringbericht 2014 der BNetzA 509 Mio.
€. Approximativ — errechnet aus NRV-Saldo und reBAP — betrugen die Kosten fiir den Abruf von Regelleistung
im Jahr 2013 ca. 250 Mio. €.

195 Die Vorhaltung von Regelleistung wird maf3geblich determiniert durch die historisch beobachteten Abrufe der
Regelleistung. Fiir eine detailliertere Darstellung vgl. Abschnitt 0.
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rigen NRV-Salden zu unverhiltnisméaflig hohen reBAPs fiihren. Dieser Zusammenhang ist in
Abbildung 5-11 dargestellt.

Abbildung 5-11: Zusammenhang zwischen reBAP und NRV-Saldo

reBAP in € je MWh

-4.000 +

-6.000 “
-5.000 -4.000 -3.000 -2.000 -1.000 0 1.000 2.000 3.000 4.000 5.000
NRV-Saldo in MW

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis http://www.regelleistung.net/www. amprion.de, Zeitraum Oktober 2013 bis
September 2014.

Um moglichst effektive Anreize zur Vermeidung korrelierter Fahrplanabweichungen zu setzen,
sollte das Ausgleichsenergiesystem sicherstellen, dass sich der reBAP c. p. konsistent mit der
Hohe des NRV Saldos erhoht. Der reBAP steigt zwar mit zunehmenden NRV-Salden. Jedoch
traten aufgrund des beschriebenen Zusammenhangs bei sehr niedrigen NRV-Salden teilweise
erhebliche Ausreifier auf, die zu unverhaltnismaflig hohen reBAPs gefiihrt haben. Auch der
Kappungsmechanismus auf der zweiten Berechnungsstufe, der dies adressieren soll, kann dies
aufgrund teilweise sehr hoher Abrufpreise fiir Regelleistung bei sehr niedrigen NRV-Salden
nicht effektiv verhindern. Dieser Fehlanreiz sollte bei einer Anpassung des Ausgleichsenergie-
mechanismus effektiver vermieden werden.

Um die Vermeidung von Arbitragemoglichkeiten zwischen dem Ausgleichsenergiesystem und
den wettbewerblichen Strommarkten sicherzustellen, ist es im derzeitigen Ausgleichsenergie-
system unabdingbar, den reBAP addquat an die Preise auf diesen Markten zu koppeln. Hierzu
wird im aktuellen System der reBAP in der dritten Berechnungsstufe an den Referenzpreis am
Strommarkt, d.h. an den durchschnittlichen (mengengewichteten) Preis des kontinuierlichen
,intraday‘-Handels in der entsprechenden Stunde gekoppelt. Bei einem im Saldo iiberdeckten
NRV wird der reBAP auf den durchschnittlichen (mengengewichteten) Preis des kontinuierli-

chen stiindlichen intraday-Handels begrenzt. Ist der NRV im Saldo unterdeckt, entspricht der
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reBAP mindestens dem durchschnittlichen (mengengewichteten) Preis des kontinuierlichen
stiindlichen intraday-Handels. Dadurch werden potenzielle Arbitragemdglichkeiten zwischen
dem Ausgleichsenergiesystem und dem intraday Markt jedoch nur weitgehend verhindert. Da
es sich bei dem Referenzpreis um einen mengengewichteten Durchschnitstpreis der Stunden-
kontrakte des kontinuierlichen intraday-Handels handelt, konnen Arbitragemdglichkeiten
auch fiir BKV, die mit ihren individuellen Abweichungen den Saldo des NRV erh6hen, mit dem
viertelstiindlichen intraday Markt nicht gdnzlich ausgeschlossen werden.!?¢ Dariiber hinaus
bestehen fiir solche BKV weitere potenzielle Arbitragemoéglichkeiten zwischen dem Ausgleichs-
energiesystem und dem day-ahead Markt sowie der Er6ffnungsauktion des intraday-Marktes.
Somit bestehen potenziell Méglichkeiten fiir BKV, sich auch bei zum NRV-Saldo gleichgerichte-
ten Fahrplanabweichungen durch die Inanspruchnahme von Ausgleichsenergie gegeniiber
einer aktiven Bewirtschaftung der Bilanzkreise, z. B. im viertelstiindlichen intraday-Handel,
besser zu stellen.'®” Diese Schwache des Ausgleichsenergiesystems sollte bei einer Anpassung
der Ausgestaltung entsprechend adressiert werden.

5.5.3 Anpassungsoptionen

Im Rahmen der Darstellung von Anpassungsoptionen beschranken wir uns in dieser Studie auf
Optionen, die das aktuelle Ausgleichsenergiesystem in seiner derzeitigen Grundform, d. h. ins-
besondere einer symmetrischen Abrechnung von iiber- und unterdeckten BKV, belassen. Dabei
fokussieren wir auf Anpassungsvorschldge, mit denen drei Ziele verfolgt werden:

e Im Sinne einer verursachungsorientierten und anreizkompatiblen Ausgestaltung des
Ausgleichsenergiesystems sollen die Anpassungen dazu fiihren, dass die Kosten der
Vorhaltung und die Kosten des Abrufs von Regelleistung, die auf Fahrplanabweichun-
gen (im 15-Minuten-Raster) zuriickzufiihren sind, in Summe auf alle Bilanzkreise um-
gelegt werden.

e Arbitragemoglichkeiten gegeniiber dem Strommarkt fiir BKV durch Bezug von Aus-
gleichsenergie, die Abweichungen im Saldo des NRV verstarken und damit den erfor-
derlichen Abruf von Regelleistung erh6hen, sollten weitestgehend ausgeschlossen
werden.

e Zusatzlich sollte das Phanomen von sehr hohen positiven oder negativen Ausgleichs-
energiepreisen bei geringen positven und negativen Salden des NRV, die sich aufgrund
von sog. Nulldurchgidngen beim Abruf von Regelleistung ergeben, in geeigneter Weise
adressiert werden.

Wir diskutieren konkret folgende Anpassungsoptionen:

196 Das nicht der maximale Preis des kontinuierlichen Handels am intraday-Markt herangezogen wird, liegt darin
begriindet, dass Marktteilnehmer ansonsten den Referenzpreis mit einzelnen Geschaften am intraday-Markt be-
einflussen kdnnten.

197 Erl6smdéglichkeiten fiir BKV gegeniiber dem Strommarkt, die durch ihre Abweichungen zu einer Verringerung
des jeweiligen Saldos des NRV beitragen, sind einem symmetrischen System immanent und als Anreiz fiir eine
aktives Bilanzkreismanagement gewollt, obwohl sie zum Teil in Widerspruch zu heutigen Verpflichtungen des
Standard-Bailnzkreisvertrags stehen.
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1. Moglichkeiten und Ausgestaltungsaspekte einer verursachungsorientierten
Wailzung der Abrufkosten von Regelleistung auf die BKV. Hierbei wird ein Vor-
schlag diskutiert, der zugleich unverhiltnisméflige Preisspitzen der Ausgleichs-
energie bei geringen Salden des NRV bei Nulldurchgidngen vermeidet.

2. Moglichkeiten und Ausgestaltungsaspekte einer verursachungsorientierten Um-
lage der Vorhaltekosten von Regelleistung auf die BKV.

3. Moglichkeiten zur Begrenzung potenzieller Arbitragemdoglichkeiten zwischen
dem Ausgleichsenergiesystem und den wettbewerblichen Strommaérkten fiir
BKV mit Fahrplanabweichungen, die den Saldo des NRV betragsmaf3ig erhéhen.

Eine verursachungsorientiertere Wilzung der Abrufkosten von Regelleistung auf die BKV
ist anzustreben. Werden bei der Berechnung des AEP auf der ersten Berechnungsstufe die Kos-
ten von positivem und negativem Regelleistungsabruf innerhalb einer Fahrplanperiode heran-
gezogen, erscheint dies nur eingeschrankt verursachungsorientiert. Es wéare verursachungsori-
entierter, wenn zur Ermittlung des AEP auf der ersten Berechnungsstufe nur die Kosten heran-
gezogen werden, die aus dem Abruf in iiberwiegender Abrufrichtung innerhalb einer Fahr-
planperiode resultieren. Also bei einem im Viertelstundenmittel unterdeckten NRV nur die Kos-
ten des positiven Regelleistungsabrufs und bei einem im Viertelstundenmittel iiberdeckten
NRV nur die Kosten des negativen Regelleistungsabrufs. Abrufe in der nicht iiberwiegenden
Abrufrichtung sind auf innerviertelstiindliche Schwankungen zuriickzufiihren und liegen da-
mit (gemafl der heutigen Regelungen) nicht in der Verantwortlichkeit der BKV. Zur Berechnung
eines verursachungsorientierten AEP auf der ersten Berechnungsstufe sind im Nenner der ers-
ten Berechnungsstufe des reBAP lediglich die Abrufmengen in der iiberwiegenden Abrufrich-
tung heranzuziehen. Hierdurch entspricht der AEP auf der ersten Berechungsstufe einem
Durchschnittspreis fiir den Abruf von Regelleistung in iiberwiegender Abrufrichtung. Wiirde
man mit diesem AEP die Abweichungen der BKV abrechnen, wiirden die BKV in Summe die
Kosten des Regelleistungsabrufs tragen, die ihren Abweichungen im Saldo zuzuordnen sind.
Eine Umlage der Kosten des Regelleistungsabrufs sowohl in die dem Saldo des NRV (im 15-
Minuten-Fahrplanraster) entgegengesetzte Richtung als auch die Kosten fiir die zusétzliche
Abrufmenge von Regelleistung in die dem Saldo des NRV (im 15-Minuten-Fahrplanraster) glei-
che Richtung wiirden nicht auf die BKV umgelegt. Ein solches Vorgehen bei der Berechnung
des AEP fiihrt somit tendenziell dazu, dass bei den UNB sog. nicht-wilzbare Kosten aus dem
Abruf von Regelleistung entstehen.'8 Neben einer besseren Verursachungsorientierung wiirde
dariiber hinaus auch der Fehlanreiz der hohen Ausgleichsenergiepreise bei niedrigen Salden
des NRV, d. h. in Situationen in denen innerviertelstiindliche Vorzeichenwechsel am wahr-
scheinlichsten sind, wirksam adressiert werden. Hierdurch entfillt die Notwendigkeit einer
Kappung auf der zweiten Berechnungsstufe, wie sie bei der Bestimmung des reBAP heute vor-
gesehen ist.

Die zuvor skizzierte Anpassung einer verursachungsorientierten Umlage von Kosten des Regel-
leistungsabrufes, ist bei isolierter Betrachtung addquat. Bei einer Umsetzung sollte beriicksich-
tigt werden, dass im heutigen System — ohne Umlage von Kosten der Vorhaltung von Regelleis-
tung — in Summe in der Tendenz zu geringe Kosten auf die BKV umgelegt werden. Daher sollte

198 Nicht-walzbare Kosten kénnen aufgrund der weiteren Berechnungsstufen des reBAP auch im aktuellen Aus-
gleichsenergiesystem entstehen. Dariiber hinaus wiirde eine (anteilige) Umlage der Vorhaltekosten (s. u.), diese
iiber die Netzentgelte zu sozialisierenden Kosten teilweise oder ggf. vollstandig kompensieren.
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eine entsprechende Anpassung im Zusammenhang mit einer verursachungsorientierten Um-
lage der Vorhaltekosten von Regelleistung auf die BKV betrachtet werden.

Grundsatzlich gilt auch hier, dass in einem idealisierten Ansatz im Hinblick auf Verursa-
chungsorientierung und addquate Anreize zur Vermeidung von Fahrplanabweichungen in
Summe {iber alle BKV Kosten fiir die Vorhaltung von Regelleistung umgelegt werden sollten,
die durch Abweichungen im Saldo des NRV (im 15-Minuten-Raster) verursacht werden. Zu-
gleich sollten die Belastungen durch Umlage von Vorhaltekosten fiir die einzelnen Bilanzkreise
in einem symmetrischen System davon abhdngen, in wie weit ihre jeweiligen individuellen
Fahrplanabweichungen mittel- und langfristig zur Notwendigkeit der Vorhaltung von Regel-
leistung beitragen.

In der Umsetzung dieses idealisierten Ansatzes ergeben sich allerdings erhebliche Herausfor-
derungen bei der Operationalisierung. Im Unterschied zum Abruf von Regelleistung, bei dem in
Summe {iber alle BKV und individuell fiir jeden einzelnen BKYV fiir jede Fahrplanperiode ein-
deutig bestimmt werden kann, welche Abrufmenge von Regelleistung auf Fahrplanabweichun-
gen der BKV und welche Abrufmengen von Regelleistung auf Abweichungen innerhalb der
Fahrplanperiode zuriickzufiihren sind, ist eine Zuordnung fiir die aktuell vorgehaltene Menge
an Regelleistung weder in Summe iiber alle BKV noch individuell fiir jeden einzelnen BKV mog-
lich. Aufgrund der verwendeten Methodik bei der Bestimmung der erforderlichen Regelleistung
(siehe hierzu Abschnitt 5.4.1) ergibt sich eine erhebliche zeitliche Verzogerung der Auswirkun-
gen von jeweils aktuellen Fahrplanabweichungen auf die vorzuhaltende Regelleistung. Der
Einfluss der jeweils aktuellen Fahrplanabweichungen auf die vorzuhaltende Regelleistung
hingt dariiber hinaus von Fahrplanabweichungen in anderen Perioden sowie dem Auftreten
von zeitgleichen Abweichungen innerhalb von Fahrplanperioden ab. Dariiber hinaus ist auch
die Zuordnung von spezifischen Kosten, der den Fahrplanabweichungen zugeordneten Men-
gen der Regelleistungsvorhaltung, mit erheblichen Herausforderungen verbunden. Einerseits
wdre zum Ausgleich des Saldos des NRV im 15-Minuten-Raster eine Regelleistungsqualitdt mit
geringeren Anforderungen als zum Ausgleich von Abweichungen innerhalb von Fahrplanperi-
oden erforderlich. Andererseits schwanken die Beschaffungskosten der UNB fiir Regelleistung
in Abhédngigkeit von zahlreichen Einflussfaktoren erheblich.

Aufgrund dieser Herausforderungen bei der Umsetzung eines idealisierten Ansatzes einer Um-
lage von Kosten der Vorhaltung kann sich ein weniger verursacherorientierter, aber besser um-
setzbarer Ansatz als sinnvollere Losung erweisen. Bei der Operationalisierung eines solchen
Ansatzes sind aber ebenfalls unterschiedliche Optionen vorhanden und zahlreiche Ausgestal-
tungsaspekte zu klaren:

e Die Kosten welcher Mengen und welcher Qualitdten an Regelleistung sollten auf die
BKV umgelegt werden und mit welchen spezifischen Kosten sollten diese Mengen be-
wertet werden?

e Welcher Umlagezeitraum sollte gewahlt werden?

e In welcher Form bzw. mit welcher Struktur sollte die Umlage erfolgen?

Bei der Beantwortung dieser Fragen sind zusétzlich einerseits Interdependenzen zwischen

Ausgestaltungsaspekten in den einzelnen Bereichen und andererseits Riickwirkungen auf wei-
tere Aspekte, wie z. B. Auswirkungen auf die Wettbewerbsintensitdat am Strommarkt, zu be-
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riicksichtigen. Im Folgenden skizzieren wir mogliche ausgewéahlte Aspekte in den einzelnen
Bereichen.

Der Abruf von Minutenreserve und damit mittelfristig auch die notwendige Vorhaltung von
Minutenreserve werden mafdgeblich durch die viertelstiindlichen Abweichungen der BKV von
den ausgeglichenen Fahrpldnen determiniert. Somit erscheint eine Umlage der MR-
Vorhaltekosten auf die unausgeglichenen BKV verursachungsorientiert. Beziiglich der Umlage
der Vorhaltekosten der SRL ist die Frage der Verursachungsorientiertheit hingegen weniger
klar. SRL wird einerseits zum Ausgleich innerviertelstiindlicher Ungleichgewichte genutzt, die
nicht in der Verantwortlichkeit der BKV liegen. Andererseits wird die vorzuhaltende Menge an
SRL zumindest teilweise auch durch die viertelstiindlichen Bilanzkreisabweichungen determi-
niert und auch zur Ausregelung dieser eingesetzt. Vor diesem Hintergrund erscheint zumindest
eine anteilige Umlage der Vorhaltekosten von SRL auf die BKV verursachungsorientiert. Bei-
spielsweise konnten jeweils die Kosten der SRL-Vorhaltung in iiberwiegender Abrufrichtung
anteilig oder vollstandig umgelegt werden.!*® Primarregelleistung hingegen wird ausschlief3-
lich zum Ausgleich innerviertelstiindlicher Ungleichgewichte eingesetzt, so dass eine Umlage
der Vorhaltekosten auf die BKV nicht verursachungsorientiert wéare und diese Kosten wie bis-
her iiber die Netzentgelte (oder ggf. einen anderen Mechanismus) sozialisiert werden sollten.

Ob die Kosten der Regelleistungsvorhaltung anteilig, d. h. nur in Hohe der im Abrechnungszeit-
raum tatsdchlich (maximal) abgerufenen Regelleistung, oder vollstandig, also unabhingig vom
(maximalen) Abrufniveau, umgelegt werden sollten, ist nicht eindeutig. Aus kurzfristiger Per-
spektive erscheint eine anteilige Umlage verursachungsorientiert, da fiir den Ausgleich der
unausgeglichenen BKV nicht mehr Regelleistungsvorhaltung erforderlich war.2°° Da die vorzu-
haltenden Mengen jedoch mittel- und langfristig durch den Abruf determiniert werden, kann
auch eine vollstindige Umlage als sachgerecht erachtet werden. Ob die Vorhaltekosten anteilig
oder vollstandig umgelegt werden, wirkt sich — in Abhédngigkeit des Abrufniveaus im Abrech-
nungszeitraum - teilweise stark auf die Héhe und die Volatilitdt der Umlage aus.

Neben der oben bereits skizzierten Moglichkeit einer viertelstundenscharfen Umlage der Vor-
haltekosten, konnen auch beliebige andere Umlagezeitraume angesetzt werden. Die Wahl des
Umlagezeitraums steht dabei in Wechselwirkung mit anderen Ausgestaltungsaspekten, wie
beispielsweise anteiliger oder vollstdndiger Umlage oder auch der Struktur der Umlage. Wer-
den nur die Vorhaltekosten in iiberwiegender Abrufrichtung umgelegt, ist eine viertelstunden-
scharfe Umlage erforderlich. Wird hingegen ein anderer Abrechnungszeitraum gewahlt, z. B.
wochentlich, monatlich oder jahrlich, hat dies bei einer anteiligen Umlage in Abhéngigkeit des
Abrufniveaus starken Einfluss auf den Umlagebetrag und die Volatilitat der Umlage. Wahrend
bei einer jahrlichen Umlage ein vergleichsweise hohes Abrufniveau zu erwarten ist, kann ein
monatlicher oder wochentlicher Umlagezeitraum zu teilweise stark schwankenden Abrufni-
veaus und damit deutlich volatileren Ausgleichsenergiepreisen und Umlagebetrdgen fiihren.

199 Dies erfordert wiederum eine viertelstundenscharfe Abrechnung. Da SRL aktuell in HT / NT Zeitscheiben be-
schafft wird, miissten die Vorhaltekosten fiir diese Blocke jeweils auf die Viertelstunden eines Blocks aufgeteilt
werden. Dann konnten diese vollstandig, also unabhéngig vom tatsdchlichen Abrufniveau, oder teilweise, also
in Abhéngigkeit des Abrufniveaus, umgelegt werden.

200 Tendenziell ist aus kurzfristiger Perspektive sogar weniger Vorhaltung auf die BKV zuriickzufiihren, da ein Teil
der Regelleistung ggf. zum Ausgleich innerviertelstiindlicher Abweichungen abgerufen wird.
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Neben der in Summe iiber alle BKV umzulegenden Kosten, ist zudem die Form bzw. die Struk-
tur der Umlage festzulegen. Beispielsweise kann ein {iber den Abrechnungszeitraum konstan-
ter Aufschlag vorgenommen werden. Auch ein sich proportional zum NRV-Saldo entwickelnder
Aufschlag in jeder Viertelstunde oder ein sich tiberproportional zum NRV-Saldo entwickelnder
Aufschlag in jeder Viertelstunde sind denkbare Ansdtze. Wahrend ein konstanter Aufschlag
jede Abweichung vom ausgeglichenen Fahrplan innerhalb des Abrechnungszeitraums gleich-
wertig bestraft (bzw. belohnt) fiihrt ein zum NRV-Saldo proportionaler zu einer stirkeren Be-
strafung korrelierter Abweichungen bzw. Belohnung unkorrelierter Abweichungen.2°! In noch
starkerem Maf3e bestraft ein sich {iberproportional zum NRV-Saldo verhaltender Aufschlag kor-
relierte Abweichungen bzw. belohnt unkorrelierte Abweichungen. Somit setzt der proportiona-
le und in noch stirkerem Maf3e der iiberproportionale Aufschlag verstirkte Anreize fiir BKV zur
Vermeidung Kkorrelierter Abweichungen.

Beziiglich der Auswirkungen auf die Wettbewerbsintensitdt auf den Strommarkten ist insbe-
sondere eine mogliche Benachteiligung kleiner BKV (mit wenig durchmischten Portfolien) bzw.
von BKV mit potentiell h6heren korrelierten Abweichungen zu untersuchen. Kleine BKV (mit
wenig durchmischten Portfolien) weisen tendenziell prozentual hhere Abweichungen von den
ausgeglichenen Fahrpldnen auf, da innerhalb des Portfolios weniger Ausgleichseffekte auftre-
ten, als bei BKV mit grofen (und gut durchmischten) Portfolien. Deshalb resultieren volatilere
und hohere Ausgleichsenergiepreise tendenziell in einem hoheren finanziellen Risiko fiir sol-
che BKV. Fiir BKV mit hohen Anteilen FEE in ihrem Portfolio, die ihre Einspeiseprognosen auf
der selben oder einer ahnlichen Wetterprognose basieren, wie andere BKV, besteht ein h6heres
Risiko korrelierter Abweichungen vom ausgeglichenen Fahrplan. So kann z. B. das finanzielle
Risiko durch die Umlage der Vorhaltekosten auch fiir vorgenannte BKV, in Abhdngigkeit des
Umlagezeitraums und der Umlageform bzw. Struktur deutlich ansteigen. Bei einem proportio-
nal zum NRV ausgestalteten Aufschlag zur Umlage der Vorhaltekosten ist das resultierende
zusatzliche finanzielle Risiko fiir solche BKV bereits héher. Bei einem iiberproportional zum
NRV-Saldo ausgestalteten Aufschlag steigt dieses Risiko zusétzlich. Es ist also abzuwéagen, wie
einerseits die zusdtzlichen Kostenrisiken solcher BKV auf ein angemessenes Maf3 begrenzt wer-
den kénnen und andererseits konsistente Anreize zur Vermeidung hoher korrelierter Abwei-
chungen und damit hoher NRV-Salden gesetzt werden kénnen.

Die vorherige Diskussion zur (anteiligen) Umlage der Kosten der Vorhaltung von Regelleistung
haben gezeigt, dass einerseits im Grundsatz eine entsprechende Anpassungen des Ausgleichs-
energiesystems in diese Richtung erfolgen sollte. Andererseits ist aber erheblicher Forschungs-
bedarf vorhanden, wie eine solche Umlage als Gesamtpaket auszugestalten ware. Dieses gilt
sowohl fiir einen idealisierten Ansatz als auch fiir zahlreiche Ausgestaltungsaspekte bei einem
vereinfachten Ansatz.

201 Bei einem zum NRV-Saldo proportionalen Aufschlag, wird der Anteil der umzulegenden Vorhaltekosten einer
Viertelstunde durch die entsprechende Menge (NRV-Saldo oder Abrufmengen in tiberwiegender Abrufrichtung)
in der Viertelstunde geteilt. Bei einem zum NRV-Saldo iiberproportionalen Aufschlag steigt die Umlage iiber-
proportional mit dem NRV-Saldo, da in einer Viertelstunde nur die Vorhaltungskosten derjenigen Leistung um-
gelegt werden, die in diesem Zeitfenster abgerufen wurden. Hierzu wird die vorgehaltene Gesamteistung in
Scheiben eingeteilt. Beispielsweise werden Scheiben a 100 MW definiert. Tritt ein Saldo in Héhe von 100 MW
auf, wird in dieser Viertelstunde ein Teil der Kosten der ersten Scheibe umgelegt. Bei einem Saldo von 200 MW
wird ein Teil der Kosten der ersten beiden Scheiben umgelegt, etc. Der hochste auftretende Saldo tragt die Kos-
ten der letzten benétigten Scheibe vollstdndig sowie anteilig die Kosten aller darunter liegenden Scheiben.
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Eine effektive Begrenzung potenzieller Arbitragemaoglichkeiten zwischen dem Ausgleichs-
energiesystem und den wettbewerblichen Strommarkten fiir BKV mit Fahrplanabweichungen,
die den Saldo des NRV erhohen, erfordert die Kopplung des reBAP an einen geeignete Refe-
renzpreise der Strommaérkte. Um auch potenzielle Arbitragemdglichkeiten mit dem day-ahead-
Markt und dem intraday-Marktes weitestgehend auszuschlief3en, miisste der reBAP bei positi-
ven NRV-Saldo das Maximum bzw. bei negativen NRV-Saldo das Minimum aller relevanten
Strompreise (day-ahead — pd sowie der Er6ffnungsauktion und dem mengengewichteten
Durchschnittspreis des kontinuierlichen Viertelstundenhandels des intraday Marktes — pEA-d
und p1/4hid) hetragen, d.h. wie in folgender Formel dargestellt berechnet werden.
{max(AEPz;pid;pda;pEA‘id,p1/4h‘id),Wenn Saldoygy =0
AEP; =] . > i
min(AEP,; p'?; pd4; pEA~id p1/4h=id) yenn Saldoygy <0

Durch die Einbeziehung aller Referenzpreise, aus denen potenziell Arbitrageméglichkeiten fiir
BKV, deren Fahrplanabweichungen mit dem NRV-Saldo korreliert sind, hervorgehen, wird wei-
testgehend sichergestellt, dass sich solche BKV nicht durch die Inanspruchnahme von Aus-
gleichsenergie besser stellen kénnen als bei einer aktiven Bewirtschaftung von Fahrplanabwei-
chungen ihres Bilanzkreises. Durch die Anpassung wiirde somit die Anreizkompatibilitat und
Effektivitdt des Ausgleichsenergiesystems erhoht.

5.5.4 Handlungsempfehlungen und weiterer Analysebedarf

Anpassungen des Ausgleichsenergiesystems sind mit zahlreichen Herausforderungen verbun-
den. Insbesondere aufgrund komplexer Wechselwirkungen einerseits zwischen moglichen An-
passungsoptionen und andererseits zu den wettbewerblichen Strommarkten sowie den Regel-
leistungsmairkten sollten mdgliche Anpassungen ganzheitlich innerhalb des Gesamtsystems
betrachtet sowie umfassend qualitativ und quantitativ analysiert werden. Aufgrund der Kom-
plexitdt und der Bedeutung des Ausgleichsenergiesystems fiir Funktionsfahigkeit der wettbe-
werblichen Strommarkte und die Sicherheit des Stromversorgungsystems besteht umfanglicher
weiterer Analysebedarf hinsichtlich moglicher Aus- und Wechselwirkungen bei Anpassungen
des Ausgleichsenergiesystems.

Im Sinne einer verursachungsorientierten und anreizkompatiblen Ausgestaltung des Aus-
gleichsenergiesystems sollten die Anpassungen dazu fiihren, dass die Kosten der Vorhaltung
und die Kosten des Abrufs von Regelleistung, die auf Fahrplanabweichungen der BKV im 15-
Minuten-Raster zuriickzufiihren sind, auf die den NRV-Saldo verursachenden BKV umgelegt
werden. Deshalb empfehlen wir zur Berechnung des AEP auf der ersten Stufe nur die Kosten
des Regelleistungsabrufes in iiberwiegender Abrufrichtung sowie die entsprechenden Abruf-
mengen heranzuziehen. Zusdtzlich behebt diese Mafinahme das Phanomen unverhdltnismafiig
hoher positiver oder negativer Ausgleichsenergiepreise bei geringen Salden des NRV, die sich
aufgrund von sog. Nulldurchgdngen des NRV-Saldos ergeben.

Eine Anpassung bei der Umlage von Kosten des Regelleistungsabrufes, ist bei isolierter Be-
trachtung addquat. Bei einer Umsetzung sollte allerdings beriicksichtigt werden, dass im heu-
tigen System — ohne Umlage von Kosten der Vorhaltung von Regelleistung — in Summe in der
Tendenz zu geringe Kosten auf die BKV umgelegt werden. Daher sollte eine Anpassung der
Umlage der Abrufkosten im Zusammenhang mit einer verursachungsorientierten Umlage der
Vorhaltekosten von Regelleistung betrachtet werden. Eine solche verursachungsorientierte
Umlage von (anteiligen) Kosten der Regelleistungsvorhaltung sollte erfolgen. Die Art und Wei-
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se einer solchen Umlage sowie die Auswirkungen einer solchen Anpassungen miissen aller-
dings vor einer Umsetzung umfassender qualitativ und quantitativ untersucht werden. Hier
besteht erheblicher weiterer Forschungsbedarf.

Arbitragemoglichkeiten gegeniiber den wettbewerblichen Strommarkten durch die Inan-
spruchnahme von Ausgleichsenergie von BKV, deren Fahrplanabweichungen den Saldo des
NRV verstarken und damit den erforderlichen Abruf von Regelleistung erhéhen, sollten wei-
testgehend ausgeschlossen werden. Deshalb empfehlen wir die Begrenzung von
Arbitragemoglichkeiten zwischen dem Ausgleichsenergiesystem und den wettbewerblichen
Strommarkten iiber die zusétzliche Kopplung des AEP auf der vierten Berechnungsstufe an den
Preis des day-ahead Marktes sowie den durchschnittlichen mengengewichteten Preis des Vier-
telstundenhandels und der Ero6ffnungsauktion des intraday Marktes.

5.6 Zwischenfazit

In den letzten Jahren haben sich negative Strompreise am Grof3handelsmarkt in einzelnen
Stunden des Jahres ergeben, obwohl (selbst bei nationaler Betrachtung) die erneuerbaren
Energien die Last nicht anndhrend vollstandig gedeckt haben. Dies ist ein deutliches Indiz da-
fiir, dass erhebliche Inflexibilititen bestehen oder Preissignale des Grof3handelsmarktes nicht
oder nur unzureichend bei den Marktakteuren angekommen sind:

e ImJahr 2012 gab es insgesamt 56 Stunden mit negativen Preisen am ,day ahead‘-Markt
in Deutschland. Die residuale Last war dabei zu keinem Zeitpunkt negativ. So gab es
vereinzelt negative Preise am ,day ahead‘-Markt, obwohl die residuale Last bei iiber
25 GW lag.

e Detaillierte quantitative Betrachtungen zeigen, dass die Haufigkeit und das Ausmaf}
dieser Situationen ohne eine zusatzliche Flexibilisierung des Stromversorgungssystems
auf mehr als 700 Stunden im Jahr 2020 und mehr als 2.000 Stunden im Jahr 2030 er-
heblich zunehmen wiirden.

e Zugleich zeigen die Betrachtungen aber auch, dass sich im Zeitverlauf der letzten Jahre
die Hohe der residualen Last, bei der bereits vereinzelt negative Strompreise zu be-
obachten sind, erheblich verringert hat. So gab es im Jahr 2009 noch Situationen mit
negativen Preisen, in denen die residuale Last bei {iber 40 GW lag, wahrend es im Jahr
2012 selbst bei einer residualen Last zwischen 25 und 30 GW nur noch sehr selten zu
negativen Preisen gekommen ist.

Analysen der aktuellen Regelungen in ausgewidhlten Bereichen - Forderung von Erzeu-
gungsanlagen, Systematik der Netzentgelte, Markt- und Produktdesign der Regelleis-
tungsmairkte sowie Ausgestaltung des Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystems — ma-
chen deutlich, dass Anpassungsbedarf trotz zahlreicher Verbesserungen in den letzten
Jahren gegeben ist.

Aufgrund der aktuellen Ausgestaltung von Regelungen kommen Preissignale des Grof3han-
delsmarkts nicht oder nur unzureichend bei einigen Marktakteuren an und einige aktuelle Re-
gelungen fiihren zu impliziten Markteintrittsbarrieren fiir Flexibilitdtsoptionen, denen in einem
zukiinftigen Markt fiir eine kostengiinstige Stromversorgung und eine effektive Integration der
erneuerbaren Energien voraussichtlich eine zunehmende Bedeutung zukommen wird. Im
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Rahmen dieser Studie haben wir fiir zentrale Regelungen des Marktdesigns und der regulatori-
schen Rahmenbedingungen, wie die aktuellen Regelungen fiir die Férderung von Erzeugungs-
anlagen, die Netzentgeltsystematik, die Ausgestaltung des Markt- und Produktdesigns der Re-
gelleistungsmairkte sowie das Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem analysiert sowie po-
tenzielle Schwachstellen und Fehlanreize mit dem Fokus von Hemmnissen fiir einen technolo-
gieoffenen Wettbewerb von Flexibilitdtsoptionen identifiziert. Hierzu zdhlen z. B.:

e Eine Férderung von Erzeugungsanlagen auf Basis einer fixen Einspeisevergiitung setzt
keine (addquaten) Anreize fiir deren Betreiber, die Erzeugungsanlagen bedarfsgerecht
auszulegen und zu betreiben sowie Systemverantwortung, z. B. durch Teilnahme bei
der Bereitstellung von Systemdienstleistungen, zu iibernehmen. Durch die Neurege-
lung des EEG 2014 und die Ausgestaltung der KWK-Forderung wird der Grof3teil der
EE- und KWK-Anlagen jedoch nicht mehr mit festen Einspeisetarifen vergiitet, sondern
iber Aufschldge zu den Vermarktungserlosen geférdert.

e Der hohe Anteil der Arbeitspreiskomponente bei den Netzentgelten fiir nicht leistungs-
gemessene Verbraucher schafft (in Verbindung mit der Erhebungssystematik von Um-
lagen, Abgaben und Steuern) Anreize fiir den Zubau von Eigenerzeugungsanlagen. Der
Verbraucher kann seine individuelle Netzentgeltzahlung reduzieren, auch ohne dass
tatsdachlich Netzkosten reduziert werden konnen. In der Konsequenz kommt es zu einer
Entsolidarisierung bei der Refinanzierung der Netzkosten sowie einem Zubau von Ei-
generzeugungsanlagen (ggf. in Verbindung mit dezentralen Speichern), die nicht nach
den Anforderungen des Stromversorgungssystems insgesamt betrieben werden.

e Die aktuelle Netzentgeltsystematik sowie entsprechende Ausnahmeregelungen fiir leis-
tungsgemessene Verbraucher verhindern eine effiziente Nutzung von vorhandenen
Flexibilitatspotenzialen sowohl beim Verbrauch als auch bei Eigenerzeugungsanlagen
am Strommarkt, da die Gefahr h6herer Netzentgelte und die Gefahr des Verlusts der
Anspruchsvoraussetzungen fiir Netzentgeltreduktionen besteht.

e Lange Vorlaufzeiten bei der Ausschreibung und lange Lieferzeitraume bei der Bereit-
stellung von Regelleistung fiihren zu impliziten Markteintrittsbarrieren fiir einige An-
bieter und zu hoheren Kosten sowie Kostenrisiken fiir alle Anbieter.

e Eine Vergiitung von Leistung und Arbeit auf den Regelleistungsmarkten nach dem ,pay
as bid‘-Verfahren (Gebotspreisverfahren) fiihrt zu einer hohen Komplexitat bei der Ge-
botsabgabe. In der Konsequenz konnen sich erhebliche Ineffizienzen bei der
Bezuschlagung der Anbieter ergeben und die geringe Transparenz von Erl6sméglich-
keiten fiir neue Anbieter kann eine implizite Markteintrittsbarriere darstellen.

e Aktuell wird nur ein Teil der Kosten, die dem Ausgleich von Bilanzkreisabweichungen
zugeordnet werden konnen, auf die Verursacher — die Bilanzkreisverantwortlichen —
umgelegt. Hierdurch sind die wirtschaftlichen Anreize fiir eine Vermeidung und das
aktive Management von Bilanzkreisabweichungen in Summe iiber alle Bilanzkreise zu
gering.

e Sog. Nulldurchginge, d. h. positive und negative Abweichungen im Saldo iiber alle Bi-
lanzkreise innerhalb einer Fahrplanperiode von 15-Minuten, fiihren bei der aktuellen
Ausgestaltung des Ausgleichsenergiesystems zu Preisspitzen fiir Ausgleichsenergie,
obwohl der Saldo der Abweichungen im Durchschnitt der Fahrplanperiode sehr gering
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ist. Dieses fiihrt zu Kostenrisiken fiir Bilanzkreisverantwortliche, die kontraproduktiv
fiir ein verursachungsorientiertes und anreizkompatibles Ausgleichsenergiesystem
sind.

e Als Referenzpreis fiir die Kopplung des Ausgleichsenergiepreises fiir eine 15-miniitige
Fahrplanperiode an den Strommarkt wird aktuell der mengengewichtete Durchschnitt
des stiindlichen Preises des kontinuierlichen ,intraday‘-Handels verwendet. Dieser Re-
ferenzpreis ist nur bedingt geeignet, um nicht gewiinschte Arbitrageméglichkeiten zwi-
schen den Strommarkten und dem Ausgleichsenergiesystem zu vermeiden.

Anpassungen in den Bereichen — Férderung von Erzeugungsanlagen, Systematik der Netzent-
gelte, Markt- und Produktdesign der Regelleistungsmarkte sowie Ausgestaltung des Bilanz-
kreis- und Ausgleichsenergiesystems — mit dem Ziel eines technologieoffenen Wettbewerbs
und des Abbaus von impliziten Markteintrittsbarrieren koénnen einen wichtigen Beitrag zur
Flexibilisierung des Stromversorgungssystems leisten.
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6 Fazit

Die Umstellung des Stromerzeugungssystems auf erneuerbare Energien ist ein zentraler Bau-
stein zur Erreichung der Ziele der Energiewende und wird die Anforderungen an und die Rah-
menbedingungen fiir alle Marktakteure verdndern. Um die Ziele der Energiewende zu errei-
chen, muss das Stromerzeugungssystem einen erheblichen Beitrag leisten. Dem Ausbau erneu-
erbarer Energien im Stromsektor kommt hierbei eine besondere Bedeutung zu.

Der Staat muss in einem wettbewerblich organisierten Stromversorgungssystem Regeln unter
Beriicksichtigung spezifischer Besonderheiten der Stromversorgung setzen, damit alle Akteure
ihrer jeweiligen Verantwortung gerecht werden, ihre Verpflichtungen einhalten und ein dis-
kriminierungsfreier Wettbewerb auf dem Strommarkt méglich ist.

Der avisierte Ausbau erneuerbarer Energien wird die Anforderungen an das iibrige Stromver-
sorgungssystem erheblich verdndern. Es werden sich Situationen ergeben, in denen der Beitrag
der erneuerbaren Energien zur Deckung der Nachfrage der Verbraucher (bei nationaler Be-
trachtung) gering ist. Zugleich wird es zunehmend zu Situationen kommen, in denen die er-
neuerbaren Energien die Stromnachfrage der Verbraucher (bei nationaler Betrachtung) voll-
standig decken oder sogar mehr Strom erzeugen als Verbraucher bei ihrem bisherigen Abnah-
meverhalten nachfragen.

Die Flexibilisierung des konventionellen Kraftwerksparks, die Nutzung von Speichertechnolo-
gien, eine Anpassung der Netzinfrastruktur und nicht zuletzt die Flexibilisierung des Ver-
brauchsverhaltens sind fiir den Ausbau und eine effiziente und effektive Integration der erneu-
erbaren Energien unabdingbar.

Die Integration der nationalen Strommarkte im Rahmen der Liberalisierung und der Schaffung
eines EU-Binnenmarktes fiir Strom leistet einen wichtigen Beitrag zur Flexibilisierung des
Stromversorgungssystems. In einem gemeinsamen Binnenmarkt gleichen sich Schwankungen
der Last und der Einspeisung erneuerbarer Energien teilweise aus. Im Vergleich zur fiir den EU-
Binnenmarkt nicht addaquaten, nationalen Perspektive sind weniger konventionelle Erzeu-
gungskapazititen erforderlich und Situationen mit Uberschiissen der Einspeisungen erneuet-
barer Energien verringern sich erheblich. Voraussetzung zur Nutzung dieser Ausgleichseffekte
ist eine ausreichend dimensionierte europdische Netzinfrastruktur, die bereits heute in erhebli-
chen Umfang vorhanden ist und durch den geplanten Ausbau der europdischen Netze weiter
gestarkt wird.

Innerhalb des heutigen Kraftwerksparks und bei den Verbrauchern sind unterschiedliche Ursa-
chen fiir technische Inflexibilitdt gegeben. Technische Méglichkeiten und alternative Optionen,
wie z. B. eine Flexibilisierung der Einsatzmdoglichkeiten von Erzeugungsanlagen durch alterna-
tive Technologiewahl oder Anpassung der Auslegung, die Nutzung von Netzersatzanlagen, die
Nutzung von Speichertechnologien und die Schaffung von technischen Voraussetzungen fiir
die stiarkere Einbindung der Verbraucher in den Strommarkt, sind in erheblichem Umfang ge-
geben. Vor diesem Hintergrund hat die ErschlieSung der kostengiinstigsten und am besten
geeigneten Flexibilitdtsoptionen in einem technologieoffenen Wettbewerb eine zentrale Bedeu-
tung.

Ein wettbewerblicher Strommarkt auf Basis eines ,energy only‘-Marktes ist in der Lage in der
kurzen Frist auf Grundlage von Preissignalen Angebot und Nachfrage zu jedem Zeitpunkt zum
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Ausgleich zu bringen. In der mittleren und langen Frist schafft der Markt effiziente Anreize,
damit sich das Erzeugungssystem und das Verhalten der Verbraucher an die zukiinftigen An-
forderungen anpassen, und erméglicht einen technologieoffenen Wettbewerb der Flexibilitats-
optionen.

Zentrale Voraussetzung fiir die Effizienz eines wettbewerblichen Strommarktes ist, dass Preis-
signale bei moglichst allen Marktakteuren moglichst unverzerrt ankommen und keine Markt-
eintrittsbarrieren gegeben sind. Nur so konnen in einem technologieoffenen Wettbewerb die
kostengiinstigsten Flexibilitatsoptionen erschlossen und genutzt werden.

Negative Preise auf dem Grof3handelsmarkt fiir Strom bei deutlich positiven residualen Lasten
in den letzten Jahren zeigen, dass Hemmnisse und Markteintrittsbarrieren durch die spezifische
Ausgestaltung von rechtlichen Regelungen fiir das Stromversorgungssystem vorhanden sind.
Ohne zusitzliche Flexibilisierung des Stromversorgungssystems wiirden das Ausmaf3 und die
Haufigkeit von negativen Preisen stark zunehmen. Zugleich zeigt die Entwicklung der letzten
Jahre in diesem Bereich aber auch Evidenz fiir die Funktionsfahigkeit des Marktes, da Marktak-
teure bei entsprechenden Preissignalen ihr Verhalten anpassen.

Analysen der aktuellen Regelungen in ausgewdhlten Bereichen — Férderung von Erzeugungs-
anlagen, Systematik der Netzentgelte, Markt- und Produktdesign der Regelleistungsmarkte
sowie Ausgestaltung des Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystems — machen deutlich, dass
Anpassungsbedarf trotz zahlreicher Verbesserungen in den letzten Jahren gegeben ist.

Anpassungen in diesen Bereichen mit dem Ziel eines technologieoffenen Wettbewerbs und des
Abbaus von impliziten Markteintrittsbarrieren konnen einen wichtigen Beitrag zur Flexibilisie-
rung des Stromversorgungssystems leisten:

o Adaquate Anreize bei der Férderung von Erzeugungsanlagen zur bedarfsgerechten
Einspeisung und Anlagenauslegung sowie zur Erbringung von Systemdienstleistungen
beibehalten und weiterentwickeln.

e Hemmnisse fiir die Erschlieffung und Nutzung von Flexibilitdt bei Verbrauchern durch
Anpassung der Netzentgeltsystematik reduzieren.

e Das Markt- und Produktdesign der Regelleistungsméarkte anpassen, um neuen Anbie-
tern Teilnahme zu ermdéglichen und unnétige Kosten fiir Anbieter zu reduzieren.

e Die Anreize des Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystems starken, um den Bedarf fiir
Regelleistungsvorhaltung zu senken und den Abruf zu verringern.
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