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Eckpunkte fiir ein zukunftsfihiges Marktdesign (Kurzfassung)

Hintergrund und Forschungsfragen

Das deutsche Stromversorgungssystem ist durch eine zunehmende Anzahl von Erzeu-
gungsanlagen mit fluktuierender Einspeisung aus erneuerbaren Energien gekennzeich-
net. Auch unter dem in der Umsetzung befindlichen reformierten EEG mit einer verbes-
serten Steuerung des Ausbaus der erneuerbaren Energien ist in den kommenden Jahren
mit einem weiteren Zubau von dargebotsabhdngigen erneuerbaren Energien wie Photo-
voltaik und Windenergie zu rechnen. Diese Entwicklung stellt neue Anforderungen an
die Gewahrleistung der Versorgungssicherheit und Netzstabilitdt und verlangt eine ho-

here Flexibilitat des Energiesystems.

Daher ist zu untersuchen, wie die bestehenden Regelungen zur Marktausgestaltung ver-
andert werden miissen, um den Ubergang in ein sicheres, flexibles und zukunftsfihiges
System mit einem hohen Anteil von Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien zu er-

moglichen. Dabei sind folgende Fragestellungen von zentraler Bedeutung:

= Welche Anforderungen, Chancen und Risiken sind mit der Einfithrung von Ka-

pazititsmechanismen verbunden?

=  Welche Moglichkeiten zur Weiterentwicklung von Kurzfrist- und Regelleis-
tungsmirkten gibt es und wie kann eine verbesserte Integration von Flexibilita-

ten erfolgen? Sind gegebenenfalls zusatzliche Flexibilitdtsmérkte einzufiihren?

=  Welche Moglichkeiten zur Weiterentwicklung des aktuellen Netzengpassma-
nagement-Systems gibt es und wie kann eine verbesserte Koordination zwi-

schen Netz und Markt erfolgen?

= Welche Interdependenzen zwischen Kurzfrist- und Regelleistungsmarkten,
Netzengpassmanagement, Forderung erneuerbarer Energien und moéglichen Ka-
pazitatsmarkten sind bei einer Weiterentwicklung des aktuellen Marktdesigns zu

berticksichtigen?

Methodisches Vorgehen und Aufbau der Studie

Das Vorgehen dieser Studie basiert auf einer Kombination unterschiedlicher Methoden.
Es werden sowohl empirische und qualitative Analysen als auch quantitative Modell-

rechnungen angewandt.

Die empirischen und qualitativen Analysen fokussieren auf die Anforderungen an sowie

Anreiz- und Wechselwirkungen zwischen den betrachteten Markten und Mechanismen.
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Dabei erfolgt eine Bewertung von Weiterentwicklungsmoglichkeiten des aktuellen

Marktdesigns und moglichen Kapazitats- und Flexibilitaitsmarkten.

Ergdnzend werden quantitative Marktsimulationen durchgefiihrt. Dabei liegt der Fokus
auf unterschiedlichen Ausgestaltungsformen von Kapazitditsmechanismen, den Auswir-
kungen neuer Produktdefinitionen in den Regelleistungsmarkten und der Entwicklung
der zukiinftigen Netzengpasssituation in Deutschland sowie alternativer Netzengpass-

management-Methoden.

Diese Zusammenfassung gibt die wesentlichen Ergebnisse und Schlussfolgerungen der
Studie wieder. Die Studie gliedert sich in vier Abschnitte mit folgenden Inhalten und
Themenschwerpunkten:

1. Ausgestaltung von Kapazititsmechanismen bei verstiarkter Einspeisung erneu-

erbarer Energien

= Notwendigkeit von Kapazitdtsmechanismen

= Anforderungen an Kapazitdtsmechanismen

* Ermittlung des optimalen Kapazitatsbedarfs

= Abweichung von der Erwartung: Energy-only- versus Kapazitatsmarkt

=  Unkoordinierter versus koordinierter Kapazitatsmarkt

» Umfassender versus selektiver Kapazitatsmarkt

= Zentraler versus dezentraler Kapazitatsmarkt

= Einbeziehung von Lastmanagement, Speichern und anderen Flexibilitaten

= Bewertung existierender Vorschlage hinsichtlich der Zielerreichung

2. Weiterentwicklung von Regelenergiemirkten bei verstarkter Einspeisung er-

neuerbarer Energien

= Bedeutung von Flexibilitdit und Regelleistung in einem System mit hohem
Anteil an erneuerbaren Energien

* Quellen von Flexibilitat
= Abschatzung des zukiinftigen Flexibilitits- und Regelleistungsbedarfs

= Mikrookonomische und numerische Analysen der Auswirkungen neuer
Produktdefinitionen

=  Weiterentwicklung des aktuellen Regelleistungsmarkt-Designs

= Alternative Ausgestaltungsmaoglichkeiten

3. Analyse von Mafdnahmen zum Netzengpassmanagement bei verstarkter Ein-

speisung erneuerbarer Energien
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* Internationale Erfahrungen zum Netzengpassmanagement
» Anforderungen an das Netzengpassmanagement
= Kosten-Nutzen-Analyse des Netzausbaus gegeniiber Redispatch

= Auswirkungen der Einfithrung alternativer Methoden des Netzengpass-
managements wie Market Splitting

» Netznutzungstarifierung und Hemmnisse dezentraler Flexibilitatsbereit-
stellung

= Netzengpassmanagement und Flexibilitdten in europaischer Perspektive

= Analysen zu Flexibilititsmechanismen, Netzengpassmanagement und
Netztarifierung im Verteilnetz

4. Interdependenzen der Instrumente und abschlieRende Empfehlungen

=  Wechselwirkungen zwischen den betrachteten Markten und Mechanis-
men

=  Wechselwirkungen zur Foérderung erneuerbarer Energien

= Abschliefiende Empfehlungen
Themenschwerpunkt 1: Kapazititsmechanismen

Die Diskussion iiber das Versagen des Energy-only-Marktes fiir die Generierung von In-
vestitionssignalen und die Notwendigkeit erganzender Leistungspreisbestandteile hat in
den vergangenen Jahren eine Fiille an Modellen und Auspragungen von Kapazitatsme-
chanismen hervorgebracht. Die teilweise konkreten Vorschldge reichen von zusatzlichen
Regelenergieprodukten iiber eine Strategische Reserve bis hin zu Kapazitatsmarktmo-
dellen. So riicken bestehende Flexibilititshemmnisse und Fehlanreize des aktuellen
Strommarktdesigns zur Gewahrleistung der langfristigen Versorgungssicherheit in den

Vordergrund der Diskussion.

Auf dieser Basis wurden im Forschungsprojekt DESIRE wesentliche Aspekte einer Ein-
fiihrung von Kapazitaitsmechanismen sowohl qualitativ als auch modellgestiitzt unter-

sucht. Die Ergebnisse lassen sich in folgenden Kernaussagen zusammenfassen:

1. Kapazititsmechanismen sind langfristig vorteilhaft.

Verschiedene Formen des Markt- und Regulierungsversagens konnen die Effi-
zienz des Energy-only-Marktes beeintrachtigen. Neben der kurzfristig nicht re-
agiblen Nachfrage induzieren insbesondere die potenziell im Energy-only-Markt
entstehenden hohen Risiken aufgrund sehr volatiler Preise moglicherweise

ein Marktversagen oder ineffiziente regulatorische Eingriffe. Diese Risiken wer-
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den verstarkt durch die langen Vorlaufzeiten bis zur Inbetriebnahme eines
Kraftwerks. Es gibt keinen unwiderlegbaren wissenschaftlichen Beweis, dass ein
Energy-only-Markt zu Marktversagen fiihren muss. Der Energy-only-Markt ist ein
starkes marktwirtschaftliches Instrument, aber dennoch deuten die genannten
Aspekte langfristig auf ein Marktversagen (z. B. unfreiwillige Abschaltung von
Kunden) hin, insbesondere wenn in einem zukiinftigen regenerativ dominierten
Energiemarkt in groffem Umfang gesicherte Leistung fiir wenige Stunden im Jahr
vorgehalten werden muss. Dann sind Erzeugungsinvestitionen mit sehr hohen
Risiken behaftet und die Gefahr von Abweichungen vom gesamtwirtschaftlichen
Optimum mit unter Umstanden dramatischen Konsequenzen wird grof3. Dement-
sprechend sollte durch einen Kapazititsmechanismus eine Risikominderung fiir

Investoren und damit auch fiir die Gesamtwirtschaft erfolgen.

2. Um das hohe Niveau an Versorgungssicherheit in Deutschland auch zukiinf-
tig gewdhrleisten zu kéonnen, miissen bereits heute nachhaltige Entschei-
dungen getroffen werden, um Kapazititsmechanismen zeitgerecht einzu-
fithren. Fir die kurze Frist braucht Deutschland keinen Kapazitatsmecha-
nismus, aber bereits jetzt eine Entscheidung iiber das mittelfristige Vorge-
hen.

In der aktuellen Situation mit Uberkapazititen ist fiir die kurze Frist eine Ein-
fithrung von Kapazititsmechanismen zur Gewdhrleistung der Versorgungs-
sicherheit nicht erforderlich. Denn theoretisch fiihrt ein effizienter Energy-
only-Markt nach dem Peak-Load-Pricing-Modell bei gegebener Zahlungsbereit-
schaft der Nachfrager und damit gegebener Nachfrage im Gleichgewicht zur op-
timalen Erzeugungskapazitit. Dabei stellen die aktuell diskutierten Kraft-
werksstilllegungen einen Weg zur Erreichung des Marktgleichgewichts dar. Eine
Uberreaktion der Mairkte ist ohne Kapazititsmechanismus aber nicht ausge-
schlossen. Bei Versagen des Energy-only-Marktes als Investitionssignal wird die
Versorgungssicherheit zudem aufgrund der langen Vorlaufzeiten beim Kraft-
werksbau gefahrdet. Eine mittelfristige! Einfiihrung von Kapazitatsmechanismen
konnte gegebenenfalls zu spat ihre Wirkung entfalten. Aus diesem Grund ist zu

empfehlen, sich bis Ende 2016 auf ein System zu verstandigen.

3. Eine Strategische Reserve gewaihrleistet mittelfristig die Versorgungssi-
cherheit, triagt jedoch nicht zur Reduzierung von Investitionsrisiken bei.

! Unter -mittelfristig” wird ein Zeitraum von 3 bis zu 10 Jahren verstanden.
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Durch ihre Konzeption bedingt, verhindert eine Strategische Reserve kosten-
giinstig in der kurzen und mittleren Frist (lokale) Versorgungsengpasse. Sie
ist aber nicht dafiir geeignet, die langfristig wiinschenswerten, tiber den Energy-
only-Markt hinausgehenden Investitionssignale zu schaffen. Somit ist sie nicht
geeignet, auch zukiinftig Investitionen in konventionelle Kraftwerke oder Spei-
chertechnologien, fiir die eine notwendige und hinreichend prognostizierbare
Rentabilitat wesentlich ist, zu ermdoglichen. Zudem entfaltet eine Strategische Re-
serve in Deutschland erst ihre Wirkung, wenn die Kapazitdten aufderhalb des Re-
servepools ausgeschopft sind und eine Deckung der inlandischen Nachfrage
durch Importe aufgrund von Netzengpdssen an Grenzkuppelstellen nicht méglich
ist. Dies wird insbesondere im Fall eines starken Riickgangs inlandischer Kapazi-

taten relevant.

. Kapazitatsmirkte senken das Investitionsrisiko und erh6hen dadurch lang-
fristig die Versorgungssicherheit, die Ausgestaltung ist aber hierbei we-
sentlich.

Ein Kapazititsmarkt hat den Effekt, notwendige Deckungsbeitrage flir Kraft-
werksinvestitionen besser planbar zu machen. Hierdurch steigen die Investiti-
onsanreize, die langfristig in einer erhohten Versorgungssicherheit resultieren.
Modellrechnungen verdeutlichen, dass das Investitionsrisiko mit Kapazitats-
markt deutlich zuriickgeht. Die Ausgestaltung des Kapazitatsmarktes hinsicht-
lich der Vertragsdauer und systematischer Uberkapazititen hat jedoch einen
grof3en Einfluss auf die Hohe der Risikominderung.

. Kapazitiatsmechanismen miissen effektiv, effizient und international kom-
patibel sein.

Die Effektivitdt von Kapazitatsmechanismen bemisst sich an der Erreichung des
primaren Ziels einer vollstindigen Gewdhrleistung angemessener Versor-
gungssicherheit. Bei einem wettbewerblich organisierten Kapazitditsmechanis-
mus ist die Moglichkeit zur Rentabilitat von Investitionen untrennbar mit der
Bereitstellung der Kapazitit und damit mit der Versorgungssicherheit verbun-
den. Da die Systemsicherheit bei knappen Ubertragungskapazititen auch von der
rdumlichen Verteilung der Kraftwerke abhdngig ist, ist eine passende raumliche
Verteilung der Erzeugung liber gezielte Standortanreize sinnvoll. Hinsichtlich der
Effizienz eines Kapazitdtsmechanismus ist eine effiziente Allokation der Investi-
tionsmittel in addquate Kapazititen von zentraler Bedeutung. Aufgrund langer

Vorlaufzeiten muss ein Kapazititsmechanismus daher die Investitionsanreize
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zeitgerecht setzen. Dartiber hinaus ist auch bedeutsam, dass die Ausgestaltung
international kompatibel erfolgt. Dazu gehort auch die Berticksichtigung inter-
nationaler Synergieeffekte bei der Kapazitatsvorhaltung im Hinblick auf den eu-
ropdischen Strombinnenmarkt. Nationale Alleingdnge konnen schlief3lich die Ef-

fektivitat und Effizienz von Kapazitatsmechanismen beeintrachtigen.

6. Es sollte sorgfaltig zwischen einem selektiven und einem umfassenden Ka-
pazititsmarkt abgewogen werden. Aus Effizienzgesichtspunkten sollten
keinerlei Einschriankungen hinsichtlich der teilnehmenden Technologien

vorgenommen werden.

Die Kapazititskosten eines selektiven Kapazititsmarktes, der z. B. beschrankt
ist auf neu gebaute Kraftwerke, sind geringer als bei einem umfassenden Kapazi-
tatsmarkt. Zugleich sind jedoch neben den Kapazitatskosten auch die Riickkopp-
lungen zum Energy-only-Markt zu beachten. Bei Einfiihrung eines selektiven
Kapazitatsmarktes stellt hierbei der ,Slippery-Slope-Effekt“ ein zentrales
Problem dar, da er zu einem beschleunigten Umbau des Erzeugungsparks fithren
kann. Grundsatzlich sind bei der Einfiihrung von Kapazititsmechanismen die
Wechselwirkungen mit bestehenden Markten und Mechanismen auch im Hin-
blick auf die libergeordneten Ziele der Energiewende zu reflektieren. Auswirkun-
gen auf den Marktwert der Erneuerbaren Energien sowie mit einem umfassen-
den Kapazititsmarkt einhergehende Umverteilungseffekte wurden in dieser
Studie nicht naher betrachtet und sind daher ein Ankntlipfungspunkt fiir weitere

Untersuchungen.

Ein technologiespezifischer Mechanismus fiihrt aufgrund von Ineffizienzen
grundsatzlich zu hoheren volkswirtschaftlichen Gesamtkosten als ein Mechanis-
mus, der den Wettbewerb zwischen den Technologien zulasst. Eine Technolo-
giespezifizierung kann dabei theoretisch die Erreichung politischer Ziele (z. B.
bezliglich bestimmter Energietrdager) unterstiitzen. Primares Ziel eines Kapazi-
tatsmechanismus sollte die Gewahrleistung der Versorgungssicherheit sein. Eine
gleichzeitige Verfolgung unterschiedlicher Ziele mit einem Instrument wider-
strebt dem Grundsatz ,Ein Instrument pro verfolgtem Zweck®. Zur Wahrung
der Klarheit und Nachvollziehbarkeit des Markt- und Regulierungsdesigns sollte

eine technologische Einschrankung daher nach Moglichkeit vermieden werden.

7. Die sachgerechte Festlegung der Kapazitatsnachfrage ist fiir die Effizienz
des Kapazititsmechanismus essenziell.
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Hierzu bedarf es des europaweit koordinierten Vorgehens, aber auch inner-
halb Deutschlands einer adaquaten Methodik. Letztere muss die stochastische
Uberlagerung von Nachfrageschwankungen, Einspeisung aus erneuerbaren
Energien und Kraftwerksausfallen beriicksichtigen. So wird verhindert, dass
liberméafiige Kapazitatsreserven vorgehalten werden, die die Effizienz des Me-
chanismus negativ beeinflussen. Bei einer dezentralen Ausgestaltung des Kapazi-
tatsmechanismus ist es eine zusatzliche Herausforderung, die Synergien zwi-
schen den Angebots- und Nachfrageportfolien beziiglich der Versorgungssicher-

heit zu berticksichtigen.

. Eine europdisch koordinierte Kapazititsvorhaltung senkt die Kosten und
verhindert Trittbrettfahrerverhalten.

Aktuell wird auch in anderen europdischen Landern die Einfiihrung bzw. Weiter-
entwicklung von Kapazitatsmechanismen ins Auge gefasst oder ist bereits be-
schlossen. Neben regulatorischen Risiken muss das gemeinsame Ziel eines euro-
paischen Strombinnenmarktes bei der Einflihrung von Kapazitatsmechanismen
beriicksichtigt werden. Wahrend nationale Alleingdange zu iiberméafdiger Kapa-
zititsvorhaltung und somit zu Effizienzverlusten von mehreren Milliarden Eu-
ro pro Jahr fiihren, erlauben (moéglichst europaweit) koordinierte Kapazitits-
mechanismen eine Reduzierung der Systemkosten und eine angemessene
Gewadhrleistung der Versorgungssicherheit durch eine gemeinsame Kapazitits-
vorhaltung. Wesentliche Ursache ist eine Verlagerung von Investitionen an giins-
tigere und zentraler gelegene Standorte. Dabei ist zu bedenken, dass die Vorteile
koordinierter Kapazititsmechanismen gegeniiber nationaler Autarkie hinsicht-

lich der Versorgungssicherheit angemessen abgewogen werden miissen.

. Bei asymmetrischer Einfithrung von Kapazititsmechanismen besteht die
Gefahr unerwiinschter Verteilungseffekte.

Wenn Deutschland einen Kapazitaitsmechanismus einfiihrt, wahrend benachbarte
Lander auf eine Einfiihrung verzichten, fithrt dies zu einer einseitigen nationa-
len Belastung. Bei einem umfassenden Kapazitdtsmarkt waren Kapazitatskosten
von mehreren Milliarden Euro pro Jahr zu tragen, wahrend benachbarte Lander
ohne Kapazitatsmarkt durch geringere Preise im Energy-only-Markt profitieren
wiirden (Trittbrettfahrerverhalten). Die Uberwindung dieses unerwiinschten
Verteilungseffekts erfordert eine grenziiberschreitende Koordination bei der

Einflihrung von Kapazitaitsmechanismen. Dies gilt sowohl fiir eine mogliche Ein-
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fiihrung in Deutschland als auch fiir die geplante Einfithrung in Nachbarldandern

wie Frankreich.

10.Die Einbeziehung von Flexibilitaten wie Lastmanagement und Speichern in
Kapazititsmechanismen ist wichtig, vorausgesetzt deren Steuerung erfolgt
in Abhidngigkeit von Knappheitssignalen.

Nachfrageseitige Mafdnahmen koénnen in Knappheitssituationen einen wertvollen
Beitrag zur Systemstabilisierung und damit zur Versorgungssicherheit leisten.
Da das Problem einer geringen Elastizitiat der Nachfrage nicht durch einen Kapa-
zitdtsmechanismus liberwunden werden kann, sollten Mafdnahmen zur Erh6hung
der Nachfrageflexibilitit unabhdngig und méglichst vor der Implementierung ei-
nes Kapazitatsmechanismus umgesetzt werden. Dadurch wiirden die Folgen ei-
nes fehlenden Marktgleichgewichts gemildert und Knappheitspreise im Sinne von
nicht grenzkostenbasierten Preisen im Markt gefunden. Bei einer Integration in
den Kapazititsmarkt muss zudem die Zeit- und Mengenverfiigbarkeit von
nachfrageseitigen Mafdnahmen (und auch Speichern) berticksichtigt werden.

Themenschwerpunkt 2: Regelleistungsmarkte

Mit dem weiteren Ausbau der volatil einspeisenden erneuerbaren Energien steigen in
Zukunft die Herausforderungen bei der Gewahrleistung von Versorgungssicherheit und
Systemstabilitdt. Eine wesentliche Rolle kommt dabei den Regelleistungsmarkten zu, die
den kurzfristigen Ausgleich von Schwankungen sicherstellen. Hier ist besonderes Au-
genmerk auf die Ausgestaltung der Produkte bzw. deren Qualitdtsanforderungen zu le-
gen. Der Bedarf an Flexibilitdt in den Kurzfrist- und Regelleistungsmarkten wiederum
wird aufder durch Nachfrageschwankungen und ungeplante Produktionsausfalle durch

die zunehmende Einspeisung fluktuierender erneuerbarer Energien determiniert.

Vor diesem Hintergrund wurden im Forschungsprojekt DESIRE Méglichkeiten zur Wei-
terentwicklung von Kurzfrist- und Regelleistungsmarkten untersucht. Neben einer Ana-
lyse des zukiinftigen Flexibilitats- und Regelleistungsbedarfs wurden Quellen von Flexi-
bilitidt sowie alternative Ausgestaltungsmoglichkeiten sowohl qualitativ als auch quanti-
tativ bewertet. Die Untersuchungsergebnisse lassen sich in folgenden Kernaussagen zu-

sammenfassen:

1. Ein System mit einem hohen Anteil erneuerbarer Energien benétigt ausrei-
chende Flexibilitaten.
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Der steigende Anteil dargebotsabhangiger Erzeugung und die damit verbunde-
nen Schwankungen erhéhen die vom System zu bewaltigenden Gradienten.
Durch den stetigen Zubau erhéhen sich sowohl die Erzeugungsgradienten der er-
neuerbaren Energien als auch die Residuallastgradienten, die vom Versorgungs-
system auszugleichen sind. Besonders unsicher sind derzeit die Auswirkungen
des Ausbaus der Offshore-Windenergie. Hier ist zu priifen, wie sich die Prognose-

glite der Windleistungsprognosen sowie die Gradienten entwickeln.

Abweichungen der Wind- und Photovoltaikeinspeisung von der Einspeiseprog-
nose verursachen untertdgigen Anpassungsbedarf. Bei steigendem Anteil der er-
neuerbaren Energien gewinnen daher effiziente Intraday-Markte an Bedeutung.
Die Effizienz der Markte wird neben dem Markt- und Produktdesign auch durch

die Prognosegiite und Verfahren zur Regelleistungsbemessung determiniert.

. Das deutsche Energieversorgungssystem verfiigt bereits iiber ein hohes
Maf an flexiblen Kraftwerken, Speichern und Verbrauchern.

Zentrale und dezentrale Erzeugungsanlagen und ebenso erneuerbare Energien
kénnen wesentliche Flexibilititen zur Verfligung stellen. Durch die Weiterent-
wicklung der Kraftwerkstechnologien und der Informations- und Steuerungssys-
teme wird die Flexibilitiat insbesondere iiber grofiere Gradienten und einen nied-
rigeren Teillastbetriebspunkt gesteigert. Durch die Dargebotsabhangigkeit sind
bei Windenergie und Photovoltaik nur einseitige, nicht dauerhaft planbare Flexi-
bilititen vorhanden (Einspeisereduktion). Ein gedrosselter Betrieb wird aus kli-

mapolitischen und 6konomischen Griinden nur in Ausnahmefallen sinnvoll sein.

Speicher kénnen aufgrund ihrer schnellen Regelfahigkeit sowie der grofden Leis-
tungsbandbreite zwischen Vollbezug und Volleinspeisung einen wertvollen Bei-
trag zur Systemstabilitat und Marktoptimierung leisten. Derzeit ist bei den Spei-
chern zwischen technisch ausgereiften und wirtschaftlich nutzbaren Technolo-
gien (z.B. Pumpspeicherkraftwerke), technisch ausgereiften und derzeit noch
unwirtschaftlichen Systemen (z. B. Batterien) sowie Technologien im Entwick-
lungsstadium (z. B. Power-to-Gas) zu unterscheiden. Auch das Speichervolumen
ist ein wesentliches Unterscheidungselement, da z. B. grofe Wasserspeicher liber

Monate, Schwungradspeicher aber nur tiber kurze Zeitraume speichern.

Ebenso konnen Verbraucher durch Zu- und Abschaltung Flexibilitat zur Verfi-
gung stellen. Zu unterscheiden sind industrielle Grofdprozesse, die punktuell hohe
Flexibilititen bereitstellen konnen, und andere Verbrauchergruppen wie Haus-
halte oder Gewerbe, die durch Speicherheizungen, Warmepumpen und neue An-

wendungen wie Elektromobilitat regelbare Lasten bereithalten.
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3. Eine verbesserte Prognosegiite der Einspeisung aus erneuerbaren Energien
und effiziente Kurzfristmirkte reduzieren den Regelleistungsbedarf.

Der tatsachliche Regelleistungsbedarf ist stark von der Effizienz der Kurzfrist-
markte (z. B. 15-Minuten-Handel) und der internationalen Vernetzung abhangig.
Durch grenziiberschreitende Ausgleichseffekte und untertagige Handelsméglich-
keiten konnen Prognoseabweichungen vor Einsatz der Regelleistung kompen-

siert werden.

Der Regelleistungsbedarf wird in Zukunft weniger durch Lastprognosefehler und
ungeplante Kraftwerksausfdlle, sondern zunehmend von den Prognosefehlern
der erneuerbaren Energien bestimmt. Ohne die Weiterentwicklung von Progno-
severfahren ist bis 2020 mit einem deutlich steigenden Regelleistungsbedarf zu
rechnen. Dariiber hinaus tragen verbesserte Verfahren zur Regelleistungsbemes-
sung (beispielsweise dynamische bzw. adaptive Ansitze) zur Reduzierung der

ausgeschriebenen Regelleistungsbedarfe bei.

4. Lange Produktzeitscheiben fithren zu Opportunititskosten bei der Vorhal-
tung positiver Regelleistung und damit zu hoheren Regelleistungspreisen.

Bei einem funktionierenden Markt wird der Regelleistungspreis wesentlich durch
die Opportunitatskosten der Kraftwerksbetreiber bestimmt. Da das Grenzkraft-
werk keine Opportunitatskosten im Spotmarkt aufweist, ist es a priori das kos-
teneffizienteste Kraftwerk, um die Reservevorhaltung zu erfiillen. Kraftwerke mit
niedrigeren variablen Kosten haben Opportunitatskosten durch entgangene Erlo-
se, Kraftwerke mit hoheren variablen Kosten Opportunitatskosten durch Verkauf
im Spotmarkt unter Grenzkosten. Bei langeren Produktzeitscheiben wechselt das
Grenzkraftwerk im Spotmarkt innerhalb des Produktzeitraums, daher wird jedes
einzelne Kraftwerk einen positiven Regelleistungspreis zur Kompensation seiner
Opportunitatskosten verlangen. Bei kurzen Produktzeitscheiben, z. B. stiindlich,
ergibt sich hingegen ein niedrigerer Regelleistungspreis fiir positive Regelleis-

tung, da jeweils ein effizienter Dispatch realisiert werden kann.

5. Neu strukturierte Ausschreibungsbedingungen ermoglichen eine effizien-
tere Regelleistungsvorhaltung.
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Eine weitere Verkleinerung von Produktzeitscheiben, Vorlauf- und Vorhaltedau-
ern sowie Mindestlosgrofien erhoht die Anbietervielfalt und den Wettbewerb.
Durch die damit verbundene verbesserte Integration von Flexibilitdten ist mit ei-

ner weiteren Kostendegression zu rechnen.

Die Verfahren zur Regelleistungsbemessung und somit die dauerhaft kontinuier-
liche Ausschreibung des Regelleistungsvolumens sind zeitabhdngig auszugestal-
ten. Hierdurch konnen die Vorhalteleistung vor allem in den Nebenzeiten redu-

ziert und damit die volkswirtschaftlichen Kosten gesenkt werden.

Weiterhin konnen durch veranderte Produktzeitscheiben situative Anpassungen
der Reservevorhaltung an den tatsachlichen Regelenergiebedarf vorgenommen
werden. In Summe wird hier durch einen Angebots- (Erh6hung) und Nachfra-

geeffekt (situative Ausschreibung) eine deutliche Effizienzsteigerung ermoglicht.

Die zeitlich entkoppelte Ausschreibung positiver sowie negativer Regelleistung
kann durch die bessere Ausnutzung der Kapazitdten von Marktteilnehmern im
Teillastbereich zu einer Angebotserh6hung fiihren. Hier sind weitere Untersu-
chungen tber die Reihenfolge anzustellen, da erste Analysen technologieabhan-

gige Vor- und Nachteile aufgezeigt haben.

. Regelleistungsprodukte mit einem Zeithorizont von iuiber einem Tag sind
fiir die Versorgungssicherheit nicht erforderlich.

Regelenergiemadrkte sind nicht zur Gewadhrleistung der langfristigen Versor-
gungssicherheit und addquater Erzeugungskapazititen im europdischen Ver-
bundsystem verantwortlich. Die Notwendigkeit einer ,Windreserve® im Sinne ei-
nes speziellen Regelleistungsmarkt-Produktes zur Uberbriickung einer ,Dunklen
Flaute“ konnte nicht bestatigt werden. Davon unbenommen muss im technischen
Sinne ausreichend flexible und verfiigbare Reserve im System vorgehalten wer-
den. Die Bereitstellung langfristig ausreichender Kraftwerkskapazitaten ist tiber
einen effizienten Energy-only-Markt und gegebenenfalls weitere marktbasierte
Mechanismen (vgl. Kapazititsmechanismen) anzureizen. Weiterhin bietet das
deutsche bzw. europdische Versorgungssystem ausreichend Flexibilititen zum
Ausgleich entsprechender Ereignisse. Das Marktprodukt einer langlaufenden Re-

gelenergie ist dementsprechend nicht erforderlich.

. Dezentrale Regelleistungs- und Verstetigungsmechanismen sind von
volkswirtschaftlicher Ineffizienz gepragt und aus diesen Griinden abzu-
lehnen.
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Die Effizienz dezentraler Regelleistungsmarkte sowie vorgeschalteter Versteti-
gungskonzepte wurde im Rahmen der Untersuchungen negativ beurteilt. Wesent-
lich sind dabei die teilweise vorherrschende Marktmacht und verloren gehende
ausgleichende Portfolioeffekte. Weiterhin konterkarieren dezentrale Markte die
iibergeordneten Entwicklungen zu einem europaweiten Regelverbund. So hat die
Praxis in Bezug auf den in Deutschland gestarteten Netzregelverbund eine hohe
Effizienz gezeigt. Auch ein libergreifender Handel von Flexibilititen auf einem
yFlexibilitdtsmarkt” erscheint nicht zielfiihrend. Zum einen ist der Ausgleich von
Prognosefehlern durch Kurzfrist- und Regelenergiemarkte geregelt. Zum anderen
zielen auch Verstetigungszertifikate auf eine lokale Verstetigung ab, die aufgrund

von Redundanzen zu Ineffizienzen fiihrt.

. Anreizmechanismen zur Fahrplantreue stiitzen einen geringen Regelleis-

tungseinsatz.

Eine hohe Fahrplantreue je Bilanzierungseinheit reduziert den Regelleistungsbe-
darf deutlich. Es sind somit Anreizmechanismen beizubehalten und weiterzu-
entwickeln, die diese Treue incentivieren. Besonders geeignet sind hierbei Pona-
lisierungssysteme und Ausgleichsmechanismen, die besonders hohe absolute
Abweichungen vom Fahrplan bestrafen. Jedoch ist darauf zu achten, dass keine
Eintrittsbarrieren fiir neue Marktteilnehmer geschaffen werden. Im Wesentlichen
sind dafiir in Deutschland die Regeln zur Berechnung der Ausgleichsenergieprei-

se weiterzuentwickeln.

. Eine gemeinsame Beschaffung von Leistung fiir Redispatch und Regelleis-

tung iiber eine kraftwerksscharfe Plattform kénnte dazu beitragen, Ineffi-

zienzen zu vermeiden.

Sowohl fiir den Redispatch zur Behebung von Netzengpassen als auch fiir die Er-
bringung von Regelleistung werden flexible Erzeugungs-, Speicher- und Nachfra-
gekapazitiaten benotigt. Wenn Kapazitdten fiir beide Mafdnahmen separat be-
schafft werden, besteht die Gefahr von Ineffizienzen, da z. B. Kraftwerke bereits
fir die Regelleistungsbereitstellung verplant worden sind, deren Leistung im

Rahmen des Redispatch verandert werden soll.

Eine gemeinsame Beschaffung von Leistung fiir Redispatch und Regelleistung
tiber eine kraftwerksscharfe Plattform analog zum Regulating Power Market in

Skandinavien wurde im vorliegenden Projekt nicht detailliert untersucht, stellt
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aber gleichwohl einen vielversprechenden Ankniipfungspunkt fiir weitere For-

schungsarbeiten dar.

Themenschwerpunkt 3: Engpassbewirtschaftung und Netze

Die zukinftige Ausgestaltung des Netzengpassmanagements ist ein wesentlicher Aspekt
des europdischen Strommarktdesigns. Nicht zuletzt wegen des starken Anstiegs der Ka-
pazitaten aus erneuerbaren Energien und der damit einhergehenden Netzengpéasse im
deutschen Ubertragungsnetz gewinnen Netzausbau und ein effizientes Engpassma-
nagement verstarkt an Bedeutung.

Im Vordergrund der Untersuchung standen daher eine gesamtwirtschaftliche Kosten-
Nutzen-Analyse des Netzausbaus sowie eine Analyse alternativer Netzengpassmanage-
ment-Methoden. Die Untersuchungsergebnisse lassen sich in folgenden Kernaussagen

zusammenfassen:

1. Das Stromnetz ist das Riickgrat der Versorgungssicherheit. Fiir die Umset-
zung der Energiewende ist daher eine Uberwindung der Netzausbauverzé-
gerungen in Verbindung mit einem effizienten Netzengpassmanagement

dringend geboten.

Verzogerungen beim Netzausbau kénnen in Verbindung mit dem Ausbau dezent-
raler erneuerbarer Energien insbesondere in lastfernen Regionen und der Ab-
schaltung von Kernkraftwerken zu kritischen Netzengpasssituationen und letzt-

lich zu einer Gefahrdung der Systemstabilitat fiihren.

Auch wenn der Netzausbau gegentiber dem Redispatch als vorteilhaft bestatigt
wird, erfordern die auftretenden Verzégerungen beim Netzausbau ein effektives
und effizientes Management von Netzengpdssen zur Gewdhrleistung der Sys-

temstabilitat.

2. In Ubergangsphasen kann Redispatch eine Lésung darstellen, um Kritische
Netzsituationen zu beherrschen.

Die Abwagung zwischen Netzausbau und der Inkaufnahme von Redispatch ist

nicht nur, aber auch eine wirtschaftliche Frage.

Im Einzelfall kann die Abwagung stark unterschiedlich ausfallen, da z. B. die ortli-

chen Gegebenheiten den Netzausbau erschweren oder verteuern.

Das Maf3 der notwendigen Redispatch-Mafdnahmen bei gegebenem Netz ist stark

von der raumlichen Ansiedlung der Erzeugungseinheiten abhingig.
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Langfristig und grundsatzlich betrachtet weisen die Modellrechnungen deutlich
auf einen finanziellen Vorteil des Netzausbaus gegeniiber dem Redispatch
hin.

3. Netzausbauverzogerungen in Verbindung mit Kraftwerksstilllegungen vor
allem in Siiddeutschland und Kraftwerksneubauten in den nordlichen Re-
gionen fiihren zu strukturellen Engpassen in Richtung Siiddeutschland. Die
Einfiihrung von Preiszonen innerhalb Deutschlands kann dabei einen Bei-
trag zur Reduzierung des verbleibenden Redispatch-Bedarfs und somit zur
Gewahrleistung der Versorgungssicherheit leisten.

Bis 2020 ist bei weiteren Netzausbauverzogerungen mit einem Anstieg des Re-
dispatch-Bedarfs auf rund 7 TWh pro Jahr zu rechnen. Eine Betrachtung alterna-
tiver Netzengpassmanagement-Methoden hat ergeben, dass die Einfithrung von
Zonal Pricing bzw. Market Splitting in Deutschland strukturelle Engpadsse

entlasten kann.

Die dann regionalen Strompreise wirken sich gegenlaufig auf Verbraucher und
Erzeuger aus. Diese Verteilungseffekte wurden hier nicht ndaher untersucht, soll-
ten aber bei der Ausgestaltung gegeniiber dem Zugewinn an Versorgungssicher-
heit sorgfaltig abgewogen werden.

Es wurde gezeigt, dass bereits durch Einfiihrung von zwei Preiszonen und den
damit verbundenen optimierten Kraftwerkseinsatz der Bedarf an manuellen
Eingriffen und damit das Versorgungssicherheitsrisiko durch einen erleichterten
Netzbetrieb reduziert werden kénnen. Des Weiteren lassen sich in Stunden mit
hoher Windeinspeisung Transit- und Ringfliisse tiber die benachbarten Lander

verringern.

4. Die Integration europdischer Flexibilititen erfordert aufgrund begrenzter
Kuppelkapazitaten eine raumlich differenzierte Betrachtung und Einbezie-
hung des Netzengpassmanagements.

Bereits heute erfolgt ein grenziiberschreitender Austausch von Flexibilitdten in
Form von Fahrplanenergie und Systemdienstleistungen. Die voranschreitende In-
tegration der nationalen Strommarkte erdffnet zusatzliche Moglichkeiten zur

Einbeziehung grenziiberschreitender Flexibilitdtsoptionen.

Da die verschiedenen Flexibilititsoptionen substituierbar sind, ist ein wettbe-

werbliches Umfeld zur Allokation eines effizienten Portfolios von Flexibilititen
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Grundvoraussetzung. Mit dem aktuellen europdischen Marktdesign besteht ein

prinzipiell geeigneter Rahmen.

Dabei sind kurzfristig 6konomische und regulatorische Hemmnisse abzubauen.
Vor allem kurzfristigere Produkte, Ausschreibungsdauern und Handelsschluss-
zeiten in den einzelnen Markten begiinstigen die Bereitstellung von Flexibilitats-
optionen. Bei langfristigen Investitionsanreizen sind einseitige Forderungen zum
Abbau technischer Hemmnisse zu vermeiden, da diese zu Verzerrungen und Inef-

fizienzen fuhren kénnen.

5. Die Einfiihrung eines ,Verstetigungszertifikatehandels” wurde gepriift und
negativ bewertet.

JVerstetigungszertifikatehandel” ist ein Oberbegriff fiir Mafdnahmen zur unterla-
gerten Vergleichmafdigung der Auslastung der Bilanzkreise (Erzeuger und Ver-
braucher).

Prognosefehler hinsichtlich der Nachfrage und der Einspeisung von fluktuieren-
den erneuerbaren Energien verursachen Bilanzkreisabweichungen und Aus-

gleichsenergiebedarf.

Ein Handel von Flexibilitdten mittels Verstetigungszertifikaten als Produkt auf ei-
nem ,Flexibilititsmarkt” als eine alternative Anpassung der Netznutzung und des
Bilanzkreis-Wesens erscheint nicht zielfiihrend. Zum einen ist der Ausgleich von
Prognosefehlern durch Kurzfrist- und Regelenergiemarkte geregelt. Zum anderen
zielen Verstetigungszertifikate auf eine dezentrale Verstetigung ab, die aufgrund

von Redundanzen zu Ineffizienzen fihrt.

Schlussfolgerungen und Empfehlungen

Mit dem weiteren Ausbau fluktuierender erneuerbarer Energien steigen in Zukunft die
Herausforderungen fiir die Gewdahrleistung der Versorgungssicherheit und Systemstabi-
litat. Bei der Fortfithrung des Transformationsprozesses hin zu einem System mit (nahe-
zu) 100 % erneuerbaren Energien kommt der Weiterentwicklung des aktuellen Markt-
und Regulierungsdesigns eine wesentliche Bedeutung zu. Denn nur wenn Markt und
Regulierung nicht falsche oder inkonsistente Anreize setzen, wird es moglich sein, den
Umbau des Elektrizitdtssystems erfolgreich abzuschliefen, ohne Versorgungssicherheit

und Wirtschaftlichkeit zu vernachldssigen.



XVI

DESIRE Endbericht

Diese Studie untersucht daher ausgehend vom aktuellen Marktdesign mogliche Anpas-
sungen und Weiterentwicklungen. Dabei wird auf Kapazitits- und Flexibilititsmirkte
sowie auf Kurzfrist- und Regelleistungsmirkte und das Netzengpassmanagement

fokussiert.

Herausforderungen und idealisiertes Modell des Energy-only-Marktes

Der teilweise unerwartet hohe Ausbau erneuerbarer Energien, insbesondere der
Photovoltaik, in den vergangenen Jahren hat zu Verwerfungen im deutschen Strom-
markt gefiihrt. Auch weitere Faktoren wie die Finanz- und Wirtschaftskrise und ihre
Nachwirkungen mit verringertem Wirtschaftswachstum in Europa oder die durch die
kostenfreie Allokation von COz-Zertifikaten bis Ende 2012 verursachten Anreize zum
Weiterbetrieb alter Kraftwerke? tragen dazu bei, dass der Strommarkt derzeit durch
starke Ungleichgewichte gepragt ist. Zusammen mit dem beschleunigten Kernener-
gieausstieg, Veranderungen bei der Forderung der erneuerbaren Energien, ge-
planten weiteren Kraftwerksstilllegungen und erheblichen Preisschwankungen auf
den Brennstoff- und CO2-Markten - die teilweise mit den anderen Faktoren verbunden
sind - hat dies zu einem hohen Maf3 an Unsicherheit beziiglich der zukiinftigen Ent-
wicklung gefiihrt.

Zudem ist deutlich geworden, dass die Verfolgung langfristiger Ziele - wie der Umbau
des deutschen Energiesystems — nicht ausschliefdt, dass es kurzfristig zu erheblichen
Abweichungen kommt. Daraus folgt, dass Marktdesign und Regulierung sowohl kurzfris-
tig als auch langfristig angemessene Anreize setzen miissen, um gravierende Konse-
quenzen im Strommarkt zu verhindern und trotz der teilweise irreduktiblen Unsicher-
heiten ein effizientes Funktionieren des Systems zu ermdéglichen. Die Realitat weicht

also in verschiedenen Aspekten teils erheblich von einem idealtypischen Markt ab.

Nach dem Konzept des sogenannten Peak-Load-Pricing ergibt sich im idealisierten
Markt bei gegebener Zahlungsbereitschaft der Nachfrager und damit gegebener Nach-
frage im Gleichgewicht die optimale Erzeugungskapazitidt.? Ohne Marktversagen fiihrt
ein funktionsfahiger Wettbewerb in Knappheitszeiten zu optimalen Preisaufschldagen
und ermoglicht damit die Refinanzierung von Erzeugungskapazititen. Dementspre-

chend wiirde ein solcher theoretisch idealisierter Energy-only-Markt ohne Marktversa-

2 Vgl. z. B. Weber/Vogel (2014).

® Die 6konomische Wohlfahrtstheorie hat grundsétzlich gezeigt, dass freier Wettbewerb im Markt zu den best-
mdglichen Wohlfahrtsergebnissen fihrt, solange gewisse Pramissen erfullt sind und es nicht zu Marktversa-
gen kommt. Zu diesen Pramissen gehdren insbesondere die Abwesenheit von Marktmacht, die Subadditivitat,
die vollstdndige Information der Akteure und die eindeutige Zuordnung von Eigentumsrechten. Dies gilt
auch fur den Strommarkt, sofern man davon ausgeht, dass die Ausschlie3barkeit bei der Stromlieferung in
jeder Situation gegeben ist. Dies fiihrt hier zum idealisierten Modell des Energy-only-Marktes.
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gen addquate Investitionsanreize setzen und zu effizienten, wohlfahrtsmaximierenden

Marktergebnissen flihren.

Neben den angedeuteten Marktverzerrungen durch den unerwartet hohen Ausbau von
erneuerbaren Energien und die damit einhergehenden Uberkapazititen sind jedoch zu-
kiinftig weitere Aspekte fiir das Funktionieren des Energy-only-Marktes wesentlich. Ein
mogliches Versagen des Energy-only-Marktes als Investitionssignal lasst sich dabei

auf drei wesentliche Probleme reduzieren:
- Eine kurzfristig nicht reagible bzw. inflexible Nachfrage,
- hohe Risiken aufgrund sehr volatiler Preise sowie

- lange Vorlaufzeiten beim Kraftwerksneubau.
Dabei kann eine inflexible Nachfrage dazu fiihren, dass der Markt nicht in ein Gleichge-
wicht tberfiihrt werden kann, da die Nachfrage das kurzfristig verfligbare Angebot
libersteigt. Zudem konnen volatile Preise erhebliche Unsicherheiten induzieren und In-
vestitionen verhindern. Die Risiken starker Preisschwankungen werden durch die lan-

gen Vorlaufzeiten bis zur Inbetriebnahme eines Kraftwerks verstarkt.

Neben der langfristigen Allokation von Erzeugungskapazitiaten bzw. Flexibilitaten steigt
in Zukunft die Bedeutung der kurzfristigen Koordination des Kraftwerkseinsatzes und
der Nutzung weiterer Flexibilitaten. Dabei sind effiziente Anreize sowohl in zeitlicher
als auch raumlicher Perspektive wesentlich. In einem System mit hohem Anteil an er-
neuerbaren Energien ist die Ausgestaltung von Kurzfrist- und Regelleistungsmark-
ten sowie dem Netzengpassmanagement somit nicht nur auf die langfristige, sondern

auch auf die kurzfristige Effizienz auszurichten.

Abschlief3ende Empfehlungen

Vor diesem Hintergrund ergeben sich folgende Empfehlungen fiir das zukiinftige Markt-

und Regulierungsdesign.

Die Einfiihrung von Kapazititsmechanismen in Deutschland ist langfristig vorteil-
haft. Viele Aspekte deuten darauf hin, dass der Energy-Only-Markt scheitern kann, ins-
besondere wenn in einem zukiinftigen regenerativ dominierten Energiemarkt in grofiem
Umfang gesicherte Leistung fiir wenige Stunden im Jahr vorgehalten werden muss. Dann
sind Erzeugungsinvestitionen mit sehr hohen Risiken verbunden. Durch einen Kapazi-
tatsmechanismus kann eine Risikominderung beziiglich der erheblich schwankenden

Preise erfolgen.
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Eine Strategische Reserve gewihrleistet zwar mittelfristig die Versorgungssicher-
heit, tragt jedoch nicht zur Reduzierung von Investitionsrisiken bei. Demgegeniiber sen-
ken Kapazititsmarkte abhingig von der Ausgestaltung hinsichtlich Vertragsdauer und
systematischer Uberkapazititen das Investitionsrisiko und tragen zur langfristigen

Gewihrleistung der Versorgungssicherheit bei.

Die sachgerechte Festlegung der Kapazitatsnachfrage ist fiir die Effizienz von Kapa-
zitditsmechanismen essenziell. Hierzu bedarf es eines europaweit koordinierten Vor-
gehens, aber auch innerhalb Deutschlands einer addaquaten Methodik. Dabei sollte in
einem System mit hohem Anteil an erneuerbaren Energien eine ausreichende freie Leis-
tung in jeder Stunde und weniger die gesicherte Leistung fiir die Bewertung der Versor-

gungssicherheit herangezogen werden.

Grundsatzlich konnen nachfrageseitige Mafnahmen in Knappheitssituationen einen
wertvollen Beitrag zum Ausgleich von Angebot und Nachfrage und damit zur Versor-
gungssicherheit leisten. Aus diesem Grund ist die Erschlief3ung von Flexibilitiatspo-
tenzialen und deren Steuerbarkeit in Abhdngigkeit von Knappheitssignalen bei Einfiih-
rung eines Kapazititsmechanismus (und auch sonst) wesentlich.

Das deutsche Energieversorgungssystem verfiigt aktuell iiber ein hohes Maf? an flexiblen
Kraftwerken, sodass kurzfristig lediglich bedingt durch Netzengpasse lokale Knapphei-
ten an Flexibilitat auftreten. Der weitere Ausbau erneuerbarer Energien in Verbindung
mit Netzausbauverzogerungen wird diese lokalen Knappheiten wahrscheinlich verstar-
ken, sodass die Einbeziehung europiischer Flexibilitatspotenziale an Bedeutung

gewinnt.

Zur Deckung des zukiinftigen Flexibilititsbedarfs durch zusatzliche nachfrageseitige
Mafdnahmen ist bereits heute ein beachtliches technisches Flexibilitatspotenzial vor-
handen. Das tatsachlich erschlief3bare Marktpotenzial hingt bei gegebener Steuer-
barkeit stark von den Anreizen zur Bereitstellung von Flexibilitat ab. Zur verbesserten
Integration von Flexibilitaten stellen die bereits geplante Einfiihrung von Viertelstun-
denprodukten auch im Day-Ahead-Markt sowie eine Verkiirzung der Ausschrei-
bungszeitraume und Produktlaufzeiten an den Regelleistungsmirkten vielver-

sprechende Mafdnahmen dar.

Neben einer Weiterentwicklung von Regelleistungsmarkten hinsichtlich Ausschrei-
bungs- und Produktdauern kénnen alternative (situative oder adaptive) Verfahren zur
Bemessung des Reservebedarfs sowie verbesserte Anreizmechanismen zur Fahr-

plantreue den Regelleistungs- und Regelenergiebedarf reduzieren.
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Fiir die Umsetzung der Energiewende ist eine Uberwindung von Netzausbauverzoge-
rungen in Verbindung mit einem effizienten Netzengpassmanagement von zentraler
Bedeutung. Dabei wird Redispatch in Ubergangsphasen eine Losung darstellen, um
kritische Netzsituationen zu beherrschen. Die Einfiihrung von Preiszonen innerhalb
Deutschlands kann zudem in einer Ubergangsphase einen Beitrag zur Reduzierung des
Redispatch-Bedarfs bereits im Vorfeld und somit zur Sicherstellung der Systemstabili-
tat leisten. Vor einer moglichen Entscheidung fiir Preiszonen sollten die erwdhnten posi-
tiven Effekte auf die Versorgungssicherheit im Einzelnen quantifiziert und anderen,
moglicherweise negativen Auswirkungen z. B. auf Transaktionskosten, Liquiditat der
entstehenden Teilmédrkte und Entkopplung von Spot- und Terminmarkt sowie Umver-

teilungseffekten innerhalb der Preiszonen sorgfaltig gegeniibergestellt werden.

Eine gemeinsame Beschaffung von Leistung fiir Redispatch und Regelleistung iiber eine

kraftwerksscharfe Plattform kénnte zudem dazu beitragen, Ineffizienzen zu vermeiden.

Bei der Weiterentwicklung des Markt- und Regulierungsdesigns sind schliefilich die
Wechselwirkungen zwischen den genannten Markten und Mechanismen wesent-
lich. Denn das Verhalten der Akteure und damit die Wechselwirkungen werden durch
die zeitliche Abfolge und auch durch die relevanten Knappheiten und Opportunitaten
beeinflusst. So steht das Gebot fiir Sekundarregelleistung bei wochentlicher Ausschrei-
bung beispielsweise in Wechselwirkung mit den erwarteten Opportunitdaten im Spot-

markt.

Auf dem Weg hin zu einem System mit hohem Anteil an erneuerbaren Energien sind
auch die Interdependenzen der Forderung erneuerbarer Energien mit Kurzfrist-
und Regelleistungsmarkten, Netzengpassmanagement sowie mit moglichen Kapazitats-
und Flexibilititsmarkten zu berticksichtigen. Dies gilt insbesondere bei tiefen und irre-
versiblen Markteingriffen wie im Falle der Einfiihrung eines Kapazitatsmechanismus.
Daher sollten die verschiedenen Anpassungen im Marktdesign gemeinschaftlich und
aufeinander abgestimmt umgesetzt werden, sodass ein neues, integriertes Marktdesign

erreicht wird.
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1 Problemstellung und Zielsetzung des Vorhabens

1.1 Gesamtziel des Vorhabens

Das deutsche Stromversorgungssystem ist durch eine zunehmende Anzahl von Erzeu-
gungsanlagen mit fluktuierender Einspeisung aus erneuerbaren Energien gekennzeich-
net. Auch unter dem in der Umsetzung befindlichen reformierten Erneuerbare-
Energien-Gesetz (EEG) mit einer verbesserten Steuerung des Ausbaus der erneuerbaren
Energien ist in den kommenden Jahren mit einem weiteren Zubau von dargebotsabhan-
gigen Erzeugungstechnologien aus erneuerbaren Energien wie Photovoltaik und Wind-
energie zu rechnen. Diese Entwicklung verlangt eine hohere Flexibilitat des Energiesys-
tems und stellt neue Anforderungen an die Gewahrleistung der Netzstabilitat und Ver-
sorgungssicherheit.

Daher ist zu untersuchen, wie die bestehenden Regelungen zur Marktausgestaltung ver-
andert werden miissen, um den Ubergang in ein flexibles zukunftsfihiges System mit
einem hohen Anteil von Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien zu ermoglichen.

Dabei sind folgende Fragestellungen von zentraler Bedeutung:

= Welche Anforderungen, Chancen und Risiken sind mit der Einfithrung von Ka-

pazititsmechanismen verbunden?

=  Welche Moglichkeiten zur Weiterentwicklung von Kurzfrist- und Regelleis-
tungsmirkten gibt es und wie kann eine verbesserte Integration von Flexibilita-

ten erfolgen? Sind gegebenenfalls zusatzliche Flexibilitatsmérkte einzufiihren?

=  Welche Moglichkeiten zur Weiterentwicklung des aktuellen Netzengpassma-
nagementsystems gibt es und wie kann eine verbesserte Koordination zwi-

schen Netz und Markt erfolgen?

= Welche Interdependenzen zwischen Kurzfrist- und Regelleistungsmarkten,
Netzengpassmanagement, Forderung erneuerbarer Energien und méglichen Ka-
pazitatsmarkten sind bei einer Weiterentwicklung des aktuellen Marktdesigns zu

berticksichtigen?

1.2 Methodisches Vorgehen

Das Vorgehen dieser Studie basiert auf einer Kombination unterschiedlicher Methoden.
Es werden sowohl empirische und qualitative Analysen als auch quantitative Modell-

rechnungen angewandt.
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1.2.1 Empirische und qualitative Analysen

Die empirischen und qualitativen Analysen fokussieren auf die Anforderungen an sowie

Anreiz- und Wechselwirkungen zwischen den betrachteten Markten und Mechanismen.

Als Ausgangspunkt wird ein Uberblick iiber das aktuelle Strommarktdesign mit seinen
verschiedenen Akteuren, Produkten und politischen Instrumenten gegeben, auf dem die
weiteren Betrachtungen aufsetzen. In diesem Zusammenhang wird auch erortert, wie
die unterschiedlichen Elemente des Strommarktdesigns zum Erreichen der iibergeord-

neten Ziele des energiepolitischen Zieldreiecks zusammenwirken (sollten).

Im Hinblick auf Kapazitditsmechanismen wird zunachst die grundsatzliche Notwendig-
keit ihrer Einrichtung diskutiert. Anschlief3end wird ein Kriterienkatalog entwickelt, der
als Bewertungsmaf3stab fiir Kapazitditsmechanismen dienen soll. Dies ermoglicht bereits
teils ohne konkrete Simulationen, Aussagen zu bestimmten Mechanismen wie der Stra-
tegischen Reserve zu treffen. Da einige Formen von Kapazitdtsmechanismen im Rahmen
einer Marktsimulation schwierig zu differenzieren sind, wie z. B. zentrale und dezentrale
Kapazititsmechanismen, werden die entscheidenden Unterschiede beschrieben und
gegeneinander abgewogen. Hierbei spielt u. a. auch die Einbindung von Lastmanage-
ment, Speichern und anderen Flexibilitdten eine ausschlaggebende Rolle. Abschliefend
werden bestehende Vorschlige zur Ausgestaltung eines Kapazititsmechanismus auf

Basis der Modellrechnungen und des entwickelten Kriterienkatalogs bewertet.

Fir die Weiterentwicklung der Regelreservemarkte werden insbesondere die Quellen
von Flexibilitdt und ihre Bedeutung fiir die Regelreserve analysiert, um eine solide Aus-
gangsbasis flir anschliefdende Berechnungen zu schaffen. Hierzu wurden u. a. umfassen-
de Erhebungen zum Demand-Side-Management-Potenzial industrieller Verbraucher
angestellt. Diese berticksichtigen insbesondere die Zeit- und Mengenverfligbarkeit ver-
schiedener Industrieprozesse fiir eine temporiare Reduzierung oder Anhebung der
Stromnachfrage. Weiterhin werden auch alternative Ausgestaltungsmoglichkeiten und
mogliche zusatzliche Produkte, wie z. B. eine langfristige Reserve fiir Zeiten mit geringer

Einspeisung erneuerbarer Energien, qualitativ diskutiert.

Um derzeitige und alternative Mafdnahmen zur Engpassbewirtschaftung bewerten zu
konnen, werden allgemeine Anforderungen an das Netzengpassmanagement formuliert.
Dabei werden auch internationale Erfahrungen einbezogen. Uber qualitative Analysen
sollen Hemmnisse dezentraler Flexibilitatsbereitstellung aufgedeckt und alternative
Moglichkeiten zur Netznutzungstarifierung aufgezeigt werden. Des Weiteren werden
alternative Vorschlage zu Flexibilititsmechanismen, die z. B. eine Verstetigung der Ein-

speisung auf unterlagerter Netzebene anreizen sollen, vorgestellt und bewertet.



Problemstellung und Zielsetzung des Vorhabens

Auf Basis der qualitativen, empirischen sowie quantitativen Untersuchungen werden
abschliefdend die Wechselwirkungen zwischen einzelnen Markten und Instrumenten
betrachtet sowie Empfehlungen fiir das Vorgehen hinsichtlich der Weiterentwicklung

des Strommarktdesigns ausgesprochen.

1.2.2 Quantitative Marktanalysen

Ergdnzend zu den empirischen und qualitativen Untersuchungen werden quantitative
Marktsimulationen durchgefiihrt. Hierbei kann zum einen auf bestehende und langer-
probte Modelle des Forschungskonsortiums zuriickgegriffen werden, zum anderen wer-
den neue Modelle entwickelt, die eine gezielte Analyse der betrachteten Fragestellungen

ermoglichen.

Im Bereich Kapazititsmechanismen wird ein Modell entwickelt, das fiir verschiedene
Regulierungsszenarios die minimal vorzuhaltende Kapazitiat berechnet. Insbesondere
der Vergleich nationaler und europaweit abgestimmter Strategien steht hierbei im Fo-
kus. In einem Peak-Load-Pricing-Modell werden die Auswirkungen eines Kapazitdatsme-
chanismus auf das Investorenrisiko quantifiziert und denen des Energy-only-Markts
gegeniibergestellt. Dartiber hinaus wird der Frage nachgegangen, wie grofd die Unter-
schiede beziiglich des Leistungsentgelts zwischen einem selektiven und einem umfas-

senden Kapazitaitsmechanismus ausfallen.

Quantitative Methoden kommen auch bei der Betrachtung der Regelreserve zum Ein-
satz. Insbesondere wird der zukiinftige Bedarf an Flexibilitit und Regelleistung be-
stimmt. Mikrookonomische und numerische Analysen simulieren dariiber hinaus die
Auswirkungen neuer Produktzuschnitte auf die bendtigte Regelleistungsvorhaltung.
Darauf aufbauend werden konkrete Vorschlige zur Weiterentwicklung des Regelleis-

tungsmarktdesigns gemacht.

Im Bereich Netzengpassbewirtschaftung wird eine Kosten-Nutzen-Analyse des Netzaus-
baus gegeniiber dem Redispatch vorgenommen. Weiterhin werden die Auswirkungen
der Einfithrung alternativer Methoden des Netzengpassmanagements wie z. B. des Mar-

ket Splitting untersucht.
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2 Gegenwairtiges Strommarktdesign

2.1 Die Organisation des Strommarktes

Mit Inkrafttreten der Richtlinie 96/92/EG ,Gemeinsame Vorschriften fiir den Elektrizi-
tatsbinnenmarkt” der Europaischen Union (EU)# kam es seit Mitte der 1990er-]Jahre zu
einer schrittweisen Verwirklichung eines wettbewerbsorientierten, gesamteuropai-
schen Elektrizitdtsmarktes. Dies flihrte zu einem Paradigmenwechsel fiir die bis dato

monopolistisch gepragten europaischen Stromwirtschaften.

Im Zuge der Liberalisierung wurden die Erzeugungs- und Versorgungsmarkte fiir neue
Marktteilnehmer gedffnet, um durch Férderung von Wettbewerb Effizienzsteigerungen
und niedrigere Stromkosten zu bezwecken. Dariiber hinaus wurden die als natiirliche
Monopole angesehenen Segmente Ubertragung und Verteilung unter eine staatliche Re-
gulierung gestellt, um die Entgelte fiir die Netznutzung zu senken.> Die bis dato aus der
Erzeugung, der Ubertragung, der Verteilung und der Endkundenversorgung bestehende
Wertschopfungskette wurde um den (Grof3-)Handel und den Vertrieb erganzt, wie Ab-

bildung 1 zeigt.

\Jbertragun%
Erzeugung Handel Vertrieb
/Verteilung/

Abbildung 1: Wertschdpfungskette der Stromwirtschaft

2.1.1 Marktrollen und -akteure

Mit der Unabhangigkeit der Versorgung von physikalischen Energiefliissen und der
freien Wahl des Lieferanten durch die Endverbraucher erhéhte sich der Abstimmungs-
und Informationsbedarf zwischen den Akteuren auf den unterschiedlichen Wertschop-
fungsstufen. Um eine korrekte Zurechnung der Energiemengen und der damit verbun-
denen Preise, Kosten und Erlése zu gewdahrleisten, wurden das sogenannte Marktrol-

lenmodell und die Gebietsstrukturen entwickelt. Ersteres bildet die beteiligten Akteure

* Europaisches Parlament und Rat (2003b).

® Netze gelten — anders als Erzeugungsanlagen — als nicht substituierbar fiir das Erreichen der zu versorgenden
Kunden. Aufgrund hoher Investitionen, der Irreversibilitdt und der Ortsgebundenheit sind sie nicht mit an-
gemessenen Mitteln zu duplizieren. Deshalb erscheint eine Regulierung sinnvoller als das Schaffen von Kon-
kurrenz.



Gegenwartiges Strommarktdesign

ab; Letztere beschreiben virtuelle Gebilde, in denen Energiefliisse verrechnet werden

konnen.6
Folgende Gebietsstrukturen werden nach BDEW (2008) unterschieden:”

e Regelzonen: Regelzonen beschreiben den Netzbereich, fiir den ein Ubertra-
gungsnetzbetreiber nach den Vorgaben der ,Union fiir die Koordinierung des

Transports fiir Elektrizitat“ (UCTE) verantwortlich ist.

e Netzgebiete: Diese Netzbereiche, die mehrere Spannungsebenen einschlief3en
kénnen, werden von einem Verteilnetzbetreiber (VNB) betrieben. Sie sind iiber

Messeinrichtungen zahltechnisch abgrenzbar.

e Bilanzierungsgebiete (BG): Bilanzierungsgebiete dienen der Plausibilisierung
von Netzbilanzen. Eines oder mehrere Netzgebiete, auch verschiedener VNB,
kénnen in einem Bilanzierungsgebiet liegen. In der Regel stellt das Netzgebiet
eines VNB auch sein Bilanzierungsgebiet dar.

e Bilanzkreise (BK): Hierbei handelt es sich um virtuelle Konstrukte in einer Re-
gelzone, durch die Handelsgeschafte zwischen Marktakteuren ermoglicht wer-
den. In Bilanzkreisen kénnen Einspeise- und Entnahmestellen zu dem Zweck zu-
sammengefasst werden, mittels Durchmischung Abweichungen in Erzeugung
und Verbrauch zu minimieren. Dariiber hinaus gibt es gesonderte Handelsbi-
lanzkreise, denen keine reale Einspeisung bzw. Entnahme zugrunde liegt. Es be-
steht ferner die Moglichkeit, Unterbilanzkreise zu bilden, die einem Bilanzkreis

zugeordnet werden kénnen.

e Zahlpunkte (ZP): Einspeise- und Entnahmestellen sind eindeutig definiert durch
eine oder mehrere Zahlpunktbezeichnungen. Reale Ziahlpunkte miissen iiber
physikalische Messeinrichtungen zur Erfassung von Energiemengen verfiigen.
Virtuelle Zahlpunkte, bei denen Messwerte oder Zeitreihen auf Basis realer Da-

ten physikalischer Zahlpunkte gebildet werden, bendétigen dies nicht.

Abbildung 2 verdeutlicht den Zusammenhang zwischen Marktrollen und Gebietsstruk-

turen innerhalb einer Regelzone.

®Vgl. BDEW (2008), S. 4-6.
"\Vgl. BDEW (2008), S. 11-12.
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Abbildung 2: Marktrollen und Gebietsstrukturen in einer Regelzone®

Das Marktrollenmodell bildet die Akteure auf den verschiedenen Wertschopfungsstufen
bzw. die Verantwortlichen der oben genannten Gebiete ab. Dabei kann ein Marktakteur

auch mehrere Rollen einnehmen. Folgende Rollen werden unterschieden:®

Ubertragungsnetzbetreiber (UNB) und Verteilnetzbetreiber (VNB): UNB und VNB

sind natiirliche, juristische oder rechtlich unselbstiandige Organisationseinheiten

& Vgl. BDEW (2008), S. 8 und Bundesnetzagentur (2012a,2012b).
°Vgl. BDEW (2008), S. 9f.
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eines EVU, deren Aufgabe der Betrieb, die Wartung sowie der Ausbau des Netzes

im jeweiligen Netzbereich ist.

e Messstellenbetreiber (MSB): Der Messstellenbetreiber ist zustiandig fiir den Ein-

bau, den Betrieb und die Wartung von Messeinrichtungen.

e Messdienstleister (MDL): Der Messdienstleister nimmt die Ablesung und Ener-

giemessung an den Geraten vor.

e Bilanzkoordinator (BIKO): Als BIKO bezeichnet man die fiir die Bilanzkreisab-

rechnung einer Regelzone zustandige Instanz.

e Bilanzkreisverantwortlicher (BKV): Der BKV ist der Ansprechpartner des Bilanz-
kreisnutzers gegeniiber dem BIKO. Er ist dafiir verantwortlich, Einspeisungen
und Entnahmen in seinem Bilanzkreis in jeder Viertelstunde ausgeglichen zu hal-

ten.

Lieferant (LF) und Letztverbraucher: Der Vertrieb von Elektrizitat erfolgt durch den Lie-
feranten, der seinen Kunden, den Letztverbraucher, nach Abschluss eines Stromliefer-
vertrags (SLV) mit Strom beliefert. Dariiber hinaus regelt er tiber einen Lieferantenrah-

menvertrag die Netznutzung mit dem Netzbetreiber des Kunden.

2.1.2 Handelsplitze und -produkte

Der Handel von Strom kann entweder iiber Borsen oder bilaterale Geschafte, auch Over-
the-Counter-Handel (OTC) genannt, erfolgen. Dabei wird zwischen der kurzfristigen und
der langfristigen Perspektive unterschieden. Am Spotmarkt konnen Day-Ahead- (am Tag
vor Lieferung) oder Intraday-Produkte (am Liefertag) mit einer oder mehreren Stunden
Vorlauf, am Terminmarkt langerfristige Produkte mit groflerem Vorlauf (z. B. Wochen,
Quartale oder Jahre) gehandelt werden. Um die Preisfindungsprinzipien auf den Mark-

ten zu veranschaulichen, werden zunéachst die Borsen und Bérsenprodukte vorgestellt.

An der EPEX Spot SE mit Sitz in Paris werden kurzfristige Kontrakte fiir den deutschen
Markt gehandelt. Die Day-Ahead-Auktion findet tiaglich um 12 Uhr statt. Bis zu diesem
Zeitpunkt konnen Preis-Mengen-Gebote (mit einem Vorlauf von bis zu 45 Tagen vor
dem Liefertag) in das Orderbuch gestellt werden. Angebot bzw. Nachfrage sind als ganze
Megawatt (MW) mit einer Nachkommastelle anzugeben und mit einem Arbeitspreis in
Euro pro Megawattstunde (€/MWh) mit zwei Nachkommastellen zu versehen. Neben
Einzelstunden kénnen auch Blockangebote (z. B. Peakload oder Baseload) gehandelt

werden.10

%vgl. EPEX (2012), S. 6.
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Nach der Sammlung der Gebote und dem Schluss des Orderbuchs um 12 Uhr ergibt sich
der Marktpreis als Schnittpunkt von Angebots- und Nachfragekurve, wobei alle Markt-
teilnehmer denselben Preis zahlen bzw. erhalten (Market-Clearing Price, MCP). Dabei
sind kiinstliche Preisuntergrenzen und -obergrenzen vorgegeben, die bei
-3000,00 €/MWh bzw. 3000,00 €/MWh liegen.11 Abbildung 3 veranschaulicht den Me-

chanismus der Preisfindung.12

Preis 4
W - Angebot
Nachfrage
Marktpreis |-----------------------—2 '
Marktvolumen Volumen [MWh]

Abbildung 3: Preisbildung auf dem Strommarkt (Day-Ahead-Auktion)

Beim Intraday-Handel werden kontinuierlich Einzel- bzw. Viertelstunden gehandelt. Ein
Geschaft kommt zustande, wenn sich Angebots- und Nachfragepreis entsprechen (Pay as
Bid).13 Der Handel von Stundenkontrakten beginnt um 15 Uhr am Vortag, der von Vier-
telstundenkontrakten zwei Stunden vor Lieferbeginn der entsprechenden Stunde. Fir
beide Produkte schliefd3t der Handel 45 Minuten vor Lieferbeginn. Wie bei der Day-
Ahead-Auktion gibt es Mindest- und Maximalpreise, die bei -9999,00 Euro bzw.
9999,00 Euro pro MWh liegen und mit zwei Nachkommastellen zu versehen sind. Bei
Stundenkontrakten sind Gebote in 1-MW- und 0,1-MW-Schritten ausfithrbar, wobei bei
grenziberschreitendem Handel nur Orders mit ganzen MW ausgefiihrt werden. Vorde-

finierte Blocke sind Base- und Peakload. Viertelstunden kénnen nicht grenziiberschrei-

'vgl. EPEX (2012), S. 6ff.

12 Anmerkung: Es findet seit 2009 zudem eine Preiskopplung zwischen Deutschland, Osterreich, Frankreich, den
Niederlanden, Belgien und Skandinavien statt. Ziel ist die Preiskonvergenz in den gekoppelten Markten. Eine
Erlauterung der Marktkopplung gibt z. B. EPEX (2011), S. 52-65.

13 Es gibt dariiber hinaus Gebotstypen, die eine zeitliche Giiltigkeit (z. B. Sofortausfiihrung oder Léschung) oder
Beschrénkungen hinsichtlich der Menge (z. B. vollstandige Ausfiihrung oder Loschung) besitzen. Auf die
Gebotstypen wird an dieser Stelle nicht nher eingegangen.
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tend und nur in ganzen MW gehandelt werden. Es existieren keine Blocke fiir den 15-
Minuten-Handel.14

Dem Geschaftsabschluss folgt die Geschiftserfiillung. Dabei sendet die Borse eine Mittei-
lung an die Clearingstelle European Commodity Clearing (ECC). Diese tritt als zentraler
Vertragspartner auf und ibernimmt das Kontrahentenausfallrisiko.1> Nach Eingang der
Mitteilung erfolgt das physikalische und finanzielle Settlement.1® Durch Versenden eines
verbindlichen Fahrplans an den UNB findet die physikalische Erfiillung statt. Die finan-
zielle Erfiillung lauft iiber ein Clearing-Mitglied, in der Regel eine zugelassene Bank.
Uber einen Fahrplanaustausch mit dem UNB werden Mengen in den BK des Borsenmit-
glieds ein- bzw. aus seinem BK ausgebucht. Eine Zusammenfassung zeigt Abbildung 4.

Handel -
Borsenmitglied » | Borse EPEXSPOT
V\Settlement
Beidseitige .
Fahrplan- Clgar!ng- Ubermittlung
anmeldung Mitglied Trade
Settlement
v \ v
- Clearing- ECC
UNB « Stol g
Fahrplanmeldung Sl

Abbildung 4: Bérsenstruktur’

Am Terminmarkt werden Futures und Optionskontrakte gehandelt. Deren Ziel ist die
Neutralisierung von bzw. Absicherung gegen Preisrisiken. Ein Future beschreibt ein un-
bedingtes Termingeschaft, bei dem der Kaufer bzw. Verkaufer die Verpflichtung eingeht,
eine Energiemenge an einem zukiinftigen Zeitpunkt zu einem heute festgelegten Preis zu
kaufen bzw. verkaufen.18 Futures kann man in der Regel als Base-, Peak- oder Off-Peak-

Produkt fiir Wochen, Monate, Quartale oder Jahre handeln.1® Als mogliche Lieferperio-

Y vgl. EPEX (2012), S. 10.

Svgl. EEX (2011), S. 22.

1% vgl. ECC (2012), S. 6.

vgl. EPEX (2011), S. 9.

8 v/gl. EEX (2011), S. 5.

19 Beim Off-Peak-Produkt ist der Wochen-Future nicht handelbar.
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den kommen maximal die nachsten sechs vollen Jahre, die nichsten elf Quartale, die

nachsten neun Monate sowie die nachsten vier Wochen infrage.20

Der Optionskontrakt unterscheidet sich dahingehend, dass der Kdufer der Option am
letzten Handelstag (europaische Option) bzw. bis zum letzten Handelstag (amerikani-
sche Option) das Recht hat, eine bestimmte Energiemenge zu einem festgelegten Preis
zu kaufen bzw. zu verkaufen.?! Man unterscheidet Call- (Kauf-) und Put-Optionen (Ver-
kaufsoptionen). Der Kaufer einer Kaufoption hat das Recht, den Basiswert zu einem
festgelegten Ausilibungspreis zu kaufen; der Verkaufer ist verpflichtet zu verkaufen, falls
die Kaufoption ausgetlibt wurde. Der Kaufer einer Put-Option hat das Recht, den Basis-
wert zu einem festgelegten Preis zu verkaufen; der Verkaufer der Option ist verpflichtet,
den Basiswert bei Ausiibung zu kaufen. Fiir den Kauf einer Option wird eine Options-
pramie fallig. Gehandelt werden Monate, Quartale und Jahre. Dabei sind die nachsten
fiinf Monate, die nachsten sechs Quartale oder die nachsten drei Jahre handelbare Ba-

siswerte.22

Nach der Transaktion von Futures oder Optionen findet wie beim Spothandel die Ge-
schaftsabwicklung tiber die ECC statt. Grundsatzlich konnen auch bilaterale Geschifte
tiber die ECC gecleart werden, sofern die Kontraktspezifikationen denen von Borsenge-

schaften entsprechen.

2.2 Regulatorische Rahmenbedingungen zum Erreichen der Klimaschutzziele

2.2.1 Emissionshandel

Ziel der Richtlinie 2003/87/EG vom 13. Oktober 2003 war es, durch ein System fiir den
Handel von Treibhausgas-Emissionszertifikaten auf kosteneffiziente und wirtschaftlich
effiziente Weise eine Reduktion von Emissionen zu erreichen.23 Seit 2005 existiert die-
ses Emissionshandelssystem (EHS). Dabei miissen Betreiber von industriellen Anlagen
und Kraftwerken fiir jede emittierte Tonne Treibhausgas ein handelbares Zertifikat

nachweisen.2* Durch ein Abschmelzen der verfiigbaren Zertifikate bis 2050 soll eine

2vgl. EEX (2011), S. 6.

2vgl. EEX (2011), S. 5.

22 Vgl. EEX (2011), S. 12f.

2 \/gl. Europaisches Parlament und Rat (2003a), Art. 1.

2 Zu den Treibhausgasen gehdren z. B. Kohlendioxid, Methan, Distickstoffoxid, Fluorkohlenwasserstoff, per-
fluorierter Kohlenwasserstoff oder Schwefelhexafluorid. Zu den Anlagen, die dem Emissionshandel unterlie-
gen, z&hlen neben Anlagen zur Energieumwandlung und -umformung tber 20 MW auch industrielle Betriebe
der Eisenmetallerzeugung und -verarbeitung, der mineralverarbeitenden Industrie sowie der Holzzellstoff-
und Papier-Industrie, die Uber bestimmte Produktionskapazitaten verfligen. Vgl. Europdisches Parlament und
Rat (2003a), Anhang | und II.
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Verringerung der Emission um 71 % gegentiber dem Referenzjahr 2005 erwirkt wer-

den.2> Eine Zusammenfassung zeigt Abbildung 5.
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Abbildung 5: Phasen und Obergrenzen des EHS der EU?®

Nach Festlegung einer Emissionsobergrenze erhalten emittierende Anlagen Zertifikate
zugeteilt. Die Anlagenbetreiber sind verpflichtet, ihren Schadstoffausstof3 zu messen und
zu melden. Sofern mehr Zertifikate benotigt werden als zugeteilt, miissen die Betreiber
zusitzliche Zertifikate am Markt beschaffen. Uberschiissige Zertifikate kénnen am Markt
verdufiert werden. Alternativ konnen fehlende Berechtigungen durch Emissionsreduzie-
rungen in Drittlindern erworben werden, z. B. durch Clean Development Mechanism-
(CDM) und Joint-Implementation-Projekte (JI).2? Anlagenbetreiber, die die Menge an
bendtigten Zertifikaten zum Jahresende nicht vorlegen konnen, werden sanktioniert.28
Die Begrenzung bzw. sukzessive Reduktion der Gesamtmenge gibt den Zertifikaten ei-

nen Geldwert. Dieser soll Anreize zur Verringerung von Emissionen setzen.

% \/gl. Europaisches Parlament (2011), S. 11.

% Europaisches Parlament (2011), S. 11.

27\/gl. Europaisches Parlament (2011), S. 6-7.

28 Zwischen 2005 und 2007 lagen die Kosten bei 40 EUR pro Zertifikat, ab 2008 bei 100 EUR. Vgl. Europai-
sches Parlament und Rat (2003a), Art. 16, Abs. 3 und 4. Ab 2013 erhéhte sich die Strafe entsprechend der
jahrlichen Inflationsrate in der Eurozone. Vgl. Europdische Gemeinschaften (2009), S. 19.
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Das EHS wird regelmafdig tiberpriift und bei Bedarf angepasst. Die erste Phase (2005 bis
2007) galt als ,Erprobungsphase”. Die Zertifikate wurden auf Basis nationaler Allokati-
onsplane (NAP) ausgegeben, die zuvor von der EU-Kommission gepriift worden waren.2°
Mindestens 95 % der ca. 2,3 Milliarden Zertifikate wurden unentgeltlich ausgeteilt. Die

restlichen konnten durch die Lander in Auktionen versteigert werden.30

Die Festlegung der Obergrenze durch NAP wurde schnell kritisiert, da man vermutete,
dass einzelne Lander tiberh6hte Emissionsprognosen abgegeben hatten. Zum Ende der
Periode hin zeigte sich, dass die tatsdchlichen Emissionsdaten geringer ausfielen, als
zunichst erwartet worden war. Da eine Ubertragung der Zertifikate in folgende Han-

delsperioden untersagt war, sanken die Preise auf ein historisches Tief.3!

Fir Phase 2 (2008 bis 2012) berechtigte man daher die Europdische Kommission, die
NAP bei Bedarf anzupassen. Emissionsprognosen sollten objektiv auf die Emissionen
des Referenzjahres 2005 gestiitzt werden. Die EU-weite Obergrenze wurde auf
2,09 Milliarden Zertifikate pro Jahr gesenkt.32 Hiervon durften bis zu 10 % versteigert

werden; die restlichen Zertifikate wurden per Gratis-Allokation verteilt.33

In der aktuellen dritten Phase (2013 bis 2020) kommt es zu umfangreichen Anpassun-
gen des EHS. Der Geltungsbereich ist ausgeweitet worden, indem weitere Sektoren und
Gase berticksichtigt werden. Dariiber hinaus ersetzt eine EU-weite Obergrenze die NAP.
Bis 2020 soll so eine Reduktion der Treibhausgas-Emissionen von 20 % gegeniiber 1990

und bis 2050 eine Verringerung von 50 % erreicht werden.34

Die Obergrenze von 1,97 Milliarden Zertifikaten wird dabei linear um 1,74 % pro Jahr
sinken, um Effizienzmafnahmen anzureizen. Die Zertifikate werden in der Regel ver-
steigert.3> Allerdings bleibt auch weiterhin eine kostenlose Abgabe von Zertifikaten
moglich.3¢ Um die Preisvolatilitit zu dampfen, fithrte man einerseits das Banking ein,
wodurch man die Ubertragung von Zertifikaten aus Phase 2 in Phase 3 erméglichte. An-

dererseits wurde der Zugang zur Nutzung internationaler Gutschriften in Form von

2 \/gl. Europaisches Parlament (2011), S. 8.

% \/gl. Europaische Gemeinschaften (2009), S. 9 und S. 14.

1 \/gl. Europaisches Parlament (2011), S. 8.

%2 Vgl. Europaische Gemeinschaften (2009), S. 14. Dass es trotz der vermeintlichen besseren Prognosen weiter-
hin zu einer erheblichen Volatilitat kam, lag u. a. an den Auswirkungen der euroweiten Wirtschaftskrise. Vgl.
Europdisches Parlament (2011), S. 9.

¥ Vgl. Europaische Gemeinschaften (2009), S. 9.

# \/gl. Europaisches Parlament (2011), S. 10-12.

% Vgl. hierzu Europaisches Parlament (2011), S. 10-12.

% Ausnahmen kénnen z. B. Einschrankungen fiir den Flugverkehr oder Industrien mit Verlagerungsrisiko dar-
stellen. VVgl. Européische Gemeinschaften (2009), S. 17-18.
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CDM- (Clean Development Mechanism)-Projekten auf 50 % der EU-weiten Emissionsre-

duktion ausgebaut.3”

2.2.2 Erneuerbare-Energien-Gesetz

Mit der Novellierung des Erneuerbare-Energien-Gesetzes (EEG)38 zum 1. Januar 2012
wurden folgende Ausbauziele im Hinblick auf den Anteil von EE an der Bruttostromer-

zeugung ausgegeben:
e bis 2020: 35%
e bis 2030: 50 %
e bis 2040: 65 %
e bis 2050: 80 %

Anreize zum Ausbau resultieren aus einer fixen, technologieabhingigen Forderung fir
die Erzeugung von Energie aus EE. Abhangig von der Arbeitsmenge einer technischen
Einheit (TE) erhdlt der Anlagenbetreiber eine fixe Einspeisevergiitung in Form eines
Arbeitspreises (in €/MWh).

Der Fordersatz ist technologieabhdngig und ermaoglicht so die Realisierung von Projek-
ten verschiedenster Technologien (z.B. zur Nutzung des Wind-, Wasser- oder Son-
nendargebots) unter wirtschaftlichen Rahmenparametern. Weiterhin ist der Fordersatz
bei einigen Technologien leistungs- bzw. rohstoffabhangig. Die Hohe der Verglitung
kann mittels Gesetzesianderung jederzeit an die aktuellen Marktentwicklungen ange-

passt werden, wodurch eine Uberférderung vermieden werden soll.

Allerdings ist die Vergilitungszahlung fiir TE nach Inbetriebnahme fiir 20 Jahre festge-
legt, sodass der Betreiber (nach Abschatzung der Volllaststunden seiner TE) tber eine
gewisse Planungssicherheit verfiigt. Nichtsdestotrotz unterliegt er insbesondere bei dar-
gebotsabhdngigen Technologien dem Mengenrisiko und bei Biogasanlagen auch dem

Marktpreisrisiko fiir die Rohstoffe.

Der Betreiber kann sich statt fiir die fixe Einspeisevergiitung auch fiir eine der folgenden

Formen der Direktvermarktung nach § 33b EEG entscheiden:

e Direktvermarktung zum Zweck der Inanspruchnahme der Marktpramie (§ 33g
EEG)*

e Direktvermarktung zur Verringerung der EEG-Umlage durch ein Elektrizitatsver-
sorgungsunternehmen (EVU) nach § 39 EEG sowie

7 \/gl. Europaisches Parlament (2011), S. 10-12.
% Vgl. EEG (2011).
¥ Diese stellt die Differenz zwischen Marktpreisniveau und individueller Fixvergiitung dar.
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e Sonstige Direktvermarktung

Uber die Einspeisevergiitung hinaus erhalten EE-Betreiber weitere Privilegien, wie z. B.
einen vorrangigen Netzzugang bzw. -anschluss (§ 5 EEG) oder Einspeisevorrang (§ 8
EEG).

2.2.3 Kraft-Wirme-Kopplungsgesetz

Zweck des Kraft-Warme-Kopplungsgesetzes (KWKG) ist es, den Beitrag aus Kraft-
Warme-Kopplung (KWK) zur Stromerzeugung im Interesse der Erreichung der Klima-

schutzziele der Bundesregierung auf 25 % bis zum Jahr 2020 zu erh6hen.40

Direkte bzw. indirekte Férderinstrumente zur Vorhaltung bzw. Bereitstellung von Flexi-
bilitat sind:

e die Forderung der Modernisierung und des Neubaus von KWK-Anlagen,
e die Forderung des Neu- und Ausbaus von Warme- und Kéltenetzen sowie

e die Forderung des Neu- und Ausbaus von Warme- und Kaltespeichern, in die
Warme oder Kalte aus KWK-Anlagen eingespeist wird.

KWK-Anlagen sind in der Lage, neben Strom auch nutzbare Warme zu Heizzwecken
bzw. Prozesswarme bereitzustellen. Dabei haben sie im Vergleich zu herkommlichen
thermischen Kraftwerken, die die gleiche Menge an Strom bzw. Warme herstellen wiir-
den, einen deutlich héheren Gesamtwirkungsgrad.4! Deshalb fiihrt ihr Einsatz zu Pri-

madrenergieeinsparungen.

Sofern KWK-Anlagen nicht iiber Speicher verfiigen, sind sie in den meisten Fallen ver-
pflichtet, primar den Warmebedarf ihrer Kunden zu decken. Diese Fahrweise wird als
~warmegefiihrt” bezeichnet. 2010 hatte die Erzeugung mit KWK bei der Warmenetzein-

speisung einen Anteil von 83 %.42

In Kombination mit ausreichend grofden Speichern, z.B. durch lokale War-
me-/Kaltespeicher oder bei Anschluss an ein Warme- oder Kaltenetz mit entsprechen-
dem Puffer, haben KWK-Anlagen den Vorteil, ihre Fahrweise im Hinblick auf Strom-
preissignale optimieren zu kdnnen. Hier wird von einer ,stromgefiihrten“ Fahrweise
gesprochen. Herrscht z. B. ein hohes Strompreisniveau aufgrund von niedriger Einspei-
sung aus EE und/oder hoher Nachfrage, kann die Stromproduktion der KWK-Anlagen

erhoht werden.

0 vgl. KWKG (2012).
*1\/gl. Prognos (2011a).
“2vgl. AGFW (2010).
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Zur Erh6hung der elektrischen Leistung fahrt der Betreiber bei Einsatz von Kondensati-
onsturbinen die Dampfauskopplung zuriick, um im Niederdruckbereich zusatzlichen
Strom zu generieren.*3 Der (zuvor geladene) Warmespeicher muss fiir diese Zeit den

Wairmebedarf decken konnen.

Neben Kondensationsturbinen werden auch Gegendruckturbinen (zumeist im Hoch-
und Mitteldruck) eingesetzt. Strom und Dampf werden bei diesem Turbinentyp in kon-
stantem Verhdltnis erzeugt, sodass bei einer Stromerhéhung der liberschiissige Dampf

in einem Speicher zwischengespeichert werden muss.

Ein zentraler Vorteil im Kontext der stromgefiihrten Fahrweise ist, dass KWK-Anlagen
(ebenso wie EEG-Anlagen) das Recht auf eine vorrangige Abnahme durch die Netzbe-
treiber besitzen. Fiir die erzeugte Leistung erhalten sie neben dem vereinbarten Han-
delspreis eine auf bestimmte Vollbenutzungsstunden hin begrenzte mengenspezifische
Forderung (Zuschlag auf den Arbeitspreis). Der Anteil der KWK an der Stromerzeugung
lag 2010 bei etwa 13 %.**

Demgegentiber kann eine hohe EE-Einspeisung oder eine geringe Nachfrage zu niedri-
gen (oder negativen) Strompreisen fiihren. Ist der Einsatz der KWK-Anlage nicht wirt-
schaftlich, kann eine Abschaltung sinnvoll sein. Diese steht unter dem Vorbehalt, dass
der Warmebedarf durch Speicher oder den Einsatz von (elektrischen) Hilfsheizkesseln

gedeckt werden kann.

Der Einsatz von Speichern wirkt sich jedoch nicht nur positiv auf die zuvor beschriebene
strompreisgetriebene Fahrweise aus. Vielmehr kann er bewirken, dass die KWK-
Anlagen auch im Hinblick auf die Bereitstellung von Regelenergie flexibler werden. Nicht
zuletzt deshalb misst der Gesetzgeber insbesondere dem Speicherausbau im Rahmen
der KWKG-Novelle 2012 eine besondere Bedeutung bei. Zur Sicherstellung der Verfiig-
barkeit der Flexibilitdtspotenziale werden dartiber hinaus technische und organisatori-
sche Regeln vorgeschrieben und Anforderungen an die Kapazitat, die Effizienz oder die

Steuerbarkeit gestellt.

Da die Modifikation hin zur Warme- oder Kéltenutzung bzw. deren Speicherung so hohe
Investitionsmehrkosten bedeutet, dass sich KWK-Anlagen ohne Forderung (weiterhin)
nicht wirtschaftlich betreiben lassen, hat der Gesetzgeber die Férderung von KWK-

Anlagen, -Speichern und -Warmenetzen bis 2020 beschlossen.

3 Entnahme-Kondensationsturbinen.
“Vgl. AGFW (2010).



DESIRE Endbericht

2.3 Energiepolitische Ziele und Wechselwirkungen mit dem Markt- und
Regulierungsdesign

Die bisher dargestellten Marktmechanismen und Regulierungen zielen jeweils auf die
Erreichung einzelner energiepolitischer Zielsetzungen ab. Fiir eine adaquate Weiter-
entwicklung des Marktdesigns ist es jedoch unumganglich, das Zusammenwirken der
verschiedenen Instrumente im Hinblick auf die libergeordneten Ziele der Energiepolitik
zu betrachten. Diese werden iblicherweise in dem Zieldreieck Wirtschaftlichkeit, Um-
weltvertraglichkeit und Versorgungssicherheit zusammengefasst (vgl. Abbildung 6). Die
Akzeptanz der entsprechenden Mafsnahmen und Technologien wird in der neueren Dis-
kussion gelegentlich als eigenstdndiges energiepolitisches Ziel definiert. Sie stellt aber
eher eine notwendige Randbedingung fiir die Umsetzung von Mafinahmen dar als ein

eigenstandiges politisches Ziel.

Eine eindeutige Zuordnung von Elementen des Marktdesigns zu einer Zieldimension ist
in der Regel nicht méglich - vor allem, da fast alle Mafdnahmen neben einem Beitrag zum
Erreichen des intendierten Ziels auch eine kostenseitige Auswirkung haben und damit
das Ziel Wirtschaftlichkeit (negativ) beeinflussen. Dennoch kénnen die wesentlichen
Markt- und Regulierungselemente wie in Abbildung 6 dargestellt ndherungsweise den

Zielen zugeordnet werden.

COz-Zertifikatehandel und Erneuerbaren-Forderung zielen beide primar auf eine Ver-
besserung der Umweltvertraglichkeit. Daraus resultieren auch zumindest teilweise
problematische Interdependenzen, die jedoch im Rahmen dieses Forschungsvorhabens
nicht ndher thematisiert werden. Vielmehr wird davon ausgegangen, dass entsprechend
den Zielen der Bundesregierung die Entwicklung hin zu einer klimafreundlicheren
Elektrizitatswirtschaft mit einem hoheren Anteil an erneuerbaren Energien einhergeht.
Durch welche politischen Instrumente bzw. Marktanreize dies erreicht wird, ist nicht
Gegenstand des Forschungsvorhabens. Der Spotmarkt fiir Elektrizitiat (Day-Ahead und
Intraday) und die davon abgeleiteten Markte (Terminmarkt) sind die wesentlichen Ele-
mente, um die Wirtschaftlichkeit der Strombereitstellung und -nutzung sicherzustellen.
Diese sind jedoch weitgehend etabliert und es ergibt sich allenfalls punktuell Anpas-
sungsbedarf, der zudem iiberwiegend die grenziiberschreitende, europaweite Integrati-
on der Markte betrifft.

Ein wichtiger Aspekt ist allerdings die Untersuchung der Riickwirkungen der iibrigen
Markt- und Regulierungselemente auf die Funktionsfahigkeit und die Preisbildung im
Spotmarkt. Die Regelungen zur Bereitstellung und Nutzung von Regelleistung sollen we-
sentlich die kurzfristige Versorgungssicherheit gewahrleisten. Diese wird tendenziell
durch den Zubau der fluktuierenden erneuerbaren Energien beeinflusst. Die marktba-

sierte Beschaffung soll hier wiederum die Wirtschaftlichkeit sicherstellen. Auch das
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Netzengpassmanagement zielt hauptsachlich auf die kurzfristige Versorgungssicherheit
ab, jedoch mit spezifischem Fokus auf die Bewaltigung von Netzengpdssen. Kapazitats-
mechanismen hingegen haben das Ziel, die langfristig ausreichende Verfiigbarkeit von

Erzeugungs- und gegebenenfalls flexiblen Nachfragekapazitdten zu sichern.

Wirtschaft-
lichkeit

Regelleis-
tungsmarkt

Spotmarkte

CO,-Markt Kapazitats-
< mechanismus

EE-
Forderung

Netzengpass-
management

Umwelt- Versorgungs-
vertraglichkeit sicherheit

Abbildung 6: Energiepolitische Ziele und Instrumente

In dem Forschungsvorhaben wurden wesentliche Elemente des energiepolitischen Ziel-
dreiecks sowohl in deutscher als auch européischer Perspektive untersucht. Auf Basis
der daraus resultierenden wissenschaftlichen Erkenntnisse wurden Ableitungen erar-
beitet, die eine systemorientierte und volkswirtschaftlich begriindete Weiterentwick-

lung des Regulierungsrahmens und des Marktdesigns ermoglichen.
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3 Ausgestaltung von Kapazititsmechanismen bei verstarkter
Einspeisung erneuerbarer Energien

Zu Beginn der Liberalisierung in Europa und insbesondere auch in Deutschland stellte
sich aufgrund der vorhandenen Uberkapazititen nicht die Frage nach Investitionsanrei-
zen. Nach einer Phase plan- und unplanmafiiger Stilllegungen diverser Kraftwerke und
Neubauten, die zwischen 2006 und 2008 veranlasst wurden, werden derzeit kaum neue

Investitionen fiir Kraftwerksneubauten angestof3en.

Einerseits ist der Stromverbrauch in den letzten Jahren insgesamt relativ konstant, an-
dererseits hat der Anteil der erneuerbaren Energien an der Stromerzeugung stark zuge-
nommen, sodass die konventionelle Stromerzeugung riicklaufig ist. Besonders entschei-
dend ist, dass der Zubau der erneuerbaren Energien schneller erfolgte, als es noch vor
einigen Jahren erwartet wurde. Dementsprechend ist auch die zukiinftige Entwicklung
durch eine starke Unsicherheit gepragt, insbesondere hinsichtlich der Geschwindigkeit
des weiteren Ausbaus der erneuerbaren Energien, aber auch beziiglich Effekten auf der
Nachfrageseite, wie beispielsweise der Entwicklung von Elektromobilitdt, Warmepum-
pen und den Auswirkungen verstarkter Anstrengungen hinsichtlich der Energieeffizienz.
Des Weiteren wurde unter dem Stichwort ,Energiewende” insbesondere der Ausstieg

aus der Kernenergie beschlossen.

Grundsatzlich hat sich der Fokus bei der Marktgestaltung in den letzten Jahren von einer
kurzfristigen zu einer langfristigen Effizienz verandert. Daher stellt sich zurzeit ver-
mehrt die Frage nach der Sicherstellung langfristig ausreichender Kraftwerkskapazita-

ten.

Die wissenschaftliche und auch die politische Diskussion zeigen, dass Kapazitatsmecha-
nismen hier einen wichtigen Beitrag leisten kdnnen bzw. sollen. Internationale Erfah-
rungen und die Gestaltungsvorschlage in der Literatur zeigen, dass es vielfaltige Ausge-
staltungsmoglichkeiten bei Kapazititsmechanismen gibt. Neben zentralen Aspekten,
welche Anforderungen sowie welche potenziellen Probleme und Risiken bei der Einfiih-
rung von Kapazititsmechanismen abzuwadgen sind (vgl. Abschnitt 3.2 und 3.3), ist je-
doch zunédchst die Notwendigkeit von Kapazitatsmechanismen zu diskutieren (vgl. Ab-
schnitt 3.1). Uber qualitative Analysen hinausgehend stehen in diesem Arbeitsbereich
vor allem methodengestiitzte Untersuchungen und Wirkungsanalysen zu verschiedenen
Kapazitditsmechanismen im Vordergrund (vgl. Abschnitt 3.4). Abschliefend werden
konkrete Eckpunkte fiir zukiinftige Kapazitatsmechanismen sowohl auf nationaler als

auch europaischer Ebene abgeleitet (vgl. Abschnitt 3.5).
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3.1 Notwendigkeit von Kapazititsmechanismen

3.1.1 Gesellschaftliche Optimalitit durch Energy-only-Markte

Nach gangiger volkswirtschaftlicher, auf neoklassischen Denkansdtzen basierender
Theorie sollte sich die Ausgestaltung von Markten an dem erzielbaren sozialen Uber-
schuss bzw. der Wohlfahrt orientieren. Diese wird haufig nach Marshall4> in Konsumen-
ten- und Produzentenrente zerlegt.#6 Die 6konomische Wohlfahrtstheorie hat gezeigt,
dass freier Wettbewerb im Markt zu den bestmoéglichen Wohlfahrtsergebnissen fiihrt,
solange kein Marktversagen vorliegt. Dies gilt grundsatzlich auch fiir den Strommarkt
und fur das Idealmodell des Energy-only-Marktes (EOM). Dies fiihrt zum Konzept des
sogenannten Peak Load Pricing (PLP), bei dem sich im Gleichgewicht die optimale Er-
zeugungskapazitait bei gegebener Zahlungsbereitschaft der Nachfrager (und damit gege-
bener Nachfrage) ergibt. Dieses Modell kann auch fiir den Fall mehrerer Erzeugungs-
technologien formuliert werden und ist dann konsistent mit dem kurzfristig orientierten
Merit-Order-Modell (MO). Im MO-Modell sind die Kraftwerke nach ihren kurzfristigen
Grenzkosten aufsteigend sortiert; daraus ergibt sich die kurzfristige Angebotskurve. Wie
in anderen Markten ist die Produzentenrente als Flache zwischen dem Marktpreis und
der Angebotskurve, die Konsumentenrente als Flache zwischen den geordneten Zah-
lungsbereitschaften (Nachfragekurve) und dem Marktpreis zu ermitteln. In Abbildung 7

ist dies an einer stilisierten MO-Kurve veranschaulicht.

** Entsprechend den Ergebnissen von Hicks zur Aggregation individuellen Nutzens kann die Messung der sozia-
len Wohlfahrt im Rahmen der sogenannten Marshallian Old Welfare Economics erfolgen. Vgl. Mishan
(1960). Diese wird als Flache zwischen den Kurven der sortierten individuellen Zahlungsbereitschaften und
der Angebotskurve bestimmt. Siehe auch Willig (1973, 1976) und Hausman (1981).

* Teils ist auch eine stark an der Konsumentenrente orientierte Politik zu beobachten, wie beispielsweise in der
amerikanischen Antitrust-Gesetzgebung, die ausschlieBlich auf die Effekte fir Endkunden abhebt. Vgl.
Schmalensee (2004).
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Strompreis
in €/ MWh

Erneuerbare Kernkraftwerke Braunkohle Steinkohle
—

Installierte Leistung in GW Bedarf
Abbildung 7: Preisbildung am Strommarkt anhand der Merit Order

Der soziale Uberschuss setzt sich dann aus Konsumenten- und Produzentenrente zu-
sammen. Die Wahl der optimalen Menge und Qualitit der Bereitstellung von Strom be-
misst sich demnach sowohl an den Kundenwiinschen als auch an den Produktionsmég-
lichkeiten der Volkswirtschaft.

Im PLP-Modell zeigt sich, dass zwischen Spitzenlastzeiten, in denen die Kapazitdt knapp
ist, und solchen, in denen ausreichend Kapazitit zur Verfligung steht, zu unterscheiden
ist. In Zeiten ausreichender Kapazitit werden echte Fixkosten nicht eingepreist und es
ergibt sich lediglich ein Preis, der auf kurzfristigen Grenzkosten beruht (Brennstoffkos-
ten, kurzfristigere Fixkosten, Opportunitdtskosten). Bei knappen Kapazititen werden
Spitzenlastpreise verlangt, die Uiber den kurzfristigen Grenzkosten des Grenzkraftwerks
liegen miissen, um die Fixkosten refinanzieren zu konnen. Im idealen Markt orientiert
sich der Zubau der Kraftwerksbetreiber an den Zahlungsbereitschaften der Kunden und
es wird effizient zugebaut. Dies bedeutet einerseits einen der Gesamtnachfrage entspre-
chenden Zubau und andererseits eine effiziente Allokation. Der kostenglinstigste Pro-
duktionsmix wird gewahlt. Dieser richtet sich an den Preissignalen der Inputgiiter wie

auch an den Zahlungsbereitschaften der Kunden aus.

Die daraus resultierenden kurzfristigen Preisspitzen sind in dem Sinn als voriiberge-
hend anzusehen, da sie nur in Knappheitszeiten auftreten. Ein Neubau von Kraftwerken
erfolgt, wenn Anzahl und Hohe von Preisspitzen ausreichend Erlose zur Deckung der
Fixkosten liefern. In Spitzenlastzeiten determinieren Nachfrage und Produktionskosten

die langfristig gesellschaftlich optimale Erzeugungskapazitit. Die optimale Erzeugungs-
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kapazitat ist demzufolge nicht maximal, befriedigt also nicht jede Nachfrage liber den
kurzfristigen Grenzkosten. Vielmehr verzichten Kunden freiwillig auf den Konsum durch
die von den Erzeugern gewdahlten Spitzenlastpreise. Ohne Marktversagen fiihrt ein funk-
tionsfahiger Wettbewerb zu optimalen Preisaufschlagen.4” Dementsprechend wiirde ein
solcher theoretisch idealisierter EO-Markt ohne Marktversagen zu effizienten, wohl-

fahrtsmaximierenden Marktergebnissen fiihren.

3.1.2 Marktversagen verhindert gesellschaftlich optimales Marktergebnis

Verschiedene Formen des Marktversagens verhindern dies jedoch. Als Hauptmarktver-
sagen wird meist die kurzfristig nicht reagible Nachfrage angefiihrt.4® Diese verhin-
dert, dass ein kurzfristiger Ausgleich von Angebot und Nachfrage stattfinden kann, da
die Zahlungsbereitschaft virtuell gegen unendlich geht. Effektiv existiert fiir einen gro-
3en Teil der Gesamtmenge kein kurzfristiger Preis, da vor allem kleinere Kunden lang-
fristige Durchschnittspreise zahlen und somit nicht auf Boérsenpreisschwankungen rea-
gieren. Auch bei Preisen liber ihrer maximalen Zahlungsbereitschaft (,Value of Lost
Load“) werden sie weiter Strom nachfragen. Der Markt kann nicht in ein Gleichgewicht
uberfiihrt werden, da die Nachfrage das verfiigbare Angebot libersteigt. Kurzfristig fithrt
dies zu Preisen mit sehr hohen Aufschlagen liber den kurzfristigen Grenzkosten und das
System verliert an Versorgungszuverlassigkeit. Langfristig reagieren auf der Nachfra-
geseite die kurzfristig inflexiblen Kunden mit weniger Konsum, auf der Angebotsseite
sind jedoch durch die - in dem sehr vereinfachten Modell - weiterhin sehr hohen kurz-
fristigen Aufschlage relativ zur schrumpfenden Nachfrage zu hohe Kapazititen zu ver-

zeichnen.

Einen weiteren Grund fiir Marktversagen stellen potenziell die im EO-Markt entstehen-
den hohen Risiken aufgrund sehr volatiler Preise dar. Ohne Preisdeckelung entste-
hen ggf. kurzfristig sehr grofde Preisspriinge, die erhebliche Unsicherheiten induzieren
und Investitionen verhindern konnen. Hinzu kommt, dass in betrachtlichem Mafie ver-
sunkene Kosten entstehen. Informationsnachteile auf Seiten potenzieller neuer Anbieter
erzeugen eine Wartepramie, die eine zusatzliche Eintrittsbarriere darstellt.#> Das Markt-

ergebnis weist unter diesen Bedingungen folglich zu geringe Investitionen auf. Dariiber

*" Diese langfristige Perspektive ist auch der MaRstab, der zur Bewertung der Effizienz bzw. deren Kehrseite,
des Missbrauchs von Marktmacht durch zu hohe Preisaufschldge, angelegt werden sollte, wenn die Verhalt-
nisse von Preisen und Grenzkosten betrachtet werden. Preise, die die Deckung der Fixkosten ermdglichen,
werden langfristige Grenzkosten genannt, und nur sie sollten in Preis-Kosten-Verhéltnissen zur Beurteilung
von Markmachtmissbrauch herangezogen werden.

Einer &hnlichen Logik folgt der SSNIP-Test (,,Small Significant Nontransitory Increase in Price®), der typi-
scherweise in Antitrust-Féallen angewendet wird.

“8 Fir eine ausfiihrlichere Darstellung verschiedener Ursachen fiir Marktversagen siehe auch Cramton/Ockenfels
(2012).

* vgl. Pindyck (2009).
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hinaus entsteht bei den verbleibenden Anbietern ein Spielraum zu Marktmachtmiss-
brauch bei dauerhaft vorhandenen Unterkapazitaten, sodass sowohl Effektivitat als auch
Effizienz des Marktergebnisses gefahrdet sind.

Die Risiken starker Preisschwankungen werden verstarkt durch die langen Vorlaufzei-
ten bis zur Inbetriebnahme eines Kraftwerks. Ein Investor setzt sich erheblichen Risiken
aus, da die ersten Erlose erst nach Vorlaufzeiten von ca. drei bis sieben Jahren (fiir kon-
ventionelle Kraftwerke wie GuD-Anlagen oder Kohlekraftwerke) erzielt werden. Uber
diesen Zeitraum sind Preise sehr schwer prognostizierbar, und entsprechend erhéht ist
das Risiko der Investition. Infolgedessen kann es zu einer Investitionszuriickhaltung
kommen, die analoge Nachteile wie die zuvor angesprochenen Aspekte der Preisunsi-

cherheit und des damit verbundenen Risikos mit sich bringt.

Es sei hier noch erwahnt, dass regulatorische Risiken weder von EO-Markten noch von
Kapazitdtsmarkten vollstindig behoben werden kénnen. Diese kénnen in Form von
Umweltregulierungen, erzwungenen Kraftwerksstilllegungen oder forciertem Ausbau
erneuerbarer Energien auftreten. Insbesondere EO-Markte sind hier aber anfillig, da
kurzfristig hohe Preise, die aufgrund von Investitionsvorlaufzeiten auch tiber mehrere
Jahre auftreten kdnnen, dazu fiihren, dass politische Interventionen sehr wahrscheinlich

sind.

Eine weitere Ursache von Marktversagen, die bisher noch relativ wenig diskutiert wur-
de, aber Einfluss auf den Erfolg von EO-Markten hat, ist das potenzielle Vorhandensein
von marktmdachtigen Unternehmen. Dies kann zum Auftreten strategischen Verhaltens
filhren. Ein grundlegendes Problem ist zudem, dass Kraftwerke versunkene Kosten be-

inhalten.

Auch wenn ein hohes Preisniveau im Markt beobachtbar ist, werden nicht zwingend
Eintrittsanreize gesetzt. Durch finanzielle oder produktionstechnologische Vorteile der
bereits im Markt agierenden Unternehmen besteht die Gefahr eines Verdrangungswett-
bewerbs gegentliber den eintretenden Unternehmen. Insbesondere auf der Basis vor-
handener und bereits abgeschriebener Kraftwerke kénnen leicht Gebote abgegeben
werden, die unter den langfristigen Grenzkosten eines Eintretenden liegen. Antizipiert
das eintretende Unternehmen dies, unterldsst es den Eintritt und die marktmachtige

Situation bleibt somit bestehen.

Das Verhalten der Hortung von Uberkapazititen zur Erzeugung von glaubwiirdigen, ein-
trittsabschreckenden Drohungen ist seit langem aus der industrie6konomischen For-
schung bekannt. Solange Preise liber die kurzfristigen Grenzkosten des teuersten Kraft-
werks steigen konnen und ein Marktmachtmissbrauch im Energiemarkt moglich ist,

lohnt es sich, diesen auch zu vollziehen.
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Als Letztes soll hier die potenziell zu geringe Flexibilitit des Kraftwerksparks ange-
sprochen werden. Diese stellt kein origindres Marktversagen dar, sondern ergibt sich
aus den zu geringen Investitionen in Kraftwerksleistung aufgrund der anderen Aspekte
von Marktversagen. Prinzipiell wiirde der EO-Markt Investitionsanreize durch die ent-
sprechenden Knappheitspreise setzen. Das sich im EO-Markt auswirkende Marktversa-
gen fiihrt jedoch langfristig zu einer Investitionszuriickhaltung. Dies wird verstarkt
durch den integrierten europdischen Strommarkt, der in Engpassstunden aufgrund von
Ausgleichseffekten zwischen den nationalen Markten zu keinen bzw. geringeren Preis-
spitzen fiihrt. Dies geht mit einer geringeren Versorgungszuverldssigkeit einher, da
grundsatzlich Erzeugungskapazitit fehlt. Dass dies jedoch speziell flexible Erzeugungs-
kapazitat betrifft, wird nicht ohne Weiteres deutlich.

Als Hauptmarktversagen lasst sich schliefdlich die Risikominderung beziiglich der
erheblich schwankenden Preise ausmachen. Das Risiko schwankender Preise wird
durch lange Vorlaufzeiten beim Kraftwerksneubau verstiarkt, weshalb eine entspre-

chend langfristige Gestaltung des Marktes zu berticksichtigen ist.

Grundsatzlich besteht jedoch die Herausforderung einer sozial optimalen Determinie-
rung der Kapazitdatsnachfrage bzw. der Kapazitdtszahlungen, die durch den Regulierer
festgelegt und aus dem nicht vorhandenen, hypothetisch perfekten EO-Markt (mit VoLL-

Preisdeckeln) geschatzt werden missen.

3.2 Anforderungen an Kapazititsmechanismen

Um die Auswirkungen des zuvor identifizierten Marktversagens zu beseitigen bzw. zu
verringern, gilt es die Anforderungen an ein alternatives Marktdesign zu formulieren,
insbesondere an Kapazititsmechanismen. Besonderes Augenmerk ist dabei auf die Fra-
ge zu legen, inwiefern Kapazitdtsmechanismen und deren Ausgestaltung im Hinblick auf

den zunehmenden Einsatz von EE zur Stromerzeugung in Deutschland geeignet sind.

In einem ersten Schritt ist zu untersuchen, welche Kriterien fiir die Ausgestaltung von
Kapazitdtsmarkten mafdgeblich sind (Abschnitt 3.2.1). Diesen allgemeinen Kriterien
werden konkrete Anforderungen an Kapazititsmechanismen, wie sie in der Literatur
formuliert werden, in Abschnitt 3.2.2 gegentibergestellt. Diese Anforderungen sind so-
dann im Hinblick auf die vorgenannten Kriterien und das libergeordnete Ziel eines ada-
quaten Strommarktdesigns bei hohen Anteilen erneuerbarer Energien zu priorisieren
(Abschnitt 3.2.3). Dariliber hinaus ist der Umgang mit weiteren diskussionswiirdigen
sowie nicht zielfiihrenden Anforderungen zu klaren (Abschnitt 3.2.4). In Abschnitt 3.3
wird schliefdlich die Kompatibilitdt aktueller Marktdesignvorschlage mit den wesentli-

chen Anforderungen an Kapazitatsmechanismen gepriift.
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3.2.1 Kriterien fiir die Ausgestaltung von Kapazititsmechanismen

Grundsatzlich sollten bei der Bewertung von Kapazitdtsmechanismen die Auswirkungen
auf die Gesamtwohlfahrt im Vordergrund stehen - ebenso wie dies auch anderweitig bei

der 6konomischen Analyse wirtschafts- und umweltpolitischer Mafdnahmen der Fall ist.

Dabei ergibt sich als erste konkrete Anforderung an einen Markteingriff, dass er effektiv
ist, d. h., dass die politische Mafdnahme tatsachlich zur Erreichung des damit bezweckten
Ziels fiihrt. Im Fall von Kapazitatsmarkten ist das primare Ziel die Sicherstellung ange-
messener Erzeugungskapazitdten. Dementsprechend ist die Effektivitdt der Ausgestal-
tung von Mafdnahmen daran zu messen, ob tatsachlich ausreichend Erzeugungskapazita-
ten bereitgestellt werden.

Die zweite wesentliche Anforderung an politische Instrumente ist die Effizienz. Dies be-
deutet, dass das angestrebte Ziel mit geringstmoglichen Kosten (d. h. anderweitigen
Wohlfahrtsverlusten) erreicht werden soll. Fiir Kapazitidtsmechanismen resultiert aus

dieser Anforderung u. a., dass sie keine libermaf3igen Investitionen induzieren sollten.

Schliefdlich ist bei allen politischen Einzelmafdnahmen wie auch bei der Implementie-
rung von Kapazitaitsmechanismen zu priifen, inwiefern sie mit dem bisherigen Regulie-
rungsrahmen kompatibel sind. Dieses pragmatische Kriterium der Praktikabilitdit indu-
ziert, dass eine moglicherweise erforderliche tiefgreifende Anpassung anderer Regelun-
gen zu vielfaltigen direkten und indirekten Kosten, aber auch zu potenziellen nicht in-

tendierten Sekundareffekten fithren kann.

3.2.2 Anforderungen an die konkrete Ausgestaltung von Kapazititsmechanismen

In der Literatur werden wiederholt konkrete Anforderungen an Kapazitdtsmechanismen
formuliert, so etwa bei Cramton/Ockenfels (2012), Sifdenbacher/Schwaiger/Stigler
(2011), LBD (2011), DICE (2011), Ecofys (2012), WWF (2012), EWI (2012), Oko-
Institut/LBD/RAUE LLP (2012). Einige dieser Anforderungen entsprechen den zuvor
aufgestellten allgemeinen Kriterien, andere sind jedoch sehr viel spezifischer. Diese sol-
len nachfolgend kurz zusammengestellt werden, um anschliefend eine Priorisierung
vorzunehmen. Dabei lassen sich fiinf Gruppen von Anforderungen unterscheiden: sys-
temseitige Anforderungen, Anforderungen aus Sicht der Erzeuger, Anforderungen aus
Sicht der Nachfrager, wirtschaftspolitische Anforderungen und umweltseitige Anforde-

rungen (siehe Tabelle 1).
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Tabelle 1: Systematisierung von Anforderungen an Kapazitadtsmechanismen

Gruppe Anforderungen
Systemseitige = Sicherstellung einer zuverlassigen Versorgung
Anforderungen = Ortsgerechte Investitionsanreize
= Zeitgerechte Investitionsanreize
= Anlagenspezifische Investitionsanreize
Erzeugerseitige = Langfristige Planungssicherheit
Anforderungen = Flexibilisierung des konventionellen Kraftwerksparks
= Vollkostendeckung
Nachfrageseitige = Beriicksichtigung von Verbraucherinteressen
Anforderungen = Erhohung der Nachfrageflexibilitat

Reduktion von Markteintrittsbarrieren

Wirtschaftspolitische
Anforderungen

Keine unangemessenen Verteilungseffekte
Vermeidung von Wettbewerbsverzerrungen

Erhalt von Wettbewerbsintensitat auf Spot- und Regelleis-

tungsmarkten

Begrenzung von Marktmacht
Vermeidung von Regulierungsrisiken
Internationale Einbettung

Eignung fiir ein dezentrales Marktsystem

Umweltseitige

Anforderungen

Umweltvertraglichkeit, Klimaschutz

Weiterer Ausbau der erneuerbaren Energien

3.2.3 Priorisierung verschiedener Anforderungen an Kapazititsmechanismen

Primares Ziel von Kapazitatsmechanismen ist die Sicherstellung einer angemessenen

Versorgungssicherheit. Dementsprechend ist die Effektivitiat eines Kapazitatsmecha-

nismus daran zu messen, ob dadurch tatsachlich jederzeit ausreichend Erzeugungskapa-

zitdten bereitgestellt werden.

In diesem Zusammenhang muss auf eine stringente Ausrichtung auf das primare Ziel

geachtet werden, da sonst Fehlallokationen und Wettbewerbsverzerrungen drohen. Dies
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wird am Beispiel der Kapazitatsbereitstellung durch konventionelle Kraftwerke gegen-
tiber der durch Speicher deutlich: Reizt ein Kapazitdtsmechanismus nur die reine Be-
reitstellung von Erzeugungsleistung an, so werden konventionelle Kraftwerke und Spei-
cher gleich behandelt. Bei einem geringen Speichervolumen (Energieinhalt) und einer
hohen Ausspeicherleistung ist der Beitrag von Speichern zur Versorgungssicherheit je-
doch aufgrund der geringen Arbeitsverfiigbarkeit begrenzt. Um folglich inaddquate An-
reize zu vermeiden, ist zu priifen, ob neben der Einspeiseleistung auch die Dauer des

Kapazitatsbeitrags berticksichtigt werden sollte.>0

Da die Systemsicherheit auch von der raumlichen Verteilung der Erzeugungskapazitaten
abhangig ist, ist weiterhin zu priifen, inwiefern das Zusammenspiel zwischen Energie-
markten, Kapazitidtsmechanismen und ggf. weiteren Mafinahmen ausreichend ist, um

eine passende raumliche Verteilung der Erzeugung sicherzustellen.

Die Praktikabilitidt weist als pragmatisches Kriterium darauf hin, dass eine eventuell
erforderliche tiefgreifende Anpassung anderer Rechtsnormen zu vielfaltigen direkten
und indirekten Auswirkungen und Kosten, aber auch zu potenziellen, nicht intendierten
Sekundareffekten fithren kann. Unter diesem Aspekt ist zudem die Kompatibilitidt mit
den politischen Rahmenbedingungen zu beriicksichtigen. Auf Deutschland bezogen
ist z. B. sicherzustellen, dass der Kapazititsmechanismus nicht die Erreichung der CO-
Reduktionsziele erschwert. Auf EU-Ebene muss insbesondere gewahrleistet sein, dass
die wesentlichen Aspekte des Strom-Binnenmarktes nicht konterkariert werden, etwa
das ,Market Coupling’. Weiterhin ist zu gewahrleisten, dass die Ausgestaltung des Kapa-
zitditsmechanismus international kompatibel erfolgt. Dazu gehort auch die Bertick-
sichtigung internationaler Synergieeffekte bei der Kapazitatsvorhaltung (wie dies be-
reits bei der Primarregelleistung erfolgt). Andererseits ist zu bedenken, dass die europa-
ische Verflechtung bei einer nicht abgestimmten Einfiihrung von Kapazitiatsmechanis-

men die Effektivitit eines deutschen Kapazitatsmechanismus beeintrachtigen kann.51

Hinsichtlich der Effizienz eines Kapazititsmechanismus ist eine effiziente Allokation
der Investitionsmittel in addquate Kapazitdaten von zentraler Bedeutung. Im Strommarkt
bedeutet das bezogen auf die zeitliche Allokation, dass lange Vorlaufzeiten fiir Planung,
Genehmigung und Errichtung von Erzeugungsanlagen in der Ausgestaltung des Kapazi-
tatsmechanismus berticksichtigt werden. Ein Kapazititsmechanismus muss dement-

sprechend Investitionsanreize zeitgerecht setzen.

%0 Ergebnisse von Bécker/Weber (2012) legen nahe, dass fiir Speichertechnologien, die nicht die Spitzenlast-
technologie darstellen, der gleiche Kapazitatspreis gezahlt werden sollte wie fur andere Erzeugungsanlagen.

*! Hier kann der sogenannte Trittbrettfahrereffekt (englisch: Freeridership) auftreten: von den in Deutschland
vorgehaltenen Kapazitaten profitieren im Knappheitsfall nicht nur die deutschen Abnehmer, sondern auch
Nachbarlander ohne Kapazitdtsmechanismus.
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Aufierdem sind angemessene Anreize fiir ortsgerechte Investitionen zu setzen, inso-
fern als die damit verbundenen Mehrkosten aufgrund ungiinstigerer Erzeugungsstand-
orte geringer sind als die zu erzielenden Einsparungen bei der Netzengpassbehebung

bzw. beim Netzausbau.

Neben der allokativen Effizienz ist auch die produktive Effizienz von Bedeutung. Diese
erfordert insbesondere, dass die Transaktionskosten im Kapazititsmechanismus ge-
ring sind, damit die aufgebrachten Mittel effizient fiir die Gewahrleistung der Versor-

gungssicherheit eingesetzt werden.

Weiterhin kommt der Informationseffizienz des Marktes eine grofde Bedeutung zu. Der
Markt muss sowohl in der kurzen als auch in der langen Frist gewdhrleisten, dass die
notwendigen Knappheitssignale marktendogen von den Akteuren gesendet bzw. emp-
fangen werden. Diese Informationseffizienz erfordert auch geringe Markteintritts-
barrieren, um eine ausreichende Anzahl an Marktteilnehmern sicherzustellen.

Ein gut funktionierender Markt sorgt zudem fiir Innovationseffizienz (dynamische
Effizienz), indem er ausreichend Wettbewerbsdruck aufbaut. Die Marktteilnehmer ver-
suchen aus eigenem Antrieb, entweder kostengilinstiger zu produzieren (und so guinsti-
ger als die anderen anbieten zu kénnen) oder sich iiber innovative Produkte wie bei-
spielsweise flexiblere Technologien von Mitbewerbern abzuheben. Dieser Druck ent-

steht nur, wenn hinreichend viele Akteure an einem Markt titig sind.

Effektivitat und Praktikabilitat

* Primdres Ziel: Versorgungssicherheit

* Rentabilitat von Investitionen

» Kompatibilitat mit politischen Rahmenbedingungen
* Einhaltung der Wettbewerbsordnung

Effizienz

» Zeitgerechte Investitionsanreize ¢ Diskriminierungsfreiheit
* Ortsgerechte Investitionsanreize * Innovationseffizienz
* Informationseffizienz * Geringe Transaktionskosten

Abbildung 8: Priorisierung von Anforderungen an einen Kapazitatsmechanismus
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Die geschilderten primdren Anforderungen an einen Kapazititsmechanismus sind in
Abbildung 8 zusammengestellt. Diese Anforderungen muss ein geeigneter Kapazitits-
mechanismus in jedem Fall erfiillen. Falls ein Vorschlag bereits diese grundlegenden

Anforderungen nicht erfiillt, ist er nicht dazu geeignet, das gewiinschte Ziel zu erfiillen.

3.2.4 Weitere diskussionswiirdige Anforderungen

Die vorangehenden Ausfiihrungen haben wesentliche Anforderungen an die Ausgestal-
tung von Kapazitditsmechanismen identifiziert. In der aktuellen Diskussion werden je-
doch noch etliche weitere Anforderungen und Wiinsche formuliert. Nachfolgend wird

aufgezeigt, welche dieser Anforderungen

e durch adidquat ausgestaltete Kapazititsmechanismen indirekt gewahrleistet
werden,

e sinnvollerweise besser durch andere Instrumente gewdhrleistet werden sollten
oder

e aus grundsitzlichen Uberlegungen als problematisch einzustufen sind und des-

halb fallengelassen werden sollten.

Die im Kontext der erzeugerseitigen Anforderungen genannte Reduzierung der Preis-
risiken kann durch stabile Randbedingungen und langerfristige Wirkungszeitraume
(z. B. lange Ausschreibungsdauern) erreicht werden. Dieses Ziel sollte jedoch nicht un-
eingeschrankt im Vordergrund stehen. Im Hinblick auf die Informationseffizienz des
Marktes muss vielmehr eine flexible Anpassung an neue Informationen gewahrleistet
sein. Hierzu kann ein Sekundarhandel einen Beitrag leisten, bei dem bereits eingegange-
ne Kapazitatsverpflichtungen an andere Akteure weiterveraufdert werden kénnen, um

eigene, veranderte Risikopraferenzen oder Lagebeurteilungen abbilden zu kénnen.

Die Anforderung einer langfristigen Planbarkeit der Erlése erscheint hingegen aus
grundsitzlichen Uberlegungen problematisch, sofern sie iiber die Forderung nach zeit-
gerechten Investitionsanreizen mit reduzierten Preisrisiken hinausgeht. Zum einen fiih-
ren planbare Erlose bei gleichzeitig schwankenden Kosten nicht zu einer Reduzierung
der Risiken fiir die Wirtschaftlichkeit von Investitionen. Zum anderen sollte es nicht Ziel
eines Kapazitdtsmechanismus sein, Investoren ,risikofrei“ zu stellen, wenn es im Markt-
umfeld erhebliche fundamentale Risiken gibt (z. B. Brennstoffpreis- und COz-Preis-
schwankungen). Denn diese Risiken werden dann nur auf andere Akteure (z. B. Ver-
braucher) verlagert, die haufig noch weniger Mdglichkeiten haben, Einfluss auf deren

Bewaltigung respektive Reduzierung zu nehmen. Es gilt daher einen Mechanismus zu
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finden, der die Planungssicherheit erhoht, nicht aber fundamentale Risiken vollstandig

beseitigt bzw. verlagert.

Nachfrageseitige Maf3nahmen, im Englischen auch Demand-Side-Management (DSM)
genannt, konnen in Knappheitssituationen einen wertvollen Beitrag zur Systemstabili-
sierung und damit zur Versorgungssicherheit leisten. Da das Problem einer geringen
Elastizitat der Nachfrage nicht durch einen Kapazitditsmechanismus iiberwunden wer-
den kann, sollten Mafnahmen zur Erhéhung der Nachfrageflexibilitit unabhangig und
moglichst vor der Implementierung eines Kapazitatsmechanismus umgesetzt werden.
Dadurch wiirden Knappheitspreise im Markt gefunden und die in Kapitel 3.1 angespro-
chenen Folgen eines fehlenden Marktgleichgewichts gemildert.

Bei einer (zu empfehlenden) Integration nachfrageseitiger Mafnahmen in den Kapazi-
tatsmechanismus sollten die Beitrage des Demand Side Management (DSM) differenziert
betrachtet werden. Es muss unterschieden werden, wann sie verfiighbar sind (Zeitver-
fligbarkeit), liber welchen Zeitraum sie aktiviert werden kdnnen (Mengenverfligbarkeit)
und ob es sich um einen Verbrauchsverzicht oder eine zeitliche Verschiebung des Ver-
brauchs handelt. Bei einer Verschiebung des Verbrauchs ist zu priifen, tiber welchen
Zeitraum sie erfolgen darf, bis der Verbrauch z. B. aus Produktionsgriinden nachgeholt
werden muss. Denn in der Regel hingen Spitzenlaststunden zusammen, sodass eine
Leistungsreduktion mit kurzfristig nachzuholender Nachfrage nur begrenzt Mehrwerte
liefert. Dementsprechend ist die vom Endkunden im Rahmen des DSM zur Verfiigung
gestellte unterbrechbare Leistung nicht ohne Weiteres mit der gesicherten Leistung von
Erzeugungsanlagen gleichzusetzen. Zu diesem Punkt sind weiterfiihrende Analysen zur

Prazisierung der Randbedingungen und Wirkungen erforderlich.

In der politischen Praxis zeigt sich, dass Regelanderungen nur dann akzeptiert werden,
wenn die Verteilungseffekte begrenzt sind. In der wohlfahrtsokonomischen Diskussi-
on werden Verteilungseffekte zumeist nachrangig betrachtet, da im Rahmen der zwei
Hauptsiatze der Wohlfahrtsokonomik aufgezeigt wird, dass allokationspolitische und
distributionspolitische Mafinahmen getrennt werden konnen.52 Diese Simplifizierung
tragt allerdings in der politischen Praxis kaum; es kommt vielmehr darauf an, welche
Akteursgruppen in welchem Umfang zu ,Gewinnern® oder zu ,Verlierern“ werden. Des-
halb ist bei Kapazitatsmechanismen von besonderer Bedeutung, inwiefern Windfall-
Profits fiir einige oder alle Produzenten vermieden werden kénnen. Denn diese zusatzli-

chen Gewinne fiir die Erzeuger werden in der Regel zu Lasten der Verbraucher gehen.

52\/gl. etwa Musgrave (1959).
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In einem fair gestalteten Markt sollten alle Beteiligten gleichermaféen an Chancen und
Risiken partizipieren. Somit wird ein gut ausgestalteter Kapazitatsmechanismus die Ver-
teilungseffekte indirekt begrenzen.

Als weitere Anforderung an die Ausgestaltung eines Kapazitdtsmechanismus wird haufig
die Marktliquiditit angefiihrt. In diesem Kontext ist diese Forderung jedoch differen-
ziert zu betrachten. Ein Markt ist liquide, wenn sich zum einen Angebot und Nachfrage
in ausreichendem Maf3e gegeniiberstehen und zum anderen eine bestimmte Menge des
entsprechenden Gutes jederzeit gehandelt werden kann, ohne dass der Marktpreis
durch eine einzelne Transaktion beeinflusst wird (Preiskontinuitdt). Damit kdnnen die
Akteure das Gut ,Kapazitat’ jederzeit ohne Einhaltung von Fristen und ohne Werteinbu-
3¢ am Markt tauschen. Kapazitdt im Sinne einer ,gesicherten Leistung’ stellen in erster
Linie die konventionellen Kraftwerke bereit. Der Verbraucher fragt aber ,Versorgungssi-
cherheit’ nach. Somit muss eine Stelle die Transformation von der gewiinschten ,Versor-
gungssicherheit’ zur erforderlichen ,gesicherten Leistung’ vornehmen; dies konnte der
Lieferant tibernehmen, der heute eine analoge Transformation zwischen Endkunden-
und Grofdhandelsprodukten vornimmt. Nun stellt sich noch die Frage, ob die Handler
das Gut ,gesicherte Leistung’ tatsachlich ausreichend bereitstellen - bzw. ob Sanktionen
fur ein unzureichendes Maf3 an ,gesicherter Leistung’ hinreichend abschreckend wirken.
Die Marktgangigkeit des Gutes ,gesicherte Leistung’ ist daher im Hinblick auf die inten-

dierte Zielsetzung als durchaus ambivalent einzustufen.

Weiterhin wird oft gefordert, den Kapazitatsmechanismus so auszugestalten, dass eine
Ausiibung von Marktmacht begrenzt wird, da diese ebenfalls zu Marktversagen und
damit Wohlfahrtsverlusten fiihrt. Hinsichtlich dieser wirtschaftspolitischen Anforderung
sind zwei grundsatzliche Anmerkungen angebracht. Zum einen werden Mafdnahmen zur
Nachfrageflexibilisierung im Energiemarkt auch dort Marktmacht begrenzen und somit
Effizienz und Effektivitat des gesamten Marktdesigns positiv beeinflussen. Auf der ande-
ren Seite ist zu bedenken, dass das Bundeskartellamt Marktmachtmissbrauch grund-
satzlich und unabhingig von den betrachteten Markten zu verhindern trachtet. Daher
gilt auch hier, dass ein gut ausgestalteter Kapazitatsmechanismus die Marktmacht indi-

rekt begrenzen wird.

Da ein Marktdesign immer auch von exogenen Schocks beeintrachtigt werden kann,
muss der gewdhlte Kapazitaitsmechanismus iiber eine ausreichende Robustheit verfii-
gen. Der Markt muss also auch in extremen Situationen funktionsfahig bleiben, ohne
dass der Regulator intervenieren muss. Ein haufiges Eingreifen wiirde die Marktakteure
verunsichern und dadurch zu Investitionszuriickhaltung oder Marktverzerrung fiihren.
Trotz dieses Anspruchs an Kontinuitdt muss der Markt ein gewisses Maf3 an Flexibilitit
besitzen, um selbstgesteuert auf neu aufkommende Situationen reagieren zu kénnen. In

diesem Fall werden die Marktakteure und Marktplatzbetreiber die notwendigen Pro-
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duktanpassungen und die Weiterentwicklung von Abwicklungsprozessen und Sicher-
heitsanforderungen einvernehmlich vorantreiben. Die Anforderung einer Einddmmung
von Regulierungsrisiken wird dadurch erfiillt, dass der zu entwickelnde Kapazitdatsme-

chanismus die zuvor dargestellten Anforderungen bestmoglich berticksichtigt.

Eine explizite Beriicksichtigung der umweltseitigen Anforderungen im Rahmen der
Ausgestaltung von Kapazititsmarkten erscheint wenig zielfiihrend. Denn es gilt hier
wie anderswo die Regel, dass moglichst fiir jedes Ziel ein eigenes Instrument eingesetzt
werden sollte.53 Wenn ein Ziel mit mehreren Instrumenten verfolgt wird, besteht zum
einen die Gefahr unerwiinschter Wechselwirkungen zwischen den Instrumenten, zum
anderen wird die Komplexitat unnétig gesteigert. Umgekehrt wird ein Instrument kaum
geeignet sein, unterschiedliche Ziele gleichermafien zu erreichen, wenn die Ziele nicht
exakt kongruent sind. Da es mit dem Emissionszertifikatehandel und dem EEG bereits
zwei Instrumente gibt, um Ziele des Klimaschutzes und des Ausbaus der Erneuerbaren
zu erreichen, ist eine Einbeziehung von Kriterien zu Klimaschutz und Erneuerbaren in
einen Kapazititsmechanismus kaum zielfiihrend. Das heifdt nicht, dass erneuerbare
Anlagen vom Kapazitatsmechanismus ausgeschlossen werden sollten. Vielmehr sollte
ihr spezifischer Beitrag zur Versorgungssicherheit iiber das Konzept des Kapazitatskre-
dits, gemessen durch die gesicherte Leistung oder (besser) iiber den Zugewinn an frei-

er Leistung, bestimmt werden.

In Zusammenhang mit der verstarkten Einspeisung fluktuierender erneuerbarer Ener-
gien wird auch die Forderung nach einer speziellen Férderung hochflexibler Erzeu-
gungskapazitiaten erhoben. Dies impliziert, dass zukiinftig spezielle, hochflexible Er-
zeugungskapazitaten erforderlich sind, um die starken Schwankungen bei der regenera-
tiven Erzeugung auszugleichen. Es ist jedoch zu erwarten, dass inflexible Kraftwerke am
stiindlichen Spotmarkt niedrigere Erlose erzielen werden als hochflexible Kraftwerke
am viertelstiindlichen Markt. Da fiir ein stabil funktionierendes System die Flexibilitat
der konventionellen Erzeugung wichtig ist, sollten weitergehende Untersuchungen
liberpriifen, ob analoge Formen des Marktversagens zu erwarten sind wie bei den Ge-
samterzeugungskapazititen und demnach eine Flexibilisierung der Erzeugung speziell

angereizt werden muss oder nicht.

%% Die gleiche Begriindung fiihrt dazu, dass die EZB (bzw. friiher die Bundesbank) als einziges maRgebliches
Ziel die Geldwertstabilitat verfolgt. Vgl. Tinbergen (1952).



DESIRE Endbericht

3.3 Kompatibilitit aktueller Marktdesignvorschlige mit wesentlichen
Anforderungen an Kapazitiatsmechanismen

Die zuvor diskutierte Priorisierung der Anforderungen bildet die Fundierung fiir eine
addquate Ausgestaltung von Kapazititsmechanismen. Die Systematisierung der Anfor-
derungen nach den Kriterien Effektivitat, Effizienz und Praktikabilitdt ermdéglicht eine
konsistente Ausrichtung des Kapazitaitsmechanismus auf das primare Ziel der Versor-
gungssicherheit.

Die wissenschaftliche und politische Diskussion der vergangenen Jahre hat eine Vielzahl
von Vorschlagen fur das zukiinftige Marktdesign und insbesondere die Einfiihrung von
Kapazitditsmechanismen in Deutschland hervorgebracht. Dabei sind nicht alle vorgestell-
ten Mechanismen geeignet, die zuvor dargestellten wesentlichen Anforderungen an Ka-

pazitatsmechanismen zu erfiillen.

Zunachst werden die wichtigsten Designvorschlage kurz charakterisiert, um sie an-
schliefend hinsichtlich der Zielerreichung zu bewerten.

3.3.1 Strategische Reserve

Die Strategische Reserve erfordert nur geringe Eingriffe in das bestehende Marktdesign.
Hierbei werden Kraftwerkskapazititen von einer zentralen Instanz, z. B. den Ubertra-
gungsnetzbetreibern (UNB), fiir Knappheitszeiten vorgehalten. Es bestehen verschiede-
ne Moglichkeiten zur Beschaffung von Reservekapazitaten. Neben langfristigen Vertra-
gen zwischen UNB und Kraftwerksbetreibern kann eine Strategische Reserve iiber ein
marktbasiertes Auktionsverfahren allokiert werden. Letztere Option bietet eine erh6hte
Transparenz und fiihrt zu geringeren Transaktionskosten. Je nach Marktdesign ware ein
Einsatz der Anlagen aus technischen oder wirtschaftlichen Griinden denkbar. Ein techni-
scher Antrieb konnte die Gefahrdung der Versorgungssicherheit durch ein unzureichen-
des Angebot von Kraftwerksleistung auf dem Strommarkt sein. Ein 6konomisches Motiv
fir die Einflihrung einer strategischen Reserve ware das Schaffen einer kiinstlichen
Preisobergrenze im Strommarkt. Dabei wiirde die Reserve bei Uberschreiten eines be-
stimmten Marktpreises in der Merit Order zum Zuge kommen und preissetzend wirken.
Somit konnte eine Stabilisierung der Preise auf einem bestimmten Niveau erreicht wer-
den, wobei eine zu geringe Preisobergrenze sich wiederum nachteilig auf das Investiti-

onsverhalten auswirken wiirde.54

*Vgl. De Vries (2004), S.112.
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3.3.2 Selektiver Kapazitatsmarkt

Bei einem selektiven Kapazitatsmarkt werden lediglich ausgewdahlte Kapazitaten (in der
Regel Neubauten) gefordert. Eine zentrale Instanz ermittelt die zukiinftig bendtigte Ge-
samtkapazitit sowie die voraussichtlich vorhandene Kapazitat im Zukunftsjahr. Die Dif-
ferenz bestimmt dann den zusatzlichen Kapazitatsbedarf, der iiber den selektiven Kapa-
zitdtsmarkt beschafft wird. Durch das Fehlen von Zahlungen an Bestandsanlagen wer-
den die Probleme der Windfall Profits und marktmachtgetriebener Preise eliminiert. Die
Differenzierung zwischen Neubauten und Bestandsanlagen bei diesem Ansatz kann je-
doch fiir junge Bestandsanlagen mit hohem Kapitaldienst zu finanziellen Nachteilen fiih-
ren. Des Weiteren werden dltere Bestandsanlagen von moderneren Neubauten, die Erlo-
se aus dem Kapazitatsmarkt erzielen und tendenziell niedrigere Grenzkosten aufweisen,
verstarkt an den rechten Rand der Merit Order gedrangt (Slippery-Slope-Effekt). Als
Konsequenz ergeben sich geringere Einsatzzeiten bei potenziell niedrigeren Stromprei-
sen, sodass die wirtschaftliche Situation dieser Anlagen verschlechtert wird. Zudem
kann es zu Investitionszuriickhaltung in Grund- und Mittellasttechnologien kommen.
Insgesamt flihrt ein selektiver Kapazititsmarkt zu einem beschleunigten Umbau des

Kraftwerksparks.

3.3.3 Zentraler Kapazitatsmarkt

Bei einem zentralen Kapazitatsmarkt ermittelt eine zentrale Instanz den Kapazitatsbe-
darf und beschafft die sicher verfligbare Leistung lber eine zentrale Auktion. Dabei
konnen alle Bieter, ob Bestandskraftwerke oder Investoren, an der Auktion teilnehmen.
Ubersteigt die Summe der installierten Kapazititen den Kapazititsbedarf, stellt sich am
Kapazitdtsmarkt, unter der Annahme vollkommenen Wettbewerbs, ein Leistungspreis
von null ein. Sind bei diesem Szenario Bestandskraftwerke von der Stilllegung bedroht,
wiirde sich ein Kapazitatspreis in Hohe des Missing Money aus Stromvermarktung und
fixen Betriebskosten ebendieser Kraftwerke einstellen. Die Obergrenze fiir Gebote am
Kapazitdtsmarkt wird hierbei durch die fixen Betriebskosten der giinstigsten Neubau-
technologie gesetzt, die zu diesem Preis auf jeden Fall in den Markt eintreten wiirde.
Auch die Gebote fiir Neuinvestitionen ergeben sich durch analoge Uberlegungen. Auf-
grund der geringen Investitions- und fixen Betriebskosten wiirden (unter der Annahme
eines Einheitspreisverfahrens) vorwiegend Spitzenlastkraftwerke wie Gasturbinen
preissetzend sein. Da es sich um einen umfassenden Kapazitatsmarkt handelt, wiirden
alle Kraftwerke im Markt fiir die Vorhaltung sicher verfligbarer Leistung mit dem daraus
resultierenden Leistungspreis vergiitet. Je nach bestehender Kraftwerksparkstruktur

werden in einem umfassenden Kapazitatsmarkt auch Neubauentscheidungen in Grund-
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und Mittellastkraftwerke motiviert. Zusatzliche Kapazitat kommt in den Markt, wodurch

sich niedrigere Marktpreise ergeben.

3.3.4 Dezentraler Kapazitatsmarkt

Beim dezentralen Kapazitatsmarkt ist eine Erganzung des Energy-only-Marktes um ei-
nen dezentralen, umfassenden Leistungsmarkt vorgesehen. Daran kénnen alle Anbieter
gesicherter Leistung und die Nachfrager teilnehmen. Strukturierung und Integration
konnen beispielsweise analog zum Energy-only-Markt in Leistungs-Bilanzkreisen durch
die Vertriebsunternehmen iibernommen werden. Dies ermdéglicht eine parallele Organi-

sation von Stromlieferung und Absicherung.

Die Stromvertriebe ermitteln ihren Kapazititsbedarf auf Basis der Verbrauchsdaten ih-
rer Kunden und optimalerweise unter Einbeziehung von Vergleichmaf3igungseffekten
zwischen anderen Vertriebsportfolien auf dezentraler Ebene. Hierbei konnen sie ihren
Bedarf an gesicherter Leistung durch die Nutzung von DSM-Mafénahmen absenken. Die
jeweils ermittelte Kapazititsnachfrage wird dann an einer zentralen Kapazitdtsborse
gebiindelt und trifft auf Anbieter gesicherter Leistung.

Der Verkauf von Leistungszertifikaten ermoglicht dem Anbieter gesicherter Leistung
zusatzliche Erlose zum Stromverkauf und somit eine Vollkostendeckung. Letztlich erhalt
die gesicherte Leistung einen Preis, der auch in Endkundenprodukten wirksam wird.

3.3.5 Bewertung hinsichtlich der identifizierten wesentlichen Anforderungen

3.3.5.1 Versorgungssicherheit und Rentabilitit von Investitionen

Die Gewahrleistung der Systemstabilitat bei gleichzeitigem Ausbau von fluktuierenden
EE und Ausstieg aus der Kernenergie kann nur gelingen, wenn dem System ausreichend
gesicherte Leistung zur Verfligung steht. Dies erfordert auch zukiinftig Investitionen in
konventionelle oder Speichertechnologien, die im Wesentlichen durch die Rentabilitat
bzw. Vollkostendeckung dieser Alternativen determiniert werden. Wie bereits erldutert,
ist die Gewahrleistung der Versorgungssicherheit untrennbar mit der Rentabilitit von

Investitionen verbunden.

In der aktuellen Situation in Deutschland setzt der Energy-only-Markt aufgrund von
Uberkapazititen und damit einhergehender nicht ausreichender Kraftwerksdeckungs-
beitrage keine Investitionsanreize. Grundsatzlich ist jedoch nicht bewiesen, dass der
Energy-only-Markt seine Funktion als Investitionssignal zukiinftig bei knappen Kapazi-
taten nicht gewadhrleistet. Um jedoch der Gefahr unzureichender Investitionsanreize

bedingt durch starke Preisschwankungen und lange Vorlaufzeiten beim Kraftwerksbau
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entgegenzuwirken, wurden in Deutschland vor allem die Einfiihrung einer Strategischen

Reserve und von Kapazitatsmarkten diskutiert.

Bei einer Strategischen Reserve werden die Reservekraftwerke ausschliefilich in
Knappheitssituationen eingesetzt, um zusatzliche Versorgungssicherheit zu gewahrleis-
ten. Investitionssignale werden daher auch nur - analog zum EO-Markt - in diesen
Knappheitssituationen, die auch von der Situation im europaischen Ausland abhédngen,
ausgesendet.>> In der bisherigen Diskussion wurde in diesem Zusammenhang die
Knappheit tiblicherweise liber den Spotmarkt definiert: Kime dort in der ersten Auktion
keine Marktrdumung zustande, wéare dies der Knappheitsfall und die Strategische Re-
serve kdme zum Einsatz. Aufgrund der gewollten engen - und zunehmenden - Vernet-
zung der europaischen Energiemarkte und -systeme wiirde dieser Knappheitsfall in der
Realitit eine absolute Ausnahme darstellen und ware daher selten und zugleich schlecht
prognostizierbar. Als erster Befund kann daraus gefolgert werden, dass die Strategische

Reserve nicht geeignet ware, zusatzliche valide Investitionssignale auszusenden.

Die Vorhaltung einer zusitzlichen Reserve kénnte dennoch als Ubergangslésung helfen,
eine Phase knapper Erzeugungskapazitiaten zu tiberbriicken. In diesem Fall muss aller-
dings das Problem der sachgerechten Dimensionierung der Strategischen Reserve
adressiert werden: Derzeit ist der politische Wille erkennbar, dass Deutschland ,leis-
tungsautark” werden soll, also so viel installierte Erzeugungskapazitiat vorhalt, wie zur
Abdeckung der Lastspitze auch ohne Importe notwendig ware. Kurzfristig ist denkbar,
einem Abdriften in den Kapazitdtsmangel entgegenzuwirken, indem Kraftwerke in die
Strategische Reserve iiberfiihrt werden statt stillgelegt zu werden. Wiirde man dieses
Ziel mit dem Mittel einer strategischen Reserve allerdings mittel- bis langfristig verfol-
gen, wiirde dies aufgrund der Sterbelinie konventioneller Kraftwerke zu einer grofden,
wegen der effizienten Importe im EU-Binnenmarkt aber ungenutzten Kapazitat fiithren.
Auch hieran wird deutlich, dass die Strategische Reserve nur als Ubergangsinstrument

konzipiert werden kann.

Die Gewahrleistung der Versorgungssicherheit ist eng mit der Sicherung eines stabilen
(aber nicht risikofreien) Investitionsumfelds verbunden. Grundsatzlich konnen Kapazi-
tatsmarkte zu einer Stabilisierung schwankender Erlose bedingt durch volatile Strom-
marktpreise beitragen. Dabei wird dem zentralen Kapazitatsmarkt die hochste Zieler-
reichung im Vergleich zum selektiven oder dezentralen Kapazitdtsmarkt zugeordnet, da
die diskutierten Modelle gesicherte Kapazititszahlungen tliber bis zu 15 Jahre garantie-
ren. Insbesondere beim dezentralen Kapazititsmarkt ist zu erwarten, dass gesicherte
Kapazititen bzw. Leistungszertifikate lediglich liber zwei bis drei Jahre im Voraus liqui-

de gehandelt werden. Somit ist die Schaffung langfristiger Preissignale beim dezentralen

%5 Vgl. SiiRenbacher/Schwaiger/Stigler (2011), S. 10.
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Kapazitatsmarkt kritisch zu sehen. Beim selektiven Kapazitiatsmarkt ist davon auszu-
gehen, dass die Zielerreichung bedingt durch den Slippery-Slope-Effekt und den damit
verbundenen schnelleren Umbau des Kraftwerksparks sowie geringere Investitionsan-
reize fiir Grund- und Mittellasttechnologien mit erhohten Kosten einhergeht. Dennoch
kann das Erreichen der Versorgungssicherheit im selektiven Kapazitatsmarkt positiv

bewertet werden.

3.3.5.2 Kompatibilitit mit den politischen Rahmenbedingungen und Einhaltung
der Wettbewerbsordnung

Kapazitditsmechanismen miissen als primares Ziel die Gewdhrleistung der Versorgungs-
sicherheit verfolgen. Dabei diirfen sie jedoch nationale und européische Ziele nicht kon-
terkarieren. Grundsatzlich besteht die Mdoglichkeit, alle betrachteten Kapazititsme-
chanismen kompatibel mit politischen Rahmenbedingungen auszugestalten. Hierbei
miissen insbesondere die Wechselwirkungen mit den Strommarkten, Férderregimen
und dem CO2-Zertifikatehandel sowohl in nationaler als auch europaischer Perspektive
beachtet werden. Bei allen Kapazititsmechanismen ist eine marktbasierte Losung von
Vorteil. Unabhdngig von den betrachteten Mechanismen ist eine asymmetrische Einfiih-
rung von Kapazitdtsmechanismen kritisch zu sehen. In diesem Fall ware eine Abwande-
rung von Investitionen in Lander mit Kapazitditsmechanismus zu erwarten, was wiede-
rum zu Wettbewerbsverzerrungen und unerwiinschten Verteilungseffekten fithren

kann.

3.3.5.3 Zeitgerechte und ortsgerechte Investitionsanreize

Die Gewahrleistung zeitgerechter Investitionsanreize hangt im Wesentlichen von den
langen Vorlaufzeiten beim Kraftwerksbau ab. Internationale Erfahrungen zeigen, dass
ein Kapazititsmechanismus einige Jahre vor dem Zeitpunkt eingefiihrt werden muss, zu
dem er seine Wirkung entfalten soll. Gerade fiir Neuinvestitionen haben sich in zentra-
len Mechanismen lange Vorlaufzeiten von mehreren Jahren eingestellt. In Kolumbien
finden beispielsweise die Auktionen drei bzw. sieben Jahre vor dem Erfiillungszeitraum
statt; die siebenjahrige Vorlaufzeit ist dabei speziell fiir Grund- und Mittellastkraftwerke
vorgesehen.>¢ Beziiglich der Verpflichtungsdauern wird in der international gangigen
Praxis meist zwischen Neu- und Bestandsanlagen unterschieden. Wahrend Bestandsan-
lagen fiir kurze Zeitraume (z. B. 1 Jahr) bieten, konnen Neuinvestitionen den Preis einer
Kapazitdtsauktion direkt fiir mehrere Jahre sichern, um ihre Investitionsrisiken zu sen-

ken.

Sendet eine Strategische Reserve die notwendigen Investitionssignale lediglich in Eng-

passsituationen und damit nur begrenzt zeitgerecht aus, erreichen die betrachteten Ka-

%8 V/gl. Frontier Economics (2011).
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pazititsmarktmodelle abhdngig von der gewahlten Vorlaufdauer der Auktionen und
den Vertragsdauern grundsatzlich das Ziel zeitgerechter Investitionsanreize. Gleiches
gilt fir ortsgerechte Investitionsanreize: diese Anforderung lasst sich beispielsweise
liber Kapazitiatszonen oder andere geografische Komponenten bei den Kapazitatsaukti-
onen bei allen Kapazititsmarktmodellen beriicksichtigen. Grundsatzlich ist auch beim
dezentralen Kapazititsmarkt denkbar, die Leistungszertifikate mit einer geografischen

Zuordnung der jeweiligen Kapazitatsbediirfnisse zu versehen.

3.3.5.4 Informations- und Innovationseffizienz

Wesentliche Voraussetzung fiir informationseffiziente Kapazitdtsmechanismen ist deren
transparente Ausgestaltung. Aus diesem Grund sind zundchst ganz allgemein transpa-
rente und wettbewerbliche Vergabeverfahren bei der Allokation gesicherter Kapazitat
zu bevorzugen. Unter der Annahme, dass beim dezentralen Kapazitatsmarkt eine Biinde-
lung der Kapazitatsnachfrage an einer Borse erfolgt, sind sowohl bei dezentralen als
auch bei zentralen Mechanismen Marktinformationen fiir alle Marktteilnehmer zu-
ganglich. Hinsichtlich der Innovationseffizienz sind Kapazitatsmarkte gegeniiber einer
Strategischen Reserve von Vorteil, da letzterer Kapazitatsmechanismus eine geringe
Eingriffstiefe aufweist und tendenziell von der Stilllegung bedrohte Bestandskraftwerke
den Zuschlag erhalten. Marktgetriebene Innovationen sind allgemein vor allem bei tech-
nologieoffenen und wettbewerblich organisierten Kapazitatsmarkten zu erwarten. Eine
Steigerung der Innovationseffizienz ist durch die Integration von Nachfrageflexibilitéaten,
aber auch Kapazitiaten aus Erneuerbaren zu erwarten. Sowohl der zentrale und der se-
lektive als auch der dezentrale Kapazitatsmarkt erfiillen diese Anforderungen grund-
satzlich.

3.3.5.5 Diskriminierungsfreiheit

Die Einfilhrung eines Kapazitdtsmechanismus eroffnet prinzipiell neue Moglichkeiten
zum Missbrauch von Marktmacht. Als Beispiele zu nennen sind hier strategische Gebote
zur Vermeidung von Neueintritten durch Konkurrenten, Kapazitatszuriickhaltung zur
Anhebung des Preisniveaus und Marktmacht durch mangelnde Liquiditat, z. B. bei klein-
teiliger regionaler Ausgestaltung. Wahrend es in Deutschland Regulierungsbehoérden
wie das Bundeskartellamt, die Monopolkommission und die Bundesnetzagentur gibt, die
solche Aktivititen iberwachen und sanktionieren konnten, scheint die internationale
Erfahrung zu zeigen, dass Marktmacht in (auktionsbasierten) Kapazitatsmarkten schwe-
rer zu bekampfen ist als im Energy-only-Markt. Hierzu werden zumeist zusatzliche In-

strumente eingefiihrt.>?

%" V/gl. Monitoring Analytics (2014).
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Wesentlicher Designparameter hinsichtlich Markteintrittsbarrieren sind vor allem vor-
ab festzulegende Praqualifikationsanforderungen. Zu hohe Anforderungen wiirden da-

bei den Markteintritt kleinerer Investoren erschweren.

3.3.5.6 Geringe Transaktionskosten

Transaktionskosten setzen sich aus den anfallenden Kosten fiir Anbahnung und Infor-
mationsbeschaffung, Vereinbarung und Abwicklung sowie Kontrolle und Anderung zu-

sammen.

Bei den betrachteten Modellen mit zentraler Ausschreibung (strategische Reserve,
zentraler und selektiver Kapazititsmarkt) sind die Kosten fiir Anbahnung und In-
formationsbeschaffung tendenziell geringer als beim dezentralen Kapazititsmarkt.
Eine dezentrale Ermittlung des optimalen Kapazititsbedarfs unter Einbeziehung von
Ausgleichseffekten zwischen Vertriebsportfolien fiihrt zu zusatzlichen Kosten, da jedes
Vertriebsunternehmen hierfiir zusatzliche Informationen beschaffen muss. Wesentli-
cher Treiber der gesamten Transaktionskosten ist dabei die Anzahl der Nachfrager nach

gesicherter Leistung, die bei einem dezentralen Mechanismus per se hoher ist.

Bedingt durch die Produkt- und Vertragsfreiheit beim dezentralen Ansatz kénnen sich
abhdngig von der Ausgestaltung (insb. wenn keine Biindelung der Kapazitiatsnachfrage
an einem zentralen Borsenplatz erfolgt) hohere Vereinbarungs- und Abwicklungskosten

ergeben.

Die Kosten fiir die Kontrolle der Kapazitatsvorhaltung und Anpassungen des Kapazitats-
bedarfs sind hingegen bei zentralen Kapazititsmarkten hoher, da entsprechende Kon-
trollen und Anpassungen beim dezentralen Kapazitatsmarkt durch bestehende Markt-
mechanismen (Bilanzkreismanagement und Ausgleichsmechanismen) kurzfristig und
kostengiinstiger erfolgen konnen. Durch die vergleichsweise geringe Kapazitit bei der
strategischen Reserve erfiillt dieser Kapazitatsmechanismus die Anforderung geringer

Transaktionskosten am besten.

3.3.5.7 Zusammenfassung

Tabelle 2 fasst die Bewertung der einzelnen Kapazitditsmechanismen abschlief3end zu-

sammen:
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Tabelle 2: Bewertung von Kapazitdtsmechanismen hinsichtlich der Zielerreichung

Energy-only- | Strategische Selektiver Zentraler Dezentraler
Markt/ Reservess Kapazitits- Kapazitats- Kapazitits-
i i 59 60 61
Kriterien/ Aktuelles markt markt markt
Anforderungen Marktdesign
Effektivitit und Prak-
tikabilitit
Versorgungssicherheit - - + + +
Rentabilitat von
- - + ++ +

Investitionen
Kompatibilitat
mit den politischen ++ + + + +
Rahmenbedingungen
Einhaltung der

+ + - + +
Wettbewerbsordnung
Effizienz
Zeitgerechte

-- -- + + +
Investitionsanreize
Ortsgerechte

o ] - -- + + ++

Investitionsanreize
Informationseffizienz + + + + +
Innovationseffizienz + - + + +
Diskriminierungs-
freiheit + - B + +
Geringe

++ ++ + + -
Transaktionskosten
Legende: Anforderung grundsitzlich Anforderung grundsitzlich

++

erfilllbar

nicht erfiillbar

Anforderung abhéngig von

Ausgestaltung erfiillbar

Anforderung abhéngig von Aus-
gestaltung bedingt erfiillbar

%8 vgl. Oko-Institut/LBD/RAUE LLP (2012), S. 47 f; SiiRenbacher/Schwaigler/Stigler (2011), S. 10 f; Ecofys

(2012), S. 59.

¥ vgl. BET (2011).

% v/gl. StiRenbacher/Schwaigler/Stigler (2011), S. 6 f.

81 vgl. VKU (2013).
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3.4 Methodengestiitzte Untersuchungen und Wirkungsanalysen zur
Ausgestaltung von Kapazititsmechanismen

Die vorangegangene qualitative Analyse hat deutlich gemacht, dass eine Strategische
Reserve langfristig keine Investitionsanreize setzen kann und damit nicht in der Lage ist,
ausreichend sicher verfiigbare Leistung zu gewdahrleisten. Im Folgenden wird zunachst
gezeigt, dass Kapazitatsmarkte zur Reduzierung von Investitionsrisiken beitragen kon-
nen. Daran ankniipfend werden verschiedene Dimensionen von Kapazitatsmarkten me-
thodengestiitzt untersucht. Neben einer Betrachtung koordinierter Kapazitatsmarkte
auf europaischer Ebene werden vergleichende Analysen von selektiven, umfassenden
und dezentralen Kapazitatsmarkten durchgefiihrt. Dariiber hinaus wird die Einbezie-

hung von Lastmanagement, Speichern und anderen Flexibilitaten diskutiert.

3.4.1 Abweichung von der Erwartung: Energy-only- versus Kapazititsmarkt

Das in Abschnitt 3.1.2 identifizierte Marktversagen aufgrund der starken Preisvolatilitiat
als Konsequenz der langen Bauvorlaufzeiten kann ein wesentliches Argument fiir die
Einfilhrung eines Kapazitdtsmechanismus darstellen. Da die Rentabilitit von Investitio-
nen in hohem Maf3e von den Preis- bzw. Erlésschwankungen abhédngt und diese zudem
mit der Gewahrleistung der Versorgungssicherheit untrennbar verbunden ist, soll daher
untersucht werden, ob ein Kapazitatsmarkt zur Reduzierung des Investitionsrisikos bei
Abweichungen von erwarteten zukiinftigen Entwicklungen beitragen und somit Investi-

tionen anreizen kann.

Zur quantitativen Untersuchung des Effekts wird ein dynamischer Ansatz entwickelt,
mit dem es moglich ist, theoretisch konsistent die Auswirkungen unterschiedlicher Aus-
gestaltungsformen von Kapazitatsmarkten auf die Marktpreise und die Profitabilitat von

Kraftwerksinvestitionen zu analysieren.

Basis ist das sogenannte Peak-Load-Pricing-Modell, welches das langfristige Gleichge-
wicht von Kapazitaten, Erzeugung und Preisen im Strommarkt theoretisch beschreibt. In
einer (leicht vereinfachten) Version kann das Peak-Load-Pricing-Modell wie in Abbil-

dung 9 grafisch dargestellt werden.
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Abbildung 9: Grafische Losung des Peak-Load-Pricing-Problems mit optimalen
Erzeugungskapazitaten (KO-K3), Lastdauerlinie, Kostenkurven der Erzeugungstechnologien
(G1-G3) und effizienten Stiickkosten (rot) in Abhéngigkeit von der Nutzungsdauer sowie
Preisen als Ableitung der effizienten Stlickkosten

Die Theorie legt nahe, dass im dargestellten Gleichgewicht samtliche Kraftwerke ihre
Vollkosten erwirtschaften, aber keine Ubergewinne realisieren. Zugleich werden in allen
Zeitpunkten aufderhalb des Spitzenlastsegments die Preise den kurzfristigen Grenzkos-
ten des Grenzkraftwerks entsprechen (wie im Merit-Order-Modell). Wenn kein Kapazi-
tatsmarkt vorhanden ist, steigen die Preise (nur) im Spitzenlastsegment liber die kurz-
fristigen Grenzkosten. Dies erfolgt ausschliefilich bis auf ein Preisniveau, das erforder-
lich ist, um die Kapital- und sonstigen Fixkosten der Spitzenlasttechnologie zu decken.
Es lasst sich zeigen, dass dann auch die tibrigen Technologien genau Erlése in Hohe ihrer

Fixkosten erzielen.
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Gleichwertig zu dieser Losung mit einem reinen Energiemarkt ist eine Gleichgewichtslo-
sung, bei der in allen Zeitsegmenten der Preis den kurzfristigen Grenzkosten des letzten
Kraftwerks entspricht. In diesem Fall wird die Deckung der Investitions- und sonstigen
Fixkosten durch einen Kapazitatspreis (oder eine Kapazitatszahlung) erfolgen, der bei

allen verfiigbaren Kapazitdten in gleicher Hohe gezahlt wird.

Grundsatzlich ist davon auszugehen, dass die Marktmechanismen von Angebot und
Nachfrage dazu fiihren, dass Abweichungen vom Gleichgewicht durch entsprechende
Gegenreaktionen ausgeglichen werden, sodass eine voriibergehende Abweichung vom

Gleichgewicht selbsttatig kompensiert wird.

Diese marktgetriebene Riickkehr zum Gleichgewicht wird allerdings durch die langen
Planungs- und Bauzeiten fiir Kraftwerke und die geringe Nachfrageflexibilitat erschwert.
Dadurch kann es kurzfristig zu erheblichen Uber- oder Unterdeckungen bei den Kraft-
werkskapazitdten mit den entsprechenden Riickwirkungen auf die Strompreise kom-

men.

Dieser grundsatzliche Zusammenhang wird in dem Modell vereinfacht abgebildet, indem
davon ausgegangen wird, dass Kraftwerksinvestitionsentscheidungen vier Jahre im Vo-

raus auf der Basis der zu diesem Zeitpunkt erwarteten Nachfrage getroffen werden.

Im Sinne einer Fokussierung auf die wesentlichen Zusammenhidnge wird angenommen,
dass die Nachfrage im Zeitverlauf nur zufallig schwankt und dass bei der Ermittlung der
erwarteten Nachfrage fiir den Inbetriebnahmezeitpunkt in vier Jahren die jeweilige
Nachfrage des aktuellen Jahres zugrunde gelegt wird. Auf der Basis dieser erwarteten
Nachfrage erfolgt dann die Kapazititsplanung. Zum tatsachlichen Zeitpunkt der Nutzung
der neu gebauten Kapazitaten kann aber die Nachfrage durchaus von der zuvor erwarte-
ten abweichen (fette schwarze Linie in Abbildung 10). Die dazugehorigen, optimalen
Kapazitdten sind in Abbildung 10 nach rechts aufgezeichnet. Relevant fiir die Preisbil-
dung sind jedoch die (vier Jahre zuvor geplanten) Ist-Kapazitiaten. Entsprechend der
unerwartet hohen Nachfrage ergeben sich bei diesen Kapazitaten deutlich h6here Prei-
se, wie dies durch die dicken roten Linien in Abbildung 10 aufgezeigt wird. Im darge-
stellten Beispiel fiihrt dies zu Ubergewinnen fiir die installierten Kraftwerkskapazititen.
Genauso ist der umgekehrte Fall moglich, dass bei unerwartet niedriger Nachfrage die

Preise nicht ausreichen, um die Kapitalkosten der Kraftwerke zu decken.



Ausgestaltung von Kapazitidtsmechanismen bei verstarkter Einspeisung erneuerbarer Energien

Dl“ﬂ_‘
.......................................... P
.................................... t—
|st-Kapazitat el GSEI T o Ty t Gleichgewichtskapazitat
| /—'r—/"‘:‘_— G1
't t
P(t] :
A !
v ¢
t, t, t

Abbildung 10: Grafische Lésung des Peak-Load-Pricing-Problems bei Abweichungen zwischen
erwarteter Nachfrage (und korrespondierenden Ist-Kapazitaten, oben links) und tatsachlicher
Nachfrage (und entsprechenden Gleichgewichtskapazitaten, oben rechts)

Die Auswirkungen dieser Erlésschwankungen fithren dazu, dass die eher risikoaversen
Kraftwerksbetreiber ihre Investitionstatigkeiten verringern. In dem vorgestellten Mo-
dell wird nun alternativ angenommen, dass die im Gleichgewicht erforderliche Deckung
der Fixkosten durch einen Kapazitatsmarkt statt durch Preise tiber den kurzfristigen
Grenzkosten garantiert wird. Dabei bleibt jedoch die Unsicherheit beziiglich der zukiinf-
tigen Nachfrageentwicklung bestehen, und bei Unterdeckung werden auch hier Knapp-
heitspreise auftreten. Dies konnte durch systematische Uberkapazititen in einem Kapa-

zitdtsmarkt gelost werden.

Das hierzu entwickelte Modell soll den Einfluss von Kapazitidtsmarkten auf das Risiko
der Investoren zeigen. Abbildung 11 gibt das hier genutzte Modell schematisch wieder.
Durch die Integration einer kiinstlichen Nachfragekurve wird der zukiinftige Zubaube-
darf abgebildet. Das Angebot wird durch eine Angebotskurve fiir die Peak-Technologie

dargestellt; wird die Spitzenlast Pp erreicht, entspricht der Zuschussbedarf genau dem
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sogenannten CONE (Cost of New Entry®2). Angebot sowie Nachfrage konnen stochastisch
schwanken, was zu schwankenden Kapazitiatspreisen fiihrt. Diese werden vor allem
dann niedriger ausfallen, wenn die Anbieter mit hoheren Deckungsbeitrdgen aus dem

Energiemarkt rechnen.

Nachfrage

I:’Kap
[€/kW]

ACK-t, AC CNeu

Abbildung 11: Funktionsweise Kapazitatsmarktmodell: Angebots- (griin) und Nachfragekurve (rot)

Untersucht wurde in diesem Zusammenhang ein umfassender Kapazitatsmarkt, bei dem
als Ausgestaltungsparameter die Kontraktdauer fiir Neukraftwerke sowie die insgesamt
kontrahierte Kapazitat variiert wurde. Als Kontraktdauern wurden exemplarisch jeweils
einjahrige Laufzeiten als kurzfristiger Markt sowie einmalig siebenjahrige Kontraktdau-
ern fiir Neubauten und anschlief3end einjahrige Kontrakte als Markt mit langen Laufzei-
ten gewihlt. Da zu erwarten ist, dass in einem Markt mit systematischen Uberkapazita-
ten die Schwankungsbreite geringer ausfallt, wurde dies als weitere Sensitivitat mit auf-

genommen.

Als Referenz dienen die Ergebnisse fiir einen Energy-only-Markt. Zentraler Untersu-
chungsgegenstand ist hierbei das sich fiir den Investor ergebende Risiko (im erweiterten
Sinne von Risiko und Chance) hinsichtlich der von der Erwartung abweichenden Profi-

tabilitat der Kraftwerke, gemessen an der Standardabweichung der Gewinne.

Die in Abbildung 12 dargestellten Modellergebnisse (hier fiir ein GuD-Kraftwerk) zeigen,
dass das Risiko in einem System mit Kapazitatsmarkt geringer ist und somit erwartet

werden kann, dass Investitionen eher angestoféen werden als in einem reinen EO-Markt

82 CONE berechnet sich als die annuitatischen Fixkosten des giinstigsten neu zu errichtenden Kraftwerks abziig-
lich der zu erwartenden Deckungsbeitrége dieser Anlagen aus dem Energie- und Regelleistungsmarkt.
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mit erheblicher Unsicherheit. Zusatzlich ist zu sehen, dass das Design des Kapazitats-
markts einen grofden Einfluss auf die Hohe der Risikominderung hat. Jahrliche Zahlun-
gen in Hohe des jeweils aktuellen Kapazititspreises flihren zu Reduzierungen der Erlés-
schwankungen um den Faktor 4. Hierbei werden die Erlésschwankungen durch die
Standardabweichung des Barwerts der Erlose iiber 20 Jahre Nutzungszeit beschrieben.
Bei systematischen Uberkapazititen ist dieser Effekt sogar noch stirker ausgepragt,
wohingegen ein Design mit garantierten Preisen fiir Neuanlagen iliber sieben Jahre zu
einer weniger ausgepragten Verringerung flihrt. Dies ist insbesondere dadurch zu erkla-
ren, dass manche Anlagen niedrigere Preise fiir die kommenden sieben Jahre garantiert

bekommen als eventuell der Durchschnitt in einem jahrlichen Modell.
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Abbildung 12: Ergebnisse der Modellrechnungen Kapazitatsmarkt

Die theoretische Analyse der Auswirkungen von Kapazitatsmarkten auf das Investiti-
onsrisiko zeigt, dass der Effekt abhdangig von der Ausgestaltung hinsichtlich Vertrags-
dauer und Kapazitatsnachfrage deutlich zur Reduzierung von Unsicherheiten beitragen
kann. In der Realitdt spielen jedoch weitere Einflussfaktoren wie beispielsweise hetero-
gene Erwartungen von Marktteilnehmern und das damit verbundene Bietverhalten eine
Rolle.
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3.4.2 Verfahren zur Ermittlung der Kapazitatsnachfrage

Eine zentrale Herausforderung bei der Einfithrung von Kapazititsmechanismen ist die
Ermittlung des zukiinftigen bzw. optimalen Kapazitatsbedarfs. Aufgrund der Vorlaufzei-
ten beim Kraftwerksbau ergibt sich somit ein Prognosehorizont von drei bis fiinf Jahren.
Die Auslegung des Kraftwerksparks zur Sicherstellung einer ausreichenden Leistungs-
deckung im Spitzenlastfall hangt von den erwarteten Verfligbarkeiten bzw. Ausfallwahr-
scheinlichkeiten des (zukiinftigen) Bestandskraftwerksparks sowie der prognostizierten
Nachfrageentwicklung ab. Als wesentliche Determinanten der Nachfrage sind wirt-
schaftliche und technologische Entwicklungen sowie Wetter- und Klimaverhaltnisse zu

nennen.

Waihrend in realen Kapazitatsmarkten, wie beispielsweise Pennsylvania-New Jersey-
Maryland (PJM), aber auch in wissenschaftlichen Untersuchungen der Kapazitatsbedarf
in der Regel als Aufschlag auf die erwartete Jahreshochstlast ermittelt wird, wurde im
Rahmen dieses Forschungsprojekts ein stochastischer Ansatz zur Herleitung der Kapazi-
titsnachfrage entwickelt. Der Kapazititsbedarf ergibt sich dabei durch eine Uberlage-
rung der Verteilungen der Nachfrage, der Einspeisung aus Erneuerbaren und der ver-
fligharen Leistung der Kraftwerke. Die zentrale Forderung bei der Bestimmung der Ka-
pazitatsnachfrage ist, dass die verfligbare Kapazitit nahezu immer zur Deckung der

momentanen Last ausreichen muss.

Die Berechnung der Kapazitiatsnachfrage wird nachfolgend fiir die europaischen Lander
durchgefiihrt. Dabei erfolgt eine Schatzung der Verteilung der Nachfrage auf Basis des
stiindlichen Nettostromverbrauchs in den Jahren 2010 bis 2012.63 Zur Berechnung der

Kapazititsnachfrage P, werden folgende Annahmen getroffen:

1. Sicherheitsniveau: Versorgungsunterbrechung fiir eine Stunde in zehn Jahren.
Dies entspricht einem a = 1,14155 - 10~°

2. Grofde eines Kraftwerksblocks Pg;,: Durchschnittliche Leistung der zehn grof3-
ten Kraftwerksblocke je EU-Land®4

3. Nichtverfiigbarkeit eines Kraftwerksblocks ap = 0,05
4. Freie Leistungy = 0 GW

5. Der sichere Beitrag von Nachfrageflexibilitit und Transportkapazititen zur De-

ckung der Kapazitatsnachfrage wird vernachlassigt

8 Vgl. Entso-E (2013) und IEA (2013).
% Der Ausfall der groRen Blocke beeinflusst die freie Leistung viel starker als die kleinen, bei denen das Gesetz
der grof3en Zahl fir eine starkere VergleichméBigung der verfugbaren Leistung sorgt.
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Zunachst wird ein Referenzfall betrachtet. Im ,Referenzszenario A: nationale, unkoor-
dinierte Einfiihrung“ (Tabelle 3) wird die Kapazitdtsnachfrage fiir das Jahr 2012 und fiir
jedes Land separat berechnet. Fiir Deutschland ergibt sich ein Kapazitatsbedarf von
99,1 GW. Fiir Frankreich ergibt sich ein relativ hoherer Kapazitatsbedarf von 123,5 GW.
Wesentliche Ursache sind hohe Nachfragespitzen in den Wintermonaten durch weit
verbreitete Elektroheizungen, die sich durch den stochastischen Ansatz im Kapazitats-

bedarf niederschlagen.

Tabelle 3: Kapazitatsnachfrage Referenzszenario A und Szenario Al:
Nationaler versus europaweiter Kapazitdtsmechanismus

Land Poin GW Land Poin GW Land Poin GW

AL 1,24 | ES 5237 | 1 12,13
AT 15,98 | FI 20,36 | NL 21,99
BA 4,16 | FR 123,49 | NO 29,78
BE 18,80 | GB 77,45 | PL 28,65
BG 10,63 [ GR 13,78 | PT 12,87
CH 11,86 | HR 553 RO 12,31
CZ 14,34 | HU 8,87 | SE 37,14
DE 99,10 | IE 7,66 | SI 4,18
DK 11,12 | IT 64,06 | SK 7,03

Summe nat. Kapazititsmairkte: 726,90

Summe europ. Kapazitatsmarkt: 660,98

Im ,Szenario Al: Europaweiter Kapazitidtsmechanismus“ wird die Versorgungssicher-
heit nicht liber national unabhingige Kapazititsmarkte, sondern durch einen europa-
weit gemeinsamen Kapazitatsmarkt gewahrleistet. Szenario A1 mag in politischer Hin-
sicht aufgrund der zumeist nationalen Autarkiegedanken in naher Zukunft nicht realis-
tisch sein. Aufgrund des Ziels eines einheitlichen europaischen Strombinnenmarktes soll
diese Option jedoch nicht vernachlassigt werden. Es wird daher eine Kapazitatsnachfra-
ge fiir Gesamteuropa berechnet. Beim europaweiten Kapazitaitsmechanismus ergibt sich
aufgrund der gemeinsamen Vorhaltung gesicherter Leistung eine geringere Kapazitats-
nachfrage (661 GW gegeniiber 727 GW).

Wie bereits eingangs erwahnt, hangt der Kapazitatsbedarf mafdgeblich von der prognos-

tizierten Nachfrageentwicklung ab. Anders argumentiert haben die Prognosegiite und
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der damit einhergehende prognostizierte Kapazitiatsbedarf einen erheblichen Einfluss

auf das zukiinftige Niveau der Versorgungssicherheit.

Um die Auswirkungen einer Unter- bzw. Uberschitzung der Nachfrage auf den Kapazi-
tatsbedarf zu analysieren, wurden Sensitivititen mit einer um 3 %, 5 % und 10 % redu-
zierten bzw. erhohten Nachfrage fiir Deutschland exemplarisch berechnet (vgl. Abbil-
dung 13). Dabei wurden die stiindlichen Nachfragewerte aus den Jahren 2010-2012 um
den jeweiligen Anteil der Unterschitzung (Uberschitzung) erniedrigt (erhéht).
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Abbildung 13: Kapazitatsbedarf bei Unter-/Uberschétzung der Nachfrage fiir Deutschland

Wahrend der stochastische Ansatz zur Berechnung der Kapazitatsnachfrage fiir den Re-
ferenzfall (DE) bei einer Nachfragespitze von 89,7 GW zu einem Kapazitatsbedarf von
99,1 GW fiihrt, verdeutlicht Abbildung 13 das Risiko hinsichtlich einer Gewahrleistung
der Versorgungssicherheit bei einer Abweichung von der Nachfrageprognose. Beson-
ders kritisch zu sehen sind Unterschatzungen der Nachfrageentwicklung bzw. Spitzen-
nachfrage, da bereits bei einer Abweichung von -5 % (in Abhangigkeit von der in dieser
Stunde tatsachlich verfligbaren Kraftwerksleistung) das Risiko einer Kapazitiatsunterde-
ckung stark ansteigt. Somit ergibt sich bei einer erwarteten Spitzennachfrage von
82,6 GW (Nachfrageunterschatzung um -5 %) ein Kapazitatsbedarf von rund 91,7 GW.
Tritt nun die Spitzennachfrage des Referenzfalls von 89,7 GW ein, fiihrt dies zu einem
stark erhéhten Versorgungssicherheitsrisiko von a = 706,05 1075 gegeniiber a =
1,14 - 1075, Dies entspricht der Wahrscheinlichkeit einer Versorgungsunterbrechung

von 62 Stunden gegeniiber 1 Stunde in zehn Jahren.
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Eine Analyse der Abweichungen der jahrlichen Spitzennachfrage zwischen 2006 und
2013 verdeutlicht die Herausforderung der Nachfrageprognose. In der Vergangenheit
kam es durchaus zu Schwankungen der Spitzenlast von -5 bis +10 % gegeniiber dem

jeweiligen Vorjahreswert.6>

Letztlich ist zu erwarten, dass ein zentral organisierter Kapazititsmechanismus zu
Uberkapazititen fithren wiirde, um dem beschriebenen Problem unsicherer Erwartun-
gen (hier hinsichtlich der Nachfrageentwicklung) und damit verbundenen nicht redu-
zierbaren Risiken entgegenzuwirken und Situationen mit einem stark erhohten Versor-

gungssicherheitsrisiko zu vermeiden.

Dartiber hinaus ist anzumerken, dass die vorangegangene Betrachtung den sicheren Bei-
trag von Nachfrageflexibilitat und Transportkapazitiaten zwischen Deutschland und dem
benachbarten Ausland zur Deckung der Kapazitiatsnachfrage vernachldssigt. Eine Einbe-
ziehung wiirde ebenfalls einem steigenden Versorgungssicherheitsrisiko entgegen-

wirken.

In den bisherigen Rechnungen wurde der Beitrag der fluktuierenden erneuerbaren
Energien zur Reduzierung der Kapazitatsnachfrage ignoriert. Deren Berticksichtigung
kann durch Einbeziehung der Residuallast statt der Gesamtlast bei der Schatzung der

Lastverteilung erfolgen.

Am Beispiel von Deutschland zeigt sich, dass sich der Kapazitiatsbedarf gegeniiber dem
Referenzfall theoretisch von 99,1 auf 95,7 GW (-3,4 GW) reduzieren lasst. Insbesondere
die Windeinspeisung tragt hier zur sicher verfiigbaren Leistung bei, da Stunden mit ho-
her Nachfrage tendenziell abends im Winter auftreten, wo Photovoltaikeinspeisung kei-
nen Beitrag leistet. Bei einer installierten Windnennleistung 2012 von 31,3 GW ent-
spricht die Reduzierung des Kapazititsbedarfs von 3,4 GW einem (historischen) Leis-
tungskredit von rund 10,9 %.%¢ Ob ein zentraler Planer diesen auf Ex-post-Daten ermit-
telten Leistungskredit jedoch in seine Bedarfsschatzung einfliefien lassen wiirde, ist un-
sicher, da fiir die Zukunft nicht sichergestellt ist, dass dieser Leistungskredit tatsachlich

in jedem Jahr abgerufen werden kann.

3.4.3 Nationaler versus europaweiter Kapazititsmechanismus

Aktuell wird in verschiedenen europdischen Landern die Einfiihrung bzw. Weiterent-
wicklung von Kapazitaitsmechanismen diskutiert. Vor allem in Frankreich, Grofsbritan-

nien und Polen sind die Uberlegungen weit vorangeschritten. Aufgrund der Entwicklun-

% Vgl. Entso-E (2013).

% Andere Studien kommen zu einem geringeren Leistungskredit (beispielsweise dena (2010a): 5-6 % der instal-
lierten Nennleistung). Dort werden zusétzlich die Verfiigbarkeit von Windanlagen sowie elektrische Verluste
einbezogen.
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gen hin zu einem europdischen Strombinnenmarkt und der damit einhergehenden In-
tegration der nationalen Versorgungssysteme ist eine rein nationale Betrachtung der
Auswirkungen von Kapazitdtsmechanismen nicht zielfithrend. In diesem Abschnitt sol-
len daher die Auswirkungen verschiedener Szenarien im Hinblick auf die Einfiihrung
von Kapazitatsmechanismen und die Koordination zwischen europdischen Liandern mo-

dellgestiitzt untersucht werden:
e Referenzszenario A: Nationale, unkoordinierte Einfiihrung
= Szenario Al: Europaweiter Kapazitdtsmechanismus

= Szenario A2: Nationale Einfltihrung mit europaweit koordinierter Kapazi-

tatsnachfrage

e Referenzszenario B: Asymmetrische Einfithrung gemaf3 aktuellen nationalen Pla-

nen ohne Kapazitatsmarkt in Deutschland

= Szenario B1: Asymmetrische Einftihrung gemaf3 aktuellen nationalen Pla-

nen mit Kapazitatsmarkt in Deutschland

= Szenario B2: Asymmetrische Einfiihrung mit gemeinsamem Kapazitats-

mechanismus in Zentralwesteuropa (CWE)

Dabei werden die Auswirkungen von Kapazitatsmechanismen auf Kraftwerkszubauten,
Kapazitatspreise und -kosten, Strompreise, Aufsenhandelssaldi, Produktion und Gesamt-
systemkosten mit dem stochastischen Strommarktmodell E2M2s¢7 analysiert. Das
Marktmodell ist ein strategisches Planungs-Tool zur Analyse langfristiger Entwicklun-
gen auf dem europdischen Strommarkt. Es berticksichtigt die Spezifika des Betriebs von
thermischen Kraftwerken und Wasserkraftwerken sowie die stochastische Fluktuation
der Erneuerbaren mittels rekombinierender Baume. Investitionen werden als modell-
endogene Entscheidungen abgebildet, aber auch exogen vorgegebener Zubau von bei-

spielsweise erneuerbaren Energien kann berticksichtigt werden.

3.4.3.1 Modellierung von Kapazititsmarkten

Die Modellierung umfassender Kapazititsmarkte erfolgt durch die Implementierung
einer linearen Kapazitdtsrestriktion in das E2M2s-Modell. Die Kapazititsbedingung
kann dabei fiir einzelne Lander, aber auch fiir Marktgebiete wie das CWE-Gebiet und
schliefllich fiir Gesamteuropa vorgegeben werden. Auf diese Weise lassen sich die Aus-
wirkungen koordinierter Kapazitatsmarkte auf den europaischen Strommarkt analysie-
ren. Die Vorgabe des Kapazitatsbedarfs erfolgt fiir das Referenzszenario A und Szena-
rio A1l auf Basis der in Abschnitt 3.4.2 berechneten Kapazitatsnachfrage (vgl. Tabelle 3).

Bei Szenario A2 mit nationaler Einfiihrung von Kapazitatsmarkten und europaweit ko-

®7 Fiir eine Modellbeschreibung siehe Anhang 8.2.1



Ausgestaltung von Kapazitidtsmechanismen bei verstarkter Einspeisung erneuerbarer Energien

ordinierter Kapazitiatsnachfrage wird die Kapazitiatsnachfrage des europaweiten Kapazi-
tatsmarktes (661 GW) anteilig auf Basis des Kapazitdtsbedarfs des Referenzszenarios
(Summe 727 GW) umgelegt. Fiir Deutschland resultiert daraus eine Kapazitatsnachfrage
von 90,1 GW statt 99,1 GW.

Bei den Szenarien mit asymmetrischer Einfithrung von Kapazitatsmarkten nach aktuel-
len nationalen Planen wird die Kapazitiatsnachfrage lediglich fiir die entsprechenden
Lander vorgegeben (vgl. Tabelle 4):

Tabelle 4: Kapazitatsnachfrage Referenzszenario B, Szenarien B1 und B2:

Asymmetrische Einfihrung und CWE-weiter Kapazitatsmarkt

Land Poin GW Land Poin GW Land Poin GW

AL - | ES 52,37 | 1 -
AT -| FI -| NL -
BA -| FR 123,49 | NO -
BE -| GB 77,45 | PL 28,65
BG -| GR 13,78 | PT -
CH -| HR - | RO -
CZ -| HU -| SE -
DE 99,10 | IE 7,66 | SI -
DK - IT 64,06 | SK -

CWE (FR, DE, BE, NE, LUX): 251,94

Die Kapazitatsnachfrage fiir einen gemeinsamen Kapazitaitsmarkt im CWE-Gebiet (Sze-
nario B2) liegt bei 252 GW. Bei diesem Szenario werden dariiber hinaus auch die Kapa-

zitditsmechanismen in Spanien, Grof3britannien, Irland, Italien und Polen beriicksichtigt.

Eine Ubersicht iiber weitere relevante Eingangsdaten sowie die Herleitung der linearen

Kapazitatsrestriktion findet sich in Anhang 8.1.1.
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3.4.3.2 Modellergebnisse - Szenariogruppe A

Referenzszenario A: Einfiihrung nationaler Kapazititsmarkte

Installierte Leistung und produzierte Strommengen (Europa)

Die Kapazititsmarkte werden in dem Modell ab 2020 eingefiihrt. Ab 2030 erfolgt der
Zubau von Kapazitiaten in erneuerbaren Energien modellendogen®8, wobei auch Bio-
massekraftwerke zur gesicherten Leistung im Kapazitatsmarkt beitragen. Bis 2050 wird
bei einem CO:-Minderungsziel von 95 % im Vergleich zu 1990 fiir Gesamteuropa ein
Anteil der erneuerbaren Energien an der Stromproduktion von 60 % erreicht. Wahrend
die installierte Leistung konventioneller Kapazitaten bis 2050 in Summe ricklaufig ist,
werden bei Einfiihrung nationaler Kapazitatsmarkte vor allem flexible Gasturbinen-
kraftwerke (in den folgenden Grafiken unter Erdgas mit GuDs zusammengefasst) zuge-
baut. Bei den produzierten Strommengen in Abbildung 14 ist zu erkennen, dass die Aus-
lastung der konventionellen Kraftwerke (insbesondere Gas und Steinkohle) bis 2050

zuruckgeht.69

1500 Installierte Leistung 4000 Produktion Solar
GW Twh M Biomasse
— —— 7 3000 - — Ml
1000 - B Wind offshore
B Wind onshore
2000 “~~~ W Pumpspeicher
W Wasserkraft
500 - mol
1000 -
M Erdgas
M Steinkohle
0 - . . . § 0 - . . . , M Braunkohle
2020 2030 2040 2050 2020 2030 2040 2050 Kemenergie

Abbildung 14: Referenzszenario A — Installierte Leistung und produzierte Strommengen (Europa)

Installierte Leistung und produzierte Strommengen (Deutschland)

In Deutschland erfolgt bei nationalen Kapazitatsmarkten ebenfalls ein verstarkter Zubau
von Spitzenlastkapazitidten, wobei auch hier die Laufzeiten der Kraftwerke bis 2050
riicklaufig sind (vgl. Abbildung 15). Der Anstieg von Braunkohlekapazititen ist auf einen

Zubau von Kraftwerken mit CCS-Technologie zuriickzufiihren, die nach 2040 eine kos-

% Eine friihere Einbeziehung des endogenen EE-Zubaus ist nicht zielfiihrend, da eine Abschaffung des EEG oder
anderer Férdermechanismen erst nach 2020 realistisch erscheint. Auch nach 2020 erfolgt zusatzlich ein sub-
ventionsgetriebener exogener Zubau von EE-Kapazitéten.

% Die Produktion aus Braunkohle verandert sich vom Niveau kaum — allerdings werden alte Braunkohlekapazi-
taten 2040 und 2050 durch moderne CCS-Kraftwerke ersetzt. Hier ist anzumerken, dass bei Rechnungen oh-
ne CCS-Technologie die Zubauten aufgrund des vorgegebenen CO,-Minderungsziels von Braunkohlekapazi-
taten durch Biomasse- oder Steinkohlekraftwerke in Kombination mit Wind offshore substituiert werden.
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tenglinstige Alternative zur Erreichung des CO:-Minderungsziels darstellen. Bis 2050
wird somit in Deutschland ein Anteil der erneuerbaren Energien an der Stromprodukti-
on von 71 % erreicht. Bei Modellrechnungen ohne CCS-Technologie werden die Zubau-
ten von Braunkohlekapazititen durch Biomasse- oder Steinkohlekraftwerke in Kombi-

nation mit Wind offshore substituiert.
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Abbildung 15: Referenzszenario A — Installierte Leistung und produzierte Strommengen
(Deutschland)

Auféenhandelssaldo (Deutschland) und mittlere Basepreise

Wie in Abbildung 16 zu erkennen, geht die jahrlich produzierte Strommenge in Deutsch-
land bis 2050 zuriick. Ab 2030 wird Deutschland somit zum Stromimportland. In Stun-
den mit geringer Einspeisung aus erneuerbaren Energien und gleichzeitig hoher Nach-
frage wird insbesondere aus Frankreich, aber auch den Niederlanden, Polen und spater
auch aus Norwegen importiert. Demgegenitiber wird in Stunden mit hoher Einspeisung
aus erneuerbaren Energien vorwiegend in die Schweiz und nach Osterreich exportiert.
Wesentliche Treiber sind hier die Wasserspeicher in den Alpenregionen sowie Transit-

fliisse in Richtung Siideuropa.

Der bereits heute zu beobachtende Nord-Siid-Transit zwischen den skandinavischen
Landern lber Deutschland in die Schweiz und Italien ist den Modellergebnissen zufolge
auch in Zukunft noch relevant. Mit Ausbau der Kuppelkapazitat zwischen Norwegen und
Deutschland wird eine verstirkte Nutzung von norwegischen Wasserkapazititen er-
moglicht. Zudem werden ab 2030 in Norwegen kostengilinstige Wind-Offshore-

Standorte mit einem Zubau von rund 5 GW erschlossen.



DESIRE Endbericht

80 |Auf§en handelssaldo' PL 85 Mittlere Basepreise — AT
60 = NO e

40 B 75

I | NL
20 ' —CH
o | 1FR g 65 z
E 0 N DK E

-40 == e CH “ DK
60 — BE 45 FR
-80 AT : NL
-100 e Saldo 35 oL

2020 2030 2040 2050 2020 2030 2040 2050

Abbildung 16: Referenzszenario A — Au3enhandelssaldo (Deutschland) und mittlere Basepreise

Ab 2020 ergeben sich im Modell steigende Basepreise. Wesentliche Ursachen sind Ver-
anderungen im Kraftwerkspark (insbesondere die Stilllegung von Kernkraftwerken)
sowie der steigende modellendogene CO;-Preis. Letzterer wird getrieben durch den ab
2030 modellendogenen Zubau von Kapazitaten aus erneuerbaren Energien. Wahrend
der CO2-Preis 2020 noch bei rund 10 €/t liegt, steigt dieser im Betrachtungszeitraum
tiber rund 38 €/t fiir 2030 auf bis zu 65 €/t im Jahr 2050.

Referenzszenario A versus Szenario A1l: Einfithrung nationaler Kapazititsmirkte
versus europaweiter Kapazititsmarkt

Differenzen zwischen installierter Leistung und produzierten Strommengen (Europa)
Der wesentlich geringere Kapazitatsbedarf (661 GW gegeniiber 727 GW) beim europa-

weiten Kapazitatsmarkt fiihrt zu einem stark verringerten Zubau von Gasturbinen-
kraftwerken. Dariliber hinaus werden weitere Gaskapazititen eingespart. Zum einen er-
folgt im Modell eine starkere Auslastung von Bestandskraftwerken (insbesondere Stein-
kohle). Zum anderen ergeben sich Synergieeffekte durch die Ungleichzeitigkeit von
Nachfragespitzen und die gemeinsame Vorhaltung von Spitzenlastkapazititen. Des Wei-
teren ist eine geografische Verlagerung von Investitionen zu beobachten. Am Beispiel
von Frankreich lasst sich dieser Effekt gut nachvollziehen. Wahrend bei nationalen Ka-
pazitatsmarkten der hohe Kapazitatsbedarf in Frankreich zu einem starken Zubau von
Gasturbinen fiihrt, ermdéglicht der europaweite Kapazitatsmarkt mit gemeinsamer Vor-
haltung sicher verfiigbarer Leistung eine Verlagerung von Kraftwerksinvestitionen an
giinstigere (bedingt durch geringere Transport- und Brennstoffkosten) und zentraler
gelegene Standorte. Somit werden Spitzenlastkapazitaten verstarkt in Deutschland, den
Niederlanden und auch der Schweiz zugebaut. 2020 und 2030 steigt zudem die Auslas-
tung bestehender Gaskraftwerke in den genannten Landern (vgl. Abbildung 17).
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Abbildung 17: Referenzszenario A versus Szenario Al — Differenzen zwischen installierter Leistung
und produzierten Strommengen (Europa)

Dartiiber hinaus erméglicht ein europaweiter Kapazitatsmarkt eine verbesserte Integra-
tion von Wind offshore. Der erh6hte (endogene) Zubau von Wind offshore und flexiblen
Steinkohlekraftwerken in Deutschland, Grof3britannien und spater Norwegen substitu-

iert den Zubau von Kernkraftwerken in Frankreich und der Tschechischen Republik.

Vergleich der Gesamtsystem- und Kapazititskosten

Der geringere Kapazitatsbedarf und die Synergieeffekte beim europaweiten Kapazitats-
markt fithren zu geringeren Gesamtsystemkosten auf europaischer Ebene. Dabei liegt

die Ersparnis bei rund 4 Mrd. Euro pro Jahr bzw. 1,5 % der Gesamtsystemkosten.”0

Ergidnzend zum Energy-only-Markt kénnen die Kraftwerksbetreiber Erldose liber den
Kapazitdtsmarkt erwirtschaften. Dabei hingt die Hohe der Kapazitiatspreise und somit
auch der Erlose am Kapazitdtsmarkt vom Deckungsbeitrag bzw. umgekehrt argumen-

tiert vom Missing Money der Kraftwerke im Energy-only-Markt ab.

Bei nationalen Kapazitatsmarkten liegen die Kapazitiatskosten in Deutschland zwischen
4,4 und 5,4 Mrd. Euro in den betrachteten Stiitzjahren. Preissetzend sind Gasturbinen-
kraftwerke mit Annuitdten von 42,50 und 51,70 €/kW, wobei Schwankungen der Kapa-
zitatspreise bedingt durch Ersatzinvestitionen in den entsprechenden Stiitzjahren zu
beobachten sind. Die Entwicklung der Kapazitatspreise in Deutschland ist vor allem
durch den Zubau erneuerbarer Energien sowie den Ausstieg aus der Kernenergie und
die damit verbundenen Ersatzinvestitionen getrieben. Wahrend 2020 die verbleibenden
Kernkraftwerke noch zur sicher verfiigbaren Leistung beitragen, erfordern die Stillle-
gungen (8,2 GW) bis 2022 im nachsten betrachteten Stiitzjahr 2030 einen verstarkten
Zubau konventioneller Kapazititen. Aufgrund der geringen Einsatzdauern der konventi-

onellen Kraftwerke bedingt durch den Zubau erneuerbarer Energien erfolgt 2030 eine

" Unter der Annahme eines Kalkulationszinssatzes von 9 % und einer Refinanzierung der Kraftwerke iber die
technische Nutzungsdauer.
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verstarkte Refinanzierung iiber den Kapazitdtsmarkt. Von 2020 nach 2030 steigt der
Kapazitatspreis somit von jahrlich 42,50 €/kW auf jahrlich 51,70 €/kW an.

Flir das Gesamtsystem bzw. Europa liegen die Kapazititskosten bei einem Kapazitatsbe-
darf von 727 GW in den betrachteten Stiitzjahren zwischen 24,9 und 31,4 Mrd. Euro pro
Jahr. Dabei sind die Kosten stark davon abhangig, in welchem Land und welchem Jahr
Zubaubedarf besteht. Bei ausreichenden Kraftwerkskapazitdten resultiert im Modell ein
Kapazitdtspreis von null, sodass auch keine Kapazitiatskosten anfallen. Dies ist bei-
spielsweise in Norwegen der Fall, wo auch 2030 noch ausreichend sicher verfiigbare
Leistung zur Verfligung steht und die Bestandskraftwerke (insbesondere Wasserkraft-
werke) ihre fixen Betriebskosten durch die Erlése am Energy-only-Markt decken kon-

nen.

Vor allem aufgrund des geringeren Kapazitiatsbedarfs beim europaweiten Kapazitats-
markt reduzieren sich die Kapazititskosten auf durchschnittlich 21,3 Mrd. Euro pro
Jahr. 2020 und 2030 sind die Kapazitatskosten um rund 50 % geringer, da in diesen
Stiitzjahren zwischen den betrachteten Szenarien ein relativ hoheres Preisniveau und
eine verstarkte Refinanzierung der Kraftwerke iiber den Energy-only-Markt zu beobach-
ten sind.”! Dafiir werden beim europaweiten Kapazitatsmarkt 2040 und 2050 verstarkt
Ersatzinvestitionen notwendig, sodass die Kapazitatskosten hier leicht tiber denen nati-

onaler Kapazitiatsmarkte liegen (vgl. Tabelle 5).

Tabelle 5: Referenzszenario A versus Szenario Al — Kapazitatskosten

Referenzszenario A Szenario A1

Jahr Kapazitits- Kostenin Kapazitits- Kostenin
nachfrage Mrd. €/ nachfrage Mrd. €/

in GW Jahr in GW Jahr
2020 726,90 24,8 660,98 12,6
2030 726,90 26,9 660,98 12,6
2040 726,90 26,5 660,98 26,6
2050 726,90 30,8 660,98 33,2

™ Aufgrund der geringeren Kapazitatsnachfrage und den damit verbundenen relativ knappen Kapazititen sind
insbesondere in Spitzenlastzeiten in den ersten beiden Stiitzjahren hohere Preise zu beobachten. Die Peak-
Preise sind hier nicht explizit abgebildet. Die Differenz der mittleren Peak-Preise zwischen beiden Szenarien
liegt 2020 bei 0,36 €/MWh und 2030 bei 1,71 €/ MWh.
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Die Entwicklung der Kapazitdtspreise beim europaweiten Kapazitatsmarkt lasst sich
zudem durch den steigenden Anteil erneuerbarer Energien und die stark sinkenden Ein-
satzdauern von sowohl Spitzen- als auch Mittel- und Grundlastkraftwerken erklaren. Bis
2050 sinken beispielsweise die Volllaststunden von Gaskraftwerken und Kohlekraft-
werken von durchschnittlich 3.000 bzw. 6.500 auf nur 200 bzw. 1.400 Stunden pro Jahr.
Die Deckungsbeitragsliicken aus dem Energy-only-Markt miissen folglich durch Erlése

am Kapazitatsmarkt ausgeglichen werden.

Referenzszenario A und Szenario Al versus Szenario A2: Einfithrung nationaler
Kapazitatsmarkte und europaweiter Kapazititsmarkt versus nationale Kapazi-
tatsmarkte mit koordinierter Kapazititsnachfrage

Differenzen zwischen installierter Leistung und produzierten Strommengen (Europa)

Die koordinierte Festlegung der Kapazitiatsnachfrage fiihrt auf europaischer Ebene zu
einem identischen Kapazitiatsbedarf von 661 GW. Dennoch ergibt sich gegeniiber einem
europaweiten Kapazitatsmarkt ein vergleichsweise hoherer Zubau von Gasturbinen-
kraftwerken (vgl. Abbildung 18). Trotz Koordination bei der Festlegung des jeweils na-
tionalen Kapazititsbedarfs wird in Szenario A2 die Einflihrung nationaler Kapazitats-
markte zugrunde gelegt. Demnach ist keine Deckung der Kapazitiatsnachfrage durch aus-
landische Kraftwerke maoglich, sodass die geografische Verlagerung von Kraftwerksin-
vestitionen an glinstigere und zentrale Standorte unterbleibt. Der Effekt einer verstark-
ten Auslastung von Bestandskraftwerken ist zudem geringer als beim europaischen Ka-
pazitatsmarkt, da die nationalen Kapazitatsmarkte mit koordiniertem Kapazitatsbedarf
abgesehen vom geringeren Zubau von Gasturbinen zu einem mit dem Referenzszenario

vergleichbaren Kraftwerkspark fiihren.
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Abbildung 18: Referenzszenario A und Szenario Al versus Szenario A2 — Differenzen der
installierten Leistung (Europa)
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Vergleich der Gesamtsystem- und Kapazititskosten

Aufgrund des Ausbleibens der Synergieeffekte (geografische Verlagerung von Kraft-
werksinvestitionen und stirkere Auslastung von Bestandskraftwerken) eines europa-
weiten Kapazitatsmarktes sind die Ersparnisse nationaler Kapazitatsmarkte mit koordi-
niertem Kapazitatsbedarf fiir die betrachteten Stiitzjahre mit durchschnittlich rund
2,6 Mrd. Euro pro Jahr um 2,2 Mrd. Euro pro Jahr geringer. Hier lassen sich die Erspar-
nisse im Wesentlichen auf den gegeniiber nationalen unkoordinierten Kapazitatsmark-
ten geringeren Kapazitatsbedarf (661 gegeniiber 727 GW) zuriickfiithren. Trotz der Effi-
zienzverluste bieten nationale Kapazitatsmarkte mit koordiniertem Kapazitdtsbedarf
die Moglichkeit, einen grofden Teil der Potenziale eines europdischen Kapazitatsmarktes
zu heben. Zentraler Vorteil des Szenarios A2 ist zudem die Méglichkeit der national un-
abhdngigen Ausgestaltung der Kapazitatsmarkte, solange die Vorhaltung des koordinier-

ten Kapazitatsbedarfs iiber einen Kontrollmechanismus sichergestellt wird.

3.4.3.3 Modellergebnisse - Szenariogruppe B

Die bisher betrachtete Szenariogruppe A stellt von aktuell verfolgten nationalen Zielen
unabhingige Szenarien zur Einfiihrung von Kapazititsmarkten dar. Wie bereits er-
wahnt, existieren in einzelnen Landern konkrete Plane zur Einfithrung von Kapazitats-
markten. Im Referenzszenario B wird daher die aktuell wahrscheinlichste Konstellation
untersucht. Dabei ist von Interesse, wie sich die Einfithrung von Kapazitatsmarkten ins-
besondere in Frankreich und Polen auf den deutschen Strommarkt auswirken wiirde.
Zudem stellt sich die Frage, welche Verteilungseffekte auftreten wiirden, wenn zusatz-
lich auch in Deutschland 2020 ein Kapazitatsmarkt eingefiihrt wird (Szenario B1).
Schlief’lich wird eine koordinierte Losung auf der Ebene des CWE-Marktgebiets verglei-

chend analysiert (Szenario B2).

Referenzszenario B versus Szenario B1: Asymmetrische Einfithrung gemaf3 aktu-
ellen nationalen Plinen ohne Deutschland versus asymmetrische Einfithrung ge-
maf} aktuellen nationalen Planen mit Deutschland

Auswirkungen auf installierte Leistung und produzierte Strommengen

Verzichtet Deutschland auf die Einfiihrung eines Kapazitatsmarktes, wahrend vor allem
die Nachbarlander Frankreich und Polen einen nationalen Kapazitatsmarkt einfiihren,
so wird dies in den Lindern mit Kapazitdtsmarkt zu einem Zubau von Gasturbinen-
kraftwerken fiihren. In Deutschland hingegen ist sogar ein Riickbau von Gaskapazitaten
zu beobachten. Diese gehen von rund 25 GW im Jahr 2020 auf 8 GW im Jahr 2050 zu-
riick. Dem gegeniiber steht eine erhohte Auslastung von Kohlekraftwerken in Deutsch-

land zusammen mit einem fritheren bzw. stirkeren Ausbau von Windkapazitaten insbe-
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sondere 2020 und 2030. Dies ist darauf zuriickzufiihren, dass die Kapazititsmarkte in
den Nachbarldndern fiir einen verstarkten Ausbau von Gasturbinenkraftwerken und
einen gleichzeitig verringerten Zubau von Grund- und Mittellastkraftwerken sorgen.
Dadurch rutschen die deutschen Bestandskraftwerke in der europdischen Merit Order

nach vorne und werden stiarker ausgelastet.

Fihrt Deutschland 2020 doch einen Kapazititsmarkt ein, erfolgt auch hier ein Zubau
von Gasturbinenkraftwerken zur Deckung des Kapazitdtsbedarfs. Der daraus resultie-
rende Energiemix in den Landern mit Kapazitdtsmarkt entspricht schliefdlich abgesehen

von kleinen Abweichungen dem des Referenzszenarios A (vgl. Abschnitt 0).

Auswirkungen auf Aufdenhandelssaldo (Deutschland) und mittlere Basepreise

Bei einer asymmetrischen Einfithrung nationaler Kapazitatsmarkte ohne Deutschland
zieht der ausbleibende Zubau moderner Gasturbinenkraftwerke in Deutschland ein rela-
tiv gesehen hoheres Preisniveau nach sich. Dies kann darauf zuriickgefiihrt werden, dass
in Spitzenlastzeiten eher altere und weniger effiziente Gaskraftwerke preissetzend sind.
Der verstarkte Zubau von Kapazititen in erneuerbaren Energien hat zudem einen gerin-
geren Importbedarf in den spateren Stutzjahren (2040, 2050) zur Folge. Dabei wird
Deutschland, ob nun ohne oder mit Einfithrung eines Kapazitatsmarktes, ab 2040 zum

Stromimportland.

Fiihrt Deutschland zusatzlich einen Kapazitatsmarkt ein, sind insbesondere in Spit-
zenlastzeiten Exporte in Lander ohne Kapazititsmarkt zu beobachten, wohingegen Mit-
tellaststunden fiir eine verstarkte Auslastung von Bestandskraftwerken in Landern ohne
Kapazitdtsmarkt und somit umgekehrte Austauschfliisse sorgen. Dies ist darauf zurtick-
zufliihren, dass die auslandischen Bestandskraftwerke in der europdischen Merit Order

nach vorne rutschen und somit starker ausgelastet werden.

Auswirkungen auf Gesamtsystem- und Kapazititskosten

Die zusatzliche Einfiihrung eines Kapazitatsmarktes in Deutschland fiihrt auf gesamteu-
ropaischer Ebene zu zusatzlichen Kosten von durchschnittlich 1,4 Mrd. Euro pro Jahr.
Dabei liegen die Kapazitiatskosten fiir den deutschen Kapazitatsmarkt mit durchschnitt-
lich rund 5,2 Mrd. Euro pro Jahr wesentlich hoher. Dem gegeniiber steht der Effekt ge-
ringerer Preise im Energy-only-Markt (-0,45 bis -7,26 €/MWh), wovon vor allem die
benachbarten Liander ohne Kapazitatsmarkt profitieren. Dort sinkt das mittlere Strom-
preisniveau zwischen 0,30 und 3,90 €/MWHh, sodass sich dies ebenfalls senkend auf die

Gesamtsystemkosten auswirkt.
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Szenario B1 versus Szenario B2: Asymmetrische Einfiihrung gemaf aktuellen na-
tionalen Planen mit Deutschland versus asymmetrische Einfithrung mit gemein-
samem Kapazititsmarkt im CWE-Gebiet

Auswirkungen auf installierte Leistung und produzierte Strommengen

Die koordinierte Losung eines gemeinsamen Kapazitatsmarktes im CWE-Gebiet ermog-
licht dhnlich wie beim europaweiten Kapazitaitsmarkt die Nutzung von Synergieeffekten.
Zum einen reduziert sich der Kapazitatsbedarf von 263 auf 252 GW. Zum anderen fiihrt
die koordinierte Losung ebenfalls zu einer Verlagerung von Kraftwerksinvestitionen an
glinstigere Standorte verbunden mit einer vergleichsweise hoheren Auslastung von Be-

standskraftwerken.

Auswirkungen auf Aufdenhandelssaldo (Deutschland) und mittlere Basepreise

Die Verlagerung von Kraftwerksinvestitionen fiihrt in Deutschland zu einer erhéhten
Produktion aus glinstigen und modernen Gaskraftwerken. Damit gehen ein um rund
10 % verringerter Importbedarf in Deutschland sowie ein spaterer Wechsel zum Strom-
importland einher. Dieser Effekt wirkt sich zudem positiv auf das Strompreisniveau aus,
das in Deutschland um rund 0,20 €/MWh sinkt.

Auswirkungen auf Gesamtsystem- und Kapazititskosten

Aufgrund der beschriebenen Synergieeffekte (geringer Kapazitatsbedarf und Standort-
verlagerung von Investitionen) ergibt sich durch einen CWE-weiten Kapazititsmarkt
gegeniiber einer asymmetrischen Einfiihrung gemafd aktuellen nationalen Planen ein
Einsparpotenzial beziiglich der Gesamtsystemkosten von rund 1 Mrd. Euro pro Jahr ge-
genliber Szenario B1. Dabei lassen sich im CWE-Gebiet die Kapazitdtskosten um rund
0,65 Mrd. Euro pro Jahr reduzieren. Dennoch ist zu beachten, dass es durch den CWE-
weiten Kapazitatsmarkt dhnlich wie bei der asymmetrischen Einfiihrung von Kapazi-
tatsmarkten zu unerwiinschten Verteilungseffekten kommen kann, wenn benachbarte
Lander wie beispielweise die Tschechische Republik keinen Kapazitidtsmechanismus
einfiihren. Auch hier wiirde tiber die Kapazititskosten indirekt eine kostenglinstigere

Stromversorgung in den Nachbarlandern mitfinanziert.

3.4.3.4 Schlussfolgerungen

Die Vorteilhaftigkeit eines europaweiten Kapazitatsmechanismus muss differenziert
betrachtet werden. Zum einen lassen sich Synergien heben, da die Kapazitdten nicht na-
tional und autark vorgehalten werden miissen. Damit gehen auf europaischer Ebene
geringere Kapazitits- und Systemkosten von mehreren Milliarden Euro einher. Zum an-
deren stellt ein europaweiter Mechanismus hohe Anforderungen an die Koordination
und erfordert die Aufgabe des nationalen Autarkiegedankens hinsichtlich der Versor-

gungssicherheit.
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Demgegentiiber wurde ein Szenario mit einer europaweit koordinierten Festlegung des
Kapazitatsbedarfs analysiert. Dabei kann ein grof3er Teil der Synergieeffekte eines euro-
paweiten Kapazitatsmarktes gehoben werden. Jedoch kommt es zu Effizienzverlusten,
da weiterhin nationale Kapazitatsmarkte eingefithrt werden, wodurch eine Verlagerung
an giinstigere Standorte sowie eine verstirkte Auslastung von Bestandskraftwerken
ausbleiben. Zentraler Vorteil dieses Szenarios ist die weiterhin bestehende Moglichkeit
der national unabhangigen Ausgestaltung der Kapazitatsmechanismen, solange der Ka-

pazitdtsbedarf gewahrleistet werden kann.

Ausgehend von aktuell geplanten Kapazitdtsmarkten in Frankreich, Polen und weiteren
europdischen Landern wurde zudem untersucht, welche Auswirkungen sich fiir das
deutsche Versorgungssystem ergeben. Dabei wurde festgestellt, dass bei asymmetri-
scher Einfiihrung von Kapazitatsmarkten in Europa auch Nachbarldnder ohne Kapazi-
tatsmarkt profitieren. Insbesondere in Spitzenlastzeiten sind Exporte in Linder ohne
Kapazitdtsmarkt zu beobachten. Hinzu kommt, dass liber einen deutschen Kapazitats-
markt das sinkende Strompreisniveau in benachbarten Liandern mitfinanziert wirde.
Dies stellt einen unerwiinschten Verteilungseffekt dar. Zu beachten ist jedoch auch, dass
mit den zusatzlichen Kapazitdtskosten ein erhdohtes Versorgungssicherheitsniveau ein-
hergeht.

Im Hinblick auf eine koordinierte Losung bietet ein CWE-weiter Kapazitatsmarkt eine
denkbare Alternative. Mit den grofdten Stromnachfragern Frankreich und Deutschland
sind bereits auf dieser Ebene Synergiepotenziale zu erwarten. Neben dem geringeren
Kapazitdtsbedarf sind dhnlich wie beim europaweiten Kapazititsmarkt Verlagerungen
von Kraftwerksinvestitionen an giinstigere Standorte zu beobachten. Das Problem un-
erwiinschter Verteilungseffekte ergibt sich auch hier, wenn benachbarte Lander auf die

Einfiihrung eines Kapazitatsmarktes verzichten.

Ein nicht zu vernachlassigender Punkt ist die Einbeziehung der sicher verfiigbaren Leis-
tung aus EE. In den Modellrechnungen wurde die Refinanzierung des modellendogenen
bzw. marktgetriebenen Zubaus von Kapazitdten aus erneuerbaren Energien liber den
Kapazitatsmarkt ausgeschlossen. Dies fiihrt dazu, dass bei Einfilhrung von Kapazitats-
markten im Modell tendenziell weniger EE zugebaut werden, da die Kapazitatsnachfrage
lediglich durch konventionelle Kapazititen gedeckt werden kann. Die Ausgestaltung
eines Kapazititsmarktes hinsichtlich einer Teilnahme von Kapazititen aus erneuerba-
ren Energien kann demnach abhéngig von weiteren Faktoren wie der Forderung der
erneuerbaren Energien Einfluss auf die Erreichung der Ausbauziele der Erneuerbaren

nehmen.
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3.4.4 Selektiver versus umfassender Kapazititsmechanismus

Um die Auswirkungen von Kapazitidtsmechanismen abschdtzen zu kénnen, sind diverse
grundsatzliche Annahmen zu treffen. Zum einen sind dies allgemeine Entwicklungen wie
z. B. die Rohstoffpreise, die mafdgeblich die Strompreise bestimmen. Die politischen
Rahmenbedingungen haben einen immensen Einfluss auf den Ausbau der erneuerbaren
Energien und somit indirekt auf den Bedarf an konventionellen Kraftwerken. Mit dem
BET-EuroMod’2 wird unter diesen gegebenen Rahmenbedingungen die Entwicklung des
europaischen Strommarktes simuliert. Als Resultat werden fiir jedes betrachtete Jahr

(8760 Stunden) die Strompreise sowie die erzeugenden Kapazitaten ausgegeben.

Im nachsten Schritt kann daraus die Wirtschaftlichkeit der unterschiedlichen Kraftwer-
ke berechnet werden. Die jahrlichen Erlose unterschiedlicher Technologien ergeben sich
aus der Summe ihrer jeweiligen stiindlichen Produktion mit dem jeweiligen Strompreis.
Neben den variablen Kosten fiir z. B. Brennstoff kommen bei der jahrlichen Betrachtung
noch die fixen Betriebskosten fiir z. B. Personal, Versicherung etc. hinzu. Ein Spezialfall
von anfallenden Fixkosten sind die Investitionskosten, die fiir neue Kraftwerke tiber ei-
nen definierten Zeitraum anfallen. Wenn die Erlose alle Kosten tlibersteigen, erzielt das
Kraftwerk Gewinne. Sollten die Kosten iiberwiegen, macht der Kraftwerksbetreiber Ver-
luste. Diese Verluste werden in der Literatur oft auch als ,Missing Money‘ bezeichnet. In
der hier folgenden Betrachtung wird das Missing Money tendenziell iiberschatzt, da Er-
l6se aus weiteren Marktstufen, wie z. B. dem Regelenergiemarkt, nicht berticksichtigt

werden. Die Grundaussage wird von dieser Einschrankung jedoch nicht beeinflusst.

Die Berechnungen basieren auf der Annahme, dass die Kraftwerksbetreiber das Missing
Money als Gebot in einen Kapazitatsmarkt stellen. Strategisches Bieten wird somit nicht
betrachtet, sondern es wird ein perfekter Markt unterstellt. Einer in der Zukunft stei-
genden Unsicherheit geschuldet, wurde nicht fiir jedes Jahr eine Berechnung durchge-
fiihrt. Daraus resultierend wurden Berechnungen bis 2016 im Jahresrhythmus, bis 2030
im Zwei-Jahres-Rhythmus und bis 2050 im Fiinf-Jahres-Rhythmus erstellt. Dabei wird

von einer Einfiihrung des Kapazitatsmarktes im Jahr 2020 ausgegangen.

Im Folgenden werden drei unterschiedliche Ausgestaltungsformen von Kapazititsme-
chanismen untersucht: ein umfassender Kapazitaitsmechanismus, ein selektiver Kapazi-

tatsmechanismus und eine Strategische Reserve.

3.4.4.1 Umfassender Kapazititsmechanismus

In einem umfassenden Kapazitatsmechanismus wird eine definierte Menge an konventi-
oneller Kraftwerksleistung ausgeschrieben. In dieser Untersuchung wird als fiir

Deutschland notwendige ,sichere Kapazitit’ eine Menge von 85 GW definiert. In dieser

2v/gl. vollstandige Beschreibung in Anhang 8.2.3.
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Betrachtung wird davon ausgegangen, dass erneuerbare Energien mit einem Leistungs-
kredit zu dieser sicheren Kapazitit beitragen. Der Beitrag konventioneller Kapazititen
wird mit einer Verfligbarkeitswahrscheinlichkeit gewichtet. Alle Bieter, ob Bestands-
kraftwerke oder Investoren, konnen daraufthin an der Auktion teilnehmen. Im Modell
wird in einem ersten Schritt sichergestellt, dass in jedem Jahr mindestens die gewiinsch-
te Menge an konventioneller Kapazitit vorhanden ist. Das Modell nimmt den kostenmi-
nimalen Kraftwerkspark aus volkswirtschaftlicher Perspektive an. Diese unterscheidet
sich von der realen betriebswirtschaftlichen Perspektive des eigentlichen Investors, da
die getatigten Investments nicht zwangslaufig gewinnbringend sein miissen. Annahme
istin allen Betrachtungen die Einfiihrung eines Kapazitdtsmechanismus im Jahr 2020. Es
ergibt sich auf dieser Basis der in Abbildung 19 dargestellte Ausbau?’3:
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Abbildung 19: Kapazitatszubau je Technologie im Betrachtungszeitraum

Im zweiten Schritt wird nun fiir jedes Betrachtungsjahr eine Deckungsbeitragsrechnung
durchgefiihrt. Die entstandenen Grofshandelspreise werden mit den Einsatzstunden fiir
alle 8760 Stunden eines Jahres fiir alle Betrachtungsjahre berechnet. Diesen Erlosen
stehen sowohl die variablen als auch die fixen Kosten gegeniiber. Die diversen Kraft-
werke werden entsprechend ihrem Missing Money aufsteigend sortiert, sodass das
Kraftwerk mit dem grofdten Verlust am Ende steht. Wie in Abbildung 20 dargestellt, be-
stimmt sich der Marktraumungspreis durch Schnittpunkt von Angebot (kumulierte spez.

Missing-Money-Kurve [€/MW]) und Nachfrage [GW]. Dieser Grenzpreis ergibt im ange-

" Der Zubau von bereits in Bau befindlichen Kraftwerken erfolgt exogen; dies sind die Ausbauten fiir 2014 und
2015. Danach erfolgt der Zubau endogen.
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nommenen Einheitspreisverfahren fiir alle Bestandskraftwerke den Erlos. Sollten meh-
rere unterschiedliche Kraftwerkstypen zugebaut werden und unterschiedliche De-
ckungsbeitragsanforderungen haben, erhalten diese alle ihr Gebot (Preise E, F und G)

und alle Bestandskraftwerke das Gebot des giinstigsten Neubauinvestments (Preis E).

A
[€/Mw]

Nachfrage

Preis G TR —

Preis F .

Preis E
T [Gw]

Bestandskraftwerk Investor

Abbildung 20: Unterstellter Gebotsmechanismus

Hinweis zu Abbildung 20: Der Grundansatz dieser Untersuchung besteht darin, die grund-
sdtzlichen Effekte des umfassenden und des selektiven Kapazitdtsmarktes einander gegen-
liberzustellen. Mochte man diesen Ansatz quantitativ umsetzen, besteht die Notwendigkeit,
eine Vielzahl von Setzungen durchzufiihren, die letztlich die Ausprdgung des jeweiligen
Instrumenten-Designs majsgeblich bestimmen. In gewissen Grenzen zeigen die Untersu-
chungen die Sensitivitdit auf genau diese Setzungen auf, zugleich kénnen nicht alle Varian-
ten abgebildet werden.

Vor diesem Hintergrund ist es wichtig zu bedenken, dass jede gewdhlte Festlegung nur eine
Moglichkeit unter vielen reprdsentiert. So ist z. B. die Festlegung, dass sich die Vergiitung
fiir Bestandskraftwerke am billigsten Neubaukraftwerk orientiert, lediglich eine Setzung,
die die Windfall Profits abschmelzen soll, und keineswegs ein Analyseergebnis. Gleiches gilt
fiir viele weitere Ausgestaltungsdetails, deren optimale Ausprdgung noch zu untersuchen

wdre und zudem immer vom verfolgten Ziel abhdngt.

In der ganzheitlichen Kostenbetrachtung ist es notwendig, jedes Jahr zu priifen, obwohl
im Modell nicht alle Jahre betrachtet werden. Dies wird annahmegemaf$ dadurch umge-
setzt, dass in den Modellzwischenjahren das unrentabelste Bestandskraftwerk des vor-
hergehenden Modelljahres den Preis setzt. Falls es zu Neuinvestitionen kommt und die-
se preissetzend sind, kommt es daher mafdgeblich darauf an, was fiir eine Annuitat be-
rucksichtigt wird, d. h. in wie viel Jahren die Investitionskosten mit einem angenomme-
nen Zins von 7,3 % zuriickgezahlt werden. Beispielhaft sind hier Zeitraume von 5, 10, 15
und 20 Jahren untersucht worden, um den Unterschied diverser Erwartungen von In-

vestoren aufzuzeigen (Abbildung 21).
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Abbildung 21: Vergltung im Kapazitatsmarkt fir unterschiedliche Produktlaufzeiten
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Aufgrund des immensen Hebels, den eine unterschiedliche Annahme der Annuitat auf
die Preise und damit die Vergiitung des gesamten Marktes hat, sind die entstehenden
Kosten des umfassenden Kapazitdtsmarktes auch sehr unterschiedlich.’4 In Abbildung

22 sind sie fiir die vier verschiedenen Varianten kumuliert dargestellt.

™ Agentenbasierte Modellrechnungen mit einer detaillierteren Abbildung des Investitionsverhaltens von Agenten
bestatigen dieses Ergebnis. Bei kurzen Kapazitatsperioden (Zeitraum, (iber den die Kapazitatszahlung garan-
tiert wird) von 5-10 Jahren neigen Investoren dazu, die Investitionskosten des Projekts innerhalb dieser kur-
zen Zeit zu refinanzieren, da die Deckungsbeitrdge in der Zukunft unsicher sind. Dies flhrt zu hdheren Gebo-
ten und somit héheren Preisen im Kapazitatsmarkt.
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Abbildung 22: Kumulierte Kosten des umfassenden Kapazitatsmarktes

3.4.4.2 Selektiver Kapazititsmechanismus

In einem selektiven Kapazitatsmarkt haben nicht alle konventionellen Kapazititen die
Moglichkeit, Erlose zu erzielen: In der hier ausgefiihrten Betrachtung ist das ausschlief3-
lich fiir Investitionsprojekte realisierbar. Es wird dieselbe Menge an konventioneller
Kapazitat bereitgehalten wie im umfassenden Kapazitatsmarkt, jedoch wird nur Einfluss
auf die neuen Investments genommen, indem diese gezielt ausgeschrieben werden. Dies
stellt den fundamentalen Unterschied zu einem umfassenden Kapazititsmarkt dar. In

der Modellierung mussten daher andere Effekte beachtet werden.

Ein Phdnomen, das als Schwache des selektiven Kapazitaitsmarktes angefiihrt wird, ist
der sogenannte ,Slippery-Slope-Effekt’. Dieser beschreibt die systematische Schlechter-
stellung von Bestandskraftwerken gegeniiber Neubauten. Werden durch den selektiven
Kapazitatsmarkt neue Kraftwerke angereizt, ordnen sie sich aufgrund des technologi-
schen Fortschritts in der Merit Order tendenziell weiter vorne ein als altere Kraftwerke
desselben Brennstofftyps. Damit werden Bestandskraftwerke tendenziell schlechter
gestellt, als sie es ohne die Neubauten waren. In der Folge werden sie schneller/frither
unrentabel und schliefllich stillgelegt. Dadurch werden wieder neue Neubauten iiber

den selektiven Kapazitatsmarkt angereizt und der Effekt setzt sich weiter fort.

Bei der Bestimmung der Kosten wird grundsatzlich wie folgt vorgegangen: Das BET Eu-
ro-Mod ermittelt endogen den notwendigen Zubau, um die gesetzten Reserveverpflich-
tungen einzuhalten. Da es jedoch Bestandskraftwerke gibt, die Verluste machen und
keine Erlose aus dem selektiven Kapazitatsmarkt erzielen, wiirden diese in der Realitat

stillgelegt. Um diesen Umstand abzubilden, werden die Deckungsbeitrige der Kraftwer-
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ke ermittelt und die unrentablen Kraftwerkskapazitdten stillgelegt. Anschliefend wird
der nachste Modellzeitschritt berechnet. Dadurch ergeben sich sowohl ein anderer Aus-
baubedarf als auch andere Strompreise. Dieses Vorgehen wird iterativ bis zum Betrach-

tungsende wiederholt.

Hier wurden drei Fille unterstellt, die das unterschiedliche ,Durchhalten’ am Markt dar-
stellen:

1. Alle Kraftwerke, die Verluste erzielen, werden sofort stillgelegt.

2. Da Marktteilnehmer in der Realitdt auf das Geschehen reagieren wiirden, wird
eine Obergrenze von 2 GW je Modelljahr eingefiihrt, die maximal stillgelegt wird.
Dazu zahlen Kraftwerke, die

a. 20 9% ihrer fixen Betriebskosten nicht decken kénnen oder
b. 80 % ihrer fixen Betriebskosten nicht decken konnen.

Dies fiihrt zwangslaufig zu unterschiedlichen Kraftwerksparks iiber die Zeit und soll in
der Analyse die Spreizung aufzeigen, die eine solche Betrachtung in Abhangigkeit von

der Erwartung von Kraftwerksbetreibern besitzt.

Variante 1. fithrt zu einem schnellen Umbau des Kraftwerksparks nach Einfiihrung des
Kapazitatsmarktes. Mit dem Erreichen der technischen Nutzungsdauer der jeweiligen
Kraftwerke (besonders deutlich bei Gasturbinen) werden Reinvestitionen fallig, weshalb
sich der Umbau in 2045 und 2065 wiederholt (vgl. Abbildung 23).
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Abbildung 23: Kapazitatsausbau bei sofortiger Stilllegung



N DESIRE Endbericht

Die groflen Spriinge erfolgen aufgrund der begrenzten Lebenszeit von Gasturbinen.
Nach der ersten Investitionswelle sind diese nach Ablauf ihrer technischen Lebenszeit
zu ersetzen. Dies sorgt fiir die wiederkehrenden hohen Ausschlage.

Variante 2a (Kraftwerke konnen 20 % ihrer Fixkosten in dem Jahr nicht decken und ma-
ximal 2 GW insgesamt pro Jahr kdnnen vom Netz gehen) ergibt folgenden Ausbau (vgl.
Abbildung 24):
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Abbildung 24: Kapazitatsausbau bei Unterdeckung von 20 % der Fixkosten

Ein schon deutlich konstanterer Ausbau ist die Folge. Dennoch findet ein beschleunigter
Ausbau des Erzeugungsparks statt. Falls die ,Leidensgrenze“ noch hoher gesetzt wird
und die Betreiber akzeptieren, mehr als 80 % ihrer Fixkosten nicht decken zu kénnen
und ggf. auf bessere Zeiten zu spekulieren, ergibt sich fiir Variante 2b folgender Ausbau
(vgl. Abbildung 25):
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Abbildung 25: Kapazitatsausbau bei Unterdeckung von 80 % der Fixkosten

Die Erlose der Neubauten in den nachsten 20 Jahren werden aufsummiert und den ge-

samten Kosten (variabel und fix) zuziiglich der Investitionskosten gegeniibergestellt.

Der daraus entstehende Fehlbetrag wird als Missing Money betrachtet und im Sinne ei-

nes Investitionszuschusses den Investoren ausgezahlt. Die entstandenen Kosten werden

in dem jeweiligen Jahr komplett ausgewiesen. Dadurch kommt es nur zu Kosten, wenn

es auch tatsachlich einen Neubau gibt. Damit ergeben sich folgende kumulierte Kosten
(vgl. Abbildung 26):
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Abbildung 26: Kumulierte Kosten des selektiven Kapazitatsmarktes
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Aus der Darstellung werden zwei interessante Aspekte deutlich:

e Die graue und die rote Kurve liegen zu Beginn aufeinander, da jedes Jahr die ma-
ximale Menge von GW stillgelegt wird, weil es vielen Kraftwerken so schlecht
geht, dass beide Kriterien (Kraftwerke, die 20 % oder 80 % ihrer fixen Betriebs-

kosten nicht decken kénnen) erfiillt sind.

e Langfristig sind die Kosten durch einen schnellen Umbau des Kraftwerksparks

geringer, wenn man lediglich die Kosten des Kapazitatsmarktes betrachtet.

3.4.4.3 Fazit

Der Vergleich der grundlegenden Designansatze ab 2020, dem Jahr des Inkrafttretens,
zeigt, dass im langen Betrachtungszeitraum die Zahlungsstrome aus den betrachteten
Kapazitatsmarkten bei selektiven Kapazitatsmarkten geringer sind als bei umfassenden
Kapazitdtsmarkten (Abbildung 27).

Ein zweiter Befund ist, dass innerhalb des jeweiligen Instruments relevante Unterschie-
de auftreten, die in ihrer H6he stark von der konkreten Ausgestaltung abhangen.
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Abbildung 27: Gegenuberstellung der kumulierten Kosten der betrachteten Kapazitatsmarkte

Eine offene Frage, die Gegenstand weiterer Forschung werden sollte, ist, inwieweit es
Wechselwirkungen mit anderen relevanten Zahlungsstromen gibt, insbesondere aus
dem Energy-only-Markt. Diese sind durch die Begrenzung des Betrachtungsraumes auf
die Kapazitditsmechanismen hier nicht erkennbar, sodass insofern der dargestellte Ver-

gleich nur ein unvollstindiges Bild zeigt. Um ein vollstandigeres Bild zu zeichnen, ware
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in weiteren Untersuchungen diese Grenze zu erweitern und vor allem die Riickwirkung
auf den EOM mit zu modellieren. Im Weiteren waren auch die Riickwirkungen auf ande-
re Sektoren (Kraftwerksbau, Beschaftigte in energieintensiven Betrieben etc.) ein loh-
nender Untersuchungsgegenstand, der aber mit dem hier verwendeten Modellansatz

nicht bearbeitet werden kann.

3.4.5 Zentraler versus dezentraler Kapazitatsmechanismus

Neben dem Umfang der teilnehmenden Kapazitdten am Kapazitdtsmechanismus ist die
Koordination und Beschaffung von Kapazititen ein wesentlicher Designparameter. Da-
bei kann zwischen zentralen und dezentralen (umfassenden) Kapazitatsmechanismen

unterschieden werden.

Ein zentraler Mechanismus zeichnet sich durch einen einzelnen Nachfrager aus, der
gleichzeitig die Koordination und Uberwachung des Mechanismus {ibernimmt. In der
Regel werden langfristige Kontrakte tiber ein Einheitspreisverfahren geschlossen, ein
dartiber hinausgehender Handel unter den Teilnehmern findet nicht statt. In verschie-
denen Varianten findet dieser Typ in einigen Marktgebieten der USA, z. B. PJM7> und
New York ISO76 Anwendung. Abbildung 28 verdeutlicht die Struktur eines zentralen Ka-

pazitatsmechanismus.
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Abbildung 28: Struktur eines zentralen Kapazitdtsmechanismus

In einem dezentralen Kapazitdtsmechanismus besteht fiir eine Gruppe verpflichteter
Marktakteure (in der Regel Versorger/Stromvertriebe) ein Anreiz oder die Pflicht zur
Eindeckung mit ausreichend gesicherter Leistung. Diese Verpflichtung kann durch eige-
ne Anlagen, bilaterale Vertrage oder liber zentrale Handelsplattformen erfiillt werden.

Die Preisfindung ist individuell und erfolgt tiber kontinuierlichen Handel. Ein solches

5 \/gl. The Brattle Group (2011).
"8 Vgl. Newell/Bhattacharyya/Madjarov (2009); Harvey/Hogan/Pope (2013).



DESIRE Endbericht

Modell wird aktuell in Frankreich eingefiihrt. Die erste Lieferperiode ist fiir Winter 2016
geplant.”” Die Struktur eines dezentralen Kapazitditsmechanismus wird in Abbildung 29
schematisch dargestellt.
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Abbildung 29: Struktur eines dezentralen Kapazitdtsmechanismus

Ein quantitativer Vergleich beider Modelle gestaltet sich schwierig, da die Ergebnisse im
Wesentlichen von der Parametrierung des Modells abhdngen. Die zentralen Unterschie-
de (Ansatz zur Bestimmung der Nachfrage, Transaktionskosten, Informationseffizienz,
Innovationseffizienz, Einbindung von DR/DSM-Potenzialen) kénnen nicht oder nicht
befriedigend modelliert werden. Daher werden zu den oben genannten Punkten vor al-

lem qualitative Aussagen getroffen.

3.4.5.1 Ansatz zur Bestimmung der Nachfrage

In umfassenden Kapazitatsmechanismen wird durch staatliche Regulierung eine Nach-
frage nach gesicherter Leistung geschaffen bzw. angereizt. In einem zentralen System
beschafft eine verantwortliche Institution diese Kapazitit. Die zu beschaffende Hohe
wird in einem Top-down-Ansatz bestimmt, beispielsweise durch die Schatzung der er-
warteten Spitzenlast zuziiglich einer Sicherheitsmarge. In einem dezentralen System
besteht neben dem Top-down-Ansatz auch die Moglichkeit, die verpflichteten Unter-
nehmen ihre benoétigte Leistung in einem Bottom-up-Ansatz selbst ermitteln zu lassen.
Dabei sind verschiedene Kriterien denkbar. Das effizienteste Maf3 stellt dabei wohl die
anteilige Versorgerlast an der Systemspitze dar, da so Gleichzeitigkeitseffekte entspre-

chend beriicksichtigt werden und eine Uberabsicherung vermieden wird.

Ein weiterer wichtiger Aspekt ist die Kontrolle und Sanktionierung der Nachfrager. Im
dezentralen Ansatz geschieht dies iiber eine administrativ festzulegende Ponale, die eine
Unterdeckung unterbinden bzw. Sanktionierungen festlegen soll. Die P6nale muss dabei

mit Sorgfalt gewahlt werden, um einerseits eine effektive Anreizwirkung zu entfalten,

Tvgl. RTE (2014).
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andererseits jedoch eine Uberabsicherung allein wegen extrem hoher Pénalen zu ver-

meiden.

Im zentralen Ansatz erscheint die Moglichkeit einer Ponalisierung der zentralen, mog-
licherweise staatlichen, Instanz unwahrscheinlich. Andererseits ist zu erwarten, dass
eine Instanz mit der Verantwortung fiir die Versorgungssicherheit eher zu einem zu
grofden als einem zu kleinen Sicherheitspuffer tendiert und eine Unterdeckung unwahr-

scheinlich ist.

3.4.5.2 Informationseffizienz und Innovationseffizienz

Als gewichtiger weicher Faktor eines dezentralen Kapazititsmechanismus wird von
Flrsprechern vor allem die Nutzung ,dezentraler Intelligenz“ der Marktteilnehmer ge-
nannt.”8 Diese soll dazu fiihren, dass nicht nur die oben beschriebene Festlegung der
bendtigten Menge gesicherter Leistung optimal abgestimmt wird. Dariiber hinaus soll
die freiere Produktgestaltung und Handelbarkeit der Leistungszertifikate im Vergleich
zu einem zentralen System die Innovationskrafte des Marktes nutzen und zur Entwick-
lung von Losungen flihren, die in einem System mit nur einem Nachfrager nicht entste-
hen wiirden. Als Vorteile sind hier vor allem auch der bestehende Kundenkontakt zu
Endverbrauchern zu nennen sowie die geringere Hiirde, gemeinsam Projekte im Bereich
Demand Side Management durchzufiihren, die zu einer Reduzierung der benétigten ge-

sicherten Leistung flihren.

3.4.5.3 Transaktionskosten

Im dezentralen Ansatz soll prinzipiell die Moglichkeit bestehen, auf sich ergebende Ver-
anderungen der Nachfrage, z. B. durch Veranderung des Kundenstamms, zu reagieren
und seine Zertifikatsmenge tiber die Vorlauf- und Erfiillungsperiode anzupassen. Dazu
sollen sich dhnlich dem Energiehandel Handelsplatze sowie bilaterale Geschaftsprozesse
entwickeln. Im Gegensatz zu einem zentralen Mechanismus ohne solche Anpassungs-
moglichkeiten sind dabei jedoch Transaktionskosten zu erwarten, die zu den bestehen-
den Transaktionskosten fiir Energiegeschafte hinzukommen.”® Entscheidend und nicht
abschliefdend zu bewerten wird die Frage sein, ob die zusatzlichen Transaktionskosten
geringer sind als die Effizienzvorteile, die beispielsweise durch eine geschicktere Be-

stimmung und Verteilung der gesicherten Kapazitiat zu heben sind.

3.4.5.4 Einbindung von Demand-Side-Management-Potenzialen

Zentrale und dezentrale Kapazititsmechanismen unterscheiden sich grundsatzlich in
ihrer Art und Weise, steuerbare Lasten zu beriicksichtigen. In zentralen Regimen kon-

nen Verbraucher von der zentralen Instanz direkt eine Vergiitung fiir eine ,gesicherte”

8 vgl. VKU (2013).
™ Als ein- und weiterfiihrende Literatur fiir Transaktionskostentheorie vgl. Ebers/Gotsch (1995).
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Lastreduktion, das Aquivalent einer gesicherten Leistung bei Stromerzeugern, erhalten.

Die Teilnahme am Kapazitatsmechanismus erfolgt also aktiv.

In dezentralen Mechanismen hingegen decken sich Versorger mit Zertifikaten ein, die
ausweisen, dass jederzeit ausreichend Leistung vorgehalten wird, um ihre Kunden ver-
sorgen zu konnen. Hier besteht der Anreiz fiir Verbraucher darin, Vereinbarungen mit
ihrem Versorger zu treffen, etwaige Lastreduktionen in Engpasssituationen hinzuneh-
men. Der Versorger wiederum kann im Umfang der méglichen Leistungsreduktion ent-
sprechend weniger Leistungszertifikate beschaffen und die vermiedenen Kosten in

Form glinstiger Lieferkonditionen an den Verbraucher weitergeben.

Insgesamt lassen sich Vorteile bei der dezentralen Variante erkennen, da Verbraucher
nicht selbst am Kapazitiatsmarkt titig werden miissen. Zum einen entfallen so ggf. not-
wendige, administrativ vorgeschriebene Praqualifikationsbedingungen. Zum anderen
lassen sich somit perspektivisch einfacher individuellere und kleinteiligere Losungen
entwickeln - als Beispiele hierfiir sind unterbrechbare oder leistungsmafdig begrenzte
Tarife im Endkundensegment zu nennen. Die Ndahe von Versorgern zu ihren Kunden ist

hier ein zentraler Aspekt.

Flir eine detailliertere Ausfiihrung zur Integration von DSM-Mafdnahmen in Kapazitats-

mechanismen siehe Abschnitt 3.4.6.

3.4.5.5 Fazit

Dezentrale Mechanismen besitzen an vielen Stellen Effizienzpotenzial, das sie von zent-
ralen Ansatzen abhebt. Zu nennen, jedoch im Rahmen dieser Arbeit nicht zu quantifizie-
ren sind hier vor allem Vorteile hinsichtlich der Informations- und Innovationseffizienz
sowie bei der Einbindung steuerbarer Verbraucher. Dagegen kénnen jedoch erhohte
Transaktionskosten stehen, die durch die zuvor genannten Potenziale iiberkompensiert

werden miussen.

3.4.6 Einbeziehung von Lastmanagement, Speichern und anderen Flexibilititen

Durch die Nutzung nachfrageseitiger Laststeuerung koénnen potenziell erhebliche
volkswirtschaftliche Vorteile erzielt werden. Zum einen kann so der zusatzliche Ausbau
von Erzeugungs- und Transportkapazitaten verringert werden. Zum anderen stellt die
Flexibilisierung der Nachfrageseite einen entscheidenden Faktor fiir eine effiziente

Preisfindung auf dem Energy-only-Markt dar.

Zwar sind in Deutschland bereits Verbraucher mit einer Gesamtnachfrage von tiber

30 GW leistungsgemessen, genutzt wird die teils vorhandene Flexibilitdt allerdings nur
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in sehr geringem Umfang.8° Die Griinde dafiir sind vielfaltig. Der Strompreis als primarer
Anreizfaktor ist bisher nicht ausreichend, um eine signifikante Entwicklung der Nach-
fragesteuerung zu fordern. Dariiber hinaus gibt es vor allem im Industriesektor techni-
sche Restriktionen sowie Riickwirkungen auf vor- und nachgelagerte Produktionspro-

zesse, die bei komplexen Systemen ein erhebliches Hemmnis darstellen.

In Debatten um die Einfithrung von Kapazitatsmechanismen wird daher oft eine Integra-
tion steuerbarer Lasten in den jeweiligen Mechanismus gefordert, um auch dieser Kapa-
zitat einen expliziten Wert beizumessen. Hierbei wiirden Verbraucher iiber ein Leis-

tungsentgelt angereizt, in Spitzenlastzeiten ihre Nachfrage zu beschranken.

Die Art der Teilnahme steuerbarer Lasten an einem Kapazitdtsmechanismus kann dabei

abhdngig von dessen Ausgestaltung in zwei Kategorien eingeteilt werden:

1. Aktive Teilnahme am Vergabeprozess der Kapazitatsentgelte
2. Indirekte Teilnahme am Kapazititsmechanismus durch Befreiung (z. B. eines
Versorgers) von einer Eindeckungspflicht mit gesicherter Leistung

Bei einer aktiven Teilnahme, z. B. in einem zentralen Kapazitatsmarkt®!, konnen die
Verbrauchseinheiten selbststiandig auf eine Kapazitatspramie bieten. Diese bieten im
Gegenzug eine ,gesicherte Leistungsreduktion in Knappheitssituationen an. Diese

Knappheit kann sowohl physikalisch als auch preislich definiert werden.

Wichtig hierbei ist, dass gewisse Mindestanforderungen an die veraufierte ,Leistungsre-
duktion“ gestellt werden, um Mitnahmeeffekte und Missbrauch zu vermeiden. Sonst wa-
re es beispielsweise denkbar, einen Verbraucher mit geringen Investitionskosten und
hoher potenzieller Leistungsaufnahme, wie z. B. ein Elektrokessel, zu installieren und
die Kapazitatspramie zu erhalten, ohne diesen jedoch tatsachlich zu nutzen. Daher ist es
bei dieser Art der Teilnahme an einem Kapazitdtsmechanismus unabdingbar, Praqualifi-
kationskriterien wie Mindestlaufzeiten oder Volllaststunden anzusetzen, die fiir eine
Teilnahme nachgewiesen werden miissen und darlegen, dass eine Nichtnut-
zung/Abschaltung des Verbrauchers tatsachlich eine Entlastung des Systems bewirkt.
Dabei kann es sinnvoll sein, die Erflillung dieser Kriterien ex post nachzuhalten, da ein
Nachweis vor dem Zuschlag auf Basis historischer Lastginge ggf. ein Hemmnis fiir Neu-
investitionen darstellen kann. Andererseits stellt eine nachtragliche Bestimmung, ob ein
Verbraucher die kalkulierte Vergiitung erhalt, auch ein Risiko dar, das ggf. entsprechend

eingepreist wird.

Eine weitere Variante des Einsatzes von DSM-Mafdnahmen in Kapazititsmechanismen

ergibt sich in dezentralen Modellen, in denen eine bestimmte Wertschopfungsstufe sich

8 v/gl. Winkler et al. (2013).
8 vgl. EWI (2012).
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mit gesicherter Leistung eindecken muss.82 Am Beispiel einer Eindeckungspflicht der
Versorger konnten diese entweder entsprechende Nachweise von Erzeugungskapazita-
ten erwerben oder durch Vereinbarungen mit Verbrauchern ihre Absicherungsquote
verringern. Im Gegenzug miissen diese in Knappheitssituationen ihre Leistungsaufnah-
me entsprechend reduzieren. Der maximale Preis, den Versorger fiir eine solche Verein-
barung zahlen wiirden, orientiert sich durch Opportunititskosteniiberlegungen am

Preis der Leistungsnachweise fiir Erzeugungskapazitaten.

Im Gegensatz zur aktiven Teilnahme ist lediglich der Nachweis der Moglichkeit zur Leis-
tungsreduktion zu erbringen, um das Stromnetz in Knappheitssituationen nicht durch
einen nicht abgesicherten Verbraucher zu belasten. Ein Nachweis der Belastung, die der
Verbraucher im Spitzenlastfall auf das System hat, ist daher von nachrangiger Bedeu-
tung. Dartber hinaus kann in einem dezentralen System die in der Regel enge Kunden-
bindung und der vertriebliche Zugang regionaler Versorger zu ihren (Grof3-)Kunden
genutzt werden, um diese direkt anzusprechen und gemeinsam individuelle Losungen

Zu erarbeiten.

Wahrend in beiden Modellen eine Nichteinhaltung der eingegangenen Verpflichtung zur
Lastreduktion in Spitzenlastzeiten ponalisiert werden muss, bietet sich fiir Grofdver-
braucher bereits heute eine weitere interessante Alternative: Auch ohne Teilnahme am
Kapazitdtsmarkt konnen die Last in Abhdngigkeit von Preisspitzen reduziert und damit
Kosten eingespart bzw. Erlose (aus dem Verkauf des Stromes) erwirtschaftet werden.
Im Vergleich zur Teilnahme an einem Kapazitdtsmechanismus geht man hier kein Risiko
ein, zu ungiinstigen Zeitpunkten die Leistungsaufnahme reduzieren zu miissen. Im Um-
kehrschluss bedeutet dies, dass das zu erwartende Kapazitatsentgelt, das Verbraucher
fiir die Teilnahme an einem Kapazitatsmechanismus verlangen wiirden, die entspre-
chende Risikopramie darstellt.

Ein weiteres Hemmnis flir die Teilnahme an einem Kapazititsmechanismus kann die
Vorlaufzeit sein, mit der man sich auf potenzielle Lastreaktionen einlassen muss. Wah-
rend einige Produktionsprozesse z. B. iiber langere Zeiten flexibel steuerbar sind und
somit auch fir langfristige Verpflichtungen genutzt werden kdénnen, sind viele Prozesse
so tief in die Wertschopfungskette integriert, dass lediglich kurze und zeitlich planbare
Anpassungen moglich sind. Klassische Beispiele ausldndischer Strommarkte zeigen, dass
eine Aufteilung in verschiedene Produkte dazu beitragen kann, das Angebot an Lastre-
duzierungsmafinahmen zu erhéhen. Im Marktgebiet PJM wird beispielsweise zwischen

jahrlichen, halbjahrlichen und zehntagigen Kontrakten unterschieden, wobei die zehn-

8 vgl. VKU (2013).
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tagigen auch eine kiirzere maximale Aktivierungsdauer (sechs im Vergleich zu zehn

Stunden) aufweisen.83

Abschliefdend bleibt festzuhalten, dass die Einbindung von DSM in Kapazitdtsmechanis-
men durchaus moglich, aber nicht alternativlos ist. Die Teilnahme am Kapazitiatsmecha-
nismus konnte aufgrund der sicheren Einnahme von Kapazitiatszahlungen jedoch eine

Anschubfinanzierung darstellen, die hilft, Anlagen entsprechend zu ,flexibilisieren®.

3.5 Eckpunkte fiir zukiinftige Kapazititsmechanismen

Abschlief3end werden die im vorangegangenen Kapitel untersuchten Aspekte und Fra-
gestellungen noch einmal zusammenfassend dargestellt. Wesentliche Ergebnisse wer-
den hierbei in Form von Eckpunkten fiir die Ausgestaltung von Kapazitditsmechanismen

wiedergegeben.
1. Kapazititsmechanismen sind langfristig vorteilhaft.

Verschiedene Formen des Markt- und Regulierungsversagens konnen die Effi-
zienz des Energy-only-Marktes beeintrachtigen. Neben der kurzfristig nicht re-
agiblen Nachfrage induzieren insbesondere die potenziell im Energy-only-Markt
entstehenden hohen Risiken aufgrund sehr volatiler Preise moglicherweise
ein Marktversagen oder ineffiziente regulatorische Eingriffe. Diese Risiken wer-
den verstarkt durch die langen Vorlaufzeiten bis zur Inbetriebnahme eines
Kraftwerks. Es gibt keinen unwiderlegbaren wissenschaftlichen Beweis, dass ein
Energy-only-Markt zu Marktversagen fiihren muss. Der Energy-only-Markt ist ein
starkes marktwirtschaftliches Instrument, aber dennoch deuten die genannten
Aspekte langfristig auf ein Marktversagen (z. B. unfreiwillige Abschaltung von
Kunden) hin, insbesondere wenn in einem zukiinftigen regenerativ dominierten
Energiemarkt in groffem Umfang gesicherte Leistung fiir wenige Stunden im Jahr
vorgehalten werden muss. Dann sind Erzeugungsinvestitionen mit sehr hohen
Risiken behaftet und die Gefahr von Abweichungen vom gesamtwirtschaftlichen
Optimum mit unter Umstanden dramatischen Konsequenzen wird grof3. Dement-
sprechend sollte durch einen Kapazititsmechanismus eine Risikominderung fiir

Investoren und damit auch fiir die Gesamtwirtschaft erfolgen.

2. Um das hohe Niveau an Versorgungssicherheit in Deutschland auch zukiinf-
tig gewdhrleisten zu kénnen, miissen bereits heute nachhaltige Entschei-
dungen getroffen werden, um Kapazititsmechanismen zeitgerecht einzu-

8 vgl. PIM (2014).
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fithren. Fiir die kurze Frist braucht Deutschland keinen Kapazitatsmecha-
nismus, aber bereits jetzt eine Entscheidung uiber das mittelfristige Vorge-
hen.

In der aktuellen Situation mit Uberkapazititen ist fiir die kurze Frist eine Ein-
fithrung von Kapazititsmechanismen zur Gewahrleistung der Versorgungs-
sicherheit nicht erforderlich. Denn theoretisch fiihrt ein effizienter Energy-
only-Markt nach dem Peak-Load-Pricing-Modell bei gegebener Zahlungsbereit-
schaft der Nachfrager und damit gegebener Nachfrage im Gleichgewicht zur op-
timalen Erzeugungskapazitiat. Dabei stellen die aktuell diskutierten Kraft-
werksstilllegungen einen Weg zur Erreichung des Marktgleichgewichts dar. Eine
Uberreaktion der Mirkte ist ohne Kapazititsmechanismus aber nicht ausge-
schlossen. Bei Versagen des Energy-only-Marktes als Investitionssignal wird die
Versorgungssicherheit zudem aufgrund der langen Vorlaufzeiten beim Kraft-
werksbau gefdhrdet. Eine mittelfristige8* Einfithrung von Kapazitdtsmechanis-
men konnte gegebenenfalls zu spat ihre Wirkung entfalten. Aus diesem Grund ist

zu empfehlen, sich bis Ende 2016 auf ein System zu verstandigen.

3. Eine Strategische Reserve gewaihrleistet mittelfristig die Versorgungssi-
cherheit, triagt jedoch nicht zur Reduzierung von Investitionsrisiken bei.

Durch ihre Konzeption bedingt, verhindert eine Strategische Reserve kosten-
giinstig in der kurzen und mittleren Frist (lokale) Versorgungsengpasse. Sie
ist aber nicht dafiir geeignet, die langfristig wiinschenswerten, iiber den Energy-
only-Markt hinausgehenden Investitionssignale zu schaffen. Somit ist sie nicht
geeignet, auch zukiinftig Investitionen in konventionelle Kraftwerke oder Spei-
chertechnologien, fiir die eine notwendige und hinreichend prognostizierbare
Rentabilitat wesentlich ist, zu ermdéglichen. Zudem entfaltet eine Strategische Re-
serve in Deutschland erst ihre Wirkung, wenn die Kapazitaten aufderhalb des Re-
servepools ausgeschopft sind und eine Deckung der inldndischen Nachfrage
durch Importe aufgrund von Netzengpdssen an Grenzkuppelstellen nicht moéglich
ist. Dies wird insbesondere im Fall eines starken Riickgangs inldndischer Kapazi-

taten relevant.

4. Kapazitatsmarkte senken das Investitionsrisiko und erhéhen dadurch lang-
fristig die Versorgungssicherheit, die Ausgestaltung ist aber hierbei we-
sentlich.

8 Unter »mittelfristig wird ein Zeitraum von 3 bis zu 10 Jahren verstanden.
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Ein Kapazitiatsmarkt hat den Effekt, notwendige Deckungsbeitrage fiir Kraft-
werksinvestitionen besser planbar zu machen. Hierdurch steigen die Investiti-
onsanreize, die langfristig in einer erhohten Versorgungssicherheit resultieren.
Modellrechnungen verdeutlichen, dass das Investitionsrisiko mit Kapazitats-
markt deutlich zuriickgeht. Die Ausgestaltung des Kapazititsmarktes hinsicht-
lich der Vertragsdauer und systematischer Uberkapazititen hat jedoch einen
grofden Einfluss auf die H6he der Risikominderung.

. Kapazitiatsmechanismen miissen effektiv, effizient und international kom-

patibel sein.

Die Effektivitdt von Kapazitatsmechanismen bemisst sich an der Erreichung des
primdren Ziels einer vollstindigen Gewdhrleistung angemessener Versor-
gungssicherheit. Bei einem wettbewerblich organisierten Kapazitdtsmechanis-
mus ist die Moglichkeit zur Rentabilitat von Investitionen untrennbar mit der
Bereitstellung der Kapazitit und damit mit der Versorgungssicherheit verbun-
den. Da die Systemsicherheit bei knappen Ubertragungskapazititen auch von der
rdumlichen Verteilung der Kraftwerke abhdngig ist, ist eine passende raumliche
Verteilung der Erzeugung tiber gezielte Standortanreize sinnvoll. Hinsichtlich der
Effizienz eines Kapazitatsmechanismus ist eine effiziente Allokation der Investi-
tionsmittel in addquate Kapazitaten von zentraler Bedeutung. Aufgrund langer
Vorlaufzeiten muss ein Kapazititsmechanismus daher die Investitionsanreize
zeitgerecht setzen. Dariiber hinaus ist auch bedeutsam, dass die Ausgestaltung
international kompatibel erfolgt. Dazu gehort auch die Berticksichtigung inter-
nationaler Synergieeffekte bei der Kapazitatsvorhaltung im Hinblick auf den eu-
ropaischen Strombinnenmarkt. Nationale Alleingdnge konnen schlief3lich die Ef-

fektivitat und Effizienz von Kapazitatsmechanismen beeintrachtigen.

. Es sollte sorgfiltig zwischen einem selektiven und einem umfassenden Ka-
pazititsmarkt abgewogen werden. Aus Effizienzgesichtspunkten sollten
keinerlei Einschrinkungen hinsichtlich der teilnehmenden Technologien

vorgenommen werden.

Die Kapazitatskosten eines selektiven Kapazititsmarktes, der z. B. beschrankt
ist auf neu gebaute Kraftwerke, sind geringer als bei einem umfassenden Kapazi-
tatsmarkt. Zugleich sind jedoch neben den Kapazitdtskosten auch die Riickkopp-
lungen zum Energy-only-Markt zu beachten. Bei Einflihrung eines selektiven
Kapazitatsmarktes stellt hierbei der ,Slippery-Slope-Effekt“ ein zentrales

Problem dar, da er zu einem beschleunigten Umbau des Erzeugungsparks fithren
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kann. Grundsatzlich sind bei der Einfilhrung von Kapazitdtsmechanismen die
Wechselwirkungen mit bestehenden Markten und Mechanismen auch im Hin-
blick auf die Uibergeordneten Ziele der Energiewende zu reflektieren. Auswirkun-
gen auf den Marktwert der Erneuerbaren Energien sowie mit einem umfassen-
den Kapazitatsmarkt einhergehende Umverteilungseffekte wurden in dieser
Studie nicht naher betrachtet und sind daher ein Ankntlipfungspunkt fiir weitere

Untersuchungen.

Ein technologiespezifischer Mechanismus fiihrt aufgrund von Ineffizienzen
grundsatzlich zu hoheren volkswirtschaftlichen Gesamtkosten als ein Mechanis-
mus, der den Wettbewerb zwischen den Technologien zuldsst. Eine Technolo-
giespezifizierung kann dabei theoretisch die Erreichung politischer Ziele (z. B.
bezlglich bestimmter Energietrager) unterstiitzen. Primares Ziel eines Kapazi-
tatsmechanismus sollte die Gewahrleistung der Versorgungssicherheit sein. Eine
gleichzeitige Verfolgung unterschiedlicher Ziele mit einem Instrument wider-
strebt dem Grundsatz ,Ein Instrument pro verfolgtem Zweck“. Zur Wahrung
der Klarheit und Nachvollziehbarkeit des Markt- und Regulierungsdesigns sollte
eine technologische Einschrankung daher nach Moglichkeit vermieden werden.

7. Die sachgerechte Festlegung der Kapazititsnachfrage ist fiir die Effizienz
des Kapazititsmechanismus essenziell.

Hierzu bedarf es des europaweit koordinierten Vorgehens, aber auch inner-
halb Deutschlands einer addquaten Methodik. Letztere muss die stochastische
Uberlagerung von Nachfrageschwankungen, Einspeisung aus erneuerbaren
Energien und Kraftwerksausfallen berticksichtigen. So wird verhindert, dass
ibermafdige Kapazititsreserven vorgehalten werden, die die Effizienz des Me-
chanismus negativ beeinflussen. Bei einer dezentralen Ausgestaltung des Kapazi-
tatsmechanismus ist es eine zusatzliche Herausforderung, die Synergien zwi-
schen den Angebots- und Nachfrageportfolien beziiglich der Versorgungssicher-

heit zu bertcksichtigen.

8. Eine europdisch koordinierte Kapazitatsvorhaltung senkt die Kosten und
verhindert Trittbrettfahrerverhalten.

Aktuell wird auch in anderen europdischen Landern die Einfiihrung bzw. Weiter-
entwicklung von Kapazititsmechanismen ins Auge gefasst oder ist bereits be-
schlossen. Neben regulatorischen Risiken muss das gemeinsame Ziel eines euro-

pdischen Strombinnenmarktes bei der Einfiihrung von Kapazititsmechanismen



Ausgestaltung von Kapazitidtsmechanismen bei verstarkter Einspeisung erneuerbarer Energien

berticksichtigt werden. Wahrend nationale Alleinginge zu iibermafiiger Kapa-
zititsvorhaltung und somit zu Effizienzverlusten von mehreren Milliarden Eu-
ro pro Jahr fiihren, erlauben (méglichst europaweit) koordinierte Kapazitits-
mechanismen eine Reduzierung der Systemkosten und eine angemessene
Gewdhrleistung der Versorgungssicherheit durch eine gemeinsame Kapazitits-
vorhaltung. Wesentliche Ursache ist eine Verlagerung von Investitionen an giins-
tigere und zentraler gelegene Standorte. Dabei ist zu bedenken, dass die Vorteile
koordinierter Kapazititsmechanismen gegeniiber nationaler Autarkie hinsicht-

lich der Versorgungssicherheit angemessen abgewogen werden missen.

9. Bei asymmetrischer Einfiihrung von Kapazititsmechanismen besteht die
Gefahr unerwiinschter Verteilungseffekte.

Wenn Deutschland einen Kapazitaitsmechanismus einfiihrt, wahrend benachbarte
Lander auf eine Einfilhrung verzichten, fiihrt dies zu einer einseitigen nationa-
len Belastung. Bei einem umfassenden Kapazitatsmarkt waren Kapazitatskosten
von mehreren Milliarden Euro pro Jahr zu tragen, wahrend benachbarte Lander
ohne Kapazitatsmarkt durch geringere Preise im Energy-only-Markt profitieren
wiirden (Trittbrettfahrerverhalten). Die Uberwindung dieses unerwiinschten
Verteilungseffekts erfordert eine grenziiberschreitende Koordination bei der
Einfiilhrung von Kapazitaitsmechanismen. Dies gilt sowohl fiir eine mogliche Ein-
fiihrung in Deutschland als auch fiir die geplante Einfiihrung in Nachbarldndern

wie Frankreich.

10.Die Einbeziehung von Flexibilitiaiten wie Lastmanagement und Speichern in
Kapazitatsmechanismen ist wichtig, vorausgesetzt deren Steuerung erfolgt
in Abhangigkeit von Knappheitssignalen.

Nachfrageseitige Mafdnahmen kénnen in Knappheitssituationen einen wertvollen
Beitrag zur Systemstabilisierung und damit zur Versorgungssicherheit leisten.
Da das Problem einer geringen Elastizitdt der Nachfrage nicht durch einen Kapa-
zitdtsmechanismus tiberwunden werden kann, sollten Mafdnahmen zur Erh6hung
der Nachfrageflexibilitat unabhangig und méglichst vor der Implementierung ei-
nes Kapazitatsmechanismus umgesetzt werden. Dadurch wiirden die Folgen ei-
nes fehlenden Marktgleichgewichts gemildert und Knappheitspreise im Sinne von
nicht grenzkostenbasierten Preisen im Markt gefunden. Bei einer Integration in
den Kapazititsmarkt muss zudem die Zeit- und Mengenverfiigbarkeit von
nachfrageseitigen Mafdnahmen (und auch Speichern) berticksichtigt werden.
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4 Weiterentwicklung von Regelenergiemirkten bei verstarkter
Einspeisung erneuerbarer Energien

Mit dem weiteren Ausbau der volatil einspeisenden EE steigen in Zukunft die Anforde-
rungen an die Versorgungssicherheit und Aufrechterhaltung des Stromversorgungssys-
tems. Zentral sind dabei die Ausgestaltung der Produkte bzw. deren Qualitdtsanforde-
rungen, die die System- und Frequenzstabilitat gewahrleisten sollen. Die Bedeutung von
Kurzfrist- und Regelleistungsmérkten wiederum wird neben Nachfrageschwankungen
und ungeplanten Produktionsausfillen durch die zunehmende Einspeisung fluktuieren-
der EE sowie den damit einhergehenden Flexibilitdts- und Reservebedarf determiniert.

Das derzeitige System der Reserveleistungen und Regelenergien mit Primar-, Sekundar-
und Minuten-/Tertidarreserve ist in den 1960er-Jahren entwickelt worden. Zahlreiche
technische Normen auf europdischer Ebene organisieren das Zusammenwirken der
Kraftwerke und der UNB. Dabei stehen die Sicherstellung der nationalen und der im Be-
reich der European Network of Transmission System Operators for Electricity (ENTSO-
E) aufgestellten Leistungsbilanz und somit der Ausgleich kurzfristiger, ungeplanter Ab-
weichungen im Vordergrund, um der Alternative - einem Versorgungsausfall - entge-
genzuwirken. Dieser geht in der Regel mit hohen Kosten einher. In der Wissenschaft
wird zur Bewertung der Kosten der ,Value of Lost Load” (VoLL) angefiihrt. Die genaue
Abschatzung und Abgrenzung der Schaden eines Versorgungsausfalls ist nur bedingt
moglich. Verschiedene Schatzungen der Schidden kommen zu einem VoLL von
1,3 Milliarden Euro pro Stunde bzw. 30 Milliarden Euro pro Tag in Deutschland.8> Neben
den wirtschaftlichen Schaden ist im Falle Deutschlands insbesondere auch die zentrale
Lage im europdischen ENTSO-E-Verbund zu nennen. Deutschland kommt somit eine
besondere Bedeutung zur Sicherung der gesamteuropdischen Netzstabilitit zu. Denn
eine Versorgungsunterbrechung in einzelnen Landern oder Regionen kann zu Stromaus-
fallen in Teilen des gesamteuropdischen Verbundnetzes fithren (wie beim Stromausfall

in Westeuropa am 4. November 20068¢).

Aktuell optimieren drei Regelzonenkonglomerate ihren Regelleistungseinsatz unterei-
nander. Der Netzregelverbund hat dabei die weitestgehende Reglementierungsbefugnis

und ermoglicht fiir Deutschland einen einheitlichen Ausgleichsenergiepreis. Weiterhin

8 Vgl. Praktiknjo/Hahnel/Erdmann (2011). Bliem (2005) ermittelte fir Osterreich einen VoLL von 8,60 €/kWh.
Die Folgeschaden der groRen Stromausfélle in Nordamerika in den Jahren 2001 und 2003, die mehr als
50 Millionen Menschen betrafen, werden auf Werte zwischen 4,5 und 10 Milliarden Dollar geschatzt. Vgl.
ICF Consulting (2003) und Anderson/Geckil (2003). Vgl. Frontier Economics fir RWE (2008): VoLL (Me-
taanalyse 27 internationale Studien): 8-16 EUR/kWh; Deutschland 1 Stunde Blackout = 80 GWh = 0,6-1,3
Milliarden Euro Schaden; Deutschland 1 Werktag im Winter Blackout = 1.800 GWh = 14-30 Milliarden Eu-
ro. Vgl. van der Welle/van der Zwaan (2007).

8 v/gl. Bundesnetzagentur (2007).
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sind die vier deutschen UNB zusammen mit denen Osterreichs, der Schweiz, der Nieder-
lande, Belgiens und Danemarks in der International Grid Control Cooperation (IGCC)
zusammengeschlossen. Diese verhindert gegenlaufigen Regelleistungseinsatz zwischen
den Regelzonen und fiihrt damit zu erhohter Systemsicherheit bei niedrigeren Kosten.
Der IGCC sollte nach dem Vorbild des skandinavischen Regelleistungsmarktes (Nordic
Regulating Power Market) weiter ausgebaut werden und mittelfristig in einem eigenen
Markt fiir Regelleistung (RL) aufgehen.

Zunidchst wird im Folgenden auf die Bedeutung von Flexibilitat und Regelleistung in ei-
nem System mit einem hohen Anteil an EE eingegangen. Wesentlich ist zudem, welche
Ressourcen Flexibilitdt und Regelleistung bereitstellen kdnnen. Nach methodengestiitz-
ten Untersuchungen zum zukiinftigen Regelleistungsbedarf sowie modellgestiitzten Si-
mulationen von Regelleistungsmarkten werden Weiterentwicklungsmoglichkeiten des
deutschen Regelleistungsmarktes diskutiert. Dariiber hinaus werden alternative Ausge-
staltungsmoglichkeiten wie die Einfiihrung langerfristiger Regelleistungsprodukte oder
dezentraler Regelleistungsmarkte analysiert. Abschliefend werden Eckpunkte zur Wei-

terentwicklung von Regelenergiemarkten und -produkten gegeben.

4.1 Bedeutung von Flexibilitat und Regelleistung in einem System mit hohem

Anteil an erneuerbaren Energien

Aufgrund der begrenzten Speicherbarkeit von Strom und der Flexibilitat der Nachfrage
muss die Leistungsbilanz in einem Elektrizitatsversorgungssystem stets ausgeglichen
sein. Bei der Aufrechterhaltung der Leistungsbilanz kann zwischen dem Ausgleich von
prognostizierten Schwankungen und Prognoseabweichungen unterschieden werden.
Dabei muss die Flexibilitit des Kraftwerksparks ausreichen, um beides abzudecken.
Prognostizierte Schwankungen kénnen auf die Gradienten von Nachfrage und Erneuer-
baren-Einspeisung bzw. auf die Residuallastgradienten zuriickgefiihrt werden. Der Aus-
gleich der prognostizierten Schwankungen erfolgt in der Regel durch die Kurzfristmark-
te (Day-Ahead und Intraday) und entsprechende Anpassungen der Fahrplane. Zusatzli-
che Reserven sind damit nur fiir Prognoseabweichungen erforderlich. Diese Leistungs-
abweichungen resultieren aus den stochastischen Eigenschaften der Einflussfaktoren
und konnen durch Kraftwerks- bzw. Betriebsmittelausfille, aber auch durch eine unsi-
chere Antizipation der Nachfrage oder der Einspeisung aus fluktuierenden EE verur-
sacht werden. Zusatzlich ergeben sich Regelbedarfe durch Handelsaktivitaten in Form

von Fahrplan-87 und (Viertel-)Stundenspriingenss.

8 Nicht vollstandige Synchronizitét der Veranderung der physikalischen Einspeiseleistung (Kraftwerksrampen)
und der Veranderung des Sekundarreglers.
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Im Sinne einer effektiven Ausgestaltung von Kurzfrist- und Regelenergiemarkten ist es
substanziell, die sich im Zeitablauf ergebenden Leistungsschwankungen kontrollieren zu
konnen, um so die System- und Spannungsstabilitit zu gewdhrleisten. Die optimale
Ausgestaltung der Produkte hinsichtlich ihrer Qualitat ist deshalb von zentraler Bedeu-
tung, um auch zukiinftig den Anforderungen an die Sicherung der System- und Span-
nungsstabilitdt gerecht werden zu konnen. Die Qualitét selbst lasst sich an der katego-
rialen Einteilung nach den Anspriichen an die Regelungsfahigkeit festmachen. Die Pro-
dukte Primar-, Sekundar- und Tertidrregelung stellen unterschiedliche Anforderungen

hinsichtlich der Art und der Aufgabe zur Frequenzregelung.

Die mit diesen kategorialen Einteilungen verbundenen unterschiedlichen Qualitaten der
Produkte lassen sich im Wesentlichen durch die jeweiligen technischen Anforderungen
determinieren. Hauptkriterium stellt hier die Reagibilitat bzw. Flexibilitat der vorgehal-
tenen Reserven dar. Diese wird hauptsachlich an der Aktivierbarkeit und Leistungsan-
derungsgeschwindigkeit bemessen. Grundsatzlich bedeutet dies, dass einerseits eine
bestimmte Reserveleistung in einem bestimmten Zeitraum zugriffsbereit (aktivierbar)
sein muss und andererseits sich zeitlich verandernde Lastverlaufe nachgefahren werden
konnen miissen (mit einer bestimmten Leistungsianderungsgeschwindigkeit). Dartiber
hinaus ist die Dauer der Leistungsabgabe relevant. Je nach Flexibilitdt der iiber den
Spotmarkt eingesetzten Kraftwerke wird eine gewisse Lange der Leistungsabgabe von
Reservekraftwerken benotigt, um alle Kraftwerke nach einer Regelabweichung inner-
halb eines durch Stabilitats- und Sicherheitsanforderungen determinierten Zeitintervalls

wieder in ihren optimalen Arbeitspunkt zu bringen.

Ein weiteres Kriterium stellt die Mindestangebotsgrofde der Angebotsabgabe dar.
Kleinere Losgrofien koénnen die Zuverldssigkeit der Bereitstellung von Regelleistung
positiv beeinflussen (Gesetz der groféen Zahl), fithren aber zugleich zu grofReren organi-
satorischen Aufwinden bei den Ubertragungsnetzbetreibern (Anbindung und Steue-

rung).

Grundsatzlich besteht demzufolge ein Zusammenhang zwischen der Produktgestaltung
und den Qualitatsanforderungen. Dem vorgelagert, beeinflusst die Zusammensetzung
des Kraftwerksparks die Flexibilitdt, mit der entsprechende Lastschwankungen nachge-
fahren werden konnen. Das Ergebnis der Kurzfristmarkte bestimmt den kurzfristigen
Residualbedarf an nicht gesicherter oder iiberschiissiger Last. Reicht der Handelszeit-
raum in den Kurzfristmarkten bis nahe an den Lieferzeitpunkt heran und ist die Kraft-
werkskapazitat bzw. die Nachfrage in diesen Markten ausreichend flexibel, besteht we-
nig Bedarf zur Nachregelung. Umgekehrt steigen die Anforderungen an die Flexibilitat

der Regelleistungskraftwerke, insbesondere in Bezug auf Aktivierbarkeit und Leistungs-

8 Bewirtschaftung von Bilanzkreisen im Stundenraster bei kontinuierlichen Leistungsanderungen.
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anderungsgeschwindigkeit. Dies muss sich in einer entsprechenden Produktgestaltung

niederschlagen.

Die Produkte werden optimal ausgestaltet, indem sie die in Wechselwirkung mit den
Kurzfristmarkten entstehenden technischen Anforderungen erfiillen.8? Ist beispielswei-
se der ubrige Kraftwerkspark hinreichend flexibel - wie beispielsweise im norwegi-
schen System -, kann auf einzelne Produkte der Regelleistung verzichtet werden und
stattdessen ein Produkt mit geringeren qualitativen Anforderungen gewdahlt werden (in
Norwegen die in 15 Minuten aktivierbare Fast Reserve). Ahnliches gilt mit Einschrin-
kungen fiir flexiblere Erzeugungsparks, die beispielsweise hohe Gasanteile aufweisen.
Die Ausgestaltung vor allem beziiglich der Sekundar- und Tertidrregelung ist deshalb
stark systemabhangig. Ein dhnlicher Effekt tritt in Bezug auf die Nachfrageseite auf. Ist
diese sehr volatil, kdnnen die Anforderungen an die Flexibilitat des Kraftwerkparks in
den Kurzfristmarkten steigen. Bei fehlender Flexibilitat konnen dann auch die Volumen
und Leistungsanderungsgeschwindigkeiten auf dem Regelleistungsmarkt steigen und
hohere Anforderungen an die Produktqualitat gestellt werden. Ein analoger Effekt tritt

bei der Einspeisung volatiler EE auf.

Die Ausgestaltung der Produkte mit den zugehorigen Qualitaten ist von diesen Faktoren
abhédngig und sollte entsprechend festgelegt werden, um die gewiinschte Systemstabili-

tat zu gewahrleisten.

Die Beschaffung von Regelleistung kann auf unterschiedliche Weise erfolgen. Zum ei-
nen bestehen mit der obligatorischen Bereitstellung, der Beschaffung iiber bilaterale
Vertrage und den dezentralen marktbasierten Mechanismen Moglichkeiten, aus zentra-
len bis hin zu dezentralen Organisationsformen des Marktes zu wahlen. Zum anderen
ergeben sich verschiedene Moglichkeiten zur zeitlichen Koordination des Marktgesche-
hens. Fiir eine vertiefende Analyse der zeitlichen Koordination sei auf Abschnitt 4.3.2

und 4.4 verwiesen.

4.2 Quellen von Flexibilitit

In der Folge werden diverse Technologien vorgestellt, die zur Ausregelung der Netze
und zur Kurzfristflexibilitit beitragen konnen. Hierzu gehoren konventionelle Kraftwer-
ke, EE, Speicher und nachfrageseitige Lastverlagerung. Diese lassen sich gemafs Abbil-

dung 30 in unflexible Technologien (volatile EE und warmegefiihrte KWK) sowie flexible

# Diese konnen optimal festgelegt werden, indem eine probabilistische Optimierung iiber die Ausfallwahr-
scheinlichkeiten bei verschiedenen Produktausgestaltungen und zugehdrigen Regelleistungsgeboten mit den
erwarteten Schiaden gewichtet werden. So kénnen die erwarteten Kosten minimiert werden.



T DESIRE Endbericht

Technologien (steuerbare EE, stromgefiihrte KWK, konventionelle Kraftwerke, Speicher,

Lastmanagement sowie Im- und Exporte) unterteilen.

Importe /

Exporte

Volatile Warme- Konv Strom- Steuer- Nach-
gefiihrte . geflhrte bare Speicher
EE KWK Kraftwerke KWK EE frage

unflexibel flexibel
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Abbildung 30: Ubersicht (iber Flexibilitatsoptionen im Stromversorgungssystem?0

Als Indikatoren fiir Flexibilitat werden herangezogen:
e Gradienten/Lastanderungsgeschwindigkeiten,
e technische Grenzen (minimale/maximale Last),
e Vorlauf- bzw. Reaktionszeit sowie

e Speicherrestriktionen (Energiemenge) und sonstige Verfligbarkeit.

4.2.1 Flexibilitatsbereitstellung durch konventionelle und KWK-Kraftwerke

Zu den untersuchten Kraftwerkstypen gehoren Kernkraftwerke, Kohlekraftwerke, Gas-
und Dampfturbinen- sowie Gasturbinen-Kraftwerke. Sie unterscheiden sich hinsichtlich

ihrer Eigenschaften wie folgt (siehe Tabelle 6).

Es zeigt sich, dass Gaskraftwerke und Gasturbinen die hochsten Gradienten bereitstellen
konnen. Die niedrigste Mindestlast bei Anlagen, die sich im Betrieb befinden, stellen

hingegen neue Steinkohlekraftwerke bereit.?!

% In Anlehnung an Consentec (2011), S. 5.
%t Anmerkung: Es wurden an dieser Stelle keine Kosten (Investition bzw. variable Kosten des Einsatzes) beriick-
sichtigt.
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Tabelle 6: Ubersicht iiber die Eigenschaften konventioneller Kraftwerke92

Kraftwerkstyp/ Gradient [% der Mindestlast Vorlaufzeit bis

Eigenschaft Nennleistung pro [% der Nenn- Regelung
Minute] leistung]

Kernkraftwerk 2-10 40-55 Sekunden*

Braunkohlekraftwerk 0,5-2 60-70 Sekunden*

(vor 1990)

Braunkohlekraftwerk 2-6 25-50 Sekunden*

(nach 1990)

Steinkohlekraftwerk 1,5-2,5 40-50 Sekunden*

(vor 1990)

Steinkohlekraftwerk 3-6 20-40 Sekunden*

(nach 1990)

Gaskraftwerk 3-5 40-60 Sekunden*

(alter)

Gaskraftwerk 4-7 40-50 Sekunden*

(jinger)

Gasturbinen 15-25 0 30 Sekunden

* Annahme: Anlage befindet sich im Betrieb

4.2.2 Flexibilititsbereitstellung durch erneuerbare Energien

Es wird in der Regel disponible und nicht disponible Einspeisung aus EE unterschieden.
Zu den disponiblen (steuerbaren) Einheiten gehoren Biogas- und Biomasseanlagen.
Nicht disponibel (fluktuierend) einspeisende Einheiten sind PV- und Windenergieanla-

gen.?3 Die diversen Technologien werden im Folgenden hinsichtlich ihrer Flexibilitat

vorgestellt (siehe Tabelle 7):

%2 \/gl. Weltenergierat — Deutschland (2011), S. 37; vgl. dena (2010a), S. 451; vgl. Lambertz et al. (2012), S. 20;

vgl. Elsen/Korber/Kulik (2013) , S. 72; vgl. Energiewirtschaftliche Tagesfragen (2012), S. 59.
% Anmerkung: Wasserkraftwerke sind bereits etablierte Anbieter von Regelenergie und wurden nicht beriick-
sichtigt. Geothermieanlagen werden aufgrund ihrer GroRe und fehlenden Relevanz im Energiemix nicht ex-

plizit betrachtet.
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Tabelle 7: Ubersicht tiber die Eigenschaften erneuerbarer Energien®

Kraftwerkstyp/ Gradient Mindestlast Vorlaufzeit bis

Eigenschaft [% der Nennleis- [% der Nenn- Regelung
tung pro Minute] leistung]

Biogasanlagen 3-30 40-50 Sekunden*

Biomasse- 2-10 60-70 Sekunden*

Heizkraftwerke

Windenergieanlagen 100 0 Millisekunden

Photovoltaikanlagen 100 0 Millisekunden

* Annahme: Anlage befindet sich im Betrieb

Bei Biogas- und Biomasseanlagen kénnen sich nachgelagerte Rohstoff- oder Warme-

speicher als Restriktionen fiir eine Flexibilitatsbereitstellung auswirken.

Eine Regelung von Windenergieanlagen kann entweder iliber das Verstellen des Blatt-
einstellwinkels oder die Anpassung der Schnelllaufzahl erfolgen. Im ersten Fall werden
die Rotorblatter in Richtung der Anstromung gedreht. Bei Bedarf kann es so innerhalb
von wenigen Sekunden zu einer absoluten Leistungsreduktion kommen. Etwa 87 % der

Anlagen konnen iiber eine Veranderung des Blatteinstellwinkels geregelt werden.%>

Bei einer Veranderung der Schnelllaufzahl, die das Verhaltnis der Umlaufgeschwindig-
keit des Rotors zur Windgeschwindigkeit beschreibt, kann durch eine kurzzeitige Ent-
kopplung des elektrischen Generatormoments vom Antriebsmoment des Rotors die Ein-
speiseleistung geglattet werden.?® Durch die einstellbare Rotordrehzahl kann die Leis-
tungsentnahme aus dem Wind optimiert werden. Die Anregelzeiten liegen im Bereich
von 10 Millisekunden.?” Etwa 83 % der Anlagen konnen auf diese Weise geregelt und

somit fiir negative Regelleistung grundsatzlich genutzt werden.?8

In Deutschland installierte Photovoltaikanlagen haben Leistungen von unter 1 kWpeax
und iiber 30 MWyear.?? Grundsatzlich sind die Anlagen tiber steuerbare Wechselrichter
schnell regelfahig (Leistungselektronik), sodass die Erbringung negativer Regelleistung

technisch gegeben ist.

% Eigene Auswertungen im Rahmen der Direkt- und Regelenergievermarktung.
% Auswertung nach Fraunhofer IWES (2012), S. 25.

% \/gl. Heier (2007), S. 96.

7\/gl. Geyler/Caselitz (2008), S. 614.

% Auswertung nach Fraunhofer IWES (2012), S. 25.

% vgl. Bundesnetzagentur (2014).
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4.2.3 Flexibilitiatsbereitstellung durch Speicher

Es gibt zahlreiche Speichertechnologien, die elektrische Energie aus dem Netz aufneh-
men oder an das Netz abgeben konnen. Unterschieden werden hierbei u. a. elektrische,
elektrochemische und mechanische Speicher. Eine Ubersicht bietet Abbildung 31, in der
Speicherformen in Abhangigkeit von der Entladungszeit bei Nennleistung sowie instal-

lierter Leistung dargestellt werden.

speicherform: [elektrisch| [Elekifochemischl [T LELR

T Metall-Luft | reversible Brennstoffzellen | Pumpﬂ
2 H — NaS speicher
= ochenergiesuper-| Na CAES u.
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[=1]
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o 5 |fortschrittliche
&b % Batterien
5
T Hochleistungs-
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—
a superkondensator _
1 kW 10kw 100kw 1MW 10MW 100MW 1GW
Systemgroike

Abbildung 31: Ubersicht tiber die Arten von Stromspeichern™®

Im folgenden Kapitel werden ausgewahlte Technologien vorgestellt, die durch ihre Re-
gelbarkeit Beitrage zu Kurzfristflexibilitat liefern konnen. Hierzu gehoren Batterie-,
Druckluft- und Pumpspeicher.

Batteriespeicher gehoren zur Gruppe der elektrochemischen Speicher. Der elektrische
Ladestrom wird hierbei in chemische Energie umgewandelt und in einem Elektrolyt
(zwischen-)gespeichert. Bei Bedarf kann Entladestrom ausgespeichert werden. Ubli-
cherweise eingesetzt werden Blei-Sdure-, Natrium-basierte- bzw. Lithium-lonen- sowie
Redox-Flow-Batterien (mit externen energiespeichernden Materialien).101 Sie unter-

scheiden sich hinsichtlich ihrer Eigenschaften wie in Tabelle 8 dargestellt.

100 \v/gl. Oertel (2008), S. 98.
101 v/gl. Oertel (2008), S. 54ff.
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Tabelle 8: Ubersicht tber die Eigenschaften von Batterien'®

Batterietyp/ Zyklenzahl Ladedauer | Wirkungs- | Selbstentladung
Eigenschaft [#] [h] grad [%] [% pro Monat]
Blei-Saure 200-2000 8-16 80 5
Natrium-basiert 2.500-10.000 80-90
Lithium-Ionen 5.000-10.000 2-4 85-95 10
Redox-Flow Je nach Material 70-80

1.000-13.000

Druckluftspeicher sind mechanische Speicher, die Umgebungsluft komprimieren und
anschliefdend in einer unterirdischen Kaverne einspeichern. Beim Ausspeichervorgang
kann die Expansionsenergie der Druckluft eine Turbine antreiben und so elektrische

Energie erzeugen.103

Man unterscheidet das diabate und adiabate Verfahren. Diabate Anlagen bendtigen eine
prozessexterne Warmequelle, um die Turbine vor zu niedrigen Temperaturen zu schiit-
zen. Aus diesem Grund wird der Turbine Erdgas zugefeuert. Der Wirkungsgrad liegt bei
ca. 54 %. Die Anfahrdauer der Turbine bis zur Nennleistung betragt 9-15 Minuten. In

Deutschland ist bisher eine Anlage mit einer Nennleistung von 321 MW installiert.

Die adiabate Technologie speichert die entstehende thermische Energie beim Kompri-
mierungsprozess in einem Warmespeicher zwischen. Bei der anschliefienden Expansion
in der Turbine wird diese Warmeenergie iiber einen Warmetauscher genutzt, um die
Turbine zu warmen. Hierdurch kann der Wirkungsgrad auf bis zu 70 % gesteigert wer-

den. Diese Speichertechnologie befindet sich derzeit noch nicht im Einsatz.

Das Speichervolumen ist abhdngig von der Grofde der Speicherkaverne. Das Ausbaupo-
tenzial ist dementsprechend beschrankt auf die Verfiigbarkeit von Speicherpladtzen. Laut
einer Untersuchung des Zentrums fir Energieforschung Stuttgart liegt das nutzbare Vo-
lumen aller freien Kavernenspeicher bei ca. 9 Milliarden Kubikmeter. Dies entspricht bei
einer Speicherkapazitiat von 2,9 kWh/m? einem Gesamtspeicherpotenzial von 27 TWh.
Da Kavernenspeicher heutzutage hauptsachlich zur Erdgasspeicherung verwendet wer-
den, kommt es jedoch zu einem Nutzungskonflikt. Die begrenzte Zahl der noch freien

Standorte konnte bei einer zukiinftigen Einfithrung der CCS-Technologie oder der Ein-

192\/gl. Oertel (2008), S. 55ff. sowie S. 162f; Griinwald et al. (2012), S. 74ff; VDE (2008), S. 41ff.
193 \/gl. hier und im Folgenden Hartmann et al. (2012) und E.ON (2014).
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speicherung von Wasserstoff bzw. Methan (s. u.) sogar noch von weiteren Nutzergrup-

pen benétigt werden.104

In einem Pumpspeicherkraftwerk (PSKW) wird elektrische Energie in potenzielle Ener-
gie umgewandelt. Dies geschieht durch Hochpumpen einer Wassermenge aus einem
Unterbecken in ein hoher gelegenes Oberbecken. Das hochgepumpte Wasser kann bei
Bedarf wieder in das Unterbecken abgeleitet werden. Die durch die Masse des Wassers
und die Erdbeschleunigung freigesetzte kinetische Energie wird mit Hilfe einer Turbine
in mechanische Energie umgewandelt. Diese wiederum treibt einen Generator an, der
elektrische Energie erzeugt. Verluste bei der Umwandlung entstehen im Wesentlichen
durch den Wirkungsgrad der Pumpen, der Turbine, des Generators und des Transforma-
tors sowie durch die Rohrreibung beim Ein- und Ausspeichern. Der Gesamtwirkungs-
grad von der Einspeicherung bis zur Netzeinspeisung betragt bei modernen Anlagen ca.
80 %.105

Die speicherbare Energiemenge eines PSKW wird von der Grofie des Ober- und Unter-
beckens definiert. Je nach Auslegungsgrofde der Pumpen, der Turbine und der Fallhohe
konnen Einspeicherungs- und Ausspeicherungsleistung individuell dimensioniert wer-
den. In Deutschland sind Nennleistungen von 43 MW bis 1.045 MW installiert. Die ge-
samte installierte Leistung betragt iiber 6.300 MW bei einem Einspeichervolumen von

ca. 44 GWh, wobei weitere Projekte in Planung sind.106

Die Umschaltdauer aus dem Pumpbetrieb in Erzeugungs-Volllast dauert weniger als flinf
Minuten. Zudem sind PSKW schwarzstartfahig, sodass sie im Falle eines Blackouts und
gefiilltem Oberbecken keine Energie zum Starten des Kraftwerks bendétigen und zum
Versorgungsaufbau genutzt werden konnen. Im Leerlaufbetrieb kann diese Speicher-
technologie zusatzlich einen Beitrag zur Aufrechterhaltung des Spannungsniveaus im

Stromnetz leisten und Blindleistung aufnehmen oder abgeben.107

4.2.4 Flexibilititsbereitstellung durch nachfrageseitige Verbrauchsanpassung

Zur nachfrageseitigen Lastanpassung gibt es diverse Veroffentlichungen, die konkrete
Potenziale benennen, jedoch auf zum Teil erhebliche Unterschiede hinsichtlich der Hohe
kommen. Im Folgenden werden die Ergebnisse ausgewahlter Studien vorgestellt. Expli-

zit betrachtet werden in diesem Zusammenhang die Industrie, Haushalte sowie Gewer-

104\/gl. dena (2010b), S. 64f. und Hartmann et al. (2012).

1% v/gl. Giesecke/Mosonyi (2005).

105 \/gl. Bundesnetzagentur (2013b) und Hartmann et al. (2012).
97 v/gl. dena (2014).
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be, Handel und Dienstleistungen (GHD), da sie die grofdten Verbrauchsgruppen darstel-

len.108

Stadler (2006) untersucht Leistungsverschiebungspotenziale mehrerer Querschnitts-
technologien in den Segmenten Haushalt, Gewerbe, Handel und Dienstleistungen in Ab-
hangigkeit von der Anlagenanzahl, der Anschlussleistung sowie des Stromverbrauchs.
Hierunter fallen u.a. (Nacht-)Speicherheizungen, elektrische Warmwasserversorgung,
Liiftungsanlagen sowie elektrisch betriebene Kiihl- und Gefriergerate. Es zeigt sich, dass
fiir eine kurze Zeit bis zu 30 GW abgeschaltet werden kénnen, sofern ein technischer
Zugriff moglich ist. Mit zunehmender Dauer der Abrufe und steigender Temperatur sin-
ken die Abschaltpotenziale.19° Bei den Zuschaltpotenzialen verhalt es sich dhnlich. Es
konnen kurzfristig bis zu 70 GW an Verbrauchslast hinzugeschaltet werden. Mit steigen-

der Erbringungsdauer und Temperatur sinken die Potenziale auf bis zu 0 GW.110

Klobasa (2007) identifiziert im Haushaltskundensegment Lastverschiebepotenziale bei
grofden Haushaltsgeraten sowie in der Warme- und Kélteerzeugung. Hierzu gehoren z. B.
Kiihl- und Gefrierschranke, Wasch- und Geschirrspiilmaschinen, Waschetrockner, Elekt-
rospeicherheizungen, Warmwasserbereiter oder Warmepumpen. Klobasa kommt auf
Potenziale von bis zu 20,6 GW, wobei eine Differenzierung zwischen Sommer (ca.
3,7 GW) und Winter (ca. 20,6 GW) vorgenommen wird.111

Im GHD-Sektor identifiziert Klobasa insbesondere die Querschnittstechnologien Kiihl-
und Klimatisierungsanwendungen in Handel, biirodhnlichen Betrieben sowie im Beher-
bergungs- und Gaststiattengewerbe. Dariiber hinaus untersucht der Autor elektrische
Heizsysteme (mit Speichervorrichtung). Fiir die Bestimmung der Potenziale fiir Raum-
heizung und Prozesswiarme (Warmwasser) stiitzt er sich auf die Annahmen von Stadler
(2006). Als letzten Bereich des GHD-Sektors priift Klobasa Potenziale von Notstromsys-
temen (z. B. bei Mobilfunkbasisstationen oder in Rechenzentren). Die gesamten Regel-
potenziale im GHD-Sektor liegen demnach bei bis zu 10 GW, wobei erneut nach Sommer
(8 GW) und Winter (5 GW) unterschieden wird. Die Gesamtpotenziale liegen somit, ins-
besondere unter Beriicksichtigung der saisonalen Schwankungen, deutlich unterhalb

von denen nach Stadler.112

1% Die Industrie stellt mit 46 % den GroRteil des Gesamtstromverbrauchs. Haushalte kommen auf ca. 26 % und
der GHD-Sektor auf ungefahr 23 %. Im Vergleich hierzu sind der Verkehr und die Landwirtschaft mit 3 %
bzw. 2 % vernachléssigbar klein.

199 \/gl. Stadler (2005), S. 198.

10v/gl. Stadler (2005), S. 198.

1 v/gl. Klobasa (2007), S. 84.

12 \/gl. Klobasa (2007), S. 69-79.
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VDE (2012) wiederum untersucht die theoretischen Potenziale der Anwendungsberei-
che Waschen, Trocknen, Spiilen, Kiihlen, Gefrieren, Warmen und Klimatisieren.113 Un-
terschieden wird zwischen Technologien ohne bzw. mit Speicherfahigkeit. Zur Klasse
der Erstgenannten gehdren Waschmaschinen, Waschetrockner und Geschirrspiilma-
schinen. Bei Verbrauchern mit Speicherfahigkeit werden nach VDE (2012) Kalte- und
Warmeanwendungen sowie Klimatisierung unterschieden. Zu den Kailteanwendungen
gehoren Kiihl- und Gefrierschranke im Haushaltskundensegment und Prozesskalte im
GHD-Sektor. Eine Zusammenfassung der Ergebnisse von VDE (2012) fiir das Referenz-
jahr 2010 zeigt Tabelle 9:

Tabelle 9: Theoretische Lastverschiebemengen in Haushaltssegment und GHD-Sektor

Strombedarf
pro
Aktivierung
[kwh]
0,847
2,180
1,1

Durch-
dringung

Strombedarf
p. a.

Durchdringung
Haushalte

Aktivierung

Art des p.a.

Lastmanagements

Referenz-

Segment [

Anwendungsbereich

2]
93,5
39,9
65,7
119,9
97,8
114,6
38,0
3,2
71,6

[Mio.]
37,68
16,08
26,48
48,32
39,41
46,18
15,31
1,28
28,85
0,39
0,56

[Anzahl]

146,4
116,0
198,0

[TWh]
4,7
4,1
58

2010
2010
2010
2010
2010
2010
2010
2010
2010
2010
2010
2008

2008
2010
2010
2010
2010

Lastverschiebung Waschen

(ohne Speicher)

Trocknen
Spilen
Kiihlen
Kuhl-Gefrier-Kombination

13,6

Gefrieren 59
3,9
11,3

248,6
3,0
1,6

Haushalte

Lastverschiebung Warmwasser

(mit Speicher)

Einzelraumspeicherheizung

Zentralspeicherheizung
Warmepumpen
Raumklimatisierung
Waschen

Lastverschiebung
(ohne Speicher)

0,3
Trocknen

Prozesskalte 15,0
8,7
7,0

2,2

GHD . "
Lastverschiebung Prozesswarme

(mit Speicher)

Raumheizung

Klimatisierung 1,4

Im Industriesektor untersucht Klobasa (2007) Lastverlagerungspotenziale ausgewahlter
industrieller Prozesse. Die Abschatzung erfolgt meist unter Nutzung des Jahresenergie-
verbrauchs, der Ausbringungsmenge und des spezifischen Energieeinsatzes pro herge-
stellter Einheit. Es werden die Chlorindustrie, die Luftzerlegung in der Chemieindustrie,
die Aluminiumindustrie, die Kupfer- und Zink-Blei-Industrie, die Stahlindustrie, die Pa-
pierindustrie, die Zementindustrie und Querschnittstechnologien betrachtet. Dabei ist
der flexible Betrieb nach Klobasa jedoch nur eingeschrankt durchfiihrbar, da die Anla-
gen aufgrund hoher Kapitalkosten auf eine hohe Auslastung ausgelegt sind. Zu bertick-
sichtigen seien aufderdem Riickwirkungen auf die Qualitat der Produktion oder zusatzli-
che Kosten beim An- bzw. Abfahren.114 Insgesamt identifiziert Klobasa (2007) ein Ver-

schiebepotenzial von 2.800 MW bei einer verlagerbaren Energie von 1.344 GWh.11>

3 Das in der Folge ermittelte theoretische Potenzial unterscheidet sich vom technisch nutzbaren Potenzial. Letz-
teres wird mit Hilfe eines Tools zur Lastprofil-Optimierung ermittelt.

4 v/gl. Klobasa (2007), S. 50.

15 v/gl. Klobasa (2007), S. 68.



DESIRE Endbericht

In der Netzstudie DENA II werden ebenfalls technische Potenziale im Industriesektor
untersucht. Untersucht wurden die Prozesse Chlorelektrolyse, Aluminiumelektrolyse,
Stahlschmelze, Papierherstellung, Zementherstellung sowie Querschnittstechnologien
(Prozesskalte, Druckluft und Beliiftung). In Summe wird ein durchschnittliches positives

Potenzial von ca. 2 GW und ein durchschnittlich negatives von 485 MW gesehen.116

In VDE (2012) werden theoretische Verschiebepotenziale!l” industrieller Prozesse mit-
tels Fragebogen erfasst und auf die entsprechenden Branchen hochgerechnet. Referenz-
jahr ist das Jahr 2010. Als relevant wurden die chemische Industrie, die Metallindustrie,
die Papierindustrie sowie Steine und Erden eingeschétzt. Bei der Bestimmung der Po-

tenziale wird unterschieden nach:

e Lastabwurfpotenzial in Abhdngigkeit von der installierten Leistung und den Voll-
laststunden

e Lastmanagementpotenzial unter Beriicksichtigung eventueller Anforderungen an
einen Teillastbetrieb

Flir das Referenzjahr 2010 ergibt sich ein theoretisches Gesamtpotenzial von ca. 0,5 GW
zuschaltbarer Leistung und etwa 4,5 GW abschaltbarer Leistung bei einer maximalen
Speicherkapazitiat von rund 77 GWh.118

4.2.5 Zusammenfassung und Bewertung

Konventionelle Kraftwerke sind im Rahmen ihrer Regelbereiche und je nach aktuellem
Arbeitspunkt in der Lage, grof3e Mengen Flexibilitat in kurzer Zeit bereitzustellen. Min-
dest- und Maximallasten sind einzuhalten. Diese variieren nach Kraftwerkstechnologie
und Alter der Anlage. Zu beachten ist, dass ein Kraftwerk, das (langere Zeit) nicht in Be-
trieb ist, eine gewisse Anfahrzeit von zum Teil mehreren Stunden benétigt, bis sich wie-
der eine stabile Fahrweise einstellt. Sofern sich ein Kraftwerk am Netz befindet, kann es

als sicher verflighar angenommen werden.

Biogasanlagen und Biomassekraftwerke unterscheiden sich nur bedingt von konventio-
nellen Kraftwerken. Durch sie wird heute bereits Flexibilitat (z. B. am Strom- oder Regel-

leistungsmarkt) bereitgestellt.

Durch die sekundenschnelle Regelung sind auch fiir Windenergie- und Photovoltaikan-

lagen die Anforderungen aller Regelenergiequalitdten hinsichtlich Reaktionszeit und

18 Ein positives DSM-Potenzial ist hierbei definiert als eine temporare Lastreduktion mit oder ohne nachtragli-
che Lasterhdhung, ein negatives DSM-Potenzial beschreibt eine temporére Lasterhdéhung (vgl. dena (2010a),
S. 421 und S. 524.

7 Das in der Folge ermittelte theoretische Potenzial entspricht weitestgehend dem technisch nutzbaren Potenzi-
al. Dabei muss berticksichtigt werden, dass die Lagerwirtschaft in der Regel auf ein Minimum reduziert wird.
Vgl. VDE (2012), S. 114.

18 \/gl. VDE (2012), S. 110.
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Leistungsgradient erfiillbar. Allerdings steht die Leistung nur bei entsprechendem Dar-
gebot zur Verfiigung. Sofern man eine Leistungszuschaltung (positive Regelleistung)
durchfithren mochte, muss dauerhaft ein Leistungsband vorgehalten werden. In diesen
Fillen wird die Regelleistungsvorhaltung dadurch gewahrleistet, dass die kostenlose
Primarenergie nicht in elektrische Energie umgewandelt wird und somit verloren geht.
Technokratisch ist dieses Vorgehen maoglich. In Systemen mit weiterhin vorhandener
konventioneller Erzeugung ist ein solches Vorgehen jedoch volkswirtschaftlich nicht

effizient.

Speicher konnen wertvolle Flexibilitatsbeitrage liefern. Die Dauer einer Ein- bzw. Aus-
speicherung sind jedoch in der Regel begrenzt. Zudem gelten Speicher als vergleichswei-

se teure Flexibilitatsoptionen.11?

Diverse Studien unterstellen zudem der Nachfrage erhebliche Potenziale zur Lastverla-
gerung bzw. zum Lastverzicht. Umgesetzt wird davon bisher vergleichsweise wenig.
Dies liegt einerseits daran, dass Haushalts- und kleinere Gewerbekunden haufig den
Verbrauch nicht steuern kénnen (z. B. aufgrund fehlender Infrastruktur wie Smart Mete-
ring) oder Anreize zur Lastanpassung (z. B. zeitvariable Tarife statt Abrechnung nach

Standardlastprofilen) fehlen.

Ein Teil der Potenziale konnte jedoch in Zukunft gehoben werden, sofern intelligente
Zahler oder (Haushalts-)Gerate nachgeriistet werden. Allerdings lassen erste Auswer-
tungen (z. B. im Rahmen der E-energy-Projekte) darauf schliefden, dass die Ersparnisse
insbesondere fiir Haushaltskunden gering sein werden. Man kommt zudem zu der Er-
kenntnis, dass das Interesse der Endverbraucher an einer strompreisgefiihrten Fahr-

weise nach einer initialen Motivationsphase mit der Zeit abnimmt.120

Industriekunden und grofdere Gewerbekunden wiederum nehmen bereits heute direkt
als Vermarkter oder indirekt iiber Pools am Regelenergiemarkt teil.121 Auch die Ergeb-
nisse zur Vermarktung nach Abschaltverordnung zeigen, dass es durchaus Industriepo-
tenziale gibt, bei denen eine Abschaltung wirtschaftlich attraktiv sein kann. Es wird er-
wartet, dass zukilinftig weiterhin Potenziale fiir die Markte bereitgestellt werden kon-
nen. Ob diese die in den Studien genannten Hohen der maximalen technischen Potenzia-

le erreichen, ist allerdings fraglich.

119 v/gl. Drake (2013) und Krzikalla/Achner/Briihl (2013), S. 59ff.
120v/gl. Krzikalla/Achner/Briihl (2013), S. 31f.
121 \/gl. z. B. die Liste der praqualifizierten Anbieter unter www.regelleistung.net.
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4.3 Methodengestiitzte Untersuchung der Ausgestaltungsmaoglichkeiten von
Regelleistungsmarkten und -produkten

4.3.1 Abschitzung des zukiinftigen Flexibilitits- und Regelleistungsbedarfs

In diesem Abschnitt soll der zukiinftige Bedarf an Flexibilitdt zundchst anhand der
stiindlichen und viertelstiindlichen Gradienten der Residuallast abgeschatzt werden. Da
sich bei dieser aggregierten Betrachtung Einspeiseschwankungen aus Photovoltaik und
Wind mit den Schwankungen der Nachfrage tiberlagern und in einzelnen Stunden eines
Jahres bzw. Tages ausgleichen konnen, erfolgt anschliefiend eine isolierte Analyse der

EE-Einspeisung.

4.3.1.1 Quantifizierung des zukiinftigen Bedarfs an Flexibilitat

Die Lastverldufe und Einspeisezeitreihen der untersuchten Stiitzjahre ergeben sich auf
Basis der Ganglinien des Jahres 2011 und der Nachfrageprognosen sowie der Jahres-
energiemengen der Stromerzeugung aus EE fiir 2015, 2020 und 2030.122

In Abbildung 32 sind die Dauerlinien der Residuallast bis 2030 dargestellt. Dabei be-
rechnet sich die Residuallast als Differenz aus der stiindlichen Gesamtnachfrage und der
jeweiligen Einspeisemenge aus Photovoltaik und Wind. Es ist deutlich zu erkennen, dass
durch die verstarkte Einspeisung aus EE die durch die konventionellen Kraftwerke zu
deckende residuale Nachfrage in den kommenden zwei Dekaden sinken wird und dass

bereits 2020 in einzelnen Stunden mit einer negativen Residuallast zu rechnen ist.

122 \/gl. BMU (2011), S. 115 sowie UNB (2014a).
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Abbildung 32: Entwicklung der Residuallast bis 2030

In Tabelle 10 wird ersichtlich, dass die Korrelationen zwischen Residuallast und Ge-
samtlast in den kommenden Jahren abnehmen wird. Gleichzeitig nimmt der Zusammen-
hang zwischen Residuallast und EE-Einspeisung zu. Ist folglich die Residuallast 2011
noch verstarkt durch die Schwankungen der Gesamtlast gepragt, nimmt vor allem der
Einfluss der volatilen Windeinspeisung auf die Residuallast in den Jahren 2020 bzw.
2030 stark zu.

Tabelle 10: Zusammenhang zwischen Residuallast, Gesamtlast und EE-Einspeisung

2011 2015 2020 2030
Korrelation Residuallast - Last 0,8688 0,6943 0,5081 0,3668
Korrelation Residuallast - Wind -0,3478 -0,4219 -0,5318 -0,6963
Korrelation Residuallast - PV 0,0819 -0,2115 -0,3564 -0,3304
Korrelation Residuallast - Wind+PV -0,2531 -0,4748 -0,6736 -0,8099

Maf3geblich fiir den zukiinftigen Flexibilitatsbedarf sind die prognostizierten Schwan-
kungen bzw. die erwarteten Anderungen der Residuallast. Diese berechnen sich in ers-
ter Naherung als Mittelwert der Residuallastgradienten der Stunden 1 bis 24 und sind in
Abbildung 33 dargestellt. Die Mittelwerte geben den durchschnittlich erwarteten Wert
der Lastveranderung an. Dieser ist prognostiziert und sollte durch den Kraftwerksein-
satz in den Kurzfristmarkten (Day-Ahead- und Intraday-Markte) gedeckt werden. Der
typische Verlauf aus Lastanstieg in den Morgen- und Abendstunden sowie den anschlie-

3end abfallenden Lastverldaufen ist zu erkennen. Wahrend der grofden Lastanstiege ist
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eine grofdere Schwankungsbreite als in den relativ stabilen Phasen zu beobachten. Die
Quantile geben, als Funktion des vorzugebenden Sicherheitsniveaus, den notwendigen
Flexibilitatsbedarf an.

Um demzufolge 99 % der Residuallastschwankungen einer Stunde mit den konventio-
nellen Kraftwerken nachfahren zu kénnen, waren 2011 knapp 11 GW positive und 7 GW
negative verfiighare Erzeugungskapazitit notwendig. Diese starken Schwankungen sind
insbesondere in den Morgenstunden zu beobachten (vgl. Abbildung 33: Jahr 2011). Mit
dem Voranschreiten des EE-Ausbaus verdandern sich auch die Anforderungen an den
Flexibilitdtsbedarf. Demnach sind bei einem Absicherungsniveau von 99 % 2030 jeweils
rund 12 GW positiver und negativer Kapazitat zum Ausgleich der kurzfristigen prognos-
tizierten Schwankungen erforderlich. Hinzu kommt, dass die Streuung um die mittleren
Abweichungen aufgrund der volatilen EE-Einspeisung in den einzelnen Stunden stark
zunimmt (Standardabweichung: 2011: 2.714 MW; 2020: 4.114 MW).123
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Abbildung 33: Erwartete Lastdnderung und Quantile der mittleren stiindlichen
Residuallastgradienten in MW (bereinigt um Wochenend- und Feiertage)

123 Eigene Berechnungen.
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Ein dhnliches Bild zeigt sich bei der Analyse der viertelstiindlichen Residuallastgradien-
ten (vgl. Abbildung 34) Diese sehr kurzfristigen Schwankungen kénnen allenfalls an den
Intraday-Markten ausgeglichen werden. Wahrend sich die mittleren Gradienten in den
Morgenstunden nur geringfiigig erhohen, nehmen vor allem die Lastinderungen in den
Abendstunden zu, wobei bis 2030 auch ein starker Anstieg der Streuung zu erkennen ist
(Standardabweichung: 2011: 815 MW; 2020: 1.265 MW). Um die prognostizierten vier-
telstiindlichen Schwankungen der Residuallast ausgleichen zu konnen, lag der Flexibili-
tatsbedarf bei einem Absicherungsniveau von 99 % 2011 noch bei rund 2.750 MW posi-
tiver und 1.800 MW negativer Leistungsanderung pro Viertelstunde. Bis 2030 erhoht
sich der Flexibilitdtsbedarf auf 3.610 MW positiver und 3.565 MW negativer Leistungs-

anderung.
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Abbildung 34: Erwartete Lastadnderung und Quantile der mittleren viertelstiindlichen
Residuallastgradienten in MW (bereinigt um Wochenend- und Feiertage)

Gleichzeitig gibt die Haufigkeit hoher Residuallastgradienten Aufschluss iiber die beno-
tigte Flexibilitat. Hierbei ist von besonderem Interesse, in wie vielen Stunden eines Jah-
res hohe Residuallastgradienten mit Schwachlastphasen zusammenfallen. Als Schwach-
laststunden werden ausgehend vom Referenzjahr 2011 Stunden mit einer Residuallast

kleiner gleich 17.750 MW betrachtet. Dabei wird davon ausgegangen, dass die Grund-
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lastkraftwerke (Braunkohle, Wasser, ohne Kernkraft: 35.500 MW) ihre Leistung kurz-
fristig um bis zu 50 % absenken konnen. Beobachtet man also eine Stunde mit einer Re-
siduallast kleiner gleich 17.750 MW und einem gleichzeitig hohen negativen Residual-
lastgradienten, kann dies dazu fiihren, dass Grundlastkraftwerke, die sich bereits im
Teillastbetrieb befinden, ihre Produktion noch weiter absenken bzw. vom Netz genom-
men werden miissen. Umgekehrt kommt es in Stunden mit einer sehr geringen Residual-
last und hohen positiven Gradienten zu der Situation, dass entweder sich im Teillastbe-
trieb befindliche Grundlastkraftwerke ihre Produktion in kurzer Zeit hochfahren miis-
sen oder aber sich ein Grofdteil der Grundlastkraftwerke im Stillstand befindet und theo-
retisch innerhalb einer Stunde angefahren werden miissen. Letzterem stehen Anfahrzei-
ten bei Braunkohlekraftwerken von rund zwei Stunden bei einem Heifd3start bzw. von

sechs bis acht Stunden bei einem Kaltstart gegentiber.

In Tabelle 11 ist die Entwicklung der Haufigkeiten von Stunden mit einer Residuallast
unter 17.750 MW und hohen positiven bzw. negativen Residuallastgradienten bis 2030
eingetragen. Es wird deutlich, dass heute noch nicht relevante stiindliche Gradienten
von liber 7.500 MW bereits 2020 in einzelnen Stunden des Jahres mit einer schwachen
residualen Last zusammenfallen. Dabei fallt auf, dass die Bedeutung von hohen positiven
Gradienten uberwiegt. Das heifdst, dass Grundlastkraftwerke in Zukunft in einer nen-
nenswerten Anzahl von Stunden (2030: 116) um mehr als 7.500 MW aus dem Stillstand
oder Teillastbetrieb hochgefahren werden miissen.

Tabelle 11: Anzahl von Stunden mit Schwachlast und gleichzeitig hohen
stundlichen Residuallastgradienten

Haufigkeit von stiindlichen

Residuallastgradienten 2011 2015 2020 2030
groRer 3.197 MW 0 14 151 590

Kleiner -3.302 MW 0 2 73 384

groRer 5.000 MW 0 5 79 335

kleiner -5.000 MW 0 0 13 161

groRer 7.500 MW 0 1 24 116

kleiner =7.500 MW 0 0 3 45

Bei der vorherigen Analyse lag der Fokus auf stiindlichen bzw. viertelstiindlichen
Schwankungen, die bereits heute zum grofdten Teil liber den Handel an Kurzfristmark-
ten ausgeglichen werden kénnen. Wie bereits erwahnt, vernachldssigt die aggregierte

Betrachtung der Residuallastgradienten unterschiedliche Ausgleichsmechanismen bei
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Nachfrageschwankungen und bei der Erzeugung aus (dargebotsabhingigen) erneuerba-

ren Energien. Diese sollen daher im Folgenden technologiespezifisch behandelt werden.

Die solare Einstrahlung gemessen durch die (unverschattete) Globalstrahlung ist na-
turgegeben sehr gleichmafig und es existieren wenige verstetigende Effekte innerhalb
Deutschlands, da der Sonnenstand innerhalb Deutschlands nur wenig voneinander ab-
weicht. Verstetigende Effekte treten allerdings durch die geografische Verteilung bei
dem Durchzug von Wolkenfeldern auf und glatten die nationale Einspeisekurve im Ver-
gleich zu einer Einzelanlage deutlich. Abbildung 35 zeigt die nationale Einspeisung aus
Photovoltaik am 25. Mai 2012. Durch die Zunahme der Globalstrahlung iiber den Tag
erh6ht sich der Einspeisegradient auf ein Maximum von 4.920 MW/h bzw.
1.381 MW /Viertelstunde. An der EpexSpot wird seitens der Vermarkter (UNB/Héndler)
der Stundenmittelwert verkauft (blaue Linie). Demnach werden in den ersten beiden
Viertelstunden einer Stunde zu wenig und in den letzten beiden zu viel Energie produ-
ziert (vgl. dunkelgriine Linie). Mit der Einflihrung des Viertelstundenhandels am
14. Dezember 2011 konnen diese Differenzen am Intraday-Markt gehandelt und somit

ausgeglichen werden (vgl. Abbildung 35).
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Abbildung 35: Einspeisung von Energie aus Photovoltaik am 25.5.2012"%*

124 Eigene Auswertung nach eeg-kwk.net.
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Allerdings existiert innerhalb dieser Viertelstunden ebenfalls die Problematik der zuvor
beschriebenen Mittelwertbildung. Denn innerhalb einer Viertelstunde koénnen Leis-
tungsanderungen von tber 1.300 MW sowohl positiv (vormittags) als auch negativ
(nachmittags) auftreten, die trotz idealen Handels von Beginn der Viertelstunde bis zum
Ende der Viertelstunde ausgeglichen werden miissen. Dies entspricht einer Leistungs-
anderung von 260 MW innerhalb von 5 Minuten.

Da die Bilanzkreisverantwortlichen nach Bilanzkreisvertrag verpflichtet sind, ihren Bi-
lanzkreis viertelstundenscharf auszugleichen, hat die Bedeutung des Viertelstunden-

handels bereits stark zugenommen.

Die Auswirkungen des kontinuierlichen Leistungsdnderungsgradienten der Photovolta-
ik spiegeln sich in den deutlichen Preisunterschieden zwischen den Viertelstunden ei-
ner Stunde wider. Die Preisstruktur zeigt eine hohe Korrelation mit der Abweichung

durch Stundenbewirtschaftung (vgl. Abbildung 36) der Photovoltaikeinspeisung.
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Abbildung 36: Bedeutung des Viertelstundenmarktes — Darstellung der mengengewichteten
Viertelstundenpreise gegeniiber dem Stundenpreis125

Ein Riickblick in die Zeit vor der Einfithrung des Viertelstundenhandels zeigt deutlich,
dass die Einspeisung aus Photovoltaik durch die kontinuierlichen, steilen und naturge-
gebenen Gradienten Auswirkungen auf den Abruf von Regelleistung hat. Dies wurde mit
einer beispielhaften Untersuchung des Betriebssaldos mit dem um den Photovoltaik-
Gradienten bereinigten Betriebssaldo gezeigt. Aufgrund der sich iiberlagernden Effekte

ist eine explizite Darstellung und Quantifizierung nicht méglich. Durch das kontinuierli-

125 Eigene Auswertung nach EPEX Spot, Marz 2012.
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che Wachstum des Viertelstundenhandels wird die Notwendigkeit der verbesserten Bi-

lanzkreisbewirtschaftung im Vergleich zur vortagigen Stundenbewirtschaftung deutlich.

Auch zukiinftig wird der Regelleistungsbedarf innerhalb von Viertelstunden durch den
weiteren Ausbau der Photovoltaik gepragt. Eine Skalierung des maximalen Viertelstun-
dengradienten von 1.300 MW vom 25. Mai 2012 bei einer installierten Leistung von
27.383 MW (im Mai 2012)126 unter Berticksichtigung des erklarten Ziels einer installier-
ten Leistung aus Photovoltaik von 52.000 MW ergibt regelméafiige Viertelstundengradi-
enten von 2.469 MW (822 MW pro 5 Minuten).

Neben den zuvor beschriebenen naturgegebenen Einspeisecharakteristika entstehen
prognosebedingte Abweichungen bei der Einspeisung aus Photovoltaikanlagen. Die
Prognosegiite ist in den letzten Jahren durch Optimierung der mathematischen Modelle
deutlich verbessert worden. Der mittlere Prognosefehler (nRMSE) ist im Zeitraum 2009
bis 2012 im Day-Ahead um {ber 2 Prozentpunkte und im Intraday um {ber
3 Prozentpunkte reduziert worden (siehe Tabelle 12).

Tabelle 12: Entwicklung der mittleren Prognosegiite Photovoltaik (nRMSE)**’

2009 2010 2011 2012
Day-Ahead 6,69 % 4,82 % 4,90 % 4,21 %
Intraday 6,60 % 4,29 % 3,50 % 3,11 %

Neben den geringen Prognoseabweichungen kénnen bei zwei Wetterlagen nennenswer-
te Abweichungen auftreten, die die Systemsicherheit ernsthaft gefdhrden. Die Wetter-
modelle konnen Nebelfelder und bleibende Schneebedeckung (anhaltende Kaltwetterla-
ge nach Schneefall) derzeit nicht sicher prognostizieren. Beide Prognoseabweichungen
fiihren zu einer deutlichen Mindereinspeisung und zu einer Aktivierung positiver Reser-
ve. Beide Effekte treten jedoch nicht ad hoc auf, sodass durch eine grofde Anzahl online
aufgeschalteter Anlagen und kontinuierlichen Abgleich von Messung und Prognose die
ausbleibende Einspeisung identifiziert und iliber Intraday-Handelsgeschifte kompen-

siert werden kann.

Die Prognosegiite fiir Windenergie onshore hat sich ebenfalls deutlich verbessert, wobei
hier durch mehr Erfahrungswerte aufgrund des fritheren starken Zubaus bereits eine
hohere Gilte vorliegt (siehe Tabelle 13). So ist die Intraday-Prognosegiite noch

1,5 Prozentpunkte besser als derzeit bei Photovoltaik. Dies wird auch durch die Tatsa-

126 \/gl. Bundesnetzagentur (2014).
27 TenneT (2012).
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che unterstiitzt, dass bei der Windenergie naturgegeben hohere Portfolioeffekte existie-

ren.128

Tabelle 13: Entwicklung der mittleren Prognosegute Windenergie onshore (nRMSE)129

2009 2010 2011 2012
Day-Ahead 4,86 % 3,93 % 3,69 % 3,53 %
Intraday 3,67 % 2,48 % 2,08 % 1,81 %

Zukinftig wird die Windenergie offshore ebenfalls relevant fiir den Prognosefehler der
erneuerbaren Energien sein. Mit einem erkldrten Ausbauziel von 6,5 GW bis 2020 und
einer hohen Leistungsdichte in den einzelnen Offshore-Clustern wird von Experten eine
schlechtere Prognosegiite als bei Windenergie onshore erwartet.13? Besondere Heraus-
forderung werden die steilen Leistungsgradienten bei Windfronten und etwaige Sturm-
abschaltungen sein. Fiir eine analysengestiitzte Bewertung fehlen noch mehrjahrige Da-
ten verschiedener Windpark-Cluster.

4.3.1.2 Prognoseabweichungen und untertagiger Anpassungsbedarf

Im vorherigen Abschnitt wurde bereits auf den Zusammenhang von Prognoseabwei-
chungen und Kurzfrist- bzw. Regelleistungsmarkte eingegangen. Dabei wurde zwischen
Day-Ahead- und Intraday-Prognosen unterschieden. Um den zukiinftigen untertiagigen
Anpassungsbedarf, verursacht durch Prognosefehler, genauer quantifizieren zu kénnen,
wird in diesem Abschnitt zunichst ein Uberblick iiber das verwendete Verfahren zur

Ermittlung des Reservebedarfs gegeben.

Anschliefdend wird auf Basis von Prognose- und Ist-Zeitreihen fiir Last, Wind- und Pho-
tovoltaikeinspeisung sowie Informationen iiber ungeplante Kraftwerksausfalle eine Ab-
schiatzung des zukiinftigen untertiagigen Anpassungsbedarfs (Day-Ahead) bzw. Reser-
vebedarfs (1h-Ahead) berechnet.

Zur Ermittlung des Reservebedarfs bieten sich unterschiedliche Verfahren an. Neben
statistischen und deterministischen Methoden haben sich vor allem probabilistische
Verfahren durchgesetzt. Letztere sehen eine Uberfithrung der jeweiligen Wahrschein-
lichkeitsdichteverteilungen der Prognosefehler und Abweichungen durch eine Faltung
in eine gemeinsame Fehlerverteilung vor. Nach Wahl eines Sicherheitsniveaus bzw. ei-

ner nicht tolerierten Wahrscheinlichkeit von Abweichungen (Uberschuss- und Defizit-

128 \/gl. Mono/Glasstetter (2012).
129 TenneT (2012).
30 Diverse Gesprache mit Meteorologen von Windleistungsprognoseanbietern 2012 und 2013.
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wahrscheinlichkeit) von beispielsweise 99 % lassen sich dann die benétigten positiven
und negativen Reservekapazitdten als 1-%- bzw. 99-%-Quantil der gemeinsamen Wahr-
scheinlichkeitsverteilung berechnen (vgl. hierzu Abbildung 37). Diese Methode wird von

den deutschen UNB zur Dimensionierung des Reservebedarfs eingesetzt.131

Lastprognosefehler ~ Windprognosefehler PV-Prognosefehler Kraftwerksausfalle
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Abbildung 37: Schematische Darstellung der Ermittlung des Reservebedarfs

Als Einflussfaktoren gehen neben ungeplanten Kraftwerksausfillen und Lastprogno-

sefehlern Prognosefehler der Wind- und Photovoltaikeinspeisung!32 ein.

Bei der Bestimmung der Wahrscheinlichkeitsverteilung ungeplanter Kraftwerksausfalle
werden der deutsche Kraftwerkspark gemafd der Kraftwerksliste der Bundesnetzagen-

tur sowie die Ausfallkenngrofien laut Tabelle 14 zugrunde gelegt.

31 In neueren Entwicklungen werden dynamische bzw. adaptive Ansétze vorgeschlagen, die eine kurzfristigere
Berechnung und Einbeziehung des erwarteten Nachfrage- und EE-Einspeiseniveaus vorsehen (vgl. Holttinen
(2012) und dena (2014).

132 Aufgrund des steigenden Einflusses der Photovoltaikeinspeisung auf die Volatilitat des Gesamtsystems (vgl.
Abschnitt 4.3.1.1) soll Photovoltaik explizit und nicht wie bisher im Rahmen der Reservebemessung implizit
uber den Einfluss auf den Regelzonen-Prognosefehler (Lastprognosefehler bereinigt um Prognosefehler
durch dargebotsabhéngige EE) beriicksichtigt werden.
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Tabelle 14: Ausfallhaufigkeit von Kraftwerken*®

Haufigkeit Haufigkeit Rel. Leistungsein-
Totalausfall Teilausfall  schrankung bei

in1/a in1/a Teilausfall in %
Kernenergie 1.1 1.2 27
Steinkohle 6.6 4.2 32
Braunkohle 4.5 1.7 37
Mineraldlprodukte 3.9 1.1 50
GuD 12.1 7.3 32
Gasturbinen 25 0.3 50

Die Wahrscheinlichkeitsverteilung der Lastprognosefehler ergibt sich auf Basis von
8.760 stiindlichen Werten von Lastprognosen und tatsachlicher Ist-Nachfrage fiir das
Jahr 2011.134 Die Wahrscheinlichkeitsverteilungen der Wind- und PV-Prognosefehler
basieren auf jeweils 35.040 Werten von Prognosen und Ist-Einspeisung ebenfalls fiir das
Jahr 2011.135

Abbildung 38 stellt das Ergebnis der Faltung der einzelnen Wahrscheinlichkeitsvertei-
lungen dar. Dabei wird zwischen drei Prognosehorizonten unterschieden: 24-h-
Prognoseabweichungen - griin, 2-h-Prognoseabweichungen - rot, 1-h-Prognoseabwei-
chungen - blau. Letztere werden als Indikator fiir den Reservebedarf bzw. die vorzuhal-
tende SRL und MRL herangezogen.136

Bei einer Zielgrofie eines Sicherheitsniveaus von 99,9971 % bzw. einer fehlenden Re-
servevorhaltung in 15 Minuten eines Jahres ergibt sich fiir 2011 ein positiver Reserve-
bedarf von 4.739 MW. Zum Ausgleich von Leistungsiiberschiissen muss eine negative
Reserve von 4.426 MW vorgehalten werden.

133 \/gl. Consentec (2008).

B34 v/gl. Entso-E (2014).

135 vgl. UNB (2014a).

136 Bei der Ermittlung der Gesamtreserve (Summe aus SRL und MRL) wird auRer Acht gelassen, dass SRL und
MRL nicht vollstdndig substituierbar sind und dass trotz ausreichender Gesamtreserve aufgrund nicht zeitge-
rechter Verfligbarkeit von SRL ein Leistungsdefizit entstehen kann (vgl. Consentec (2008), S. 27).



Weiterentwicklung von Regelenergiemarkten bei verstarkter Einspeisung erneuerbarer Energien

Sicherheitsniveau: 99,9971 % (fehlende Vorhaltung in 15 Min/Jahr)
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Abbildung 38: Ermittlung des positiven und negativen Reservebedarfs fur das Jahr 2011

Zur Ermittlung des zukiinftigen Reservebedarfs wurden die Prognose- und Ist-
Zeitreihen der Last, Wind- und PV-Einspeisung auf Basis der zukiinftigen Jahresnachfra-
ge bzw. der installierten Wind- und PV-Leistung 2020 skaliert und die zugehorigen
Wahrscheinlichkeitsverteilungen der Prognosefehler ermittelt. Bei den Prognosen der
Wind- und PV-Einspeisung wurde hierbei eine Verbesserung der Prognosegiite um 43 %
unterstellt.137 Die Wahrscheinlichkeiten eines Kraftwerksausfalls und der Lastprogno-

sefehler wurden als unverandert angenommen.

Somit ergeben sich fiir die einzelnen Prognosehorizonte nach Faltung der Einflussfakto-
ren die in Abbildung 39 dargestellten gemeinsamen Wahrscheinlichkeitsverteilungen.
Bei einem Sicherheitsniveau von 99,9971 % liegt der positive Reservebedarf bei
7.538 MW. Zum Ausgleich von Leistungsiiberschiissen muss eine negative Reserve von
5.699 MW vorgehalten werden. Hierbei ist zu bedenken, dass neben den Einflussgréfien
auch die Wahl des Sicherheitsniveaus einen grofden Einfluss auf die vorzuhaltende Re-

serveleistung hat.

B7v/gl. dena (2010a).
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Sicherheitsniveau: 99,9971 % (fehlende Vorhaltung in 15 Min/Jahr)
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Abbildung 39: Ermittlung des positiven und negativen Reservebedarfs fir das Jahr 2020

Regelleistungseinsatze ergeben sich auch aus anderen Griinden. Es wurde bereits ausge-
fiihrt, dass, wenn Prognose und Ist-Einspeisung tibereinstimmen, die zuvor an der Borse
vermarktete Leistung pro Stunde der durchschnittlichen Ist-Leistung entspricht. Ein
Bezug von Ausgleichsenergie fiir Fahrplanabweichungen ist in diesem Fall aufgrund der
Viertelstundenbilanzierung nicht notwendig. Allerdings sind selbst bei einem innerhalb
einer Viertelstunde ausgeglichenen Bilanzkreis Einsatze von Regelleistung erforderlich,

da die Ein- und Ausspeisung jederzeit gleich sein muss (vgl. Abschnitt 4.3.1.1).
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Leistung

1 2 3 4 5 6 8 9 10 11 12 13 14 15 Minute

Regelbedarf = | eistungsunterspeisung/-lberspeisung = | eistungsmittelwert

Abbildung 40: Mdglicher erforderlicher Einsatz von Regelleistung trotz ausgeglichenem
Bilanzierungsintervall durch Viertelstundenintervall

Abbildung 40 zeigt einen stilisierten Leistungsverlauf innerhalb eines Viertelstundenbi-
lanzierungsintervalls eines Bilanzkreises. Hierbei ist die Leistungsbilanz im Mittel aus-
geglichen (rote Linie). Aufgrund eines kontinuierlichen Gradienten (z.B. Last, PV-
Einspeiseprofil) innerhalb dieser Viertelstunde (blaue Linie) ist die Ein- bzw. Ausspei-
sung isoliert betrachtet nicht jederzeit gleich, wodurch innerhalb der Viertelstunde in

veranderter Hohe und Richtung Regelleistungsbedarf (griine Flache) entsteht.

Die Verbesserung der Prognosegiite konnte den haufig postulierten Anstieg des Bedarfs
der Regelenergie in der Vergangenheit zuniachst kompensieren. Fiir den zukinftigen
Regelenergiebedarf und -einsatz werden die weiteren Zubauraten und Prognoseverbes-

serungen von entscheidender Bedeutung sein.

Die vorherige Abschatzung des RL-Bedarfs kann daher nur als Anhaltspunkt fiir die Di-

mensionierung von Reservekapazitaten gesehen werden.

4.3.2 Mikrookonomische und numerische Analysen der Auswirkungen neuer

Produktdefinitionen

Ein wichtiges Element des Marktdesigns von Regelleistungsmarkten ist die Produktspe-
zifikation. Daher miissen verschiedene Ausgestaltungsformen von Regelenergieproduk-
ten mit Hilfe mikro6konomischer und numerischer Analysen hinsichtlich ihrer Auswir-
kungen auf Preise und Anreizsituation der Anbieter sowie die Produktion erneuerbarer
Energien untersucht werden, um potenzielle positive und negative Auswirkungen zu

identifizieren.

109




DESIRE Endbericht

Folglich werden in diesem Abschnitt die Auswirkungen verschiedener Produktzeit-
scheiben auf den Spot- und Regelleistungspreis sowie die Systemkosten im europadi-
schen Kontext untersucht. Zudem wird der Einfluss der Bereitstellung der Reserve
durch Portfolien in Deutschland betrachtet. Da die Minutenreserve durch Marktakteure
wie EEG-Anlagen, Notstromaggregate und Industriebetriebe nicht fundamental abzu-
bilden ist, liegt das Hauptaugenmerk der Analyse auf der Primar- und Sekundarregel-
leistung. Insbesondere wird die positive Reserve betrachtet, da sich fiir die negative Re-
serve durch hohe Flexibilititen der in Betrieb befindlichen Kraftwerke und der EE in
einem Fundamentalmodell ein Preis von null einstellt, der jedoch am Markt aktuell nicht
quotiert wird. Somit haben diese Analysen wenig Aussagekraft. Wahrend die Analyse
bedarfsgerechter Bereitstellung von Regelleistung in Kapitel 4.4 den Bedarf an Reserve

in den Vordergrund stellt, liegt der Fokus in diesem Abschnitt auf der Angebotsseite.

Die Bedeutung der Lange der Produktzeitscheiben auf dem Regelleistungsmarkt wird
von Just und Weber138 herausgestellt und in einem weiterfiihrenden Paper von Just13?
tiefergehend analysiert. Die grundsitzliche Uberlegung ist, dass Spot- und Regelleis-
tungspreis durch das Optimierungsverhalten der Kraftwerksbetreiber bestimmt wer-
den, da zur Verfiigung stehende Kapazitdaten entweder im Spot- oder im Regelleistungs-
markt geboten werden konnen, nicht aber gleichzeitig in beiden Markten. Das heif3t, es
entstehen unter Umstanden Opportunitiatskosten, wenn ein Kraftwerksbetreiber in den
Regelleistungsmarkt bietet. Genauere Betrachtungen ergeben, dass einem im Spotmarkt
inframarginalen Kraftwerk Erlose entgehen und einem extramarginalen Kraftwerk Kos-
ten durch den Verkauf im Spotmarkt unter Grenzkosten entstehen. Letztere Kosten fal-
len jedoch nur an, wenn Regelleistung von Kraftwerken im laufenden Betrieb bereitge-
stellt werden muss, und stellen sogenannte ,Must-Run“-Kosten dar. Allein das Grenz-
kraftwerk im Spotmarkt weist keine Opportunitdtskosten auf und ist somit a priori das
kosteneffizienteste Kraftwerk, um die Reservevorhaltung zu erfiillen. Der Regelleis-
tungspreis des Grenzkraftwerks ist folglich theoretisch gleich null. Bei ldngeren Pro-
duktzeitscheiben wechselt jedoch das Grenzkraftwerk im Spotmarkt innerhalb des Pro-
duktzeitraums, daher wird jedes einzelne Kraftwerk einen positiven Regelleistungspreis
zur Kompensation seiner Opportunitatskosten verlangen. Bei kurzen Produktzeitschei-
ben, z. B. stlindlich, ergibt sich hingegen ein niedrigerer Regelleistungspreis, da jeweils

ein effizienter Dispatch realisiert werden kann.

Aufgrund der Interdependenzen zwischen den beiden Markten hat die Optimierung des
Regelleistungsmarktes auch Auswirkungen auf den Spotmarkt. Dadurch, dass bei kiirze-
ren Produktzeitscheiben die Kraftwerke nahe dem Grenzkraftwerk fiir den Regelleis-

tungsmarkt herangezogen werden, stehen effektiv mehr inframarginale Kraftwerke fiir

138 \/gl. Just/Weber (2008).
139 vgl. Just (2011).
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den Spotmarkt zur Verfiigung.149 Das heifst, dass eine simultane Optimierung der beiden
Markte stattfindet und durch kiirzere Zeitscheiben fiir Regelleistungsprodukte auch der
Spotpreis in der Regel gesenkt wird.

Diese Zusammenhange lassen sich auch analytisch im Kontext des sogenannten Merit-
Order-Modells untersuchen. Daraus ergibt sich ein besseres Verstindnis der beiden
Markte und der wesentlichen Faktoren, die die Preisbildung beeinflussen. Dazu wird ein
um Reserverestriktionen erweitertes Merit-Order-Modell betrachtet. Um das Modell
uiberschaubar zu halten und wesentliche Zusammenhange herauszuarbeiten, werden
gegeniiber der Realitdt einige vereinfachende Annahmen getroffen. Dementsprechend
wird zunachst auf zwei Kraftwerksklassen fokussiert, deren Betreiber zu einem Zeit-
punkt die Wahl haben, ihre Kapazititen entweder auf dem Spot- oder auf dem positiven
Sekundarregelleistungsmarkt anzubieten. Durch die Betrachtung nur eines Zeitpunkts
wird im Spotmarkt nicht zwischen Arbeit und Leistung unterschieden. Weiterhin gibt es
zundchst keinen Abruf von Regelarbeit sowie keine Mindestlast, die erfiillt werden
miisste. Schlief3lich wird von einem exogenen Kraftwerkspark ausgegangen, sodass das
Merit-Order-Modell die Frage beantwortet, wie die vorhandenen Kapazitaten der beiden
Kraftwerke kostenminimierend auf Spot- und Regelleistung aufzuteilen sind. Eine detail-
lierte Beschreibung des Modells und eine Interpretation der Ergebnisse sind im Anhang
zu finden (Anhang 8.1.2).

Die wichtigsten Erkenntnisse bzgl. positiver Sekundarregelleistung sind:

- Der Regelleistungspreis wird bei funktionierendem Markt auf null reduziert, so-
lange das Grenzkraftwerk bzw. die Grenzkraftwerksklasse ausreichende Bereit-
stellungskapazitiaten aufweist. Nur wenn Regelleistung (aus dem Grenzkraft-

werk) knapp wird, ergibt sich ein positiver Leistungspreis.

- Es gibt keinen monotonen Zusammenhang zwischen der Hohe des Spotpreises
und der Hohe des Regelleistungspreises. Vielmehr ist die Hohe des Regelleis-
tungspreises abhdngig von den jeweils relevanten Stufen der Merit-Order-Kurve
(bzw. dem Gradienten in einer verstetigten Version). Dies bestétigen empirische

Erkenntnisse.

- Auch bei einem positiven Leistungspreis erwirtschaftet das Grenzkraftwerk kei-
nen Deckungsbeitrag, wenn es nicht voll ausgelastet ist, sondern in Summe gera-
de seine Grenzkosten. Folglich liegt der Strompreis in einem perfekten, arbitrage-
freien Regelleistungsmarkt mit Must-Run-Bedingung fiir Regelleistung unter den
variablen Kosten des Grenzkraftwerks. Lediglich in Summe mit dem Leistungs-

preis verdient das Grenzkraftwerk seine variablen Kosten.

19 Dies lasst sich auf die Konvexitit der Grenzkostenkurve zuriickfiihren.
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Der niedrige Regelleistungspreis, den das theoretische Modell erwarten lasst, findet sich
in Deutschland in der Realitdt nicht wieder.141 Eine zentrale Pramisse der analytischen
Modellierung ist die Annahme, dass die Regelleistung spezifisch fiir die jeweilige Stunde
angeboten wird, wahrend in der Realitat fiir die Primar- und Sekundarregelleistung Wo-
chenprodukte und fiir die Minutenreserve 4-Stunden-Blocke spezifiziert sind. Um den
Einfluss der Produktspezifikation zu testen, werden vier verschiedene Produktspezifika-
tionen im Joint Market Model142 (JMM) numerisch umgesetzt. Das JMM ist ein detaillier-
tes Kraftwerkseinsatz-Planungsmodell, das den europaischen Elektrizitatsmarkt abbil-
det. Eine rollierende Planung mit stiindlicher Auflésung ist implementiert. Der Spot-
markt (Day-Ahead und Intraday) sowie der Regelleistungsmarkt werden modelliert,
wobei bei der Reserve im gesamten System zwischen Spinning und Non-Spinning unter-
schieden wird.143 Die Spinning-Reserve entspricht der deutschen Primar- und Sekundar-
regelleistung, die Non-Spinning-Reserve der Minutenreserve. Zur Vereinfachung wird
ausschliefdlich die Vorhaltung von Regelleistung abgebildet, nicht jedoch der Abruf von

Regelenergie.

Zur Analyse werden vier verschiedene Fille ausgepragt, die sich erstens in der Liange
der Produktzeitscheiben der Spinning-Reserve (positiv wie negativ) und zweitens durch
die Bedienung der Reservevorhaltung entweder von Kraftwerksgruppen oder von Port-
folien zusammengesetzt aus mehreren Kraftwerksgruppen unterscheiden. In Fall 1 und
2 muss eine Kraftwerksgruppe die Bereitstellung der Regelleistung erfiillen, wahrend in
Fall 3 und 4 ein ganzes Portfolio von Kraftwerksgruppen herangezogen werden kann.144
Letzteres gilt allerdings nur fiir Deutschland, nicht aber fiir die restlichen modellierten
Lander. Durch die hohere Flexibilitat der Portfolien wird erwartet, dass Preise und Sys-
temkosten in Fall 3 und 4 geringer ausfallen.

In Fall 1 wird eine europaweite Vorhaltedauer von nur einer Stunde vorgegeben, wah-
rend in Fall 2 ein taglicher Produktzeitraum fiir ganz Europa festgelegt wird. Dies ist das
einzige Unterscheidungsmerkmal, da in beiden Fallen Kraftwerksgruppen fiir die Reser-
vebereitstellung zustandig sind. Da somit eine simultane Umstellung der Produktzeit-
scheiben in allen modellierten Liandern angenommen wird, handelt es sich in diesem
Fall um eine Extremwertbetrachtung. Tabelle 15 fasst die wichtigsten Ergebnisse fiir
Deutschland (Preise) und Europa (Gesamtsystemkostendifferenz) fiir das Jahr 2012 zu-

sammen.!*> Wie aus der Theorie erwartet, steigen die Durchschnittspreise in beiden

I vgl. UNB (2014b).

142 Eine detaillierte Beschreibung des Modells findet sich in Meibom et al. (2006).

143 Nach skandinavischem Vorbild.

144 Wie auch in der Realitét zu beobachten ist.

15 Die Preise fiir die negative Regelleistung sind hier nicht aufgefiihrt, da diese fiir beide Falle einen Durch-
schnitt von null aufweisen und daher wenig Aussagekraft besitzen.


http://vgl/
file://wiwinf-File01/Energiebwl$/Projekte/12%20AB%2002/Administratives/Berichte/Endbericht/Meibom
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Markten mit einer ldngeren Produktzeitscheibe. Der positive Regelleistungspreis fiir die
Spinning-Reserve erhoht sich um 4,77 €/MW /h auf 5,75 € /MW /h, wahrend der Spot-
preis um 0,06 €/MWh auf 45,43 €/MWh steigt. Auch ist der durchschnittliche Regelleis-
tungspreis im Falle von Stundenprodukten (Fall 1) mit einem Preis von null in
3.331 Stunden sehr gering. Dies spiegelt die Erkenntnisse des analytischen Modells wi-
der. Durch die Umstellung des Produktzeitraums von taglich auf stiindlich und die dar-
aus resultierenden niedrigeren Preise ergeben sich nach den Berechnungen Gesamtsys-

temkosteneinsparungen von 39 Millionen Euro pro Jahr.

Tabelle 15: Preis der positiven Spinning-Reserve und Spotpreis in Deutschland
(Jahresdurchschnitt 2012) und Gesamtsystemkostendifferenz 2012

Fallnummer 1 2 3 4
Taglich Peak/Off-Peak

Produktdefinition Regelleistung Stiindlich | Taglich (Portfolio) (Portfolio)
Pos. Regelleistungspreis (€/MW /h) 0,98 5,75 3,70 3,75
Spotpreis (€/MWh) 45,37 45,43 45,45 45,45

Gesamtsystemkostendifferenz!4¢ (Mio.

€ - +39 +17 +13

Beim Vergleich von Fall 2 und 3 sind die Auswirkungen der Regelleistungsvorhaltung
durch Portfolien in Deutschland zu beobachten, da beide Fille einen taglichen Produkt-
zeitraum vorgeben. Wie erwartet sinken der positive Regelleistungspreis und die Sys-
temkosten durch die hohere Flexibilitat der Portfolien. Der Preis der Spinning-Reserve
fallt um 2,05 €/MW/h auf 3,70 €/MW /h. Die europaweiten Systemkosteneinsparungen
belaufen sich auf 22 Millionen Euro pro Jahr. Der Spotpreis bleibt nahezu konstant.

Abschlief3end sind Fall 3 und 4 zu vergleichen. In beiden Fallen wird die Bereitstellung
von Reserve in Deutschland durch Portfolien getatigt, die Unterscheidung liegt allein in
der Lange der Produktzeitscheiben. In Fall 3 wird ein taglicher Produktzeitraum vorge-
geben, wahrend in Fall 4 noch einmal zusatzlich zwischen Peak und Off-Peak innerhalb
des Tages differenziert wird. Unerwartet ist der Anstieg des positiven Regelleistungs-
preises mit einer kiirzeren Produktzeitscheibe um 0,05 €/MW /h auf 3,75 € /MW /h. Dies
kann durch eine verdnderte Regelleistungsvorhaltung im Ausland erklart werden. Der
Spotpreis bleibt konstant bei 45,45 €/MWHh. Die erwartete Systemkosteneinsparung fallt
mit 4 Millionen Euro pro Jahr fiir Europa relativ gering aus. Jedoch ist hier zu wiederho-

len, dass die Moglichkeit, die Reservevorhaltung durch Portfolien abzudecken, im Modell

14 Bei der Bildung der Differenz dient Fall 1 als Referenzfall. Die Gesamtsystemkostendifferenz (europaweit)
wird angegeben, um Konsistenz zwischen den Féllen zu wahren. Bei der Betrachtung einzelner Lander sind
Verlagerungen in das Ausland mdglich.
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nur fiir Deutschland implementiert ist und auch die Verkiirzung der Produktzeitschei-
ben von taglich (Fall 3) auf Peak und Off-Peak (Fall 4) nur fiir Deutschland abgebildet
wird. Daher kann diese Kosteneinsparung auch als eine Einsparung fiir Deutschland ge-

wertet werden.

Zusammenfassend lasst sich festhalten, dass kiirzere Vorhaltedauern von Regelleis-
tungsprodukten zu einem effizienteren Dispatch auf dem Regelleistungs- sowie Spot-
markt fithren und dadurch der jeweilige Preis sinkt, was wiederum in Systemkostenein-
sparungen resultiert. Diese Uberlegungen werden von analytischen Modellen und nu-

merischen Berechnungen in den meisten Féllen bestatigt.

4.4 Weiterentwicklung des aktuellen Regelleistungsmarktdesigns

Bei einer Analyse der historisch ausgeschriebenen Reservebedarfe fallt auf, dass die
vorgehaltene Regelleistung unabhangig von der Uhrzeit und dem Wochentag konstant
ist. Da jedoch zu erwarten ist, dass der Reservebedarf vor allem in den Nebenzeiten (20
bis 8 Uhr) u. a. durch den wegfallenden Einfluss der fluktuierenden Photovoltaikeinspei-
sung in den Nachtstunden sowie geringerer Nachfrageschwankungen an Wochenenden
und Feiertagen geringer sein diirfte, wird das in Abschnitt 4.3.1.2 angewandte probabi-
listische Verfahren zur Reservebemessung weiterentwickelt. Dabei erfolgt zur Quantifi-
zierung des beschriebenen Effekts fiir das Jahr 2013 eine Unterscheidung zwischen
Haupt- und Nebenzeit (als Analogon zur Sekundirreserve) sowie in einem weiteren
Schritt eine Differenzierung in 4-Stunden-Blocke analog zur heutigen Minutenreserve.
Daraus resultiert ein situativ begriindeter, von der Tageszeit abhdngiger Reservebedarf.
Dies fiihrt sowohl bei positiver als auch bei negativer Regelreserve dazu, dass in den
Nebenzeiten deutlich weniger Leistung vorgehalten wird, wohingegen in den Hauptzei-
ten die vorzuhaltende Leistung geringfiigig ansteigt (vgl. Abbildung 41). Die Einsparun-
gen belaufen sich auf durchschnittlich 362 MW positive und 450 MW negative Regelre-

serve.
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Abbildung 41: Situativer Reservebedarf 2013

Eine zentrale Erkenntnis ist zundchst der zeitlich differenzierte Bedarf an Regelleis-
tungsvorhaltung. Dabei wird ein geringerer Gesamtreservebedarf in den Nebenzeiten
insbesondere in den Stundenblocken 1-4 sowie 21-24 ermittelt. Die optimierte probabi-
listische Reservebemessung wirkt sich im Wesentlichen auf die Minutenreserve mit ei-
ner Reduzierung der negativen MRL um bis zu 2.017 MW und der positiven MRL um bis
zu 1.219 MW aus (vgl. Tabelle 16). In Spitzenlaststunden hingegen erhoht sich der Re-
servebedarf. Wie bereits erwahnt, wird der Minutenreservebedarf im Wesentlichen
durch Wind-, PV- und Lastprognosefehler getrieben, da die deutlichen untertiagigen

Schwankungen oft schlecht einzuschatzen sind.

Tabelle 16: Veréanderter MRL-Bedarf in MW durch situative Reservebemessung 2013

Refe- Off- Off-

MRL renz Peak Peak Off-Peak Peak Peak
Positiv 2.506 -680 152 (-1.219 -342 419 299 -457 -877
Negativ 2.479 -679 259|-2.017 -215 386 282 -134 -1.007

Der Sekundirreservebedarf wird durch Last- und EE-Rauschen, Kraftwerksausfille so-
wie Stunden- und Fahrplanspriinge getrieben. Der Einfluss einer zeitlichen Differenzie-
rung beim Sekundarreservebedarf ist jedoch begrenzt, da die stochastischen Schwan-
kungen der Einflussgrofien Last- und EE-Rauschen sich zwischen Peak und Off-Peak nur
geringfligig unterscheiden. Eine Unterscheidung bei den Kraftwerksausfallen fiihrt in

den Nebenzeiten, wo die Spitzenlastkraftwerke mit ihren Ausfallwahrscheinlichkeiten
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nicht in die Summenverteilung eingehen, zu einem kleineren positiven SRL-Bedarf von
rund 5 MW. Die im Verhaltnis zu den Einsparungen der MRL geringe Ersparnis ist da-
rauf zuriickzufiihren, dass sowohl in Neben- als auch in Hauptzeiten die groféen Blocke
der Grund- und Mittellastkraftwerke mit ihren jeweiligen Ausfallwahrscheinlichkeiten
in die Faltung eingehen. Zudem ist der deutsche Kraftwerkspark in der kurzen Frist
durch eine hohe Zuverlassigkeit der Anlagen gepragt, sodass der durch potenzielle
Kraftwerksausfalle verursachte positive RL-Bedarf in der Regel unter 100 MW liegt.

Ein Abgleich der optimierten Regelleistungsvorhaltung mit den abgerufenen Regelleis-
tungsmengen (Regelzonensaldo Deutschland Auflésung 15 Minuten fiir das Jahr 2013)
zeigt, dass die vorgehaltene Regelleistung abgesehen von drei Viertelstundenintervallen
ausreichend dimensioniert gewesen ware. Diese lagen jedoch an besonderen Tagen, und
zwar am 1. Januar 2013 (20:45 Uhr bis 21:00 Uhr) und am 2. Januar 2013 (7:30 Uhr bis
8:00 Uhr) und betrafen die negative Regelleistung. Das Defizit lag hierbei zwischen 100
und 330 MW. Diese Leistungsdefizite hatten liber die Primarregelleistung und weitere
Mechanismen (z. B. Reduzierung der Einspeisung erneuerbarer Energien) ausgeglichen
werden konnen. Weiterhin kann bei der Methodik der situativen Regelleistungsdimen-
sionierung auf besondere Konstellationen (Feiertage, Briickentage, Ferien etc.) geachtet
werden, sodass nur an wenigen Tagen mehr Regelleistung vorgehalten wird. Alternativ
kann durch Wahl eines hoheren Defizit- bzw. Sicherheitsniveaus die vorgehaltene Regel-
leistung insgesamt erhoht werden. Die angewandte Methodik und die ausgewiesene

Leistungsvorhaltung konnen somit als praxistauglich eingestuft werden.

Erganzend wurden die Kostenauswirkungen untersucht. Die Differenzierung des Ge-
samtreservebedarfs in Sekundar- und Minutenreserve ermdoglicht eine Berechnung des
theoretischen historischen Kosteneinsparpotenzials. Die Mengeneinsparungen bei der
Sekundarreserve sind mit wenigen MW so gering, dass die Quantifizierung der moneta-
ren Ersparnis auf Basis der historischen Ausschreibungsergebnisse 2013 fiir die Minu-
tenreserve begrenzt wird. Dabei wird vereinfachend angenommen, dass sich das Ge-
botsverhalten der Marktteilnehmer bei verdanderten Reservebedarfen nicht dndert. Wie
bereits im vorangegangenen Kapitel untersucht wurde, wirken sich verkiirzte Gebots-
zeitraume und Produktzeitscheiben senkend auf die Regelleistungspreise aus. Die quan-

tifizierten Einspareffekte stellen somit eine Obergrenze dar.

Bei der Berechnung werden in den Produktzeitscheiben mit einem geringeren Bedarf
weniger, in den Zeiten mit einem hoheren Bedarf mehr Angebote gezogen. Hieraus er-
geben sich getrennt nach Regelrichtung und Produktzeitscheiben neue Vorhaltekosten,
von denen die bisherigen realen Kosten 2013 abgezogen werden. Im Ergebnis konnen
durch die optimierte Regelleistungsbemessung jahrliche Kosten in Hohe von rund

47 Millionen Euro eingespart werden, was unmittelbar zu einer Senkung der Netzentgel-
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te fiithrt. Die folgende Tabelle 17 schliisselt die theoretischen Einsparpotenzialel4” auf

die Regelrichtungen und einzelnen Produktzeitscheiben auf.

Tabelle 17: Einsparpotenziale bei der Vorhaltung der Minutenreserve 2013

Zeit Positive Minutenreserve Negative Minutenreserve Summe
Einsparpotenzial in TEUR | Einsparpotenzial in TEUR in TEUR

1-4 410 30.299 30.709
5-8 349 6.859 7.208
9-12 -1.433 -1.450 -2.883
13-16 -722 -924 -1.646
17-20 1.474 3.242 4716
21-24 1.943 7.387 9.330
Summe 2.022 45.413 47.435

In den Blocken mit einer héheren Leistungsvorhaltung (9-12 und 13-16) hatten sich
2013 Mehrkosten von 4,5 Millionen Euro ergeben, dem aber Einsparungen von
52,0 Millionen Euro in den anderen Zeiten gegeniiberstehen. Den grofdten Effekt gibt es
in der negativen Minutenreserve in den Stunden 1-4 mit einer Einsparung von
30,1 Millionen Euro, was aus der deutlichen Reduzierung der Vorhaltung von 2.479 MW

auf 463 MW und dem hohen Preisniveau dieses Produkts resultiert.

Die durchgefiihrten Analysen zeigen deutliche Effizienzpotenziale bei der Reservevor-
haltung allein durch die Differenzierung von 4-Stunden-Blocken auf. Weitere Einspa-
rungen sind voraussichtlich bei der Differenzierung nach Jahreszeiten bzw. Wochenta-
gen moglich. Eine exakte Quantifizierung erfordert jedoch detaillierte Daten, die derzeit
nicht offentlich verfiigbar sind. Dartber hinaus ist unter Einbezug meteorologischer Ex-
pertise zu priifen, inwieweit die Stabilitit von Wetterlagen Einfluss auf die Prognosegiite
und damit den Regelleistungsbedarf hat. Dies ist ebenso auf die erwartete Einspeiseleis-
tung hin zu untersuchen. Dartiber hinaus kann auf spezielle Situationen wie Kaltwetter-
fronten (wie im Februar 2011) und Feiertagskonstellationen (wie Weihnachten, Sylves-

ter oder Ostern) reagiert werden.

Neben der zuvor beschriebenen Anderung der grundsitzlichen Methodik kénnen weite-
re Mafsnahmen zur Effizienzsteigerung bei den Regelenergiemarkten durchgefiihrt wer-
den, die liberwiegend zu einer Erh6hung des Angebots und einer damit einhergehenden
Wettbewerbssteigerung fiihren. Hierzu zdhlen verkiirzte Produktzeitscheiben, Vorlauf-

und Vorhaltedauern sowie kleinere Mindestlosgrofden.

Y7 Einsparungen sind positiv und Mehrkosten negativ dargestellt.
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Abbildung 42: Regelleistungspotenziale Photovoltaik bei unterschiedlicher Léange der
Produktzeitscheiben

Eine Verkiirzung der Produktzeitscheiben fiihrt zu einer Erhohung der Angebotskapazi-
taten, da hierdurch die Flexibilitatspotenziale kleinteiliger gehoben werden kénnen Ab-
bildung 42 verdeutlicht dies anhand der Einspeisung von Photovoltaik, die durch ihre
Rampenstruktur bei 4-stiindigen Produkten (durchgezogene lilafarbene Linie) nur we-
nig Regelleistungspotenziale anbieten kann, wohingegen die Verkiirzung auf 1-stiindige
Produkte (gestrichelte lilafarbene Linie) die Angebotskapazititen in vielen Stunden
massiv erhoht. Gleiches gilt entsprechend fiir alle weiteren konventionellen und erneu-
erbaren Erzeuger sowie die nachfrageseitige Flexibilitatsbereitstellung. Ebenso kann bei
situativer Bemessung der Regelreserve die Nachfrageseite durch die kiirzeren Produkt-
zeitscheiben noch effizienter bestimmt werden, was wiederum zu einem geringeren Re-
gelreservebedarf fiihrt. Durch die Effekte auf der Angebots- und Nachfrageseite ist eine

deutliche Effizienzsteigerung moglich.

Grenzkraftwerke halten, wie in Abschnitt 4.3.2 gezeigt, am kosteneffizientesten Regelre-
serve vor und befinden sich dadurch im Teillastbereich, der sowohl eine positive als
auch eine negative Regelleistungsvorhaltung ermdglicht. Im heutigen System mit zeit-
gleicher Angebotsabgabe von positiver wie negativer Regelleistung muss die Leistungs-
flexibilitit auf die Markte aufgeteilt werden. Dies flihrt dazu, dass bei einem Nicht-
Zuschlag bei der Auktion vorhandene Flexibilitdten nicht in der anderen Regelrichtung
vermarktet werden konnen. Es wird empfohlen, die Ausschreibung positiver sowie ne-

gativer Regelleistung zeitlich zu entkoppeln und die Auktionen nacheinander durchzu-
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fiihren. Hier sind weitere Untersuchungen iiber die Reihenfolge anzustellen, da erste

Analysen technologieabhangige Vor- und Nachteile aufgezeigt haben.

4.5 Alternative Ausgestaltungsmaoglichkeiten

Neben der Weiterentwicklung bestehender Systeme sind auch alternative Ausgestal-
tungsmoglichkeiten vorhanden. Diese unterscheiden sich u. a. in der zentralen oder de-
zentralen Organisation und den Veranderungen zum heutigen System und werden in

den folgenden Abschnitten vorgestellt.

4.5.1 Anreizmechanismen zur Fahrplantreue

Zur weiteren Reduzierung der Aufwendungen zur Systemstabilisierung sind ausgegli-
chene Fahrpldne unerlasslich. Vor diesem Hintergrund wurden die Wirkungen verschie-
dener Anreizmechanismen auf die Fahrplantreue untersucht und einem intereuropai-

schen Vergleich unterzogen.

In Deutschland liegt heute ein wesentlicher Teil der Systemverantwortung bei den Bi-
lanzkreisverantwortlichen, die zur ausgeglichenen Bewirtschaftung ihrer Bilanzkreise
vertraglich und gesetzlich verpflichtet sind (vgl. § 4 Stromnetzzugangsverordnung,
StromNZV). Freigestellt hiervon sind die Bilanzkreisverantwortlichen, wenn z. B. eine
dem Bilanzkreis zugeordnete technische Einheit ungeplant ausfallt. In diesen Fallen tritt
die Ausgleichspflicht erst nach vier Viertelstunden (§ 5 (4) StromNZV) wieder ein. Die
benotigten Mengen konnen auf den Intraday-Handelsmarkten, durch regelbare Erzeuger

und Verbraucher oder durch individuelle Reserveleistungsvertrage beschafft werden.

Neben der rechtlichen Verpflichtung existieren wirtschaftliche Anreize fiir eine ausge-
glichene Bilanzkreisbewirtschaftung. Abweichungen des Bilanzkreises werden 15-
Minuten-scharf saldiert und mit ex ante unbekannten Ausgleichsenergiepreisen bewer-
tet, was sowohl zu Erlésen als auch zu Kosten flihren kann und somit eine Risikoposition
fiir den Bilanzkreisverantwortlichen darstellt. In Deutschland ist das Ausgleichsenergie-
preisabrechnungssystem zum Winter 2012/2013 verscharft worden, sodass eine hohe-
re Anreizwirkung zur ausgeglichenen Bilanzkreisbewirtschaftung besteht.148 Wesentli-
che Verdnderungen brachte die Einfiihrung von Schwellenwerten in Bezug zu den
durchschnittlichen mengengewichteten Indraday-Spotmarktpreisen und eines Preisauf-
schlags auf den Ausgleichsenergiepreis in Hohe von 100 €/MWh bei einem Regelleis-

tungsabruf von tiber 80 % der kontrahierten Leistung.

148 \/gl. Bundesnetzagentur (2012b).
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Im Hinblick auf die wirtschaftlichen Kriterien zur Energiekontierung ist der Bilanzkreis,
dem regelzonenscharf eindeutig Ein- und Ausspeisestellen zugeordnet werden, das
etablierte Ordnungskriterium in der Energiewirtschaft.

Wesentlich zur Anreizausgestaltung sind die Regelungen der Energiekontierungssyste-
me im Kontext energiewirtschaftlicher Prozesse. Dabei kommt der Zuordnung von
Energiefliissen zwischen den Marktteilnehmern im liberalisierten Strommarkt eine
zentrale Bedeutung zu. Samtliche erwarteten bzw. gemessenen Ein- und Ausspeisungen
einer Regelzone werden in Bilanzkreisen erfasst. Dies ermdglicht eine wirtschaftliche
Zuordnung von Uber- oder Unterspeisungen. Aus diesem Grund stellt der Bilanzkreis
das Ordnungselement der Energiekontierung dar.

Die Energiekontierungsvorschriften in Deutschland werden von der Bundesnetzagentur
durch die Marktregeln zur Durchfithrung der Bilanzkreisabrechnung Strom, kurz MaBiS,
und die zu verwendenden Kommunikationsvorschriften und -fristen durch die Ge-
schaftsprozesse zur Kundenbelieferung mit Elektrizitat, kurz GPKE, festgelegt. Die Ab-
bildung der Energiemengen erfolgt nach diesen Mafdgaben grundsatzlich im Viertel-

stundenraster und kilowattstundenscharf.149

Zur Bestimmung der Kosten fiir Regelarbeit wird in Europa die Ermittlung nach Grenz-
preis und nach Gesamtkosten unterschieden. Beiden gemeinsam ist der kostenglinstigs-
te Abruf der Regelleistungsangebote. Bei der Kostenbestimmung nach Grenzpreis wird
die gesamte abgerufene Regelleistung nach den Konditionen des zuletzt abgerufenen
Angebots bepreist. Glinstigere zugeschlagene Anbieter positiver Regelleistung bekom-
men hierbei also eine Vergiitung tiber ihrem Angebotspreis. Anbieter negativer Regel-
leistung mit hohen Angebotskosten bekommen ihre zugeschlagene Energie entspre-
chend giinstiger. Bei der Ermittlung nach Gesamtkosten werden die Aufwendungen fiir
Regelarbeit aus den individuellen Angebotspreisen fiir Regelleistung errechnet. Jeder
Anbieter bzw. Abnehmer bekommt seine eingesetzte Regelleistung zum Angebotspreis
vergiitet. Die Regelenergiekosten ergeben sich dementsprechend aus der Aggregation
der Kosten aller in einem Abrechnungsintervall aktiven Vertrage. Hierbei ist es aller-
dings nicht uniiblich, bei der Umrechnung in Ausgleichsenergiekosten bedingte Grenz-
preise einzufiihren, z. B. zur Vermeidung von Spekulationen auf Ausgleichsenergieprei-

se.

Die Energiebilanz der gesamten Regelzone ist entweder iiberdeckt oder unterdeckt. Da
sich die Gesamtabweichung aus den aggregierten Abweichungen der Bilanzkreise ergibt,
wirken diese im Einzelnen entweder Regelzonen-stiitzend, wenn sie gegen die Richtung

des Regelzonen-Ungleichgewichts abweichen, oder Regelzonen-storend, wenn sie in

149 v/gl. Bundesnetzagentur, Beschlusskammer 6, ,,Anlage zum Beschluss BK6-06-009, Geschéftsprozesse zur
Kundenbelieferung mit Elektrizitat®, 2011.
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Richtung des Ungleichgewichts abweichen. In vielen Betrachtungen wird dies bei der

Berechnung des AEP mit berticksichtigt.

Hierbei sind drei unterschiedliche preisbildende Verfahren bekannt: das Einheitspreis-
system, das Dualpreissystem und das Zweipreissystem. Beim Einheitspreis wird ein AEP
pro Abrechnungsintervall ermittelt, unabhdngig davon, in welche Richtung die Regelleis-
tung aktiviert worden ist. Der Einheitspreis wird nach den giiltigen Formeln aus den
Regelenergiekosten bestimmt. Er gilt dann sowohl fiir Regelzonen-stiitzende wie Regel-

zonen-storende Bilanzkreise.

Der Dualpreis besteht aus zwei Preiskomponenten pro Abrechnungsintervall. Die eine
bestimmt sich aus den Kosten fiir positive Regelarbeit und die andere aus den Kosten fiir
negative Regelarbeit. Diese werden dann nach den giiltigen Regeln auf Regelzonen-

stiitzende bzw. Regelzonen-storende Bilanzkreise gesondert umgelegt.

Einen Sonderfall bildet das Zweipreissystem. Bei diesem wird mindestens eine der
Preiskomponenten nicht ermittelt, sondern in Abhdngigkeit des Regelzonensaldos fest-
gesetzt. Meist erfolgt eine Kopplung an den Spotmarktpreis.

4.5.1.1 Umsetzung von Bilanzkreiswesen und Ausgleichsenergiesystematik in
Deutschland

Fir den Einsatz von Ausgleichsenergie gibt es in Deutschland einen regelzoneniibergrei-
fenden einheitlichen Bilanzausgleichsenergiepreis (reBAP), der viertelstundenscharf

bestimmt wird.

Die Berechnung des reBAP erfolgt stufenweise. Zur Vermeidung extremer Ausgleichs-

energiepreise sind Grenzwerte eingefiihrt.

Da die Prognosegiite fluktuierender EE mit dem zeitlichen Abstand der letzten Wetter-
prognose zum Lieferzeitpunkt korreliert, ist eine moglichst spate Meldung der Day-
Ahead-Fahrpldne erstrebenswert. Hier sollte evaluiert werden, mit welchem Aufwand
mittelfristig die Spotauktion verschoben werden kann. Mit Hinblick auf eine vollstdandige
EE-Integration in den Handel ist die Verwendung der aktuellsten Day-Ahead-Prognose
erstrebenswert. So konnen die Allokationsfunktion des Day-Ahead-Marktes gestarkt und
die Volumen im Intraday-Handel reduziert werden. Die Auswirkungen auf das Market

Coupling sind in diesem Zusammenhang zu berticksichtigen.

Die Effizienz des Intraday-Handels ist durch dessen Maglichkeit, aktuellste Prognosen
fir fluktuierende EE einzubeziehen und auf diese Weise Regelleistungseinsatz zu ver-
ringern, eines der wichtigsten Kriterien zur sinnvollen Integration von EE. Dementspre-
chend sollten die Vorgaben des FPM fiir den Intradayhandel eine méglichst kurze Vor-

laufzeit fiir die Nominierungen der gehandelten Leistung innerhalb und aufderhalb einer
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Regelzone vorsehen. Hier ist zu priifen, inwieweit die aktuellen 45 Minuten Vorlaufzeit

verkiirzt werden konnen.

4.5.1.2 Abrufmethode der Regelleistung

Unterschieden werden portfolio- und einheitenbasierter Regelleistungsabruf. Beim ein-
heitenbasierten Abruf besteht der dem UNB zur Verfiigung stehende Regelleistungs-
Pool aus Einzelanlagen, deren Leistung bei Zuschlag maximal ausgefahren bzw. redu-
ziert wird. Bei portfoliobasiertem Abruf bestehen die Angebote aus Anlagenpools, deren
Einzelfahrweisen beliebig sind, solange die angebotene Regelleistung geliefert wird. In
einem einheitenbasierten System konnen erneuerbare Energien aufgrund ihrer Darge-
botsabhédngigkeit nur bedingt zur Anwendung kommen. Zur Integration fluktuierender
EE sollte der portfoliobasierte Abruf gerade im Hinblick auf Entwicklungsmoglichkeiten
durch Demand Side Management und virtuelle Kraftwerke beibehalten werden.

4.5.1.3 Regel- und Ausgleichsenergiepreisart

In den betrachteten Liandern kommen die Kombinationen Gesamtkosten/Einheitspreis,

Grenzkosten/Einheitspreis, Grenzkosten/Dualpreis sowie Zweipreissystem vor.

Aufgrund der Untersuchungen von van der Veen/Abbasy/Hakvoort (2011) bietet ein
durch Grenzkosten ermitteltes Einheitspreissystem die geringsten durchschnittlichen
Regelarbeitskosten bei moderaten Ausgleichsenergiepreisen. Ein auf Basis der Gesamt-
kosten ermitteltes Einheitspreissystem verursacht etwas hohere Regelarbeitskosten,
senkt die Ausgleichsenergiepreise allerdings erheblich. Ein auf Grenzkosten basiertes
Dualpreissystem fiihrt zu deutlich h6heren Kosten sowohl fiir Regelarbeit als auch fiir
den Ausgleichsenergiepreis in beiden Abweichungsrichtungen. Das Zweipreissystem
fiihrt zu den hochsten Kosten sowohl fiir Regelarbeit als auch fiir den Ausgleichsener-

giepreis in beiden Richtungen.150

4.5.1.4 Steigerung der Anreizwirkung

In verschiedenen europdischen Landern werden iiber bestimmte Zusatzkomponenten
die Verursacher starker Bilanzungleichgewichte der RZ durch eine Erh6hung des Aus-
gleichsenergiepreises ponalisiert. Die deutsche Komponente sanktioniert hierbei einen
kritischen Abruf der Regelreserve ab einer Héhe von 80 % der vorgehaltenen Regelleis-
tung. Besonders interessant ist die belgische Zusatzkomponente, da sich diese dyna-
misch aus den Regelabweichungen ergibt. Belgien bezieht den Ausgleichsenergiepreis
der vergangenen sieben Abrechnungsintervalle in die Hohe seiner Zusatzkomponente

mit ein. Bezogen auf fluktuierende EE ergdbe sich hierdurch ein besonderer Anreiz zur

130 v/gl. van der Veen/Abbasy/Hakvoort (2011).



Weiterentwicklung von Regelenergiemarkten bei verstarkter Einspeisung erneuerbarer Energien

Prognoseoptimierung, da zu einem gewissen Grad die statistische Abweichung in den

Ausgleichsenergiepreis mit einflief3t.

Eine weitere Moglichkeit ist die Anhebung des Ausgleichsenergiepreises auf einen Mi-
nimalpreis mit dem Effekt, dass auch Bilanzkreise, denen negative Regelleistung ggf.
verglitet werden wiirde, bei geringem Ausgleichsenergiepreis Kosten zu tragen haben
bzw. die hieraus entstehenden Erlose um den Minimalpreis verringert werden. Bei Ein-
fiihrung eines Minimalpreises im Einheitspreissystem miisste parallel eine Minimalver-

glitung eingefiihrt werden.

Ein Maximalpreis fiir den Ausgleichsenergiepreis induziert keine Anreizwirkung zur

Vermeidung von Regelleistungseinsatz.

Osterreich berechnet seinen Ausgleichsenergiepreis mit einer quadratischen und damit
uberproportionalen Beriicksichtigung des Ausgleichsenergiebedarfs. Dies fiihrt zu einer
schlechteren Wagbarkeit von Ausgleichsenergiekosten und einem starken Anreiz zur
bestmoglichen Einhaltung der Prognosen. Durch die Betrachtung des quadrierten Aus-
gleichsenergiebedarfs in Relation zum Ausgleichsenergie-Gesamtbedarf haben tiberma-
3ig stark Regelzonen-storend agierende Bilanzkreise einen viel hoheren Ausgleichs-
energiepreis zu entrichten als gering stérende. In Kombination mit dem Minimalpreis
fiihrt dies auch zu dem Effekt, dass negative Ausgleichsenergie erst ab einer bestimmten
variablen Hohe tiber die Gewinnschwelle steigen und bis dahin ebenfalls Kosten verur-

sachen.

4.5.1.5 Zusammenfassung und Vorschliage zur Anpassung des deutschen Designs
der Energiekontierung

Flr die Frist Day-Ahead zur Fahrplananmeldung gilt, dass diese so spat wie moglich
(z.B. 17:00 Uhr wie in Danemark) stattfinden sollte, um aktuellere Wind- und PV-
Prognosen nutzbar zu machen. Der Vorlauf Intraday wiederum sollte aus dem gleichen
Grund moglichst gering sein. Da in den Niederlanden ein Intervall von 5 Minuten bereits

gangige Praxis ist, sollte diese Option fiir Deutschland gepriift werden.

Im Hinblick auf die Koordinierung der Regelleistungsvorhaltung ist auf die positiven
Erfahrungen des NRV hinzuweisen. Die Ausweitung des Regelgebiets fiihrte zu einer
Einsparung an Regelleistung und weniger Regelenergieeinsatz, vor allem da ein ,Gegen-

einander-Regeln“ vermieden wird. Dies sollte in Zukunft fortgefiihrt werden.

Das Einheitspreissystem hat den Vorteil, dass ein Teil der spekulationsbedingten Abwei-
chung durch statistische Effekte ausgeglichen wird, da Abweichungen in positiver wie
negativer Richtung gleich bepreist werden und somit ein tendenzielles Setzen auf eine

Long-Position sich nicht wie beim Dualpreis im Mittel lohnt. Es ist zu erwarten, dass sich
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fluktuierende EE in dieses System ebenfalls optimal eingliedern, wenn die Korrelation

ihrer Abweichungen sehr gering oder sogar negativ ist.

Der Anreiz zur Prognoseverbesserung fluktuierender EE hangt mafdgeblich von der
schlechten Schatzbarkeit des AEP ab. Das Einheitspreissystem unter Ausgleichsenergie-

preis-Ermittlung auf Grenzkostenbasis bietet zu diesem Zweck die besten Bedingungen.

Die Priifung einer Abhdngigkeit des Ausgleichsenergiepreises vom Ausgleichsenergie-
bedarf analog zu Osterreich wird empfohlen. Bezogen auf fluktuierende EE wiirden in
diesem Ansatz die mehrheitlich auftretenden kleineren Schwankungen weniger Kosten
verursachen als stochastische Spitzen in der Prognoseabweichung. Diese hatten jedoch
aufgrund der tiberproportionalen Bildung von Ausgleichsenergiepreisen (z. B. quadra-
tisch) einen viel grofieren Effekt, was ggf. Anreize liefern wiirde, besondere Methoden
zu deren Vermeidung zu entwickeln. Die Ausgleichsenergiekosten wiirden unter diesem
Konzept insgesamt ansteigen. Es wird daher empfohlen, die Effekte einer vom Aus-
gleichsenergieeinsatz abhangigen Berechnungsmethode des Ausgleichsenergiepreises

auf den deutschen Markt einer naheren Priifung zu unterziehen.

4.5.2 Relevanz langerfristiger Reserveprodukte

Ausgangspunkt der Uberlegungen zur Notwendigkeit ldngerfristiger Reserveprodukte
ist wiederum der Systemwandel: Durch den steigenden Anteil erneuerbarer Energien
am Erzeugungsmix steigt die Abhangigkeit des Systems von den fluktuierenden Einspei-
sungen der Erneuerbaren. Dadurch wirken sich Ausfille dieser Erzeuger, z. B. durch
Windflauten, in zunehmendem Maf3e aus und ein potenzieller ungeplanter Kraftwerks-
ausfall verliert relativ dazu an Bedeutung. Vor diesem Hintergrund existieren Uberle-
gungen, auch die Ausgestaltung des Regelenergiemarktes anzupassen und zusatzliche

Regelenergieprodukte zu schaffen, die ebendiesen Situationen gerecht werden.

Grundsatzlich ist abzugrenzen, ob kurzfristigere oder langfristigere Produkte durch die
Anderungen im Energieversorgungssystem angezeigt sind. Historisch ist der ungeplante
Ausfall eines Kraftwerks das mafdgebliche auszuregelnde Ereignis. Dieser passiert
,plotzlich“, weshalb die Primarregelung unmittelbar reagiert. Diese Situation hat sich
nicht verscharft. Damit wird offenbar, dass ein kurzfristigeres Produkt der Reserve auch
bei Ausbau der Erneuerbaren nicht benotigt werden wird. Die Fragestellung fokussiert
daher auf langerfristige Produkte jenseits der Minutenreserve, wie sie etwa durch eine
»dunkle Flaute®, also das Zusammentreffen von Windstille und geringem PV-Ertrag, no-
tig werden konnten. Solche Situationen kénnen fiir einige Stunden bis hin zu einem Wo-

chenende bestehen.
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4.5.2.1 Bedarfin der Vergangenheit

Die Analyse startet mit einem Blick in die jiingere Vergangenheit.

Zur Bestimmung des Bedarfs wurde der Regelzonensaldo von Tennet analysiert. Der
Regelzonensaldo  stellt die vorzeichenrichtige @ Summe aller Bilanzkreis-
Ungleichgewichte der Regelzone dar und kann so als Indikator dafiir dienen, ob es iiber
langere Zeiten hinweg einen im Vorzeichen gleichbleibenden Bedarf der Ausregelung

gibt.

Zur Analyse wurden die Daten vom 1. Juni 2010 bis Ende 2012 verwendet. Die Zeitreihe
wurde daraufhin untersucht, wie lange ein Saldo ohne Vorzeichenwechsel besteht und
wie hoch in diesem Block die Maximalleistung und Arbeit waren. Die historischen Vier-
telstundenwerte wurden also in Blocke unterteilt, begrenzt durch ihren Vorzeichen-
wechsel (vgl. Abbildung 43). Dies charakterisiert die Lidnge eines benétigten, andauern-

den und gleichgerichteten Abrufs.
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Abbildung 43: Prinzipskizze zur Blockdefinition mit Leistung P und Zeit t

Die folgende Auswertung (Abbildung 44) zeigt die Dauer und die maximal in Anspruch
genommene Leistung je Block. Jeder Punkt charakterisiert dabei einen Abschnitt im Ka-
lenderjahr 2010.
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Abbildung 44: Abrufdauer und maximale Leistung 2010

Es zeigt sich deutlich, dass sich der Grofdteil der Ereignisse um den Koordinatenur-
sprung sammelt. Nur vereinzelt weist der Regelzonensaldo iiber 12 Stunden hinaus an

einem Stiick ein gleiches Vorzeichen auf.

Flir 2011 andert sich das Schaubild nur unwesentlich (Abbildung 45):
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Abbildung 45: Abrufdauer und maximale Leistung 2011

2011 existierte tatsdchlich in einem Einzelfall iber ca. 50 Stunden hinweg ein negatives
Regelzonen-Ungleichgewicht. Tendenziell erscheint ein negativer Abruf im Tennet-

Gebiet eher langfristigeren Charakter zu haben als ein positiver Abruf. Trotz dieser ver-
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einzelten Ereignisse ist jedoch kein wesentlicher Unterschied zum Jahr 2010 zu erken-

nen.

Flir das Jahr 2012 sind die Werte in Abbildung 46 dargestellt.
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Abbildung 46: Abrufdauer und maximale Leistung 2012

Auch die Ausweitung der Ergebnisse fiir 2012 zeigt keinen deutlichen Anstieg an lang-

fristigen Regelleistungsabrufen.

Die Verteilung der Punkte, als Zahlenwerte dargestellt, zeigt Tabelle 18:

Tabelle 18: Anteile von Blockabruflangen

0-4h 4-12h >12h
2010 96,43 % 3,45 % 0,13 %
2011 96,53 % 3.21% 0,26 %
2012 97,86 % 2,00 % 0,14 %

Der iiberwiegende Anteil der Abruf-Blécke befindet sich im Bereich unter vier Stunden.
Nur fiir einen Bruchteil, deutlich unter 1 % der Ereignisse, gibt es eine Blockldnge von

mehr als 12 Stunden.

Die Auswertung zeigt ein tendenziell symmetrisches Bild. Ausreifier, die mehr als
12 Stunden aufweisen, sind die Ausnahme. Es lasst sich daher weder ein heute beste-
hender Bedarf an langfristigeren Reserveprodukten noch ein Trend innerhalb der
letzten Jahre erkennen, obschon auch in den vergangenen Jahren ein signifikanter An-

stieg der EE-Erzeugung stattgefunden hat.
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4.5.2.2 Zukiinftiger Bedarf an langfristigen Regelenergieprodukten

Fiir die Identifikation zukiinftiger Ereignisse stehen natiirlich keine Istwerte der UNB
zur Verfiigung. Daher werden die Modellergebnisse des BET-EuroMod herangezogen.
Um Knappheiten zu identifizieren, werden Gasturbinen als Indikator betrachtet, denn
diese bilden das Ende der Merit Order und werden somit vom Modell nur eingesetzt,
wenn dies zur Losung der Lastdeckungsaufgabe notwendig ist. Ziel ist es dabei, heraus-
zufinden, was fiir eine Einsatzcharakteristik diese sogenannten ,Peaker” haben: Ahnlich
wie die Ausgestaltung der ,Blocke” im vorherigen Abschnitt kann die Einsatzweise der
Peaker Aufschluss dariiber geben, ob Knappheiten eher kurze Einsitze mit eher hoher
Leistung oder eher langere Einsidtze mit relativ geringer Leistung erfordern. Hieraus
lasst sich der systemische Bedarf ableiten: Erstgenanntes deutet auf einen Bedarf an
Kurzfrist-Speichermdoglichkeiten und Nachfrageflexibilisierung hin, wahrend die zweite

Aussage eher zur Notwendigkeit eines langfristigen Produkts passen wiirde.

Im Folgenden werden die Ergebnisse der Modellldufe dargestellt. Bei einer Betrachtung
bis 2020 zeigte sich kein beachtenswerter Einsatz. Daher wird in Abbildung 47 der Ein-
satz in den Jahren bis 2030 dargestellt.
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Abbildung 47: Abrufdauer und maximale Leistung von Gasturbinen bis 2030

Die Abbildung zeigt zum einen, dass die jeweilige Einsatzdauer gering ist. Die Peaker
kommen insgesamt selten und wenn, dann meist unter 8 Stunden lang zum Einsatz. Fiir

diesen Betrachtungszeitraum ergibt sich, dass keine langfristigen Einsdtze notwendig
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sind. Analog ist aufgrund dieser Analyse kein Bedarf an langfristigen Regelenergiepro-

dukten erkennbar.

Im zweiten Ansatz wird der Betrachtungsbereich bis 2050 erweitert, da zu diesem Zeit-
punkt nochmals hohere Mengen an erneuerbaren Energien im System angenommen
werden (Abbildung 48).
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Abbildung 48: Abrufdauer und maximale Leistung von Gasturbinen bis 2050

Die Analyse des Jahres 2050 zeigt, dass sich die Haufigkeit der Einsiatze insgesamt er-
hoht und auch die jeweilige Einsatzdauer steigt. Dabei befindet sich der Grofiteil der
Einsatze weiterhin deutlich im Zeitintervall unter einem Tag. Lediglich zwei Ausreifder

in spateren Jahren haben eine deutlich hohere Einsatzzeit.

Sowohl fiir das Jahr 2030 als auch fiir 2050 liegen die gezeigten Einsatzzeiten in aller
Regel unter 24 Stunden, die aufgetretenen Leistungen in der Regel unter 10 GW. Ein An-
reiz fiir Speichertechnologien und Nachfrageflexibilisierung erscheint als Antwort auf
diese Systemanforderung damit geeigneter als ein langfristigeres Produkt auf den Re-

gelenergiemarkten.

Insgesamt kann aus den Analysen kein Bedarf fiir langfristigere Regelenergieprodukte

abgeleitet werden.
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4.5.2.3 Gebotszeitraume

Weiterhin gilt es zu priifen, ob ggf. andere Gebotszeitraume zu einer Verbesserung der
Situation im volkswirtschaftlichen Sinne, etwa durch eine erwartete Steigerung der Effi-

zienz, flihren wiirden. Dieser Umstand wird im Folgenden qualitativ diskutiert.

Eine immer noch fundierte Basis der Betrachtung stellt die Stellungnahme des Bundes-
kartellamts zur Fusion von RWE-VEW aus dem Jahr 1999151 dar. Dort heifdt es in Ab-
schnitt 325ff. in Bezug auf die Minutenreserve, dass kurzfristige Gebotszeitraume fir
einen wirksamen Wettbewerb notwendig sind. Die Begriindung lautete damals: Je mehr
Kraftwerke ihre kurzfristigen Uberkapazititen in das Marktsegment bieten konnen, des-
to kurzfristiger ist die Gebotsfrist. Ferner wird im Weiteren ausgefiihrt, der Gebotszeit-
raum fiir Priméar- und Sekundarregelung sei ggf. sogar weiter zu reduzieren, um z. B. die

Wettbewerbsintensitit zu steigern.

Die Monopolkommission hat in ihrem Sondergutachten 59 im Jahr 2011152 ebenfalls
darauf hingewiesen, dass kiirzere Zeitraume und geringe Mindestgrofde den Teilneh-
merkreis an Bietern vergrofdern. Langere Zeitrdume bereiten demnach besonders klei-
nen Marktteilnehmern Schwierigkeiten und schaffen Eintrittsbarrieren. Dies lasst sich
insbesondere damit erklaren, dass Anbieter mit einem grofden Portfolio die Vorhaltung
von Reserveleistung leichter liber einen grofieren Zeitraum erbringen kénnen und dabei

ungeplante Nichtverfiigbarkeiten besser abfedern kénnen.

Die Situation hat sich in den letzten Jahren nicht wesentlich gedndert. Auch heute fallt es
Bietern leichter, kurzfristig freie Kapazitaten zu vermarkten als langfristige Bindungen
und Risiken einzugehen. Hieraus resultiert eine Steigerung der Wettbewerbsintensitit
bei kurzen Vermarktungsfristen. Des Weiteren sind die erneuerbaren Energien bestrebt,
ebenfalls in diesem Marktsegment teilzunehmen. Dies erfordert aufgrund der einge-

schrankten Prognostizierbarkeit der EE zudem eher kurze Gebotszeitraume.

Auch aus dieser qualitativen Diskussion heraus lasst sich kein Argument fiir langfristige-

re Gebote an den Regelleistungsmarkten ableiten.

4.5.3 Verstetigungszertifikate-Handel

Eine weitere zu diskutierende Form zur Integration von EE ist der Handel mit Versteti-
gungszertifikaten. Hierbei werden die Bilanzkreisverantwortlichen fluktuierender Ein-
speiser verpflichtet, sich auf einem zu schaffenden Markt mit ausreichend Flexibilitat

einzudecken, um bei Produktionsausfallen oder -iiberschiissen (z. B. durch eine geringer

51 v/gl. Bundeskartellamt (2000).
152 \/gl. Monopolkommission (2011).
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oder hoher prognostizierte Windeinspeisung) auf Backup-Erzeugungskapazitidten bzw.

Lastanpassungsmafdnahmen zurtickgreifen zu kénnen.

In der Folge wiirde sich ein neues Marktsegment ergeben, in dem konventionelle Kraft-
werke sowie steuerbare Verbraucher ihre nicht als sonstige Energieprodukte vermark-
tete Leistung (wie regulare Liefergeschafte oder Regelleistung) anbieten kénnen. Fiir sie
entsteht somit ein zusitzlicher Erlosstrom, der insbesondere Investitionen in Reserve-
kapazitaten anreizt. Nachfrager sind fluktuierende Einspeiser, die sich die Gewahrleis-
tung einer sicheren Stromlieferung ,erkaufen“ miissen. Der Handel eines solchen Pro-
dukts misste kurz- bis langfristig und in standardisierten, kleinen Stiickelungen (z. B.
dhnlich dem Intraday-Handel) erfolgen. Preiskomponenten wiirden einen Preis fir die
Vorhaltung (Leistungspreis) sowie die Erbringung (Arbeitspreis) enthalten. Eine
Praqualifikation der Angebotsseite fiir einen sogenannten Verstetigungszertifikate-

Markt erscheint dabei erforderlich.

Wahrend diese ,Gleichstellung” auf der einen Seite konsequent anmutet, da die Anforde-
rungen und die Wirtschaftlichkeit stetiger und fluktuierender Erzeuger auf einheitliche-
rer Basis bemessen werden, erscheint die zusatzliche Belastung erneuerbarer Energien
vor dem Hintergrund ihrer Abhédngigkeit von finanzieller Féorderung tiber das EEG nicht
zielfiihrend. Bei gleichbleibenden Ausbauzielen miissten somit die Fordersatze erhoht

werden. Als Folge ist ein Wirtschaften ,von der linken Tasche in die rechte” zu erwarten.

Dariiber hinaus werden in diesem Ansatz die Konzepte Regelleistung und Kapazitdtsme-
chanismus vermischt. Der Ausgleich von Prognosefehlern wird aktuell bereits durch
kurz- und langerfristige Regelenergieprodukte im Tages- bzw. Wochenbereich abge-
deckt. Der Handel von kurzfristigen Flexibilitaten in Form von abrufbaren Optionen dh-
nelt dabei recht stark dem Konzept eines dezentralen Kapazitatsmechanismus, mit dem
Unterschied, dass der Handel deutlich kurzfristiger konzipiert ist und somit schlechter
langfristige und friihzeitige Investitionssignale fiir gesicherte Leistung setzt. Aufgrund
der mafdgeblich durch die kleinteiligen Produkte verursachten Transaktionskosten ist
von der Einfilhrung eines solchen Mechanismus abzuraten. Vielmehr sollten die beste-
henden Regelleistungsmarkte weiterentwickelt sowie liber die Einfiihrung eines Kapazi-
tatsmechanismus nachgedacht werden. Fiir einen konkret auf Flexibilitdt zugeschnitte-
nen Markt besteht aktuell keine Notwendigkeit.

4.5.4 Integrationsbilanzkreise

Neben einem tiberregionalen Handel von Flexibilititen existieren auch Vorschlage zu
Modellen, in denen die Einspeisung und Nutzung von Strom aus erneuerbaren Energien
explizit angereizt werden soll. Neben bisherigen Unterarten von Bilanzkreisen, die fiir

spezifische Anforderungen geschaffen wurden, wie z. B. Handels- oder Differenzbilanz-
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kreise, soll daher eine neue Art von Bilanzkreis Moglichkeiten bieten, die Verstetigung
fluktuierender erneuerbarer Energien zu fordern. Durch die Einfithrung weiterer Ne-
benbedingungen an Bilanzkreise (z.B. Verhdltnis von Einspeisung, Ausspeisung und
Fahrplangeschaften, verpflichtende Aufnahme von Erzeugung aus erneuerbaren Ener-
gien, Benutzungsstundenzahlen) sind steuernde Parametrierungen moglich. Hierbei ist
es erforderlich, dass es nur einen gesamtsystemischen Vorteil gibt, wenn die Nebenbe-
dingungen nicht durch eine andere Zuordnung erfiillt werden kénnen, sondern durch
technische Investitionen. Der gesamtwirtschaftliche Nutzen ist nachzuweisen. Gleichzei-
tig ist die Einhaltung der Randparameter zu priifen und bei Verstof3en zu sanktionieren,
sodass hier ein entsprechendes Controlling eingefiihrt werden miisste, das zusatzlichen
Aufwand (z. B. fiir die UNB oder die Regulierungsbehérde) bedeutet.

Dabei soll technologieoffen dafiir gesorgt werden, dass der Ausgleich von teils stochasti-
scher Erzeugung und Verbrauch sukzessive erleichtert wird. Eine Beseitigung von
Netzengpassen ist hingegen nicht moglich. Ziel der Integrationsbilanzkreise ist ein weit-

gehend selbststandiger Ausgleich der stochastischen Einspeisung.

Als integrative Anforderungen an einen solchen Mechanismus werden u. a. folgende Kri-

terien diskutiert: Die Bilanzkreise bzw. Anlagen miissen!53

- einen Mindestanteil fluktuierender Erzeugung aus erneuerbaren Energien auf-
weisen (z. B. 50 %).

- eine minimale Volllaststundenzahl im Grundlastbereich erreichen.

- einen bestimmten Anteil des bundesweiten Windprofils, d. h. der entstehenden

Residuallast, ausgleichen.

- zu genau den Zeiten den regelbaren Strom aus erneuerbarer Energie ins Netz
einspeisen, die aufderhalb der Zeiten der in der Stromnetzentgeltverordnung
definierten asymmetrischen Netznutzungsfenster des aufnehmenden Netzbetrei-

bers liegen.

Die Anreize fiir solche virtuellen Kombikraftwerke sollen dabei iiber einen neuen For-
dermechanismus sichergestellt werden. Ein Bonus fiir die Giite der Integration konnte
beispielsweise an die erreichte Benutzungsstundenzahl oder den erzielten Anteil an
Ausgleichsenergie in diesem Integrationsbilanzkreis gekoppelt werden. Somit entstiin-
den u. a. Anreize fiir Speicher, lastdienliches Verhalten erneuerbarer Einspeiser sowie
Lastmanagement, deren Angebot bzw. Nachfrage tiber virtuelle Kraftwerke zu einem am

Grofdhandelsmarkt handelbaren Produkt zusammengefiigt werden.

153 \/gl. Hauser/Leprich/Strese (2010).
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Als problematisch sind bei diesem Ansatz vor allem die volkswirtschaftlichen Ineffizien-
zen anzusehen, die er aufgrund geringerer Ausgleichseffekte und Opportunitiatskosten
verursacht. Anstatt den Ausgleich von Nachfrage und Erzeugung auf der hochstmogli-
chen Ebene zu vollziehen und somit tiberregionale Synergien zu nutzen, wird vielmehr
ein ,Gegeneinander-Regeln“ lokaler Netzwerke in Kauf genommen. In einem solchen
System besteht zudem das Risiko, finanzielle Fehlanreize zu setzen, die zur Abregelung
von Erzeugung aus erneuerbaren Energien fithren, um beispielsweise bestimmte Erzeu-
gungsstrukturen einhalten zu konnen. Zudem erfordert der neu zu schaffende Forder-
mechanismus grundlegende Anderungen der Marktmechanismen, wie z. B. die Riickkehr
zu einem physikalischen Walzungsmechanismus. Dies verursacht weitere Transaktions-
kosten.

Insgesamt ist vor allem aufgrund der negativen volkswirtschaftlichen Auswirkungen

von der Einfithrung einer so speziellen Art von Férdermechanismus abzuraten.

4.5.5 Dezentrale Regelleistungsmirkte

Heutzutage erfolgt die Vorhaltung und Lieferung von Regelleistung sowohl zentral als
auch dezentral. Die organisatorische Verantwortung zur Parametrierung und Koordinie-
rung der Regelleistung obliegt den UNB. Die technischen Empfehlungen und Richtlinien
von ENTSO-E sind zu bertcksichtigen. Eine Reorganisation dieses Mechanismus ist
denkbar, sofern die Versorgungssicherheit weiterhin gewahrt bleibt. Abbildung 49 zeigt
den moglichen Entwicklungspfad zur Veranderung der Organisation und Verantwortung

der sicheren Systemfiihrung hin zur Dezentralitat.
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Abbildung 49: Organisation der Reservevorhaltung
und Systemverantwortung

Die Weiterentwicklung ist somit ausschliefdlich im Bereich der Organisation und Ver-

antwortung zu verorten, wobei technische und wirtschaftliche Kriterien Anwendung
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finden konnen. Technisch unterscheidbar sind dezentral abgegrenzte Netzgebiete (Ver-
teilnetzgebiet, Arealnetz, einzelne Netzanschliisse) sowie die Netzgebiete der UNB. In
allen Féllen liegen physisch abgetrennte Gebiete mit einer oder mehreren Ubergabesta-
tionen vor. Die technische Verantwortung fiir den Betrieb ist in unterschiedlichen Rollen
geregelt. Weiterhin ist eine regionsspezifische Struktur mit Erzeugungs- und Lasteinhei-
ten vorhanden. Die Qualitdt der Informationen iiber den technischen Zusammenschluss
nimmt mit der geografischen Ausbreitung des Gebietes ab, da die Anzahl der beteiligten
Parteien und Daten steigt. Allen Ordnungskriterien ist gemeinsam, dass die wirtschaftli-
che Verantwortung fiir die Stromerzeugung bzw. den Stromverbrach nicht gebiindelt bei
einer Rechtsperson liegt und somit nur im gemeinschaftlichen Konglomerat funktio-
niert. Insgesamt ist festzustellen, dass bei einer Verlagerung der Verantwortung und
Organisation auf viele kleinere Einheiten ohne ilibergeordnete Instanz verschiedene
Ausgestaltungsformen denkbar sind, was das Agieren von Marktteilnehmern in unter-
schiedlichen Gebieten erschwert. Gleichzeitig ist ein hoher Bedarf an zusatzlichen Kapa-
zitdten zur Absicherung des n-1-Kriteriums und zur Schaffung von Redundanzen gege-

ben.

Anzumerken ist, dass in den letzten Jahren mit der Schaffung des Netzregelverbunds
eine Optimierung der Regelenergievorhaltung und -erbringung durch ein virtuelles,

zentralisierendes Zusammenlegen von Netzgebieten erfolgte.

Insgesamt ist festzuhalten, dass die zentralen organisatorischen Vorgaben eine einheitli-
che Ausgestaltung gewahrleisten. Die Verlagerung der Verantwortung auf dezentrale
Marktteilnehmer ist aufgrund des hohen Stellenwerts der Versorgungssicherheit und
der geringeren Effizienz unterlagerter Ausgleichsmechanismen abzulehnen. Dennoch
sind das System und die Marktmechanismen so auszugestalten, dass sich alle Marktteil-
nehmer systemkonform verhalten. Der Anreiz sollte liber den rechtlichen Rahmen und
die Verstarkung der wirtschaftlichen Anreizwirkung zur ausgeglichenen Bilanzkreisbe-
wirtschaftung gestaltet werden. Die Generierung wirtschaftlicher Risikopositionen kon-
nen Investitionen in Verstetigungstechnologien und Messtechnik anreizen, was wiede-
rum fiir das Gesamtsystem hilfreich ist. Der dezentrale und verteilte Anschluss von Re-
gelkapazititen sollte beibehalten werden, da hierdurch die Netzfiihrung und Versor-

gungssicherheit abgesichert werden.

Die Frage, ob die Verantwortung fiir die Versorgungssicherheit auf viele unterschiedli-
che Teilnehmer verlagert werden sollte, ist auf Basis der durchgefiihrten qualitativen

Analyse negativ zu beurteilen.
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4.6 Eckpunkte zur Weiterentwicklung von Regelenergiemarkten

und -produkten

1. Ein System mit einem hohen Anteil erneuerbarer Energien benétigt ausrei-
chende Flexibilitidten.

Der steigende Anteil dargebotsabhangiger Erzeugung und die damit verbunde-
nen Schwankungen erhohen die vom System zu bewaltigenden Gradienten.
Durch den stetigen Zubau erh6hen sich sowohl die Erzeugungsgradienten der er-
neuerbaren Energien als auch die Residuallastgradienten, die vom Versorgungs-
system auszugleichen sind. Besonders unsicher sind derzeit die Auswirkungen
des Ausbaus der Offshore-Windenergie. Hier ist zu priifen, wie sich die Prognose-
giite der Windleistungsprognosen sowie die Gradienten entwickeln.

Abweichungen der Wind- und Photovoltaikeinspeisung von der Einspeiseprog-
nose verursachen untertdgigen Anpassungsbedarf. Bei steigendem Anteil der er-
neuerbaren Energien gewinnen daher effiziente Intraday-Markte an Bedeutung.
Die Effizienz der Markte wird neben dem Markt- und Produktdesign auch durch

die Prognosegiite und Verfahren zur Regelleistungsbemessung determiniert.

2. Das deutsche Energieversorgungssystem verfiigt bereits iiber ein hohes
Maf3 an flexiblen Kraftwerken, Speichern und Verbrauchern.

Zentrale und dezentrale Erzeugungsanlagen und ebenso erneuerbare Energien
konnen wesentliche Flexibilitaten zur Verfiigung stellen. Durch die Weiterent-
wicklung der Kraftwerkstechnologien und der Informations- und Steuerungssys-
teme wird die Flexibilitat insbesondere iiber grofiere Gradienten und einen nied-
rigeren Teillastbetriebspunkt gesteigert. Durch die Dargebotsabhangigkeit sind
bei Windenergie und Photovoltaik nur einseitige, nicht dauerhaft planbare Flexi-
bilititen vorhanden (Einspeisereduktion). Ein gedrosselter Betrieb wird aus kli-

mapolitischen und 6konomischen Griinden nur in Ausnahmefallen sinnvoll sein.

Speicher kénnen aufgrund ihrer schnellen Regelfahigkeit sowie der grofien Leis-
tungsbandbreite zwischen Vollbezug und Volleinspeisung einen wertvollen Bei-
trag zur Systemstabilitdt und Marktoptimierung leisten. Derzeit ist bei den Spei-
chern zwischen technisch ausgereiften und wirtschaftlich nutzbaren Technolo-
gien (z.B. Pumpspeicherkraftwerke), technisch ausgereiften und derzeit noch
unwirtschaftlichen Systemen (z. B. Batterien) sowie Technologien im Entwick-
lungsstadium (z. B. Power-to-Gas) zu unterscheiden. Auch das Speichervolumen
ist ein wesentliches Unterscheidungselement, da z. B. grofe Wasserspeicher liber

Monate, Schwungradspeicher aber nur tiber kurze Zeitraume speichern.



DESIRE Endbericht

Ebenso konnen Verbraucher durch Zu- und Abschaltung Flexibilitat zur Verfii-
gung stellen. Zu unterscheiden sind industrielle Grof3prozesse, die punktuell hohe
Flexibilitdten bereitstellen konnen, und andere Verbrauchergruppen wie Haus-
halte oder Gewerbe, die durch Speicherheizungen, Warmepumpen und neue An-

wendungen wie Elektromobilitit regelbare Lasten bereithalten.

3. Eine verbesserte Prognosegiite der Einspeisung aus erneuerbaren Energien
und effiziente Kurzfristmirkte reduzieren den Regelleistungsbedarf.

Der tatsachliche Regelleistungsbedarf ist stark von der Effizienz der Kurzfrist-
markte (z. B. 15-Minuten-Handel) und der internationalen Vernetzung abhangig.
Durch grenziiberschreitende Ausgleichseffekte und untertagige Handelsmoglich-
keiten konnen Prognoseabweichungen vor Einsatz der Regelleistung kompen-

siert werden.

Der Regelleistungsbedarf wird in Zukunft weniger durch Lastprognosefehler und
ungeplante Kraftwerksausfalle, sondern zunehmend von den Prognosefehlern
der erneuerbaren Energien bestimmt. Ohne die Weiterentwicklung von Progno-
severfahren ist bis 2020 mit einem deutlich steigenden Regelleistungsbedarf zu
rechnen. Dariiber hinaus tragen verbesserte Verfahren zur Regelleistungsbemes-
sung (beispielsweise dynamische bzw. adaptive Ansitze) zur Reduzierung der

ausgeschriebenen Regelleistungsbedarfe bei.

4. Lange Produktzeitscheiben fithren zu Opportunititskosten bei der Vorhal-
tung positiver Regelleistung und damit zu héheren Regelleistungspreisen.

Bei einem funktionierenden Markt wird der Regelleistungspreis wesentlich durch
die Opportunitatskosten der Kraftwerksbetreiber bestimmt. Da das Grenzkraft-
werk keine Opportunitatskosten im Spotmarkt aufweist, ist es a priori das kos-
teneffizienteste Kraftwerk, um die Reservevorhaltung zu erfiillen. Kraftwerke mit
niedrigeren variablen Kosten haben Opportunitatskosten durch entgangene Erlo-
se, Kraftwerke mit hoheren variablen Kosten Opportunitatskosten durch Verkauf
im Spotmarkt unter Grenzkosten. Bei langeren Produktzeitscheiben wechselt das
Grenzkraftwerk im Spotmarkt innerhalb des Produktzeitraums, daher wird jedes
einzelne Kraftwerk einen positiven Regelleistungspreis zur Kompensation seiner
Opportunitatskosten verlangen. Bei kurzen Produktzeitscheiben, z. B. stiindlich,
ergibt sich hingegen ein niedrigerer Regelleistungspreis fiir positive Regelleis-

tung, da jeweils ein effizienter Dispatch realisiert werden kann.
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5. Neu strukturierte Ausschreibungsbedingungen ermdéglichen eine effizien-
tere Regelleistungsvorhaltung.

Eine weitere Verkleinerung von Produktzeitscheiben, Vorlauf- und Vorhaltedau-
ern sowie Mindestlosgrofien erhoht die Anbietervielfalt und den Wettbewerb.
Durch die damit verbundene verbesserte Integration von Flexibilitidten ist mit ei-

ner weiteren Kostendegression zu rechnen.

Die Verfahren zur Regelleistungsbemessung und somit die dauerhaft kontinuier-
liche Ausschreibung des Regelleistungsvolumens sind zeitabhangig auszugestal-
ten. Hierdurch kénnen die Vorhalteleistung vor allem in den Nebenzeiten redu-

ziert und damit die volkswirtschaftlichen Kosten gesenkt werden.

Weiterhin kdnnen durch veranderte Produktzeitscheiben situative Anpassungen
der Reservevorhaltung an den tatsachlichen Regelenergiebedarf vorgenommen
werden. In Summe wird hier durch einen Angebots- (Erh6hung) und Nachfra-
geeffekt (situative Ausschreibung) eine deutliche Effizienzsteigerung ermoglicht.

Die zeitlich entkoppelte Ausschreibung positiver sowie negativer Regelleistung
kann durch die bessere Ausnutzung der Kapazititen von Marktteilnehmern im
Teillastbereich zu einer Angebotserhohung fiihren. Hier sind weitere Untersu-
chungen iiber die Reihenfolge anzustellen, da erste Analysen technologieabhan-
gige Vor- und Nachteile aufgezeigt haben.

6. Regelleistungsprodukte mit einem Zeithorizont von iiber einem Tag sind
fiir die Versorgungssicherheit nicht erforderlich.

Regelenergiemarkte sind nicht zur Gewahrleistung der langfristigen Versor-
gungssicherheit und addquater Erzeugungskapazititen im europdischen Ver-
bundsystem verantwortlich. Die Notwendigkeit einer ,Windreserve" im Sinne ei-
nes speziellen Regelleistungsmarkt-Produktes zur Uberbriickung einer ,Dunklen
Flaute“ konnte nicht bestatigt werden. Davon unbenommen muss im technischen
Sinne ausreichend flexible und verfiigbare Reserve im System vorgehalten wer-
den. Die Bereitstellung langfristig ausreichender Kraftwerkskapazitaten ist liber
einen effizienten Energy-only-Markt und gegebenenfalls weitere marktbasierte
Mechanismen (vgl. Kapazitaitsmechanismen) anzureizen. Weiterhin bietet das
deutsche bzw. europdische Versorgungssystem ausreichend Flexibilititen zum
Ausgleich entsprechender Ereignisse. Das Marktprodukt einer langlaufenden Re-

gelenergie ist dementsprechend nicht erforderlich.
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7. Dezentrale Regelleistungs- und Verstetigungsmechanismen sind von
volkswirtschaftlicher Ineffizienz geprigt und aus diesen Griinden abzu-
lehnen.

Die Effizienz dezentraler Regelleistungsmarkte sowie vorgeschalteter Versteti-
gungskonzepte wurde im Rahmen der Untersuchungen negativ beurteilt. Wesent-
lich sind dabei die teilweise vorherrschende Marktmacht und verloren gehende
ausgleichende Portfolioeffekte. Weiterhin konterkarieren dezentrale Markte die
uibergeordneten Entwicklungen zu einem europaweiten Regelverbund. So hat die
Praxis in Bezug auf den in Deutschland gestarteten Netzregelverbund eine hohe
Effizienz gezeigt. Auch ein tlibergreifender Handel von Flexibilititen auf einem
»Flexibilitatsmarkt“ erscheint nicht zielfiihrend. Zum einen ist der Ausgleich von
Prognosefehlern durch Kurzfrist- und Regelenergiemarkte geregelt. Zum anderen
zielen auch Verstetigungszertifikate auf eine lokale Verstetigung ab, die aufgrund

von Redundanzen zu Ineffizienzen fihrt.

8. Anreizmechanismen zur Fahrplantreue stiitzen einen geringen Regelleis-
tungseinsatz.

Eine hohe Fahrplantreue je Bilanzierungseinheit reduziert den Regelleistungsbe-
darf deutlich. Es sind somit Anreizmechanismen beizubehalten und weiterzu-
entwickeln, die diese Treue incentivieren. Besonders geeignet sind hierbei Pona-
lisierungssysteme und Ausgleichsmechanismen, die besonders hohe absolute
Abweichungen vom Fahrplan bestrafen. Jedoch ist darauf zu achten, dass keine
Eintrittsbarrieren fiir neue Marktteilnehmer geschaffen werden. Im Wesentlichen
sind dafiir in Deutschland die Regeln zur Berechnung der Ausgleichsenergieprei-

se weiterzuentwickeln.

9. Eine gemeinsame Beschaffung von Leistung fiir Redispatch und Regelleis-
tung iiber eine kraftwerksscharfe Plattform konnte dazu beitragen, Ineffi-

zienzen zu vermeiden.

Sowohl fiir den Redispatch zur Behebung von Netzengpassen als auch fiir die Er-
bringung von Regelleistung werden flexible Erzeugungs-, Speicher- und Nachfra-
gekapazititen benotigt. Wenn Kapazititen fiir beide Mafnahmen separat be-
schafft werden, besteht die Gefahr von Ineffizienzen, da z. B. Kraftwerke bereits
fiir die Regelleistungsbereitstellung verplant worden sind, deren Leistung im

Rahmen des Redispatch verandert werden soll.
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Eine gemeinsame Beschaffung von Leistung fiir Redispatch und Regelleistung
tiber eine kraftwerksscharfe Plattform analog zum Regulating Power Market in
Skandinavien wurde im vorliegenden Projekt nicht detailliert untersucht, stellt
aber gleichwohl einen vielversprechenden Ankniipfungspunkt fiir weitere For-

schungsarbeiten dar.
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5 Netzengpassmanagement und Netztarifierung bei verstiarkter
Einspeisung erneuerbarer Energien

Das Netzengpassmanagement auf deutscher und europdischer Ebene ist ein wesentli-
cher Aspekt des zukiinftigen Strommarktdesigns. Mit steigendem Anteil erneuerbarer
Energien ergeben sich neue Anforderungen an ein effizientes Netzengpassmanagement.
Neben dem Netzausbau gibt es zahlreiche internationale Beispiele fiir eine effiziente
Bewirtschaftung von Netzengpdssen und somit fiir eine verbesserte Integration von
Netz und Markt. Dariiber hinaus konnen lastnahe und dezentrale Flexibilitdten einen
Beitrag zur Vermeidung von Netzengpissen im Ubertragungsnetz leisten. Der Schwer-
punkt in diesem Kapitel liegt daher auf einer gesamtwirtschaftlichen Kosten-Nutzen-
Analyse des Netzausbaus sowie einer Analyse alternativer marktbasierter Netzeng-

passmanagement-Methoden.

5.1 Bedeutung des Netzengpassmanagements und der Netztarifierung in einem
System mit hohem Anteil an EE

In diesem Kapitel werden internationale Erfahrungen zum und Anforderungen an das
Netzengpassmanagement thematisiert. Zudem erfolgt eine Bestandsaufnahme der heu-
tigen Netznutzungstarifierung und der Hemmnisse hinsichtlich dezentraler Flexibili-

tatsbereitstellung.

5.1.1 Internationale Erfahrungen zum Netzengpassmanagement

Die zukiinftige Ausgestaltung des Netzengpassmanagements ist ein wesentlicher Aspekt
des Europaischen Strommarktdesigns. Nicht zuletzt wegen des starken Anstiegs der in-
stallierten Leistung der erneuerbaren Energien und der damit einhergehenden Netzen-
gpasse im deutschen Ubertragungsnetz gewinnt ein effizientes Engpassmanagement
verstarkt an Bedeutung. Langfristig tragen der Ausbau von Ubertragungsleitungen oder
gezielte Standortanreize, beispielsweise durch eine Auktionierung von Kraftwerks-
standorten, zur Engpassbehebung bei. Kurzfristig ermoglichen Netzengpassmanage-
mentmethoden wie Nodal und Zonal Pricing sowie Uniform Pricing mit Redispatch die

Behebung von Netzengpassen.

Im deutsch-dsterreichischen Marktgebiet wird im Strommarkt (EEX und EPEX Spot)
aktuell von einer Preiszone ausgegangen (Uniform Pricing). Die im Anschluss an den
Day-Ahead-Handel gemeldeten (und eventuell um Handelsgeschifte am Intraday-Markt

angepassten) Kraftwerkseinsatzpldane ignorieren hierbei die Restriktionen des Strom-



Netzengpassmanagement und Netztarifierung bei verstarkter Einspeisung erneuerbarer Energien

netzes. Dieser Umstand fiihrt im verstarkt regenerativ gepragten deutschen Versor-
gungssystem aufgrund des Auseinanderfallens von Erzeugung und Nachfrage zu struk-
turellen Netzengpassen. Diese werden durch Redispatch mit Eingriff der Ubertra-
gungsnetzbetreiber in die Erzeugungsleistung von Kraftwerken behoben. Dabei werden
Kraftwerke in der Uberschussregion heruntergefahren und Kraftwerke in der Defizitre-
gion hochgefahren. In der Summe wird somit die gleiche Menge an Strom erzeugt, ohne
dass es zu Uberlastungen der Ubertragungsnetze kommt. Die Entschidigung der Kraft-
werke fiir die Teilnahme am Redispatch kann dabei kostenbasiert oder marktbasiert in

Form von Geboten erfolgen.154

Bei einem kostenbasierten Redispatch werden die Kraftwerksbetreiber, die am Re-
dispatch teilnehmen, auf Basis ihrer Grenzkosten vergiitet. Die Betreiber der Kraftwerke
in der Uberschussregion reduzieren dabei ihre Leistung aufgrund des Netzengpasses
und zahlen dem Ubertragungsnetzbetreiber die von ihnen eingesparten Grenzkosten.
Diese miissen sie zahlen, da sie weiterhin die Vergiitung aus ihren Liefervertragen erhal-
ten und ihnen zeitgleich keine Erzeugungskosten mehr entstehen. Die Kraftwerksbe-
treiber in der Defizitregion, die aufgrund des Netzengpasses die Leistung ihrer Kraft-
werke erhéhen, bekommen von dem Ubertragungsnetzbetreiber ihre Grenzkosten er-
stattet. Auf diese Weise werden alle beteiligten Kraftwerksbetreiber so gestellt, als wenn
kein Netzengpass aufgetreten wire. Ein kostenoptimaler Redispatch hangt von ver-
schiedenen Faktoren ab. Zum einen wird die optimale Redispatch-Menge von der Ent-
fernung der Kraftwerke zum Netzengpass bzw. der Effektivitiat eines Eingriffs auf den
Netzengpass determiniert. Zum anderen haben die Ubertragungsnetzbetreiber bei einer
Vergiitung auf Kostenbasis keine Informationen tiber die tatsachlichen Grenzkosten der
Kraftwerke.155 Die Kraftwerksbetreiber in der Uberschussregion haben grundsitzlich
einen Anreiz, zu niedrige eingesparte Grenzkosten anzugeben, wohingegen Kraftwerks-
betreiber in der Defizitregion zusatzliche Gewinne machen, wenn sie zu hohe Grenzkos-
ten mitteilen. Neben Deutschland kommt der kostenbasierte Redispatch u. a. in Landern
wie Osterreich und der Schweiz zum Einsatz. In diesen Lindern werden jedoch unter-

schiedliche Formen dieses Vergilitungsmodells genutzt.156

Ein markt- bzw. wettbewerbsbasierter Redispatch findet u.a. in Finnland und
Schweden Anwendung.1>7 Bei einem marktbasierten Redispatch existieren verschiedene
Moglichkeiten, wie die am Redispatch teilnehmenden Kraftwerke ausgesucht werden
koénnen. Zum einen kann die Auswahl der Kraftwerke fiir den Redispatch iliber eine zent-

rale Instanz erfolgen. Diese Instanz hatte nach Beendigung des Borsenhandels Einsicht

154 \/gl. Bundesnetzagentur (2007).
155 v/gl. Hoffler (2009).

156 v/gl. Inderst/Wambach (2007).
57 v/gl. Ding/Fuller (2005).
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in das Orderbuch und kénnte anhand der dort abgegebenen Gebote die passenden
Kraftwerke fiir den Redispatch festlegen. Fraglich ist jedoch bei dieser Ausgestaltungs-
form, welcher Instanz dieses Recht eingerdumt werden sollte, da diese theoretisch die
Moglichkeit hatte, die Informationen fiir die Abgabe strategischer Gebote auszunut-

zen.158

Eine weitere Moglichkeit ist es, die am Redispatch teilnehmenden Kraftwerke mittels
einer zentralen Auktion zu bestimmen. Dabei entsteht ein Markt fiir positive und negati-
ve Redispatch-Kapazitaten. Hier geben die Kraftwerksbetreiber getrennt von den Gebo-
ten flr die Teilnahme am Spotmarkt Gebote ab, zu denen sie bereit sind, die Leistung
ihrer Kraftwerke im Falle eines Netzengpasses anzupassen.!5® Der Ubertragungsnetzbe-
treiber bildet abhdngig von der Gebotshohe je eine Merit Order fiir positive und negative
Redispatch-Kapazititen. In der Uberschussregion werden die Kraftwerksbetreiber mit
dem hochsten Gebot dazu aufgefordert, die Leistung ihrer Kraftwerke zu reduzieren. In
der Defizitregion werden hingegen die Kraftwerksbetreiber, die das niedrigste Gebot

abgegeben haben, dazu aufgefordert, die Leistung ihrer Kraftwerke zu erhohen.

Bei einer derart marktbasierten Ausgestaltung sollten zur Steigerung der Liquiditat und
Effizienz die Reserve- und Redispatch-Markte zusammengefiihrt werden.1¢® Problema-
tisch ist jedoch die Gefahr strategischen Verhaltens bei strukturellen Engpassen, da
Kraftwerke in der Defizitregion ihre Kapazitiaten ganz oder teilweise auf dem Grofshan-
delsmarkt zuriickhalten wiirden, um im Falle eines Netzengpasses fiir den Redispatch
ausgewahlt zu werden. Durch das Zurtickhalten von Kapazititen auf dem Grofshandels-
markt erscheint das Defizit grofler und der Grofhandelspreis steigt im Vergleich zum
kostenbasierten Redispatch. Das Problem des strategischen Verhaltens verstiarkt sich
zudem bei lokaler Marktmacht.161

Neben dem aktuell in Deutschland implementierten Einheitspreissystem mit Redispatch
stellen Netzengpassmanagement-Methoden wie Market Splitting denkbare kurzfristige
und operative Alternativen dar. Unter Market Splitting werden Verfahren wie Nodal
oder Zonal Pricing zur markt- und netzorientierten Koordination von Nachfrage und
Erzeugung verstanden. Bei der Bildung nodaler Preise werden die Restriktionen des
Stromnetzes implizit beriicksichtigt.162 Im Falle eines Ubertragungsengpasses ergeben
sich so verschiedene Preise an den Netzknoten. Diese nodalen Preise setzen sich aus drei

Komponenten zusammen:

Nodaler Preis = Systempreis + Engpasskosten + Kosten fir marginale Verluste

158 \/gl. Wawer (2007).

159 v/gl. Wawer (2007).

180 \/gl. Frontier Economics/Consentec (2008).
181 \/gl. Inderst/Wambach (2007).

162 \/gl. Schweppe et al. (1988).
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Der Systempreis ergibt sich aus den variablen Kosten des Grenzkraftwerks unter der
Annahme, dass keine Netzengpisse und Ubertragungsverluste existieren. Die Engpass-
kosten bestimmen sich als Grenzpreis der Ubertragung, wenn die nachgefragte Strom-
menge um eine marginale Einheit erhoht wiirde. Sie geben somit die Kosten einer zu-
satzlich iibertragenen MWh an und sind ein Maf fiir die Knappheit von Ubertragungs-
kapazitdt. Analog zu dieser Grenzbetrachtung ergeben sich die Kosten fiir marginale
Verluste. Auf diese Weise entstehen effiziente Preissignale, die den Marktteilnehmern
anzeigen, wo es vorteilhaft ist, eine zusatzliche Einheit Strom zu konsumieren oder zu

erzeugen.

Bei einem zonalen Preissystem (Zonal Pricing) werden einzelne Netzknoten zu Zonen
zusammengefasst oder es wird ein Marktgebiet in mehr als eine Zone aufgeteilt. Die

Preisbildung erfolgt dann analog zum Nodal Pricing.

Im Hinblick auf die Bildung von Marktzonen gibt es unterschiedliche Ausgestaltungs-
moglichkeiten. Zum einen konnen die Zonen endogen bestimmt werden. Dabei wird an-
genommen, dass Engpasse innerhalb der Zonen selten sind und zwischen den Zonen
haufig. Sobald vermehrt Engpasse innerhalb der Zonen auftreten, wird die Zoneneintei-
lung angepasst. Vorteile dieses Ansatzes sind eine hohe Flexibilitdit und Effizienz der
Engpassbewirtschaftung. Jedoch fiihren endogene Zonen zu gesteigerten Unsicherhei-
ten, da die Marktteilnehmer die Zoneneinteilung im Vorfeld ihrer Transaktionen nicht
kennen. Zum anderen konnen die Zonen exogen bestimmt werden. Dabei wird die Zo-
neneinteilung im Voraus festgelegt. Dies schafft zwar Transparenz, kann jedoch zu inef-
fizienten Losungen fiihren, wenn unerwartet Engpasse innerhalb der vorab definierten
Zonen auftreten. Aus diesem Grund sollte eine regelméiRige Uberpriifung der exogenen

Zoneneinteilung Bestandteil eines effizienten zonalen Preissystems sein.163

Nach gangiger 6konomischer Lehrmeinung stellt Nodal Pricing den optimalen Ansatz
des operativen Netzengpassmanagements dar.1®4 Nodal Pricing wird zurzeit in den
Maérkten von Pennsylvania-New Jersey-Maryland Interconnection (PJM), NYISO (New
York Independent System Operator), CAISO (California Independent System Operator),
SPP (Southwest Power Pool), ERCOT (Electric Reliability Council of Texas) sowie ISO-NE
(ISO New England) angewandt.

Eine zeitnahe Einfiihrung von Nodal Pricing ist allerdings in Deutschland und Europa
kaum zu erwarten. Zum einen bestehen Bedenken hinsichtlich der Auswirkungen auf die

Liquiditat des Energiehandels.16> Zum anderen ware fiir die Umsetzung ein unabhangi-

163 \/gl. Harvey/Hogan (2000) sowie Brunekreeft et al. (2007).
164 v/gl. Hogan (1999).
185 \/gl. Ehrenmann/Smeers (2004), S. 12.
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ger Systembetreiber (ISO) erforderlich, dessen institutionelle Verankerung kurzfristig

nicht umsetzbar erscheint.

Auch beziiglich einer Einfihrung von Zonal Pricing gehen die Meinungen auseinander.
Internationale Erfahrungen beispielsweise in PJM oder Australien haben gezeigt, dass
Zonal Pricing gegeniiber Nodal Pricing zu einem nicht konsistenten Ergebnis fithren
kann.166 Dies liegt zum einen daran, dass durch die Aggregation von Netzknoten zu Zo-
nen physikalische Grundséatze von Stromnetzen ignoriert werden. Denn kommt es beim
Nodal Pricing zu einem Engpass zwischen zwei Netzknoten, konnen sich aufgrund paral-
leler Lastfliisse im Stromnetz die Preise an allen und nicht nur an den vom Engpass be-
troffenen Netzknoten unterscheiden. Die Missachtung paralleler Lastfliisse und zonenin-
terner Netzengpasse fiihrt schliefdlich zu einem nicht engpassfreien Ergebnis. Die ver-

bleibenden Netzengpasse miissen dann durch Redispatch behoben werden.

Zum anderen konnen bei einem zonalen Preissystem bilaterale Vertrdge (OTC-
Geschafte) zu nicht kompatiblen Anreizen fiihren. Im Falle eines Engpasses miissten die
Nachfrager in der Hochpreiszone an der Strombérse einen héheren Preis zahlen. Uber
einen bilateralen Vertrag mit einem Anbieter in der Niedrigpreiszone kénnten sie somit
die durch den Engpass bedingten zusatzlichen Kosten einsparen. Werden in solch einem
Fall zu viele bilaterale Vertrage aufderhalb der Strombdrse abgeschlossen, wird die Ef-
fektivitit und Effizienz des zonalen Preissystems konterkariert. Schlussendlich kann
dieser Umstand zu einem hoheren Redispatch-Bedarf fiihren als bei einem Einheits-
preissystem.

Dennoch zeigen Erfahrungen beispielsweise in Skandinavien, dass durch Zonal Pricing
strukturelle und dauerhafte Engpassel¢’ effizient bewirtschaftet und somit die Sys-
temstabilitdt unterstiitzt werden konnen. Das Problem zoneninterner Netzengpasse be-
steht auch dort. Die inkonsistenten Anreize durch bilaterale Vertrage werden jedoch
umgangen, indem alle Handelsgeschafte zwischen den fest definierten Preiszonen tliber

die Stromborse abgewickelt werden miissen.

Im Falle einer Einfiihrung eines zonalen Preissystems in Deutschland sind die darge-
stellten internationalen Erfahrungen zu beriicksichtigen. Dartliber hinaus muss vorab
eine quantitative Bewertung von Effektivitat und Effizienz erfolgen. Schlief3lich gilt es

zwischen den moglichen Alternativen sorgfaltig abzuwagen.168

166 \/gl. Ehrenmann/Smeers (2004), S. 11 und S. 12.

167 Bei intermittierenden und temporaren Netzengpassen (in Verbindung mit exogenen Preiszonen) hingegen ist
der Beitrag eines zonalen Preissystems zur Engpassbehebung begrenzt.

188 \/gl. Kapitel 5.2.
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5.1.2 Bestandsaufnahme der heutigen Netznutzungstarifierung und der
Hemmnisse dezentraler Flexibilititsbereitstellung

Die Netze werden je nach ihrer Funktion in Ubertragungs- und Verteilungsnetze einge-
teilt, also entsprechend dem auf hoher Spannung und tiber weite Strecken stattfinden-
den Stromtransport vom Stromerzeuger in die Verbraucherzentren (Ubertragung) so-
wie dem auf niedriger und mittlerer Spannung stattfindenden Transport zum einzelnen
Stromabnehmer (Verteilung). Dabei wird das Hochstspannungsnetz (220 kV, 380 kV)
den Ubertragungsnetzen zugeteilt, wihrend die restlichen Spannungsbereiche in das

Verteilernetz fallen.

Hierbei unterteilt sich das Netz, wie in Abbildung 50 dargestellt, in vier Spannungsberei-

chel69;

1. Hochstspannungsnetze (H6S) mit z. B. 220 kV und 380 kV

2. Hochspannungsnetze (HS) mitz. B. 110 kV

3. Mittelspannungsnetze (MS) mit z. B. 10 kV und 20 kV

4. Niederspannungsnetze (NS) mit z. B. 230 V und 400 V
HoS Hochstspannungsebene - -

220/380

o T T Ubertragungsnetz

MS

> (Regionales)
10/20/30 kv - - Mittelspannungsebene - - Verteilnetz

NS

o 4 Niederspannungsebene - -

Abbildung 50: Netzbereiche und Netznutzungsentgelte

Jedem Netzbetreiber wird durch die Anreizregulierungsverordnung (ARegV) eine indi-
viduelle Erlosobergrenze vorgegeben. Die Methode zur Ermittlung der Entgelte fiir den
Stromkunden wird in der Stromnetzentgeltverordnung (StromNEV) detailliert festge-

legt. So richten sich die Netzentgelte ,nach der Anschlussnetzebene der Entnahmestelle,

1%9 Heuck/Dettmann/Schulz (2013).
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den jeweils vorhandenen Messvorrichtungen an der Entnahmestelle sowie der jeweili-
gen Benutzungsstundenzahl der Entnahmestelle“.170 Der jeweilige Netzbetreiber hat
seine Netzkosten ,auf Basis des letzten abgeschlossenen Geschiftsjahres“l71 zusammen-
zustellen. Um das Netznutzungsentgelt zu bestimmen, werden die Kosten jeder einzel-
nen Netzebene ermittelt und diese dann mit den Erlésen dieser Netzebene verrechnet,
die Differenz wird auf die nachste Netzebene abgewalzt. Es wird weiter nach Verbrau-
chern mit und ohne viertelstiindliche Leistungsmessung unterschieden. Kunden ohne
Leistungsmessung haben einen Grundpreis sowie einen Arbeitspreis (AP) zu zahlen. Der
Netzkunde mit Leistungsmessung zahlt ebenso einen Arbeitspreis, entrichtet aber statt
dem Grundpreis einen Leistungspreis (LP). Dieser Leistungspreis wird auf der Grundla-
ge des hochsten monatlichen bzw. jahrlichen Viertelstundenleistungswertes berechnet.
Insgesamt sind fiir die individuelle Bepreisung drei Informationen notig: die im jeweili-
gen Jahr abgenommene Strommenge, die abgenommene maximale Leistung, sofern vor-
handen, sowie die Spannungsebene der Entnahme. Die Arbeits- und Leistungspreise
nehmen von der Netzebene 1 zur Netzebene 7 zu. In Teilen sind die Leistungspreise der
Netzebene 7 niedriger als in Netzebene 6, wobei gleichzeitig der Arbeitspreis stark an-
steigt. Dies ist im Wesentlichen dem Umstand der fehlenden Leistungsmessung auf Ebe-

ne der Haushaltskunden geschuldet.

Aufgrund der sich weiterwalzenden Kosten aus den vorgelagerten Netzebenen wird die-
se Systematik auch als ,Briefmarkensystematik“ bezeichnet, da jede Transportebene ihr
»Porto“ verlangt (vgl. Abbildung 50).

Die Netznutzungsentgelte sind bundesweit nicht einheitlich, sondern variieren regional
unterschiedlich stark (vgl. Abbildung 51).

170§ 17 Abs. 1 StromNEV (2013).
71§ 3 Abs. 1 StromNEV (2013).
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Abbildung 51: Netznutzungsentgelte im Jahr 2014 fir einen Jahresverbrauch von 4.000 kwh

Abbildung 51 zeigt, dass die Netzentgelte im Norden und Osten Deutschlands, besonders
in der Regelzone des Ubertragungsnetzbetreibers 50Hertz Transmission GmbH, deutlich
hoher sind als in West- bzw. Stidwestdeutschland. Zum einen ist dies getrieben durch
hohe Investitionskosten in den Zubau der Ubertragungs- und Verteilnetze, die auf die
regionalen Stromnutzer abgewalzt und nicht liberregional ausgeglichen werden. Zum
anderen verursacht die hohe dezentrale Einspeisung erneuerbarer Energien hohere
Netzkosten. In dem Fall, dass die Stromnachfrage einer Netzebene kleiner ist als die de-
zentrale Einspeisung, kommt es zu einer Riickspeisung der Energie in die vorgelagerten
Netzebenen. Hierbei kann es bis zur Riickspeisung in das Hochstspannungsnetz kom-
men, was wiederum einen verstarkten Netzausbau durch eine erhéhte Belastung der
Mittel- und Hochspannungsebenen erfordert. Diese erh6hten Netzkosten werden auf die
ortlichen Netzentgelte aufgeschlagen und fallen letztlich den Netznutzern zur Last. Er-
ganzend ist der Punkt der demografischen Entwicklung zu beachten. In der grofsflachi-
gen Regelzone der 50Hertz Transmission GmbH leben nur etwa 20 % der Bevolkerung
Deutschlands und das Gebiet ist von erh6hter Abwanderung betroffen. Da die Gesamt-
kosten auf die Summe des Energieverbrauchs verteilt werden, ergibt sich somit eine

Steigerung des individuellen Netznutzungsentgelts je Kunde.173

Es gibt allerdings Ausnahmen von der Pflicht zur Zahlung der vollen Netzentgelte. Son-

derformen der Netznutzung nach § 19 StromNEV sind die atypische Netznutzung sowie

72 Ene’t (2013) und UNB (2013), S. 11.
1% v/gl. Schucht (2010).
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eine Reduktion der Netzentgelte bei einem Bezug von mehr als 10 GWh. Unter einem
atypischen Netznutzer wird ein Stromverbraucher verstanden, dessen Hochstlast in ei-
ner Netzebene vorhersehbar zu einem anderen Zeitpunkt stattfindet als die Hochstlast
der ubrigen Netznutzer. In diesem Fall hat der Netzbetreiber dem Netznutzer ein indivi-
duelles Netzentgelt anzubieten, das bis zu mindestens 20 % des tiblichen Netzentgelts
entspricht. Bei einer Abnahme ab 10 GWh sowie einer Benutzungsstundenzahl von min-
destens 7.000 Stunden pro Jahr betragt das Netzentgelt 20 % des vero6ffentlichten
Netzentgelts. Bei mindestens 7.500 Benutzungsstunden pro Jahr sind es 15 % und bei

mindestens 8.000 Benutzungsstunden 10 % des veroffentlichten Netzentgelts.

Zu erwahnen sind in diesem Zusammenhang auch die vermiedenen Netzentgelte, die
nach § 18 StromNEV an dezentrale Erzeugungseinheiten auf unterlagerten Netzebenen
gezahlt werden. Mafdgeblich hierfiir sind die Vermeidungsleistung und die Vermei-

dungsarbeit einer Anlage sowie die lokalen Netzentgelte.174

Die Bereitstellung von Flexibilitdt kann im Hinblick auf die zuvor genannten Regelungen
zum Teil grofse Gefahren bergen. Denn obwohl sie zundchst einzelne Verbraucher bes-
serstellen, werden sie zum Hemmnis bei der Flexibilitiatsbereitstellung. So laufen regel-
bare Lasten mit atypischer Netznutzung, die Flexibilitdt in ,typischen” Zeiten zur Verfii-

gung stellen, Gefahr, anschliefend von der Entgeltreduktion ausgenommen zu werden.

Strompreisbedingte oder durch Regelenergieabrufe induzierte Lastabschaltungen sen-
ken die Benutzungsstunden, sodass die Abschldge auf die Entgelte sich reduzieren oder
ganz wegfallen konnten. Falls der Stromverbrauch zudem unter 10 GWh fallt, werden
die Entgeltreduktionen aufgehoben.

Bei der Zuschaltung von Last (z. B. bei nachholender Produktion im Nachgang einer
strompreisbedingten oder durch Regelenergieabrufe induzierten Abschaltung) kann es
zu einem neuen Verbrauchsmaximum kommen, was mit einer abrechnungsrelevanten
Netzspitze einhergeht. Diese neue Netzspitze erhoht die Leistungspreiskomponente.
Dartiber hinaus sinken die Benutzungsstunden, da die durchschnittliche Auslastung als

Quotient aus Jahresenergieverbrauch und Jahreshochstlast sinkt.

Im Hinblick auf dezentrale Erzeugungsanlagen ist zwischen solchen im Verteilnetz und
solchen in an das 6ffentliche Stromnetz angeschlossenen Inselsystemen (z. B. Industrie-
netze) zu unterscheiden. Bei Anlagen im Verteilnetz konnen Regelungen dazu fiihren,

dass es zu Einbufden bei Vermeidungsarbeit bzw. Vermeidungsleistung kommt. Bei In-

% Unter Vermeidungsarbeit wird (unter Beriicksichtigung von Netzverlusten der jeweiligen Netz- bzw. Um-
spannebene) die Differenz zwischen der durch Stromverbraucher und nachgelagerte Netz- bzw. Umspann-
ebene enthommenen elektrischen Energie sowie der aus der vorgelagerten Netz- bzw. Umspannebene ent-
nommenen elektrischen Energie verstanden. Vermeidungsleistung wiederum beschreibt die Differenz zwi-
schen der zeitgleichen Jahreshdchstlast aller Entnahmen aus der Netz- bzw. Umspannebene sowie der maxi-
malen Jahresbezugslast aus der vorgelagerten Netz- bzw. Umspannebene. Ausnahmen gibt es fir EE- und
KWK-Anlagen.



Netzengpassmanagement und Netztarifierung bei verstarkter Einspeisung erneuerbarer Energien

dustrienetzen fiihrt eine Regelung der Erzeugungsanlagen in der Regel zu einer Veran-
derung des Verbrauchs gegeniiber dem offentlichen Netz, sodass die zuvor genannten

Anmerkungen zur Zu- bzw. Abschaltung von Verbrauchern zum Tragen kommen.

Die Bereitstellung dezentraler Flexibilititen auf der Verbraucherseite wirkt sich neben
der Netzentgeltberechnung ebenfalls bei der Berechnung der verschiedensten Abgaben
und Umlagen aus. So sind u. a. bei der EEG-Umlage mengen- und kostenabhangige Ra-
battstaffeln enthalten, die bei ungiinstigen Konstellationen der Flexibilitatsbereitstel-

lung entfallen konnen.

5.1.3 Anforderungen an das Netzengpassmanagement

Die Anforderungen an das Netzengpassmanagement leiten sich aus den technisch Kriti-

schen und 6konomischen Auswirkungen von Netzengpdssen ab.

Aufgrund begrenzter Ubertragungskapazititen kann es in Abhingigkeit des Preissys-
tems (Nodal oder Zonal Pricing, Uniform Pricing mit Redispatch) und der rdaumlichen
Struktur von Erzeugung und Nachfrage zu einer Uberlastung von Ubertragungsleitungen
kommen. Eine dauerhafte Belastung von Ubertragungsleitungen oberhalb der thermi-
schen Grenzleistung kann zu einem Leitungsausfall und somit einem Systemungleich-
gewicht fithren. Die Behebung bzw. Bewirtschaftung von Netzengpassen ist daher we-
sentlich zur Aufrechterhaltung der Systemstabilitat.

Ein engpassbehaftetes Stromnetz fiihrt grundsatzlich zu einem abweichenden Kraft-
werkseinsatz und somit anderen Systemkosten als ein engpassfreies Netz (Kupferplat-
te). Abhdngig vom gewahlten Netzengpassmanagement-System ergeben sich dabei un-
terschiedliche Auswirkungen auf die Gesamtwohlfahrt (Verteilung von Konsumenten-
und Produzentenrente). Fiir den Fall einer unelastischen Nachfrage kann gezeigt wer-
den, dass sich die Gesamtwohlfahrt unabhdngig vom Netzengpassmanagement-System
nicht verandert. Wesentliche Voraussetzung ist jedoch, dass sich ein identischer Kraft-
werkseinsatz ergibt.17> Abweichungen und somit Verdnderungen der Gesamtwohlfahrt
konnen dann aus Inflexibilitaten der Kraftwerke oder Ineffizienzen wie Marktmacht und
strategischem Verhalten resultieren. Langfristig nimmt das verwendete Preissystem
zudem Einfluss auf Kraftwerksinvestitionen. Letzterer Aspekt steht in Wechselwirkung
mit den technisch kritischen Implikationen, da eine geografisch unglinstige bzw. netzde-
stabilisierende Allokation von Kraftwerken die Netzengpasssituation verstirken und

somit die Systemstabilitat gefahrden kann.176

175 \/gl. Ding/Fuller (2005).

178 Die aktuelle Entwicklung in Deutschland zeigt, dass beim derzeit implementierten Einheitspreissystem und
den damit verbundenen fehlenden Standortanreizen zum einen verstarkt Kraftwerke in Stiddeutschland still-
gelegt und zum anderen aber neue Kraftwerke in Norddeutschland zugebaut werden. Dies fuhrt weniger zu
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Grundsatzlich sollten bei der Bewertung von Netzengpassmanagement-Methoden die
Auswirkungen auf die Gesamtwohlfahrt im Vordergrund stehen. Dabei ergibt sich als
erste konkrete Anforderung, dass das Netzengpassmanagement-System effektiv ist, das
heifdt, dass die Methode tatsachlich zur Erreichung des damit bezweckten Ziels fiihrt. Im
Fall von Netzengpassmanagement ist das primare Ziel sicherlich die Behebung von
Netzengpassen. Dementsprechend ist die Effektivitiat einer Ausgestaltung daran zu
messen, ob dadurch tatsachlich die Haufigkeit und das Ausmaf von Netzengpassen re-

duziert werden.

Die zweite wesentliche Anforderung ist die Effizienz. Dies bedeutet, dass das angestreb-
te Ziel mit geringstmoglichen Kosten (d. h. anderweitigen Wohlfahrtsverlusten) erreicht
werden soll. Im Kontext des Netzengpassmanagements folgt aus dieser Anforderung
unter anderem, dass Ineffizienzen wie Marktmacht und strategisches Verhalten zu ver-

meiden sind.

Aus den genannten Anforderungen ergeben sich weitere spezifische Anforderungen an
das Netzengpassmanagement und damit einhergehende Implikationen fiir das deutsche
bzw. europdische Engpassmanagement-System, die Tabelle 19 entnommen werden

konnen.

Tabelle 19: Systematisierung von Anforderungen an das Netzengpassmanagement

Anforderungen Implikationen fiir Deutschland

Vollstandige bzw. optimale Bei einem Einheitspreissystem hangt die Ausnutzung

Ausnutzung von Ubertra- ... Ubertragungskapazitit im Falle eines Engpasses von

gungskapazititen der Hohe des durchgefiihrten Redispatch ab. Aus Griin-
den der Systemstabilitit tendenziell zu hohe Eingriffe
reduzieren die Leitungsauslastung und fiihren zu zu-
satzlichen Kosten, da die Kraftwerke in der Uberschuss-
region nicht kostenoptimal eingesetzt werden (zu hoher

negativer Redispatch).

» Beim zonalen Preissystem hangt die Ausnutzung der
Ubertragungskapazititen insbesondere von den vorge-
gebenen Handelskapazititen (Net Transfer Capacities,

NTC) zwischen den Preiszonen ab.

» Beim nodalen Preissystem werden die Ubertragungslei-

einer Entlastung als zu einer Verstarkung der Engpasssituation in Deutschland. Es kann jedoch nicht ab-
schlieBend beurteilt werden, ob mit Einfilhrung eines nodalen oder zonalen Preissystems dieses Problem
uberwunden werden kdnnte. Vgl. hierzu auch Kapitel 5.2.2.
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tungen durch Beriicksichtigung der Netzrestriktionen
bereits im Spotmarkt grundsatzlich optimal ausgenutzt.

Diskriminierungsfreiheit
und Transparenz

* Das aktuell in Deutschland implementierte Netzeng-

passmanagement-System sieht eine Verpflichtung zum
Redispatch aller an das Hoch- und Héchstspannungs-
netz angeschlossenen Erzeugungsanlagen vor. Die kos-
tenbasierte Verglitung schafft dabei trotz der Standardi-
sierung durch die Bundesnetzagentur kaum Transpa-

renz.

Bei einem zonalen Preissystem hdngt die Transparenz
insbesondere vom Verfahren zur Festlegung der Preis-
zonen und der Handelskapazitit (Net Transfer Capacity,
NTC) ab.

Marktorientierung und
effiziente Preisbildung

Eine marktbasierte Beschaffung von Redispatch-
Kapazititen steigert die Effizienz. Um eine Aufteilung
der Liquiditat zwischen Redispatch- und Reservemark-
ten zu vermeiden, ist eine Zusammenfithrung der Mark-

te von Vorteil.

Nodal und Zonal Pricing sind per Definition marktba-
sierte Mechanismen. Bei beiden Ansatzen spiegeln die
Marktpreise die Grenzkosten der Erzeugung, des Trans-

ports und der Engpassbehebung wider.

Wettbewerbskonformitat

» Unabhdngig von den diskutierten Netzengpassmanage-

ment-Methoden sind die Vermeidung von Wettbe-
werbsverzerrungen und der Erhalt der Wettbewerbsin-
tensitat auf Spot- und Regelleistungsmarkten anzustre-

ben.

Internationale Kompatibi-
litat

» Eingriffe in die Fahrweise von Kraftwerken (Redis-

patch) sind regelzoneniibergreifend und auch grenz-

uberschreitend abzustimmen.

Bei der Einfiihrung alternativer Netzengpassmanage-
ment-Methoden (Nodal oder Zonal Pricing) sind auch
die Wechselwirkungen mit dem Ausland (z. B. Auswir-
kungen auf Austausch- und Transitfliisse) zu bertick-

sichtigen.

Bei der Bewirtschaftung von Grenzkuppelstellen wird
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mit der Umstellung auf Flow-Based Market Coupling
und der Neubewertung von Gebotszonen ein institutio-
neller Rahmen fiir eine Weiterentwicklung des deut-
schen Netzengpassmanagement-Systems geschaffen.
Grundsatzlich erscheint dabei eine Orientierung von
Zonengrenzen an Ldndergrenzen immer weniger ziel-

fiihrend.177

Aufbauend auf den diskutierten Methoden des Netzengpassmanagements und deren
Anforderungen werden nachfolgend fiir Deutschland denkbare Ansatze methodenge-
stiitzt untersucht. Im Vordergrund steht dabei eine Bewertung der Engpassbehebung
durch Netzausbau gegeniiber einer Beseitigung durch Redispatch sowie eine Wirkungs-

analyse der Einfiihrung von Preiszonen in Deutschland auf die Netzengpasssituation.

5.2 Methodengestiitzte Untersuchung des Netzengpassmanagements und
Netzausbaus im Ubertragungsnetz

Das Netzengpassmanagement auf deutscher und europdischer Ebene ist ein wesentli-
cher Aspekt des zukiinftigen Strommarktdesigns. Wegen des starken Anstiegs der Kapa-
zitdten aus erneuerbaren Energien ist mit einer zunehmenden Anzahl an Netzengpassen
zu rechnen. Netzausbau und ein effizientes Engpassmanagement stellen dabei vielver-

sprechende Losungsansitze dar.

In diesem Abschnitt werden daher eine gesamtwirtschaftliche Kosten-Nutzen-Analyse
des Netzausbaus sowie eine Analyse alternativer marktbasierter Netzengpassmanage-

ment-Methoden vorgenommen.

5.2.1 Gesamtwirtschaftliche Kosten-Nutzen-Analyse des Netzausbaus unter
unterschiedlichen Zielkriterien

Infolge der zunehmenden Konzentration der elektrischen Energieerzeugung an lastfer-
nen Standorten sieht sich das Ubertragungsnetz bereits heute mit wachsenden Anforde-
rungen in Bezug auf den Transport der elektrischen Energie zu den Lastschwerpunkten
konfrontiert. Die ambitionierten Ziele fiir den Ausbau der erneuerbaren Energien sowie
der Ausstieg aus der Atomkraft verstarken diesen Trend und lassen mittel- und auch

langfristig die Entstehung struktureller Engpiasse im Ubertragungsnetz erwarten.

Y7 \/gl. auch Abschnitt 5.2.2 fiir eine Analyse der Auswirkungen von Market Splitting bzw. Zonal Pricing in
Deutschland.
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Neben wettbewerbsorientierten und kostenbasierten Netzengpassmanagement-
Mafdnahmen zur effizienten Bewirtschaftung der Netzengpasse steht mit dem Ausbau
der Ubertragungsnetze eine weitere, langfristige Option zur umfassenden und dauerhaf-
ten Beseitigung von Netzengpassen zur Verfiigung. Eine gesamtwirtschaftlich kostenef-
fiziente Kombination von Netzengpassmanagement- und Netzausbaumafinahmen zur
Bewirtschaftung bzw. Beseitigung von Netzengpassen ist im Zusammenhang mit der
Dynamik der Energiewende eine besondere Herausforderung. Um der Entstehung struk-
tureller Netzengpasse entgegenzuwirken, versucht der Netzentwicklungsplan (NEP)
potenzielle zukiinftige Netzengpdsse zu identifizieren und geeignete Netzausbaumaf3-
nahmen zu deren Beseitigung festzulegen. Ziel des folgenden Abschnitts ist zunachst
eine quantitative gesamtwirtschaftliche Kosten-Nutzen-Analysel’8 der im Rahmen des
NEP 2012 vorgeschlagenen Netzausbaumafinahmen. Zur quantitativen Bewertung des
Kosten-Nutzen-Verhéltnisses des Netzausbaus werden die zusatzlichen Kosten durch
Netzengpassmanagement-Mafdinahmen im Falle einer Stagnation des Netzausbaus den
Kosten des Netzausbaus gegentibergestellt. Auf diese Weise kann die relative Vorteilhaf-
tigkeit des Netzausbaus gegeniiber einem Ausbaustopp des Ubertragungsnetzes - wenn
auch unter Vernachlassigung weiterer Folgen der Netzausbauentscheidung - bewertet
werden, wie Abbildung 52 zundchst modellhaft verdeutlicht. Diese relative Vorteilhaf-

tigkeit wird im Folgenden auf Basis von Modellrechnungen bestimmt.

Zusatzliche Kosten des Engpassmanagements im Vergleich
zu den Kosten des Netzaushaus

Zusatzliche Kosten Differenzkosten zum Kosten des Netzausbaus
Enpassmanagement Netzaushau (ohne StartnetzmaRnahmen)

Abbildung 52: Modellansatz der gesamtwirtschaftlichen Kosten-Nutzen-Analyse des Netzausbaus

178 Die vorgenommene Gegeniiberstellung bildet den Kernaspekt einer vollstandigen Kosten-Nutzen-Analyse
(engl. CBA, Cost Benefit Analysis) ab, indem die Kosten des Netzausbaus den Kosten fiir Redispatch gegen-
ubergestellt werden. Zu einer vollstdndigen CBA wiirden weitere Auswirkungen der Netzausbauentschei-
dung wie z. B. Fl&chen- und Landschaftsverbrauch, Auswirkungen auf Mensch und Umwelt etc. zdhlen, die
in der Regel nicht eindeutig in finanzielle GréRRen zu Uberfiihren sind. Eine umfassende Behandlung auch
dieser GroRen hatte den Rahmen des Forschungsprojekts gesprengt.
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Ein weiterer zentraler Einflussfaktor auf die Kosteneffizienz von Netzengpassmanage-
ment sowie die Notwendigkeit von Netzausbaumafinahmen ist die Allokation kiinftiger
konventioneller Kraftwerkszubauten. Standortentscheidungen fiir Kraftwerksinvestiti-
onen werden im derzeitigen Marktumfeld unabhédngig von daraus resultierenden Kosten
fiir Netzengpassmanagement oder Netzausbaumafdnahmen gefallt. Die Einfiihrung von
Anreizmechanismen in Form von Allokationssignalen kann zu verbesserten Standort-
entscheidungen fiir konventionelle Kraftwerke und in der Folge zu einer Reduktion der
Kosten fiir Netzengpassmanagementmafinahmen sowie zur Redundanz einzelner Netz-
ausbaumafinahmen fithren. Geografisch differenzierte Tarifsysteme (wie die sogenannte
Generation-Komponente oder kurz G-Komponente) bieten eine Mdéglichkeit zur Steue-
rung von Standortentscheidungen fir zukiinftige Kraftwerksinvestitionen tiiber die
Netzentgelte. Weiterer Untersuchungsgegenstand des Abschnitts ist deshalb die Analyse
des Einflusses einer ineffizienten Allokation von Kraftwerkszubauten auf das Ergebnis
der zuvor durchgefiihrten Kosten-Nutzen-Analyse im Zusammenhang einer Sensitivi-

tatsbetrachtung.

5.2.1.1 Methodik zur Bestimmung der langfristigen Kosten des
Engpassmanagements

Zur quantitativen Bewertung des Kosten-Nutzen-Verhaltnisses des Netzausbaus werden
die zusatzlichen Kosten durch Netzengpassmanagement-Mafdnahmen im Falle der Stag-
nation des Netzausbaus den im NEP ausgewiesenen Kosten der Netzausbaumafinahmen
gegeniibergestellt. Die langfristige Entwicklung der zusatzlichen Kosten fiir Netzeng-
passmanagement-Mafdnahmen wird im Rahmen einer modellgestiitzten Analyse abge-
schatzt. Die Analyse stiitzt sich auf den Vergleich von zwei Netzausbauszenarien. Fiir
jedes der Netzausbauszenarien erfolgt eine Berechnung der langfristigen Entwicklung
des zukiinftigen Redispatch-Bedarfs und der Redispatch-Kosten im entsprechenden

Szenario.

Im Szenario ,Startnetz“ werden der Redispatch-Bedarf und die damit verbundenen Kos-
ten fiir den Fall der Stagnation des Netzausbaus nach fristgerechter Realisierung der im
Gesetz zum Ausbau von Energieleitungen (EnLAG) festgelegten Maf3nahmen berechnet.
Analog werden im Szenario ,Netzausbau“ der Redispatch-Bedarf und die damit verbun-
denen Kosten unter Berlicksichtigung des Netzausbaus gemafd NEP 2012 Leitszenario B
quantifiziert (vgl. Abbildung 53).
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Szenario Startnetz Szenario Netzausbau
Y [}

Abbildung 53: Netzausbauszenarien ,Startnetz* und ,Netzausbau® im Vergleich'"®

Die modellgestiitzte Analyse erfolgt durch eine mehrstufige Anwendung von Marktmo-
dellen mit unterschiedlichen Zielsetzungen und unterschiedlichem regionalem Fokus
(vgl. Abbildung 54). Im ersten Schritt werden der Zubau kiinftiger Kraftwerkskapazita-
ten in Zentraleuropa, der Kraftwerkseinsatz und der internationale Stromaustausch mit-
tels des europaischen Strommarktmodells der BET (BET-EuroMod) berechnet. Die Mo-
delleingangsdaten fiir Deutschland sowie die infolge der Modellrechnung bestimmten
Zubauten von Kraftwerkskapazitaten und der internationale Stromaustausch werden im
zweiten Schritt regionalisiert und finden Eingang in das regionale Marktmodell der BET
(BET-RegioMod). Im regionalen Marktmodell ist Deutschland in 22 Netzregionen unter-
teilt. Auf diese Netzregionen werden sowohl die Erzeugung als auch die Last, die sich im
EuroMod ergeben haben, verteilt. Das Modell bietet die Moglichkeit, Netzrestriktionen
tiber einen NTC-Ansatz innerhalb Deutschlands vereinfacht abzubilden. Auf diese Weise
konnen unterschiedliche Netzausbauszenarien miteinander verglichen werden, indem
der Kraftwerkseinsatz unter vorgegebenen Transportkapazitdten fiir ein Betrachtungs-

jahr ermittelt wird.

Die Quantifizierung des Redispatch-Bedarfs und der damit verbundenen Kosten erfolgt
fir jedes der beiden Netzausbauszenarien durch Vergleich des stiindlichen Kraft-
werkseinsatzes unter Vernachldssigung innerdeutscher Netzrestriktionen (Zustand
,Kupferplatte“) gegeniiber einer Berticksichtigung innerdeutscher Netzrestriktionen
(Engpassbewirtschaftung). Der Vergleich des stiindlichen Einsatzes der Erzeugungsan-
lagen und der daraus resultierenden Erzeugungskosten ermdoglicht die Abschatzung des
Redispatch-Bedarfs sowie der Kosten fiir Netzengpassmanagement-Mafdnahmen im je-

weiligen Szenario. Abbildung 54 veranschaulicht das Zusammenspiel der Modelle.

9 NEP (2012).
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Abbildung 54: Methodik zur Bestimmung der langfristigen Entwicklung der Kosten fiir Netzeng-
passmanagement-MafRnahmen

Um den Einfluss von exogenen Anreizmechanismen in Form von Allokationssignalen fiir
Standortentscheidungen von Kraftwerkszubauten auf die Kosteneffizienz von Netzeng-
passmanagement- und Netzausbaumafdnahmen abzuschatzen, wird erganzend eine Sen-
sitivitatsanalyse durchgefiihrt. Im Zuge der zuvor beschriebenen Analyse wird von einer
in Bezug auf die Engpassvermeidung giinstigen Allokation zukiinftiger Zubauten kon-
ventioneller Kraftwerkskapazititen ausgegangen. Die Sensitivitdtsanalyse stiitzt sich
demgegeniiber auf eine suboptimale Allokation von Zubauten konventioneller Kraft-
werkskapazitaten in Deutschland. In Abbildung 55 ist die Allokation kiinftiger Zubauten
im Ausgangsszenario sowie im Rahmen der Sensitivitatsbetrachtung dargestellt. Im
Ausgangsszenario konzentrieren sich Zubauten mafdgeblich an Standorten im Siiden und
Westen. Im Zuge der Sensitivitatsanalyse fokussiert die Allokation der Zubauten im Ge-
gensatz dazu auf Standorte in Mittel- und Norddeutschland. Infolgedessen kommt es
mittel- und langfristig zu einem relativen Mangel an Erzeugungskapazitaten im Siiden

Deutschlands.
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Abbildung 55: Allokation zukinftiger Zubauten konventioneller Kraftwerke im Vergleich zwischen
Basisfall und Sensitivitatsanalyse

Die im Zusammenhang mit der Modellanalyse fiir die einzelnen Szenarien durchgefiihr-
ten Modelllaufe bestimmen die Entwicklung von Redispatch-Bedarf und -Kosten fiir den
Zeithorizont von 2015 bis 2045 in stiindlicher Granularitat fiir ausgewahlte Stiitzjahre.
Abweichend von den in Abschnitt 3.4.4 verwendeten Rahmenannahmen des zugrunde
liegenden Energiemarktszenarios wird in den fiir die gesamtwirtschaftliche Kosten-
Nutzen-Analyse durchgefiihrten Modelllaufen der Ausbau der erneuerbaren Energien
gemafd NEP 2012 Szenario B angenommen, da auch beziiglich der Netzausbaukosten auf
dieses Szenario referenziert wird. Fiir den Kostenvergleich wird auf den Bewertungs-
zeitraum von 2013 bis 2062 abgestellt. Die im Rahmen der Modellldufe bestimmten Kos-
ten wurden entsprechend bis 2062 fortgeschrieben. Die im NEP 2012 ausgewiesenen
Kosten des Netzausbaus wurden gemaf3 der zeitlichen Staffelung der im NEP 2012 aus-
gewiesenen Netzausbau- und Verstarkungsmafinahmen auf den Zeitraum von 2017 bis
2022 in jahrliche Zahlungsstrome aufgeschliisselt. Der Bewertungszeitraum entspricht
mit 50 Jahren einer durchschnittlichen technischen Nutzungsdauer von Netzbetriebs-
mitteln. Samtliche Zahlungsstrome sind fiir den Kostenvergleich mit einem Finanzie-

rungszinssatz von 3 % diskontiert.

5.2.1.2 Gesamtwirtschaftliche Kosten-Nutzen-Analyse des Netzausbaus

Das zentrale Ergebnis der modellgestiitzten gesamtwirtschaftlichen Kosten-Nutzen-
Analyse ist in Abbildung 56 dargestellt. Diese zeigt, dass der Netzausbau im Ganzen
nicht nur aus Griinden der Versorgungssicherheit notwendig, sondern insbesondere

auch unter wirtschaftlichen Gesichtspunkten sinnvoll ist. Die im Rahmen der Modellana-
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lyse flir das Szenario ,Startnetz“ berechneten Barwerte der Kosten fiir Netzengpassma-
nagement-Mafdnahmen liegen bei 23 Milliarden Euro gegeniiber Kosten in Hohe von
2,1 Milliarden Euro fiir das Szenario ,Netzausbau®. In Summe sind die zusatzlichen Kos-
ten fiir Netzengpassmanagement-Mafinahmen im Falle einer Stagnation des Netzaus-
baus somit um 10 Milliarden Euro hoher als die Kosten von 11 Milliarden Euro der im
NEP 2012 ausgewiesenen Netzausbau- und Netzverstarkungsmafinahmen.

Kumulierter Barwert der Redispatch-Kosten der Szenarien
im Vergleich zum NEP von 2013 bis 2062
(Kalkulationszinssatz: 3 %)
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Abbildung 56: Gesamtwirtschaftliche Kosten-Nutzen-Analyse des Netzausbaus

In Abbildung 57 ist das Ergebnis der Kosten-Nutzen-Analyse im Rahmen der Sensitivi-
tatsrechnung ,Netzunglinstige Allokation der Kraftwerkszubauten“ dargestellt. Die sub-
optimale Allokation der kiinftigen Zubauten konventioneller Kraftwerkskapazititen
fiihrt zu einer deutlichen Verscharfung der strukturellen Netzengpasse. Infolgedessen
betragen die Barwerte der Kosten fiir Netzengpassmanagement- und Lastmanagement-
Mafénahmen im Szenario ,Startnetz” fiir die Sensitivitatsrechnung 31 Milliarden Euro.
Die Barwerte der Kosten liegen im Rahmen der Sensitivititsrechnung somit weit iiber
den Kosten im Ausgangsszenario. Demgegeniiber bleibt der Barwert der entsprechen-
den Kosten fiir das Szenario ,Netzausbau“ auch im Vergleich zum Ausgangsszenario auf
einem stabilen Niveau von etwa 2,2 Milliarden Euro. Aggregiert sind die zusatzlichen
Kosten fiir Netzengpassmanagement-Mafdnahmen im Falle einer Stagnation des Netz-
ausbaus somit um 18 Milliarden Euro hoher als die Kosten der im NEP 2012 enthaltenen

Netzausbau- und Netzverstarkungsmafdnahmen.

Die gezielte Allokation kiinftiger Kraftwerkszubauten an in Bezug auf die Netzengpass-
vermeidung giinstige Stellen hat insbesondere im Falle einer Stagnation des Netzaus-
baus starke Auswirkungen auf die mit dem Netzengpassmanagement verbundenen Kos-
ten. Dieser Effekt kann im Zusammenhang mit potenziellen Verzogerungen im Netzaus-

bau und weiteren destabilisierenden Kraftwerksstilllegungen auch mittelfristig relevant
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werden. Dariiber hinaus zeigt die Sensitivitdtsanalyse, dass die Kosten fiir Netzeng-
passmanagement-Mafdnahmen infolge des Netzausbaus gemafd NEP 2012 nahezu unab-
hangig von der Allokation der Zubauten konventioneller Kraftwerkskapazititen auf ei-
nem dhnlichen Niveau bleiben. Die Netzausbau- und Netzverstairkungsmafinahmen ge-
mafd NEP 2012 sind somit hinreichend dimensioniert, um die negativen Effekte einer

suboptimalen Allokation grofdtenteils aufzufangen.

Kumulierter Barwert der Redispatch-Kosten der Szenarien
im Vergleich zum NEP von 2013 bis 2062
(Kalkulationszinssatz: 3 %)
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Abbildung 57: Kostenvergleich unter suboptimaler Allokation kunftiger Zubauten
im Rahmen der Sensitivitatsanalyse

5.2.1.3 Auswirkungen des Netzausbaus auf die Netzengpasssituation in
Deutschland

Die Stagnation des Netzausbaus im Szenario ,Startnetz” fithrt langfristig zur Entstehung

erheblicher struktureller Netzengpasse in Deutschland. Die Dynamik des Ausbaus der

erneuerbaren Energien impliziert eine zunehmende Verscharfung der Netzengpasssitu-

ation.
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Abbildung 58: Langfristige Entwicklung von Redispatch-Bedarf und -Kosten im Szenario ,Startnetz*

Die unzureichende Synchronisation von Netzausbau und Zubau der erneuerbaren Ener-
gien fiihrt bis 2015 zum Anstieg von Redispatch-Volumen und -Kosten. Die Fertigstel-
lung der im Bedarfsplan des EnLAG benannten Ausbauprojekte zwischen 2015 und
2017 bewirkt zunachst, wie in Abbildung 58 dargestellt, im Szenario ,Startnetz” eine
Stagnation des Redispatch-Bedarfs und der damit verbundenen Kosten. Langfristig
kommt es infolge des zunehmenden Ausbaus der erneuerbaren Energien in Kombinati-
on mit der Stagnation des Netzausbaus jedoch zu einem erheblichen Anstieg des Redis-
patch-Bedarfs und der Redispatch-Kosten. Diese steigen aufgrund der starken Dynamik
des Ausbaus der erneuerbaren Energien mittelfristig zunachst progressiv. Langfristig
entwickeln sich die Redispatch-Kosten aufgrund der zunehmenden effizienten Allokati-
on der zukiinftigen Zubauten von Kraftwerkskapazitaten degressiv, da es zu einer relati-
ven Angleichung des Preisunterschieds (Grenzkosten) zwischen den fiir den Redispatch

benétigten Anlagen kommt.

Abbildung 59 veranschaulicht die Entstehung und langfristige Entwicklung der Netzeng-
passe im Rahmen des Szenarios ,Startnetz”. Die einzelnen Regionen werden hierbei als
Knoten dargestellt, die Verbindungen zwischen den Regionen als Linien. In den Dia-
grammen ist die Entwicklung der Anzahl an Engpassstunden pro Jahr eingetragen. Der
mangelnde Netzausbau in Kombination mit dem zunehmenden Nord-Sid-
Transportbedarf aufgrund des Ausbaus der erneuerbaren Energien fiihrt langfristig zu

einer steigenden Anzahl von Netzengpassen. Bis 2017 bleibt die Zahl der Engpdsse an
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den verschiedenen Grenzen auf einem moderaten Niveau. Der Ausbau der Siidwest-
Kuppelleitung zwischen Bayern und Thiiringen fiihrt 2017 zunachst zu einer deutlichen
Entspannung der Engpasssituation und zu einem besseren Transport entlang der Siid-
West-Achse in Deutschland. Die Fertigstellung des EnLAG-Vorhabens Nr. 1 (Kasso-
Dollern) sowie die damit verbundene Ersetzung der 220-kV-Leitung durch eine 380-kV-
Leitung bewirkt eine Erh6hung der Transportkapazitaten zwischen D21N und D21S und

damit einen nachhaltigen Riickgang der Anzahl der Netzengpdasse in Schleswig-Holstein.
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Abbildung 59: Langfristige Entwicklung der Engpasssituation bzw. der Engpassstunden zwischen
verschiedenen Regionen im Szenario ,Startnetz"
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Abbildung 60 zeigt im Vergleich dazu die langfristige Entwicklung des Redispatch-
Bedarfs und der Redispatch-Kosten unter Beriicksichtigung des Netzausbaus gemaf3
NEP 2012. Bis 2017 zeichnet sich aufgrund der Ubereinstimmung mit dem Szenario
yStartnetz“ ein identisches Bild ab. Ab 2017 mit der Realisierung der ersten Ergebnis-
Mafdnahmen des NEP sinkt der Redispatch-Bedarf deutlich ab. Langfristig kommt es zu
einer erneuten Zunahme des Redispatch-Bedarfs infolge des Ausbaus der erneuerbaren
Energien. Die Redispatch-Kosten sinken ebenfalls deutlich und stagnieren langfristig auf

diesem Niveau.
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Abbildung 60: Langfristige Entwicklung von Redispatch-Bedarf und -Kosten®
im Szenario ,Netzausbau*

Abbildung 61 veranschaulicht, dass die strukturellen Netzengpdsse durch den Ausbau
des Ubertragungsnetzes nachhaltig beseitigt werden. Die Mafinahmen des NEP 2012
fiihren langfristig zur deutlichen Stabilisierung des Redispatch-Bedarfs und sind damit
unter den hier getroffenen Annahmen zur Redispatch-Vermeidung sogar noch iiber das
Jahr 2022 hinaus hinreichend fiir die mit der Energiewende verbundene Transformation
des Energiesystems. Langfristig zeigt sich - bei weiterem Umbau der Erzeugungsland-

schaft - allerdings auch weiterer Netzausbaubedarf.

180 Die spezifischen Redispatch-Kosten sind in den einzelnen betrachteten Jahren sehr unterschiedlich. Ihre Hohe
ist maBgeblich davon abhidngig, welche Technologien durch den Redispatch ,,abgetauscht* werden. Sind
hiervon Einheiten mit &hnlichen oder identischen Kosten betroffen, resultieren daraus méglicherweise nen-
nenswerte Volumen zu geringen Kosten. Haben die abgetauschten Kraftwerke hingegen stark unterschiedli-
che Kosten, kénnen auch kleinere Redispatch-Mengen zu nennenswerten Kostenpositionen fuhren.
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Abbildung 61: Langfristige Entwicklung der Engpasssituation bzw. der Engpassstunden zwischen
verschiedenen Regionen im Szenario ,Netzausbau*



165

Netzengpassmanagement und Netztarifierung bei verstarkter Einspeisung erneuerbarer Energien

5.2.1.4 Moglichkeiten und Grenzen des methodischen Ansatzes

Die fiir die Berechnung der Kosten verwendeten quantitativen Modelle bilden das Ener-
giesystem und die unterlagerte Netzinfrastruktur vereinfacht ab. Der Modellansatz fiihrt
aus diesem Grund zu systematischen Effekten, die die Kosten der Engpassbewirtschaf-
tung beeinflussen und damit Riickwirkungen auf die gesamtwirtschaftliche Kosten-
Nutzen-Analyse zum Netzausbau haben. Die zentralen systematischen Effekte mit Ein-

fluss auf den Kostenvergleich werden im Folgenden dargestellt:

e Modellendogene Kraftwerkszubauten werden iiber eine Heuristik auf die Regio-
nen verteilt. Es handelt sich somit nicht um eine objektivierbare Allokation von

Kraftwerkszubauten.

e Eine etwaige Kompensation der Einspeisevergiitung der erneuerbaren Energien
im Zuge von Netzengpassmanagement-Mafnahmen wird nicht im Kostenver-

gleich berticksichtigt.

e Die Netztopologie wird im Modell vereinfacht berticksichtigt. Die gesicherte
Ubertragungsleistung zwischen den Regionen wird anhand der detaillierten

Struktur des Ubertragungsnetzes iiber einen Pauschalansatz abgeschitzt.

e Der Modellansatz impliziert eine perfekte Koordination der UNB bei der Festle-
gung der Redispatch-Mafdnahmen. Die Koordination von Netzengpassmanage-
ment-Mafdnahmen erfolgt somit implizit, z. B. durch einen Independent System
Operator (ISO).

e Das Modell optimiert jedes Stiitzjahr geschlossen (,,perfekte Voraussicht).
e Pumpspeicher werden beim Redispatch nicht berticksichtigt.

e Transaktionskosten und Bagatellgrenzen, die im Beschluss BK8-12-019 zur Fest-
legung von Kriterien fiir eine angemessene Verglitung von Redispatch-
Mafénahmen definiert werden, finden keine Beriicksichtigung im Kostenver-

gleich.

e Leistungsgradienten der thermischen Erzeugungsanlagen werden im Modellan-

satz vernachlassigt.

In Abbildung 62 sind die Einflussfaktoren nach ihrer Wirkweise auf das Modellergebnis

kategorisiert.
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Abbildung 62: Methodische Einschrankungen mit Einfluss auf das Modellergebnis

5.2.1.5 Kernaussagen und Schlussfolgerungen

Die Kosten-Nutzen-Analyse zeigt die relative wirtschaftliche Vorteilhaftigkeit des Netz-
ausbaus gegentiber einem Ausbaustopp des Netzes unter gleichzeitig verstarkter Nut-
zung von Netzengpassmanagement-Mafdnahmen unabhdngig von der gewdahlten Alloka-
tion von Kraftwerkszubauten. Der Netzausbau ist somit nicht nur aus Griinden der Ver-
sorgungssicherheit notwendig, sondern insbesondere auch unter wirtschaftlichen Ge-
sichtspunkten sinnvoll.

Vorhandene und entstehende strukturelle Netzengpasse werden durch den Ausbau des
Ubertragungsnetzes wirksam beseitigt. Die MafRnahmen des NEP 2012 fithren im Be-
trachtungszeitraum des NEP, also bis 2022, und noch dartiber hinaus zur deutlichen
Stabilisierung des Bedarfs an Netzengpassmanagement-Mafdnahmen und sind damit
sinnvoll fiir die mit der Energiewende verbundene Transformation des Energiesystems.

Eine abgestimmte Strategie in Bezug auf Netzausbau- und Kraftwerkszubaumafinahmen
kann moglicherweise zur Reduktion des Bedarfs an Netzausbaumafinahmen und somit

zu einer gesamtwirtschaftlichen Kostenreduktion fiihren.



Netzengpassmanagement und Netztarifierung bei verstarkter Einspeisung erneuerbarer Energien

5.2.2 Marktsimulation zur Analyse der Haufigkeit von Netzengpassen bei
Einfiihrung von Market Splitting

Die vorangegangenen Analysen zum Netzausbau und zukiinftigen Redispatch-Bedarf in
Deutschland verdeutlichen die Rolle des Netzausbaus beim Netzengpassmanagement.
Langfristig tragen die geplanten Netzausbaumafinahmen sicherlich zur Engpassbehe-
bung und somit zur Systemstabilitit bei. Kurzfristig sehen sich die deutschen Ubertra-
gungsnetzbetreiber jedoch mit Netzausbauverzogerungen von mehreren Jahren und
steigenden Redispatch-Mengen konfrontiert. Die Redispatch-Mafdnahmen zur kurzfristi-
gen Engpassbehebung stellen dabei eher manuelle Eingriffe in den Kraftwerksbetrieb
dar, oft auf Basis historischer Erfahrungen. In Verbindung mit dem beschleunigten
Kernenergieausstieg und steigenden fluktuierenden Erneuerbaren-Kapazititen fiihrt
dies zu zunehmenden Schwierigkeiten fiir die Ubertragungsnetzbetreiber bei ihrer Auf-
gabe des taglichen Netzbetriebs. Vor diesem Hintergrund gewinnen alternative Netzeng-
passmanagement-Methoden an Bedeutung.181

Wahrend die Einfithrung von Nodal Pricing in Deutschland aufgrund institutioneller
Hemmnisse und Bedenken hinsichtlich der Liquiditdt der Strommarkte in naher Zukunft
nicht realistisch erscheint, beschéftigen sich verschiedene Studien mit der Einfiihrung
alternativer Preiszonen in Deutschland oder Europa (Market Splitting bzw. Zonal Pri-
cing).

So analysieren Howedes/Breuer/Madlener (2012) den Einfluss alternativer Gebotszo-
nen auf das osterreichische Ubertragungsnetz und engpassbehaftete Ubertragungslei-
tungen in Deutschland, Tschechien und Polen fiir 2010. Dabei stellen sie u. a. fest, dass
eine Aufteilung des gemeinsamen Marktgebiets Deutschland/Osterreich nicht zu einer
spurbaren Senkung der Redispatch-Kosten fiihren wirde. Auch Consentec/Frontier
Economics (2011) schliefden aus ihrer qualitativen Analyse fiir 2011, dass die 6konomi-
schen Auswirkungen einer moglichen Aufteilung von Deutschland in zwei Gebotszonen
sehr begrenzt sind. Des Weiteren analysieren Thema consulting group/E-Bridge (2012)
den Einfluss interner Engpasse in Deutschland und Grofdbritannien auf den Wert neuer
Verbindungsleitungen mit Norwegen. Dabei nehmen sie an, dass 2018 in Deutschland
drei Gebotszonen existieren und in Grofdbritannien zwei. Auch Thema consulting
group/E-Bridge (2012) legen dar, dass die Effekte eines zonalen Preissystems begrenzt
sind und dass es in Deutschland nur wenig interne Engpasse gibt. Folglich hat dies keine

signifikanten Einfliisse auf die deutschen Strompreise.

Dabei haben die genannten Studien gemeinsam, dass sie einen Netzausbau nach dem

Netzentwicklungsplan annehmen und somit die derzeitigen Netzausbauverzégerungen

181 Fiir eine einfiihrende Beschreibung alternativer Netzengpassmanagement-Methoden sei auf Abschnitt 5.1.1
verwiesen.
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von mehreren Jahren82 nicht beriicksichtigen. Zudem sind die internen Engpdsse in
Deutschland stark abhdngig von dem angenommenen Ausbau der erneuerbaren Ener-
gien und der geografischen Verteilung von erneuerbaren und konventionellen Erzeu-

gungsanlagen.

In vorangegangenen eigenen Untersuchungen (Trepper/Bucksteeg/Weber (2014) und
Bucksteeg/Trepper/Weber (2014)) wurden die Auswirkungen und Implikationen einer
Einfiihrung von Market Splitting in Deutschland fiir das Jahr 2015 unter Beriicksichti-
gung der erwahnten Netzausbauverzogerungen analysiert. Neben der Entwicklung einer
adiaquaten Methodik zur Modellierung von Redispatch unter Beriicksichtigung inter-
temporaler Zusammenhdnge wurde gezeigt, dass eine Einfiihrung von zwei Preiszonen
in Deutschland die Engpass- und Redispatch-Mengen stark reduzieren kann. Dabei wur-
den auch die Auswirkungen auf den europaischen Strommarkt und insbesondere in den

benachbarten Landern einbezogen.

5.2.2.1 Szenariorahmen und Indikatoren zur Auswirkungsanalyse von Market
Splitting

Aufbauend auf den vorangegangenen Untersuchungen soll Market Splitting ab dem Jahr
2020 zur Reduzierung von Netzengpdssen innerhalb Deutschlands beitragen. Dabei
werden folgende Annahmen zugrunde gelegt:

= Netzausbauverzoégerungen von 3 Jahren
= Kraftwerksneubauten erfolgen netzdienlich, also verstarkt in Stiddeutschland

= Verteilung der Erneuerbaren-Einspeisung erfolgt auf Basis aktueller Daten fiir
das Jahr 2012 und des ENTSO-E System Adequacy Forecast
Zur Quantifizierung der Effekte wird im Folgenden zwischen drei Szenarien unterschie-

den:
1. Referenzszenario (Einheitspreissystem)
2. Market Splitting Szenario A (zonales Preissystem)

3. Market Splitting Szenario B (zonales Preissystem)
Innerhalb des Referenzszenarios wird angenommen, dass das aktuelle Marktdesign
mit einem einheitlichen Marktgebiet beibehalten wird und die Engpasse durch Redis-
patch behoben werden. Transportrestriktionen innerhalb Deutschlands werden im Day-
Ahead-Markt somit nicht berticksichtigt. Die Grenzkuppelstellen zwischen den europai-

schen Landern werden hingegen im Rahmen eines Market Coupling bewirtschaftet.

182 \/gl. Bundesnetzagentur (2013a).
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Die Modellierung von Market Splitting in Deutschland wird durch Aufteilung des ein-
heitlichen Marktgebiets in mindestens zwei Preiszonen umgesetzt. Fiir ein effektives
Market Splitting miissen die Zonengrenzen entlang der Hauptengpdsse (Ergebnis des
Referenzszenarios) verlaufen. Bei der Simulation von Market Splitting werden den
Marktteilnehmern des Day-Ahead-Marktes dann Informationen tliber die zwischen den
definierten Preiszonen verfiigbare Ubertragungs- bzw. Handelskapazitit83 zur Verfii-
gung gestellt. Auf diese Weise werden freie Ubertragungskapazititen und potenzielle
Netzengpasse bereits beim Day-Ahead-Handel berticksichtigt, sodass die daraus resul-

tierenden Engpass- und Redispatch-Mengen reduziert werden kénnen.

Ein zentraler Aspekt bei der Einfiihrung von Preiszonen ist die regelmifige Uberprii-
fung der Zoneneinteilung. Denn der geplante Netzausbau und Veranderungen der Last-
und Erzeugungsstruktur sowohl national als auch grenziiberschreitend wirken sich auf
die Lastfliisse und damit die daraus resultierenden Netzengpasse aus. Aus diesem Grund
wird in Szenario A eine Zoneneinteilung gewahlt, die sich an den Hauptengpassen fiir
das Simulationsjahr 2020 orientiert. In Szenario B wird dann quantifiziert, wie sich eine
per se nicht optimale Zoneneinteilung auf die verbleibenden Netzengpass- und Redis-
patch-Mengen auswirkt. Die in diesem Szenario zugrunde gelegte Zoneneinteilung ori-
entiert sich an den Hauptengpassen fiir das Simulationsjahr 2015 und ermoéglicht damit
eine exemplarische Analyse der Robustheit dieses Zonenzuschnitts. Dieses Szenario er-
laubt also eine Aussage dariiber, ob eine an der heutigen Netzengpasssituation ausge-
richtete Zoneneinteilung auch noch in fiinf Jahren eine effektive und effiziente Engpass-

bewirtschaftung erméglicht.

Bei der Analyse der Auswirkungen von Market Splitting wird auf folgende Indikatoren
fokussiert:

* Die Engpassstunden geben die Summe der Stunden an, in denen Redispatch zur
Erhaltung der Zuverlassigkeit und Sicherheit des Netzbetriebs benétigt wird. Die
Anzahl der Engpassstunden kann die Anzahl der Stunden in einem Jahr liberstei-
gen, da jeder Engpass an jeder regionalen Grenze (analog zum Monitoring-
Bericht der Bundesnetzagentur) separat gezahlt wird. Gibt es z. B. im deutschen
Ubertragungsnetz in einer Stunde zwei liberlastete Leitungen, werden diese als
zwei Engpassstunden gezahlt. Die Engpasshaufigkeiten sind hierbei synonym fiir

Engpassstunden.

= Die Engpassmenge bezieht sich auf die Strommenge nach Handelsschluss des
Day-Ahead-Marktes, die aufgrund von begrenzten physikalischen Ubertragungs-

kapazitaten nicht transportiert werden kann. Fiihrt das Day-Ahead-

183 Fiir eine detaillierte Beschreibung der Definition und Berechnung von NTCs sei auf Bucks-
teeg/Trepper/Weber (2014) verwiesen.
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Marktergebnis z.B. zu einem Stromfluss von 3.000 MW {iber eine bestimmte
Ubertragungsleitung, in der die Ubertragungskapazitit jedoch auf 2.000 MW be-
grenzt ist, so betragt die Engpassmenge fiir diese Leitung und in dieser Stunde
1.000 MWh.

= Die Redispatch-Menge bezieht sich auf die Strommenge, die angepasst (redis-
patched) werden muss, um Netzengpadsse zu beheben. Da die positive Redis-
patch-Menge der negativen entspricht, beziehen sich die nachfolgenden Abbil-
dungen und Tabellen, wenn nicht anders gekennzeichnet, auf die negative Redis-

patch-Menge.

= Die durchschnittliche Day-Ahead-Preisdifferenz wird berechnet als Preisdiffe-

renz der jahrlichen durchschnittlichen Day-Ahead-Preise der beiden Marktzonen.

= Um den Effekt von Market Splitting auf die Wohlfahrt zu messen, betrachten wir
die Differenz zwischen den gesamten Systemkosten mit und ohne Market Split-
ting. Kosten fiir Windabschaltung werden hierbei nicht berticksichtigt.

5.2.2.2 Entwicklung der Engpasssituation und Redispatch-Mengen bis 2020

Die historische Entwicklung der Engpasssituation legt nahe, dass sich die Haufigkeit und
Dauer der netz- und marktbezogenen Eingriffe der UNB in den Netzbetrieb zwischen
2010 und 2013 nahezu verfiinffacht haben (siehe Abbildung 63). Als wesentliche Ursa-
chen sind vor allem Netzausbauverzogerungen, Kraftwerksstilllegungen und der Ausbau

der erneuerbaren Energien zu identifizieren.

Unter der Annahme, dass sich die geplanten Netzausbaumafinahmen weiterhin um
durchschnittlich drei Jahre verzogern werden,18% wurden mit dem Joint Market Model
des EWL18> die zukiinftige Entwicklung der Netzengpasssituation und die notwendigen

Redispatch-Mafdnahmen modelliert.

Flir das Referenzszenario steigen die Engpassstunden bis 2015 auf rund 9.400 an. Durch
verzogerte Startnetzmafnahmen und weitere Kraftwerksstilllegungen vor allem in Siid-
deutschland zusammen mit Kraftwerksneubauten vorwiegend in Norddeutschland wird
die aktuelle Engpasssituation weiter verscharft. Der Ausbau der Windenergie ebenfalls
liberwiegend in den norddeutschen Kiistenregionen verstarkt den Nord-Siid-Engpass im

Ubertragungsnetz zusétzlich.

Bis 2020 zeigen dann die Startnetzmafinahmen und erste gemafd Netzentwicklungsplan

fertiggestellte Mafdnahmen ihre Wirkung und reduzieren die Haufigkeit und Dauer von

184 \/gl. Bundesnetzagentur (2013a).
185 Fiir eine detaillierte Beschreibung des Modells sei auf Anhang 8.2.2 sowie Trepper/Bucksteeg/Weber (2014)
verwiesen.
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Netzengpassen um rund 10 %. Verglichen mit der Situation 2010 ist diese Verbesserung

jedoch als eher gering einzustufen.

10000

S00oo
gooo
J0oo
a000
sann
4000
3000
2000

7066

F160

5000

Engpassstunden

1000 1589

2010 ‘ 2011 | 2012 | 2013 2015 2020

Historische Daten Modellergebnisse mit 3 J,
Metzaushauverzdgerung

Abbildung 63: Entwicklung der Engpassstunden in Deutschland bis 2020

Die verschirfte Netzengpasssituation erfordert ein verstirktes Eingreifen der UNB in
den Netzbetrieb. Entsprechend steigen die Redispatch-Mengen zwischen 2010 und 2013
von rund 2.000 auf 4.700 GWh an. Die Modellrechnungen zeigen einen weiteren Anstieg
auf iiber 7.000 GWh bis 2015 (vgl. Abbildung 64). Mit Fertigstellung der Startnetzmaf3-
nahmen und der ersten Mafnahmen gemafd Netzentwicklungsplan reduziert sich der
Redispatch-Bedarf analog zu den Engpassstunden bis 2020 wieder leicht (-5,5 %). Der
geringe Effekt ist dabei auf eine Verlagerung der Netzengpasse in Richtung Siiddeutsch-
land zuriickzufiihren, da sich die dringlichen Netzausbaumafinahmen zunichst auf die
nordlichen und mitteldeutschen Regionen, die Kraftwerksstilllegungen aber auf Siid-

deutschland konzentrieren.

18 Die historischen Daten beziehen sich auf die Anzahl der Stunden mit Redispatch-MaRnahmen nach § 13.1
und § 13.2 EnWG und sind nicht direkt mit den fur 2015 und 2020 ausgewiesenen Engpassstunden zu ver-
gleichen (Datenabfrage nach § 13 Abs. 5 EnWG (Engpassevaluierung) bei den UNB sowie Monitoring-
Berichte der Bundesnetzagentur).
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Abbildung 64: Entwicklung der Redispatch-Volumen in Deutschland bis 2020

Da bei der Einfithrung von Market Splitting auf Basis internationaler Erfahrungen von

einer Vorlaufzeit von mindestens drei Jahren ausgegangen werden muss, wird im Weite-

ren auf das Simulationsjahr 2020 fokussiert. Abbildung 65 verdeutlicht die strukturellen

Netzengpisse im deutschen Ubertragungsnetz fiir 2020.
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Abbildung 65: Engpassmengen und -richtungen firr das Simulationsjahr 2020*’

Die Hauptengpasse treten zwischen den siidlichen Regionen (AMP4-AMP5, Te5-TrBW1
und 50Hz3-Te5) auf. Dabei ist entlang der Hauptengpasse eine ungleiche Leitungsaus-
lastung zu beobachten, weshalb vor allem zwischen den westlichen Regionen Engpasse
auftreten. Mit steigender Erneuerbaren-Einspeisung bis 2020 wird die durch konventi-
onelle Kraftwerke zu deckende Residuallast weiter reduziert. Nach der Abschaltung wei-
terer Kernkraftwerke und dem bereits erwahnten verstarkten Zubau von Kohlekraft-
werken in den nordlichen Regionen fiihrt dies somit beim Einheitspreissystem mit Re-

dispatch zu einem strukturellen Problem:

Bei hoher Erneuerbaren-Einspeisung werden Day-Ahead zur Deckung der Residuallast
gemafd der Merit Order zusammen mit den verbleibenden Kernkraftwerken vor allem
die Kohlekraftwerke in den nérdlichen Regionen eingeplant. Dies verstarkt insbesonde-
re bei hoher Windeinspeisung den Nord-Siid-Lastfluss im deutschen Ubertragungsnetz.
Die daraus resultierenden Netzengpasse miissen dann durch positiven Redispatch in

den stidlichen Regionen behoben werden.

In Abbildung 66 wird dies veranschaulicht. Hierbei ist zu sehen, dass zur Behebung der
Engpasse (Kohle-)Kraftwerke in AMP2, 50Hz3 und 50Hz4 heruntergefahren und (Gas-)
Kraftwerke in AMP5, TrBW1 und TrBW2 hochgefahren werden miissen. In Stunden mit

187 Engpassmenge = Energiemenge, die aufgrund eines Engpasses nicht iibertragen werden konnte.
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hoher PV-Einspeisung insbesondere in den siidlichen Regionen wird zudem das Kern-

kraftwerk Grundremmingen fiir negativen Redispatch in AMP6 genutzt.

Positiver Redispatch |3

Negativer Redispatch

o = TON
Tenner i y ,—‘4 P
/

--------

.............

Abbildung 66: Redispatch-Mengen nach Regionen fur 2020

Bei gegebener Netz-, Erzeugungs- und Nachfragestruktur stellt die beschriebene
Engpasssituation unter Fortfithrung des aktuell implementierten Einheitspreissystems
mit nur einer Preiszone ein systemimmanentes Problem dar. Die Trennung von Markt
und Netz erlaubt keine Beriicksichtigung begrenzter Ubertragungskapazititen beim
Stromhandel. Hier stellt sich die Frage, ob die Einfiihrung von Market Splitting eine
verbesserte Koordination des Kraftwerkseinsatzes und somit eine Reduzierung von

Engpass- und Redispatch-Mengen ermdglicht.

5.2.2.3 Auswirkungen von Market Splitting auf die Netzengpasssituation in
Deutschland

Bei der Definition der Market-Splitting-Szenarien fiir Deutschland gibt es zwei zentrale

Herausforderungen:

» Die erste Herausforderung ist die Festlegung der Zoneneinteilung. Die Grenze
zwischen den Zonen (wo der Day-Ahead-Markt geteilt ist) sollte entlang der
strukturellen Hauptengpdsse verlaufen, um diese bereits im Day-Ahead-Markt zu
beheben und somit Redispatch zu reduzieren. Andernfalls wiirde die Effektivitat
des Market Splitting eingeschrankt, da Engpasse innerhalb der Zonen bestehen
bleiben wiirden.

Als mogliche Zoneneinteilungen werden zwei Szenarien (A und B) betrachtet:
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Abbildung 67: Festlegung der Zoneneinteilung fur 2020

In Szenario A orientiert sich die Zoneneinteilung an den Hauptengpassen (AMP4-
AMP5, Te5-TrBW1 und 50Hz3-Te5) fiir das Simulationsjahr 2020 (vgl. Abbildung
67). Hierbei wird davon ausgegangen, dass der Engpass Te5-TrBW1 zu einem
grofden Teil durch Behebung der in slidlicher Richtung vorgelagerten Engpasse
AMP4-AMP5 und 50Hz3-Te5 indirekt mit behoben wird. Somit wird auf eine drit-

te Preiszone verzichtet.

In Szenario B orientiert sich die Zoneneinteilung an den Hauptengpassen fiir das
Simulationsjahr 2015. In diesem Szenario liegt der Engpass AMP4-AMP5 in der
Siidzone, womit diese Zoneneinteilung zunachst als nicht optimal einzuordnen
ist. Die Ergebnisse erlauben jedoch eine exemplarische Analyse der Robustheit

des Zonenzuschnitts flir 2015 liber einen Zeithorizont von fiinf Jahren.

Die zweite Herausforderung ist die Bestimmung der zonalen Ubertragungs-
kapazitit (NTC), die dann am Day-Ahead-Markt gehandelt wird. In diesem
Zusammenhang gibt es einen Trade-off zwischen der Systemsicherheit und der
Liquiditit. Je geringer die zonale Ubertragungskapazitiat im Day-Ahead-Markt ist,
desto hoher ist die Systemsicherheit. Dies lasst sich dadurch erklaren, dass ein
beschranktes Handelsvolumen zu einer geringeren Nutzung von sonst
liberlasteten Leitungen zwischen den Zonen fiihrt. Ist jedoch die zonale
Ubertragungskapazitit gering, verringert dies auch die Liquiditit zwischen
beiden Preiszonen und kann somit zu ungenutzter Ubertragungskapazitit fithren.
In dieser Untersuchung wird vereinfachend von festen NTC-Werten ausgegangen,

sodass fiir alle Stunden des Jahres 2020 die gleiche zonale Ubertragungskapazitit
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vorgegeben wird.188 Fiir Szenario A liegt diese bei 12.904 MW, wahrend in

Szenario B eine NTC von 13.666 MW vorgegeben wird.

Entsprechend den in Abschnitt 5.2.2.1 identifizierten Indikatoren tragt Market Splitting
erheblich zur Entscharfung der Netzengpasssituation bei. Im Vergleich zum
Referenzszenario sinken beim Market Splitting Szenario A die Engpassmenge und das
Redispatch-Volumen um 76 % bzw. 55 % (vgl. Tabelle 20). Der geringere Bedarf an
markt- und netzbezogenen Eingriffen erleichtert den UNB die Aufrechterhaltung der

Netzstabilitat und tragt somit zur Reduzierung des Versorgungssicherheitsrisikos bei.

Tabelle 20: Indikatoren zu den Auswirkungen von Market Splitting in Deutschland 2020

Einheit Referenz- Market Splitting | Market Splitting
szenario Szenario A Szenario B
Anzahl an Eng- 3.419 3.362
Stunden 8.354
passstunden (59 %) (-60 %)
Gesamte Eng- 1.521 1.447
GWh 6.349
passmenge (=76 %) (=77 %)
Gesamte Redis- 3.080 2.974
GWh 6.919
patch-Menge (=55 %) (-57 %)
Day-Ahead- DE_N: 47,00 46,99
. €/MWh 47,36
Preisdifferenz DE.S: 48,13 4816
Redispatch- ) 71,7 69,2
Mio. € 209,1
Kosten (-66 %) (-67 %)

Da durch das Market Splitting bereits beim Day-Ahead-Handel und der vortaglichen
Kraftwerkseinsatz-Planung die begrenzte Ubertragungskapazitit zwischen den Preiszo-
nen im Dispatch bertcksichtigt wird, reduzieren sich die verbleibenden Netzengpasse
und damit auch Redispatch-Bedarf bzw. -kosten. Zudem hat Market Splitting einen Ef-
fekt auf die Strompreise, da die Engpasskosten einen Bestandteil der Strompreise dar-
stellen. Durch die Teilung des deutschen Day-Ahead-Marktes in zwei Zonen ergeben sich
im Norden Deutschlands niedrigere Strompreise als im Stiden Deutschlands. Die mittle-
re jahrliche Day-Ahead-Preisdifferenz liegt beim Szenario A bei 1,13 €/MWh, wobei

188 Grundsatzlich fiihrt dies abhangig von der Last- und Einspeisesituation zu einer Unter- bzw. Uberschétzung
in einzelnen Stunden, da die NTC-Werte sich mit einer veranderten Lastflusssituation ebenfalls verdndern.
Fur eine detaillierte Beschreibung der Berechnung der zonalen Transferkapazitat sei auf Bucks-
teeg/Trepper/Weber (2014) verwiesen.



Netzengpassmanagement und Netztarifierung bei verstarkter Einspeisung erneuerbarer Energien

Market Splitting in 2.340 Stunden erfolgt. Dabei wird eine maximale Preisdifferenz von
20,94 €/MWh erreicht. In 766 (134) Stunden liegt die Preisdifferenz iiber 5,00
(10,00) €/MWh. In Abbildung 68 ist zudem zu erkennen, dass Market Splitting vor allem
in den Wintermonaten erfolgt. In den betreffenden Stunden ist das Versorgungssystem
von einer hohen Stromnachfrage (in den sidlichen Regionen) und einer tiberdurch-
schnittlichen Windeinspeisung in den ndérdlichen Regionen gekennzeichnet.

Preisdifferenzen in €/MWh

25

20

d MML

mﬂm‘l .

1 501 1001 1501 2001 2501 3001 3501 4001 4501 5001 5501 6001 6501 7001 7501 8001 3501 h

Abbildung 68: Preisdifferenzen in € MWh — Szenario A

Entsprechend der im Jahr 2020 beobachteten Redispatch-Situation und der durch Mar-
ket Splitting hervorgerufenen Preiseffekte profitieren in Norddeutschland die Konsu-
menten und in Siiddeutschland die Produzenten. Jedoch ist der Gesamtwohlfahrtseffekt,
berechnet als Differenz der Systemkosten, vernachlassigbar. Die Senkung der gesamten
europaischen Systemkosten um 10,4 Millionen Euro kann hierbei auf die optimierte
Fahrweise der Kraftwerke durch die Einbeziehung begrenzter Ubertragungskapazititen
zwischen DE_N und DE_S bereits im Day-Ahead-Markt zuriickgefiihrt werden. Alle wei-
teren Eingangsparameter und -daten wie beispielsweise die Nachfrage bleiben unveran-
dert.

Wie erwartet, wird die grofdte Senkung der Engpdsse entlang der Zonengrenze erreicht
(vgl. Abbildung 69). Zudem werden einige Engpdsse innerhalb der Zonen (z.B. Te5-
TrBW1) erfasst. Dies resultiert u. a. aus Anderungen in der Kraftwerkseinsatzplanung

sowie aus verdnderten Importen und Exporten. Der Effekt auf Engpasse innerhalb der
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Preiszonen ist jedoch aufgrund von Loop- und Transitfliissenl8? sowie einer
unausgeglichenen Auslastung von Ubertragungsleitungen entlang der Zonengrenze
limitiert. Dartiber hinaus hdngen die verbleibenden Engpdsse von der gewdhlten
Ubertragungskapazitit zwischen den Preiszonen, aber vor allem von der

Zoneneinteilung selbst ab.

| Referenzszenario [ ‘ [ Szenario A | @™\

Abbildung 69: Verbleibende Engpéasse bei Einfihrung von Market Splitting (Szenario A)

In Abbildung 70 wird der bei Einfiihrung von Market Splitting verbleibende (negative)
Redispatch dargestellt. Vor allem in AMP2 und AMP6 kénnen die Eingriffe reduziert
werden. In 50Hz3 und 50Hz4 werden jedoch zur Engpassbehebung weiterhin (Kohle-)
Kraftwerke heruntergefahren. Dies kann auf den Engpass zwischen Te5-TrBW1 zurtick-
gefiihrt werden. Positiver Redispatch (hier nicht dargestellt) erfolgt tiberwiegend hinter

dem genannten Engpass in TrBW1.

189 |_oop-Fliisse bezeichnen in diesem Fall einen Lastfluss zwischen zwei Netzknoten in Marktgebiet A iiber ein
Marktgebiet B (z. B. von einem Netzknoten in 50Hz1:DE_N uber Polen zu einem Netzknoten in
50Hz4:DE_N). Transitfliisse hingegen bezeichnen einen Lastfluss von einem Netzknoten in Marktgebiet A
uber ein (oder mehrere) Marktgebiet(e) B zu einem Netzknoten in Marktgebiet C (z. B. von einem Netzkno-
ten in 50Hz1:DE_N uber Polen und Tschechien zu einem Netzknoten in 50Hz3:DE_S).
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Abbildung 70: Verbleibender negativer Redispatch bei Einfihrung von Market Splitting (Szenario A)

Beim Market Splitting Szenario B mit der leicht veranderten Zoneneinteilung (siehe
Abbildung 67) ergeben sich sehr d&hnliche Ergebnisse (siehe Tabelle 20).
Interessanterweise scheint die fiir das Jahr 2015 ermittelte Zoneneinteilung im Jahr
2020 effektiver als der zuvor betrachtete Zonenzuschnitt (Szenario A) zu sein. Im
Vergleich zum Referenzszenario sinken beim Market Splitting Szenario B die
Engpassmenge und das Redispatch-Volumen um 77 % bzw. 57 %. Dies kann auf einen
leicht veranderten Kraftwerkseinsatz und eine damit verbesserte Wirkung auf
zoneninterne Netzengpasse begriindet werden. Die Robustheit der Zoneneinteilung fiir
Szenario B lber die Zeit hangt sicherlich vom Voranschreiten des Netzausbaus ab.
Setzen sich die aktuellen Netzausbauverzogerungen jedoch fort, bleiben die
strukturellen Engpésse auch bis 2020 noch in betrachtlichem Ausmaf$ bestehen, sodass
unabhangig von beiden analysierten Zoneneinteilungen die Effektivitat von Market

Splitting in Deutschland bestétigt werden kann.
5.2.2.4 Kernaussagen und Schlussfolgerungen

Die vorangegangene Simulation der Netzengpasssituation und anschliefende Analyse
der Auswirkungen von Market Splitting erlaubt einige wichtige Schlussfolgerungen fiir

die zukinftige Ausgestaltung des Netzengpassmanagements in Deutschland:

» Fiir die Zukunft (2015-2020) ist mit steigenden Netzengpass- und Redispatch-
Mengen zu rechnen. Wesentliche Treiber der Netzengpasssituation im deutschen
Ubertragungsnetz sind der Ausbau von Erneuerbaren-Kapazititen, Netzausbau-
verzogerungen, steigende Handelsaktivititen mit dem Ausland sowie eine geo-
grafisch ungiinstige Stilllegung in Siiddeutschland, aber auch ein einseitiger Neu-

bau von Kraftwerkskapazitaten in Norddeutschland.
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Ein Vergleich der Modellergebnisse fiir 2015 und 2020 zeigt, dass der geplante
Netzausbau die Engpass- und Redispatch-Mengen reduziert. Allerdings ist
dieser Effekt in der nahen Zukunft aufgrund zu erwartender Netzausbauverzoge-
rungen begrenzt.

Die Auswirkungsanalyse einer Einfiihrung von Market Splitting zeigt, dass die
untersuchten Zoneneinteilungen durch einen verdanderten Dispatch im Day-
Ahead-Bereich eine Reduzierung der Engpassmengen und des verbleibenden
Redispatch-Bedarfs um bis zu 77 % bzw. 57 % ermoglichen. Damit geht eine
Reduzierung der Redispatch-Kosten von 66 % bzw. 67 % einher. Allerdings
treten durch die Preiszonenbildung auch Umverteilungseffekte auf, die hier nicht

naher untersucht wurden.

Die Auswirkungen auf die Systemkosten bzw. die Gesamtwohlfahrt sind gering.
Der zentrale Vorteil von Market Splitting liegt also nicht in einer Kostenersparnis,
sondern in  einer  verbesserten  Koordination des  kurzfristigen
Kraftwerkseinsatzes, da die begrenzten Ubertragungskapazititen bereits beim
Day-Ahead-Handel berticksichtigt werden. Dies entlastet die strukturellen
Netzengpasse und reduziert den Bedarf an manuellen Eingriffen und damit das
Versorgungssicherheitsrisiko durch einen erleichterten Netzbetrieb. Eine
monetdre Quantifizierung dieses Effekts (Stichwort: VoLL) kann im Rahmen des

Modells nicht erfolgen.

Die Preiseffekte sind bei Betrachtung der jahrlichen mittleren Preisdifferenzen
zwischen den modellierten Preiszonen mit rund 1,20 €/MWh begrenzt. In
Stunden mit hoher Nachfrage und knappen Kraftwerkskapazititen ergeben sich
jedoch Preisunterschiede von bis zu 20,00 €/MWh zwischen Nord- und
Siddeutschland. Diesbeziigliche Anreizwirkungen fiir eine langfristige
Allokation  von  Erzeugungskapazititen @ und damit einhergehende

Wohlfahrtseffekte sind in weiteren Untersuchungen zu priifen.

Abschliefdend kann festgehalten werden, dass die Einfithrung von Market Splitting in

Deutschland zwar nur geringe Auswirkungen auf die Gesamtwohlfahrt hat, wohl aber

einen grofden Beitrag zur Reduzierung der Netzengpass- und Redispatch-Mengen leisten

kann. Die Effektivitat hangt dabei von den diskutierten Designparametern (insbesonde-

re Zoneneinteilung und NTC) ab und wird durch die Unsicherheiten tiber die zukiinftige

Entwicklung des Versorgungssystems (Erzeugungs- und Laststruktur, Netzausbau etc.)

beeinflusst.

Offensichtlich ist eine differenzierte Beurteilung zwischen Market Splitting und Netz-

ausbau notwendig, um die zukiinftig zu erwartende Netzengpasssituation und das damit

einhergehende Versorgungssicherheits- bzw. Ausfallrisiko zu vermindern. Dabei ist zu
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bedenken, dass Market Splitting kurzfristig (bei gegebenen Voraussetzungen wie Anpas-
sung der Handelssysteme, IT-Infrastruktur etc.) eine Losung darstellt, wahrend dieser
Ansatz langfristig den geplanten Netzausbau nicht ersetzen kann.

5.2.3 Netzengpassmanagement und Flexibilititen in europdischer Perspektive

In vorangegangenen Analysen wurde bereits deutlich, dass erzeuger- und nachfragesei-
tige Flexibilitdten einen grofden Beitrag zum Ausgleich der fluktuierenden Erzeugung
aus EE leisten konnen. Dabei wurden der Flexibilitatsbedarf sowie die Flexibilitatsopti-
onen und -potenziale in zeitlicher und weniger raumlicher Perspektive, also ohne Be-
riicksichtigung der Netzinfrastruktur, analysiert. Fiir eine stindige Nutzung von Flexibi-
litaitsoptionen innerhalb Deutschlands wurde somit implizit eine ausreichend flexible

Netzinfrastruktur bzw. ein engpassfreies Stromnetz unterstellt.

Die voranschreitende Integration der nationalen Strommarkte erdffnet dariiber hinaus
Moglichkeiten zur Einbeziehung grenziiberschreitender Flexibilitatsoptionen. Aufgrund
begrenzter Kuppelkapazitdten erfordert jedoch auch die Integration europaischer Flexi-
bilititen eine raumlich differenzierte Betrachtung und Einbeziehung des Netzengpass-

managements.

Eine ganzheitliche Systembetrachtung umfasst daher die Einbeziehung erzeuger- und
nachfrageseitiger Flexibilititen sowie der Flexibilitat der Netzinfrastruktur!®0 in-
nerhalb eines raumlich abgegrenzten Marktes. Ein funktionierender Strommarkt hangt

dabei wesentlich vom Ausmaf3 der Systemflexibilitat ab.

Anhand der aktuellen Situation im deutschen Stromversorgungssystem lasst sich dieser
Aspekt verdeutlichen:

Die Systemflexibilitit wird momentan vor allem durch eine nicht hinreichend flexible
Netzinfrastruktur und gleichzeitige Beibehaltung der aktuellen Marktordnung ohne
raumlich differenzierte Anreize zur kurzfristigen Koordination des Kraftwerkseinsatzes
und langfristigen Allokation von konventionellen und erneuerbaren Erzeugungskapazi-

taten beeintrachtigt.

Wahrend rund 80 % der Windleistung in den noérdlichen Regionen installiert ist, kon-
zentriert sich der Ausbau von Photovoltaikkapazitaten eher auf die siidlichen Regionen
(>60 %). Bedingt durch die begrenzten Ubertragungskapazititen kann der erzeugte Er-
neuerbaren-Strom in einzelnen Stunden nicht vollstindig im Netz aufgenommen wer-

den, sodass in den Uberschussregionen negative Residuallasten auftreten. Dem gegen-

199 Der Betrieb von Stromnetzen innerhalb gegebener Leistungsgrenzen und Schaltméglichkeiten beeinflusst die
Systemflexibilitat. Dabei erhdhen insbesondere steuerbare Netzelemente wie beispielsweise Phasenschieber
die Flexibilitat der Netzinfrastruktur.
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liber stehen Defizitregionen, die in den entsprechenden Stunden auf den Import von
Strom und damit die Bereitstellung von Flexibilitit angewiesen sind. Beispielsweise
filhrt ein bewdlkter Tag mit geringer Photovoltaikeinspeisung in Verbindung mit einer
Starkwindfront zu einem Stromiiberschuss in Norddeutschland und einem Importbedarf

in den stidlichen Regionen.

Netzausbauverzdogerungen in Verbindung mit der ungleichméafigen raumlichen Vertei-
lung von Erneuerbaren-Kapazititen fithren demnach zu Netzengpdssen und einer nicht

effizienten Nutzung bestehender Flexibilitatsoptionen.

Flr die Zukunft wird erwartet, dass sich die dargestellte Situation weiter verscharfen
wird. Neben den Netzausbauverzogerungen sind hier vor allem geplante Kraftwerksstill-
legungen iiberwiegend in Siiddeutschland und Kraftwerksneubauten verstarkt in Nord-
und Mitteldeutschland zu nennen. Zudem sieht die Reform des Erneuerbare-Energien-
Gesetzes (EEG) nach wie vor keine raumliche Steuerung des Erneuerbaren-Zubaus vor,
sodass die rdaumlichen Ungleichgewichte der Erzeugungskapazititen eher verstarkt
werden. Nicht zuletzt deswegen gewinnt die Erschlief3ung neuer Flexibilitatspotenziale

zur Erh6hung der Systemflexibilitdt an Bedeutung.

Nachfolgend wird daher diskutiert, inwiefern nationale und internationale Flexibilitats-
potenziale heute, aber auch in Zukunft einen Beitrag zur Erhéhung der Systemflexibilitat
leisten konnen. Dabei steht der Flexibilitatsaustausch, wie oben erwahnt, in engem Zu-
sammenhang mit der Flexibilitdt der Netzinfrastruktur und somit dem Netzengpassma-

nagement.

5.2.3.1 Aktuelle Situation

Bereits heute erfolgt ein grenziiberschreitender Austausch von Flexibilititen in Form

von Fahrplanenergie und Systemdienstleistungen.

Der regioneniibergreifende Austausch von Fahrplanenergie wird bislang tiber gekoppel-
te nationale Strommarkte im Rahmen eines Market Coupling®! umgesetzt. Dabei wer-
den sogenannte implizite Auktionen genutzt, bei denen Marktteilnehmer nicht direkt
grenziiberschreitende Kapazititen zugeteilt bekommen, sondern zunachst Gebote fiir
Strom auf ihrer Borse abgeben. Anschliefdend erfolgt durch die Borsen eine Nutzung der
an den Grenzstellen verfligbaren Kapazitdt, um Preisunterschiede zwischen zwei oder
mehr Marktgebieten zu minimieren. Die damit einhergehenden historisch angestiegenen
Handelsaktivititen untermauern die Relevanz des internationalen Flexibilititsaus-

tauschs.

191 Market Coupling ist eine Methode des Netzengpassmanagements zur Bewirtschaftung knapper Ubertra-
gungskapazitaten zwischen Marktgebieten.
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Wahrend die Kopplung der Day-Ahead-Markte weit vorangeschritten ist,192 werden zur-
zeit Moglichkeiten zur verbesserten Kopplung der Intraday-Markte diskutiert. Hier fehlt
bislang ein mit den Day-Ahead-Markten konsistenter Rahmen zur Umsetzung eines kon-
tinuierlichen Handels unter Beriicksichtigung der untertiglich verfiigbaren Ubertra-
gungskapazititen. Die Entwicklung eines entsprechenden Zielmodells bis Ende 2014193
hat damit einen grofden Einfluss auf den grenziiberschreitenden Handel von Flexibili-

tatsoptionen.

Im Rahmen des Internationalen Netzregelverbunds (IGCC) erfolgt ein Austausch von
Sekundarregelleistung. Im Falle begrenzter Ubertragungskapazititen wird jedoch der
physikalische Regelleistungstransport eingeschrinkt, da die beteiligten Ubertragungs-
netzbetreiber lediglich Restkapazititen nutzen und bislang keine Ubertragungskapazita-
ten reservieren. In vergangenen Untersuchungen wurden bereits die Vorteile eines zwi-
schen Nord- und Westeuropa integrierten Regelleistungsmarktes analysiert.194 Farah-
mand und Doorman (2012) stellen fest, dass es in zahlreichen Stunden gegenldufige
Abweichungen und damit Regelleistungsabrufe gibt, die im Falle integrierter Regelleis-
tungsmarkte durch ein ,Imbalance Netting” vermieden werden konnten. Dabei ermitteln
sie ein Einsparpotenzial von rund 30 % des Reservebedarfs, was sich mit den bislang

gesammelten Erfahrungen im Rahmen des Netzregelverbunds deckt.

Grundsatzlich wirken Flexibilitdtsoptionen Knappheitssituationen entgegen, da sie ent-
weder das Angebot erh6hen oder die Nachfrage reduzieren. Treten folglich in den zuvor
genannten Markten oder bei der Ubertragung von Elektrizitit Knappheiten auf, ist dies

ein Indiz fir mangelnde Flexibilitat.

Als Indikator fiir die Knappheit an Flexibilitat in den Kurzfristmarkten wurden daher
zunachst die Intraday-Preise fiir die Jahre 2012 und 2013 ausgewertet. Dabei finden sich
nur wenige Viertelstunden mit ,,Knappheitspreisen“195, was ein Indiz dafiir ist, dass die

Flexibilitat der Kurzfristmarkte aktuell ausreichend ist.

Hierbei wird ignoriert, dass es bedingt durch eine inflexible Netzinfrastruktur dennoch
zu lokalen Knappheiten an Flexibilitit kommen kann. Der durch Netzengpasse verur-
sachte Anpassungsbedarf (Redispatch) flihrte in der Vergangenheit zwar zu keinen un-
beherrschbaren Situationen. Wahrend jedoch der durchschnittliche Leistungsbedarf

zwischen April 2013 und Juni 2014 bei rund 323 MW lag, kam es in einzelnen Stunden

192 Im Februar 2014 erfolgte die Umsetzung North West European (NWE) Market Coupling. Die gekoppelten
Markte decken mehr als 60 % des européischen Strombedarfs ab und représentieren den weltweit grofiten zu-
sammenhdngenden Strommarkt.

193 Seit 2011 wird die Entwicklung eines Zielmodells verfolgt. Dies soll bis Ende 2014 vorliegen (vgl. beispiels-
weise ACER (2012)).

1% v/gl. z. B. Farahmand/Doorman (2012).

1% Intraday-Preise >200 oder <200 €/MWh.
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vor allem im Netzgebiet von TenneT zu einem Anpassungsbedarf von tiber 4 GW.19 Da
fir die Vorhaltung und Erbringung von Redispatch kein Markt besteht, konnen keine
Knappheitspreise ausgewertet werden. Lediglich die Vorhaltung von Reservekraftwer-
ken im Rahmen der Reservekraftwerksverordnung liefert Indizien dafiir, dass verstarkt

in Stiddeutschland Knappheit an Flexibilitat bestehen kénnte.

Bei einer Betrachtung der Regelleistungsmarkte muss zwischen den gehandelten Regel-
leistungsprodukten differenziert werden. Als Indikator fiir die Knappheit von Flexibilitat
in den Regelleistungsmarkten wird die jeweilige , Ubererfiillung” der Reservevorhaltung,
also der Quotient von extramarginalen Angeboten und ausgeschriebener Leistung, un-

tersucht.197

Wihrend die Auswertung der Minutenreserve fiir Juli 2014 eine durchschnittliche Uber-
erfillung von rund 61 % (1.448 MW) ergibt, sind fiir die Sekundarregelleistung keine
Daten zu extramarginalen Angeboten verfiigbar.198 Fiir die Knappheit an den Regelleis-
tungsmdrkten kann daher festgehalten werden, dass im Minutenreservemarkt ausrei-
chend Flexibilitdt vorhanden ist. Fiir den Sekundarregelleistungsmarkt hingegen kann
keine belastbare Aussage getroffen werden, da der Beschluss der Bundesnetzagentur
nicht etwa in der Knappheit des Angebots, sondern in der von wenigen grofden Anbie-
tern gepragten Wettbewerbssituation begriindet ist. Dennoch liefern der Anstieg
praqualifizierter Anbieter und auch die gesunkenen Preise bedingt durch ein Wachstum

der angebotenen Leistung Indizien fiir eine ausreichende Flexibilitat.

Aufgrund der in Abschnitt 4.3.2 dargestellten Wechselwirkungen zwischen Spot- und
Regelleistungsmarkten kann zudem davon ausgegangen werden, dass, solange im Spot-
markt keine Knappheitssignale zu beobachten sind, diese auch nur bedingt im Regelleis-

tungsmarkt auftreten.

Wahrend die analysierten Indikatoren auf eine ausreichende Flexibilitat in den Kurz-
frist- und Regelleistungsmarkten hindeuten, bestatigt die aktuelle Netzengpasssituation
und Vorhaltung von Reservekraftwerken im Rahmen der Reservekraftwerksverordnung
eine begrenzte (rdumliche) Flexibilitit der Netzinfrastruktur. Diesbeziiglich mdogliche
Gegenmafinahmen wurden bereits in den vergangenen beiden Abschnitten 5.2.1 und
5.2.2 diskutiert. Abhdngig von der Behebung der Inflexibilitit der Netzinfrastruktur

durch Engpassbewirtschaftung und Netzausbau kdnnen jedoch weitere Flexibilitdtsop-

1% vgl. UNB (2014a).

97 Eine Auswertung von Knappheitspreisen erscheint nicht zielfiihrend, da aufgrund der Anbieterstruktur und
der Gefahr strategischen Verhaltens auf Anbieterseite nicht sauber zwischen Knappheitssignalen und poten-
ziellen oligopolistischen Preisaufschldgen differenziert werden kann.

1% Dies ist in einem Beschluss der Bundesnetzagentur aus dem Jahre 2011 begriindet. Demnach wurde wegen
der Gefahr strategischen Angebotsverhaltens eine Reduzierung des Umfangs der zu verdffentlichenden An-
gebotsdaten auf die Angebote mit Zuschlag beschlossen. VVgl. Bundesnetzagentur (2011a), S. 57.
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tionen wie beispielsweise Lastmanagement auch schon in der nahen Zukunft einen Bei-

trag zur Erh6hung der Systemflexibilitat leisten.

5.2.3.2 Zukiinftige Situation

In einem System mit hohem Anteil an erneuerbaren Energien ist mit einem steigenden
Flexibilitdtsbedarf zu rechnen. Dabei sind zukinftig verstiarkt Stunden mit negativer
Residuallast und hoheren Lastgradienten zu erwarten.1°® Durch den Umbau des deut-
schen Stromversorgungssystems werden jedoch weniger konventionelle Flexibilitaten
zum Erhalt der Systemflexibilitiat zur Verfiigung stehen. Die Erschlieffung und Anreizung

alternativer Flexibilitidtsoptionen wird daher in Zukunft an Bedeutung gewinnen.

Wahrend die Flexibilitatspotenziale bereits ausfiihrlich in Kapitel 4.2 diskutiert wurden,
stellt sich somit die Frage nach angemessenen Anreizen zur Bereitstellung von Flexibili-

tatsoptionen.

Da die verschiedenen Flexibilitatsoptionen substituierbar sind, ist ein wettbewerbliches
Umfeld zur Allokation eines effizienten Mix von Flexibilititen Grundvoraussetzung. Mit
dem aktuellen Marktdesign besteht ein prinzipiell geeigneter Rahmen. Hierbei ist zwi-
schen der kurzfristigen Koordination der Nutzung von Flexibilititsoptionen und der
langfristigen Allokationsfunktion von Kurzfrist- und Regelleistungsmarkten zu unter-

scheiden.

Bei der kurzfristigen Koordination sind vor allem 6konomische und regulatorische
Hemmnisse von Bedeutung. Die langfristige Allokation wird zudem durch technische

Hemmnisse beeinflusst.

Die kurzfristige Bereitstellung von Flexibilititsoptionen hangt neben den Opportuni-
tatskosten von den Produktdefinitionen, Preisobergrenzen und Handelsschlusszeiten in

den einzelnen Markten sowie dem Fahrplanmanagement ab.

- In den Kurzfristmarkten tragen Viertelstundenprodukte (Day-Ahead ab 2014 ge-
plant, Intraday bereits 2011 eingefiihrt) zu einer besseren Nachbildung der Last-
rampen bei. Zudem konnen Flexibilititsoptionen mit geringer Zeit- und Mengen-
verfligbarkeit leichter am Markt teilnehmen. Gleiches gilt fiir die Regelleistungs-
markte. Hier konnen kiirzere Produktzeitscheiben vor allem bei der Sekundar-
und Minutenreserve zu einer verbesserten Integration von Flexibilitaten beitra-

gen.

- Einschrankungen der Preisbildung durch Preisobergrenzen behindern den Wett-
bewerb zwischen Spitzenlastkraftwerken und alternativen Flexibilitatsoptionen,

wenn die Opportunitdatskosten der alternativen Flexibilitiatsoptionen (z. B. Last-

199 v/gl. Abschnitt 4.3.1.
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reduktion) iiber der Preisgrenze liegen. Eine Einfilhrung von Preisobergrenzen
ware somit zur Gewahrleistung eines wettbewerblichen Umfelds fiir Flexibili-

tatsoptionen kontraproduktiv.

- Im Rahmen des Bilanzkreismanagements sind hinreichende Anreize zum Aus-
gleich von Abweichungen wesentlich. Ist dies gewahrleistet, wird auch kurzfristig
der Bedarf an Flexibilitat im Markt sichtbar.

In europdischer Perspektive konnen zudem zukiinftig eine Ausweitung des Market
Coupling und des internationalen Netzregelverbunds sowie ein Ausbau von Grenzkup-
pelkapazitaten zu einer verbesserten kurzfristigen Bereitstellung grenziiberschreiten-
der Flexibilitdtsoptionen beitragen. Hier bietet sich sicherlich eine synergetische Nut-
zung von Pumpspeicherkraftwerken in den Alpenldndern oder Speicherkraftwerken in
Skandinavien an. Aufgrund der geringeren Grenzkosten gegentber flexiblen Gasturbi-
nenkraftwerken liefert eine verstarkte Nutzung von Speicherkraftwerken hier einen

Systemkostenvorteil und tragt zur Steigerung der Gesamtwohlfahrt bei.200

Bei einem grenziiberschreitenden Austausch von Flexibilititsoptionen aufderhalb der
Spotmarkte ist zu bedenken, dass die iiber eine Nutzung von Restkapazitiaten hinausge-
hende Reservierung von Ubertragungskapazititen zu einer eingeschriankten Liquiditit
in den Spotmarkten fiihrt. Die so verursachten Ineffizienzen in den Spotméarkten kdnnen
dabei in der Regel nicht durch die Option des Flexibilitatsaustauschs kompensiert wer-

den.

Eine Einfiihrung grenziiberschreitender Flexibilitatsplattformen bzw. -méarkte wird so-
mit kritisch gesehen. Denn zum einen obliegt die kurzfristige Koordination der Nutzung
von Flexibilititsoptionen auch grenziiberschreitend den Kurzfristmarkten. Und zum
anderen wiirden entsprechende Flexibilitidtsmarkte durch zusatzliche Schnittstellen und
Opportunitdten zu einer komplexeren Marktordnung und somit zu zusatzlichen Trans-

aktionskosten und Ineffizienzen fiihren.

Eine langfristig effiziente Allokation von Flexibilitatsoptionen wird im Wesentlichen
durch addaquate Investitionsanreize determiniert. Auch hier spielt ein wettbewerbliches
Umfeld eine mafdgebliche Rolle, da einseitige Forderungen zum Abbau technischer
Hemmnisse zu Verzerrungen und Ineffizienzen fithren kénnen. Die zuvor diskutierte
Optimierung der kurzfristigen Bereitstellung von Flexibilitatsoptionen erhoht gleichzei-
tig den Wert von Flexibilitit und schafft damit Investitionsanreize. Zudem tragt ein
stabiles regulatorisches und politisches Umfeld zur Investitionssicherheit und damit zur

wettbewerblichen Erschliefdung von Flexibilitdtsoptionen bei.

200 Bejspielsweise quantifizieren Farahmand/Doorman (2012) fiir das Jahr 2010 die Einsparung auf 75 % der
Kosten fiir die Vorhaltung von Regelleistung und rund 50 % flr den Abruf von Regelenergie durch die In-
tegration des hydrodominierten skandinavischen sowie der deutschen und niederlandischen Regelleistungs-
markte.
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5.3 Analysen von Flexibilitaitsmechanismen, Netzengpassmanagement und
Netztarifierung im Verteilnetz

Aktuell werden verschiedene Ansitze zur Anderung der Netzentgeltsystematik disku-
tiert. Dabei handelt es sich um das Kapazitatsentgelt und das variable Netznutzungs-
entgelt. Ersteres zielt auf die Einfiihrung eines Kapazitatspreises fiir die nicht leistungs-
gemessenen Kunden auf der Niederspannungsebene bei gleichzeitiger Reduzierung der
Arbeitspreise ab. Das variable Netzentgelt steuert hingegen auf eine hohere dargebotene
Preisflexibilitit seitens der Verteilernetzbetreiber hin, wofiir ein hoher Arbeitspreisan-

teil notig ist.

Im Rahmen der Forschungsarbeit wurden mit Hilfe eines wirtschaftlichen, mehrstufigen
Netzmodells die verschiedenen Vorschlige zur Anderung der Netznutzungsentgeltsys-
tematik simuliert und ihre jeweiligen Vor- und Nachteile herausgearbeitet. Dabei stan-
den die Auswirkungen auf die Erlose des Verteilnetzbetreibers und die Preisstruktur der
Kunden im Fokus. Als Annahme wurde festgelegt, dass die heutigen Erlose des Netzbe-
treibers konstant bleiben miissen, wobei sich die Einnahmestréome entsprechend veran-
dern. Diese Veranderungen wurden im zweiten Schritt in unterschiedlichen Ausgestal-
tungen hinsichtlich ihrer Wirkung auf die Kunden mit den Dimensionen Diskriminie-

rungsfreiheit, Transparenz und Verursachungsgerechtigkeit untersucht.

Der Einfiihrung eines Kapazititsnetzentgelts geht die Uberlegung voraus, dass die vom
Verteilernetzbetreiber zur Verfiigung gestellte Netzkapazitit in den Netzentgelten bis-
lang unzureichend beriicksichtigt wird. Zwei Aspekte sprechen fiir die Einfiihrung eines
Kapazitatsentgelts. Zum einen sind es die hohen Fixkosten des Stromnetzbetriebs. So
stellt der Anteil der variablen Kosten an der Gesamtheit der Netzkosten nur etwa 5 %
dar, wahrend 95 % (45 % Betriebskosten, 25 % Kapitalkosten, 25 % Kosten der vorge-
lagerten Ebene) der Kosten fix sind. Die Einnahmen im Verteilnetz sind zu 95 % variabel
und zu 5 % fix.201 Zum anderen ist es der wachsende Anteil des Eigenverbrauchs, wobei
im Bereich der privaten Haushalte vermehrt eigens produzierter Solarstrom soweit
moglich auch selbst verbraucht wird.202 Der Anreiz dafiir wird durch die in den letzten
Jahren sinkende Photovoltaik-Einspeisevergiitung und die gleichzeitig steigenden End-
verbraucher-Strompreise gegeben. Dabei sank die Einspeisevergiitung seit dem Jahr
2011 deutlich unter den Endverbraucher-Strompreis und macht damit die Eigenversor-

gung rentabel.203

Der Kapazitatstarif spiegelt in diesem Kontext die fixe Kostenstruktur der Stromnetze

wider. Denn die Kosten des Stromnetzes sind in erster Linie von der Leitungskapazitit

21 \/gl. Stock (2013).
202 | aut Prognos (2013) werden 2—-3 TWh Photovoltaikstrom selbst verbraucht.

203 \/gl. Agora (2013), S. 11.
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abhingig, und diese ist wiederum der Bemessungsfaktor fiir den weiteren Netzausbau.
Weiterhin soll gewahrleistet werden, dass Verbraucher, die das Energienetz nur mit we-
nig Energie, aber mit hohen Leistungen belasten, immer noch einen angemessenen Bei-

trag zur Finanzierung leisten.

Aufserdem sollen Lastspitzen reduziert und ein netzdienliches Verhalten der Kunden
gefordert werden. Nachteilig ist das starre Preissystem des Kapazitatstarifs, da durch
eine feste Netzentgeltkomponente der Anreiz zum Stromsparen verringert wird. Aufder-
dem kann es zu Fehlanreizen kommen, da gleichméafiiger Verbrauch nicht benachteiligt
oder Verbrauch in Zeiten hoher Erzeugung aus erneuerbaren Energien nicht belohnt

wird.

Ein zweiter Vorschlag zur Verbesserung der Netzsituation ist die Einfithrung eines vari-
ablen Netznutzungsentgelts. Dessen Hohe ware abhangig von der zeitlichen
Stromentnahme durch den Kunden und wiirde sich in einem zeitvariablen Tarif auftei-
len. Ziel ist es, Lastspitzen im Stromnetz durch die Verlagerung des Verbrauchs in last-
schwache Zeiten zu reduzieren, den Lastverlauf zu glatten und somit die Netzbelastung
zu mindern. Da maximale zeitgleiche Lastspitzen der wichtigste Faktor fiir die Ausle-
gung der Netze sind, tragt ihre Vermeidung dazu bei, das Netz effizienter auszunutzen
und somit Neuinvestitionen zu reduzieren.2%4 Fir die Energielieferkomponente des
Strompreises existiert bereits, teilweise angeboten durch einige Lieferanten, die Option,
feste Hoch- und Niedertarife zu nutzen. Dieses Anreizinstrument ist in § 40 Abs. 5 EnWG
festgesetzt und soll ,soweit technisch machbar und wirtschaftlich zumutbar“29> angebo-
ten werden. Bisher besteht kein stundenscharf differenzierter Tarif fiir die Netzentgelt-
komponente des Endkunden-Strompreises. Eine Kopplung der Preiskomponenten Netz-
nutzung und Strompreis kann eine grofiere untertdgige Preisdifferenz bewirken. Hier-
durch bieten sich erhéhte wirtschaftliche Anreize fiir Kunden, die eigene Last zu ver-
schieben. Da die Haushaltskunden in der Mehrzahl derzeit nicht leistungsgemessen sind,
wiare sowohl fiir die Umsetzung des variablen Netznutzungsentgelts als auch des Kapa-

zitatstarifs der flichendeckende Rollout des Smart Metering erforderlich.

Mit der Umsetzung des empfohlenen Rollout-Szenarios Plus2% fiir das Smart Metering
kann bis zum Jahr 2028 ein flichendeckender Rollout neuer Messsysteme erfolgen.207
Diese ermdéglichen zunachst eine Leistungsmessung aller Verbraucher und darauf auf-

bauend verschiedene Entwicklungspotenziale, wie auch die Anpassung der Standard-

2% \/gl. Fraunhofer IWES (2011), S. 3.

25 EnWG (2014), § 40 Abs. 5.

2% Das Rollout-Szenario Plus beschreibt ein gesamt- und einzelwirtschaftlich sinnvolles Szenario fiir die fla-
chendeckende Installation intelligenter Messsysteme. Hierbei werden zundchst alle Z&hlpunkte, die effizient
zu einer besseren Netzfiihrung beitragen, mit intelligenten Messsystemen ausgestattet. Alle weiteren Zahl-
punkte werden schrittweise mit intelligenten Zahlern ausgestattet.

27 \/gl. Ernst & Young (2013).
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lastprofile zur Reduzierung der Ausgleichsenergiebeschaffung. In einer Weiterentwick-
lung eines variablen Netzentgelts ist auch die Kopplung an die aktuelle lokale Einspei-
sung - insbesondere von erneuerbaren Energien - méglich, wodurch z. B. in Zeiten einer
hohen PV-Einspeisung in einem Wohngebiet die Riickspeisung auf die vorgelagerte
Netzebene durch den Anreiz der Erhéhung des Stromverbrauchs reduziert wird. Theo-
retisch ist eine weitere Verstarkung mit zeitabhangigen Umlagen mdglich. All dies beno-
tigt als erste Grundlage intelligente Messsysteme und von den Netz- und Vertriebsge-
sellschaften neue Tarifmodelle sowie angepasste Kundenkommunikations- und Abrech-

nungsprozesse.

Ein einspeiseseitiges Netznutzungsentgelt stellt eine weitere Moglichkeit zur Ande-
rung der Netzentgeltsystematik dar. Die Kosten fiir den Betrieb des Stromnetzes werden
in Deutschland aktuell ausschliefdlich von den Stromverbrauchern getragen. Die Strom-
erzeuger sind nicht verpflichtet, sich an den Netzerhaltungs- und Ausbaukosten zu be-
teiligen. Eine Leistungskomponente fiir Erzeugungsanlagen (G-Komponente) konnte
einen wertvollen Beitrag zur bestehenden Netzentgeltsystematik leisten. Diese konnte
sowohl zur Netzfinanzierung als auch zur Allokation, also zur Steuerung der geografi-
schen Positionierung der Erzeugeranlagen, verwendet werden. In einigen europdischen
Landern wird dies bereits in unterschiedlichem Maf} angewandt. So miissen in Oster-
reich die Erzeugeranlagen 20 % der Netzkosten tragen. In Schweden ist das einspeise-
seitige Netznutzungsentgelt abhingig von der geografischen Lage der Erzeugeranlagen
und setzt somit Anreize, die Standortwahl nach netzspezifischen Aspekten durchzufiih-

ren.208

Der weitere Ausbau der dezentralen Erzeugung fithrt dazu, dass die Relevanz der ver-
miedenen Netzentgelte weiter steigt. Grundsatzlich wird bisher davon ausgegangen,
dass die dezentrale Einspeisung Kosten vermeidet. Dies ist in weiten Teil bei den variab-
len Kosten berechtigt, da die Transportverluste reduziert werden. Kalkulierbare Einspa-
rungen bei der Leistungskapazitidt ergeben sich aber nur unter bestimmten Vorausset-
zungen, wie z. B. bei eindeutig gerichtetem Energiefluss und bei planbaren und stetigen
Einspeisungen, da die volatilen Erzeuger nicht zwangslaufig zu den netzgiinstigen Zeiten
einspeisen (z. B. Photovoltaik am Abend im Winter mit hohem Stromverbrauch). Hier-
durch konnen in der Regel fluktuierende dezentrale Erzeugungsanlagen Netzausbaukos-
ten nicht vermeiden. Die vermiedenen Netzentgelte werden bei steigender Anlagenzahl
weiterhin gemaf$ der in der StromNEV beschriebenen Berechnungsmethode gezahlt und

verringern sich durch die erhdhte Anlagenzahl vorerst nicht.20° Bei stetig zunehmender

28 \/gl. ENTSO-E (2013).
209 \/orerst nicht, weil zusatzlich eingespeiste Arbeit und Leistung weiterhin nach den Kosten der vorgelagerten

Ebene entlohnt wird. Erst wenn der volle Leistungsbedarf einer Netzebene durch die dezentrale Erzeugung
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dezentraler Einspeisung kommt es zwangslaufig dazu, dass die vom Netzbetreiber ge-
zahlten vermiedenen Netzentgelte die tatsdchlich vermiedenen Kosten tliberschreiten
(u. a. bei Riickspeisung von niedrigeren in hohere Spannungsebenen). Spatestens dann

entsprechen die vermiedenen Netzentgelte nicht den vermiedenen Kosten.210

In einigen Regionen sind die dezentralen Einspeisungen so hoch, dass es zu einer Last-
flussumkehr kommt und Energie aus unterlagerten in vorgelagerte Netzebenen riickge-
speist wird. Besonders betroffen sind Regionen mit einer hohen Anzahl dezentraler Er-
zeuger bei gleichzeitig niedriger Last. In diesen Fallen werden Transportverluste erhoht
und nicht vermieden. Analysen fiir verschiedene Netzbetreiber zeigen die zeitliche und
energetische Haufigkeit auf. Abbildung 71 zeigt die Daten fiir das Netz der MITNETZ im

Jahr 2012.
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Abbildung 71: Riickspeisung MITNETZ 2012°*

Es zeigt sich, dass die Riickspeisung insbesondere zwischen der HS-Ebene und der
HS/HOS-Umspannebene stark ansteigt. Die Riickspeisung iiberwiegt in knapp 10 % des
Jahres, und annidhernd 5 % der gesamten erzeugten Energie wird in die HS/HOS-Ebene

riicktransportiert. Deutlich starker ist der Netzbetreiber E.Dis betroffen, wie die folgen-

gedeckt wird, senken zusétzliche Einspeiser die individuelle Vermeidungsleistung ab und damit die ausge-
zahlten vermiedenen Netzentgelte.

219 dena (2012), S. 356.

2 Auswertung auf Basis der veroffentlichten Daten der einzelnen Netzebenen von MITNETZ.
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de Abbildung 72 zeigt. Hier findet in fast drei Viertel der Zeit eine Riickspeisung statt,
wovon 36 % der Energiemenge betroffen sind.
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Abbildung 72: Ruckspeisung E.DIS 2012

Der weitere Ausbau der dezentralen Erzeugung kombiniert mit den Energieeffizienzzie-
len wird diesen Effekt immer weiter verstarken. Dies verdeutlicht eine notwendige Re-

form der vermiedenen Netzentgelte.

Die Abschaffung der vermiedenen Netzentgelte fiir nicht steuerbare dezentrale Anlagen
ist ein diskutierter Ansatz, der auf eine Reduzierung der zu zahlenden vermiedenen
Netzentgelte abzielt. Dennoch tragen auch nicht steuerbare Anlagen moglicherweise zu
vermiedener Arbeit und Leistung auf der jeweiligen Netzebene bei. EEG-Anlagen nach
steuerbar/nicht steuerbar zu unterscheiden scheint dabei nicht sinnvoll.213 Ebenso we-
nig ist die grundsatzliche Abschaffung riickwirkungsfrei und unproblematisch, da in die-
sen Fallen umfangreiche Windfall-Profits bei einigen Netzbetreibern entstehen kénnen.
Die Analysen haben gezeigt, dass vermiedene Netzentgelte beim weiteren Ausbau de-
zentraler Erzeugungsanlagen deutliche Auswirkungen auf die Erlos- und Kostenstruktu-
ren der Netzbetreiber haben. Aus diesem Grund wird empfohlen, bei einer Novellierung

der Netzentgeltsystematik insbesondere unter der Beriicksichtigung der Moglichkeiten

212 Auswertung auf Basis der verdffentlichten Daten der einzelnen Netzebenen der E.Dis. Vgl. auch VKU
(2011).
23 ygl. MITNETZ (2013).
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intelligenter Messsysteme auch die Systematik der vermiedenen Netzentgelte anzupas-

sen.

Zusammengefasst bieten die einzelnen diskutierten Mechanismen individuelle Vorteile:

Leistungskomponente G: Steigerung der Allokationssignale auf Erzeugerseite.

Variables Netznutzungsentgelt auf Verbraucherseite: Steigerung der wirtschaftli-
chen Anreizwirkung der Lastverschiebung.

Kapazitatsentgelt: Sicherstellung einer verursachungsgerechten Netzfinanzie-
rung bei einem steigenden Anteil der Eigenerzeugung.

Zur Erreichung eines entsprechend optimierten Marktdesigns sind unter Berticksichti-

gung der Wechselwirkungen mit anderen Mechanismen geeignete Netzentgeltmodelle

auszuwdhlen. Dies kann insgesamt zu einem gerechten, kostenglinstigen und umwelt-

vertraglichen System fiihren.

5.4

Eckpunkte fiir das zukiinftige Netzengpassmanagement und zur
Anreizsetzung fiir Flexibilitit

1. Das Stromnetz ist das Riickgrat der Versorgungssicherheit. Fiir die Umset-

zung der Energiewende ist daher eine Uberwindung der Netzausbauverzo-
gerungen in Verbindung mit einem effizienten Netzengpassmanagement
dringend geboten.

Verzogerungen beim Netzausbau kdnnen in Verbindung mit dem Ausbau dezent-
raler erneuerbarer Energien insbesondere in lastfernen Regionen und der Ab-
schaltung von Kernkraftwerken zu kritischen Netzengpasssituationen und letzt-

lich zu einer Gefahrdung der Systemstabilitat fiihren.

Auch wenn der Netzausbau gegeniiber dem Redispatch als vorteilhaft bestatigt
wird, erfordern die auftretenden Verzégerungen beim Netzausbau ein effektives
und effizientes Management von Netzengpdssen zur Gewadhrleistung der Sys-

temstabilitat.

. In Ubergangsphasen kann Redispatch eine Lésung darstellen, um kritische

Netzsituationen zu beherrschen.

Die Abwagung zwischen Netzausbau und der Inkaufnahme von Redispatch ist

nicht nur, aber auch eine wirtschaftliche Frage.
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Im Einzelfall kann die Abwagung stark unterschiedlich ausfallen, da z. B. die ortli-

chen Gegebenheiten den Netzausbau erschweren oder verteuern.

Das Maf3 der notwendigen Redispatch-Mafdnahmen bei gegebenem Netz ist stark

von der raumlichen Ansiedlung der Erzeugungseinheiten abhangig.

Langfristig und grundsatzlich betrachtet weisen die Modellrechnungen deutlich
auf einen finanziellen Vorteil des Netzausbaus gegeniiber dem Redispatch
hin.

. Netzausbauverzogerungen in Verbindung mit Kraftwerksstilllegungen vor
allem in Siiddeutschland und Kraftwerksneubauten in den noérdlichen Re-
gionen fiihren zu strukturellen Engpassen in Richtung Siiddeutschland. Die
Einfithrung von Preiszonen innerhalb Deutschlands kann dabei einen Bei-
trag zur Reduzierung des verbleibenden Redispatch-Bedarfs und somit zur
Gewahrleistung der Versorgungssicherheit leisten.

Bis 2020 ist bei weiteren Netzausbauverzoégerungen mit einem Anstieg des Re-
dispatch-Bedarfs auf rund 7 TWh pro Jahr zu rechnen. Eine Betrachtung alterna-
tiver Netzengpassmanagement-Methoden hat ergeben, dass die Einfithrung von
Zonal Pricing bzw. Market Splitting in Deutschland strukturelle Engpédsse

entlasten kann.

Die dann regionalen Strompreise wirken sich gegenlaufig auf Verbraucher und
Erzeuger aus. Diese Verteilungseffekte wurden hier nicht naher untersucht, soll-
ten aber bei der Ausgestaltung gegeniiber dem Zugewinn an Versorgungssicher-
heit sorgfiltig abgewogen werden.

Es wurde gezeigt, dass bereits durch Einfiihrung von zwei Preiszonen und den
damit verbundenen optimierten Kraftwerkseinsatz der Bedarf an manuellen
Eingriffen und damit das Versorgungssicherheitsrisiko durch einen erleichterten
Netzbetrieb reduziert werden kénnen. Des Weiteren lassen sich in Stunden mit
hoher Windeinspeisung Transit- und Ringfliisse liber die benachbarten Lander

verringern.

. Die Integration europdischer Flexibilitaten erfordert aufgrund begrenzter
Kuppelkapazitaten eine raumlich differenzierte Betrachtung und Einbezie-
hung des Netzengpassmanagements.

Bereits heute erfolgt ein grenziiberschreitender Austausch von Flexibilitaten in

Form von Fahrplanenergie und Systemdienstleistungen. Die voranschreitende In-
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tegration der nationalen Strommarkte eroffnet zusdtzliche Moglichkeiten zur

Einbeziehung grenziiberschreitender Flexibilitatsoptionen.

Da die verschiedenen Flexibilititsoptionen substituierbar sind, ist ein wettbe-
werbliches Umfeld zur Allokation eines effizienten Portfolios von Flexibilitiaten
Grundvoraussetzung. Mit dem aktuellen europdischen Marktdesign besteht ein
prinzipiell geeigneter Rahmen.

Dabei sind kurzfristig 6konomische und regulatorische Hemmnisse abzubauen.
Vor allem kurzfristigere Produkte, Ausschreibungsdauern und Handelsschluss-
zeiten in den einzelnen Markten begilinstigen die Bereitstellung von Flexibilitats-
optionen. Bei langfristigen Investitionsanreizen sind einseitige Forderungen zum
Abbau technischer Hemmnisse zu vermeiden, da diese zu Verzerrungen und Inef-

fizienzen fiihren konnen.

5. Die Einfiihrung eines ,Verstetigungszertifikatehandels” wurde gepriift und
negativ bewertet.

JVerstetigungszertifikatehandel” ist ein Oberbegriff fiir Maf3nahmen zur unterla-
gerten Vergleichmafdigung der Auslastung der Bilanzkreise (Erzeuger und Ver-
braucher).

Prognosefehler hinsichtlich der Nachfrage und der Einspeisung von fluktuieren-
den erneuerbaren Energien verursachen Bilanzkreisabweichungen und Aus-

gleichsenergiebedarf.

Ein Handel von Flexibilitdten mittels Verstetigungszertifikaten als Produkt auf ei-
nem ,Flexibilititsmarkt” als eine alternative Anpassung der Netznutzung und des
Bilanzkreis-Wesens erscheint nicht zielfiihrend. Zum einen ist der Ausgleich von
Prognosefehlern durch Kurzfrist- und Regelenergiemarkte geregelt. Zum anderen
zielen Verstetigungszertifikate auf eine dezentrale Verstetigung ab, die aufgrund

von Redundanzen zu Ineffizienzen fihrt.
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6 Interdependenzen der Instrumente und abschlief3ende
Empfehlungen

In den vorangegangenen Kapiteln wurde bereits angesprochen, dass Designanpassun-
gen einzelner Teilmarkte und Instrumente in Wechselwirkung mit anderen Markten und
Mechanismen stehen kdnnen. Beispielsweise wurden in Kapitel 3 die Auswirkungen von

koordinierten und asymmetrischen Kapazitatsmarkten auf den Spotmarkt dargestellt.

In diesem Kapitel werden daher zundchst die Wechselwirkungen zwischen Kapazitats-
mechanismen, Regelleistungsmarkten, Netzengpassmanagement und Spotmdrkten na-
her untersucht. Im Anschluss daran werden gegenseitige Riickwirkungen der Férderung
erneuerbarer Energien mit den genannten Mechanismen analysiert. Abschlieféend wer-
den aus den Ergebnissen der Untersuchungen zentrale Empfehlungen abgeleitet, um das

Marktdesign seinen aktuellen und zukiinftigen Herausforderungen anzupassen.

6.1 Interdependenzen zwischen den betrachteten Instrumenten

Die Interdependenzen zwischen den betrachteten Markten und Mechanismen werden,
wie in Abbildung 73 dargestellt, durch ihre zeitliche Abfolge beeinflusst. Dariiber hinaus
wirken sich vor allem auch die relevanten Knappheiten und Opportunititen auf das
Verhalten der Akteure und damit die Wechselwirkungen aus. Beispielsweise induziert
ein Kapazititsmechanismus mit geringfiigig tiberhohter Kapazititsnachfrage leichte
Uberkapazititen, womit in den nachgelagerten Kurzfristmiarkten keine Knappheitsprei-
se auftreten. Demgegeniiber hangen die Gebote der Marktteilnehmer in den vorgelager-
ten Markten von den zukiinftig erwarteten Knappheiten und Opportunitiaten ab. Das
Gebot fiir Sekundarregelleistung bei wochentlicher Ausschreibung steht z. B. in Wech-
selwirkung mit den erwarteten Opportunitaten im Spotmarkt. In Abbildung 73 wird die
zeitliche Uberlagerung der betrachteten Markte und Mechanismen schematisch darge-
stellt.
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Market Splitting
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Abbildung 73: Interdependenzen in zeitlicher Perspektive

In Kapitel 5 wurde die Einfiihrung von Market Splitting als Netzengpassmanagement-
Methode diskutiert, wobei dort primar die Wechselwirkungen mit dem Day-Ahead-
Markt betrachtet wurden. Eine Einfiihrung von Preiszonen in nur einzelnen Teilmarkten
fiihrt allerdings zu Inkonsistenzen. Ein Kapazitatsmarkt ohne Market Splitting verkniipft
mit einem Spotmarkt mit Market Splitting wird im Allgemeinen zu inkonsistenten
Standortanreizen bei der Allokation von Kraftwerkskapazitaten fithren und somit die
Versorgungssicherheit gefihrden. Denn ein Kapazitatsmarkt ohne Standortanreize fiihrt
zu einer Allokation, die dann im Spotmarkt mit Market Splitting dennoch in einzelnen
Preiszonen zu knappen Kapazititen und damit Knappheitspreisen fiihren kann. Konse-
quenterweise bedingt die Einfiihrung von Preiszonen im Spotmarkt demnach auch ein

Market Splitting in den zeitlich vor- und nachgelagerten Markten.

Nachfolgend werden die relevanten Wechselwirkungen systematisch diskutiert.

6.1.1 Interdependenzen mit dem Kapazititsmarkt

Hinweis: Im Folgenden wird dargestellt, welche wesentlichen Interdependenzen mit dem
Kapazitdtsmarkt beachtet werden miissten, wenn ein bestimmtes Instrument (z. B. Market
Splitting) zum Einsatz kdme. Diese Wenn-Dann-Aussage stellt keine Empfehlung dar, das
jeweilige Instrument einzufiihren. Weitergehende Ausfiihrungen hierzu finden sich in den

einzelnen Arbeitspaketen sowie im Empfehlungsteil (siehe Kapitel 3 und 6.3).

6.1.1.1 Spotmarkt

Die Einfithrung eines Kapazitatsmarktes beeinflusst die Spotpreise. Das Ausmaf? ist da-

bei vom Kapazititsmarktdesign und der damit verbundenen Kapazitatsnachfrage ab-
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hangig, denn das Verhéltnis der Kapazitdtsnachfrage zur Spotnachfrage determiniert die

Knappheit nach der Kapazitatsauktion.

Bei der Strategischen Reserve erfolgt die Refinanzierung neuer Kraftwerkskapazitaten
weiterhin liber den Spotmarkt. Dies fiihrt langerfristig zu hoheren, aber volatilen Spot-
preisen, wohingegen beim Kapazitdtsmarkt die Refinanzierung iiber die Kapazitatszah-
lungen erfolgt und somit die Spitzenpreise gegeniiber einem Energy-only-Markt ohne
Uberkapazititen auf Grenzkostenniveau sinken. Die Einfiihrung eines selektiven Kapazi-
tdtsmechanismus wird daher in der Regel die Wirtschaftlichkeit bestehender Kraftwer-
ke negativ beeinflussen, wenn diese nicht am Kapazitatsmechanismus partizipieren

konnen.

6.1.1.2 Regelreserve

Die Erlose aus der Regelreserve-Vermarktung liefern zusatzliche Deckungsbeitrage und
reduzieren damit prinzipiell die benotigte Kapazitatspramie. Allerdings gilt auch umge-
kehrt, dass die Regelleistungspreise im Wesentlichen von der Kapazitdtsnachfrage im
Kapazitatsmarkt abhdngig sind, da diese die Knappheit nach der Kapazitatsauktion de-
terminiert. Bei leichten Uberkapazititen treten im Spotmarkt keine Knappheitspreise
auf. Wenn die Grenzkosten in der Merit Order sehr dhnlich sind, fithrt dies dann auch zu
einem Regelleistungspreis nahe 0 €/MW. Wenn die Kapazitatsknappheit sich jedoch
nicht nur in der Kapazitatsauktion, sondern auch beim Spot- und Regelleistungsmarkt
manifestiert, werden dort hohere Preise aufgerufen. Es ist zunachst zu erwarten, dass
dies vor allem bei positiver Minutenreserve relevant ist, da nur hier eine direkte Substi-
tution von Energielieferung und Regelleistungsangebot auftritt. Diese positive Minuten-
reserve kann aber weitgehend durch Notstromaggregate, DSM und vorhandene Kraft-
werke abgedeckt werden. Positive und negative Sekundarreserve sowie negative Minu-
tenreserve werden hingegen in der Regel nur von in Betrieb befindlichen Kraftwerken
bereitgestellt. Bei einem funktionierenden Wettbewerb substituieren die Erlose aus dem
Regelleistungsmarkt jedoch hier Deckungsbeitrage aus dem Spotmarkt, sodass wiede-
rum die durch die Kapazititsmarkte induzierte (fehlende) Knappheit auch indirekt das

Preisniveau im Regelleistungsmarkt mitbestimmt.

Die ausgeschriebenen Regelleistungsbedarfe sind abhdangig von den installierten Kapazi-
taten, insbesondere da mogliche Kraftwerksausfélle die Hohe der Regelleistungsvorhal-
tung mitbestimmen. Damit gibt es auch eine indirekte Riickwirkung von Kapazititsme-

chanismen auf die Regelleistungsmengen.

Es ist demnach sowohl vom Design der Kapazititsmarkte und der Hohe der Kapazitats-
nachfrage als auch von der Ausgestaltung der Regelleistungsmarkte abhdngig, inwieweit

und in welcher Hohe Erlése in welchem der Markte eingepreist werden.
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6.1.1.3 Engpassbewirtschaftung und Netze

Bei Einfiihrung von Market Splitting im Spotmarkt sollten auch zur Vermeidung von In-
konsistenzen im Kapazitiatsmarkt regional differenzierte Kapazitdatsbedarfe ausge-
schrieben werden - andernfalls fithrt ein homogener Kapazitatspreis dazu, dass Kapazi-
tatsknappheiten in einzelnen Regionen sich doch wiederum im regionalen Spotpreis
niederschlagen und damit das Risiko volatiler Spotpreise nicht behoben werden kann.
Die Bildung von Preiszonen sollte dementsprechend auch zur Ausschreibung unter-

schiedlicher Kapazitdatsvolumen mit entsprechenden Preisauswirkungen fiihren.

Die Einfiihrung von Netzentgelten mit G-Komponente sowie Nodal Pricing stehen in
Wechselwirkung mit einem Kapazitatsmarkt mit geografischer Komponente. Daher soll-
te hier eine mogliche Umsetzung hinsichtlich der Interdependenzen sorgfaltig betrachtet

werden.

Als Ursache fir ein potenzielles Marktversagen214 des Energy-only-Marktes wurde u. a.
die unelastische Nachfrage identifiziert. Die Einfiihrung variabler Netzentgelte tragt zur
Verstetigung der Nachfrage bei und erhoht auch die Anreize fiir flexible Nachfrage.
Dementsprechend kénnen variable Netzentgelte auch dazu beitragen, den Kapazitiatsbe-

darf im Kapazitatsmarkt zu reduzieren.

6.1.2 Interdependenzen mit der Regelreserve

Hinweis: Im Folgenden wird dargestellt, welche wesentlichen Interdependenzen mit dem
Markt fiir Regelenergie beachtet werden miissten, wenn ein bestimmtes Instrument (z. B.
Kapazitdtsmarkt oder Market Splitting) zum Einsatz kdme. Diese Wenn-Dann-Aussage
stellt keine Empfehlung dar, das jeweilige Instrument einzufiihren. Weitergehende Ausftih-
rungen hierzu finden sich in den einzelnen Arbeitspaketen sowie im Empfehlungsteil (siehe
Kapitel 4 und 6.3).

6.1.2.1 Spotmarkt

Verkiirzte Regelleistungsprodukte ermdéglichen eine simultane Optimierung von Regel-
leistung und Spotmarkt. Dies fiihrt zu einer effizienteren Ausnutzung der verfligbaren
Erzeugungskapazitaten. Modellrechnungen im Rahmen des Projekts verdeutlichen, dass
dadurch die Systemkosten sinken und zumeist auch die Regelleistungspreise zuriickge-
hen. Auch bei den Spotpreisen kommt es zu geringfiigigen Riickgdngen in den betrachte-

ten Fallen.

214 Als Indiz fur Marktversagen wird hier z. B. die unfreiwillige Abschaltung eines zahlungswilligen Kunden
verstanden.
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6.1.2.2 Kapazititsmarkt

Die Wechselwirkungen zwischen Kapazitdtsmarkt und Regelreserve wurden bereits
weiter oben beschrieben (vgl. Abschnitt 6.1.1). Dementsprechend sind auf den Regelleis-
tungsmarkten nur insofern Auswirkungen von (dezentralen oder zentralen) Kapazi-
tatsmarkten zu erwarten, als diese die Knappheit im Spotmarkt und damit die Opportu-
nitdtskosten fiir Regelleistungserbringung reduzieren. Dies ist bei dezentralen und zent-
ralen Kapazitatsmarkten im Wesentlichen nur bei positiver Regelleistung und vor allem
dann zu erwarten, wenn die Kapazitatsnachfrage grofdziigig dimensioniert ist. Bei einer
strategischen Reserve werden dementsprechend gegeniiber dem Energy-only-Markt
auch kaum Anderungen in den Regelleistungspreisen zu erwarten sein. Bei selektiven
Mechanismen besteht abhingig von der Ausgestaltung eher die Gefahr, dass die Regula-
rien im Kapazitdtsmarkt inkonsistent sind zu denen im Regelleistungsmarkt. Dies kann

dann die Preissignale verzerren und im Extremfall zu Instabilitdten fiihren.

6.1.2.3 Engpassbewirtschaftung und Netze
Bei der Einfiihrung von Market Splitting ist zu priifen, ob auch bei der Regelleistungsbe-

schaffung Kernanteile in den einzelnen Marktzonen erforderlich sind, um die kurzfristi-
ge Versorgungssicherheit zu gewdhrleisten. Diese werden dann hohere Preise erzielen
und damit auch das Preisgefiige im Regelleistungsmarkt verandern.

6.1.3 Interdependenzen mit Engpassbewirtschaftung und Netzen

Hinweis: Im Folgenden wird dargestellt, welche wesentlichen Interdependenzen mit der
Engpassbewirtschaftung beachtet werden miissten, wenn ein bestimmtes Instrument (z. B.
Kapazitdtsmarkt) zum Einsatz kdme. Diese Wenn-Dann-Aussage stellt keine Empfehlung
dar, das jeweilige Instrument einzufiihren. Weitergehende Ausfiihrungen hierzu finden sich

in den einzelnen Arbeitspaketen sowie im Empfehlungsteil (siehe Kapitel 5 und 6.3).

6.1.3.1 Spotmarkt

Beim Market Splitting gehen Engpasskosten in den Spotpreis ein, was zu regional diffe-
renzierten Spotpreisen fiihrt. Dementsprechend werden gegeniiber einem Einheits-
preissystem mit anschliefiendem Redispatch durch den Spotmarkt regional differenzier-
te Anreize zur Produktion und zur Vermarktung gegeben. Langfristig reduziert der ge-
plante Netzausbau Engpasse und damit den Bedarf, diese zu bewirtschaften. Gleichzeitig
reduziert sich der Redispatch-Bedarf, sodass die Fahrweise der Kraftwerke bei einem
einheitlichen Marktgebiet eher beibehalten werden und somit auf ein Market Splitting

verzichtet werden kann.
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6.1.3.2 Regelreserve

Bei einem umfassenden Netzausbau kann die Bereitstellung von Regelreserve wie bis-
her weitgehend ortsunabhidngig erfolgen. Wenn im Spotmarkt hingegen Engpassma-
nagement durch Market Splitting erfolgt, fiihrt ein einheitlicher Regelleistungsmarkt
gegebenenfalls zu falschen Anreizen fiir die Bereitstellung von Regelleistung. Wenn Re-
gelleistung hingegen geografisch spezifisch beschafft und eingesetzt wird, konnen Eng-
passe entlastet werden. Dies spricht fiir eine verbesserte Integration von Regelleis-

tungsmarkten und dem Redispatch-System.

6.1.3.3 Kapazititsmarkt

Kapazitdtsmarkte mit einer geografischen Komponente kénnen Engpassmengen redu-
zieren. Bei der strategischen Reserve ist dies allerdings eher unwahrscheinlich, da sie im
Wesentlichen Kapazititen aus dem Markt zuriickhalt, statt ihren Einsatz anzureizen.
Dass kein direkter Anreiz fiir den Kraftwerkseinsatz gegeben wird, gilt jedoch auch bei
den Ubrigen Kapazitatsmechanismen. Diese setzen Anreize fiir die Kapazitatsvorhaltung,
aber nicht fiir die Kapazitatsnutzung. Entsprechend werden sie kaum ein gezieltes Eng-

passmanagement durch Market Splitting oder den Netzausbau ersetzen konnen.

Ahnliches gilt auch fiir den Redispatch. Eine regional differenzierte Anreizsetzung fiir
neue (und bestehende) Kapazititen wird allenfalls langfristig dazu fiihren, dass kein
Redispatch mehr erforderlich ist, um bestehende Netzengpasse zu beheben. Auch Aus-

wirkungen auf die Redispatch-Kosten sind allenfalls von untergeordneter Bedeutung.

6.2 Interdependenzen bei der Féorderung erneuerbarer Energien

In diesem Kapitel werden die Interdependenzen der Forderung erneuerbarer Energien
mit den in diesem Projekt untersuchten Mechanismen Kapazitatsmarkt, Regelreserve

sowie Netzbewirtschaftung und Engpassmanagement dargestellt.

6.2.1 Interdependenzen mit einem Kapazititsmarkt

6.2.1.1 Auswirkungen eines Kapazititsmarkts auf die Férderung erneuerbarer
Energien
Ein Kapazitatsmarkt fiihrt zu einer Senkung des Strompreisniveaus im EOM-Markt und

erhoht damit langfristig die Differenzkosten erneuerbarer Energien.

Bei Einflihrung eines Kapazitidtsmechanismus werden Knappheitspreise vermehrt durch
Zahlungen aus dem Kapazitaitsmechanismus ersetzt, sodass die durchschnittlichen Prei-
se am Energiemarkt langfristig geringer ausfallen. Da erneuerbare Energien aktuell ho-

here Vergiitungssitze haben als die erzielbaren Preise am EOM-Energiemarkt, hdngt die
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von den Verbrauchern zu zahlende EEG-Umlage mafdgeblich davon ab, wie grof3 diese

Differenz ist.

Fluktuierende erneuerbare Energien stellen keine bis wenig gesicherte Leistung bereit
und konnen somit nicht ohne Weiteres2!> von Zahlungen des Kapazititsmechanismus
profitieren. Ihre Differenzkosten und damit der Forderbedarf im Vergleich zum Fall oh-
ne Kapazitatsmechanismus steigen. Dies kann langfristig den Ausbau erschweren, min-
destens aber geringfligig verteuern. Fiir stetige Erzeugungstechnologien wie z. B. Bio-
masse gilt dies nicht, da diese aufgrund ihrer Fahigkeit, gesicherte Leistung bereitstellen

zu konnen, auch von Kapazitatszahlungen profitieren konnen.

6.2.1.2 Auswirkungen der Forderung erneuerbarer Energien auf einen
Kapazititsmarkt

Die Zusammensetzung des Erneuerbaren-Kraftwerksparks wirkt sich auf die erforderli-

che freie Leistung und den optimalen Mix der dargebotsunabhangigen Technologien aus.

Abhangig vom Technologiemix und (nachgelagert) von der geografischen Verteilung
erneuerbarer Energien ergeben sich stark unterschiedliche Effekte auf die Bereitstellung
freier Leistung. Da die Spitzenlast in Deutschland in einer winterlichen Abendstunde
auftritt, tragt Photovoltaik (ohne dezentralen Speicher) beispielsweise in diesen Spit-
zenlastsituationen nicht zur Versorgungssicherheit bei, wahrend Windenergie zumin-

dest in vielen Fallen einen signifikanten Beitrag liefern kann.

Dartiber hinaus hat der Ausbau bestimmter Technologien Riickwirkungen auf die An-
forderungen an den residualen Kraftwerkspark. Der massive Ausbau der Photovoltaik in
Deutschland hat dazu gefiihrt, dass es vor allem in den Morgen- und Abendstunden hohe
Residuallastgradienten gibt, die durch flexible konventionelle Kraftwerke oder Speicher
abgefahren werden miissen. Gleichzeitig wurden die untertdgigen Preisdifferenzen teil-
weise nivelliert, da die vormals teuren Mittagsstunden nun durch das grofde Angebot an
Strom aus Photovoltaikanlagen wesentlich giinstiger geworden sind. Dies wirkt sich be-
sonders negativ auf flexible Spitzenlasttechnologien aus, die nun in den Randstunden

des Peak, also morgens und abends, ihre Deckungsbeitrage erwirtschaften miissen.

6.2.2 Interdependenzen mit der Regelreserve

6.2.2.1 Auswirkungen der Regelreserve auf die Forderung erneuerbarer Energien

Eine Zulassung der erneuerbaren Energien auf den Regelleistungsmarkten kann zusatz-

liche Ertrage ermoglichen.

215 sondern nur z. B. in Kombination mit einem Speicher.
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Wahrend es fiir stetige Erzeugungstechnologien bereits heute moglich ist, ist es denkbar
und langfristig anzustreben, auch fluktuierenden Erzeugungstechnologien den Zugang
zu den Regelleistungsmarkten zu gestatten, sofern die gegebenenfalls zu modifizieren-
den regulatorischen Vorgaben einer Teilnahme eingehalten werden. Auf diesem Wege
konnten diese Technologien zusatzliche Erlosstrome generieren. In diesem Zusammen-
hang sollte gepriift werden, inwiefern diese Zusatzerldse bei der Ausgestaltung der For-

dersatze zu beriicksichtigen sind.

6.2.2.2 Auswirkungen der Forderung erneuerbarer Energien auf die Regelreserve

Die Zusammensetzung des regenerativen Kraftwerksparks wirkt sich auf die benétigte

Vorhalteleistung der Regelreserve aus.

Die unterschiedlichen Technologien haben jeweils spezifische Einspeiseprofile und
Prognosegiiten. Die daraus resultierenden Prognosefehler haben, wie zuvor beschrie-
ben, Einfluss auf die Hohe der vorzuhaltenden Regelleistung. Auch die Zeiten, zu denen
Prognoseabweichungen auftreten, unterscheiden sich mafigeblich. Photovoltaik bei-
spielsweise kann nachts nicht zu Prognosefehlern fiihren, hier sind insbesondere die
Rampen an den Randstunden des Tages sowie untertagige Wettereinfliisse von Bedeu-
tung. Die angesprochenen Effekte sind insbesondere bei der in diesem Projekt vorge-

schlagenen situativen Regelreservebemessung (siehe Kapitel 4.4) zu beachten.

Ein zweiter Aspekt ist in diesem Zusammenhang ebenfalls wichtig: Die Zulassung erneu-
erbarer Energien zur Regelreserve fiihrt zu reduzierten Preisen fiir negative Regelleis-

tung.

Eine Teilnahme der fluktuierenden Erneuerbaren am Regelleistungsmarkt hat das Po-
tenzial, die Leistungspreise zu senken, da die Anlagen aufgrund ihrer geringen Grenz-
kosten immer laufen, sofern die meteorologischen Bedingungen eine Einspeisung er-
moglichen. Im Gegenzug konnen jedoch die Arbeitspreise steigen, da die Anlagen durch

ihre EEG-Fordersatze entsprechend hohe Opportunitdtskosten haben.

6.2.3 Interdependenzen mit Engpassbewirtschaftung und Netzen

6.2.3.1 Auswirkungen von Netztarifierung und Engpassmanagement auf die
Forderung erneuerbarer Energien

Eine optimierte Netztarifierung erhoht die Systemintegration erneuerbarer Energien.

Um zusatzliche Anreize fiir einen systemdienlichen Ausbau erneuerbarer Energien zu
schaffen, konnen lokale Einspeiseentgelte in Form einer G-Komponente eingefiihrt wer-
den. Diese tragen dazu bei, eine Standortverschiebung von Investitionen durch erhéhte

bzw. verminderte Kostenbelastung zu bewirken. Trotz hoherer Ertrage einer Windener-
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gieanlage in Norddeutschland kann somit die Wirtschaftlichkeit in Stiddeutschland ab

einem gewissen Grad iiberwiegen.

Zudem wiirde ein Market Splitting in Deutschland aktuell die Marktwerte von Wind und

PV in Deutschland beeinflussen.

Sofern Deutschland bei Engpasssituationen in zwei Preiszonen (Nord und Siid) aufge-
teilt wiirde, hatte dies erhebliche Auswirkungen auf den Wert fiir Wind und Photovolta-
ik. Wahrend der Grofdteil der PV-Kapazitiat im Siiden Deutschlands installiert ist und
somit aufgrund der geringeren Erzeugungskapazititen hohere Preise erzielen kann,
steht samtliche Offshore-Windkapazitit sowie ein grofer Teil der Onshore-
Windleistung im Norden. Dort wiirden diese Anlagen vergleichsweise geringere Preise

erzielen konnen.

6.2.3.2 Auswirkungen der Féorderung erneuerbarer Energien auf den Netzausbau
und das Engpassmanagement

Technologiespezifische Ausbauziele sowie die geografische Allokation erneuerbarer

Energien wirken sich auf den Netzausbaubedarf aus.

Da die geografischen Gegebenheiten mafdgeblichen Einfluss auf die Wirtschaftlichkeit
einzelner EE-Technologien haben, beeinflussen technologiespezifische Ausbauziele un-
mittelbar die regionale Verteilung erneuerbarer Energien und damit den Netzausbaube-
darf. Viel Windkraft bedeutet vermehrt Fliisse vom Norden in den Siiden, viel PV vom
Siiden in den Norden. Fiir einen systemstabilisierenden Ausbau erneuerbarer Energien
sind dementsprechend systemdienliche Standortanreize wesentlich. Durch eine Anpas-
sung des Fordermechanismus kénnen somit Netzausbau- und Redispatch-Bedarf redu-
ziert werden. Erste zusdtzliche Anreize wurden durch das zukiinftig verpflichtende
Marktpramienmodell geschaffen. Fortan spiegelt sich der relative Marktwert innerhalb
einer Technologie im erzielbaren Erlos wider. Dies kann langfristig flr eine breitere ge-

ografische Verteilung der Anlagen sorgen.

6.2.4 Zwischenfazit

Die diskutierten und identifizierten Marktmechanismen sind zwar grundsatzlich kompa-
tibel mit unterschiedlichen Férdermechanismen fiir erneuerbare Energien und kénnen
parallel zum aktuellen Stand der Forderung durch das EEG entsprechend der Novelle
2014 angewandt werden. Die zu beachtenden Wechselwirkungen sind jedoch wie oben
gezeigt teilweise erheblich. Bei Anderungen am Marktdesign ist daher eine ganzheitliche
Perspektive essenziell, um die Folgen adidquat einschitzen und gegebenenfalls parallel

an anderen Stellen notwendige Anpassungen vornehmen zu konnen. Abbildung 74 stellt
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die Relevanz der potenziellen Wechselwirkungen grafisch dar, wobei die Grofde der

Kreise in drei Stufen das Ausmaf} der Bedeutung anzeigt.

auf... . Netzausbau und Férderung
Kapazitdts-
Spotmarkt . Regelreserve Engpass- erneuerbarer
mechanismen ) .
von... bewirtschaftung Energien

Spotmarkt = . . . .

Kapazitats-
mechanismen

Netzausbau und
Engpass- . . . -
bewirtschaftung

Abbildung 74: Wechselwirkungen verschiedener Marktinstrumente

Regelreserve

Forderung
erneuerbarer
Energien

6.3 Fazit und Schlussbetrachtung

Mit dem weiteren Ausbau fluktuierender erneuerbarer Energien steigen in Zukunft die
Herausforderungen fiir die Gewahrleistung der Versorgungssicherheit und Systemstabi-
litat. Bei der Fortfithrung des Transformationsprozesses hin zu einem System mit (nahe-
zu) 100 % erneuerbaren Energien kommt der Weiterentwicklung des aktuellen Markt-
und Regulierungsdesigns eine wesentliche Bedeutung zu. Denn nur wenn Markt und
Regulierung nicht falsche oder inkonsistente Anreize setzen, wird es moglich sein, den
Umbau des Elektrizititssystems erfolgreich abzuschliefen, ohne Versorgungssicherheit

und Wirtschaftlichkeit zu vernachlassigen.

Diese Studie untersucht daher ausgehend vom aktuellen Marktdesign mogliche Anpas-
sungen und Weiterentwicklungen. Dabei wird auf Kapazitits- und Flexibilititsmirkte
sowie auf Kurzfrist- und Regelleistungsmirkte und das Netzengpassmanagement

fokussiert.

6.3.1 Herausforderungen und idealisiertes Modell des Energy-only-Marktes

Der teilweise unerwartet hohe Ausbau erneuerbarer Energien, insbesondere der
Photovoltaik, in den vergangenen Jahren hat zu Verwerfungen im deutschen Strom-

markt gefiihrt. Auch weitere Faktoren wie die Finanz- und Wirtschaftskrise und ihre
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Nachwirkungen mit verringertem Wirtschaftswachstum in Europa oder die durch die
kostenfreie Allokation von COz-Zertifikaten bis Ende 2012 verursachten Anreize zum
Weiterbetrieb alter Kraftwerke?16 tragen dazu bei, dass der Strommarkt derzeit durch
starke Ungleichgewichte gepragt ist. Zusammen mit dem beschleunigten Kernener-
gieausstieg, Verinderungen bei der Forderung der erneuerbaren Energien, ge-
planten weiteren Kraftwerksstilllegungen und erheblichen Preisschwankungen auf
den Brennstoff- und CO2-Markten - die teilweise mit den anderen Faktoren verbunden
sind - hat dies zu einem hohen Maf} an Unsicherheit beziiglich der zukiinftigen Ent-
wicklung gefiihrt.

Zudem ist deutlich geworden, dass die Verfolgung langfristiger Ziele - wie der Umbau
des deutschen Energiesystems - nicht ausschliefdt, dass es kurzfristig zu erheblichen
Abweichungen kommt. Daraus folgt, dass Marktdesign und Regulierung sowohl kurzfris-
tig als auch langfristig angemessene Anreize setzen miissen, um gravierende Konse-
quenzen im Strommarkt zu verhindern und trotz der teilweise irreduktiblen Unsicher-
heiten ein effizientes Funktionieren des Systems zu ermdglichen. Die Realitat weicht

also in verschiedenen Aspekten teils erheblich von einem idealtypischen Markt ab.

Nach dem Konzept des sogenannten Peak-Load-Pricing ergibt sich im idealisierten
Markt bei gegebener Zahlungsbereitschaft der Nachfrager und damit gegebener Nach-
frage im Gleichgewicht die optimale Erzeugungskapazitat.2l” Ohne Marktversagen fiihrt
ein funktionsfahiger Wettbewerb in Knappheitszeiten zu optimalen Preisaufschliagen
und ermoglicht damit die Refinanzierung von Erzeugungskapazititen. Dementspre-
chend wiirde ein solcher theoretisch idealisierter Energy-only-Markt ohne Marktversa-
gen adaquate Investitionsanreize setzen und zu effizienten, wohlfahrtsmaximierenden

Marktergebnissen fiihren.

Neben den angedeuteten Marktverzerrungen durch den unerwartet hohen Ausbau von
erneuerbaren Energien und den damit einhergehenden Uberkapazititen sind jedoch
zukiinftig weitere Aspekte flir das Funktionieren des Energy-only-Marktes wesentlich.
Ein mogliches Versagen des Energy-only-Marktes als Investitionssignal lasst sich

dabei auf drei wesentliche Probleme reduzieren:
- Eine kurzfristig nicht reagible bzw. inflexible Nachfrage,

- hohe Risiken aufgrund sehr volatiler Preise sowie

218 y/gl. z. B. Weber/Vogel (2014).

27 Die 6konomische Wohlfahrtstheorie hat grundsatzlich gezeigt, dass freier Wettbewerb im Markt zu den best-
mdglichen Wohlfahrtsergebnissen fihrt, solange gewisse Pramissen erfillt sind und es nicht zu Marktversa-
gen kommt. Zu diesen Prdmissen gehdéren insbesondere die Abwesenheit von Marktmacht, die Subadditivitat,
die vollstdndige Information der Akteure und die eindeutige Zuordnung von Eigentumsrechten. Dies gilt
auch fur den Strommarkt, sofern man davon ausgeht, dass die Ausschlielbarkeit bei der Stromlieferung in
jeder Situation gegeben ist. Dies fiihrt hier zum idealisierten Modell des Energy-only-Marktes.
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- lange Vorlaufzeiten beim Kraftwerksneubau.
Dabei kann eine inflexible Nachfrage dazu fiihren, dass der Markt nicht in ein Gleichge-
wicht tberfiihrt werden kann, da die Nachfrage das kurzfristig verfiighare Angebot
ubersteigt. Zudem konnen volatile Preise erhebliche Unsicherheiten induzieren und In-
vestitionen verhindern. Die Risiken starker Preisschwankungen werden durch die lan-

gen Vorlaufzeiten bis zur Inbetriebnahme eines Kraftwerks verstarkt.

Neben der langfristigen Allokation von Erzeugungskapazititen bzw. Flexibilititen steigt
in Zukunft die Bedeutung der kurzfristigen Koordination des Kraftwerkseinsatzes und
der Nutzung weiterer Flexibilitaten. Dabei sind effiziente Anreize sowohl in zeitlicher
als auch raumlicher Perspektive wesentlich. In einem System mit hohem Anteil an er-
neuerbaren Energien ist die Ausgestaltung von Kurzfrist- und Regelleistungsmark-
ten sowie dem Netzengpassmanagement somit nicht nur auf die langfristige, sondern

auch auf die kurzfristige Effizienz auszurichten.

6.3.2 Abschliefende Empfehlungen

Vor diesem Hintergrund ergeben sich folgende Empfehlungen fiir das zukiinftige Markt-

und Regulierungsdesign.

Die Einfiihrung von Kapazititsmechanismen in Deutschland ist langfristig vorteil-
haft. Viele Aspekte deuten darauf hin, dass der Energy-Only-Markt scheitern kann, ins-
besondere wenn in einem zukiinftigen regenerativ dominierten Energiemarkt in grofdem
Umfang gesicherte Leistung flir wenige Stunden im Jahr vorgehalten werden muss. Dann
sind Erzeugungsinvestitionen mit sehr hohen Risiken verbunden. Durch einen Kapazi-
tatsmechanismus kann eine Risikominderung beziiglich der erheblich schwankenden

Preise erfolgen.

Eine Strategische Reserve gewdhrleistet zwar mittelfristig die Versorgungssicher-
heit, tragt jedoch nicht zur Reduzierung von Investitionsrisiken bei. Demgegeniiber sen-
ken Kapazititsmirkte abhdngig von der Ausgestaltung hinsichtlich Vertragsdauer und
systematischer Uberkapazititen das Investitionsrisiko und tragen zur langfristigen

Gewihrleistung der Versorgungssicherheit bei.

Die sachgerechte Festlegung der Kapazitatsnachfrage ist fiir die Effizienz von Kapa-
zititsmechanismen essenziell. Hierzu bedarf es eines europaweit koordinierten Vor-
gehens, aber auch innerhalb Deutschlands einer addquaten Methodik. Dabei sollte in
einem System mit hohem Anteil an erneuerbaren Energien eine ausreichende freie Leis-
tung in jeder Stunde und weniger die gesicherte Leistung fiir die Bewertung der Versor-

gungssicherheit herangezogen werden.
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Grundsatzlich kénnen nachfrageseitige Mafinahmen in Knappheitssituationen einen
wertvollen Beitrag zum Ausgleich von Angebot und Nachfrage und damit zur Versor-
gungssicherheit leisten. Aus diesem Grund ist die Erschlief3ung von Flexibilitiatspo-
tenzialen und deren Steuerbarkeit in Abhdngigkeit von Knappheitssignalen bei Einfiih-
rung eines Kapazititsmechanismus (und auch sonst) wesentlich.

Das deutsche Energieversorgungssystem verfiigt aktuell iiber ein hohes Maf3 an flexiblen
Kraftwerken, sodass kurzfristig lediglich bedingt durch Netzengpdsse lokale Knapphei-
ten an Flexibilitat auftreten. Der weitere Ausbau erneuerbarer Energien in Verbindung
mit Netzausbauverzégerungen wird diese lokalen Knappheiten wahrscheinlich verstar-
ken, sodass die Einbeziehung europiischer Flexibilitiatspotenziale an Bedeutung

gewinnt.

Zur Deckung des zukiinftigen Flexibilititsbedarfs durch zusatzliche nachfrageseitige
Mafdnahmen ist bereits heute ein beachtliches technisches Flexibilitatspotenzial vor-
handen. Das tatsachlich erschlief3bare Marktpotenzial hingt bei gegebener Steuer-
barkeit stark von den Anreizen zur Bereitstellung von Flexibilitdt ab. Zur verbesserten
Integration von Flexibilitdten stellen die bereits geplante Einfithrung von Viertelstun-
denprodukten auch im Day-Ahead-Markt sowie eine Verkiirzung der Ausschrei-
bungszeitraume und Produktlaufzeiten an den Regelleistungsmirkten vielver-
sprechende Mafdnahmen dar.

Neben einer Weiterentwicklung von Regelleistungsmarkten hinsichtlich Ausschrei-
bungs- und Produktdauern kénnen alternative (situative oder adaptive) Verfahren zur
Bemessung des Reservebedarfs sowie verbesserte Anreizmechanismen zur Fahr-

plantreue den Regelleistungs- und Regelenergiebedarf reduzieren.

Fiir die Umsetzung der Energiewende ist eine Uberwindung von Netzausbauverzoge-
rungen in Verbindung mit einem effizienten Netzengpassmanagement von zentraler
Bedeutung. Dabei wird Redispatch in Ubergangsphasen eine Lésung darstellen, um
kritische Netzsituationen zu beherrschen. Die Einfithrung von Preiszonen innerhalb
Deutschlands kann zudem in einer Ubergangsphase einen Beitrag zur Reduzierung des
Redispatch-Bedarfs bereits im Vorfeld und somit zur Sicherstellung der Systemstabili-
tat leisten. Vor einer moglichen Entscheidung fiir Preiszonen sollten die erwahnten posi-
tiven Effekte auf die Versorgungssicherheit im Einzelnen quantifiziert und anderen,

moglicherweise negativen Auswirkungen z. B. auf Transaktionskosten, Liquiditdt der
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entstehenden Teilméarkte und Entkopplung von Spot- und Terminmarkt sowie Umver-

teilungseffekten innerhalb der Preiszonen sorgfiltig gegeniibergestellt werden.

Eine gemeinsame Beschaffung von Leistung fiir Redispatch und Regelleistung tiber eine

kraftwerksscharfe Plattform konnte zudem dazu beitragen, Ineffizienzen zu vermeiden.

Bei der Weiterentwicklung des Markt- und Regulierungsdesigns sind schliefilich die
Wechselwirkungen zwischen den genannten Markten und Mechanismen wesent-
lich. Denn das Verhalten der Akteure und damit die Wechselwirkungen werden durch
die zeitliche Abfolge und auch durch die relevanten Knappheiten und Opportunitdaten
beeinflusst. So steht das Gebot fiir Sekundarregelleistung bei wochentlicher Ausschrei-
bung beispielsweise in Wechselwirkung mit den erwarteten Opportunitaten im Spot-

markt.

Auf dem Weg hin zu einem System mit hohem Anteil an erneuerbaren Energien sind
auch die Interdependenzen der Forderung erneuerbarer Energien mit Kurzfrist-
und Regelleistungsmarkten, Netzengpassmanagement sowie mit moglichen Kapazitats-
und Flexibilitaitsmarkten zu berticksichtigen. Dies gilt insbesondere bei tiefen und irre-
versiblen Markteingriffen wie im Falle der Einfiihrung eines Kapazitaitsmechanismus.
Daher sollten die verschiedenen Anpassungen im Marktdesign gemeinschaftlich und
aufeinander abgestimmt umgesetzt werden, sodass ein neues, integriertes Marktdesign

erreicht wird.
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8 Anhang

8.1 Zusitzliche Analysen

8.1.1 Herleitung der optimalen Kapazitatsnachfrage

Die zentrale Forderung bei der Bestimmung der Kapazitatsnachfrage ist, dass die ver-
fligbare Kapazitat nahezu immer zur Deckung der momentanen Last ausreichen muss.
Mathematisch formuliert bedeutet dies, dass die Wahrscheinlichkeit einer Kapazitatsun-
terdeckung bzw. einer freien Leistung 1 kleiner gleich null ein vorab definiertes Sicher-
heitsniveau a (beispielsweise eine Stunde in zehn Jahren) nicht tiberschreiten darf:

EJ/;(O; Pinst) < a
(1)

mit Y = P(h) — L(h) (2)
wobei P (h): freie Leistung in Stunde h

P(h): verfiigbare (steuerbare) Erzeugungsleistung in Stunde h

L(h): (Residual-)Last in Stunde h

a: vorab definiertes Sicherheitsniveau

I:"Tl,(y; Pinst): Wert der kumulierten Verteilungsfunktion von y fiir y mit
Pinst als zusatzlichem Parameter, wobei Pins: installierte (steuerbare) Er-

zeugungsleistung

Die freie Leistung 1 (h) lasst sich durch Uberlagerung der Verteilung der Last L und der

Verteilung der verfligbaren Leistung der Kraftwerke P ermitteln.

Unter vereinfachenden Annahmen, insbesondere der Pramisse einer Normalverteilung
der verfiigbaren Leistung (brauchbare Approximation ab ca. 30 Kraftwerksblocke), lasst
sich die Forderung in Gleichung (1) durch eine lineare Restriktion entsprechend Glei-
chung (3) anndhern. Dabei wird die erforderliche Mindestkapazitit P, mit einem itera-
tiven Verfahren so bestimmt, dass 171;(0; P,) = a gilt. P, gibt schliefilich die Mindestka-
pazitat zur Gewahrleistung des vorab definierten Sicherheitsniveaus bzw. die Kapazi-

tatsnachfrage fiir einen umfassenden Kapazitatsmarkt an.
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Pinstzpoizzpmock =P (3)

Geo Block

wobei  Pgiock
€ {Kernkraft, Braunkohle, Steinkohle, Gas, Ol, Biomasse, Wasser}

Geo: geografische Entitat (Europa, CWE, Land)

Die lineare Kapazitatsrestriktion berticksichtigt die installierte Leistung P aus konventi-
onellen thermischen Kraftwerken sowie die sicher verfiigbare Leistung von disponier-
baren Erneuerbare-Energien-Anlagen, insbesondere Biomasse- und Wasserkraftwerken.
Entsprechend Gleichung (3) muss die Summe der installierten Leistung mindestens der
Kapazitdtsnachfrage entsprechen. Eine Berticksichtigung von fluktuierenden Erneuerba-
ren ist durch Verwendung der Residuallast (= Gesamtlast - Wind- und PV-Einspeisung)

moglich.

Da extreme Nachfragesituationen nur selten zu beobachten sind, wird die Verteilung der
Last L approximiert. Wie in Abbildung 75 dargestellt, wird die Lastdauerlinie als Uberla-
gerung einer Gleichverteilung mit einer Normalverteilung dargestellt. Die Bestimmung

der Parameter L,,in, Limqr Und o erfolgt auf Basis empirischer Werte, wobei der Fokus

auf einer Minimierung der Residuen bei hohen Nachfragewerten liegt.

Pbzw. t

L

Lmin Lmax

Abbildung 75: Approximation der Lastdauerlinie
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8.1.2 Bestimmung des Regelleistungspreises im erweiterten Merit-Order-Modell

Historisch betrachtet ist keine klare Korrelation zwischen dem Spot- und dem Regelleis-
tungspreis auf den deutschen Elektrizitatsmarkten nachzuweisen, obwohl beide Preise
durch das Optimierungsverhalten der Kraftwerksbetreiber entstehen. Ein Kraftwerksbe-
treiber maximiert seinen Profit, indem er die Mdglichkeit wahrnimmt, seine zur Verfi-
gung stehenden Kapazitdaten entweder in den Spot- oder in den Regelleistungsmarkt zu
bieten. Aus diesem Opportunitatskostenkalkiil kénnen im Kontext der linearen Optimie-
rung beide Preise abgeleitet werden, um eine potenzielle Relation mit Hilfe eines durch
Reserverestriktionen erweiterten Merit-Order-Modells zu untersuchen. Folglich gilt der
Zusammensetzung des Regelleistungspreises ein besonderes Interesse.

8.1.2.1 Grundmodell

Um das Modell iiberschaubar zu halten und somit in der Lage zu sein, die wesentlichen
analytischen Beziehungen zwischen dem Spot- und dem Regelleistungspreis ermitteln
zu konnen, werden einige Vereinfachungen der Realitdt angenommen. Dabei liegt der
Fokus auf zwei Kraftwerkstypen (u € {1,2}), deren Betreiber zu einem Zeitpunkt die
Wahl haben, ihre Kapazitiaten entweder auf dem Spot- oder dem positiven Sekundarre-
gelleistungsmarkt anzubieten. Durch die Betrachtung nur eines Zeitpunkts wird im
Spotmarkt nicht zwischen Arbeit und Leistung unterschieden. Weiterhin gibt es zu-
nachst keinen Abruf von Regelarbeit sowie keine Mindestlast, die erfiillt werden miisste.
Schliefdlich wird von einem exogenen Kraftwerkspark ausgegangen, sodass das Merit-
Order-Modell die Frage beantwortet, wie die vorhandenen Kapazititen der beiden
Kraftwerke kostenminimierend auf Spot- und Regelleistung aufzuteilen sind. Folglich

ergibt sich die Zielfunktion:

Spot

Min C = copr* (P +¥1) + copa - (137 +¥5) D

wobei die Zielvariable C die Gesamtkosten darstellt. Natiirlich werden in der Zielfunkti-
on nur Kosten berticksichtigt, die im Rahmen des Modells beeinflussbar sind. Bei einem
exogen bestimmten Kraftwerkspark bedeutet dies, dass nur variable Kosten betrachtet
und Fixkosten aufden vor gelassen werden. Hier sind die variablen Kosten von Kraft-

werk 1 (c,p,1) geringer als die von Kraftwerk 2 (¢, 2). Variable Kosten entstehen, wenn

Arbeit auf dem Spotmarkt (ylprt) oder auf dem Reservemarkt (y;,) abgerufen wird.

Bei der Erstellung des optimalen Fahrplans der Kraftwerke ist die Bedienung der Nach-
frage, das heifdt die Lastdeckung, von hochster Bedeutung. Gleichungen (2) und (3) sind
Nebenbedingungen, die die Lastdeckung abbilden. Gleichung (2) besagt, dass die reser-
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vierte Leistung beider Kraftwerke (z] + z}) grofier oder gleich der Nachfrage fiir Regel-
leistung (L") sein muss. Entsprechend gibt Gleichung (3) vor, dass die Arbeit, die von

den beiden Kraftwerken auf dem Spotmarkt bereitgestellt wird (y;7°" + y;P%

), grofder
oder gleich der nachgefragten Arbeit auf dem Spotmarkt (D5P°!) ist. Da kein Abruf von

Regelarbeit implementiert wird, ist eine Restriktion zur Lastdeckung von Regelarbeit

nicht notwendig.
z; +z5 =L (2)
yt 4y, = DSPet 3)

Zusatzlich zu den Nebenbedingungen der Lastdeckung werden technische Restriktionen
fur das jeweilige Kraftwerk vorgegeben. Die Regelleistungsrestriktion, abgeleitet aus der
Gradientenrestriktion, wird durch Gleichung (4) dargestellt. Sie besagt, dass die Regel-
leistung eines Kraftwerks kleiner oder gleich der Arbeit sein muss, die dieses Kraftwerk
auf dem Spotmarkt anbietet, multipliziert mit einem Gradientenparameter (k;,). Dieser
Parameter liegt zwischen null und eins und legt eine obere Grenze fiir die Regelleistung
eines Kraftwerks fest. Aufderdem gibt die Nebenbedingung vor, dass nur ein Kraftwerk,

das auch Arbeit auf dem Spotmarkt anbietet, Regelleistung bereitstellen kann.

Die zweite technische Restriktion ist die Abrufrestriktion und wird durch Gleichung (5)
abgebildet. Dabei kann nur so viel Regelarbeit abgerufen werden, wie vorher an Regel-
leistung reserviert wurde. Schlief3lich gibt die letzte Nebenbedingung die Maximalleis-
tung eines Kraftwerks an (Gleichung (6)). Arbeit, die von einem Kraftwerk auf dem
Spotmarkt verkauft wird, und (positive) Regelleistung, die vom selben Kraftwerk auf
dem Reservemarkt angeboten wird, diirfen zusammen die installierte Leistung dieses
Kraftwerks (K,,) nicht tiberschreiten. Da hier positive Sekundarregelleistung betrachtet
wird und diese nur von laufenden Kraftwerken bereitgestellt werden kann, ist ein An-/
Aus-Parameter (I/,,) notig. Ist das Kraftwerk nicht in Betrieb (W, = 0), kann keine Re-

gelleistung angeboten werden.

zl < k- ysPot Vu 4
vy <z, Yu (5

Yoot 4 2 < K, - W, Vu (6)
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Wenn nun die Lagrange-Funktion aus der Zielfunktion und den Nebenbedingungen ge-
bildet wird, bekommt jede einzelne Restriktion einen Schattenpreis zugeordnet. Ein
Schattenpreis spiegelt den Grenznutzen wider, also den Nutzen, der aufkommt, wenn
eine Einheit mehr, z. B. eine Einheit mehr an Regelleistung, zur Verfiigung gestellt wird.
Folglich kann der Schattenpreis zu Gleichung (2) (4,) als Regelleistungspreis interpre-
tiert werden. Entsprechend stellt der Schattenpreis zu Gleichung (3) (1,) den Spotpreis
dar. Fiir die technischen Restriktionen werden jeweils zwei Schattenpreise bestimmt,
einer fiir jedes Kraftwerk. Die zu Gleichung (4) zugehorigen Schattenpreise (43 und 4,)
verkorpern die begrenzte Flexibilitit der Regelleistung, die angeboten werden kann.
Schattenpreise A5 und 44 zu Gleichung (5) geben den Deckungsbeitrag durch abgerufene
Regelarbeit wieder und Schattenpreise A, und Ag zu Gleichung (6) die Kapazititenprei-

se. Tabelle 21 gibt einen Uberblick iiber die Schattenpreise und deren Interpretation.

Tabelle 21: Interpretation der Lagrange-Multiplikatoren

Lagrange- .
- Interpretation
Multiplikator

Aq Regelleistungspreis
A, Spotpreis

A3/, Schattenpreis der begrenzten Flexibilitat bzgl. Regelleistung fur KW,/ KW,

A5/ 2 Schattenpreis des Deckungsbeitrags durch abgerufene Regelarbeit fir KW /KW,

A;/2g Kapazitatenpreis fir KW,/KW,

Die Schattenpreise konnen nun genutzt werden, um die Zusammensetzung des Spot-
und des Regelleistungspreises und damit auch die Relation zwischen den Preisen zu
analysieren. Aus den Karush-Kuhn-Tucker-(KKT-)Bedingungen ergibt sich folgender
Spotpreis fiir Kraftwerk 1 (Gleichung (7)) und Kraftwerk 2 (Gleichung (8)):

Ay = Copr + A7 — kT 23 wenn y.P% >0 (7)

Ay = Copa + Mg — K} A4 wenn y;7% >0 (8)

Fir beide Kraftwerke setzt sich der Spotpreis aus den jeweiligen variablen Kosten, dem
jeweiligen Kapazitaten- und Schattenpreis der begrenzten Flexibilitdt beziiglich der Re-
gelleistung zusammen. Letzteres wird mit dem Gradientenparameter multipliziert, der
die hochstmaogliche Regelleistung eines Kraftwerks bestimmt. Stellt ein Kraftwerk Arbeit

auf dem Spotmarkt zur Verfiigung, verursacht dies variable Kosten, die bei der Entloh-
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nung beriicksichtigt werden miissen. Darliber hinaus miissen auf lange Sicht auch die
Fixkosten eines Kraftwerks gedeckt werden. Der Kapazitidtenpreis kann hier auch als
zusatzlicher Deckungsbeitrag interpretiert werden, der positiv wird, sobald ein Kraft-
werk vollig ausgelastet ist (vgl. Gleichung (6)). Infolgedessen verdienen alle Kraftwerke,
die glinstiger als das Grenzkraftwerk produzieren (hier als einzige Moglichkeit Kraft-
werk 1), einen Deckungsbeitrag. Das teuerste Kraftwerk (Kraftwerk 2) wird nur in der
Spitzenlastperiode einen Deckungsbeitrag fiir seine Fixkosten (einschlief3lich Kapital-
kosten) erwirtschaften konnen. Diese Ergebnisse stimmen mit den Erkenntnissen der
klassischen Peak-Load-Pricing-Theorie iiberein.218 Neu ist der Abschlag fiir begrenzte
Flexibilitdt beziiglich Regelleistung. Dieser wird nur dann positiv, wenn die technischen
Moglichkeiten, Regelleistung anzubieten, voll ausgenutzt werden (vgl. Gleichung (4)).
Durch den Abschlag wird der Spotpreis gesenkt und somit wird es fiir den Kraftwerks-

betreiber attraktiver, Regelleistung anzubieten.

Der Regelleistungspreis fiir Kraftwerk 1 (Gleichung (9)) und Kraftwerk 2 (Gleichung
(10)) besteht aus dem Spotpreis, den jeweiligen variablen Kosten, dem jeweiligen Schat-
tenpreis der begrenzten Flexibilitdt beziliglich der Regelleistung (einmal alleinstehend
und einmal multipliziert mit dem Gradientenparameter) und dem jeweiligen Schatten-
preis des Deckungsbeitrags durch abgerufene Regelarbeit. Ein Kraftwerk, das seine Ka-
pazitaten in den Reservemarkt bietet, kann diese Leistung nicht mehr auf dem Spot-
markt zur Verfiigung stellen. Die daraus resultierenden Opportunitdtskosten werden im
Regelleistungspreis durch den Spotpreis reprasentiert. Die variablen Kosten des jeweili-
gen Kraftwerks werden abgezogen, da diese nicht aufgewendet werden miissen, wenn
das Kraftwerk keine Arbeit auf dem Spotmarkt verkauft. Somit verzichtet der Kraft-
werksbetreiber, wenn er Regelleistung anbietet, zwar auf die Entlohnung durch den
Spotpreis, aber er spart auch die variablen Erzeugungskosten ein. Was vom Spotpreis

aufgrund der begrenzten Flexibilitdt beziiglich der Regelleistung abgeschlagen wird,

wird auf den Regelleistungspreis aufgeschlagen, wobei der Aufschlag (/13 e (14 k{;))

grofder ist als der Abschlag (kﬂ . /'13/4). Somit senkt der Schattenpreis der begrenzten
Flexibilitdit der Regelleistung den Spotpreis und hebt gleichzeitig den Regelleistungs-
preis. Diese Anpassung der Preise spiegelt die Knappheit der Reserve wider und setzt
die Anreize zur Leistungsvorhaltung. Das letzte Element des Regelleistungspreises ist
ein Abschlag in Form des Schattenpreises des Deckungsbeitrags durch abgerufene Re-
gelarbeit, da diese im Sekundarregelleistungsmarkt separat durch den Arbeitspreis ent-
lohnt wird. Allerdings wird im Grundmodell keine Regelarbeit abgerufen, sodass der

Schattenpreis, und somit auch der Abschlag, gleich null sind.

218 \/gl. Boiteux (1960).
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A =2 —cop1 +A3- (1 +k])—As wenn z; >0 9)
Al = /12 - Cop,Z + A4 ) (1 + kg) - AG wenn Z; >0 (10)

Diese Formulierung der Preise zeigt interessante Aspekte ihrer Beziehung auf. Auf den
ersten Blick sieht es so aus, als ob die Preise positiv miteinander korrelieren miissten, da
der Spotpreis mit einem positiven Vorzeichen in den Regelleistungspreis eingeht. Steigt
der Spotpreis, so miisste sich auch der Leistungspreis erhohen. Bei genauerer Betrach-
tung fallt allerdings auf, dass es entscheidend ist, durch welchen Einflussfaktor der
Spotpreis erhoht wird. Verteuert sich z. B. der Kapazitatenpreis, steigen tatsdachlich der
Spot- sowie der Regelleistungspreis an. Erhohen sich jedoch die variablen Kosten eines
Kraftwerks, geht dies positiv in den Spotpreis ein, hat aber keinen Einfluss auf den Leis-
tungspreis, da die variablen Kosten noch einmal separat von diesem abgezogen werden
und somit komplett entfallen. Ahnlich verhilt es sich mit dem Gradientenparameter. Als
vierte Moglichkeit konnte sich der Schattenpreis der begrenzten Flexibilitat verringern,
somit den Spotpreis erh6hen, aber den Leistungspreis senken. Theoretisch kdnnte auch
eine Veranderung des Schattenpreises des Deckungsbeitrags durch abgerufene Regelar-
beit den Regelleistungspreis beeinflussen, aber nicht den Spotpreis. Somit ist in diesem
Modell keine eindeutige Beziehung zwischen den Preisen aufzuweisen, was die empiri-

schen Ergebnisse bestatigt.

Der bisherigen generellen Betrachtung der Preise folgt nun eine etwas differenziertere
Herangehensweise. Und zwar kénnen drei spezifische Fille beziiglich der Aufteilung der
nachgefragten Regelleistung auf die beiden Kraftwerke unterschieden werden, die dabei
helfen, den Wert der Schattenpreise zu bestimmen. Das besondere Augenmerk liegt hier

auf den Schattenpreisen der begrenzten Flexibilitat beziiglich der Regelleistung.

Erster Fall: Nur Kraftwerk 1 bietet Regelleistung an

In diesem Szenario stehen Kraftwerk 1 gentigend Kapazitaten zur Verfiigung, um alleine
die gesamte Spot- und Reservenachfrage abdecken zu konnen (vgl. Abbildung 76). Die
Maximalleistung von Kraftwerk 1 wird nicht erreicht, sodass die dazugehorige techni-
sche Restriktion (Gleichung (6)) nicht bindend wirkt. Folglich ist der relevante Schat-
tenpreis, der Kapazititenpreis, gleich null (1, = 0). Auch die h6chstmégliche Regelleis-
tung, die Kraftwerk1 zur Verfligung steht (vgl. Gleichung (4)), wird unterschritten
(43 = 0). Somit werden der Spot- und der Regelleistungspreis auf folgende Gleichungen

reduziert:
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A2 = Copn wenn y.P% >0 (11)

A1=0 wenn z; >0 (12)

Der Spotpreis gleicht den kurzfristigen Grenzkosten des marginalen Kraftwerks, in die-
sem Fall Kraftwerk 1. Wie oben erwahnt, stimmt dies mit den Erkenntnissen der Peak-
Load-Pricing-Theorie?!° {iberein. Der Leistungspreis ist gleich null, was durch histori-
sche Daten nicht unterstiitzt wird. Praktische Erfahrung zeigt, dass der (positive) Regel-
leistungspreis normalerweise grofder null ist.220 Die Frage kommt auf, ob und wann der

Leistungspreis im Modell grofder null wird und demnach die Realitat widerspiegelt.

P/C [DSpot DSpot 4 |1
N
LT |
| !
. : DSeot: Nachfrage
| | : auf dem Spotmarkt
lk{ .ylslpat :
!
l—2b } L" Nachfrage fiir
I | | Reserveleistung
MC, |--=---- p— ;
| !
! |
i | | T y°P% héchst-
; | | mogliche Reserve-
MC; l I : : leistung von KW,
o |
| | : :
A | .
K. K, + K, K

Abbildung 76: Erster Fall: Nur Kraftwerk 1 (K;) bietet Regelleistung an

Zweiter Fall: Nur Kraftwerk 2 bietet Regelleistung an

Im zweiten Fall werden beide Kraftwerke benétigt, um die Spotnachfrage zu decken (vgl.
Abbildung 77). Folglich wird Kraftwerk 1 auf Maximallast fahren, da es niedrigere vari-

able Kosten aufweist. Ist Kraftwerk 1 voll ausgelastet, wird die relevante technische

219 y/gl. Boiteux (1960).
220 y/gl. UNB (2014b).
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Restriktion (Gleichung (6)) bindend und der dazugehorige Schattenpreis positiv
(A7 > 0). Um die Nachfrage bedienen zu kdnnen, muss Kraftwerk 2 allerdings nicht auf
Maximalleistung fahren?21 (15 = 0). Ein Kraftwerk reicht aufRerdem aus, um die Regel-
leistungsnachfrage zu decken. Da durch das Anbieten von Regelleistung keine direkten
Kosten entstehen, ist es kostenminimierend, das teurere Kraftwerk 2 so wenig wie mog-
lich im Spotmarkt einzusetzen und die komplette nachgefragte Reserve von diesem
Kraftwerk abdecken zu lassen. Da auch bei Kraftwerk 2 die hochstmogliche Regelleis-
tung unterschritten wird, sind beide Schattenpreise der begrenzten Flexibilitat bezlig-
lich der Regelleistung gleich null (1; = 1, = 0). Daraus resultieren die folgenden Spot-
(Gleichung (13)) und Regelleistungspreis (Gleichung (14)):

Ao = Copa + A7 = Cop 2 wenn y.P%" >0 Vu (13)

A1=0 wenn z5 >0 (14)

Wie im ersten Fall gleicht der Spotpreis den kurzfristigen Grenzkosten des marginalen
Kraftwerks, Kraftwerk 2. Das giinstigere Kraftwerk 1 erwirtschaftet einen Deckungsbei-

trag (1,). Der Regelleistungspreis ist auch in diesem Fall gleich null.

221 Eg jst zwar theoretisch moglich, dass beide Kraftwerke auf Maximallast fahren, jedoch ist dies praktisch ge-
sehen ein Grenzfall. Um zudem den degenerierten Fall auszuschlieBen, in dem mehr Leistung nachgefragt
wird, als von den beiden Kraftwerken bereitgestellt werden kann, betrachten wir diese Méglichkeit als unrea-
listisch. Ahnlich schlieBen wir aus, dass die Schattenpreise der Regelleistungsrestriktion beide positiv sein
kénnen, denn dann waren beide Kraftwerke bezlglich der Regelleistung voéllig ausgelastet.
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Abbildung 77: Zweiter Fall: Nur Kraftwerk 2 (K,) bietet Regelleistung an

Dritter Fall: Beide Kraftwerke bieten Regelleistung an

Im dritten Szenario konnte theoretisch Kraftwerk 1 die gesamte Spotnachfrage abde-
cken, jedoch ist Kraftwerk 2 ndétig, um die nachgefragte Regelleistung zu bedienen (vgl.
Abbildung 78). Da die Regelleistungsrestriktion (Gleichung (4)) vorgibt, dass ein Kraft-
werk nur Regelleistung anbieten kann, solange es auch Arbeit auf dem Spotmarkt ver-
kauft, wird Kraftwerk 2 auch im Spotmarkt aktiv sein miissen. Es wird davon ausgegan-
gen, dass Kraftwerk 2 alleine nicht imstande ist, die Regelleistungsnachfrage zu decken
(44 > 0), Kraftwerk 1 aber nicht an seine Grenzen bezliglich Regelleistung stof3t222
(43 = 0). Allerdings wird Kraftwerk 1 insgesamt voll ausgelastet (4, > 0) und das teu-
rere Kraftwerk 2 nicht (4g = 0). In diesem Fall sieht der Spotpreis fir Kraftwerk 1 (Glei-
chung (15)) und Kraftwerk 2 (Gleichung (16)) folgendermafien aus:

Ao = Copr + A7 wenn y.P% >0 (15)
Ay = Copa — ki Ay wenn y;P% >0 (16)

222 Mathematisch kann bewiesen werden, dass diese Kombination der Schattenpreise (1; = 0,1, > 0) die einzig
mdgliche und realistische zugleich ist.
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Im Gegensatz zum zweiten Fall wird jetzt der Schattenpreis der begrenzten Flexibilitat

beziiglich Regelleistung von Kraftwerk 2 (1,) positiv und vom Spotpreis abgezogen (vgl.

Gleichung (16)). Somit liegt der Spotpreis zwischen den variablen Kosten der beiden

Kraftwerke. Infolgedessen muss der Deckungsbeitrag von Kraftwerk 1 (1,) kleiner als

im zweiten Fall sein, ist aber immer noch positiv. Hingegen kann Kraftwerk 2 seine vari-

ablen Kosten mit dem Spotpreis nicht decken. Dies muss iiber den Leistungspreis ge-

schehen.
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Abbildung 78: Dritter Fall: Beide Kraftwerke bieten Regelleistung an

Der Regelleistungspreis fiir Kraftwerk 1 (Gleichung (17)) und Kraftwerk 2 (Gleichung
(18)) folgen:

A =4, - Cop1 = Az

Alz){Z_COP,Z +A4(1+k5)=14

wenn z{ >0

wenn z; > 0

(17)
(18)
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Nur in diesem Fall, wenn die Regelleistungsrestriktion bindend wirkt und folglich der
Schattenpreis der begrenzten Flexibilitdt von Kraftwerk 2 positiv ist, ist der Leistungs-
preis grofder null und spiegelt somit die Realitdt wider. Die Definition des Leistungsprei-
ses fiir Kraftwerk 1 beinhaltet den Spotpreis, also die Opportunitatskosten, abziiglich
der variablen Kosten, oder dquivalent den Deckungsbeitrag fiir Kraftwerk 1 (vgl. Glei-
chung (17)). Letzteres Ergebnis kommt heraus, wenn die Definition des Spotpreises
(Gleichung (15)) in die des Leistungspreises (Gleichung (17)) eingesetzt wird. Vom
Standpunkt des zweiten Kraftwerks betrachtet, wird auf die Differenz zwischen Spot-
preis und variablen Kosten ein Aufschlag in Form des Schattenpreises der begrenzten
Flexibilitdat beziiglich der Regelleistung in Verbindung mit dem Gradientenparameter
gesetzt. Nach Einsetzen von Gleichung (16) in Gleichung (18) vereinfacht sich diese De-
finition betrachtlich; es bleibt nur noch der Schattenpreis der begrenzten Flexibilitdt von
Kraftwerk 2 (A,). Ein positiver Regelleistungspreis ist im dritten Fall notig, um den
Grenzkostenabschlag von Kraftwerk 2 im Spotmarkt auszugleichen. Somit erwirtschaf-
tet Kraftwerk 2 keinen Deckungsbeitrag, in Summe werden aber die variablen Erzeu-
gungskosten gedeckt. Folglich verdient das marginale Kraftwerk in einem perfekten,

arbitragefreien Regelleistungsmarkt kein Geld.

8.1.2.2 Erweiterungen

Mit dem Grundmodell lassen sich interessante Ergebnisse erzielen, jedoch enthalt es
noch einige Vereinfachungen. Deshalb werden die folgenden drei Erweiterungen im-
plementiert. Erstens wird dem Grundmodell eine weitere technische Restriktion hinzu-
gefiigt, die eine Mindestlast vorgibt. Zweitens wird ein stochastischer Abruf von Regel-
arbeit integriert, und drittens wird das Grundmodell fiir den negativen Sekundarregel-

leistungsmarkt umgesetzt.

Mindestlast

Fiir diese Erweiterung wird dem Grundmodell eine neue Nebenbedingung hinzugefiigt.
Als vierte technische Restriktion wird jedem Kraftwerk eine Mindestlast auferlegt. In
der Realitat gibt es, fiir jedes Kraftwerk individuell technisch vorgegeben, eine untere
Grenze der Leistung, die nicht unterschritten werden kann, ohne dass das Kraftwerk

abgeschaltet werden muss. Gleichung (19) verkorpert diese technische Einschrankung.

yoPot > pMin. g W, Vu (19)

Gleichung (19) besagt, dass die Arbeit, die ein Kraftwerk auf dem Spotmarkt anbietet,

grofder oder gleich einem Anteil (k{‘j”") der installierten Leistung (K,) sein muss, wobei
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der Parameter k}'* zwischen null und eins liegt und die Mindestlast mafigeblich vorgibt.
Der An-/Aus-Parameter W,, wird bendétigt, da die Mindestlast natiirlich nur eingehalten
werden muss, wenn das Kraftwerk fahrt. Auch diese Nebenbedingung wird mit einem
Schattenpreis pro Kraftwerk bestiickt. A und 4,, kdnnen hier als Schattenpreise der
begrenzten Flexibilitat beziiglich der Arbeit, die auf dem Spotmarkt angeboten werden

kann, interpretiert werden.

Aus diesem neuen Optimierungsproblem ergibt sich folgender Spot- und Regelleis-
tungspreis fiir Kraftwerk 1 (Gleichungen (20) und (22)) und Kraftwerk 2 (Gleichungen
(21) und (23)):

Ay = Copr + A7 — kT - 23— Ag wenn y.P% >0 (20)
Ay = Copa +Ag — K5 - Ay — g wenn y;7% >0 (21)
M =2 —Cop1+ A3 (L + k) —As+ A wenn z; >0 (22)
A=Ay —Copa +Ag - (L+KD) = Ag + Agg wenn z§ >0 (23)

Die Zusammensetzung der Preise gleicht dem Grundmodell, mit der Ausnahme, dass der
Schattenpreis der begrenzten Flexibilitat beziiglich der auf dem Spotmarkt gestellten
Arbeit des jeweiligen Kraftwerks vom Spotpreis abgezogen und auf den Regelleistungs-
preis aufgeschlagen wird. Diese Preisanpassungen finden nur statt, wenn ein Kraftwerk
auf Mindestlast fahrt, die dazugehorige technische Restriktion (Gleichung (19)) also
bindend wirkt. Sie dienen dazu, dass auch ein auf Mindestlast fahrendes Kraftwerk ge-
niigend Anreize hat, trotz der potenziell prekdaren Lage noch Regelleistung anzubieten.
Auflerdem kann der Spotpreis gesenkt werden, da ein auf Mindestlast fahrendes Kraft-
werk sichergehen muss, dass es Abnehmer fiir seine zwangsweise produzierte Energie

findet. Andernfalls miisste es herunterfahren.

Stochastischer Abruf

Bis jetzt wurde angenommen, dass Regelleistung zwar vorgehalten, Regelarbeit aber nie
tatsachlich abgerufen wird. Diese zweite Erweiterung implementiert einen stochasti-
schen Abruf von Regelarbeit, der durch verschiedene Szenarien s € {a, b, c, ... } abgebil-
det wird. Jedes Szenario tritt mit Wahrscheinlichkeit gy ein und gibt eine bestimmte

Menge an Regelarbeit vor, die abgerufen wird. Somit andert sich die Zielfunktion zu:

Min C =Yms- (Cop,l ) (Y1sp0t + Y1r,s) + Cop2 - (yzsp()t + yzr,s)) (24)
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Da nun tatsachlich Arbeit im Regelleistungsmarkt abgerufen wird, ist eine weitere Ne-
benbedingung nétig, um die Lastdeckung der Regelarbeit zu sichern. Gleichung (25) gibt
vor, dass die abgerufene Regelarbeit beider Kraftwerke (yis + ¥35) in jedem Szenario
grofder oder gleich der nachgefragten Regelarbeit sein muss. Der dazugehorige Schat-
tenpreis (1;1) kann als Arbeitspreis im Regelleistungsmarkt interpretiert werden. Glei-
chung (26) wiederholt die schon bekannte Abrufrestriktion, nur dass jetzt berticksich-
tigt wird, dass die abgerufene Regelarbeit variiert.

Yis+Yzs = Dg Vs (25)

Vs < zj, Yu,s (26)

Die neue Zielfunktion mit den abgeanderten Nebenbedingungen formt ein weiteres Op-
timierungsproblem, das mit den bekannten Mitteln geldst werden kann. Die daraus re-
sultierenden Spot- und Regelleistungspreise fiir Kraftwerk 1 und 2 sind von der theore-
tischen Zusammensetzung her im Grunde identisch. Der einzige Unterschied ist, dass die
Schattenpreise des Deckungsbeitrags durch abgerufene Regelarbeit hier als gewichtetes
Mittel Gber alle Szenarien (Y7 - A5/6s) in den Leistungspreis eingehen und somit die
stochastische Seite der Erweiterung widerspiegeln. Aufderdem existiert zum ersten Mal

ein Arbeitspreis fiir den Regelleistungsmarkt:

Zs s » All,s = Cop1 + Zs Tlg '/15,5 wenn y;s >0 (27)

Zs s » All,s = Cop,2 + Zs Tlg '/16,5 wenn yg,s >0 (28)

Dieser wird ebenfalls als gewichtetes Mittel iiber alle Szenarien errechnet. Er setzt sich
aus den variablen Kosten und dem Schattenpreis des Deckungsbeitrags durch abgerufe-
ne Reserve des jeweiligen Kraftwerks zusammen. Wenn Regelarbeit benotigt wird, dann
wird diese zuerst vom giinstigeren Kraftwerk 1 abgerufen. Ist die Nachfrage grof3, muss
auch auf Kraftwerk 2 zugegriffen werden, sodass die Abrufrestriktion von Kraftwerk 1
bindend und der zugehdrige Schattenpreis positiv wird (Zs g A5 g > 0). In diesem Fall

wird der Arbeitspreis von den variablen Kosten von Kraftwerk 2, dem Grenzkraftwerk,
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diktiert. Alle Kraftwerke mit geringeren Grenzkosten (hier Kraftwerk 1) erwirtschaften

im Modell einen Deckungsbeitrag (X, - 15 5 )?2.

Negative Sekundarregelleistung

Das Grundmodell und die beiden vorstehenden Erweiterungen geben dem Kraftwerks-
betreiber die Moglichkeit, entweder in den Spot- oder in den positiven Sekundarregel-
leistungsmarkt zu bieten. Die dritte Erweiterung betrachtet das Opportunititskosten-
kalkiil zwischen dem Spot- und dem negativen Sekundarregelleistungsmarkt. Hierzu

wird die Zielfunktion wie folgt angepasst:

Min C = Cop,l ) (yprt - yf_) + Cop,Z ’ (yZSpOt - y;_) (29)

Da hier negative Regelleistung im Mittelpunkt steht, bildet der obere Index r~ den nega-
tiven Sekundarregelleistungsmarkt ab. Der einzige Unterschied zum Grundmodell ist,
dass abgerufene Regelarbeit keine variablen Kosten mehr verursacht, sondern im Ge-
genteil einspart. Dies spiegelt die grundsatzlich verschiedenen Anspriiche an die positi-
ve und negative Reserve wider. Bei der positiven Reserve muss das Kraftwerk bei Abruf
mehr Arbeit erbringen, wahrend es beim Abruf von negativer Reserve weniger Energie

produzieren muss.

Die Nebenbedingungen des Grundmodells bleiben weitestgehend erhalten, nur die tech-
nische Restriktion der Maximalleistung muss angepasst werden. Da z, fiir negative Re-
gelleistung steht und somit bei Abruf heruntergeregelt wird, fallt die Variable aus der

Maximalleistungsrestriktion heraus und es bleibt nur noch:

Yot < K, Vu (30)
u

Da in dieser Erweiterung kein Abruf von Regelarbeit implementiert wird, hat vor allen
Dingen Gleichung (30) Einfluss auf die Zusammensetzung der Preise. Nach Aufstellung
der Lagrange-Funktion und Ableitung der KKT-Bedingungen zeigt sich, dass der Spot-
preis der Definition des Grundmodells gleicht. Im Gegensatz dazu dndert sich der Regel-

leistungspreis wie folgt:

223 |n der Praxis wird dieser Deckungsbeitrag aufgrund der Pay-as-Bid-Vergiitung ggf. etwas geringer ausfallen.
In diesem Fall ergibt sich ein kompliziertes Kalkil fur die Bestimmung der optimalen Gebotspreise und die
Anbieter werden versuchen, den Grenzpreis zu erraten.
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A = k% . (Cop,l — A, + ,17) — s wenn z; >0 (31)

A = k% ) (Cop,Z — Ay + 18) — g wenn zj >0 (32)

Diese Formulierungen heben sich stark von den bisherigen ab. Erstens gibt es keinen
pauschalen Aufschlag in Form der Schattenpreise der begrenzten Flexibilitat beziiglich
Regelleistung wie im Fall der positiven Reserve. Allerdings wird der grofdte Teil des
Leistungspreises mit dem Kehrwert von k!, multipliziert, sodass, wenn der Gradienten-
parameter kleiner und somit Regelleistung knapper wird, der Kehrwert und folglich der
Regelleistungspreis steigt. Zweitens fliefden die variablen Kosten und der Spotpreis mit
umgekehrten Vorzeichen ein, und drittens wird der Kapazitidtenpreis des jeweiligen
Kraftwerks aufgeschlagen, sobald die Maximalleistung erreicht wird. Dieser wurde bis-
her nur dem Spotpreis hinzugefiigt. Allein die Schattenpreise des Deckungsbeitrags
durch abgerufene Regelarbeit kommen in derselben Form in allen Definitionen des Re-
gelleistungspreises vor.

8.1.2.3 Vorlaufiges Fazit

Ein Kraftwerksbetreiber steht vor der Wahl, seine zur Verfiigung stehenden Kapazitaten
entweder in den Spot- oder in den Regelleistungsmarkt zu bieten. Aus diesem Opportu-
nitatskostenkalkiil wurden im Kontext der linearen Optimierung der Spot- und der Re-
gelleistungspreis abgeleitet, um eine potenzielle Relation mit Hilfe eines durch Reser-
verestriktionen erweiterten Merit-Order-Modells zu untersuchen. Im Falle der positiven
Sekundarregelleistung stellte sich heraus, dass es entscheidend ist, welche Einflussfak-
toren auf die beiden Preise wirken. Verschiedene Faktoren rufen verschiedene Reaktio-
nen in den Preisen hervor. Verteuert sich z. B. der Kapazitdtenpreis, steigen tatsachlich
der Spot- sowie der Regelleistungspreis. Erhohen sich jedoch die variablen Kosten eines
Kraftwerks, geht dies positiv in den Spotpreis ein, hat aber keinen Einfluss auf den Leis-
tungspreis. Ein weiteres interessantes Beispiel ist der Schattenpreis der begrenzten Fle-
xibilitat beziiglich der Regelleistung. Wird Regelleistung knapp, senkt der Schattenpreis
den Spotpreis und hebt gleichzeitig den Regelleistungspreis. Durch diese Preisanpas-
sungen werden die richtigen Anreize gesetzt, um ausreichende Gebote fiir Regelleistung
zu gewahrleisten. Diese drei Beispiele zeigen, dass im Modell keine eindeutige Bezie-

hung zwischen den Preisen aufzuweisen ist, was empirische Ergebnisse bestatigt.224

Neben dem Grundmodell wurden drei Erweiterungen implementiert: eine Erweiterung

mit Mindestlast, eine mit stochastischem Abruf von Regelarbeit und eine mit einem ne-

224 Ejgene Berechnungen.
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gativen Regelleistungsmarkt. Abgesehen von der letzteren haben die Erweiterungen
gezeigt, dass das Grundmodell nur leicht angepasst wird und somit, trotz seiner Ein-
fachheit, allgemein giiltige Ergebnisse liefert.

Bei genauerer Betrachtung stellte sich heraus, dass in den meisten Fallen der Regelleis-
tungspreis auf null reduziert wird. Nur wenn die Regelleistungsrestriktion bindend
wird, Regelleistung also knapp wird, resultiert ein positiver Leistungspreis. Dieses Er-
gebnis wird auch von den Erweiterungen reproduziert. Trotz des positiven Leistungs-
preises erwirtschaftet das Grenzkraftwerk keinen Deckungsbeitrag, sondern in Summe
gerade Grenzkosten, da ein positiver Regelleistungspreis noétig ist, um den Grenzkosten-
abschlag im Spotmarkt auszugleichen. Dieser Abschlag existiert auch nur dann, wenn die
Regelleistungsrestriktion bindend wirkt. Folglich verdient das marginale Kraftwerk in

einem perfekten, arbitragefreien Regelleistungsmarkt lediglich seine variablen Kosten.
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8.2 Modellbeschreibungen

8.2.1 Das Marktmodell E2ZM2s

Zur Analyse wird auf das stochastische Marktmodell E2ZM2s (European Electricity Mar-
ket Model - stochastische Version) zuriickgegriffen. Das Modell ist ein strategisches Pla-
nungs-Tool zur Analyse langfristiger Entwicklungen auf dem europdischen Strommarkt.
Es berticksichtigt insbesondere auch die zunehmende Bedeutung fluktuierender Erneu-
erbarer wie Wind und PV. Aber auch die Begrenzungen des grenziiberschreitenden
Stromaustauschs sowie die Spezifika des Betriebs von thermischen Kraftwerken und
Wasserkraftwerken werden abgebildet. Um der langfristigen Zeitperspektive gerecht zu
werden, sind Investitionen als modellendogene Entscheidungen dargestellt, aber auch
exogen vorgegebener Zubau kann berticksichtigt werden. Die ermittelten Ergebnisse
ermoglichen eine Bewertung unterschiedlicher Szenarien zu Brennstoffpreisen, Um-
weltpolitik (Ausbau Erneuerbare, CO2-Preise, KWK-Forderung etc.) und Kernenergiepo-
litik in den unterschiedlichen betrachteten Regionen.

Dem Fundamentalmodell liegt ein kostenminimierender Ansatz zugrunde, der die Kos-
ten des Betriebs des bestehenden Kraftwerksparks und der Investitionen in neue Kraft-
werke optimiert. Dabei muss sowohl die Stromnachfrage in den einzelnen Regionen als
auch die Warmenachfrage in untergeordneten Warmeregionen gedeckt werden. Aspekte
wie Anfahrkosten, Teillastwirkungsgrade thermischer Kraftwerke, der Einsatz von Spei-
chern sowie die Nutzung von Ubertragungskapazititen haben Einfluss auf die Preisbil-

dung auf Grofdhandelsmarkten und werden daher im Modell berticksichtigt.

Die stochastische Fluktuation der Erneuerbaren wird mittels rekombinierender Baume
einbezogen (vgl. Abbildung 79). Dabei wird die Fluktuation von Solar- und Windproduk-
tion explizit mit einkalkuliert. Um verschiedene saisonale Einfliisse auf die Elektrizitats-
nachfrage zu erfassen, wird jeweils ein Jahr abgebildet. Das Jahr wird in acht typische
Tage aufgeteilt, um die Rechenzeit zu reduzieren. Diese typischen Tage werden wiede-
rum in sieben Typ-Stunden unterteilt, um temporare Fluktuationen hinsichtlich Nach-
frage und Erneuerbaren zu bertcksichtigen. Insgesamt gibt es somit acht Typ-Tage mit
jeweils sieben Typ-Stunden und jeweils unterschiedlichen Auspragungen fiir die Ein-
speisung erneuerbarer Energien. Dabei wird zwischen Fallen mit niedriger bis hoher
Erneuerbaren-Einspeisung gewichtet mit Eintrittswahrscheinlichkeiten auf Basis von

historischen Zeitreihen unterschieden.
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Abbildung 79: Rekombinierende B&aume zur Abbildung stochastischer EE-Einspeisung

Neben der elektrischen Last muss auch die Warmelast in den betrachteten Nachfragege-
bieten gedeckt werden. Neben der Warmelastdeckung gibt es keine weiteren Restriktio-
nen beziiglich der Fahrweise oder des Erzeugungsmix bei den Warme erzeugenden An-
lagen. Investitionen in neue Anlagen, die die aus Altersgriinden wegfallenden Anlagen
ersetzen und die eventuell steigende Nachfrage bedienen, erfolgen dementsprechend
ausschliefdlich auf Basis der Kosten. Stromfliisse, die liber die regionalen Grenzen hin-

ausgehen, werden exogen festgesetzt.

Aufgrund der Modellformulierung wird eine Optimierung nur fiir das jeweilige Simulati-
onsjahr vorgenommen, eine intertemporale Optimierung iiber die gesamte Laufzeit von
Kraftwerken findet nicht statt, da auch in der Realitadt die zukiinftigen Preise und Rah-
menbedingungen nicht bekannt sind. Jedoch werden die mit Investitionen verbundenen

Kapitalkosten in den nachfolgenden Simulationsjahren berticksichtigt.

Fir eine detaillierte Darstellung der Zielfunktion und Restriktionen sei auf Swider/
Weber (2007), Spiecker/Weber (2011) und Spiecker/Vogel/Weber (2013) verwiesen.

Flr die durchgefiihrten Modellrechnungen wurde auf verschiedene Datenquellen zu-
riickgegriffen. Der Startkraftwerkspark basiert auf der Datenbank des Lehrstuhls fiir
Energiewirtschaft (EWL), die durch regelmafdige Aktualisierungen beispielsweise auf
Basis der Kraftwerkslisten von Platts und der BNetzA gepflegt wird. Neben Kraftwerks-
kapazitdten sind in der Datenbank Wirkungsgrade, An- und Abfahrkosten, variable Kos-
ten und Investitionskosten hinterlegt. Die aktuellen Erneuerbaren-Kapazititen fiir
Deutschland sind der BMU-Leitstudie 2011 entnommen.

Die Gesamtnachfrage fir jedes Land wird auf Basis der IEA Electricity Information vor-

gegeben und bleibt iber den betrachteten Zeitraum konstant.

Als CO2-Minderungsziel wird ein Zielwert von 95 % gegeniiber 1990 fiir das Jahr 2050

vorgegeben.
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Die Ubertragungskapazititen sind den Veroffentlichungen von ENTSO-E entnommen,
wobei der Ausbau der Kapazititen auf dem Ten Year Network Development Plan (TY-
NDP) basiert.225

25 \/gl. Entso-E (2012, 2014).
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8.2.2 Das Joint Market Model (JMM)

Das WILMAR Joint Market Model, ein dynamisches Einsatzplanungsmodell, wurde ur-
springlich im Rahmen des Projekts Wind Power Integration in Liberalised Electricity
Markets (WILMAR) entwickelt, das durch die EU geférdert wurde (vgl. Barth et al.
2006).

In der Zielfunktion werden die gesamten variablen Systemkosten iiber die gesamte Op-
timierungsperiode minimiert. Die variablen Kosten umfassen die Brennstoffkosten, die
CO2-Kosten, Anfahrkosten und weitere variable Kosten fiir Wartung und Versicherung.
Technische Restriktionen wie Anfahrzeiten, Minimumbetriebs- und -stillstandszeiten,
Teillastwirkungsgrade, minimale und maximale Erzeugung und Reserveanforderungen
werden bertcksichtigt. Neben der Nachfrage nach Strom muss auch die Nachfrage nach
Warme in allen 8.760 Stunden des Jahres gedeckt sein. Die modellierten Marktpreise
reflektieren die marginalen Erzeugungskosten. Detailliertere Informationen tiber das
Modell und seine Gleichungen sind in Trepper et al. (2014), Weber et al. (2009), Tuohy
et al. (2009), Barth et al. (2006) und Meibom et al. (2006) zu finden.

Fir eine sehr detaillierte Modellierung der Kraftwerkseinsatzplanung, insbesondere von
Pumpspeicherkraftwerken, ist die Nutzung von Typtagen oder Typstunden unangemes-
sen. Um die Auswirkungen der fluktuierenden EE auf das Versorgungssystem abzubil-
den, ist eine intertemporale, stiindliche Optimierung des Kraftwerkseinsatzes, wie sie in
WILMAR JMM implementiert ist, notwendig.

Der Planungshorizont von WILMAR JMM betragt bis zu 36 Stunden mit einer stiindli-

chen Optimierung. Dabei konnen zwei Entscheidungsprobleme unterschieden werden:
. Day-Ahead-Markt fiir Stromhandel (EPEX-basiertes Handeln)

. Anpassung des Day-Ahead-Dispatch auf Basis neu verfligbarer Informationen wie
beispielsweise Netzrestriktionen oder Prognoseabweichungen der Einspeisung
von EE (After-Day-Ahead)

Die rollierende Planung wird fiir den Fall, dass alle zwolf Stunden rolliert wird, in Abbil-
dung 80 abgebildet. Die Einsatzplanung startet am Mittag und wird dann fiir die nachs-
ten 36 Stunden bis zum Ende des nachsten Tages (Tag 1) durchgefiihrt. Basierend auf
den aktuell verfiigharen Informationen wird die Einsatzplanung alle zwo6lf Stunden er-
neut optimiert. Wahrend im Day-Ahead-Markt keine Netzrestriktionen oder Prognose-
abweichungen fiir die EE-Einspeisung beriicksichtigt werden, werden diese nach dem
Handelsschluss des Day-Ahead-Marktes mit einbezogen. Ausgehend vom Day-Ahead-

Fahrplan wird hier die Fahrweise der Kraftwerke angepasst (Redispatch).
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Day 0 | Day 1 | Day 2

Hour 00

Hour 12

Abbildung 80: Rollierende Planung

Aufgrund der hohen Komplexitdt des Einsatzplanungsmodells wird das europdaische
Ausland derzeit jeweils als Einknotensystem abgebildet. Dabei werden die EU-27-
Lander ohne die Baltischen Staaten modelliert. Gemafs dem Regionenmodell der deut-
schen Ubertragungsnetzbetreiber wird das deutsche Netz durch 21 Knoten, davon drei
fiir die Offshore-Regionen, reprasentiert.226 Insgesamt bleiben die Rechenzeiten so in

einem handhabbaren Rahmen. Abbildung 81 stellt die geografische Abdeckung des Mo-
dells dar:

LP JMM Europa

D
* Europa (ENTSO-E Netz auBer Baltikum) * DE in 18+3 Regionen
* Kraftwerksgruppen | anlagenspezifisch

Abbildung 81: Geografischer Rahmen und Abbildung von DE im Europamodell

226 yigl. 50Hertz Transmission et al. 2009
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Um eine moglichst grof3e Realitdtsndhe zu schaffen, werden die Wechselwirkungen zwi-
schen konventionellem Kraftwerkseinsatz, Einspeisung erneuerbarer Energien, verfiig-
barer Reserveleistung (Primir-, Sekundir- und Minutenreserve) und verfiigbaren Uber-
tragungskapazitaten abgebildet. Durch die Modellierung regionaler Warmemarkte kon-
nen zudem potenzielle Einschrankungen warmegefiihrter KWK-Anlagen im Strommarkt
abgebildet werden.

8.2.3 Das BET-Modell des europdischen Strommarktes

8.2.3.1 Einfithrung

Fundierte Marktanalysen und langfristige Strompreisprognosen sind als Grundlage fiir
strategische Entscheidungen von Unternehmen und Investitionsentscheidungen in Er-
zeugungsanlagen von essenzieller Bedeutung. Erst durch die Kenntnis heutiger und zu-
kiinftiger 6konomischer, politischer und technischer Rahmenbedingungen lassen sich
Chancen und Risiken identifizieren und daraus entsprechende Entscheidungen ableiten.
Auf Basis fundierter Marktanalysen sowie mittel- und langfristiger Strompreisprogno-
sen konnen im Rahmen von Szenarien- und Sensitivititsrechnungen die Chancen und
Risiken und deren treibende Faktoren quantifiziert werden. Dies liefert Entscheidungs-
tragern in Unternehmen und Politik wichtige Informationen zur Unterstiitzung und Be-

grindung von konkreten Projekten und der strategischen Ausrichtung.

8.2.3.2 Modell des europiischen Strommarktes

BET verfiigt Uiber ein langfristiges Kraftwerksinvestitions- und -einsatzmodell des euro-
paischen Elektrizitatserzeugungsmarktes. Erganzend pflegt BET umfangreiche Daten-
banken zu bestehenden und geplanten Kraftwerken, Lastverlidufen und Ubertragungs-
netzen. Beides sind Grundvoraussetzungen, um die mittel- und insbesondere langfristi-
gen Auswirkungen von politischen, technischen und wirtschaftlichen Entwicklungen auf
die Stromerzeugung und die Grofshandelspreise fiir Elektrizitat addquat quantifizieren

zu konnen.

Das Elektrizititsmarktmodell bildet sowohl den Einsatz der Kraftwerke (unter Bertick-
sichtigung technischer und 6konomischer Randbedingungen) als auch Investitionsent-
scheidungen von Unternehmen in Neu- und Ersatzanlagen ab. Es wird unterstellt, dass
die Einsatz- und die Investitionsentscheidungen grundsatzlich unter Kostenaspekten
durch die Unternehmen getatigt werden. Mit einem volkswirtschaftlichen Ansatz ver-
folgt das Modell hierbei das Ziel einer in Summe kostenoptimalen Deckung des Bedarfs.
Das Modell umfasst als Kernregionen Deutschland, die Niederlande, Belgien, Frankreich,
die Schweiz, Osterreich, Grofbritannien und Italien. Die Erzeugung in diesen Regionen

und der Austausch zwischen ihnen werden modellendogen abgebildet. Die an diese Re-
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gionen angrenzenden Lander werden als Satellitenregionen modelliert. Das heif3t,
Stromimporte und -exporte aus diesen bzw. in diese Lander werden liber aggregierte
Angebots- und Nachfragefunktionen beriicksichtigt.

Neben Prognosen auf Grundlage eines ,Best-Guess-Szenarios“ konnen mittels dieses
Modells zu folgenden Kernbereichen Quantifizierungen der (fundamentalen) Auswir-
kungen von Politikszenarien sowie technischen und wirtschaftlichen Entwicklungen
erfolgen:

e  Strompreise auf dem Grofshandelsmarkt (auf Basis von Grenzkosten) fiir die
Modellregionen in bis zu stiindlicher Aufl6sung (Abbildung 82)

e  Entwicklung der Zusammensetzung des Kraftwerksparks und der Stromer-
zeugung nach Brennstoffen/Technologien fiir die Modellregionen

e  Entwicklung des ,(clean) dark spread” sowie des ,(clean) spark spread” fiir
die Modellregionen

e  Entwicklung der COz-Emissionen aus der Stromerzeugung in den Modellre-
gionen

e  Entwicklung des fossilen Brennstoffverbrauchs in der Stromerzeugung in
den Modellregionen

Weitere Kenngrofien konnen in Abstimmung mit dem Auftraggeber abgeleitet werden.

1 Monatliche Preisschétzer Stindliche Strompreisschétzer

m M base O peak

€je MWh

€je MWh
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Abbildung 82: Strompreisschéatzer auf Basis von Grenzkosten

Die Ergebnisse von Fundamentalmodellen spiegeln die Entwicklung unter Annahme

bestimmter Rahmenbedingungen wider. Technologische und politische Entwicklungen
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sowie die Entwicklung von Brennstoffpreisen lassen sich bei fundierten Analysen zu den
einzelnen Themenbereichen eingrenzen und kénnen im Rahmen von Szenarien- und

Sensitivitatsanalysen untersucht werden.

Fundamentalmodelle gehen von kostenbasierten Entscheidungen aus. Strategisches
Verhalten (,mark-ups“) von Unternehmen, das bei einer hohen Anbieterkonzentration
auf dem Strommarkt zu erwarten ist, wird in diesem Schritt nur insofern berticksichtigt,
als die Grenzkosten einen Aufschlag fiir ungeplante Kraftwerksausfille enthalten.
Grundsatzlich ist durch Kraftwerksneubau neuer Marktteilnehmer Wettbewerb maoglich.
Strategisches Verhalten bzw. die Ausiibung von Marktmacht durch dominante Unter-
nehmen bei der Preisbestimmung wird durch damit einhergehende Implikationen auf
zukiinftige Markteintritte - insbesondere aufgrund einer méglichen Entwertung des
Bestandsportfolios der dominanten Unternehmen bei Entwicklung von Uberkapazititen
- begrenzt. Zudem wird sich durch den Ausbau der Kuppelkapazititen der europaische
Strommarkt (langfristig) zunehmend integrieren. Somit werden sich gréfiere, regionale
Teilmarkte bilden. Die zurzeit hohe Konzentration im deutschen und europaischen Er-
zeugungsmarkt wird folglich tendenziell abnehmen. Aufgrund der langen technischen
Lebensdauer und der langen Planungs-, Genehmigungs- und Bauzeiten von Kraftwerken
und Netzen wird dieser Prozess allerdings eine erhebliche Zeit erfordern. Somit sind die
auf Basis von Fundamentalmodellen ermittelten Grenzkostenpreisschatzer in der Regel
eine Untergrenze der Strompreise am Grofdhandelsmarkt. Daher miissen, um zu Grof3-
handelspreisen zu gelangen, gegebenenfalls auf Grundlage von historisch zu beobach-
tenden Preisaufschldgen (,mark-ups“) unter Beriicksichtigung moglicher Veranderun-
gen der Wettbewerbssituation alternative Prognosen der Strompreise abgeleitet wer-

den, die die Wettbewerbssituation berticksichtigen.

8.2.3.3 Kurzbeschreibung des BET-Modells des europdischen Strommarktes

In wettbewerblich organisierten Strommarkten fallen Kraftwerksbetreiber ihre Ent-
scheidungen mit dem Ziel, ihren Gewinn zu maximieren. Dabei sind Entscheidungen in

der kurzen, in der mittleren und in der langen Frist zu unterscheiden.

Kurzfristig kann tiber den Kraftwerkseinsatz bei einem zur Verfiigung stehenden Kraft-
werkspark entschieden werden. Dabei sind technische Restriktionen wie Mindestteil-
lastbedingungen, Anfahr- und Abfahrentscheidungen (sowie deren Kosten) sowie Min-
deststillstandsbedingungen zu berticksichtigen. Mittelfristig sind Entscheidungen iiber
Revisionen und bei Speicherkraftwerken Entscheidungen iiber heutige Erzeugung ver-
sus zukiinftige Erzeugungsmoglichkeiten zu treffen. Langfristig sind Entscheidungen
liber den Zubau und die Stilllegungen von Kraftwerken mdoglich. Diese erfordern in der

Regel lange Vorlaufzeiten (Entscheidungsfindungs-, Genehmigungs- und Bauphase) und
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haben lang andauernde Auswirkungen aufgrund der langen technischen Lebensdauer
(25 bis 50 Jahre) und der Irreversibilitit der Entscheidung.

Simultanes Invest- und Dispatch-Modell

Beim BET-Strommarktmodell wird davon ausgegangen, dass ein Teil der Entscheidun-
gen lber Kraftwerkszubauten und -stilllegungen der ndheren Zukunft exogen, d. h. au-
3erhalb des Modells, bestimmt werden konnen (auf der Grundlage bekannter und wahr-
scheinlicher Unternehmensentscheidungen). Dartiber hinaus kann das Modell in vorge-
gebenen Grenzen eigenstiandig (,endogen) Kraftwerke stilllegen oder zubauen. Diese
Zubauentscheidung wird durch ein gesamtwirtschaftliches Optimum (kostenminimale
Deckung der Last) determiniert.

Bei allen Entscheidungen wird von einem kostenminimalen Kraftwerkseinsatz ausge-
gangen, d. h. die Nachfragedeckung erfolgt durch die jeweiligen, beziiglich der variablen
Kosten giinstigsten Kraftwerke, was implizit die Annahme des vollkommenen Wettbe-
werbs in der Stromerzeugung unterstellt. Bei vollkommenem Wettbewerb wollen
Kraftwerksbetreiber auf dem Day-Ahead-Markt erzeugen, wenn die variablen Kosten
ihres Kraftwerks unterhalb des (erwarteten) Strompreises in der jeweiligen Betrach-
tungsperiode liegen. In diesem Falle konnen sie einen kurzfristigen Deckungsbeitrag
erzielen. Das giinstigste verfiigbare, nicht eingesetzte Kraftwerk (sog. extramarginales
Kraftwerk) bestimmt unter diesen Annahmen den Preis auf dem Grofshandelsmarkt fiir

Strom (kurzfristige Grenzkostenpreissetzung).22”

In vereinfachter Form wird dieses durch das sogenannte Merit-Order-Modell abgebildet
(Abbildung 83):

22T Diese Annahme gilt flr die Situation auf dem deutschen Strommarkt nur eingeschrénkt, da zurzeit eine oligopolistische

Erzeugungsstruktur vorhanden ist. Dies kann z.B. dazu flihren, dass dominante Marktakteure einen Teil ihrer Erzeu-
gungskapazitaten vom Markt zurtickhalten, um den Preis, der in diesem Fall durch das extramarginale Kraftwerk (der
Wettbewerber) gesetzt wird, zu erhéhen und somit ihren Gewinn zu steigern. Insbesondere der Kraftwerkseinsatz verén-
dert sich hierdurch in der Regel nur unwesentlich. Bei der Ergebnisinterpretation sollte diese Annahme allerdings
berticksichtigt werden.
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Abbildung 83: Einfaches Merit-Order-Modell

Die (verflighbaren) Kapazititen der Kraftwerke werden nach der Reihenfolge ihrer vari-
ablen Kosten sortiert und zur Deckung der jeweiligen Last auf dem Wettbewerbsmarkt
in der Periode eingesetzt. Die Nachfrage auf dem Wettbewerbsmarkt (residuale Last)
stellt die Last dar, die von Kraftwerken, die beziiglich ihres Einsatzes auf Preissignale am
Wettbewerbsmarkt reagieren, gedeckt werden muss. In einem solchen einfachen Merit-
Order-Modell ist die residuale Last definiert als Verbrauchslast zuziiglich der Netzver-
luste und des Verbrauchs der Pumpspeicher sowie der Exporte in andere Regionen, ab-
zuglich der Erzeugung aus dargebotsabhingigen Erzeugungsanlagen (z. B. Windenergie,
Laufwasser, Photovoltaik), warmegefiihrten KWK-Anlagen, Importen aus anderen Regi-
onen sowie Erzeugung der Speicher- und Pumpspeicherkraftwerke. Fiir die Last und
somit die residuale Last wird eine Preiselastizitdt von null unterstellt, d. h. die Nachfrage
reagiert nicht auf die Hohe des Preises und lasst sich durch eine Senkrechte darstellen.

Der Schnittpunkt von Angebot und Nachfrage bestimmt approximativ den Preis.

Die variablen Kosten der Kraftwerke werden durch den Brennstoffpreis unter Bertick-
sichtigung der Kosten fiir CO;-Zertifikate frei Kraftwerk, sonstige variable Erzeugungs-

kosten und den Wirkungsgrad der Kraftwerke determiniert.

Um den Stromaustausch sowie die begrenzten Ubertragungskapazititen zwischen ein-
zelnen Regionen beriicksichtigen zu konnen, werden simultan mehrere Teilmarkte be-
trachtet.

In vereinfachter Form ist dies fiir den Fall von zwei Teilméarkten zunachst bei integrier-
ten Markten (Abbildung 84) dargestellt.
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In diesem Fall ist ausreichend Handelskapazitat zwischen den beiden Teilmarkten ver-
fligbar und es kommt zu einem einheitlichen Preis. Somit konnen die beiden Teilmarkte

zu einem integrierten Markt zusammengefasst werden und die Lastdeckung erfolgt

durch die Kraftwerke kostenminimal.

Im Unterschied dazu ist in Abbildung 85 eine Situation dargestellt, in der die beiden

Teilmarkte aufgrund unzureichender Stromaustauschmoglichkeiten nicht integriert

Abbildung 84: Merit-Order-Modell fir den Fall zweier integrierter Markte
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Abbildung 85: Merit-Order-Modell mit zwei nicht integrierten Teilméarkten




Anhang

Zwar kommt es zu einem Stromaustausch von Region 1a nach Region 1b. Dieser reicht
jedoch aufgrund der Beschrankungen der maximalen Austauschméglichkeiten nicht da-
fir aus, dass die Markte integriert sind und sich ein einheitlicher Preis einstellt. Wah-
rend nach Berticksichtigung des maximalen Stromaustauschs im obigen Beispiel poten-
ziell in Region 1a noch freie Leistung von Steinkohlekraftwerken vorhanden ist, miissen
in Region 1b GuD-Anlagen mit hoheren variablen Kosten zur Lastdeckung eingesetzt
werden. Auf Basis einer kurzfristigen Grenzkostenpreissetzung bestimmt sich der
Strompreis am Grofshandelsmarkt in Region 1a folglich durch die variablen Erzeugungs-
kosten von Steinkohlekraftwerken, wahrend in Region 1b die variablen Kosten von GuD-
Anlagen preissetzend sind.

Das Marktmodell von BET umfasst in seiner Grundversion den mitteleuropaischen
Kernmarkt, bestehend aus Deutschland, den Niederlanden, Belgien, Frankreich, Oster-
reich, der Schweiz, Italien und Grof3britannien (Abbildung 86).

NORDEL \\/

IBERISCHE
HALBINSE

Abbildung 86: Modellregionen Strommarktmodell

Zwischen den Modellregionen werden die maximalen Stromfliisse auf die verfligbaren
Handelskapazitaten (NTC-Werte) begrenzt.

Dynamische Effekte, wie z. B. der Einsatz von Speicher- und Pumpspeicherkraftwerken
und/oder Revisionen, die beim einfachen Merit-Order-Modell nicht berticksichtigt wer-
den, missen in einem realitdtsnahen Modell beriicksichtigt werden. Daher werden diese
modellendogen bestimmt, d. h. diese werden im Modell mit dem Ziel der Kostenmini-
mierung festgelegt. Dabei ist bei Revisionen zu beriicksichtigen, dass sie in der Regel

einmal jahrlich stattfinden. Bei Speicher- und Pumpspeicherkraftwerken sind neben den
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installierten Kapazitaten die maximal und minimal zuldssigen Speicherstande (,Arbeits-

kapazitat der Speicher”) berticksichtigt.

Die erforderlichen Kraftwerkskapazititen zur Deckung des Bedarfs an positiver und
negativer Regelenergie (Primar- und Sekundarregelleistung sowie Minutenreserve) ste-
hen fiir den ,reguldren Strommarkt nicht zur Verfligung. Allein in Deutschland besteht
momentan ein Bedarf an positiver und negativer Regelleistung von jeweils etwa
7.000 MW bzw. etwa 10 % der Spitzenlast in Deutschland. Daher hat der Regelenergie-
markt einen erheblichen Einfluss auf den Einsatz der Kraftwerke am ,reguldren”
Strommarkt sowie auf die Preise (Grenzkostenpreise) am Grofhandelsmarkt. Das Mo-
dell wird daher gezwungen, liber die zur Lastdeckung notwendigen Kapazitdten hinaus

Leistungsreserven vorzuhalten, die sich am Regelenergiebedarf bemessen.

Die Nachfrage auf dem Strommarkt (Last) unterliegt typischen jahreszeitlichen, wo-
chentlichen und téglichen Zyklen. Diese Zyklen sind mit einer hohen Genauigkeit zu
prognostizieren. Ein zunehmender Anteil der Stromerzeugung basiert inzwischen auf
volatilen, nicht ,steuerbaren” Technologien, wie z. B. der Windenergie. Dies hat erhebli-
che Auswirkungen auf den Einsatz der Kraftwerke am Wettbewerbsmarkt. Zur Abbil-
dung sowohl der typischen Zyklen der Stromnachfrage als auch der volatilen, nicht
»Steuerbaren” Erzeugung wird fiir jede Stunde des Jahres eine von den Kraftwerken am
Wettbewerbsmarkt zu deckende Nachfrage (,residuale Last“) basierend auf Simulatio-
nen der Last sowie Erzeugung der Windenergieanlagen, Laufwasserkraftwerke, sonsti-
ger erneuerbarer Energien und warmegefiihrter KWK-Anlagen abgeleitet. Diese wird in
eine zweistiindliche Zeitreihe tibersetzt, die dem BET-Modell fiir den gesamten Optimie-
rungszeitraum (z. B. 30 Jahre) simultan als Eingangsdatum dient. Durch die hohe zeitli-
che Auflosung ist sichergestellt, dass sowohl die Zyklen als auch die Volatilititen der
Jresidualen Last“ addquat abgebildet werden.

BET setzt das europdische Strommarktmodell in unterschiedlichen Beratungsfeldern

ein:

e  Quantifizierung des Effekts von unterschiedlichen politischen und wirt-
schaftlichen Rahmenannahmen auf die Strompreise an den Grofdshandels-
markten in der mittleren Frist

e  Prognose zukiinftiger Strompreise auf den europaischen Grofshandelsmark-
ten

e  Bewertung der aktuellen Terminmarktnotierungen fiir Strom unter Bertick-
sichtigung der Terminmarktnotierungen fir Brennstoffe und CO;-
Zertifikate
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Jahrliches Dispatch-Modell

Um die Investitionstatigkeit addquat modellendogen abzubilden, ist es unbedingt sinn-
voll, den gesamten Betrachtungszeitraum simultan zu optimieren. Hieraus folgt eine
beachtliche Machtigkeit des mathematischen Problems, was zu hohen Rechenzeiten
fithrt. Ermoglicht wird diese simultane Betrachtung durch Vereinfachungen der Realitét,
wie sie jedes Modell vornimmt. Je nach Anwendungsfall kann es sinnvoll sein, den kon-
kreten Kraftwerkseinsatz feiner zu modellieren, als dies im zuvor beschriebenen Invest-
und Dispatch-Modell moglich ist. Hierzu wird der im ersten Modellschritt ermittelte
Kraftwerkspark tibernommen und fixiert. Das Modell wird dadurch von der Aufgabe
optimaler Zubau- und Stilllegungsentscheidungen entbunden. Dies ermdglicht, die Jahre
einzeln und nicht mehr simultan zu betrachten. Hierdurch frei werdende Rechenkapazi-
taten konnen genutzt werden, um Aspekte, die fiir den Zubau nachrangig waren, feiner

zu modellieren.

Im jahrlichen Dispatch-Modell wird jedes Jahr im Stundenraster berechnet. Der Einsatz
der Kraftwerke berticksichtigt weitere Aspekte, wie z. B. Startkosten. Ein nachtraglicher
Eingriff in die Zusammensetzung des Kraftwerksparks findet nicht statt, da dieser nur

bei simultaner Optimierung des Gesamtzeitraums zu optimieren ist.

8.2.3.4 Zusammenfassung

,Quid sit futurum cras, fuge quaerere!” (Forsche nicht, was die Zukunft bringt), lehrte der
romische Dichter und Denker Horaz. Viele Akteure des Energiemarktes sehen sich den-
noch in der Situation, ebendies tun zu miissen und ihre Entscheidungen, die die Zukunft
betreffen, auf ein optimales Fundament zu stellen. Fundamentale Modelle sind in der
Lage, Wirkzusammenhdnge zwischen den unterschiedlichen Einflussfaktoren (Ein-
gangsparametern) und dem Kraftwerkspark der Zukunft und den hieraus resultieren-
den Grenzkosten fiir elektrische Energie zu beschreiben und zu untersuchen. Dies liefert
in vielen Bereichen wichtige quantitative Aussagen in einem langen Betrachtungshori-

zont.

BET verfligt liber ein langfristiges Strommarktmodell, das die acht wesentlichen europa-
ischen Staaten beziiglich des Energiemarktes umfasst. Ferner werden bei BET die not-

wendigen umfangreichen Eingangsdaten gepflegt und eingeschatzt.

Auf dieser Basis sind fundamentale Aussagen iiber die Entwicklung des Kraftwerksparks
der Zukunft, tiber die aus der Stromerzeugung resultierenden CO2-Emissionen, liber die
Grenzkosten der Stromerzeugung, iiber den Austausch zwischen den betrachteten Staa-
ten und Uber diverse weitere Aspekte des Europdischen Strommarktes maéglich. Sofern

das Projekt dies erfordert, kann das Modell dariiber hinaus in einem zweiten Schritt den
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Kraftwerkseinsatz mit hoherer Prazision optimieren, um zusatzliche Aussagen zu gene-

rieren.

8.2.3.5 Das Kraftwerkseinsatzoptimierungs-Tool (KWE)

BET hat ein flexibles Kraftwerkseinsatzoptimierungs-Tool entwickelt, in dem ver-
schiedenste Anlagenkonfigurationen zur Strom- und Dampferzeugung abgebildet wer-
den konnen. So kdnnen beispielsweise eine beliebige Anzahl Gas-und-Dampf-Turbinen,
Kessel, Umformer und Einspritzanlagen abgebildet werden, die durch Stoffstrome
(Dampf-, aber auch Strom-, Brennstoff- und/oder Heif3wasserstréme) miteinander ge-
koppelt sind (vgl. Abbildung 87).

Modell-Inputs Modell-Outputs
technische und ékonomische Optimierungs_modell » Erlése Spotmarkt
Kraftwerksparameter Kraftwerkseinsatz
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Abbildung 87: Das Kraftwerkseinsatzoptimierungs-Tool

In Bezug auf Speicherkraftwerke konnen die Turbinen bei Bedarf einzeln dargestellt
werden, ebenso wie ihre betrieblichen Restriktionen und jegliche betriebsabhangige
Kosten. Soll der Regelenergiemarkt ebenfalls bertiicksichtigt werden, wird simultan zur
Spotvermarktung der Einsatz am Regelenergiemarkt beriicksichtigt. Derzeit liegen BET
detaillierte Analysen zum deutschen Regelenergiemarkt vor. Die Regelenergiemarktab-

bildung basiert auf diesen Analysen.

Das Tool kann einen gewissen Anteil der Kraftwerksleistung auf dem Regelenergiemarkt
zur Verfiigung stellen. Dies beinhaltet positive Leistung in Form einer Energiebereitstel-
lung oder auch negative Regelenergieleistung in Form einer angebotenen Betriebsdros-

selung. Dabei wird beriicksichtigt, dass im Falle eines Abrufs der Leistung diese auch
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liber den Gebotszeitraum zur Verfligung stehen muss (ein Speicherbecken muss somit
anfanglich hinreichend gefiillt sein). Um die erwirtschafteten Arbeitspreise abzuschat-
zen, werden durchschnittliche Abrufwahrscheinlichkeiten der jlingeren Vergangenheit

genutzt.

Das Tool rechnet mit einer stiindlichen Auflosung unter Beriicksichtigung der Gebots-
zeitrdume bei Regelenergie. Die Zielfunktion des Optimierungs-Tools ist die Maximie-
rung des Deckungsbeitrags des Gesamtsystems jeweils eines Jahres. Dies bedeutet, dass
das Tool unter Berticksichtigung aller Kosten und Erlése bestimmt, wann welche Anla-
gen bzw. welche Anteile der Anlagen auf welchem Markt zum Einsatz kommen, um den
hochsten Deckungsbeitrag am Strom- und Regelenergiemarkt zu erwirtschaften. Bei
Bedarf kénnen auch vermiedene Netzentgelte, Stromnetzrestriktionen sowie Speicher-
kapazititen und -verluste bzw. das Wasserdargebot durch natiirlichen Zufluss abgebil-

det werden.

Aus der obigen Beschreibung geht hervor, welche Aspekte eines Erzeugungssystems das
Tool derzeit berticksichtigt. Da das Tool eine generelle Optimierungssoftware (GAMS)
nutzt, kann das zu modellierende System in seinen Eigenschaften, Restriktionen, seiner
Zielfunktion oder Detailtiefe jederzeit durch Anpassung des Codes auf die Anforderun-

gen abgestimmt werden.

Fir Speicherkraftwerke sind folgende technische Informationen zur Modellierung
notwendig:

— Teil- und Volllast in MW

— Speichervolumen in MWh oder zusatzliche Umwandlungsfaktoren in m3/MWh

— Wasserdargebot in MWh, wenn méglich in stiindlicher Auflésung, falls nicht durch-
gehend in Volllast erzeugt werden kann

Ferner konnen fiir alle Anlagenkomponenten Revisionszeitpunkte und -dauern hinter-

legt werden, die im Vorfeld abzustimmen sind.

Uber die technischen Anlagenparameter hinaus werden im Modell folgende wirtschaft-
lichen Parameter beriicksichtigt:

— Sonstige variable Betriebskosten des Speichers (€/MWhe)

— Variable Instandhaltungskosten des Speichers in Abhangigkeit der Betriebsdauer

(€/h)
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