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Vorwort

Flexibilitdt im Stromversorgungssystem ist zum Schlagwort der Stunde avanciert. Mit dem vorliegenden Pa-
pier mochte die Bundesnetzagentur wie bereits mit den Diskussionspapieren zu Netzentgelten und zu Smart
Grid und Smart Market die aktuelle energiewirtschaftliche Debatte aufgreifen, strukturieren und einige aus
Sicht der Netzregulierung wichtige Punkte hervorheben.

Wir kiindigen auf diese Weise nicht etwa kiinftiges regulatorisches Handeln an, sondern mochten mit den
Netzbetreibern und den Marktakteuren ins Gesprach kommen. Dies gelingt nur, wenn die aktuelle Sicht der

Bundesnetzagentur auf die Themen bekannt ist.

Das Papier hat eine klare Gliederung und unterscheidet zwischen heutiger Situation, insbesondere der heuti-
gen Rechtslage und der kiinftig zu erwartenden Situation und denkbaren Ansétzen fiir die kiinftigen rechtli-

chen Rahmenbedingungen.

Viele zentrale Thesen des Papiers diirften angesichts der sonstigen Auflerungen der Bundesnetzagentur wenig
uberraschen. Da sie fiir das Funktionieren der Energiemirkte und eine erfolgreiche Energiewende unver-
zichtbar sind, missen sie gleichwohl immer wieder deutlich betont werden. Dazu gehort das Festhalten an
wettbewerblichen Losungen, bei denen auf Preissignale aus dem Markt reagiert wird, und die explizite Absage
an spezielle Férderungen fiir einzelne Akteure auf dem Strommarkt.

Gleichzeitig 6ffnet sich die Bundesnetzagentur fiir eine Diskussion dariiber, dass Netzbetreiber die Knappheit
der Netzressourcen beriicksichtigen und durch weiterentwickelte Entgeltstrukturen abbilden kénnen sollen.

Netzausbau bleibt in fast allen Féllen die sinnvollste Losung fiir ein volatiles Energiesystem, das eine CO2-
arme und irgendwann CO2-freie Erzeugung mit Versorgungssicherheit und Preisgiinstigkeit kombinieren
soll. Wir sind ldngst noch nicht an der Schwelle, an der sich die Frage der Sinnhaftigkeit eines 100%igen Infra-
strukturausbaus konkret stellen wiirde. Dessen ungeachtet wird es immer wieder in einzelnen Netzen Phasen
geben, in denen die Transportkapazitidten unzureichend sind oder bei denen ein durch Spitzenkappung redu-
zierter Netzausbau dem Netzbetreiber Handlungsspielriume eréffnet, um geordnete Planungs- und Netzaus-

baukonzepte verfolgen zu kénnen.

Fiir diese Konstellationen wird der Netzbetreiber einen Flexibilititsbaukasten benoétigen, aus dem er sich die
geeignetsten Instrumente auswihlen kann. Erzeuger (Abregelung von EE-Anlagen und konventionellen Anla-
gen), Speicher und Lasten kénnen gleichermafen netzdienliche Flexibilititen anbieten. Der insofern zu er-
wartende Flexibilitdtsbedarf ist an das konkrete Vorliegen eines Engpasses gekniipft und sollte nicht tiber-
schitzt werden; ein eigenstindiger Zukunftsmarkt wird daraus kaum entstehen. Das wire auch nicht wiin-
schenswert, weil dadurch fiir einzelne Akteure ein Interesse an der Beibehaltung von Netzengpéssen entste-

hen konnte.
Gleichwohl hat die Bundesnetzagentur aus dem Befund zwei Konsequenzen gezogen:

1. Damit dem Netzbetreiber seitens der Akteure auch die glinstigsten Optionen zur Verfiigung gestellt werden,
konnte man dariiber diskutieren, den Netzbetreiber nicht auf einen reinen Auslagenersatz zu beschranken,

sondern ihm erlauben, eine ausgehandelte Vergiitung zu zahlen.
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2. Der Netzbetreiber soll sich stets davon leiten lassen, was die kostenglinstigste Option ist. Dazu ist es not-
wendig, alle Flexibilititsmafinahmen - genauer die dadurch fiir den Netzbetreiber entstehenden aufwands-
gleichen Kosten - in den Effizienzvergleich nach der ARegV einzubeziehen. Wenn dies konsequent umgesetzt
wird, fiihrt dies regelméfig dazu, dass der Netzbettreiber auf die Abregelung von EE-Anlagen tunlichst ver-
zichten wird. Denn deren Abregelung ist unter den geltenden Vorgaben des EEG regelméifiig die fiir ihn teu-
erste Option. Die Bundesnetzagentur schlégt vor, diese 6konomischen Rahmenbedingungen nicht nur beizu-
behalten, sondern durch entsprechende bilanzielle Ausgleichspflichten zu stirken

Die Diskussionsvorschlige der Bundesnetzagentur setzen bestimmte Rahmenbedingungen voraus, damit die
Vorschlége realisierbar und erfolgversprechend sind. Dazu gehéren insbesondere gestirkte Entbiindelungsre-
geln und eine deutliche erhohte Transparenz iber Netzsituationen und die bendtigten und genutzten Flexibi-
litdtsinstrumente. Die nicht seltenen Konstellation, in denen in einem Netzgebiet, Netzbetreiber, dominanter
Stromlieferant und dominanter Stromproduzent zum selben Unternehmen gehéren, wirden ohne Entflech-
tung und ohne Offenlegung aller technischen und 6konomischen Details es sehr leicht ermoglichen, auch
ohne formale RechtsverstofRe Profit aus der Beibehaltung einer Engpasssituation zu schlagen. Damit wire der
Energiewende nicht gedient.

Umgekehrt gilt: Ein unabhingiger Netzbetreiber kann in einer digitalisierten Energiewelt eine wichtige Rolle
einnehmen, wenn er durch transparentes, klares und neutrales Handeln fiir eine Vielzahl von neuen Akteuren

aus den verschiedensten Sektoren einen fairen Zugang zur Energieinfrastruktur organisiert.

Der Erfolg der Energiewende ist sowohl aktueller Anlass als auch langfristiges Ziel der zur Diskussion gestell-
ten Rahmenbedingungen fiir Flexibilititsinstrumente. Diese Diskussion muss und kann in Ruhe und sorgfil-
tig gefithrt werden. Denn es gibt keinen Anlass, aus dem Diskussionsangebot der Bundesnetzagentur den
Schluss zu ziehen, es gibe ein akutes Flexibilititsdefizit. Im Gegenteil: Es steht ausreichend und sehr preiswert
Flexibilitdt zur Verfiigung. Ein Bedarf an hoheitlich steuernden Eingriffen, um kurzfristig mehr Flexibilitit zu
erzielen oder langfristig ganz bestimmte Flexibilititstechnologien zu férdern, besteht nicht. Bedarf besteht an
einer objektiven, nicht durch Eigeninteressen beeinflussten Diskussion, wie man fir die langfristig erforderli-
chen Flexibilititen ein Level-Playing-Field fiir marktliche Losungen schafft, bei dem sich die beste Option im
Wettbewerb durchsetzt.

Ich freue mich auf eine angeregte und kontroverse Diskussion.

oMo, /@W é«u«\

Jochen Homann

Prasident der Bundesnetzagentur



10 Thesen zum Thema Flexibilitat in einem zukiinftigen Stromversorgungs-
system

10.

Der einheitliche, liberalisierte Strommarkt bietet einen diskriminierungsfreien und liquiden Zugang fiir
alle Marktakteure.

Der Strompreis ist das zentrale Steuerungssignal fiir die Allokation von Erzeugung und Verbrauch auf
dem Strommarkt. Der Bedarf an Steuerung und Koordination steigt mit der zunehmenden Anzahl an de-
zentralen Erzeugungsanlagen sowie der zunehmenden Flexibilitét in Folge des Ausbaus der erneuerbaren

Energien.

Je weniger das Strompreissignal durch gesonderte Preiskomponenten verzerrt wird, desto niher riickt das
resultierende Marktergebnis an das effiziente Marktergebnis heran.

Der Flexibilitatsbedarf des Strommarktes wird ausschliefilich durch Marktakteure bereitgestellt. Kein
Akteur, auch nicht die Speicherbetreiber, sollte irgendeine spezielle Férderung erhalten, da dies die
Marktergebnisse verzerrt und das System ineffizienter macht.

Der Strompreis reflektiert Knappheiten im Erzeugungsmarkt. Das Netzentgelt sollte dagegen die Kosten
der Inanspruchnahme der Netze reflektieren. Aus dem Zusammenwirken beider Knappheitssignale sollen
sich die Reaktion und das Verhalten der Erzeuger und Verbraucher ergeben.

Da die Ressource Netz knapp ist und knapp bleiben wird, sollte eine weiterentwickelte Netzentgeltstruk-
tur zu einer sicheren und effizienten Nutzung der Netzinfrastruktur beitragen. Anpassungen an der Ent-
geltstruktur miissen dabei administrativ beherrschbar bleiben und diirfen einen diskriminierungsfreien

Wettbewerb nicht behindern.

In einem Stromversorgungssystem, in dem weit mehr als die Halfte der Erzeugungsmengen aus erneuer-
baren Energien stammt, wird ein aktives Engpassmanagement wichtiger. Im Rahmen des Engpassmana-
gements kann der Netzbetreiber mit der Marktseite zu netzdienlichen Zwecken vertragliche Vereinba-
rungen iber die Erbringung netzdienlicher Flexibilitdt mit marktlichen Akteuren treffen und die Vergii-
tung aushandeln.

Die Abregelung von Erneuerbaren-Energien-Anlagen ist eine Flexibilititsoption. Sie sollte den Netzbe-
treibern bei Netzengpéassen zur Verfligung stehen, wenn sie die kostengiinstigste noch zur Verfiigung ste-
hende Option darstellt.

Netzdienliche Flexibilitit sollte gesamthaft und unter Einschluss der Abregelung von Erneuerbaren-
Energien-Anlagen in die "gelbe Phase" der "Netzampel" eingeordnet werden. Alle Aufwendungen fiir
netzdienliche Flexibilitaten sollten im Rahmen der ARegV in den Effizienzvergleich eingehen, um gleich-

wertige Anreize zu schaffen.

Die Interaktion mit der Marktseite muss zwingend diskriminierungsfrei, entflechtungskonform und
transparent geschehen.
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1 Einleitung

In Zusammenhang mit der Energiewende wird hiaufig angefiihrt, dass ein zunehmender Bedarf fiir den Ein-
satz von Flexibilitit besteht, um Versorgungssicherheit effizient gewiahrleisten zu konnen. Der Begriff der
Flexibilitit ist dabei sehr weitreichend. Die Bundesnetzagentur méchte mit diesem Papier einen Beitrag zur
Strukturierung der Diskussion leisten.

Voraussetzung fiir eine sichere Stromversorgung ist zunichst ein Ausgleich von Stromerzeugung und Strom-
verbrauch zu jedem Zeitpunkt. Dieser Ausgleich wird tiber den Strommarkt sichergestellt. In der Vergangen-
heit war vor allem die zu deckende Last unplanbar und unvorhersehbar. Im Zuge der Energiewende gewinnen
aber die fluktuierend und dargebotsabhingig einspeisenden erneuerbaren Energien an Bedeutung. So wird
davon ausgegangen, dass mittelfristig mehr als die Hélfte der Stromerzeugung aus erneuerbaren Quellen
stammt. Hieraus ergibt sich, dass sich die konventionelle Stromerzeugung kiinftig zunehmend an der soge-
nannten Residuallast orientieren muss. Die Residuallast bezeichnet den Stromverbrauch abziiglich der Ein-
speisung aus erneuerbaren Energien. Mit steigendem Anteil der erneuerbaren Energien an der Stromerzeu-
gung geht die Residuallast an vielen Tagen und in vielen Stunden gegen null und erhéht sich danach in kurzer
Zeit deutlich. Eine Flexibilisierung der Akteure im System ist also notwendig, um Versorgungssicherheit effi-
zient gewdhrleisten zu kénnen. Dazu gehort auch die Interaktion mit unseren elektrischen Nachbarn. Im- und
Exporte an den Grenzkuppelstellen sind ein wesentlicher Baustein eines flexiblen Energiesystems.

Flexibilitit kann dabei wie folgt definiert werden:

LFlexibilitit ist die Verdnderung von Einspeisung oder Entnahme in Reaktion auf ein externes Signal (Preis-
signal oder Aktivierung), mit dem Ziel eine Dienstleistung im Energiesystem zu erbringen. Die Parameter um
Flexibilitdt zu charakterisieren beinhalten: die Hohe der Leistungsverdnderung, die Dauer, die Verdnderungs-
rate, die Reaktionszeit, der Ort etc.” (vgl. Eurelectric, 2014)

Welche Entwicklungen im Stromsystem konnen diesbeziiglich beobachtet werden? Berechnungen der Bun-
desnetzagentur zeigen folgende Entwicklung fiir die Vergleichsjahre 2015 und 2025:



1.
Die Bundesnetzagentur hat die Verdnderung von dargebotsabhingiger Einspeiseleistung je Stunde gegentiber
der Vorstunde fiir zwei Vergleichsjahre ermittelt.! Das Ergebnis wird in Abbildung 1 graphisch dargestellt.

Jahresdauerlinie

Gw Leistungsinderung zur GW  Ausschnitt der Jahresdauerlinie > +5GW
Vorstunde 12 oo
R e b B e e TY T EE P
10 - T T T 2015
8 m s
6 N\ T A TS
s AN B ——
2 0 50I1I0 I1I50I2CIJOI2I50I3l':'JOI3I50IriICIJOIriISO 500
0

Ausschnitt der Jahresdauerlinie < -5GW

550 500 450 400 350 300 250 200 150 100 50 O

Abbildung 1: Jahresdauerlinie der Leistungsverinderung
Quelle: Berechnungen der Bundesnetzagentur auf Basis NEP 2025 und Einspeisezeitreihen veroffentlicht auf

entsoe transparency platform.

Die linke Grafik stellt die Leistungsverdnderungen von einer auf die darauffolgende Stunde als Dauerlinie fiir
die Jahre 2015 und 2025 dar. Die Grafiken rechts fokussieren jeweils den oberen und unteren Teil der Jahres-
dauerlinie, der Leistungsverdnderungen von mindestens 5 GW (Leistungsanstieg und Leistungsreduktionen)
darstellt.

Es zeigt sich, dass sich die gesamte Einspeiseleistung der drei volatilen erneuerbaren Energiequellen (Wind
onshore und offshore, PV) in 2015 in circa 200 Stunden von einer auf die andere Stunde um mehr als 5 GW
verdndert hat. Die Stundenzahl teilt sich ungefahr hilftig auf Leistungsanstiege und Leistungsreduktionen auf.
In 10 Jahren (2025) werden es dagegen bereits jeweils ca. 1000 Stunden sein, in denen sich die Einspeiseleis-
tung innerhalb einer Stunde um mehr als 5 GW verdndert. Innerhalb von nur 10 Jahren verfiinffacht sich
demnach die Anzahl der Stunden mit schnellen Einspeiseinderungen von mehr als 5 GW.

1 Quelle: Berechnungen der Bundesnetzagentur auf Basis NEP 2025 und Einspeisezeitreihen veroffentlicht auf entsoe transparency plat-

form.
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2.

Die Bundesnetzagentur hat den Umfang der Leistungsverinderung zwischen zwei Extremwerten betrachtet.
Ein Extremwert in diesem Sinne ist ein Einspeiseminimum bzw. Einspeisemaximum innerhalb eines be-
stimmten Zeitraums. Die Leistungsverinderung zwischen zwei Extremwerten erstreckt sich fiir gewohnlich
tiber mehrere Stunden und wird hier als Ereignis bezeichnet. Im Folgenden wird die Haufigkeit von solchen
Ereignissen dargestellt, die insgesamt Leistungsdnderungen von mindestens 20 bzw. 30 GW aufweisen. Die
Angaben umfassen Leistungssteigerungen und Leistungsreduktionen.

Wihrend es im Jahr 2015 nur 15 Ereignisse gab, in denen die Leistungsinderungen mindestens 30 GW betrug
(@ 33 GW), werden es zehn Jahre spéter voraussichtlich rund 190 Ereignisse sein (@ 37 GW). Ereignisse mit
Leistungsanderungen von mindestens 20 GW gab es in 2015 rund 180 (@ 23 GW) und wird es in 10 Jahren rund
420 geben (@ 30 GW).

Wihrend also die absoluten Leistungsinderungen ansteigen (gréfieres Delta zwischen zwei Extrempunkten)
und die Hiufigkeit der Ereignisse aufgrund des fortschreitenden EE-Ausbaus ansteigt, bleibt die durchschnitt-
liche Dauer der Ereignisse konstant bei ca. 11 Stunden. Damit muss die Geschwindigkeit, mit der sich die Leis-
tungsidnderungen vollziehen, ansteigen. Das Gesamtsystem muss sich somit an steigende Leistungsidnderun-
gen bei gleicher Dauer anpassen.

Kann daraus abgeleitet werden, dass auch ein entsprechend zunehmender Bedarf fiir den Einsatz von Flexibi-
litdt auf dem Strommarkt besteht? Und dass zusitzliche Mafinahmen zur Erschlieffung von Flexibilititspoten-

zialen zu ergreifen sind?

Eine Zunahme an Flexibilititsbedarf kdnnte sich beispielsweise in den Strompreisen offenbaren. Phasen mit
geringer Erzeugung aus erneuerbaren Energien miissten mit hohen Preisen, Phasen mit Erzeugungsiiber-
schiissen mit sehr niedrigen Preisen einhergehen, da Anbieter und Nachfrager auf die Preissignale nicht oder
nur in geringem Umfang reagieren. Die Strompreise miissten in Abhingigkeit von der EE-Einspeisesituation
volatiler werden.

Zumindest in den letzten Jahren seit dem starken EE-Ausbau (ab 2010) hat der zunehmende Anteil der erneu-
erbaren Energien noch keine nennenswerte Zunahme der Preisvolatilitit ausgelost. Gleichzeitig sind die
Grof3handelspreise gefallen.

3000
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D
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Abbildung 2: Jahresdauerlinie der Leistungsverdnderung
Quelle: Berechnungen der Bundesnetzagentur, Datenbasis EEX.



Der Markt kann aktuell die Schwankungen im Erzeugungsangebot offensichtlich mit den vorhandenen Flexi-
bilitdtsoptionen, z.B. der flexibleren Fahrweise von konventionellen Kraftwerken, den Im- und Exporten oder
der Speicherung auffangen. Damit der Markt auch in einem zukinftigen System mit einem deutlich h6heren
Anteil erneuerbarer Energien in der Lage ist, Angebot und Nachfrage zu jedem Zeitpunkt tibereinander zu
bringen, muss das Preissignal seine Wirkung voll entfalten kénnen. Technologieoffenheit und die Schaffung
eines Level-Playing-Fields ist das Gebot der Stunde fir eine wettbewerbliche Bereitstellung von Flexibilitat
sowohl auf der Erzeugungs- als auch auf der Verbraucherseite. Ein Eingriff in den Markt durch neue Forderin-
strumente wire demgegeniiber kontraproduktiv.

Marktliches Verhalten kann jedoch nicht ohne das Stromnetz realisiert werden. Eine ausreichend ausgebaute
Netzinfrastruktur ist die Voraussetzung fiir einen einheitlichen Strommarkt, denn das - bundesweite, einheit-
liche - Marktergebnis sollte auch iiber die Netzinfrastruktur abbildbar sein. Sowohl auf der Ubertragungs- als
auch auf der Verteilernetzebene sind dazu umfangreiche Investitionen zu titigen, damit die Netze ihre Trans-
portaufgabe auch in einem System mit einem hohen Anteil erneuerbarer Energien erfiillen kénnen. Im Uber-
tragungsnetz bedingt der notwendige Netzausbau bis zu dem im Bundesbedarfsplangesetz festgelegten Bedarf
Investitionskosten von ca. 30 Mrd. € (davon 5 Mrd. € durch Startnetz, wie z.B. EnLAG). Hier ist die Vollverka-
belung der HGU wie auch ein 20%iger Kabelanteil bei den im Gesetz gekennzeichneten Drehstrom-
Pilotstrecken enthalten. Anhaltspunkte fiir den Ausbaubedarf auf der Verteilernetzebene beziffert die BMWi-
Verteilernetzstudie. Das Kostenvolumen des Ausbaus liegt je nach Szenario zwischen 23 und 49 Mrd. Euro bis
2032. Diese Szenarien beruhten allerdings noch auf den Zubauraten des EEG 2014 und dariiber noch hinaus-
gehenden Linderzielen. Mit den letzten EEG-Novellen diirfte insofern nur noch der untere Rand realistisch
sein.

Allerdings kann es zukiinftig vermehrt zu Situationen kommen, in denen die vorhandene Netzinfrastruktur
nicht ausreicht, um die Transportaufgabe des Netzes zu erfiillen. Griinde hierfiir sind u.a. der stetige Zubau
erneuerbarer Energien, die immer intensivere Verbindung mit dem Ausland, der Zubau und Riickbau konven-
tioneller Erzeugungsleistung und die Reaktion der Marktseite auf das dargebotsabhiangige Angebot. Netzaus-
bau ist hier das erste Mittel der Wahl. Steht die erforderliche Netzinfrastruktur iibergangsweise oder dauerhaft
nicht zur Verfiigung, werden Netzengpisse im Ubertragungs- und Verteilernetz die Folge sein.

Diese Entwicklung zeigt sich schon heute. So nehmen die Redispatchvolumina im Ubertragungsnetz kontinu-
ierlich zu. 2015 betrugen diese 16 TWh im Vergleich zu rund 5,2 TWh in 2014, das entspricht einem Zuwachs
von 200%. Der Einsatz von Redispatch ist dabei nichts anderes als der Einsatz von Flexibilitét fiir das Netz
durch den Ubertragungsnetzbetreiber. Gleiches gilt fiir MaRnahmen im Rahmen des Einspeisemanagements
(EinsMan). Die Ausfallarbeit tiber alle EEG-Energietrager hat sich von 2014 auf 2015 mehr als verdreifacht.
Insgesamt wurden im Jahr 2015 4,7 TWh abgeregelt. Rund 11% der Ausfallarbeit wurden durch Engpisse im
Verteilernetz verursacht und auch dort behoben?.

Auf Verteilernetzebene stellt sich das Auftreten von Netzengpéissen je nach Spannungsebene, EE-Zubau und
Lastsituation sehr heterogen dar. So kann in einzelnen Gebieten eines Verteilernetzes der Ausbau eines einzi-
gen grofleren Windparks mit relativ geringer Last und nur begrenzten Riickspeisekapazititen erhebliche
Probleme hervorrufen, wenn sich hier innerhalb weniger Jahre oder gar Monate erhebliche Verschiebungen

2 vgl. Monitoringbericht 2015 und 2016.
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bei der Geschwindigkeit der Veranderungen von Leistung und Entnahme sowie des Zeitraums der Leistungs-
dnderung ergeben. Zeitliche oder geografische Ausgleichs- oder Glittungseffekte entstehen bei vergleichswei-
se kleinen Netzgebieten nur in geringem Umfang. Dann steigt aus netztechnischer Sicht der Bedarf fiir den
Einsatz von Flexibilitit fiir die betroffenen Verteilernetze stark an.

Wie aber kénnen unter diesen Voraussetzungen Netzengpisse durch den Netzbetreiber effizient bewirtschaf-
tet werden, sodass die Versorgungsaufgabe des Netzbetreibers jederzeit erfallt wird?

Flexibles Verhalten kann dazu beitragen, Giberlastete Netzstrdnge zu entlasten. Dann kann auch von einem
Bezug "netzdienlicher Flexibilitit zum Engpassmanagement von Dritten" gesprochen werden. Als Anbieter
netzdienlicher Flexibilitit kommen derzeit praktisch ausschliefilich die Erzeuger in Frage, perspektivisch
konnten sich aber auch Lasten und Stromspeicher einbringen. Abgerufen werden diese Flexibilitidten von den
Netzbetreibern. Im Sinne der obigen Definition von Eurelectric kann somit auch der Netzbetreiber Signalge-
ber fiir flexibles Verhalten sein, etwa im Hinblick auf die Auslésung einer Verhaltensdnderung dritter Akteure
zu netzdienlichen Zwecken.

Insbesondere auf der Ebene der Verteilernetze stellen sich dabei komplexe regulatorische Fragen, fiir die es
tragfihige Antworten zu entwickeln gilt. In erster Linie ist zu kldren, wie weit der Handlungsspielraum des
Verteilernetzbetreibers bei der marktlichen Beschaffung netzdienlicher Flexibilitit zum Engpassmanagement
geht und durch welche Nebenbedingungen er flankiert wird.

Diese Frage ist von besonderer Relevanz, da es sich bei der Netzebene um eine Wertschépfungsstufe handelt,
die wegen ihrer Monopolstellung regulatorischen Vorgaben unterliegt. Demgegentiber wirken Erzeuger, Las-
ten und Speicher im wettbewerblichen Umfeld. Der Austausch zwischen regulierter Ebene und wettbewerbli-
chen Akteuren zu netzdienlichen Zwecken sollte besondere Beachtung finden.

Folgende Leitfragen strukturieren das Papier:

- Inwelchen Bereichen des Stromsystems besteht Bedarf fiir den Einsatz von Flexibilitdt? (Kapitel 2)
- Wo bestehen Hemmnisse fiir die Bereitstellung von Flexibilitat? (Kapitel 3)

+  Wie konnen Flexibilitatspotenziale besser erschlossen werden und welche Nebenbedingungen sind dabei
einzuhalten? (Kapitel 4)

Bei der Beantwortung dieser Fragen wird zwischen dem Einsatz der Flexibilitit im Markt oder im Netz unter-
schieden. Die Trennung ergibt sich aus den unterschiedlichen wettbewerblichen, technischen und letztlich
auch regulatorischen Voraussetzungen.

Das Papier hat nicht zum Ziel, konkrete Flexibilitidtsbedarfe in bestimmten Segmenten des Energiesektors
tatsdchlich zu quantifizieren. A priori sollen keine Anwendungsfille fiir den Einsatz von Flexibilitit kreiert
werden. Der Einsatz von Flexibilitit ist weder Selbstzweck noch bleibt ein etwaiger Bedarf auf einem konstan-
ten Niveau. Vielmehr wandelt sich der Bedarf an Flexibilitit mit den Rahmenbedingungen im Stromversor-

gungssystem.

Ein Fazit zum vorliegenden Papier findet sich in Kapitel 5Fehler! Verweisquelle konnte nicht gefunden wer-
den.. Die Ergebnisse sind in den "10 Thesen zum Thema Flexibilitat in einem zukiinftigen Stromversorgungs-

system" zusammengefasst.



2 Zunehmende Flexibilisierung des Stromversorgungssystems

Fir einen sicheren Betrieb des Stromversorgungssystems muss eine zentrale Anforderung erfillt sein: Ein-
speisungen und Ausspeisungen miissen sich zu jedem Zeitpunkt die Waage halten. Ein Ungleichgewicht von
Einspeisungen und Ausspeisungen fiihrt zu Abweichungen von der Soll-Frequenz von 50 Hertz im Stromnetz.
Abweichungen von der Soll-Frequenz gefihrden die Systemstabilitit unmittelbar.

Die Anforderung an das Stromversorgungssystem ist folglich, marktseitig einen kontinuierlichen Ausgleich
von Ein- und Ausspeisungen durch eine Anpassung der Ein- und Ausspeisungen zu gewéhrleisten. Fir diese
Anpassungen muss Flexibilitit auf dem Stromhandelsmarkt und auf dem Markt fiir Regelleistung bereitge-

stellt werden.

2.1  Flexibilitat im Strommarkt

Damit Ein- und Ausspeisungen der Erzeuger und Verbraucher in einem Stromversorgungssystem stets ausge-
glichen sind, wurden fiir den Strommarkt klare Regeln zur Verpflichtung des Bilanzkreisverantwortlichen zur
Bewirtschaftung des Bilanzkreissystems gesetzt. Alle Bilanzkreisverantwortlichen sind zur Bilanzkreistreue,
d.h. zum Ausgleich von Ein- und Ausspeisungen in ihrem Bilanzkreis im Viertelstundenraster, verpflichtet.
Die vertragliche Verpflichtung zur Bilanzkreistreue wird flankiert durch wirtschaftliche Anreize, diesen Aus-
gleich herbeizufiihren und sich zumindest nicht systemschédlich zu verhalten. Aufgrund der hohen Liquiditit
im Strommarkt ist das Bilanzierungssystem mit "symmetrischen" Ausgleichsenergietarifen ausgestaltet.

Das Bilanzkreissystem enthilt die Pflicht und setzt dariiber hinaus den Anreiz, Bilanzkreise aktiv zu bewirt-
schaften, d.h. Erzeugung und Verbrauch an die Rahmenbedingungen anzupassen. Ist absehbar, dass einer
relativ groRen Nachfrage (Starklast) nur ein begrenztes Stromangebot entgegensteht (Flaute), steigt der
Strompreis am Stromhandelsmarkt insgesamt an. In der Folge wird ggf. ein grofieres Stromerzeugungsange-
bot mobilisiert oder die Verbraucher reduzieren ihren geplanten Stromverbrauch. Ausgehend vom Bilanz-
kreissystem bildet sich das Strompreissignal im Zusammenspiel von nationalen und grenziiberschreitenden
Termin-, Day-Ahead- und Intraday-Maérkten.

Die in den Handelskontrakten der Marktakteure erzielbaren Preise entscheiden dariiber, welche Erzeuger den
Strom bereitstellen und welche Verbraucher den Strom verbrauchen. Der Strommarkt sorgt somit fiir eine
effiziente Zuordnung von Angebot und Nachfrage. Eine besondere Bedeutung kommt der Dynamik des
Strommarktes zu, die sich aus dem sich kontinuierlich &ndernden Stromverbrauch und der sich kontinuier-
lich andernden Stromerzeugung ergibt. Anderungen in der Stromnachfrage und dem Stromangebot fiihren
zu einer erh6hten Volatilitit bei der Residuallast. Die Residuallast erfasst denjenigen Anteil der Gesamtlast,
der nicht bereits durch Einspeisungen auf Basis erneuerbarer Energien abgedeckt wurde. Die Residuallast
muss durch flexible, nicht dargebotsabhingige konventionelle Erzeugungsanlagen gedeckt werden. Im
Stromversorgungssystem im Umfeld der Energiewende steigt der Bedarf an Flexibilitdt somit an.

Unflexibles Verhalten wird fiir Erzeuger und perspektivisch auch fiir Verbraucher und ihre Lieferanten zu-
nehmend teuer:

Fir Erzeuger kann es teuer werden, wenn sie bei niedrigen oder gar negativen Preisen ihre Erzeugung nicht

entsprechend zuriickfahren kénnen und somit tiber mehr oder weniger lange Zeitraume ihre Erzeugungskos-
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ten nicht durch den Strompreis gedeckt sind. Verbraucher mit unflexiblem Nachfrageverhalten kénnen hin-
gegen zeitweilig hohen Preisen nicht durch Verlagerung ihres Strombezugs in giinstigere Zeiten ausweichen.
Ihnen - beziehungsweise ihren Stromlieferanten - entgeht wegen mangelnder Flexibilitat eine mogliche Kos-
teneinsparung. Moglicherweise zahlt ein Industriekunde fiir den von ihm verbrauchten Strom im Extremfall
mehr als er im Rahmen seines Produktionsprozesses an Mehrwert erwirtschaftet. Flexibilitiat wird damit lang-
fristig zu einem wesentlichen Bestimmungsfaktor fiir eine preisgiinstige Stromversorgung. Fiir eine effiziente
Koordinierung muss das Strommarktsignal daher bestenfalls unverzerrt auf Erzeuger und Verbraucher wir-

ken konnen.

Flexible Erzeuger und Verbraucher kénnen ihre Leistung nicht nur auf dem Stromgrofthandelsmarkt anbie-
ten, sondern auch auf den Regelleistungsmérkten vermarkten. Regelleistung dient dem kurzfristigen Aus-
gleich von Erzeugung und Verbrauch bspw. aufgrund von unvorhergesehenen Kraftwerksausfillen oder
Prognoseabweichungen bei der Einspeisung aus erneuerbaren Energien. Hohe Anforderungen an die Flexibi-
litat gelten deshalb fiir den Regelleistungsmarkt seit jeher. Anlagen zur Bereitstellung von Regelleistung miis-
sen in der Lage sein, ihre Leistung in vergleichsweise kurzer Zeit anzupassen.

Erzeugungsanlagen, die Regelleistung bereitstellen, miissen unabhingig von einem tatsachlichen Einsatz
mindestens in Teillast betrieben werden. Dieser Teillastbetreib ist bei der positiven Regelenergie durch die
technologische Mindesterzeugung determiniert. Bei negativer Regelenergie muss dagegen eine sehr hohe
Erzeugung gefahren werden, um die geforderte Absenkung erbringen zu kénnen. Bei Lasten gelten die umge-
kehrten Verhiltnisse: Positive Regelenergie durch Lasten wird durch kurzfristige Reduktion des Verbrauchs
erbracht, negative Regelenergie erfordert einen niedrigen Verbrauch der kurzfristig erh6ht wird (z.B. durch
Hochfahren der Produktion oder elektrische Wirmeerzeugung). Ubertragungsnetzbetreiber beschaffen Regel-
leistung durch ein wettbewerbliches Ausschreibungsverfahren.

2.2 Flexibilitatim Netz

Marktliches Verhalten kann nicht ohne das Stromnetz realisiert werden. Das Marktergebnis muss tiber die
Netzinfrastruktur abbildbar sein, andernfalls muss der Netzbetreiber in das Marktergebnis eingreifen. Durch
die zunehmend dargebotsabhingige Einspeisung, durch die Intensivierung des Im- und Exportes und vor
allem durch den schleppenden Netzausbau werden die Stromnetze vermehrt an ihre Belastungsgrenze ge-
fahrt. Der Einsatz netzdienlicher Flexibilitit zum Engpassmanagement tragt dazu bei, diese Belastungen zu
reduzieren und das Marktergebnis realisierbar zu machen.

Wie aber gestalten sich diese Mafinahmen konkret und wie ordnen sie sich in die Gesamtstrategie zum Netz-
ausbau ein? Und welche Nebenbedingungen begrenzen den Handlungsspielraum des Netzbetreibers?

Zur Beantwortung dieser Fragen gilt es zu kliren, woran sich die Netzdimensionierung bemisst. Im zweiten
Schritt wird dann die Funktionsweise des Engpassmanagement diskutiert, mit dem Ziel, Anwendungsfille fir
netzdienliche Flexibilitat aufzuzeigen.

Ob und in welchem Mafe netzdienliche Flexibilitit eingesetzt werden kann, wird abhingig davon sein, auf
welcher Spannungsebene ein Engpassmanagement notwendig ist, welche Erzeugungs- und Lastsituation in
einem bestimmten Netzgebiet vorherrscht und inwiefern der Verantwortungsbereich des Ubertragungs- und



Verteilernetzbetreibers tangiert ist. Dass 97 % der EE-Anlagen an die Verteilernetzebene angeschlossen sind,
ist dabei nur ein Randaspekt. Denn dies gilt fiir die Anschlusssituation der Lasten seit je her. Auflerdem ist die
Erzeugungs- und Laststruktur in den einzelnen Netzgebieten sehr heterogen. Daher kann auch der Bedarf an
netzdienlicher Flexibilitit zum Engpassmanagement sehr unterschiedlich ausfallen.

2.2.1 Dimensionierung des Netzes

Auf Ubertragungsnetzebene wird der Bedarf an Netzausbau in aufwindigen Verfahren (Szenariorahmen,
Netzentwicklungsplanung) ermittelt und tiber das Bundesbedarfsplangesetz und das NABEG durch die Uber-
tragungsnetzbetreiber realisiert. Die Bundesnetzagentur hat in diesem Prozess umfassende Zustidndigkeiten
erhalten. In den Netzentwicklungsplidnen schlagen die Ubertragungsnetzbetreiber vor, welche Mafinahmen
zum Netzausbau in den nichsten Jahren notwendig sind. Diese werden dann durch die Bundesnetzagentur
gepriift und, soweit die Vorhaben fiir einen sicheren und zuverlédssigen Netzbetrieb erforderlich sind, besté-
tigt. Sie bilden die Basis fiir den Bundesbedarfsplan und anschlieRend das Bundesbedarfsplangesetz. Alle
Netzausbaupline der Ubertragungsnetzbetreiber gehen davon aus, dass Stromleitungen nicht fiir Erzeugungs-
oder Handelsspitzen ausgebaut werden, die vielleicht nur wenige Stunden im Jahr auftreten. Dies bedeutet,
dass auch bei vollstindiger Umsetzung der MaRnahmen aus dem Netzentwicklungsplan das Ubertragungs-
netz nicht ohne netzdienliche Flexibilitit auskommen wird. In extremen Belastungssituationen sind weiter-
hin Flexibilitditsmafnahmen zur Netzabsicherung, wie bspw. Redispatch, in einem gewissen Umfang erforder-
lich. Bis der Netzausbau vollendet ist, miissen sogar in sehr erheblichem Umfang Mafdnahmen wie Redispatch
eingesetzt werden, um trotz bestehender Netzengpisse das Marktergebnis abbilden zu kénnen.

Im Bereich der Verteilernetze war in der Vergangenheit die vollstindige Umsetzbarkeit des Marktgeschehens
der Mafistab fiir die Netzdimensionierung. Dabei ist der gezielte Einsatz von netzdienlicher Flexibilitit zur
Erhéhung der Netzkapazitit in der Praxis bisher nicht etabliert. Den gezielten Einsatz von netzdienlicher Fle-
xibilitiat kennt das Verteilernetz historisch lediglich bei der Ladung von Nachtspeicherheizungen. Diese wer-
den traditionell durch ein Steuersignal des Netzbetreibers geladen und erhalten dafiir ein erméafigtes Entgelt.
Der Lieferant beliefert mit einem Standardlastprofil (SLP). Andernfalls wiirde hier die Netzkapazitit schon
heute nicht ausreichen, um aktives Demand-Side-Management von Nachtspeicherheizungen jederzeit netz-

seitig zu ermoglichen.

Mit der BMWi-Verteilernetzstudie wurden erstmals konkrete Einsparpotenziale beim Netzausbau ermittelt.
Die Studie kommt zu dem Ergebnis, dass durch den Einsatz intelligenter Betriebsmittel (untersucht wurde die
Installation von regelbaren Ortsnetztransformatoren) sowie der Berlicksichtigung der sogenannten Spitzen-
kappung die jahrlichen Zusatzkosten zur Integration von EE-Anlagen in Verteilernetze erheblich reduziert
werden konnen. Der durch den EE-Zubau induzierte Netzausbaubedarf konnte dann, betrachtet Giber alle
Spannungsebenen (Hoch-, Mittel- und Niederspannung), signifikant gesenkt werden.

Im Rahmen des im Juli 2016 verabschiedeten Strommarktgesetzes wurde das Konzept der Spitzenkappung
durch den Gesetzgeber konkretisiert. Das Konzept sieht vor, dass Betreiber von Elektrizititsversorgungsnet-
zen fiir einen bedarfsgerechten, wirtschaftlich zumutbaren Ausbau der Elektrizititsversorgungsnetze die An-
nahme zu Grunde legen kénnen, dass die prognostizierte jihrliche Stromerzeugung je unmittelbar an ihr Netz
angeschlossener Anlage zur Erzeugung von elektrischer Energie aus Windenergie an Land oder solarer Strah-
lungsenergie um bis zu drei Prozent reduziert werden darf. Auch im Rahmen des Verteilernetzausbaus wird
damit das Prinzip operationalisiert, dass Stromleitungen nicht fiir besondere Erzeugungs- oder Handelsspit-
zen ausgebaut werden sollen. Da ca. 97 % der EE-Anlagen auf Verteilernetzebene angeschlossen sind oder



14 | ZUNEHMENDE FLEXIBILISIERUNG DES STROMVERSORGUNGSSYSTEMS

werden, handelt es sich um ein Instrument fiir Verteilernetzbetreiber. Die Ubertragungsnetzbetreiber sind
wiederum im Rahmen der Erstellung des Netzentwicklungsplans verpflichtet, die Auswirkungen der Spitzen-
kappung in ihren Szenarien zum Netzausbau zu bertiicksichtigen.

Das Instrument der Spitzenkappung eréffnet Verteilernetzbetreibern die Méglichkeit, ihr Netz nicht mehr auf
die Aufnahme der letzten Kilowattstunde auszulegen, sondern ein im Sinne der energiewirtschaftlichen Ziele
des EnWG und EEG sinnvolles Maf? zu dimensionieren. Die Wirkung des Instrumentes besteht darin, den
Ausbaubaubedarf bestehender Leitungen zeitlich weiter in die Zukunft zu verschieben oder sogar vollstindig
zu vermeiden. Bei zuldssiger planerischer Beriicksichtigung der Spitzenkappung kénnen mehr Anlagen ange-
schlossen werden, bevor ein Ausbaubedarf im Netz entsteht. Ob Netzbetreiber von dieser Méglichkeit Ge-
brauch machen, steht in ihrem Verantwortungsbereich. Dabei bietet sich das Instrument der Spitzenkappung
vor allem in Netzgebieten an, in denen bereits viele EE-Anlagen angesiedelt sind und neu angesiedelt werden.

Unabhingig von der konkreten Ausgestaltung wird mit dem Konzept der Spitzenkappung das Ziel eines
volkswirtschaftlichen Optimums bei der Dimensionierung des Netzes angestrebt. Dieser Ansatz ist neu und
weicht von der bisherigen Zielrichtung eines auf die vollstindige Umsetzung des Marktergebnisses ausgerich-
teten Netzausbaus auf der Verteilernetzebene ab.

Der Optimierungsspielraum des Netzbetreibers kann sich iiber das Instrument der Spitzenkappung hinaus
noch erweitern. Wie in der BMWi-Verteilernetzstudie gezeigt, konnen intelligente Betriebsmittel eine kosten-
giinstigere Losung fiir den Netzausbau darstellen als konventionelle Lésungen "in Kupfer". Denkbar ist auch,
dass der Netzbetreiber auf andere Alternativen zuriickgreift, die einer Kupferl6sung ebenbiirtig sind, aber
kostengiinstiger. Dies umfasst beispielsweise die Berticksichtigung von Speichern oder Lasten in der langfris-
tigen Netzausbauplanung. Diese werden dann so eingesetzt, dass sie eine Alternative zum Netzausbau darstel-
len. Das Optimierungskalkiil des Netzbetreibers sollte hier von Wirtschaftlichkeitsiiberlegungen geleitet wer-
den. Wenn Alternativen zum Netzausbau eine kostengiinstigere Losung darstellen, miissen die Anreize im
System der Anreizregulierung diese honorieren. Die darauf aufbauenden Uberlegungen, ob Anreize zu kos-
tengiinstigerem Netzausbau geschaffen werden sollten und welche Konsequenzen daraus resultierten, werden
aber in diesem Papier nicht weiter vertieft. Das Papier widmet sich vielmehr den Herausforderungen aus ei-

nem verzogerten, nicht moglichen oder geringer dimensionierten Netzausbau.

Unter der Voraussetzung, dass das Stromnetz voriibergehend nicht fiir den tatsachlichen Transportbedarf
ausgelegt ist bzw. planerisch gar nicht ausgelegt wird, ergeben sich folgende Schlussfolgerungen.

Der Netzbetreiber wird operative Mafinahmen des Netzsicherheitsmanagements ergreifen miissen, die not-
wendig sind, weil die angestrebte Dimension des Netzausbaus noch nicht erreicht ist. Der Einsatz wiirde sich
in diesem Fall auf einen bestimmten Zeitraum beschrianken. Die Mafnahmen erfolgen aktuell nach dem in
Abschnitt 2.2.2 dargestellten Konzept zum Engpassmanagement.

Zudem konnen (vermehrt) operative Mafnahmen dauerhaft notwendig werden, wenn der Netzbetreiber sich
planerisch fiir eine Dimensionierung seines Netzes entschieden hat, die sich nicht an einem auf die vollstin-
dige Realisierung des Marktgeschehens ausgerichteten Netzausbau orientiert. Diese Mafnahmen ordnen sich
ebenfalls in die in Abschnitt 2.2.2 dargestellte Systematik ein. Gleichwohl werden trotz des zunehmenden
Optimierungskalkiils der Netzbetreiber ein ausreichend dimensioniertes Verteilernetz die Regel und der kon-
ventionelle Netzausbau das Mittel der Wahl bleiben.



2.2.2  Konzept zum Engpassmanagement: Die Netzampel

Das Bild der Netzampel wird bereits seit 2011 im Zuge der Diskussion um Flexibilititserfordernisse in den
Bereichen Netz und Markt genutzt®. Die Netzampel ist als Verdeutlichung absehbar bevorstehender Netzeng-
passe und den moglichen Gegenmafinahmen durch den Netzbetreiber im Rahmen der Netzbetriebsfiihrung
gedacht. Sie wird auch dazu gebraucht, eine stirkere Einbindung von Marktakteuren zur Behebung von Netz-
problemen auf der Verteilernetzebene abzubilden. Dabei ist zu beachten, dass das Bild der Ampel immer nur
auf ein bestimmtes vom Netzbetreiber nach technischen und wirtschaftlichen Kriterien definiertes Netzseg-
ment sinnvoll anwendbar ist. Diese Unterteilung kann sehr kleinteilig sein; gemaf der BMWi-
Verteilernetzstudie gibt es in Deutschland ca. 500.000 Niederspannungsnetze, 4.500 Mittelspannungsnetze
und 100 Hochspannungsnetze, die jeweils einzeln engpassbehaftet sein konnten und dann eines temporiren
oder dauerhaften Engpassmanagements bediirften.

Folgende rechtliche Einordnung wurde nach den Vorgaben des § 13 EnWG vorgenommen:

Alle Marktteilnehmer kénnen ihre Pline verwirklichen, allenfalls netzbezogene Gt
rin

Mafnahmen nach § 13 Abs. 1 Nr. 1 EnWG erforderlich

Marktbezogene Mafinahmen nach § 13 Abs. 1 Nr. 2 EnWG Gelb

Mafinahmen nach § 13 Abs. 2 EnWG und Mafnahmen nach § 13 Abs. 2 EnWG
i.V.m. § 14 EEG (sog. Einspeisemanagement)

Abbildung 3: Ampel - rechtliche Einordnung nach den Vorgaben des § 13 EnWG
Quelle: Bundesnetzagentur.

In der grinen Phase kdnnen alle Marktteilnehmer ihre Pliane verwirklichen. Es gibt keine Einschrinkungen
durch den Netzbetreiber. Dies ist der optimale Zustand, der angestrebt werden sollte.

Sieht sich ein Netzbetreiber mit Netzproblemen konfrontiert, die er nicht mehr durch den Einsatz eigener
Betriebsmittel 16sen kann, verlasst er die griine Phase. Er tritt nun in die gelbe Phase ein und greift zu soge-
nannten marktbezogenen Maffnahmen (§ 13 Abs. 1 Nr. 2 EnWG). Diese umfassen z.B. das Herauf- und Herun-
terfahren von konventionellen Kraftwerken (Redispatch) oder auch den vertraglich vereinbarten Einsatz von
abschaltbaren und zuschaltbaren Lasten, deren Kontrahierung nach heutiger Rechtslage allerdings nur unter
bestimmten Voraussetzungen zulissig ist.

Wenn sich die Gefdhrdung oder Stérung durch die Mafinahmen nach § 13 Abs. 1 Nr. 2 EnWG nicht beseitigen
lasst und die zur Verfiigung stehenden marktbezogenen Mafinahmen erschopft sind, miissen die Netzbetrei-
ber Mafinahmen nach § 13 Abs. 2 EnWG ergreifen. In dieser ,roten Ampelphase” konnen konventionelle Er-
zeugungsanlagen, Lasten und auch erneuerbare Anlagen ohne vorherige Vereinbarung oder Absprache und
ohne eine Entschadigungszahlung abgeschaltet (oder hochgefahren) werden.

%S0 zB.im "Smart Grid und Smart Market"-Papier der BNetzA.
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Sofern es sich um einen Netzengpass handelt, gilt fiir EEG- und KWK-Anlagen § 13 Abs. 2 EnWGiV.m. § 14
EEG (Einspeisemanagement, bzw. "EinsMan"). Das heif3t: Auch sie werden bei Netzengpissen abgeschaltet
oder in ihrer Einspeisung reduziert, allerdings nachrangig zu konventionellen Anlagen und mit einer gesetz-
lich festgeschriebenen Entschéadigung (§ 15 EEG).

Wie oben dargestellt, werden die Mafinahmen nach den Vorgaben des § 13 EnWG in eine rechtliche Rangfolge
eingeordnet. Was bedeutet das operativ? Der Netzbetreiber darf Mafinahmen der roten Phase nur ergreifen,
wenn die Manahmen der griinen und gelben Phase nicht ausreichen werden. Dies bedeutet nicht, dass die
Netzbetreiber dazu gezwungen sind, EinsMan-Mafnahmen allein als Istwert-basierten Prozess ,auf Sicht“ zu
fahren. Die Vorgaben zum Einspeisevorrang und zur gesetzlichen Mafinahmen-Rangfolge nach den §§ 13, 14
EnWGiV.m. § 11 und 14 EEG bzw. § 3 KWKG schliefien die Planung und Durchfiihrung von EinsMan-
Mafnahmen in einem Planwert-basierten Prozess, wie er auch fiir die Redispatch-Mafnahmen Anwendung
findet, nicht aus. Die Netzbetreiber sollten bereits im Rahmen geeigneter Planwert-basierter Prozesse anhand
von vorab erhebbaren Daten und Erfahrungswerten mit hinreichender Sicherheit jedenfalls eine mindester-
forderliche EinsMan-Menge mit zeitlichem Vorlauf abschitzen.

Die im Gesetz angelegte Rangfolge von Maftnahmen zum Management von Netzengpédssen ist nach

§ 13 EnWG fiir Ubertragungsnetzbetreiber vorgesehen. Fiir Verteilernetzbetreiber gelten die Vorschriften
nach § 14 Abs. 1 EnWG entsprechend, soweit sie selbst fiir die Sicherheit und Zuverlissigkeit in ihrem Netz
verantwortlich sind.

Wie lauft das Engpassmanagement auf der Verteilernetzebene tatsichlich ab?

Redispatchmafnahmen finden auf der Verteilernetzebene praktisch nicht statt, da die Redispatchpotenziale
im Verteilernetz stark beschriankt sind. Auf der Verteilernetzebene werden im Falle eines Netzengpasses fast
ausschliefdlich Mafinahmen wie Einspeisemanagement ergriffen. Insbesondere fiir Verteilernetzbetreiber mit
einer hohen EE-Einspeisung ist Einspeisemanagement oftmals das Mittel der Wahl. Auch durch die Einfiih-
rung der Spitzenkappung kénnen die Erfordernisse eines Engpassmanagements dauerhaft und flaichende-
ckend werden. Im Falle eines Engpasses findet daher ein direkter Wechsel von der griinen in die rote Phase
statt.

Dieser direkte Wechsel ist darin begriindet, dass das Angebot an marktbezogenen Maffnahmen sowie die An-
reize fir den Netzbetreiber diese einzusetzen, derzeit kaum vorhanden sind. Deshalb muss die Frage gestellt
werden, ob und wie ein effizienteres Engpassmanagement fiir Verteilnetze moglich wiirde, wenn durch zu-
satzliche Anreize und Nebenbedingungen zusétzliche Potenziale fiir marktbezogene Mafinahmen gehoben
wirden. In Kapitel 3.5 wird diskutiert, was einer aktiveren Nutzung von marktbezogenen Mafinahmen in der
gelben Phase entgegenstehen kann. In Kapitel 0 werden Losungsansitze skizziert.



3 Flexibilitatshemmnisse

Die Regeln zur Ausgestaltung des Strommarktes, die Forderung von erneuerbarer und konventioneller
Stromerzeugung, die Regelungen zu Kostenregulierung und Entgeltsystematik beeinflussen die Wirtschaft-
lichkeit und somit den Einsatz von Flexibilitit in erheblichem Mafe. Die Strommarktgestaltung kann zu ei-
nem Hemmnis fiir die Entwicklung von Flexibilitit auf der Nachfrage- oder Angebotsseite fiihren.

Grundsitzlich wird Flexibilitét erst dann genutzt und eine Investition in Flexibilitit erst dann getétigt, wenn
die damit verbundenen Erl6smoglichkeiten deren Kosten tibertreffen. Dabei kann es sein, dass geringe Preis-
differenzen durch eine Flexibilitit mit geringen Kosten hiufig ausgenutzt werden, wihrend Flexibilititen mit
hohen Kosten auf hohe Preisdifferenzen angewiesen sind, die eher selten auftreten. Insgesamt ist eine freie
Preisbildung, wie sie im Strommarktgesetz angelegt ist, unerlasslich. In den folgenden Abschnitten (3.1. bis 3.3)
werden Hemmnisse aus der Strommarktgestaltung dargestellt, durch die der Einsatz von Flexibilitit in der
Praxis erschwert wird.

Von den Regeln zur Ausgestaltung des Strommarktes und den dort bestehenden Hemmnissen deutlich zu
unterscheiden sind die Fragestellungen, die sich in Bezug auf die Netzinfrastruktur ergeben. Die Nutzung des
Netzes sollte im volkswirtschaftlichen Sinne effizient gestaltet und eine unverhiltnisméafige Belastung des
Netznutzers vermieden werden. Der Netzbetreiber soll zu diesem Zweck seinen Handlungsspielraum nutzen
und Loésungen fiir die effiziente Erfiillung seiner Versorgungsaufgabe entwickeln. Hemmnisse, die dem entge-
genstehen, werden in den Abschnitten 3.4 bis 3.5 herausgearbeitet und mit den notwendigen regulatorischen

Rahmenbedingungen abgeglichen.

3.1 Hemmnisse aus der Gestaltung der Regelungen zum Stromhandel

Die Regelungen zur Ausgestaltung des Stromhandels haben erheblichen Einfluss auf den Einsatz von Flexibili-
tat. Zwei Faktoren sind hier besonders relevant: Die Dauer der Bilanzierungsperiode und die damit verbunde-
ne Ausgestaltung der Handelsprodukte sowie die Linge des Zeitraums zwischen dem Handelsschluss und dem

Lieferzeitpunkt.

Die Dauer der Bilanzierungsperiode wird regulatorisch bestimmt und betrigt in Deutschland geméaf} Strom-
NZV eine Viertelstunde. Uber die Bilanzierungsperiode werden Ein- und Ausspeisungen eines Bilanzkreises
saldiert. Im Idealfall entsprechen die bilanzierten Einspeisungen den Ausspeisungen, Differenzen werden vom
Ubertragungsnetzbetreiber bereitgestellt oder abgenommen und mit dem Ausgleichsenergiepreis belegt.

In anderen Landern sind abweichende Intervalle fiir die Bilanzierungsperiode gewahlt worden, die teilweise
deutlich oberhalb von fiinfzehn Minuten liegen. Fiir eine grenziiberschreitende Kopplung der Intraday-
Mairkte in diesem Zeitraster ist dies ein Ausschlusskriterium. Fiir eine weitere Marktkopplung wire ein erster
notwendiger Schritt die europdische Harmonisierung der Bilanzierungsperiode. Die hierfiir erforderliche
Umstellung ist tiefgehend, da im Rhythmus der Bilanzierungsperiode alle stromwirtschaftlichen Prozesse
abgewickelt werden. In der Verordnung der EU-Kommission zur Festlegung einer Leitlinie fir die Kapazitits-
vergabe und das Engpassmanagement (2015/1222, "CACM-Verordnung") ist eine Kopplung der Day-Ahead-
und Intraday-Mairkte in einem engen Zeitrahmen vorgesehen.
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Die Bilanzierungsperiode setzt zugleich den Rahmen fiir die Ausgestaltung von Stromhandelsprodukten.
Denn die Dauer der Bilanzierungsperiode bestimmt letztlich auch die "kleinste Stiickelung" fiir Stromhan-
delsprodukte. Jedoch wird die Ausgestaltung der Strommarktprodukte nicht detailliert durch den Gesetzgeber
oder den Regulierer vorgegeben. Vielmehr entscheiden die Handelsakteure selber tiber die Ausgestaltung und
Einfihrung von Strommarktprodukten, indem sie diejenigen Produkte, mit denen sie ihren Verpflichtungen
aus Liefer-, Abnahme- und Bilanzkreisvertragen am besten nachkommen kénnen, nachfragen. Flexibilitat fir
den Strommarkt kénnen folglich durch die Anpassung der Produktspezifikationen durch den Markt selber

mobilisiert werden.

So werden auf dem Day-Ahead-Markt beispielsweise tiberwiegend stiindliche Produkte gehandelt. Stiindliche
Produkte stellen allerdings ein Hemmnis fir die Teilnahme von Flexibilititsoptionen mit Zeitkonstanten von
weniger als einer Stunde dar, da sie zusichern miissen, eine Stunde durchgehend Strom zu liefern oder ihren
Verbrauch durchgehend zu verringern. Fir die Teilnahme von Flexibilitidtsoptionen mit geringeren Zeitkon-
stanten ist daher der Intraday-Markt von grofRer Bedeutung, auf dem Viertelstundenprodukte gehandelt wer-
den.

Eine Moglichkeit zur Reduzierung des Regelenergiebedarfs und zur Verminderung des Ausgleichsenergierisi-
kos ist die Verschiebung des Handelsschlusses des kontinuierlichen Intraday-Handels nidher zum Lieferzeit-
punkt. Die Prognose zur Einspeisung von konventionellen wie von erneuerbaren Energien, die Prognose des
Verbrauchs und die Informationen zur Verfiigbarkeit steuerbarer Lasten und Speicher werden umso besser, je
ndher man dem Lieferzeitpunkt kommt. Flexibilitdt kdnnte so zielgerichtet eingesetzt werden.

3.2 Hemmnisse aus der Gestaltung des Regelleistungsmarktes

Um die Kosten fiir Regelenergie moglichst niedrig zu halten, sind flexible Erzeuger und Verbraucher eine
sinnvolle Ergdnzung zur Bereitstellung von positiver oder negativer Regelleistung aus konventionellen Kraft-
werksanlagen. Sie konnen den Wettbewerb auf dem Regelleistungsmarkt erhéhen und tragen damit zu Kos-
tensenkungen bei. Voraussetzung fiir die Teilnahme flexibler Verbraucher am Regelleistungsmarkt ist, dass sie
Regelleistung zuverlassig Uiber die geforderten Zeitintervalle bereitstellen konnen und entsprechend von den
Ubertragungsnetzbetreibern fiir die Regelleistungserbringung priqualifiziert werden. Hierbei ist ein hoher
Qualititsstandard erforderlich.

Zurzeit wird Regelleistung iiberwiegend von konventionellen Kraftwerken und Pumpspeicheranlagen er-
bracht, da sie zuverlissig verfligbar und relativ kostengiinstig sind. Es bestehen dabei Wechselwirkungen zwi-
schen Regelleistungs- und Stromgroffhandelsmarkt:

Die Teilnahme am Regelleistungsmarkt schrankt zwangslaufig die Vermarktbarkeit der jeweiligen Anlagen im
Stromgrof}handel ein, da sie zur Erbringung von Regelleistung in der Lage sein miissen, ihre Einspeisung sehr
kurzfristig anzupassen. Anbieter von positiver Regelleistung kdnnen nicht ihre volle Leistung am Groffhan-
delsmarkt anbieten, da sie zur Erbringung von Regelleistung noch zusitzlichen Strom erzeugen kénnen miis-
sen. Zudem miissen die Anlagen je nach technischer Méglichkeit bereits auf einem bestimmten Niveau erzeu-
gen, damit sie Regelleistung ausreichend schnell erbringen kénnen. Thermische Kraftwerke als Anbieter von
negativer Regelleistung konnen ihre Erzeugung daher selbst bei sehr niedrigen Strompreisen nicht vollstindig
reduzieren, da sie bei Abruf fiir Regelleistung ihre Erzeugung noch reduzieren kdnnen miissen.



Somit konnen die Teilnehmer am Regelleistungsmarkt ihre Erzeugung nicht vollstindig an den Marktsigna-
len des Stromgrof3handelsmarktes ausrichten. Dies fiihrt zu einem Sockel an konventioneller "Mindest"-
Erzeugung im Stromgrofthandel. Selbst in Situationen mit hoher Erzeugung aus erneuerbaren Energien blei-
ben die Anlagen in Betrieb, da sie wie oben beschrieben fiir die Regelleistungsbereitstellung verfiigbar sein
missen. Dies kann zu negativen Preisen, ineffizientem Export von Strom und mit weiter steigenden Anteilen
der erneuerbaren Erzeugung an der Gesamterzeugung auch zur Abregelung von Erneuerbare-Energien-
Anlagen beitragen. Mittel- und langfristig muss daher die Héhe der konventionellen Mindesterzeugung redu-

ziert werden.

Die weitere Offnung der Regelleistungsmirkte fiir neue Anbieter kann dem oben beschriebenen Problem der
Wechselwirkungen zwischen Regelleistungs- und Stromgroffhandelsmarkt begegnen: Die zusitzliche Teil-
nahme von neuen, flexiblen Anbietern kann den Erzeugungssockel aus konventionellen Anlagen auf dem
Stromgroffhandelsmarkt senken, indem die Regelleistungsvorhaltung aus konventionellen Anlagen durch die
anderer, flexiblerer Anbieter ersetzt wiirde. Zu den méglichen neuen Anbietern zdhlen auch Betreiber von
flexiblen Lasten (bspw. stromintensive Industrieunternehmen) und Speichern.

Ein Versuch, grofle Lasten an den Regelleistungsmarkt heranzufithren, wurde mit der Verordnung tiber ab-
schaltbare Lasten (AbLaV) unternommen. Nach der ersten Verordnung konnten Lasten mit einer Abschaltleis-
tung von mindestens 50 MW, die an der 110 kV-Ebene oder héher angeschlossen waren, an einer separaten
Ausschreibung von Abschaltleistung der Ubertragungsnetzbetreiber teilnehmen. Wie die Bundesnetzagentur
in ihrem Evaluierungsbericht festgestellt hat, war das Ergebnis jedoch, dass der Anbieterkreis stark beschrankt
war und finf von sechs Anbietern vom Regelleistungsmarkt in die AbLaV gewechselt sind. Aufgrund der ge-
ringen Konkurrenz und der hohen Vergiitung in der AbLaV wurde dem Regelenergiemarkt Potenzial entzo-
gen.

Die Novellierung der AbLaV im Jahr 2016 hat versucht den Anbieterkreis und den Wettbewerb innerhalb der
AbLaV zu vergrofiern, indem die Teilnahmebedingungen erleichtert wurden. So liegt die Mindestabschaltleis-
tung jetzt bei 10 MW, der Angebotszeitraum wurde von einem Monat auf eine Woche verkiirzt und die An-
schlussspannungsebene der Last wurde auf 20 kV reduziert. Gleichzeitig wurden die Mindesterlose abgesenkt.
Ob dies zu mehr flexiblen Anbietern fithrt oder ob im Gegenteil noch mehr Potenzial der Regelleistung entzo-
gen wird, kann noch nicht beurteilt werden.

3.3  Verzerrungen des Strompreises durch Ausgestaltung von Férderungsregimen

3.3.1 Fordermechanismus der erneuerbaren Energien als Hemmnis fiir Flexibilitat

Der Ausbau und die Férderung der Stromerzeugung auf Basis erneuerbarer Energien ist ein gesellschaftlich
anerkanntes Ziel der Energie- und Klimapolitik in Deutschland. Die konkrete Umsetzung der Férderung iiber
eine arbeitsabhingige Verglitung je erzeugter MWh Strom hemmt allerdings die Flexibilitit der Erzeugung, da
es die Reaktion der Erneuerbare-Energien-Anlagen auf die tatsdchlichen Marktgegebenheiten erheblich ein-
schriankt.

In Situationen, in denen dargebotsabhéngig einspeisende erneuerbare Energien und unflexible konventionel-
le Kraftwerke auf eine schwache Nachfrage treffen, kann der Strompreis unter null sinken. Dies ist ein klares
Signal des Marktes, dass es in diesen Situationen effizient ist, sowohl Erneuerbare-Energien-Anlagen herun-
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terzufahren und die Einspeisung aus konventionellen Kraftwerken zu reduzieren als auch den Verbrauch zu
erh6hen. Dabei sollte ein Marktmechanismus entscheiden, welche dieser Losungen in bestimmten Situatio-
nen kosteneffizient ist. Denn auch die Flexibilisierung der konventionellen Energien erzeugt Kosten, die ent-
weder durch Eigentiimer konventioneller Erzeugungsanlagen oder durch Verbraucher zu tragen sind.

Im System der festen Einspeisevergiitung und der Vermarktung durch die Ubertragungsnetzbetreiber findet
jedoch keinerlei Reaktion der Erneuerbare-Energien-Anlagen auf Preissignale statt. Aus diesem Grund pro-
duzieren die Anlagen in dieser Vermarktungsform unabhingig von den tatsichlichen Marktgegebenheiten.
Auch im System der Direktvermarktung mit Marktpramie findet keine vollstdndige Reaktion der Erneuerba-
re-Energien-Anlagen auf die Preissignale statt, da die Marktpramie als fixer Aufschlag auf den jeweils aktuel-
len Marktpreis ausgestaltet ist. Somit miisste zunédchst die Summe aus Marktpreis und Marktpramie, abziiglich
der variablen Kosten der Anlage und des Direktvermarkters negativ werden, bevor der Anlagenbetreiber einen
Anreiz hat, abzuschalten. So wird selbst dann Strom aus erneuerbaren Energien erzeugt, wenn die Marktpreise
signalisieren, dass jegliche zusitzliche Erzeugung volkswirtschaftliche Kosten verursacht. Diese Konstellation
trifft auch fr Biomasse zu. Die Anlagen haben aufgrund der sehr hohen arbeitsbezogenen Férderung beson-
ders wenige Anreize, sich flexibel zu verhalten. Diese Situation wird solange bestehen, wie die EE-Férderung
ausschliefilich arbeitspreisbezogen erfolgt. Die Kosten artikulieren sich in negativen Preisen.

Uberlegenswert ist, die Férderung von erneuerbaren Energien perspektivisch an einem System zu orientieren,
das auf die Einsatzentscheidungen und Kaufentscheidungen am Strommarkt weniger verzerrend wirkt. Dies
kann aus naheliegenden Griinden nicht in einer rein leistungspreisbezogenen Férderung bestehen. Anlagen,
die ihr Geld schon mit Errichtung und ohne jede Produktion verdienen, werden kaum nach Effizienzkriterien
gebaut und eingesetzt werden. Aufierdem wiirden sich die Finanzierung der erneuerbaren Energien und der
konventionelle Erzeugung noch weiter auseinander entwickeln.

Nachdenken kénnte man iiber eine strommengenbezogene Forderung. Die Bundesnetzagentur regt an, ent-
sprechende Uberlegungen wieder aufzunehmen und in einer Studie, die Vor- und Nachteile sorgfiltig auf ihre
volkswirtschaftlichen Gesamteffekte hin abwigt, zu untersuchen.

3.3.2 KWK-Forderung als Hemmnisse fiir Flexibilitat

In vielen Stadtwerken und Industriebetrieben sind KWK-Anlagen installiert, die mit ihrer Stromerzeugung im
Strommarkt oder in der Eigenversorgung agieren und arbeitsbezogene Forderungen erhalten (sogenannte
KWK-Zulage). Sie profitieren aufierdem von den vermiedenen Netzentgelten. Auch viele Biomasse-Anlagen
werden als KWK-Anlagen betrieben, weil dies teilweise eine Voraussetzung ihrer Forderfihigkeit darstellt.

Diese Forderungen werden im Strompreisgebot der KWK-Anlage am Markt berticksichtigt: Diese kénnen den
Strom zu geringeren Preisen als andere Kraftwerke anbieten. Dadurch kommt es zu einer Verzerrung des effi-
zienten Kraftwerkseinsatzes: Es laufen konventionelle Kraftwerke mit hohen variablen Kosten, die ohne ver-

zerrende Effekte nicht laufen wiirden. Der Effizienzdruck auf die Anlagen ist deutlich vermindert. Aus diesem

4 Die Moglichkeit, limitierte Gebote im Fall von deutlich negativen Bérsenpreisen und bei Aufruf zu einer zweiten Auktion abzugeben,
kénnte als Preisreaktion der Ubertragungsnetzbetreiber gedeutet werden. Dies stellt aber keine Flexibilitit dar und soll hier nicht be-
trachtet werden.



Grund laufen zahlreiche gasbetriebene KWK-Anlagen auch in Zeiten, in denen Gaskraftwerke eigentlich we-
gen niedriger Strompreise nicht wirtschaftlich eingesetzt werden kénnen.

Wihrend sich der Strompreis fiir die Letztverbraucher durch die KWK-Umlage erho6ht, sinkt der durch-
schnittliche Strompreis auf dem Grofthandelsmarkt. Aufgrund der arbeitsbezogenen Férderung lassen sich
KWK-Anlagen auch bei negativen Preisen betreiben. Die technisch gegebene Flexibilitit der Anlagen kommt
dadurch nicht zum Einsatz. Die im politischen Raum vielfach vorgetragene technische Fihigkeit der KWK-
Anlagen, flexibel auf wechselnde Anforderungen zu reagieren und die Kennlinien hoch und runter zu fahren,
sind vor dem Hintergrund der 6konomischen Situation der KWK-Anlagen ohne Bedeutung: [hre Erldssituati-
on lasst keine Preisreaktion erwarten; die Anreize aus der direkten Forderung, den vermiedenen Netzentgel-
ten und den Ertragen aus der Warmebereitstellung werden das Strompreissignal in praktisch simtlichen
Stunden des Jahres Gibersteigen. Rund 96 TWh/a (netto), also ca. 16% des deutschen Stromverbrauchs, werden
in KWK-Anlagen erzeugt.

Ein Versuch KWK-Anlagen zu flexiblerem Verhalten anzuregen, wurde mit der Einfiihrung des Konzeptes
"Nutzen statt Abregeln" durch den § 13 Absatz 6a EnWG unternommen. Liegt ein Engpass im Ubertragungs-
netz vor, kann der Ubertragungsnetzbetreiber im Rahmen des Redispatches KWK-Anlagen in definierten
Engpassgebieten Vertrage anbieten. Diese beinhalten die Moglichkeit, dass der Netzbetreiber die KWK-Anlage
im Falle eines Engpasses runterregeln darf. Die Warmebereitstellung erfolgt dann mithilfe von vom Ubertra-
gungsnetzbetreiber bezahlten Heizstidben, die zusitzlich engpassentlastenden Stromverbrauch generieren.
Dieser Prozess ist ein erster Schritt in Richtung einer flexibleren Fahrweise von KWK-Anlagen, der aber nur
durch eine grofziigige Vergiitung durch die Ubertragungsnetzbetreiber moglich ist.

Die Warmebereitstellung von Power-to-Heat-Anlagen (es erfolgt eine Umwandlung von Strom in Warme z.B.
durch einen Heizstab) ist ein Beispiel daftr, wie Flexibilitidt im Rahmen einer Sektorkopplung bereitgestellt

werden kann.

3.3.3  Privilegierung von Eigenverbrauch als Hemmnis fiir Flexibilitat

Insbesondere die Belastung des Strompreises mit arbeitsbezogenen Abgaben, Umlagen und Steuern sowie
Netzentgelten, von denen Eigenversorgungskonzepte weitestgehend befreit sind, machen Investitionen in
Anlagen der Eigenversorgung wirtschaftlich. Der Preisvorteil einer Eigenerzeugungsanlage gegeniiber dem
Strombezug aus dem Netz der 6ffentlichen Versorgung kann dabei bis zu 19 ct/kWh betragen.® Zusitzlich zu
den Preisvorteilen aus der Befreiung von Netzentgelten, Steuern und Umlagen erhalten die Eigenversorger
unter Umstdnden auch vermiedene Netzentgelte sowie eine Forderung von KWK-Strom auch bei Eigenver-
brauch. Sowohl das Eigenversorgungsprivileg als auch die sonstigen Vorteile werden fast immer unbefristet
gewahrt: Auch lange nach einer vollstindigen Refinanzierung der Anlage durch die Allgemeinheit kénnen die
geldwerten Vorteile, Entlastungen und Férderungen weiterhin in Anspruch genommen werden.

Zahlreiche Investitionen werden getitigt, um in den Genuss der Vorteile dieses Privilegs zu kommen. Nicht
die energiewirtschaftliche Sinnhaftigkeit der jeweiligen Investition steht im Vordergrund, sondern lediglich
das Abschopfen eines moglichst grofien Anteils der aus dem Privileg resultierenden Vorteile.

5 Vgl. Bundesnetzagentur (2015), ,Leitfaden zur Eigenversorgung®, Oktober 2015.
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Gegenwartig fiihren die Privilegien fiir Eigenverbraucher dazu, dass die Eigenerzeugungsanlage gar nicht oder
allenfalls stark verzerrt bei extremen Preisen am Wettbewerb mit den anderen Erzeugungsanlagen am Grof}-
handelsmarkt teilnimmt. Der Eigenversorger reagiert nicht oder allenfalls duflerst eingeschrankt auf Strom-
preissignale und wird nur in wenigen Stunden des Jahres mit sehr stark negativen Strompreisen auf einen
Fremdstrombezug zuriickgreifen. In den meisten Stunden des Jahres wird die Einsatzentscheidung zugunsten
der Eigenerzeugung ausfallen, da die Produktionskosten einer Kilowattsunde Strom angesichts der eingespar-
ten Abgaben, Umlagen und Steuern praktisch immer niedriger sind als die Kosten eines Fremdstrombezugs.

Damit entfillt die koordinierende Funktion des Strommarktes auch im Hinblick auf die CO2-Emissionen:
Eine Eigenverbrauchsanlage kann in praktisch jeder Marktlage rentabel betrieben werden, auch wenn sie auf-
grund eines schlechten Wirkungsgrades oder eines CO2-lastigen Brennstoffs (Kohle) gerade im Vergleich zum
Gesamtmarkt erhohte Emissionen aufweist. Die Wirkung des CO2-Handels entfillt in dieser Konstellation;
dies gilt auch dann, wenn das betreffende Industrieunternehmen keine Vorziige im CO2-Zertifikate-System

geniefit.

Eine Anlage, die mehr oder weniger ganzjahrig durchliuft, steht zugleich auch nicht als Flexibilititsquelle zur
Verfiigung. Die Eigenverbrauchsprivilegierung reduziert also die zur Flexibilitdtserbringung zur Verfiigung
stehenden Erzeugungskapazititen und stellt daher ein Flexibilititshemmnis dar. Die Datenlage zum Eigen-
verbrauch ist derzeit noch schlecht; geschitzt wird, dass 62 TWh/a, also tiber 10% des deutschen Stromver-

brauchs, aus Eigenerzeugungsanlagen stammen.®

Neben dem industriellen und gewerblichen Eigenverbrauch sind die sog. "Prosumer” ein weiterer Fall des
Eigenverbrauchs. Der Begriff "Prosumer” beschreibt dabei einen Haushaltskunden, der Teile oder seinen ge-
samten Verbrauch selbst erzeugt (v.a. mit PV-Anlagen), ohne dabei das Verteilernetz zu benutzen. Gleichwohl
ist er fiir den Fall, dass seine eigene Erzeugung nicht ausreicht, an das Netz der 6ffentlichen Versorgung ange-
schlossen, und nutzt damit die von den iibrigen Netznutzern finanzierte Infrastruktur. fiir den Fall, dass seine
eigene Erzeugung nicht ausreicht. Da der eigenerzeugte Strom nicht mit Umlagen (in voller Hohe) und Abga-
ben etc. belegt ist, sind Prosumer dauerhaft von den Marktpreissignalen abgekoppelt, weil der Eigenverbrauch

stets glinstiger ist als der Bezug von Strom aus dem Netz.

Dieser Effekt wird noch dadurch verstiarkt, dass Prosumer derzeit noch von Lieferanten auf Basis von Stan-
dardlastprofilen beliefert werden, die vom Netzbetreiber vorgegeben sind und die individuelle Verbrauchs-
und Erzeugungssituation nicht hinreichend erfassen konnen. Eine elementare Voraussetzung , damit Preis-
signale iberhaupt bei Haushaltskunden ankommen kénnen, ist aber die Moglichkeit der Lieferanten, Markt-
preisschwankungen unter Beriicksichtigung des tatsichlichen Verbrauchsverhaltens an die Kunden weiterzu-
geben. Um ihnen eine aktive Rolle zu ermoglichen, miissen Prosumer zukiinftig mit einem intelligenten
Messsystem ausgestattet sein und viertelstiindlich bilanziert werden, wenn sie als Marktteilnehmer agieren
und ihre Flexibilitit einbringen méchten. Das Gesetz zur Digitalisierung der Energiewende ermoglicht diesem
Flexibilitatsbediirfnis entsprechend die Abkehr vom Standardlastprofil, indem es Netzbetreiber verpflichtet,
Netznutzern soweit es fiir einen variablen Tarif erforderlich ist, eine Bilanzierung und Abrechnung auf Basis
von Zihlerstandsgingen zu ermoglichen, wenn die jeweilige Entnahmestelle mit einem intelligenten Mess-
system ausgestattet ist, § 12 Abs. 4 StromNZV. Daneben schafft das MsbG der zunehmenden Bedeutung der

6 Vgl. Prognos (2014), "Letztverbrauch 2015 Planungsprimissen fiir die Berechnung der EEG-Umlage", Berlin, 08.10.2014.



Prosumer entsprechend die Grundlage fiir eine Zihlerstandsgangmessung (= die Messung einer Reihe viertel-
stiindig ermittelter Zahlerstinde von elektrischer Arbeit) bei Erzeugungsanlagen, die mit einem intelligenten

Messsystem ausgestattet sind.

3.4 Hemmnisse in der Netzentgeltsystematik

Lastspitzen

Die Netznutzer beeinflussen durch ihr Verhalten die Netzkosten und den zusitzlichen Netzausbaubedarf. In
der heutigen Netzentgeltsystematik wird davon ausgegangen, dass die Kosten des Netzes vom Beitrag der
Netznutzer an der zeitgleichen Jahreshochstlast getrieben werden. Daher werden die Netzkosten {iber den
statistisch wahrscheinlichen individuellen Beitrag eines Netznutzers an der zeitgleichen Jahresh6chstlast zu-

geordnet.

Bei grofieren lastganggemessenen Verbrauchern ist die Leistungspreiskomponente bei den Netzentgelten die
dominierende Komponente. Deren Hohe ist abhédngig von der unternehmensindividuellen Bezugsspitze im
Laufe eines Jahres. So wird ein starker Anreiz fiir lastganggemessene Unternehmen gesetzt, ihre Leistungsspit-
ze abzusenken. Das kann durch Effizienzmafnahmen geschehen, aber auch durch Verstetigung der Last. Bei-
spielsweise werden von vielen Letztverbrauchern Produktionsprozesse nacheinander und nicht mehr parallel
durchgefiihrt, um die Netzentgeltzahlungen abzusenken. Dies kann als eine betriebliche Aktivierung von
Lastmanagementpotenzialen interpretiert werden, die netzdienlich erfolgt.

Das Streben nach einer Verstetigung der Last kann ein flexibles Reagieren auf niedrige Marktpreise, die Bereit-
stellung von negativer Regelleistung oder weiterer Dienstleistungen fiir Netzbetreiber einschrinken. Dies ist
nicht der Fall, wenn der Verbrauch unterhalb der individuellen Jahreshdchstlast liegt. In diesem Bereich ver-
ursacht eine Reaktion der Last auf ein Signal (z.B. Strompreis oder Regelenergieabruf) keine zusétzlichen Netz-

entgelte und kann daher ohne weiteres verwirklicht werden.

Durch Lasterhdhungen kénnen aber auch neue netzentgeltrelevante Bezugsspitzen entstehen, die derzeit in
der Regel teurer sind als potenzielle Verdienstmdoglichkeiten an Regelleistungs- oder Spotmérkten. Wird das
Netz durch die Lasterh6hung stark beansprucht, ist auch an hohen Netzentgelten nichts auszusetzen. Im Ge-
genteil, aus Sicht des Netzes ist es sinnvoll, die Knappheit der Ressource Netz durch entsprechende Entgelth6-
hen widerzuspiegeln. Sofern dies nicht der Fall ist, d.h. sofern das Netz durch eine Lasterh6hung nicht zusétz-
lich belastet wird, kann tiiber eine Anpassung der Regelungen diskutiert werden. Allerdings sind keine einfa-
chen Losungen zu erwarten, weil der Netzzustand sehr situativ und sehr lokal ist und weil die Bemessung der

Handlungsspielraume stark missbrauchs- und diskriminierungsanfillig ist.

Es sind allerdings zunehmend Netzsituationen maoglich, in denen eine Erh6hung/Senkung der Spitzenlast
nicht mit einer entsprechenden Erh6hung/Senkung der Netzkosten in Zusammenhang steht. Dies gilt bei-
spielsweise in denjenigen Fillen, in denen die Netzdimensionierung nicht nur durch die Last, sondern auch
von der Einspeisung erneuerbarer Energien bestimmt wird. Auch gibt es Fille, in denen Netze aus histori-
schen Griinden iberdimensioniert sind, so dass sich die Erh6hung von Lastspitzen nicht in Netzausbaubedarf

niederschlagen wiirde. Insbesondere orientiert sich die Dimensionierung von Netzen auch an der vertragli-
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chen Anschlussleistung, die oftmals deutlich oberhalb der Jahreshéchstlast des Letztverbrauchers liegt.
Schliefdlich kann der statistisch ermittelte ,wahrscheinliche“ Gleichzeitigkeitsgrad von dem individuellen
Gleichzeitigkeitsgrad eines Verbrauchers abweichen.

Besondere Netzentgelte

Uber § 19 Abs. 2 StromNEV soll - laut Verordnungsbegriindung - ein Verbrauchsverhalten privilegiert werden,
das einen individuellen Beitrag zur Senkung bzw. Vermeidung von Netzkosten erbringt. Hiermit soll dem
Umstand Rechnung getragen werden, dass der statistisch ermittelte ,wahrscheinliche” Gleichzeitigkeitsgrad
von dem individuellen Gleichzeitigkeitsgrad eines Verbrauchers abweichen kann.

Es wird zwischen den atypischen (§ 19 Abs. 2 Satz 1 StromNEV) und stromintensiven Netznutzern (§ 19 Abs. 2
Satz 2 StromNEV) unterschieden. Wihrend die atypischen Netznutzer ihre Spitzenlast in den historisch last-
schwachen Nebenzeiten des Netzes haben, zeichnen sich die stromintensiven Netznutzer durch einen gleich-
maifigen und zugleich hohen Strombezug aus.

Die tatsdchlichen Ausgestaltungen der Sonderregelungen in § 19 Abs. 2 StromNEV verhindern allerdings ei-
nen systemdienlichen Einsatz von Lasten. Die Regelungen nach § 19 Abs. 2 StromNEV entfalten unter den
verdnderten energiewirtschaftlichen Rahmenbedingungen der Energiewende in ihrer jetzigen Ausgestaltung
iberwiegend keinen nennenswerten Nutzen im Hinblick auf Netzkostensenkungen oder Netzstabilitét.

Das bestehende starre Korsett des § 19 Abs. 2 Satz 1 StromNEV zur Férderung einer atypischen Netznutzung
ist nicht geeignet, Flexibilisierungspotenziale zu heben. Die von den Netzbetreibern zu bestimmenden Hoch-
lastzeitfenster schreiben ein bestimmtes Abnahmeverhalten ein Jahr im Voraus fest vor. Die Hochlastzeitfens-
ter konnen hierbei bereits per se ein netzdienliches Abnahmeverhalten nicht sicherstellen. So kann in einigen
Netzgebieten der Fall eintreten, dass ein Hochlastzeitfenster zeitlich mit einer Erzeugungsspitze aus dezentra-
ler Erzeugung (z.B. Windkraft) zusammentrifft. Eine Erh6hung der Entnahmeleistung kann dann in derartigen
Situationen auch aus netztechnischen Griinden sogar erwiinscht sein, wiirde aber mit dem Verlust des An-
spruchs auf reduzierte Netzentgelte ponalisiert. Zugleich wire die bestehende Regelung in diesem Fall auch
ein zusitzliches Hemmnis fiir die Synchronisation von Verbrauch und Erzeugung, behindert also zugleich
auch ein marktdienliches Abnahmeverhalten, ohne dass dies aus netztechnischen Griinden gerechtfertigt

waire.

Die Regelungen des § 19 Abs. 2 Satz 1 StromNEV beschreiben damit ein holzschnittartiges System einer aus-
lastungs- bzw. zeitabhingigen Entgeltbildung, mit dem ein netzdienliches Verhalten geférdert werden soll.
Dieses Ziel kann in der gegenwirtigen Ausgestaltung (Bestimmung und Fixierung der Zeitfenster ein Jahr im
Voraus, einheitliche Erméfligungen fiir alle Lasten unabhingig vom konkreten Netzverkntipfungspunkt und
der jeweiligen Einspeisung) allerdings nicht hinreichend realisiert werden. Insbesondere lauft die Regelung in
Netzgebieten, deren Dimensionierung bereits durch dezentrale Einspeisung getrieben wird, vollig in Leere, da
gemif} der Regelungen der StromNEV bei der Bildung von Hochlastzeitfenstern ausschliefdlich auf den Zeit-
punkt der hochsten Entnahmelast des Anschlussnetzes abgestellt werden darf.

Die Regelungen des § 19 Abs. 2 Satz 2 StromNEV, die ein hohes und gleichmifiiges Verbrauchsverhalten be-
glnstigen, fordern ebenfalls allenfalls zufillig - abhdngig von der Netzsituation - ein netz- und systemdienli-
ches Verhalten. In Schwachlastzeiten ist die hohe Entnahme durch stromintensive Letztverbraucher in der
Regel irrelevant, in Starklastzeiten ist die hohe Entnahme netzbelastend.



Verbraucher kénnen nach geltender Regelung des § 19 Abs. 2 Satz 2 von erheblichen Netzentgeltreduzierun-
gen profitieren, wenn sie mindestens 7.000 Benutzungsstunden pro Jahr erreichen und mehr als zehn Giga-
wattstunden Strom pro Jahr verbrauchen. Dies reizt eine sehr gleichméfige Stromabnahme unabhingig von
den jeweiligen Netz- und Marktgegebenheiten an. Allerdings fiihrt dies dazu, dass die Nachfrager ihren Ver-
brauch weder in Knappheitssituationen senken noch bei sehr niedrigen oder negativen Strompreisen die
Stromnachfrage erhéhen , wenn sie hierdurch unter die fiir eine Netzentgeltreduzierung notwendige Anzahl
von Vollbenutzungsstunden oder verbrauchte Gigawattstunden fallen.

Die betreffenden Letztverbraucher zeigen ein erhebliches Maf an technischer Lastflexibilitat. Allerdings set-
zen sie es nicht in Reaktion auf den Strommarkt ein, sondern in Reaktion auf die Regelungen der StromNEV,
da die Anreize der weitgehenden Netzentgeltreduzierung wesentlich hoher als die des gegenwértigen Strom-
preissignals sind. Der systematische Ansatz des § 19 Abs. 2 Satz 2 StromNEV muss daher als geradezu flexibili-
tatsfeindlich bewertet werden.

3.5 Hemmnisse fiir netzdienliche Flexibilitit im System der Anreizregulierung

Fiir die Verteilernetzbetreiber kommt es ab der dritten Regulierungsperiode mit der Novelle der Anreizregu-
lierungsverordnung zu einer erheblichen Anpassung. Von dem bisher geltenden reinen Budgetansatz wird auf
ein System mit fortlaufendem Kapitalkostenabgleich umgestellt. Damit wird dann das tatsdchliche Investiti-
onsverhalten der Netzbetreiber erldsseitig reflektiert. Es erfolgt ein jahrlicher Abgleich der Kapitalkosten
(CAPEX) auf Basis tatsachlicher Investitionen und Abschreibungen. Fiir Betriebskosten (OPEX) gilt weiterhin
der Budgetansatz. Betriebskosten fallen beim Netzbetreiber als Aufwand an. Sie werden ohne Verzinsung oder
Gewinnaufschldge bei der Bestimmung der Erlosobergrenze beriicksichtigt.

Der Verteilernetzbetreiber wird bei der Planung, beim Ausbau und bei der Steuerung seines Netzes Entschei-
dungen treffen, die zum Einsatz von entweder mehr Netzausbau mit geringerem Bedarf an netzdienlicher
Flexibilitat oder eher weniger Netzausbau mit hoherem Bedarf an netzdienlicher Flexibilitat (z.B. durch plane-
rische Berticksichtigung der Spitzenkappung, die zu mehr Engpassmanagement fiihrt) fiihren. Die Ausgestal-
tung der Regulierung entscheidet dariiber, in welche Richtung das Verhalten des Netzbetreibers gelenkt wird.

Zwei zentrale Stellgroflen im System der Anreizregulierung werden vor dem Hintergrund der Uberlegungen
in diesem Papier betrachtet:

« Anreize hinsichtlich der Dimensionierung des Netzes, die sich auf die Héhe des Sachanlagevermogens
bzw. die Verzinsungsbasis auswirken.

«  Dieregulatorische Behandlung der Kosten fiir die vom Netzbetreiber eingesetzte netzdienliche Flexibilitét
im Rahmen des Engpassmanagements.

Der Verteilernetzbetreiber bewertet die Handlungsoptionen auch unter Beriicksichtigung des in der Anreizre-
gulierung vorgesehenen Effizienzvergleichs, die in den Betriebs- und Kapitalkosten eingehen.

Die Bemessungsbasis fiir die Eigenkapitalverzinsung und damit auch die kalkulatorische Eigenkapitalverzin-
sung sind niedriger, wenn der Netzbetreiber sich entscheidet, sein Netz im Rahmen des planerischen Frei-

raums geringer zu dimensionieren als es bei einem umfangreicheren Netzausbau der Fall wire. Der Anreiz zu
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einer kapitallastigen Investitionsstrategie wird korrigiert durch den Effizienzvergleich, der Anreize zur Kos-
tenkontrolle bzw. Kostensenkung setzt.

Entscheidet sich der Netzbetreiber, sein Netz niedriger zu dimensionieren, erhéht sich die Notwendigkeit,
Engpassmanagement durchzufiihren. In diesem Fall entstehen ihm Kosten, die er an Dritte, die zur Eng-
passbehebung beitragen, zu entrichten hat. Aktuell sind dies im Wesentlichen Entschidigungszahlungen fiir
EE-Anlagen. Perspektivisch konnen sich hier weitere Optionen im Sinne vertraglicher Vereinbarungen tiber
die Erbringung netzdienlicher Flexibilitit mit marktlichen Akteuren ergeben (siehe Kapitel 0). Relevant ist, wie
diese Kosten regulatorisch behandelt werden.

Zahlungen aus den vorgenannten "marktbezogenen" Mafinahmen sind den operativen Kosten zuzuordnen
und gehen in den Effizienzvergleich ein. Ihre kurzfristige Anpassung auflerhalb des Basisjahres ist nicht vorge-
sehen. Entschidigungszahlungen beim EinsMan sind ebenfalls den operativen Kosten zuzuordnen und kén-
nen nach § 15 EEG tiber die Netzentgelte refinanziert werden, soweit die Mafnahme erforderlich war. Geméaf}
§ 11 Abs. 2 Satz 17 ARegV werden diese Kosten bei der Feststellung der Erlésobergrenze jedoch den dauerhaft
nicht beeinflussbaren Kosten zugerechnet. Damit gehen die Entschidigungszahlungen nicht in den Effizienz-
vergleich ein. Mehr Abregelungen wirken sich also neutral fiir den Netzbetreiber aus.

Folgerichtig wiirde ein Netzbetreiber, der sich unter betriebswirtschaftlichen Gesichtspunkten optimiert,
selbst wenn er eine Auswahl an verschiedenen netzdienlichen Flexibilitdtsoptionen zur Verfiigung hitte, nicht
nach alternativen, effizienteren Losungen suchen, sondern sich an der Klassifizierung als dauerhaft nicht be-

einflussbare Kosten orientieren und somit EinsMan im Rahmen des Engpassmanagement betreiben.

Insgesamt ist die Abregelung von EE-Anlagen also fiir den Netzbetreiber in der gegenwértigen regulatorischen
Behandlung in jedem Fall attraktiver als marktbezogene Maftnahmen. Die Anreize aus der ARegV wirken
derzeit der Ausschopfung der Moglichkeiten zum Engpassmanagement nach § 13 EnWG entgegen und stellen
somit ein Hemmnis fiir einen effizienzorientierten Netzbetrieb dar. Ist der Netzbetreiber zukiinftig hiufiger in
der Situation, in denen Engpassmanagement notwendig wird, ist die regulatorische Ungleichbehandlung von
vergleichbar wirkenden netzdienlichen Flexibilitidten von kritischer Relevanz.

Bestenfalls sollten die Anreize {iber das Regulierungssystem so gesetzt werden, dass der Netzbetreiber die
volkswirtschaftlich effiziente Mischung aus Netzausbau und Flexibilitit aus seinem einzelwirtschaftlichen
Interesse anstrebt.



4 Ansdtze zur verbesserten ErschlieBung von Flexibilitat

Im vorstehenden Kapitel wurden Hemmnisse in Bezug auf Flexibilitit herausgearbeitet. Diese bestehen vor
allem im Hinblick auf Verzerrungswirkungen des Strompreises durch die Ausgestaltung von Férderregimen,
im Hinblick auf die gegenwirtige Ausgestaltung fiir besondere Netzentgelte, die den Flexibilititseinsatz
hemmen sowie im Hinblick auf die gegenwértige Ausgestaltung der Netzampel im Verteilernetzbereich und
die damit verbundene Kostenanerkennung im System der Anreizregulierung. Oberste Pramisse ist und bleibt
eine sichere und wirtschaftliche Stromversorgung. Zentrales Instrument fiir eine sichere und kostengiinstige
Stromversorgung ist der Strommarkt 2.0. Die Frage, inwiefern die bestehenden Strukturen {iberdacht werden
sollten, muss daher immer vor dem Hintergrund diskutiert werden, welche Riickwirkungen sie auf den
Strommarkt 2.0 haben.

In diesem Kapitel werden Ansitze diskutiert und bewertet, die dazu dienen kénnten die im vorstehenden
Kapitel identifizierten Hemmnisse zu beseitigen.

4.1 ErschlieBung von Flexibilitat fiir den Regelenergiemarkt

Um im Bereich der Regelleistungsbereitstellung zusitzlichen flexiblen Erzeugern und Verbrauchern (bspw.
den Betreibern von Erneuerbare-Energien-Anlagen, flexiblen Lasten und Speichern) die Teilnahme an den
Regelleistungsmaérkten zu erleichtern, hat die Bundesnetzagentur bereits im Jahr 2011 eine Weiterentwick-
lung der Ausschreibungsbedingungen fiir alle drei Regelleistungsarten vorgenommen. Durch eine weitere
Offnung der Regelleistungsmarkte fiir neue Anbieter kann durch die Erweiterung der Regelleistungsbereit-
stellungsmoglichkeiten auch der Wettbewerb am Regelleistungsmarkt erhoht werden, wodurch die Kosten
fir die Vorhaltung und den Einsatz der Regelleistung gesenkt werden kénnten.

Um den Marktzugang von flexiblen Anbietern im Regelleistungsmarkt zu erleichtern, sollten die Ausschrei-
bungsbedingungen und Priqualifikationsanforderungen optimiert werden. Konkret kénnten die Ausschrei-
bungszeitraume verkirzt bzw. die Haufigkeit der Ausschreibung erhoht sowie die Dauer der Zeitscheiben der
einzelnen Produkte reduziert werden. Hierdurch kénnte die Marktteilnahme bspw. von EE-Anlagen und fle-
xiblen Verbrauchern erleichtert werden, da sie ihre Einspeisung aufgrund zusétzlicher bzw. aktueller Informa-
tionen nahe zum Erbringungszeitraum besser abschidtzen konnen und zudem nicht iiber eine zu lange Zeit-

spanne zur Verfiigung stehen miissten.

In den aktuellen Festlegungsverfahren zur Weiterentwicklung der Ausschreibungsbedingungen und Verof-
fentlichungspflichten fiir Sekundérregelung und der Minutenreserve erwigt die Bundesnetzagentur eine
Anpassung der vorstehend genannten Punkte. Insbesondere die Verkiirzung des Ausschreibungszyklus der
Sekundirregelleistung und Minutenreserveleistung von derzeit einer Woche bzw. einem Werktag auf einen
Kalendertag in Verbindung mit einer vortigigen Ausschreibung sowie die Verringerung der Produktlaufzeiten
der Sekundérregelleistung konnten zu einer Flexibilisierung des Regelleistungsangebotes fiihren. Die Bundes-
netzagentur hat entsprechende Eckpunkte im Markt zur Konsultation gestellt und am 13. Juli 2016 hierzu
einen Workshop veranstaltet.

Zudem haben die Ubertragungsnetzbetreiber ihre Priqualifikationsanforderungen fiir Regelleistung mit Blick
auf die Eigenschaften flexibler Anbieter wie Speicher und EE-Anlagen gepriift und insoweit neue Priqualifi-
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kationsbedingungen fiir die Erbringung von Primérregelleistung durch Batteriespeicher sowie fiir die Erbrin-
gung von Minutenreserveleistung durch Windenergieanlagen erstellt.

Bei der Erbringung von Sekundirregelung und Minutenreserve durch flexible Verbraucher kann die Dienst-
leistung Aggregation eine wichtige Rolle spielen. Durch Aggregation werden Flexibilititen von kleinen und
mittleren Lasten gebiindelt und vermarktet, die die Anforderungen fiir eine alleinige Teilnahme an der Regel-
leistung nicht erfiillen. Die Funktion des Aggregators wird gegenwairtig von Lieferanten wahrgenommen, die
in einem funktionierenden wettbewerblichen Umfeld agieren und um Kunden und die besten Problemlésun-
gen konkurrieren. Um zukinftig auch lieferantenunabhingigen Aggregatoren den Zugang zu den Regelleis-
tungsmairkten zu erleichtern, hat der Gesetzgeber den § 26a StromNZV neugefasst. Daneben hat die Bundes-
netzagentur gemeinsam mit dem BMWi bereits Anfang 2016 einen Dialogprozess zwischen den betroffenen
Kreisen initiiert. Ziel dieses Prozesses war die Erarbeitung einer Branchenldsung, zur Integration von lieferan-
tenunabhingigen Aggregatoren in die Regelleistungsmairkte fiir Sekundarregelung und Minutenreserve. Das
Ergebnis des Dialogprozesses ist ein Branchenleitfaden, der Ende 2016 veroffentlicht wurde. Im Méarz 2017 hat
die Bundesnetzagentur ein entsprechendes Festlegungsverfahren erdffnet und ein Eckpunktepapier zur Kon-
sulation gestellt, um einen standardisierten Rahmen zu schaffen.

4.2 Neue Organisationsformen des Engpassmanagements im Verteilernetz

Netzausbau ist auch auf Verteilernetzebene das Mittel der Wahl, um langfristig ein Energiever-
sorgungssystem bewiltigen zu kdnnen, in dem mehr als die Hilfte der Erzeugungsmengen aus erneuerbaren
Energien stammt. Auf dem Weg dahin kann es vermehrt zu Situationen kommen, in denen die Netzinfra-
struktur auf Verteilernetzebene iibergangsweise oder aufgrund des Instruments der Spitzenkappung nicht
ausreicht, um die Transportaufgabe des Netzes zu erfiillen. In diesen Situationen muss der Verteilernetzbe-
treiber die Netzengpisse bewirtschaften. Wie dies bisher erfolgt und welche Hemmnisse damit verbundenen
sind, wurde in Kapitel 2.2 dargestellt.

In diesem Kapitel werden nun Ansatzpunkte skizziert, wie Engpassmanagement im Verteilernetz zukiinftig
erfolgen kénnte. Die Uberlegungen sind abzugrenzen von der Diskussion um dezentrale Ansitze und lokale
Mirkte, die einen Energiemengenausgleich zum Ziel haben, der nicht mehr zentral Giber den Energy-only-
Markt (EOM) erfolgt, sondern auf unterlagerten Ebene und in lokal oder regional fragmentierten Gebieten
stattfindet (zelluldre Ansitze). Diese Fragmentierung zemen-tiert Engpésse und geht davon aus, dass diese
auch langfristig bestehen werden. Der Ansatz des vorliegenden Papiers setzt jedoch vielmehr darauf, zum
nachhaltigen Erhalt grofRer liquider Markte, auf denen diskriminierungsfrei gehandelt werden kann, Engpésse
durch Netzausbau abzubauen. Fiir den Zeitraum, in dem Leitungsausbau in einer Ubergangszeit noch nicht
erfolgt ist, muss dann ein Umgang mit den Engpéssen und eine Rolle des Verteilernetzbetreibers definiert
werden. Somit sind die Uberlegungen in diesem Papier auch abzugrenzen von Studien, die sich mit Alternati-
ven Konzepten zur Vermeidung von Netzausbau beschiftigen.

Insgesamt sollte das Verfahren zum Ziel haben, Strom aus erneuerbaren Energien besser in das System zu
integrieren. Es kann deshalb sinnvoll sein, dem Netzbetreiber alternative Mafinahmen gegeniiber der Abrege-
lung von erneuerbaren Energien zu erdffnen. Eine engpassentlastende Wirkung kann auch durch netzdienli-
che Flexibilitit, die durch zu- oder abschaltbare Lasten oder Speicher erbracht wird, erreicht werden.



Eine Beurteilung dieser Moglichkeit des Verteilernetzbetreibers, von diesen Instrumenten Gebrauch zu ma-
chen, hingt von der Frage ab, inwieweit dies fiir das Gesamtsystem dienlich ist und fir den Verbraucher kos-
tenseitig zu Einsparungen u.a. in den Netzentgelten fiihren kann.

Zur Zielerreichung sollte aus Sicht der BNetzA ein proaktives, effizientes und geordnetes Verfahren des Ver-
teilernetzbetreibers zum Engpassmanagement entwickelt werden. Der Netzbetreiber sollte dazu wirtschaftli-
che Anreize haben. Zur Erreichung eines moglichst hohen Grades an Integration der EE-Strommengen in das
System bleibt der bedarfsgerechte Netzausbau das Mittel der Wahl. Die Rahmenbedingungen missen deshalb
so gesetzt werden, dass es nicht zu einer kiinstlichen Verfestigung des Engpasses kommt. Dies muss bei allen
Ansitzen vermutet werden, bei denen eine Vorhaltung der Kapazitit einer Flexibilitidt honoriert wird.

Es sollte ein Level-Playing-Field netzdienlicher Flexibilitdtsoptionen beziiglich ihrer regulatorischen Abbil-
dung geschaffen werden. Hohe Anforderungen sind auch an Transparenz und Diskriminierungsfreiheit zu
stellen.

Grundlage fiir ein proaktives, effizientes und geordnetes Engpassmanagement sind Lastflussprognosen. Diese
ermoglichen, dass der Netzbetreiber in einer der Echtzeit vorgelagerten Phase an potenzielle Erbringer von
netzdienlicher Flexibilitat herantritt, um einen prognostizierten Engpass in seinem Netz zu beseitigen. Dafiir
hat der Netzbetreiber den Erbringer der netzdienlichen Flexibilitit zu vergiiten/entschidigen. Aufterdem ist
ein energetischer und bilanzieller Ausgleich der Energiemengen nétig, um den Eingriff in das Marktergebnis
nachtraglich zu korrigieren. Dies setzt einen intelligenten Verteilernetzbetreiber voraus, der jederzeit iber
den Zustand seines Netzes informiert ist. Das heif3t, die Entwicklung zu einem Smart Grid ist ein Schliisselfak-
tor, um den zukinftigen Anforderungen gerecht zu werden. Nicht alle Verteilernetzbetreiber werden von
dieser Entwicklung gleich stark betroffen sein. Inwiefern sie aktiv werden miissen, hingt maf3geblich von der
Spannungsebene und der angeschlossenen erneuerbaren Erzeugungsleistung ab.

Zur Zielerreichung sind folgende Aspekte zu konkretisieren:

. Wie kann der energetische und bilanzielle Ausgleich erfolgen?

. Wie erfolgt die Interaktion des Netzbetreibers mit den Erbringern netzdienlicher Flexibilitat?
. Wie sieht die Vergiitung/Entschidigung (Kompensation) aus?

. Was sind weitere Mindestanforderungen an Entflechtung und Transparenz?

. Wie erfolgt die regulatorische Anerkennung im Rahmen der Anreizregulierung?

. Welche Riickwirkungen hat der Ansatz auf den Strommarkt 2.0?
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4.2.1  Anforderungen an den energetischen und bilanziellen Ausgleich

Bei jeder Form des Engpassmanagement durch den Verteilernetzbetreiber ist eine korrekte Bilanzierung der
geianderten Energiemengen essentiell. Setzt ein Verteilernetzbetreiber im Rahmen des Engpassmanagement
Speicher und Lasten ein oder nimmt er die Abregelung von erneuerbaren oder konventionellen Erzeugungs-
anlagen vor, so stellt sich die Frage, wer fiir den bilanziellen Ausgleich dieser Mafnahmen zustindig ist. Im
Gegensatz zum Redispatch beim Ubertragungsnetzbetreiber ist ein gleichzeitiges Hoch- und Runterfahren
von Anlagen zum bilanziellen Ausgleich der Maftnahmen héufig nicht méglich.

Zwei Vorgehensweisen sind daher denkbar. Entweder eine Bilanzierung durch den Verteilernetzbetreiber
oder durch den Anlagenbetreiber: Einerseits konnten Marktteilnehmer bzw. deren Bilanzkreisverantwortli-
che, die dem Netzbetreiber Flexibilitit anbieten, fiir die Bewirtschaftung ihrer Bilanzkreise verantwortlich
gemacht werden. Die Kosten fiir einen unausgeglichenen Bilanzkreis hitte dann der jeweilige Anbieter tiber
die Inanspruchnahme von Ausgleichsenergie zu tragen. Dies wiirde sowohl fiir Speicher und Lasten, die im
Falle eines Engpasses vom Netzbetreiber zu einer erhdhten Leistungsaufnahme angewiesen werden, als auch
fir EEG-Erzeugungsanlagen, die zur vertraglich vereinbarten Abregelung angefordert werden, gelten. Da ein
aktives Engpassmanagement des Netzbetreibers mithilfe von Marktteilnehmern nur mit entsprechender Vor-
laufzeit stattfinden kann, sollte der bilanzielle Ausgleich ohne grofere Probleme méglich sein. Ein Ausgleich
konnte sowohl durch das Handeln am Intraday-Markt als auch durch eine angepasste Fahrweise von Anlagen,
die dem entsprechenden Bilanzkreis zugeordnet sind, erfolgen. Durch eine Anpassung der Fahrweise und der
Vermarktung der Anlagen kann auch die notwendige Menge und Umfang von Gegengeschiften reduziert
werden. Insbesondere bei grofieren Marktteilnehmern kénnen sich auch innerhalb des Portfolios MafR-
nahmen finden lassen, die sich entsprechen und einen bilanziellen Ausgleich jeder einzelnen Manahme

uberfliissig machen.

Andererseits konnte die Verantwortung zum bilanziellen Ausgleich der Mafinahmen auch beim Verteiler-
netzbetreiber angesiedelt werden. Dies hitte allerdings zur Folge, dass Verteilernetzbetreiber eine aktivere
Rolle als ,Energiehdndler wahrnehmen missten. Aufler zur Bewirtschaftung des Verlustenergie- und Diffe-
renzbilanzkreises ist dies jedoch aus Gesichtspunkten des Unbundling nicht diskriminierungsfrei darstellbar
und daher nicht wiinschenswert. Zudem hiefie das, dass Verteilernetzbetreiber die technischen und personel-
len Ressourcen fiir einen 24-Stunden-Handel aufbauen missten. Alternativ zum aktiven bilanziellen Aus-
gleich durch den Verteilernetzbetreiber, konnte dieser auch eine Kooperation mit dem Ubertragungs-
netzbetreiber eingehen. Letzterer konnte dann entweder durch das Regeln von Kraftwerken, die ihm zur Ver-
figung stehen, oder durch die Beschaffung an den Energieméarkten den Ausgleich vornehmen.

Ist es dem Netzbetreiber nicht moglich, mit entsprechender Vorlaufzeit Engpasse zu prognostizieren, so muss
er bei Erkennen der Engpasssituation ohnehin geeignete Notfallmafinahmen ergreifen. Dem Anlagenbetrei-
ber wird es dann nicht méglich sein, seinen Bilanzkreis auszugleichen. Ein moglicherweise daraus folgender
energetischer Ausgleich wiirde dann iber den Abruf von Regelenergie erfolgen. Zu diskutieren ist, ob in die-
sem Fall eine Uberwilzung der Entschidigungszahlungen an EE- oder KWK-Anlagenbetreiber in die Erlos-
obergrenze erfolgen sollte. Eine solche Regelung hitte den Vorteil, dass echte finanzielle Anreize fiir ein vo-
rausschauendes, basierendes Vorgehen geschaffen werden.



4.2.2  Formen der Interaktion des Verteilernetzbetreibers mit den Erbringern netzdienlicher Flexibilitat

Fir die Interaktionen des Netzbetreibers mit den Erbringern netzdienlicher Flexibilitit sind unterschiedliche
Formen denkbar. Zu beachten ist, dass die Beseitigung eines Engpasses nur durch Akteure erfolgen kann, de-
ren Verhaltensinderung tatsachlich eine netztechnische Entlastung des Engpasses hervorruft. Dies verengt
den Raum der potenziellen Erbringer netzdienlicher Flexibilitit. Zwei Modelle werden nachfolgend in die
Diskussion eingebracht.

I) Klassischer Ansatz (Modell A)

Auch heute schon ergreifen die Netzbetreiber Mafnahmen zum Management von Engpassen - dies allerdings
vor allem durch die Ubertragungsnetzbetreiber im Rahmen des Redispatches mit der Erzeugungsseite. Auch
die Abregelung von EE-Anlagen ist eine solche Mafinahme. Der EinsMan Leitfaden reglementiert die Ab-
schaltreihenfolge und die Entschidigung. Diese Mafinahmen kénnten auch um einen Zugriff des Verteiler-
netzbetreibers auf ab- und zuschaltbare Lasten und Speicher erweitert werden. Die Akteure miissten ihr Ver-
halten im Falle eines Netzengpasses auf Veranlassung des Verteilernetzbetreibers anpassen. Die verschobenen
Mengen wiren energetisch und bilanziell auszugleichen. Die angewiesenen Anlagen miissten eine finanzielle
Kompensation fiir einen entstandenen wirtschaftlichen Schaden erhalten.

II) Interaktion des Netzbetreibers mit Erbringern von netzdienlicher Flexibilitit (Modell B)

Alternativ zu der vorstehenden Variante kann der Verteilernetzbetreiber zukiinftig als Nachfrager von netz-
dienlicher Flexibilitit auftreten. Zu diesem Zweck kann der Netzbetreiber mit konventionellen oder EE-
Anlagen, ab- und zuschaltbaren Lasten und Speichern interagieren. Im Rahmen dieser Interaktion rdumen
Letztgenannte dem Netzbetreiber eine gewisse Steuerungsmoglichkeit ein, um den Engpass zu beseitigen.
Unter den Anbietern von netzdienlicher Flexibilitit, die am effektivsten auf den Engpass wirkt, sollte er die
wirtschaftlichste Option auswiahlen. Bei diesem Modell handelt der Netzbetreiber mit den Erbringern netz-
dienlicher Flexibilitit bilateral eine vertragsbasierte Vergiitung fiir die Verhaltensinderung aus. Diese Uber-
einkunft umfasst die Steuerungsmoglichkeit der netzdienlichen Flexibilitdt durch den Verteilernetzbetreiber
zum Zeitpunkt x fiir eine Leistungsdnderung von y und eine entsprechende Vergiitung an den Erbringer der
netzdienlichen Flexibilitidt. Wie auch bei Modell A wiren die verschobenen Mengen energetisch und bilanziell
auszugleichen. Da eine detaillierte technische und vertragliche Ausgestaltung der Interaktion zwischen Netz-
betreiber und Erbringer netzdienlicher Flexibilitdt dann im Verantwortungsbereich des Netzbetreibers liegt,
miissen klare Anforderungen an die bilateralen Vertrige gestellt werden, um das Missbrauchspotential des
Netzbetreibers zu begrenzen. Daher sind die bilateralen Vertrage diskriminierungsfrei und unter Einhaltung
der geltenden Unbundlingvorschriften auszugestalten, um zu verhindern, dass assoziierte Unternehmensbe-
reiche bevorzugt werden.

Ist die Anzahl der potenziellen Anbieter hoch genug, kénnten auch organisierte Plattformen eine Moglichkeit
der Interaktion sein. § 13 Abs. 6 Satz 2 EnWG sieht als Voraussetzung fiir die Kontrahierung von ab- und zu-
schaltbaren Lasten durch die Ubertragungsnetzbetreiber schon heute eine gemeinsame Internetplattform vor.
Uber den § 14 Abs. 1 EnWG erstreckt sich die Moglichkeit der plattformbasierten Kontrahierung ab- und zu-
schaltbarer Lasten zumindest de jure auch auf den Verteilernetzbereich. Allerdings erscheint diese Plattform-
16sung fiir netzdienliche Flexibilitdten fiir das hier in Rede stehende Engpassmanagement im Verteilernetz
und die dortigen Speicher und Lasten angesichts des beschriankten Volumens und der regionalen Heterogeni-
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tat nur unter ganz bestimmten Voraussetzungen tiberhaupt sinnvoll. Aus heutiger Sicht ist das Potential fir
derartige Plattformen eher gering einzuschitzen.

Es besteht aus hiesiger Sicht daher Zeit und Anlass, die laufenden Versuchsprojekte wie SINTEG, die unter
anderem derartige Formen des Engpassmanagements im Verteilernetz zum Gegenstand haben, abzuwarten.
Nach deren Auswertung wére zu kldren, fiir welche Spannungsebenen sich die Etablierung einer Plattform fiir
netzdienliche Flexibilititen iberhaupt anbietet und wer - auch unter Unbundlinggesichtspunkten - Betreiber
einer solchen Plattform sein kann (Netzbetreiber oder ein marktlicher Dritter). Zu beachten ist, dass die Orga-
nisation eines plattformbasierten Engpassmanagements mit zusitzlichen Transaktionskosten verbunden ist.
Eine Abwigung von Kosten und Nutzen dieser Form des Engpassmanagements gegeniiber anderen Alternati-
ven ist daher von Bedeutung.

4.2.3  Kompensation der Erbringer netzdienlicher Flexibilitit durch den Netzbetreiber

Je nachdem, ob der Verteilernetzbetreiber zukiinftig Erbringer netzdienlicher Flexibilitdt im Rahmen eines
administrativen Eingriffs anweist, ihr Verhalten zu netzdienlichen Zwecken zu dndern (Modell A), oder ob der
Verteilernetzbetreiber als Nachfrager in eine Interaktion mit Erbringern von netzdienlicher Flexibilitat tritt
(Modell B), ist die Vorgehensweise mit einer unterschiedlichen Form der ,,Gegenleistung” fiir die Erbringung
netzdienlicher Flexibilitit verbunden. Es hat jeweils unterschiedliche Vor- und Nachteile, ob der Netzbetrei-
ber insoweit eher "Preise" zahlt, die bilateral ausgehandelt oder in anderen Verfahren ermittelt werden, oder
ob er lediglich "Entschidigungen" zahlen kann, die sich an den Kosten oder Nachteilen orientieren, die dem
Flexibilititsanbieter durch den Zugriff des Netzbetreibers entstehen. Fiir beide Modelle werden mégliche
Vorgehensweisen zur Diskussion gestellt.

I) Kompensation in Modell A
Bereits heute etablierte Vorgehensweisen konnen Anhaltspunkte fir eine Entschiadigung im Modell A liefern.

Erzeuger, die fiir Redispatch herangezogen werden, erhalten auch nach den Anderungen der §§13 ff EnWG
durch das Strommarktgesetz im Kern weiterhin "nur" eine Entschddigung, die lediglich die Nachteile kom-
pensiert, die den Erzeugern durch den Eingriff des Netzbetreibers entstehen. Profitable Geschidftsmodelle
koénnen sich in dieser Konstellation somit nicht etablieren.

Im Bereich von regelbaren Lasten ist die gesetzliche Wertung weniger eindeutig. Diese konnen in der techni-
schen Wirkung dem Steuern von Erzeugung gleichkommen. Die Regelungen sind allerdings andere. Insbe-
sondere die AbLaV setzt - aus Griinden, die wenig mit einem sachgerechten Engpassmanagement zu tun ha-
ben - insoweit auf einen Mix aus marktlichen Verfahren und tiber Marktniveau liegenden Preisen. Eine klare
gesetzliche Wertung ist dem heute nicht zu entnehmen.

Gemif? § 15 Abs. 1 EEG sind gegenwirtig Anlagenbetreiber, deren Einspeisung von Strom zur Erzeugung von
Strom aus erneuerbaren Energien, Grubengas oder Kraft-Warme-Kopplung wegen eines Netzengpasses redu-
ziert wird, fir 95% der entgangenen Einnahmen zuziiglich der zusitzlichen Aufwendungen und abziiglich der
ersparten Aufwendungen zu entschidigen. Ubersteigen die entgangenen Einnahmen in einem Jahr ein Pro-
zent der Einnahmen dieses Jahres, sind die von der Regelung betroffenen Betreiber ab diesem Zeitpunkt zu



100% zu entschidigen. EE- und KWK-Anlagenbetreiber sollen schon heute finanziell so gestellt werden, als
hitte der Eingriff nicht stattgefunden.

Wiirde die bereits etablierte Vorgehensweise des ,reinen Kostenersatzes” auf alle netzdienlichen Flexibilitats-
optionen (hier insbes. Lasten und Speicher) tibertragen, sodass der Netzbetreiber sie finanziell so zu stellen hat,
als wire der Eingriff in die Fahrweise nicht erfolgt, wiirde die Aktivierung netzdienlicher Flexibilitat allein aus
den technischen Moglichkeiten der Anlage und den entsprechenden konkretisierenden gesetzlichen Regelun-
gen geleitet.

Vor- und Nachteile eines reinen Kostenersatzes

Ein zentraler Nachteil eines ,reinen Kostenersatzes“ besteht in der Schwierigkeit, die Kosten im Einzelfall
angemessen zu bestimmen. Zusétzliche oder eingesparte Erzeugungsauslagen lassen sich bei Anwendung der
Redispatch-Regelung auf Lasten vermutlich noch mit hinreichender Genauigkeit bestimmen. Die administra-
tive Bestimmung der Opportunititskosten bei Letztverbrauchern ist allerdings praktisch nicht leistbar. Selbst
bei der Bestimmung der Vergiitung fiir Opportunititskosten der Stromerzeugungsanlagen und Speicher nach
§ 13a Abs. 2 Nr. 3 EnWG ergeben sich erhebliche methodische Probleme. Bei theoretisch unzihligen Erzeu-
gungs- und Nutzungsprozessen in verschiedenen Branchen ist eine individualisierte und belastbare Berech-
nung nicht vorstellbar. Dies ist auch dem Umstand geschuldet, dass Erzeugungsanlagen und Speicher eine
ganz andere Geschiftsgrundlage haben als Lasten. Erzeugungsanlagen verdienen ihr Geld mit der Erzeugung
bzw. Verschiebung von Energiemengen und unter bestimmter Voraussetzung der Vorhaltung von Leistung.
Lasten hingehen verdienen - im industriellen Bereich - ihr Geld hingegen mit ihrem spezifischen Produkti-
onsprozess. Daher sind die Opportunititskosten erzeugungs- und lastseitiger Flexibilitidtsoptionen nur
schwerlich vergleichbar.

Auch unter Effizienzgesichtspunkten ist ein reiner Kostenersatz kritisch zu hinterfragen. Geschiftsmodelle
iber das Angebot netzdienlicher Flexibilitit sind aufgrund des reinen Kostenersatzes unattraktiv. Es muss also
davon ausgegangen werden, dass in einem solchen Fall der Entschidigungszahlung alternative Mafinahmen
oder Flexibilititen nicht angeboten werden wiirden. In Bezug auf konventionelle Kraftwerke erscheint dies
durchaus sinnvoll. Denn diese sollen gerade nicht im Hinblick auf voriibergehende Engpésse errichtet und
konzipiert werden, sondern sich an den Signalen des Strommarktes orientieren. Allerdings wiirde durch ein
striktes Entschddigungsprinzip eben auch anderen, innovativen und méglicherweise kostengiinstigen Flexibi-
litdtsdienstleistungen eine aktive Reaktion auf die Nachfrage des Netzbetreibers nach netzdienlicher Flexibili-
tat verwehrt.

Ein Vorteil des Modells A ist, dass weder die Erzeugungsanlagen noch die Lasten oder Speicher einen Anreiz
haben, durch ihr Verhalten einen Fortbestand des Engpasses zu fordern. AuRerdem kann ein administrativer
Ansatz auch unter nicht wettbewerblichen, sehr kleinriumigen Bedingungen mit nur begrenztem Flexibili-
titsangebot funktionieren. Gerade in ldndlichen Gebieten mit viel EE-Erzeugung und nur wenig Last wire
dies von Vorteil.

Auch kann mit der Vorgehenswiese eines reinen Kostenersatzes ein Level-Playing-Field der Flexibilititsopti-
onen erreicht werden, Dies wiirde dadurch erreicht, dass der Kostenersatz von Lasten und Speichern analog
der Vorgehenswiese zur Entschidigung beim Redispatch erfolgen wiirde. In der Zielrichtung gleichwertig
wire diese Vorgehensweise damit auch zur Entschidigungszahlung bei EE-Anlagen und es wire zu iberlegen,
inwiefern Lasten auch in die Abschaltereihenfolge des EinsMan-Leitfaden zu iberfiihren wiren. Wie bereits
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angedeutet, unterscheiden sich die zu kompensierenden Opportunititen jedoch betrachtlich. Wahrend die
EE-Anlage fiir die eindeutig messbaren nicht eingespeisten Energiemengen entschidigt wird, ist eine (indust-
rielle) Last fiir die entgangene oder verzogerte Produktion zu kompensieren.

1I) Kompensation in Modell B

Modell B unterscheidet sich wesentlich von Modell A. Hier geht es nicht um Entschddigung ei-nes Eingriffs
und eine administrative Bestimmung der Kosten bzw. Opportunititskosten, die die Erbringung netzdienlicher
Flexibilitat mit sich bringt, sondern die Leistung (Einriumung einer netzdienliche Steuerungsmoglichkeit der
Anlage) und Gegenleistung (Vergiitung) wird zwischen Erbringer der netzdienlichen Flexibilitit und dem
Verteilernetzbetreiber ausgehandelt und vertraglich fixiert. Dadurch wird ein Handlungsspielraum erdffnet.
Diese Interaktion muss zwingend diskriminierungsfrei, entflechtungskonform und transparent geschehen. Ist
die engpassentlastende Wirkung netztechnisch gewahrleistet, sollte der der Netzbetreiber den Erbringer netz-
dienlicher Flexibilitit unter Wirtschaftlichkeitsgesichtspunkten auswahlen. Dadurch wird die Zielprdmisse
eines effizienten Engpassmanagements erreicht. Bei einer plattformbasierten Organisation wiirde sich die
Hohe der Vergiitung anhand der eingehenden Gebote bestimmen.

Vor- und Nachteilen einer ausgehandelten Vergiitung

Ein Aushandeln der Vergiitung hitte den Vorteil, dass die Erbringer netzdienlicher Flexibilitét selbst eine Be-
wertung der entstehenden Kostenpositionen vornehmen. Das heifdt, es erfolgt eine freie Preisbildung, flan-
kiert durch regulatorische Rahmenbedingungen. So wiirde die Entschiddigungszahlung fiir EE-Anlagen als
slast-resort“-Mafnahme die Obergrenze fiir die Vergiitung darstellen.

Wissen tiber die Hohe der Opportunitdtskosten im Rahmen eines administrativen, behordlichen Prozesses ist
somit nicht erforderlich. Unter der Annahme eines hinreichenden Wettbewerbs wiirde sich ein effizienter
Preis fiir netzdienliche Flexibilitit einstellen. Wenn die geforderte Vergiitung fiir den Netzbetreiber zum Zeit-
punkt x wirtschaftlich ist, wird er diese Option ziehen. Diese ist dann in jedem Fall kostengiinstiger als die
Abregelung von EE-Anlagen und fiihrt zu einer verbesserten Integration erneuerbarer Energien. Ist die Flexi-
bilitatsoption fiir den Verteilernetzbetreiber nicht wirtschaftlich darstellbar, kann er in letzter Instanz auf die
Abregelung von EE-Anlagen zuriickgreifen, bei der er nach gewdhnter Vorgehensweise entschiadigt wird.
Auch diese Vorgehensweise ermoglicht somit ein Level-Playing-Field der Flexibilitdtsoptionen (siehe nach-
stehende Ausfithrungen zur regulatorischen Kostenanerkennung im Rahmen der Anreizregulierung).

Allerdings ist das Modell B auch mit Nachteilen behaftet. Die Er6ffnung eines Handlungsspielraums, in dem
Verteilernetzbetreiber und Erbringer der netzdienlichen Flexibilitit eine Verglitung aushandeln, kann insbe-
sondere in kleinteiligen, integrierten Strukturen dazu fithren, dass Anbieter netzdienlicher Flexibilitit ihr
Verhalten auf einen Fortbestand des Engpasses ausrichten und ihr Geschiftsmodell darauf ausrichten. Auch
kann die Liquiditit an netzdienlicher Flexibilitit lokal sehr eingeschréinkt sein. Dies kann dazu fiithren, dass
einzelne Anbieter {iber zu viel Marktmacht verfiigen. Wiirde eine plattformbasierte Beschaffung netzdienli-
cher Flexibilitit in Erwigung gezogen, konnte je nach Ausgestaltung der Preisbildung im Gebotsverfahren
etwa ein Einheitspreisverfahren dazu fithren, dass hohe Marktpreise des Grenzanbieters zu hohen Preisen und
damit zu iiberh6hten Kosten fiir die Erbringung netzdienlicher Flexibilitit fihren. All diese Faktoren wéren

kontraproduktiv zur Zielsetzung einem effizienten Engpassmanagement.



Im Gegensatz zu Modell A, konnte eine ausgehandelte Verglitung tatsichlich dazu fiihren, dass dem Verteiler-
netzbetreiber auch Speicher oder Lasten zur Engpassmanagement zur Verfiigung stehen. Daher konnte die
Beflirchtung entstehen, dass dem EOM Flexibilitit entzogen wiirde, da diese Akteure sich nun nicht mehr nur

am Strommarkt alleine ausrichten.

Allerdings ist davon auszugehen, dass das Netz nur in bestimmten Stunden im Jahr Flexibilitit nachfragen
muss. Dadurch, dass Speichern und Lasten eine zusitzliche Verdienstmoglichkeit er6ffnet wird, konnen sich
zusatzliche Flexibilititen entwickeln, die dann in den allermeisten Stunden dem Markt zur Verfiigung stehen.
D.h. auch der Strommarkt kénnte davon profitieren. Allerdings treten neben das Strompreissignal weitere
Preissignale, die temporire lokale Anreize fiir Lasten und Speicher setzen und den Groffhandelsmarkt verzer-
ren und Investitionsentscheidungen die Planungsgrundlage entziehen kénnen.

Basis der Entschidigung/Vergiitung

Unabhingig von diesen beiden Varianten des Modells A und des Modells B ist zu erértern, ob eine arbeits-
oder eine leistungspreisbezogene Vergiitung/Entschiadigung erfolgen sollte. Verfolgt man diesen Gedanken
weiter, stellt sich die Frage, ob fiir Lasten analog zur AbLaV insoweit ein Vorhalte-Entgelt in Form einer Leis-
tungsvergiitung gezahlt werden soll oder ob statt-dessen nur die konkret abgeforderte Arbeit oder Leistung
vergltet/entschadigt werden soll. Die BNetzA votiert insofern flr eine arbeitspreisorientierte Vergiitung. Dies
hat an dieser Stelle den Vorteil, dass es Flexibilititsanbietern nicht méglich ist, bereits durch das Vorhalten
ihrer Leistung wirtschaftliche Vorteile zu erlangen und ihr Geschiftsmodell dauerhaft auf einen méglichen
Abruf netzdienlicher Flexibilitit im Falle eines Engpasses auszulegen. Dadurch werden keine Kapazititen fir
netzdienliche Belange gebunden, die dann nicht mehr auf die Preissignale des EOM reagieren wiirden. Nur
eine arbeitspreisbezogene Vergiitung im Falle eines tatsichlichen Abrufs sollte auch regulatorisch anerkannt
werden. Damit wire die Vergleichbarkeit verschiedener Flexibilitidtsoptionen gewahrleistet.

Zwischenfazit

Ein Engpass zeigt an, dass das Netz temporér nicht in der Lage ist, das Marktergebnis zu realisieren. Durch die
Aktivierung oder Erbringung netzdienlicher Flexibilitit nach Modell A oder B erfolgt die notwendige Korrek-
tur im Rahmen der dargestellten aktiven Engpassmanagement. Diese ist in ihrer Wirkung gleichzusetzen zu
der bisher praktizierten Abregelung von erneuerbaren Energien im Rahmen von EinsMan. Um die Beeinflus-
sung des Marktergebnisses in geordnete Bahnen zu lenken, sind fiir jede Form der Erbringung netzdienlicher
Flexibilitat ein geordnetes Verfahren vor Echtzeit und ein bilanzieller Ausgleich der Energiemengen vonné-
ten.

Dreh- und Angelpunkt eines Engpassmanagement im Verteilernetz wird sein, ob es sich in der Tendenz um
einen administrativen Ansatz mit reinem Kostenersatz handeln wird, bei dem der Netzbetreiber netzdienliche
Verhaltensdnderungen auch auf der Lastseite anweisen kann (Modell A), oder ob er Leistung und Gegenleis-
tung mit dem Erbringer netzdienlicher Flexibilitit aushandelt (Modell B), und sich die Vergilitung im Rahmen

dieser Interaktion (ggf. auch tiber eine Plattform) bildet.

Fiir beide Modelle ist zu diskutieren, wie diese sich in die in Kapitel 2.2. eingefiihrte bildliche Darstellung der
Ampel einfiigen.
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Mogliche Ausgestaltung:

Durch bedarfsgerechten Netzausbau kénnen alle Marktteilnehmer ihre Pline verwirkli-

chen; allenfalls netzbezogene Maftnahmen. Grin
Proaktives, effizientes und geordnetes Verfahren des Verteilernetzbetreibers zum Engpass-
management mithilfe verschiedener Flexibilititsoptionen wie Regelung von konventionel-
len, kraftwirmegekoppelten und erneuerbaren Erzeugungsanlagen, Speicher, zu- und ab-
schaltbare Lasten.

Gelb

Zwei denkbare Formen der Interaktion: Modell A oder B

=> bilanzieller Ausgleich ist erforderlich, Verglitung/Entschidigung durch Netzbetreiber;
idealerweise vor Echtzeit

Notfallmafnahmen (Ultima Ratio)

=> kurzfristig kein Ausgleich des Bilanzkreises moglich, keine Vergitung/Entschadigung
durch Netzbetreiber; Echtzeit

Abbildung 4: Netzampel als aktiver Raum des Engpassmanagements im Verteilernetz.
Quelle: Bundesnetzagentur.

Elementare Bestandteile eines zukiinftigen Engpassmanagement sollten folgende, modellunabhingige Ne-
benbedingungen sein, die das Diskriminierungspotenzial des Verteilernetzbetreibers begrenzen. Elementar
fir das angestrebte Ziel eines moglichst effizienten Engpassmanagements wird auch sein, wie die Kostenaner-
kennung der Kompensation im System der Anreizregulierung erfolgt. Die von der Bundesnetzagentur prife-
rierte Vorgehensweise wird nachfolgend dargelegt.

424  Weitere Mindestanforderungen an ein zukiinftiges Engpassmanagement

Gleichwertige Anreize im System der Anreizregulierung

Aus Sicht der Bundesnetzagentur ist eine regulatorische Gleichbehandlung aller Kosten fiir die Erbringung
netzdienlicher Flexibilitit wiinschenswert. Wie in Abschnitt 2.2 dargestellt, stellt die Behandlung der Kosten
flir die Abregelung von EE-Anlagen als dnbK ein Hemmnis fiir einen effizienzorientierten Netzbetrieb dar. Da
der Bedarf an netzdienlicher Flexibilitit innerhalb der Regulierungsperiode stark schwanken kann, spricht
vieles dafiir, die Kompensationszahlungen fiir alle netzdienliche Flexibilititen den volatilen Kosten zuzuord-
nen. Dies betrifft sowohl die eine mogliche Vorgehensweise nach Modell A als auch nach Modell B.

Eine Option wire, in Anlehnung an die Behandlung von Verlustenergiekosten gemaf! Festlegung der BK8 zu
volatilen Kosten (BK-12/011-108) die Erlosobergrenze der Netzbetreiber jahrlich um die Differenz aus der
Kompensation fiir die netzdienlichen Flexibilitit (Entschadigungszahlungen nach EinsMan, Entschidi-



gung/Vergltung fiir ab- und zuschaltbare Lasten und Speicher) im Basisjahr und den Kosten im aktuellen Jahr
in der laufenden Regulierungsperiode anzupassen. Die Kosten aus dem Basisjahr wiirden auf3erdem in den
Effizienzvergleich eingehen. Das gleiche gilt fiir die Behandlung von Redispatchkosten. Auch diese miissten
folgerichtig zukiinftig als volatile Kosten eingeordnet werden.

Durch diese Vorgehensweise wiirde - nach einer erneuten VO-Anderung - im Rahmen der Anreizregulierung
ein Level-Playing-Field der netzdienlichen Flexibilititen geschaffen. Die regulatorische Besserstellung von
EinsMan gegeniiber netzdienlichen Flexibilitdten zum Engpassmanagement, die derzeit schon im Rahmen der
gelben Phase durchgefiihrt werden, wiirde aufgehoben.

Insbesondere wenn man Modell B verfolgt, diirfte die Abregelung von erneuerbaren Energien zur Entlastung
von Netzengpéssen teurer sein als die Abregelung von konventionellen Anlagen aber auch als andere oben
beschriebene netzdienliche Flexibilititsoptionen, wenn diese engpassentlastend zur Verfiigung stehen.

Der Einspeisevorrang wire in beiden Modellen 6konomisch abgesichert. Die EE-Anlage wiirde erst nach Aus-
schopfung/Aktivierung aller zur Verfiigung stehenden Alternativen abgeregelt. Eine formelle gesetzliche Ab-
sicherung des Einspeisevorranges fiir erneuerbare Energien (mit all den bekannten europarechtlichen Folge-

diskussionen) wire insofern nicht mehr notwendig.

Der Effizienzvergleich sollte in einem kapitalkostenlastigen System dazu genutzt werden, effizientes Handeln
zu belohnen und den Netzbetreiber anzureizen, verschiedene Alternativen bei der Dimensionierung seines
Netzes sowie im Falle eines Engpasses zu bedenken. Inwieweit diese Anreize mit der in Sommer 2016 in Kraft
getretenen novellierten ARegV tatsichlich noch eine ausreichende Anreizwirkung entfalten konnen, ist aller-
dings fraglich.

Langfristig sollte deshalb als Option erwogen werden, auf einen regulatorischen Ansatz abzustellen, der in
kosten- und technologieneutraler Weise Effizienz aus sich heraus belohnt und deutlicher von den tatséchli-
chen Kosten der Netzbetreiber abstrahiert. Damit verbunden wire eine Abkehr von Ansitzen, die zwischen
kapital- oder betriebskostenlastigen Losungen differenzieren.

Unbundling

Die Entflechtungsvorschriften sehen vor, dass der Netzbetreiber unabhingig von anderen Be-reichen der
Energieversorgung ist. Der Sinn und Zweck dieser Vorschriften beschrankt sich nicht auf die Ahndung von
einzelnen konkreten Verstofien des Netzbetreibers. Vielmehr geht es um die Priavention von Moglichkeiten
zur Diskriminierung. Daher ist aus Unbundlingsicht wichtig, in welchem Verhaltnis der Netzbetreiber zu
Speichern, Erzeugungsanlagen oder Lasten steht, deren netzdienliches Verhalten er sich im Falle von Engpas-
sen zunutze macht. Nach Sinn und Zweck des Unbundlings ist fiir beide der zur Diskussion gestellten Modelle
eine vollstindige Transparenz der Beziehungen des Netzbetreibers zu den genutzten Flexibilitdtsanbietern
und der technischen und 6konomischen Bedingungen, zu denen diese Nutzung stattfindet, unerlésslich.

Weiterhin ist zu unterscheiden, ob er mit diesen Akteuren auf vertraglicher Basis Vereinbarungen trifft und
Dienstleistungen einkauft (Modell B), diese anweist (Modell A) oder ob er selbst Eigentiimer der Flexibilitats-
option ist. Vertriage mit den vorgenannten Akteuren tiber netzdienliche Mafinahmen sind grundsatzlich még-
lich. Diese sind diskriminierungsfrei unter Beriicksichtigung der Entflechtungsvorschriften des EnWG auszu-
gestalten. Assoziierte Unternehmenseinheiten diirfen nicht bevorzugt werden.
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Komplexer wird diese Fragestellung, wenn Netzbetreiber entsprechende Anlagen selbst besitzen oder betrei-
ben mochte. Dieser Fall wird anhand von Speicheranlagen illustriert. Speicher-anlagen sind nach geltender
Rechtslage bei der Entnahme von Energie aus dem Stromnetz ("einspeichern") wie Letztverbraucher und bei
der Einspeisung von Energie in das Stromnetz ("ausspeichern") wie Erzeuger zu bewerten. Problematisch wird
es dabei spitestens dann, wenn der Netzbetreiber Elektrizitit in das Stromnetz einspeist und damit dem Markt
zufiihrt. Denn es ist Netzbetreibern nicht gestattet, Energie zu erzeugen oder am Handel teilzunehmen. Sobald
durch einen Stromspeicher elektrische Energie in das Netz eingespeist wird, ist das so zu bewerten wie die

Einspeisung von Strom aus einer herkémmlichen Erzeugungsanlage.

Vertragliche Vereinbarungen zu netzdienlichen Zwecken zwischen Netzbetreiber und Dritten sind unbund-
lingkonform, wenn sie diskriminierungsfrei zustande kommen und ausgestaltet sind. Es stellt sich die Frage,
ob im Rahmen des aktiven Engpassmanagement Diskriminierungspotenziale zugunsten verbundener Unter-
nehmen entstehen konnen. Dies betrifft beispielsweise den Informationsaustausch iber Engpésse, die zu be-
wirtschaften sind, die 6rtliche Begrenztheit der dort bestehenden Anbieter sowie die Vergabe von Vertriagen
zur Flexibilitatsbereitstellung. Gleiches gilt, wenn der Netzbetreiber Anlagen im eigenen Verbund im Rah-
men eines administrativen Eingriffs in ihrer Fahrweise anweist.

Es muss verhindert werden, dass die assoziierten Unternehmenseinheiten beim Engpassmanagement bevor-
zugt werden. Mindestvoraussetzung fiir eine aktive Engpassbewirtschaftung muss daher eine effektive Ent-
flechtung des Netzbetreibers sein. Die Gleichbehandlung aller Akteure ist dabei essentiell.

Zur Gewahrleistung eines Mindestmafies an Diskriminierungsfreiheit ist von allen Netzbetreibern, die netz-
dienliche Flexibilitit nutzen, die rechtliche, informatorische und operationelle Entflechtung in ihrem Unter-
nehmen umzusetzen. Mit den heutigen gesetzlichen Regelungen kann eine Diskriminierung in diesem Be-
reich durch komplexe Verhaltensregelungen, die ein diskriminierungsfreies Flexibilititsmanagement erfor-
dert, allerdings trotzdem nicht vollig ausgeschlossen werden, dies kann nur bei eigentumsrechtlicher Ent-
flechtung gewahrleistet werden.

Transparenz

Entscheidet sich ein Verteilernetzbetreiber fiir ein Management eines Engpasses, so muss er dies transparent
kommunizieren, um allen in Frage kommenden Akteuren gleich zu behandeln. Zur Begrenzung von Diskri-
minierungen miissen die Netzzustdnde aller Netzsegmente transparent und rechtzeitig allen potenziellen
Marktteilnehmer mitgeteilt werden. Dies muss als aktive Kommunikationspflicht und nicht nur als passives
Informationsangebot des Netzbetreibers ausgestaltet werden. Ein transparenter und diskriminierungsfreier
Informationsaustausch sollte dariiber hinaus auch eine Veroffentlichungspflicht fiir den Netzbetreiber zu
kontrahierten und aktivierten Leistungen und den dafiir bezahlten Entschiadigungen/Vergiitungen umfassen.



4.3 Einschrinkung von lastgetriebenem Netzausbau

Im vorherigen Kapitel wurde allgemein beschrieben, wie ein Management von Engpéssen im Verteilernetz
erfolgen konnte. In Zukunft konnten jedoch speziell in der Niederspannungsebene verbrauchsseitige Heraus-
forderungen auftreten. Es stellt sich die Frage, ob auch in Netzsegmenten, in denen die Verbrauchsseite netz-
dimensionierend ist, eine Optimierung analog zur Spitzenkappung durchgefiihrt werden sollte, um einen
teuren Netzausbau zur Befriedigung der letzten Kilowattstunde Last zu vermeiden.

Vor der Energiewende orientierte sich die Dimensionierung der Netze mehr als heute an der jeweils zu ver-
sorgenden Verbrauchslast. Diese Systematik hat sich in einigen Netzen durch die Energiewende gedndert, ist
aber in vielen Netzen, vor allem in stiddtischen, heute noch mafgeblich. Nun zeichnet sich eine neue Heraus-
forderung fir die Netze ab. Es ist absehbar, dass in den kommenden Jahren eine Vielzahl von zuséitzlichen
Verbrauchseinrichtungen an die Netze angeschlossen werden miissen. Dies umfasst Warmepumpen und
Elektromobile, aber auch heute noch nicht bekannte Anwendungen. Das Besondere ist, dass diese eine stirke-
re Gleichzeitigkeit in ihrem Bezugsverhalten aufweisen. Das bedeutet, dass viele Verbraucher zeitgleich auf ein
Preissignal reagieren oder kollektiv bestimmte Verhaltensweisen an den Tag legen. Dies lasst sich am Beispiel
der Elektromobilitit verdeutlichen. Die Fahrzeugeigner werden den Ladevorgang voraussichtlich nahezu
gleichzeitig in den Abendstunden zwischen 17 und 19 Uhr nach Feierabend starten. Hinzu kommt ein prinzi-
piell flexibleres Verhalten dieser Verbraucher, das durch die variablen Erneuerbaren und die damit verbunde-
ne Reaktion auf zukiinftig wachsende Preisunterschiede angereizt werden konnte. Verschirft werden kann
das Problem hoherer Gleichzeitigkeit noch durch Vertriebe oder Aggregatoren, die die neuen, aber auch schon
im Netz angeschlossenen Verbrauchseinrichtungen wie Nachtspeicherheizungen zentral steuern und auf
gleiche Preissignale reagieren lassen werden. Dieses Szenario dirfte insbesondere in den Niederspannungs-
netzen zu Herausforderungen fiihren, da diese nicht auf Verbrauchslasten in dieser Gréflenordnung (Ladeleis-
tung Schnellladestation > 22 kW) und Gleichzeitigkeit ausgelegt sind. Derartige Geschiftsmodelle konnen den
Netzausbaubedarf folglich deutlich erhohen. Ein wesentlicher Treiber fiir diese Entwicklungen ist die zuneh-
mende Digitalisierung. Zwar konnen digitale Losungen und Geschiftsmodelle in bestimmten Anwendungs-
feldern zu einer effizienteren Nutzung der Infrastruktur fithren, jedoch kénnen sie sich wie anhand des vor-
stehenden Beispiels illustriert auch negativ auf das Netz auswirken. Damit marktliches, durch digitale Ge-
schiftsmodelle erst mogliches Verbrauchsverhalten nicht iiber ein sinnvolles Maf} hinaus zu lastgetriebenem
Netzausbau fiihrt, erscheint es angezeigt, dass der Netzbetreiber die knappe Ressource Netz auch vor dem
Hintergrund sich verdndernder Reaktionen der Lastseite bewirtschaftet.

Deutlich wird anhand dieses Beispiels auch, dass der Verbraucher zwei, nicht zwangslaufig deckungsgleiche
Signale empfingt: Ein Marktsignal, das anzeigt, ob die Kilowattstunde Strom zu einem bestimmten Zeitpunkt
teuer oder giinstig ist. Und eine Verhaltensaufforderung des Netzbetreibers, die - je nachdem inwiefern das
marktliche Verhalten der Lastseite die Netzinfrastruktur beansprucht - als Korrektiv fiir die Belange des Net-

zes wirkt.

Die Herausforderung besteht darin, die Verhaltensaufforderung des Netzbetreibers an die Lastseite so auszu-
gestalten, dass so wenig wie moglich in das Marktgeschehen eingegriffen wird. Gleichwohl kann die Netzinf-
rastruktur nicht jedes Marktergebnis abfangen. Das wire volkswirtschaftlich ineffizient. Die Stellschrauben
des Netzbetreibers sind daher mit der gebotenen Sorgfalt zu justieren. Wo hierfiir Ansatzpunkte bestehen,
wird nachfolgend erliutert.
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Bisher gibt es im Energiewirtschaftsgesetz die Regelung des § 14a, der es Netzbetreibern erlaubt, gegen ein
verringertes Netzentgelt unterbrechbare Verbrauchseinrichtungen, die tiber einen separaten Zihlpunkt ver-
fligen, zu steuern, d.h. beispielsweise als abschaltbare Last einzusetzen. Eine Verordnung, die diese Regelung
konkretisiert, um eine sinnvolle und transparente Anwendung zu gewéhrleisten, fehlt jedoch noch.

Unabhingig von der bisherigen Ausgestaltung und dem Zweck des § 14a EnWG muss die Frage gestellt wer-
den, ob die in absehbarer Zeit hinzukommenden flexiblen Verbraucher durch Ausbau der Netze oder durch
alternative Methoden ins Netz integriert werden sollen. Analog zur Spitzenkappung auf der Einspeiseseite
macht es auch auf der Entnahmeseite Sinn, den Netzausbau auf ein volkswirtschaftlich optimales Mafd zu
beschrinken. Insbesondere die zunehmend am Markt agierenden Verbraucher wiirden eine Netzdimensionie-
rung erfordern, die nur in sehr wenigen Stunden im Jahr tatsichlich benétigt wirde. Eine teure Infrastruktur
bei einer geringen Auslastung wire die Folge. Zu beachten ist, dass es hier um Verbrauchseinrichtungen geht,
bei denen gedndertes Verbrauchsverhalten kaum zu Komforteinbufien der Nutzer fithren, da die gewiinschte
Energiedienstleistung wie Heizen oder Fahren dennoch erbracht werden kann. Im Folgenden werden L6-
sungsansitze und Fragen diskutiert, wie sowohl ein mafdvoll ausgebautes Netz als auch ein flexibles Verhalten
am Markt von Verbrauchern erreicht werden kann.

Aktive Steuerung durch Verteilernetzbetreiber

Ein moéglicher Ansatz wire, die im Gesetz verankerte Verordnungserméichtigung zu nutzen und den beste-
henden § 14a EnWG zu konkretisieren. Dass die Verordnungsermichtigung bislang nicht ausgelibt wurde,
zeigt, wie schwierig die richtige Ausgestaltung dieser Moglichkeit ist. Derzeit haben Betreiber von Elektrizi-
tatsverteilernetzen denjenigen Lieferanten und Letztverbrauchern im Bereich der Niederspannung, mit denen
sie Netznutzungsvertriage abgeschlossen haben, ein reduziertes Netzentgelt zu berechnen, wenn ihnen im
Gegenzug die Steuerung von vollstindig unterbrechbaren Verbrauchseinrichtungen, insbesondere Nachtspei-
cherheizungen und Warmepumpen, die {iber einen separaten Zahlpunkt verfiigen, zum Zweck der Netzent-
lastung gestattet wird. Die Steuerung muss fiir die in Satz 1 genannten Letztverbraucher und Lieferanten zu-
mutbar sein und kann direkt durch den Netzbetreiber oder indirekt durch Dritte auf Geheif! des Netzbetrei-
bers erfolgen. Daflir werden bisher i.d.R. starre Zeitfenster definiert.

Im Gesetz zur Digitalisierung der Energiewende sind diese steuerbaren Verbrauchseinrichtungen dariiber
hinaus als Pflichteinbaufalle fiir das intelligente Messsystem vorgesehen. Dies konnte die direkte Steuerungs-
moglichkeit fiir den Netzbetreiber erhohen, da bisher aufgrund mangelnder leistungsfihiger Steuerungstech-
nik grofitenteils statische Sperrzeiten verwendet werden.

Das Ziel einer moglichen Konkretisierung durch eine Verordnung miisste eine gewisse Standardisierung sein.
Nur so kann Transparenz erreicht und Transaktionskosten kénnen reduziert werden. Die zu klirenden Fragen
wie beispielsweise zur Vergiitungshohe werden weiter unten diskutiert. Grundsitzlich gibt die weitere Ausge-
staltung der Moglichkeit zur aktiven Steuerung dem Verteilernetzbetreiber ein Werkzeug in die Hand, seinen
Netzausbau wirtschaftlich zu gestalten. Der Steuerungs- und Koordinationsaufwand bleibt auch bei einer
stirkeren Automatisierung in diesem Modell fiir den Netzbetreiber verhéltnismiflig hoch.



Vorgabe eines Gleichzeitigkeitsfaktors

Derzeit wird ein weiteres Modell” diskutiert, wie Uberlastungen in den Verteilernetzen verhindert, aber
gleichzeitig so viel Flexibilitdt fiir den Markt wie moglich zugelassen werden kann. Demnach wiirde der Ver-
teilernetzbetreiber fiir verschiedene Netzsegmente Freigabequoten bzw. Gleichzeitigkeitsfaktoren vorgeben.
Bei einem Gleichzeitigkeitsfaktor von beispielsweise 0,8 hief3e das, dass Lieferanten nur jeweils 80 % der Leis-
tung ihrer im entsprechenden Netzsegment unter Vertrag genommenen steuerbaren Verbrauchseinrichtun-
gen zuschalten diirften. In diesem Fall ibernehmen die Lieferanten oder Aggregatoren unter den Vorgaben
der Verteilernetzbetreiber die Steuerung der Verbrauchseinrichtungen. Gleichzeitigkeitsfaktoren kénnten

uber Simulationen oder reale Messwerte berechnet werden. Sie sollen riumlich und zeitlich aufgeldst formu
liert werden, um Schwankungen des Verbrauchs bzw. der Erzeugung (saisonal sowie tiber einen Tag) mit be-
riicksichtigen zu kénnen. In einem weiteren Schritt konnte zudem die lokale Erzeugung berticksichtigt wer-
den, was insbesondere zur Mittagszeit zu nochmals héheren Gleichzeitigkeitsfaktoren fiihren konnte. Den
steuerbaren Verbrauchseinrichtungen wiirde ein vermindertes Netzentgelt eingeriumt werden.

Das Ziel, Netzengpasse und damit Ausbaubedarf zu vermeiden, kann auf diese Weise erreicht werden, ohne
dass ein aktives Eingreifen in den Netzbetrieb seitens des Verteilernetzbetreibers nétig wire. Dies vereinfacht
die Handhabung fiir den Verteilernetzbetreiber. Allerdings steht dem wiederum auch ein erhéhter Prognose-
aufwand entgegen. Dariiber hinaus ergeben sich positive Effekte, wenn Lieferanten eine grofiere Anzahl an
verschiedenen steuerbaren Verbrauchseinrichtungen in ihrem Portfolio fiir ein definiertes Netzsegment ha-
ben. So kénnen Lieferanten ihre Anlagen je nach Verfiigbarkeit und Zahlungsbereitschaft optimal einsetzen.
Die Einschriankungen fiir die steuerbaren Verbrauchseinrichtungen werden auf das situativ notwendige Min-
destmaf} reduziert und so Wohlfahrtsgewinne erzielt.

Die Optimierung durch die Lieferanten ist jedoch zugleich auch ein Nachteil. Das Modell setzt einen Anreiz
zur Monopolisierung in den einzelnen Netzsegmenten, fiir die Gleichzeitigkeitsfaktoren definiert wurden.
Eine steuerbare Verbrauchseinrichtung (z.B. 22 kW), die bei einem Lieferanten unter Vertrag ist, der nur diese
eine steuerbare Verbrauchseinrichtung in dem definierten Netzsegment (Gleichzeitigkeitsfaktor=0,8) in sei-
nem Pool hilt, wiirde wihrend der Engpasszeiten einer dauerhaften Restriktion unterliegen. Diese steuerbare
Verbrauchseinrichtung wire in dem Beispiel dauerhaft auf 17,6 kW beschriankt und wiirde méglicherweise
bald zum jeweiligen Marktfiihrer wechseln. Dieses Problem ist umso gréfRer, desto kleiner der definierte Be-

reich ist (z.B. nur ein Niederspannungsstrang).

Ob die jeweiligen Marktfiihrer im einzelnen Netzelement aber in der Lage wiren, Monopolpreise zu verlangen
und Monopolrenditen zu erzielen, wire allerdings fraglich. Die Eintrittsbarrieren fir Vermarktung von steu-
erbaren Verbrauchseinrichtungen in den einzelnen definierten Netzsegmenten dirften nicht besonders hoch
sein. Es entstehen kaum irreversible Kosten fur Lieferanten, wenn sie neue steuerbare Verbrauchseinrichtun-
gen unter Vertrag nehmen. Dieser potenzielle Wettbewerb fiihrt dazu, dass die jeweiligen Marktfiihrer dis-
zipliniert werden. Nutzen diese ihre Monopolstellung aus, wiirde ein neuer Lieferant in den Wettbewerb ein-
treten und dem Marktfiihrer die Kunden abspenstig machen ("hit and run competition").

7 EnBW (2015), Modellversuch "Flexibler Warmestrom"
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Fiir das Modell sprechen der geringe direkte Steuerungsaufwand fiir den Netzbetreiber und die positiven Ef-
fekte der optimierten Eingriffe.

Offene Fragen zu § 14a EnWG

Ein zentraler ungekldrter Punkt ist die Hohe der angemessenen Netzentgeltreduktion. Aktuell entspricht das
Sondernetzentgelt bei den meisten Netzbetreibern zwischen 20 % und 40 %8 des allgemeinen Netzentgeltes
fir Kunden in der Niederspannungsebene. Die jeweilige Hohe wird jedenfalls mafigeblich das Angebot von
steuerbaren Verbrauchseinrichtungen beeinflussen und umgekehrt. Damit verbunden ist auch die Frage, wie
oft und wie stark die Verbraucher abgeregelt werden diirfen und ob sie zur Teilnahme verpflichtet sind, wenn
entsprechende Voraussetzungen vorliegen. Fraglich wire auch, ob der einzelne Abruf, bzw. das Herunterre-
geln eines steuerbaren Verbrauchers eine zusitzliche Reduktion des zu zahlenden Netzentgelts nach sich zie-
hen sollte. Grundsitzlich stellt sich die Frage, ob und wenn ja, welche Grenzen definiert werden miissten, ab
wann das Netz auszubauen ist, um iberméfdige und letztlich volkswirtschaftlich ineffiziente Abschaltungen
zu verhindern (analog zu den drei Prozent pro Anlage bei der Spitzenkappung). Dabei darf die Nutzenein-
schrankung fiir die Verbraucher nicht zu weit gehen, der tigliche Energiebedarf zur Befriedigung der Grund-
bediirfnisse (Mobilitiat, Warme) muss sichergestellt sein.

Derzeit ist der Verteilernetzbetreiber verpflichtet, allen Verbrauchern, die die Bedingungen erfiillen, diese
Entgeltreduktion einzurdumen auch wenn der Verteilernetzbetreiber keinen Nutzen davon hat. Diese Pflicht
steht der Zielerreichung, einen wirtschaftlichen Netzbetrieb und Ausbau zu ermdéglichen, entgegen. Aus die-
sem Grund sollte der Netzbetreiber die Wahl haben, ob und in welchen Netzbereichen er diese Moglichkeit
nutzen mdchte. Eine Diskriminierung einzelner steuerbarer Letztverbraucher muss durch klare Kriterien
ausgeschlossen werden. Beispielsweise miissten die Netzsegmente, fiir die diese Regelung gelten soll, transpa-
rent ausgewiesen werden. Denkbar wire zudem die Steuerbarkeit von flexiblen Verbrauchseinrichtungen ab
einer bestimmten Anschlussleistung verpflichtend vorzugeben, um dem Netzbetreiber ein zuverlassiges Mit-
tel in die Hand zu geben.

Dartiiber hinaus wire zu kldaren, wer im Fall einer Doppelvermarktung der Last das erste Zugriffsrecht hat -
Verteilernetzbetreiber, Ubertragungsnetzbetreiber oder Vermarktung am Spotmarkt. Es spricht viel dafiir den
Verteilernetzbetreiber prioritir zu behandeln, da dieser zur Losung lokaler Probleme nur einen sehr be-
schriankten Anbieterkreis hat. Dies konnte allerdings die Entwicklung intelligenter Produkte fiir den Markt
(Regelenergie- oder Strommarkt) einschranken. Eine funktionierende standardisierte Kommunikation aller
Akteure ist jedenfalls unerlisslich.

Unabhingig vom Losungsansatz sollte bedacht werden, dass es in Deutschland derzeit immer noch {iber zwei
Millionen Heizstromkunden gibt. Deren Betrieb ist nur tiber die Netzentgeltreduktion des § 14a EnWG eini-
germafen wirtschaftlich. Die beiden diskutierten Losungsansitze sehen allerdings nur dann eine Verglitung
durch den Netzbetreiber vor, wenn die steuerbaren Verbrauchseinrichtungen in einem engpassbelasteten
Gebiet steht und der Netzbetreiber einen Flexibilitidtsbedarf hat. Andere miissten das volle Netzentgelt bezah-
len. Fiir die betroffenen Verbraucher miissten entsprechende Ubergangsregelungen gefunden werden.

8 Dies umfasst auch eine verringerte Konzessionsabgabe und geringere Mehrwertsteuerzahlungen.



Anreizwirkung: Vergiitung iiber Netzentgeltreduktion oder Anreizregulierung

Die oben dargestellten Losungsansitze wurden beide mit einer Vergiitung der Flexibilitit durch eine Redukti-
on der Netzentgelte diskutiert. Die diesbeziigliche Handhabung fiir den Netzbetreiber und die Verbraucher ist
verhiltnisméaflig einfach, da keine zusétzlichen Zahlungsstrome abgewickelt werden miissen. Gerade bei einer
Vielzahl von kleinen Verbrauchern ist dies von Vorteil. Fiir den Netzbetreiber ist diese Losung aufkommens-
neutral, da die verringerten Netzentgelte der einen Verbraucher letztlich durch héhere Zahlungen von ande-
ren unflexiblen Verbrauchern ausgeglichen werden. Durch das Suchen von smarten Lésungen mit steuerba-
ren Verbrauchseinrichtungen kann der Verteilernetzbetreiber folglich ineffiziente Kosten durch zusétzlichen
Netzausbau im Benchmarking vermeiden. Gegensétzlich wirkt jedoch, dass sich mit dem Verzicht auf Netz-
ausbau auch die verzinsbare Kapitalbasis des Verteilernetzbetreibers durch die ausbleibende Investition nicht
vergrofiert.

Die Alternative wire, die Verglitung tiber direkte Zahlungen aufierhalb der Netzentgeltsystematik zu l6sen
und in das Regime der ARegV zu iiberfiihren. Dabei wire es sachgerecht diese Kosten in das Benchmarking
einfliefen zu lassen und nicht als "dauerhaft nicht beeinflussbare Kosten" zu behandeln (vgl. die Diskussion in
Abschnitt 3.5.).

Eine zukinftige gesetzliche Regelung sollte es dem Netzbetreiber {iberlassen, ob er Vorgaben zu Quoten ma-
chen oder direkt steuern mochte. Beide Varianten sind denkbar. Welche letztendlich vorteilhafter ist, misste
im Detail untersucht werden. Wichtig ist, dass die offenen Fragen zeitnah geklart werden und damit eine

Standardisierung erreicht wird.

4.4 Stdrkere Anbindung von besonderen Netzentgelten an Netzdienlichkeit

Eine Netzentgeltstruktur, die die Kosten der Inanspruchnahme der Netze reflektiert, fiihrt aus statischer Sicht
zu einer effizienten Bepreisung der Infrastruktur. Dieser Primisse folgend sollten Knappheiten im Netz an-
gemessen durch Netzentgelte reflektiert werden. An diesen Maf3stdben sollte sich aus statischer Sicht eine

netzdienliche Ausgestaltung der Netzentgeltstruktur orientieren.

Damit kénnte es zu Situationen kommen, in denen das Preissignal des Strommarktes und das Knappheitssig-
nal der Netzentgelte unterschiedliche Verhaltensanreize setzen. Diese differierenden Preissignale wiren hin-
zunehmen und diirften nicht als "Verzerrungen" missverstanden werden. Nur durch differenzierte Preissigna-
le konnte ndmlich sichergestellt werden, dass die vorhandenen bzw. zu entwickelnden Flexibilitaten statisch

effizient eingesetzt werden.

Dies bedeutet dann, dass zwei separate Signale gefiihrt werden - eines fiir die Knappheiten im Netz und eines
fir Angebot und Nachfrage nach Energiemengen. Der Netznutzer wiirde dann auf eine Mischung aus Netz-

und Marktsignal reagieren.

Im Kern enthilt die Netzentgeltstruktur, jedenfalls dort, wo die Knappheit durch die Entnahme determiniert
wird, bereits ein geeignetes Knappheitssignal in Gestalt des Leistungspreises. Eine weiterentwickelte Netzent-
geltstruktur, die die Kosten des Netzes und Knappheiten im Netz reflektiert, konnte dazu beitragen, Engpass-
situationen zu reduzieren. Voraussetzung daflir wire, dass das Netzentgelt inhdrent zu einem netzdienlichen
Verhalten der Netznutzer anreizt, d.h. gewissermaflen ein netzdienliches Signal sendet. Je lokaler und je ndher



44 | ANSATZE ZUR VERBESSERTEN ERSCHLIERUNG VON FLEXIBILITAT

an Echtzeit das Signal gesendet wird, desto wirksamer wire es aus statischer Sicht. Andererseits steigt damit
auch die Komplexitit.

Eine Flexibilisierung und Dynamisierung dieses Signals im Hinblick auf Situation in den einzelnen Netzen
wire eine mogliche Zukunftsperspektive zur Stirkung der nachfrageseitigen Flexibilitét. Dies setzt allerdings
sowohl auf Seiten der Nutzer als auch auf Seiten der Netzbetreiber ein hohes Maf an Information tiber den
jeweiligen Zustand der Netze voraus. Die fortschreitende Digitalisierung sowohl der Netze als auch der Ver-
brauchseinrichtungen er6ffnet dafiir aber durchaus Moglichkeiten.

Eine Kopplung der Netzentgelte an das Preissignal des Strommarktes wire aus den vorangegangenen Uberle-
gungen heraus abzulehnen. Dies wiirde dazu fiihren, die Begrenztheit der Ressource Netz zu ignorieren. Ein
iiberméfiger Netzausbau oder regelmiflige Korrekturen des Marktergebnisses durch die Netzbetreiber in
Form von Redispatch wiren die Folge.

Oberste Pramisse ist und bleibt jedoch in jedem Fall eine sichere und wirtschaftliche Stromversorgung. Zent-
rales Instrument fiir eine sichere und kostengiinstige Stromversorgung ist der Strommarkt 2.0. Auch die An-
bindung der besonderen Netzentgelte muss daher immer vor dem Hintergrund diskutiert werden, welche
Riickwirkungen auf den Strommarkt 2.0 bestehen bzw. durch die Anderungen induziert werden.

Zu beachten ist, dass eine langfristige Refinanzierung der Netzkosten auch dann gewihrleistet sein muss,
wenn einzelne Netzkunden abweichende Netzentgelte erhalten, die auf Engpassbepreisung beruhen.

Erste Ankniipfungspunkte fiir eine netzdienlichere Ausgestaltung der Entgeltsystematik bilden die Regelun-
gen zu besonderen Netzentgelten nach § 19 Abs. 2 StromNEV. Dabei erscheint es fraglich, ob die an § 19 Abs. 2
festgestellten Mangel im Rahmen der bestehenden Regelung korrigiert werden kénnen oder ob langfristig
eine vollstindige Neuregelung an die Stelle der atypischen bzw. der stromintensiven Netznutzung treten soll-
te.

Ziel einer iberarbeiteten Regelung sollte die Stirkung der Netzdienlichkeit als Voraussetzung fir eine
Netzentgeltermiafligung sein. Hierzu wire der individuellen Netzsituation Rechnung zu tragen. Zugleich muss
eine Regelung administrativ handhabbar sein.

Vor diesem Hintergrund sollten aus Sicht der Bundesnetzagentur bei einer Diskussion um die Weiterentwick-
lung der Regelungen fiir besondere Netzentgelte folgende Problemfelder adressiert werden:

§ 19 Abs.2 S.1 StromNEV

Die derzeitige Ausgestaltung der Regelung orientiert sich einseitig an dem Zeitpunkt der hochsten Entnahme-
leistung aus dem Anschlussnetz des betroffenen Netznutzers. Es muss daher beriicksichtigt werden, dass in
bestimmten Netzregionen mittlerweile nicht mehr die Entnahmelast, sondern die aus dezentraler Erzeugung
eingespeiste Leistung netzdimensionierend wirkt. In derartig geprigten Netzen ist eine Belohnung der Redu-
zierung der Entnahmelast iberfliissig; sie kann zum Teil sogar kontraproduktiv sein.

«  Zahlreiche Netzbetreiber halten die bestehende Regelung des § 19 Abs. 2 S. 1 StromNEV insgesamt fiir
entbehrlich. Zum einen profitieren viele Verbraucher von Mitnahmeeffekten, weil ihre Spitzenlast pro-



duktions- oder betriebsbedingt aufierhalb der Hochlastzeit des Netzes liegt. Zum anderen ist der Anreiz zu
einer gezielten Verhaltensinderung oftmals nicht notwendig, da viele Netze gut ausgebaut sind.

- Die Regelung sollte so flexibel ausgestaltet sein, um dem einzelnen Netzbetreiber tatsachlich eine an die
konkreten Netzbelastungen angepasste Anreizsetzung zu ermoglichen. Ein erster Schritt wire die Mog-
lichkeit zu schaffen, die Vorgaben zur Bildung von Hochlastzeitfenstern auch kurzfristig den Erfordernis-
sen des Netzbetriebs anpassen zu konnen. D. h. bei Bedarf sollte eine monatliche oder noch kurzfristigere
Anderung (z.B. day-ahead) méglich sein.

§ 19 Abs. 2. S. 2 StromNEV

Bei fortschreitender Anderung des Energieversorgungsystems werden hier grundlegende Modifikationen
notwendig werden. Ein hoher, gleichmifiiger Stromverbrauch unter den Bedingungen eines insgesamt fluk-
tuierenden Energiesystems, wie es bei Anteilen von volatiler erneuerbarer Erzeugung von deutlich tiber 40 %
an der Stromproduktion mittelfristig zu konstatieren sein wird, wird kein geeigneter Maf3stab fiir eine
Netzentgeltprivilegierung mehr sein. Die derzeitigen individuellen Netzentgelte verlieren immer mehr den
technischen Nutzen fir die Netze. Hohe Bandlasten werden auch als Abnehmer fiir die konventionelle Min-
desterzeugung nicht mehr gebraucht werden. Der Wert eines gleichméfligen hohen Stromverbrauchers wiir-
de fiir das Netz nur noch in einer gleichméafigen hohen Entgeltzahlung bestehen.

Wie die bereits bestehenden und die von entsprechenden Anbietern flexibler Lasten vehement geforderten
Ausnahmen von der Regelung (z.B. im Rahmen der AbLaV, der Regelenergie, des Redispatch und der SINTEG-
Projekte) zeigen, sollte auch die gegenwértige Regelung des § 19 Abs. 2 Satz 2 so modifiziert werden, dass sie
die grofReren Flexibilitidtspotentiale gerade der grof3en industriellen Verbraucher nicht mehr beschriankt, son-
dern fiir das Gesamtsystem erschlief3t.

Eine Uberarbeitung der individuellen Netzentgelte sollte nicht unter dem Aspekt einer Einschrinkung der
Netzentgeltermifigungen angegangen werden, sondern versuchen, gerade das Flexibilititspotential der gro-
3en Nachfrager zuginglich zu machen. Die derzeit diskutierten Ansitze zeigen die Richtung auf, in die die
Entwicklung gehen muss: Wenn ein bestimmtes Verhalten nicht auf die Erreichung der Mindestjahresbenut-
zungsstunden angerechnet wird, dann wird fiir dieses Verhalten die Beschrankung aufgegeben. Kiinftigen
Flexibilitatsanforderungen des Systems wird man dadurch gerecht, dass man diesen Weg konsequent zu Ende
geht, damit der grundsitzliche (Fehl)-Anreiz, eine Anlage unflexibel auf Dauerbetrieb auszurichten, entfallt;
denn dies ist der entscheidende Punkt. Sowohl eine marktdienliche als auch eine netzdienliche Nutzung der
Verbrauchsflexibilitiat wird kiinftig gerade mit einer Abkehr von einer gleichméfligen Stromnutzung einher-
gehen. Ein mittelfristig erfolgversprechender Ansatz kann daher darin bestehen, die "Eintrittsschwelle" einer
bestimmten Jahresnutzungsdauer aufzugeben.

Vorstellbar wire, in einem ersten Schritt die Hohe der gegenwirtigen Beglinstigungen fiir eine befristete Zeit-
spanne (z.B. 3 Jahre) einzufrieren und die Voraussetzungen einer bestimmten Jahresbenutzungsstundenzahl
fallen zu lassen. Das Einfrieren kann durch Festschreiben der prozentualen Entlastung vom veroéffentlichten
Netzentgelt erfolgen. Ergdnzend kénnte man die Erfiillung von zusatzlichen Kriterien wie z.B. Praqualifikati-
on fiir den Regelenergiemarkt, Bereitschaft zum Redispatch oder die in der AbLaV vorgesehenen Anforderun-
gen zur Voraussetzung der Beglinstigung machen. Damit wiirde beriicksichtigt, dass die netzentlastende Wir-
kung sich nicht allein aus dem individuellen Verhalten ergibt, sondern insbesondere aus den statistischen
Effekten einer ungleichzeitigen Entnahme; je hoher die Spannungsebene, desto weitraumiger sind die techni-
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schen Ausgleichseffekte und desto mehr Nachfrager wirken zugunsten des Netzes zusammen [derzeit sind

21 % der von § 19 Abs. 2 Satz 2 begiinstigten Nutzer in der Hochspannung, 31 % in HS/MS und 48 % in der
Mittelspannung angeschlossen]. Die Unternehmen wiirden auf diese Weise von den Fesseln der Bandlast be-
freit, konnten ihr Flexibilitdtspotential einsetzen und wiirden sich wirtschaftlich jedenfalls nicht schlechter als
unter der bisherigen Regelung stellen. Zur Vermeidung schidlicher Netzbelastungen sollte dem Netzbetreiber
die Setzung einer zuldssigen Jahreshochstlast gestattet werden. Der Vorschlag intendiert, nicht die Anreizwir-
kungen der Bandlastanforderung durch Ausnahmen und Zusatzregeln zu kurieren, sondern unmittelbar an

der Ursache des Problems anzusetzen.

Die Befristung eines solchen Modells schafft die notige Zeit fiir die Diskussion einer langfristigen Losung.
Dabei sollte sowohl eine verursachungsgerechte Bepreisung der Inanspruchnahme des durch die allgemeinen
Netzentgelte finanzierten Netzes durch die industriellen Stromverbraucher als auch die Erschlieffung des
Flexibilititspotentials, das diese Nutzer bieten, strukturell gelost werden. Etwa indem bei Letztverbrauchern,
die an hohere Netzebenen angeschlossen sind, generell berticksichtigt wird, dass diese Spannungsebenen vor-
rangig eine Verteilfunktion fiir die nachgelagerten Ebenen haben und dass diese aus dieser Funktion auch

einen grofien Teil ihrer Kosten tragen miissen.

4.5 Zellulare Ansitze

In der Diskussion um die Nutzung von Flexibilitit wird regelmiflig die Forderung nach sogenannten zellula-
ren Ansitzen erhoben. Zellulare Ansitze sehen vor, ein Gleichgewicht zwischen lokaler Erzeugung und Ver-
brauch auf der niedrigsten moglichen Stufe anzustreben. Eine solche Zelle kénnte beispielsweise als kleinste
Einheit ein einzelner Haushalt sein, der tiber eine PV-Anlage seine Energie selbst bereitstellt und iber einen
Batteriespeicher vor Ort speichert. Alles, was die Zellen allein nicht erzeugen oder verbrauchen, sollen sie als
Uberschuss oder Zusatzbedarf aus benachbarten Zellen beziehen. Zellen mit viel Gewerbe und Industrie sowie
Zellen mit dichter Bebauung ohne ausreichende Erzeugung wiirden durch den Import von Energie aus be-
nachbarten Zellen mit deren Uberschiissen ausgeglichen. Durch die lokale Bilanzierung von Erzeugung und
Verbrauch seien regenerative Energiequellen addquat in das Stromversorgungssystem integriert und der not-
wendige Ubertragungsbedarf stark reduziert. Zudem wiirde durch den direkten Bezug von Anwendern und
der notwendigen Technik eine Akzeptanz fiir die Energiewende geschaffen.

Aus Sicht der Bundesnetzagentur spricht nichts dagegen, wenn einzelne Biirger oder Gemeinden einen mog-
lichst lokalen Ausgleich von Erzeugung und Verbrauch anstreben. Dies kann unter Umstdnden tatsdchlich die
Bereitschaft der Biirger erhdhen, an der Energiewende zu partizipieren und auch mégliche Unwégbarkeiten
eher in Kauf zu nehmen. Ein lokaler Mengenausgleich ist bereits heute in dem bestehenden Marktsystem
moglich. Jeder Marktteilnehmer hat die Moglichkeit, Vertriage mit lokalen Erzeugungseinheiten zu schlieflen
und seinen Strombedarf auf diese Weise lastnah® zu decken. Essentiell ist dabei, dass weiterhin jede ver-
brauchte Kilowattstunde einem Bilanzkreis zugeordnet werden muss. Nachteile, die den Marktakteuren bei
einem lokalen Energiemengenausgleich dadurch entstehen, dass sie die Beschaffungsmaoglichkeiten des Ener-

9 Dies ist selbstverstandlich explizit nur vertraglich bzw. konomisch moglich, die Physik sorgt jedoch ohnehin dafiir, dass auch der
tatsdchlich bezogene Strom lastnah aus dem benachbarten Windpark und nicht vom weit entfernten Braunkohlekraftwerk im fernen
Brandenburg bezogen.



giemarktes nicht mehr in Ginze nutzen konnen sind dabei betriebswirtschaftlicher Natur und missen daher
von den Akteuren bei der Entscheidung fiir ein solches Modell berticksichtigt werden.

Ein zellularer Ansatz ist als eine Beschaffungsoption fiir einen kleinen Teil der Nachfrage denkbar, jedoch
keinesfalls als Organisationsprinzip des gesamten deutschen und europiischen Stromsystems denkbar. Ver-
sorgungssicherheit kann in grofen Verbrauchszentren nicht oder nur mit erheblichen 6konomischen und
okologischen Mehrkosten durch kleinteilige Strukturen gewihrleistet werden. Da die Kapazititen zum
Stromaustausch zwischen den Zellen beschrinkt sind, wiirden zusétzliche teure Flexibilititsoptionen als Ba-
ckup-Kapazititen (z.B. Speicher oder Power-to-x-Anlagen) benoétigt. Unter Wirtschaftlichkeitsgesichtspunk-
ten ist der zelluldre Ansatz abzulehnen, da nicht die Erzeugungseinheiten mit den geringsten Grenzkosten
genutzt werden, so wie es im Grof3handelsmarkt der Fall ist, sondern die riumlich vorhandenen. Insgesamt
hat der zellulare Ansatz eine Tendenz zu kleinen, illiquiden Méarkten und stellt ein Rollback in das Zeitalter

vor Liberalisierung und Unbundling dar.

Gerade bei einem zunehmenden Anteil von dargebotsabhingigen Erzeugungsanlagen ist ein tiberregionaler
Austausch von Strommengen wichtig und volkswirtschaftlich sinnvoll. Ein einheitlicher Markt und ein aus-

gebautes Netz sind die Grundlage dafiir, dass regionale Ungleichzeitigkeiten genutzt werden kénnen.

4.6 Flexibilitatserbringung durch Speicher

Grundsitzlich sind Stromspeicher dazu geeignet, die Produktion und den Verbrauch von Strom zeitlich zu
entkoppeln. Insofern stellen sie eine Flexibilititsoption dar. Wie bei allen anderen Flexibilititsoptionen lohnt

aber ein genauerer Blick auf die Details.

Stromspeicher sind in verschiedenen Auspriagungen technisch realisierbar. Sie haben als Pumpspeicherkraft-
werke teilweise die gleiche Grofienordnung wie grofRe fossile Kraftwerke, als hdusliche Batteriespeicher dh-
neln sie in ihrer Leistung kleinen privaten PV-Anlagen. Dazwischen sind alle Gréfien denkbar und auch be-

reits realisiert oder in Planung.

Fiir das Stromsystem kommen bei Speichern sowohl marktdienliche Verwendungen in Betracht als auch
netzdienliche. Wie bei anderen Flexibilititen stehen diese beiden Einsatzarten in einem Spannungsverhéltnis
zueinander. Ein netzdienlicher Einsatz kann dem Markt Liquiditit entziehen, ein marktdienlicher Einsatz von
Speichern fiihrt regelmafiig zu einer hoheren Netzauslastung oder zu einem Netzausbaubedarf.

Ein marktdienlicher Einsatz von Speichern bedeutet, dass der Speicherbetreiber die Preisunterschiede am
Strommarkt fiir zeitliche Arbitragegeschifte ausnutzt und dadurch zu einer Minderung der Strompreisvolati-
litdten beitragt. Dieser Einsatz von Speichern ist traditionell z.B. das Geschidftsmodell der Pumpspeicherkraft-
werke. Die gegenwirtige Marktlage mit einem hohen Maf an kostengiinstiger Flexibilitit erlaubt mit diesem
Geschiftsmodell nur geringe Ertréage. Selbst den abgeschriebenen Pumpspeicherkraftwerken gelingen derzeit
keine Ertrége, die die Vollkosten decken. Dies gilt, obwohl den Pumpspeichern sowohl bei den Netzentgelten
als auch bei der Zahlung der EEG-Umlage weitgehende Ausnahmen gewahrt werden: Die Netzentgelte wer-
den netzgekoppelten Speichern ganz oder weitgehend erlassen und die EEG-Umlage entfillt vollstindig, auch

fir die Speicherverluste wird keine Umlage erhoben.
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Die Tatsache, dass selbst abgeschriebene Speicher mit umfassenden Privilegien allenfalls eine schwache Ren-
tabilitat aufweisen, macht verstindlich, warum spezifisch teurere Speicher erst recht nicht ohne weitgehende
Privilegien und offene oder versteckte Forderungen in den Markt eintreten kénnen. Bei heutigen Kosten
miissten Batteriespeicher am Strommarkt einen Erlés von etwa 200 €/MWh einnehmen.'® Bei gréfReren Spei-
chern ist davon auszugehen, dass die Kosten etwas darunter liegen. Die aktuellen Marktpreisschwankungen
betragen meist nur 10 % dieses Wertes. Von einer Teilnahme am normalen Strommarkt sind Batteriespeicher

also noch weit entfernt.

Darin driickt sich aus, dass Speicher als Flexibilitdtsinstrument im Markt derzeit und auf die absehbare Zu-
kunft nicht benétigt werden. Es gibt eine Fiille anderer Flexibilititen, die zu deutlich niedrigeren Kosten als
Speicher die erforderliche Flexibilitit im Markt sicherstellen. Dies kann sich womoglich in einer oder zwei
Dekaden dndern; heute bereits in diese noch sehr teure Technologie zu investieren, treibt die Kosten der
Energieversorgung heute ohne dass sich heute ein Vorteil ergeben wiirde.

Ein Beispiel fiir einen marktlichen Stromspeichereinsatz ist der Regelenergiemarkt. Im Primarregelleistungs-
markt sind derzeit rentable Batteriespeicherprojekte zu beobachten. Diese miissen, ebenso wie die tibrigen
Marktteilnehmer, bestimmte Priaqualifikationsbedingungen erfiillen. Derartige Projekte, die sich der Konkur-
renz stellen und sich am Markt durchsetzen, werden von der Bundesnetzagentur begriifdt. Nicht nur Batterie-
speicher, sondern auch anderen Speicherbetreibern gelingt es bei der gegenwartigen Parametrierung der Re-
gelenergiebeschaffung, verniinftige Erlése zu erwirtschaften, obwohl auch bei Regelenergie kein Mangel an
Flexibilititen gegeben ist und die Konkurrenz lebhaft ist.

Der Speicherzubau, den wir faktisch heute erleben, findet in einem Finanzierungs- und Regelsystem statt, dass
fir diese Massenanwendung nicht geeignet ist. Es droht durch die Speichereuphorie die Wiederholung des
kostenintensiven PV-Booms, der zu hohen Kosten fiir die Solidargemeinschaft gefiihrt hat, ohne allerdings im
Fall der Speicher einen entsprechenden Nutzen zu erbringen. Die Refinanzierung der meisten heutigen Spei-
cher findet iber separierte Markte und in Marktnischen statt. Viele Speicher werden eingesetzt, um die be-
triebswirtschaftliche Optimierung im Eigenverbrauch zu steigern. Durch die Neufassung der gesetzlichen
Regelung der EEG-Umlage bei Eigenverbrauch aus Speichern wurde die als ,,doppelt wahrgenommene EEG-
Umlagezahlung bei Zwischenspeicherung behoben; das Eigenverbrauchsprivileg liegt damit oberhalb der
spezifischen Speicherkosten, sodass gegenwirtig die Investitionskosten gut gedeckt werden konnen.

Der Speicher im Eigenverbrauch stellt aber dem Markt keine Gegenleistung zur Verfiigung. Im Gegenteil, er
erhoht die Probleme und Kosten der allgemeinen Stromversorgung, weil der Letztverbraucher mit Speicher
kaum noch prognostizierbar ist und weil seine Nachfrage auf dem Groffhandelsmarkt, auf dem echte Konkur-
renz herrscht, fehlt. Diese betriebswirtschaftliche Optimierung leistet keinen Beitrag zur volkswirtschaftli-
chen Effizienz. Die Ausfille an Netzentgelten und Umlagen werden von anderen Teilnehmern des Strom-
marktes getragen. Dieses Ungleichgewicht lasst sich auch nicht durch eine Verbreiterung der Privilegien in
einem Massenrollout von PV-Speichern und Mieterstrommodellen ausgleichen - es sei denn die Ausfille
werden aus Steuermitteln getragen.

10 Quelle: iSEA/RWTH Aachen (2016), Wissenschaftliches Mess- und Evaluierungsprogramm Solarstromspeicher, Jahresbericht 2016
Speichermonitoring.



Aus den regelmaifiig erheblichen Verlusten von Stromspeichern resultieren ungewollte Effekte fiir die Dekar-
bonisierung der Stromversorgung. Im Idealfall eines neuen Batteriespeichers liegen die Verluste bei 10% der
eingespeicherten Strommenge. Im realen Betrieb liegen die Verluste regelmiflig deutlich hoher und kénnen
bei 30% liegen. Bei Pumpspeicherkraftwerken konnen Verluste bis zu {iber 40 % betragen; Druckluftspeicher
weisen je nach Technik tiber 50 % Verluste auf. Die Strommenge, die flr die Verluste aufgewendet werden
muss, muss im System zusatzlich erzeugt werden. Nach der aktuellen Marktlage wird zusitzliche Stromnach-
frage fast immer von Steinkohlekraftwerken erzeugt. Wenn ein grof3es Pumpspeicherkraftwerk von 1 GW
Leistung eine jahrliche Volllaststundenzahl von 1000 aufweist, dann entstehen bei einem Wirkungsgrad von
80 % rund 200 GWh/a an Verlusten, die aus Kohlestrom ersetzt werden und damit 200.000 t CO2 verursachen.

Der reale Speichereinsatz grofer und vor allem kleiner Speicher kommt auch in zwei weiteren Aspekten heu-
te eher dem Betrieb fossiler Kraftwerke als einer erfolgreichen Energiewende zugute.

1) Indem die Stromspeicher im Sommer die solare Mittagserzeugung aufnehmen, wer-den die Flexibilititsan-
forderungen an Kohlekraftwerke vermindert. Kohlestrom kann damit spezifisch glinstiger erzeugt werden;
Braunkohlekraftwerke kdnnen ihre technische Flexibilisierung weiter in die Zukunft verschieben.

2) Wenn der Speichereinsatz in einem Haushalt erfolgt, der tiber ein Standardlastprofil versorgt wird, dann
16st die damit verbundene Eigenverbrauchsoptimierung eine starke Abweichung des Haushaltes vom Stan-
dardlastprofil aus. Die Differenzen werden dann aus Regelenergie bereitgestellt werden miissen, wozu derzeit
noch iiberwiegend fossile Kraftwerke bereitgehalten werden, die den so genannten Must run Sockel bilden.

Speicher in privaten Haushalten oder in E-Mobilen, die zugleich am Strommarkt oder am Regelenergiemarkt
teilnehmen, konnen in der Niederspannung einen zusitzlichen Transportbedarf auslésen. Sie haben also po-
tentiell einen spezifisch hohen kostentreibenden Effekt auf die Netzinfrastruktur und kénnen angesichts der
bestehenden Akzeptanzprobleme des Netzausbaus die netztechnischen Probleme vergrofiern.

Im netzdienlichen Einsatz stellen sich bei Speichern technische und regulatorische Fragen, die dem Einsatz
von Speichern enge Grenzen setzen. Als dauerhafte Alternative zum Netzausbau sind Speicher ungeeignet.

Die GréRenordnung der Netzengpisse im Ubertragungsnetz in Deutschland ist so grof, dass sie durch Spei-
cher in keinem Fall spiirbar entlastet werden kénnten. Wenn ein HGU-Korridor eine Leistung von 2 GW auf-
weist, werden darin bei einer Windfront von 5 Stunden Dauer 10 GWh Strom transportiert. Eines der momen-
tan grofiten Speicherprojekte mit einer Kapazitit von 14,5 MWh ist der WEMAG-Batteriespeicher in Schwe-
rin. Um 10 GWh Strom zu speichern wiren fast 700 Speicher dieses Typs notwendig, vorausgesetzt diese Spei-
cher wiren zu Beginn der Windfront vollstindig leer. Weder diese Pramisse noch die Anzahl von 700 solcher
Projekte sind realistisch.

Wie in Kapitel 0 dargestellt ist es jedoch denkbar, dass Verteilernetzbetreiber Speicherdienstleistungen netz-
dienlich zum operativen Engpassmanagement kontrahieren. Dabei befinden sich Speicher im Wettbewerb
mit den Gibrigen Flexibilititsoptionen, die dem Verteilernetzbetreiber zur Verfiigung stehen. Der Einsatz von
Speichern wird fiir den Verteilernetzbetreiber dann attraktiv, wenn diese Dienstleistung eine wirtschaftliche
Alternative zu anderen Flexibilitdtsoptionen darstellt. Die oben dargestellten Nebenbedingungen, insbesonde-
re die Entflechtungsvorschriften sind unbedingt einzuhalten.



50 | ANSATZE ZUR VERBESSERTEN ERSCHLIERUNG VON FLEXIBILITAT

Flexibilitatspotenziale von Stromspeichern konnen sowohl im marktdienlichen als auch im netzdienlichen
Betrieb eingesetzt werden. In der Debatte tiber die Stromspeicher werden aber die Erforderlichkeit und die
Fahigkeiten von Stromspeichern tiberschitzt, die Kosten und die Nebeneffekte der Stromspeicherung werden
hingegen unterschétzt. Es bleibt die Herausforderung, einen chancengleichen Wettbewerb der Flexibilititen
herzustellen, was im Fall der Speicher einen Abbau bestehender Beglinstigungen erforderlich macht. Kein
Akteur sollte irgendeine spezielle Férderung erhalten, da dies die Marktergebnisse verzerrt und das System

ineffizienter macht.



5 Fazit

Eine Flexibilisierung von Erzeugung und Verbrauch ist mittel- und langfristig n6tig, um den zunehmenden
Anteil erneuerbarer Energien effizient in die Strommarkte und in das Stromversorgungssystem zu integrieren
und Versorgungssicherheit zu gewihrleisten. Dafiir bildet der Strompreis ein zentrales Allokationssignal. Ver-
schiedene Regelungstatbestinde des gegenwartigen Rechtsrahmens sind jedoch von Fehlanreizen durchzogen
und verzerren das Allokationssignal. Dadurch wird ein Level-Playing-Field beim Einsatz von Flexibilitit ver-
hindert. Zur verbesserten Erschlieffung von Flexibilititsoptionen im Markt sollten Verzerrungen des Markt-
ergebnisses, die durch spezielle Férderung entstehen, abgebaut werden, da diese das System ineffizienter und

teurer machen.

Durch den stetigen Zubau erneuerbarer Energien, die Reaktion der Marktseite auf das dargebotsabhingige
Angebot und planerische Freiriume im Rahmen der Spitzenkappung kann es temporir oder dauerhaft ver-
mehrt zu Situationen kommen, in denen die vorhandene Netzinfrastruktur nicht ausreicht, um die Trans-
portaufgabe des Netzes zu erfiillen. Netzengpésse drohen oder entstehen. Aktuell findet im Verteilernetz so
gut wie kein aktives Managementvon Netzengpassen statt. Das Mittel der Wahl ist daher die Abregelung er-
neuerbarer Energien. Echte marktbezogene Optionen stehen dem Netzbetreiber kaum zur Verfiigung. Ein
weiterer Grund fiir eine mangelnde Nutzung marktbezogener Optionen sind Fehlanreize bei der Anerken-
nung der entstehenden Kosten im System der Anreizregulierung.

In einem Stromversorgungssystem, in dem mehr als die Halfte der Erzeugungsmengen aus erneuerbaren
Energien stammt, wird ein aktives Engpassmanagement wichtiger. Daher wird ein Modell skizziert, wie das
Engpassmanagement fiir Verteilernetzbetreiber in einem kiinftigen Stromversorgungssystem aussehen kénn-
te. Im Rahmen des Engpassmanagements gibt es verschiedene Optionen, wie der Netzbetreiber mit Engpassen
umgehen kann. Wesentlich dafir ist die regulatorische Gleichbehandlung netzdienlicher Flexibilitatsoptio-
nen. Nur so erhilt der Netzbetreiber die Moglichkeit, aus verschiedenen Optionen die effiziente Manahme
auszuwahlen. Eine denkbare Ausgestaltungsform der Interaktion zwischen Verteilernetzbetreiber und Markt-
teilnehmern wire es, einen Markt fiir netzdienliche Flexibilitit zu schaffen. Weitere zwingende Voraussetzun-
gen dafiir wiren jedoch eine deutlich héhere Transparenz und ein effektives Unbundling. Zudem miisste ein
Umgang mit der Gefahr von Marktmacht und strategischem Verhalten der Marktteilnehmer gefunden wer-
den. Vor der Umsetzung in der Praxis wire es ferner notwendig, die Auswirkungen auf die Liquiditdt anderer
Marktsegmente und mogliche Auswirkungen auf das grundsitzliche Strommarktdesign und den Zuschnitt

von Gebotszonen zu priifen.

Auch sollte iiber Méglichkeiten diskutiert werden, ob, wie weitgehend und gegebenenfalls durch welche In-
strumente lastgetriebener Netzausbau gesteuert und eingeschriankt werden sollte. Ein moglicher Ansatz wire,
die im Gesetz verankerte Verordnungsermichtigung zu nutzen und den bestehenden § 14a EnWG zu konkre-
tisieren. Der Ausgestaltung dieser Regelungen wird im Rahmen der Sektorkopplung eine besondere Bedeu-

tung zukommen.

Grundsitzlich sollten Preissignale - sei es zum Ausgleich von Angebot und Nachfrage nach Strom oder zur
Abbildung von Knappheiten in der Netzinfrastruktur - jeweils moglichst unverzerrt wirken. Dabei ist zu ak-
zeptieren, dass das Signal fiir den Strommarkt und das Signal fiir die Netznutzung nicht deckungsgleich sind,
sondern wegen der unterschiedlichen Knappheiten einander auch widersprechen kénnen.
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Oberste Pramisse ist und bleibt jedoch eine sichere und wirtschaftliche Stromversorgung. Zentrales Instru-
ment fir eine sichere und kostengiinstige Stromversorgung ist der Strommarkt 2.0. Die Frage, inwiefern die
bestehenden Strukturen tiberdacht werden sollten, muss daher immer vor dem Hintergrund diskutiert wer-

den, welche Riickwirkungen sie auf den Strommarkt 2.0 haben.

Die Regelungen zu atypischen Netzentgelten nach § 19 Abs. 2 Satz 1 StromNEV koénnten kiinftig zu einem
Ankniipfungspunkt fiir die Bepreisung von Knappheiten im Netz ausgestaltet werden. Dagegen wird die der-
zeitige Regelung zu individuellen Netzentgelten fiir stromintensiven Netznutzern nach § 19 Abs. 2 Satz 2
StromNEV den kiinftig sich stellenden Anforderungen an ein hochflexibles Energiesystem nicht mehr gerecht
werden, so dass hier grundlegende Anderungen sinnvoll werden. Insbesondere fiir eine mittelfristige Lésung
wire es vorstellbar, die Hohe der gegenwirtigen Beglinstigungen fiir eine befristete Zeitspanne ( z.B. 3 Jahre)
einzufrieren und die Voraussetzungen einer bestimmten Jahresbenutzungsstundenzahl fallen zu lassen. Ein
solches, auch an bestimmte Voraussetzungen koppelbares Einfrieren wiirde eine flexible Reaktion der befrei-
ten Unternehmen auf Strompreise moglich machen und das Flexibilititspotential relevanter Lasten erschlie-

fRen.
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Abkiirzungsverzeichnis

AbLaV Verordnung zu abschaltbaren Lasten
ARegV Anreizregulierungsverordnung

CACM Capacity Allocation and Congestion Management
EE erneuerbare Energien

EEG Erneuerbare-Energien-Gesetz

EnWG Energiewirtschaftsgesetz

EOM Energy-only-Markt

GW Gigawatt

HGU Hochspannungs-Gleichstrom-Ubertragung
kv Kilovolt

KW Kilowatt

KWK Kraft-Warme-Kopplung

KWKG Kraft-Wirme-Kopplungsgesetz

MW Megawatt

NEP Netzentwicklungsplan

PV Photovoltaik

SLP Standardlastprofil

StromNEV Stromnetzentgeltverordnung

TWh Terrawattstunde

UNB Ubertragungsnetzbetreiber

VNB Verteilernetzbetreiber
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