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Zusammenfassung

Marktbasierter Redispatch und Redispatchmarkte — zuweilen auch Flexibilitdtsmarkte genannt
—tauchenin den letzten Jahren verstarkt in der energiewirtschaftlichen Debatte als Konzept auf.
Im Clean Energy Package der Europdischen Union wird marktbasierter Redispatch als grundsatz-
lich verpflichtendes Prinzip im Engpassmanagement definiert, von dem nur unter bestimmten
Bedingungen abgewichen werden darf. Zu (berpriifen, ob solche marktbasierten Ansatze tat-
sachlich einen hilfreichen Beitrag zur Verbesserung beim Engpassmanagement leisten kénnen,
ist Fragestellung eines vom Bundeswirtschaftsministerium beauftragten Vorhabens (,Untersu-
chung zur Beschaffung von Redispatch®), das von Consentec zusammen Neon, Connect Energy
Economics, Fraunhofer ISI, Navigant und Stiftung Umweltenergierecht bearbeitet wird.

Die konzeptionellen Analysen in diesem Vorhaben (vgl. Neon Neue Energieékonomik und
Consentec (2018) sowie Connect Energy Economics (2018)) haben gezeigt, dass starker markt-
basierte Beschaffungskonzepte zwar grundsatzlich den Vorteil mit sich bringen, zusatzliche Po-
tentiale fir den Redispatch besser erschlieBen zu kdnnen — die nur begrenzte ErschlieBung von
Redispatchpotentialen ist ein Nachteil des heutigen, regulierten Redispatch. Diesem Vorteil
marktbasierter Beschaffungskonzepte stehen aber vor allem zwei Nachteile gegeniiber: Das Ne-
beneinander eines zonalen und eines lokalen Marktes fiihrt zu einem insgesamt inkonsistenten
Marktdesign. Der Redispatchmarkt erzeugt Riickkopplungen auf den zonalen Strommarkt. Bei
rationalen Akteuren bestehen Anreize fir sogenannte , Inc-Dec-Gebotsstrategien”: Akteure be-
ricksichtigen beiihren Geboten am zonalen Markt die erwarteten lokalen Preise am Redispatch-
markt. Folge sind eine Verstarkung der Engpasse, eine Erhéhung der Redispatch-Mengen, inves-
tive Fehlanreize und auRerdem Windfall Profits fiir einige Akteure. Der zweite Nachteil besteht
darin, dass sich bei lokal starker aufgelosten Markten die Marktkonzentration und damit die
Anfalligkeit fur die Ausiibung von Marktmacht erhéht.

In den Untersuchungen in diesem Arbeitspaket wurde anhand umfassender Modellierungen
guantitativ abgeschatzt, wie stark sich die beschriebenen Vor- und Nachteile auswirken konn-
ten, wiirde ein marktbasierter Redispatch in Deutschland eingefiihrt. Hierzu wurden Simulatio-
nen mit Modellen des europdischen Strommarkts und Ubertragungsnetzes durchgefiihrt.
Grundlage war ein Szenario, das eine wahrscheinliche Entwicklung beziglich Kraftwerkspark,
Erzeugung aus erneuerbaren Energien, Stromverbrauch und Netzausbau fiir das Jahr 2030 dar-
stellt.

Die Analysen zeigen, dass durch die zusdtzlich verfiigbaren Potentiale bei marktbasiertem Re-
dispatch tatsachlich Redispatchkosten und -mengen eingespart werden kénnten. Dieser Effekt
ist in seinem Umfang aber begrenzt: Der Redispatchbedarf reduziert sich nur um ca. 3 % und die
Redispatchkosten um etwa 5 %, was in den Modellierungen fir das hier betrachtete Simulati-
onsjahr 2030 60 Mio. EUR/a entspricht (vgl. die Falle (a) und (b) in untenstehender Abbildung).

Demgegenliber zeigen die Analysen, dass das Inc-Dec-Gebotsverhalten zu erheblichen Verwer-
fungen fiihren kdnnte. Unterstellt man an, dass die Marktakteure Engpdsse perfekt antizipieren
konnen, so wiirde das Redispatchvolumen durch die Einfihrung eines marktbasierten Redis-
patch gegeniiber dem heutigen kostenbasierten Redispatch aufgrund der Inc-Dec-Strategien
von ca. 44 TWh auf tber 300 TWh steigen (vgl. die Falle (b) und (g) in untenstehender Abbil-
dung). Die Kosten der Netzbetreiber fir die Umsetzung dieser MaRnahmen lagen um etwa den
Faktor 3 hoher als beim kostenbasierten Redispatch (3,5 Mrd. EUR statt 1,1 Mrd. EUR).

In der Realitat ist nicht zu erwarten, dass Akteure Engpasse perfekt antizipieren kdnnen. Daher
haben wir Sensitivitdtsanalysen durchgefiihrt, die abbilden sollen, dass Marktakteure nur bei
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Zusammenfassung

gut antizipierbaren Engpassen Inc-Dec-Strategien anwenden. Je besser antizipierbar die Eng-
passe, desto geringer das Risiko fur die Akteure durch die Inc-Dec-Strategie einen Verlust zu
erleiden. Folgendes Diagramm zeigt, wie sich Redispatchvolumen und -kosten bei ,risikoaversen
Inc-Dec-Strategien” ! (Falle (d) bis (f)) zu Volumen und Kosten im Fall perfekt antizipierbarer
Engpdsse (Fall (g)) verhalten.

Ergebnisse ohne Inc-Dec Ergebnisse mit Inc-Dec
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(a) Basisfall: kostenbasierter RD, niedrige RD-Potentiale
(b) kostenbasierter RD, hohe RD-Potentiale
(c) RDM ohne Inc-Dec-Strategien der Akteure
(d)-(f) RDM mit Inc-Dec, risikoaverse Akteure (Mindestabweichung LMP +/- 7/5/3 EUR)
(g) RDM mit Inc-Dec, risikoneutrale Akteure (kein geforderte Mindestabweichung LMP)

LMP: lokaler Marktpreis / Knotenpreis;RD: Redispatch; RDM: Redispatch-Markt

Abbildung: Redispatchvolumen und -kosten fiir verschiedene untersuchte Fdlle

Diese zusatzlichen Untersuchungen zeigen, dass Unsicherheiten bezliglich auftretender Netzen-
gpasse den Anstieg von Redispatchvolumen und -kosten durch marktbasierten Redispatch zwar
begrenzen, aber selbst bei vergleichsweise rigiden Annahmen zur Vorhersehbarkeit von Engpas-
sen sind die Anstiege bei Redispatchkosten und -volumen mit einem Faktor von etwa 3 noch
sehr erheblich.

AuRerdem zeigt die Abbildung, dass die Einflihrung eines Redispatch-Markts generell —also auch
ohne Anwendung von Inc-Dec-Strategien — zu einer Rentenverschiebung hin zu den Akteuren
fiihrt, die im Redispatch eingesetzt werden (vgl. Falle (a) und (c)). Dies fiihrt zu einer Erhéhung
der Redispatch-Kosten. Dies ist darauf zuriickzufiihren, dass eine ,,Preisdiskriminierung” zwi-
schen Redispatch-Anbietern in einem Redispatch-Markt, anders als beim kostenbasierten

1 Die Sensitivitdtsanalysen zu ,risikoaversen Gebotsstrategien” haben wir ausgehend von der Uberlegung umgesetzt, dass ein Akteur
umso besser abschatzen kann, ob er durch Inc-Dec-Verhalten eine zusatzliche Rente erwirtschaft, desto sicherer er sich in Bezug
auf seine netztechnische Wirkung sein kann. Diese lasst sich daran messen, wie weit lokaler Marktpreis und zonaler Marktpreis
auseinander liegen: Je groRer die Differenz zwischen lokalem und zonalem Preis, desto starker die netztechnische Wirkung einer
Einspeisung/Last am jeweiligen Netzknoten im Hinblick auf die zu entlastenden Engpasse. Daher sinkt auch das Risiko durch strate-
gisches Gebotsverhalten einen Verlust zu erleiden mit steigender Differenz zwischen lokalem und zonalem Marktpreis. Daher sind
die Sensitivitdatsuntersuchungen so parametriert, dass nur solche Anlagen Gebotsstrategien anwenden, deren lokaler Marktpreis
(LMP) in der jeweiligen Stunde und am jeweiligen Netzknoten eine bestimmte Mindestabweichung vom zonalen Preis aufweist. Wir
haben dazu drei Abstufungen mit Schwellen von +/- 3 EUR/MWh, +/- 5 EUR/MWh und +/- 7 EUR/MWh untersucht. Der Fall ohne
Anwendung von Inc-Dec-Strategien entspricht einer ,unendlich” hohen Mindestabweichung (=°).
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Redispatch, nicht moglich ist. Im kostenbasierten Redispatch besteht die Preisdiskriminierung
darin, dass jedes Redispatchkraftwerk zu seinen individuellen Kosten abgerechnet wird. Zwei
Kraftwerke wirden also unterschiedlich vergiitet, selbst wenn sie am selben Netzknoten ein-
speisen. Im Redispatchmarkt erfolgt die Abrechnung nach Knotenpreisen. Dies flihrt dazu, dass
Kraftwerke, die ,vor dem Engpass” abgeregelt werden, statt ihrer Grenzkosten nur den niedri-
geren Knotenpreis an den UNB zahlen. Umgekehrt zahlt der UNB an die Kraftwerke, die ,nach
dem Engpass“ hochgeregelt werden, einen Knotenpreis, der tiber den Grenzkosten liegt (Wind-
fall-Profits).

Im Hinblick auf Anreize zur Austibung von Marktmacht zeigen die Modellrechnungen, dass diese
durch Einfihrung von Redispatch-Markten deutlich ansteigen. Dazu wurde analysiert, wie sehr
Akteure durch typische Ausiibungsstrategien von Marktmacht (Anpassung, der angebotenen
Mengen, z. B. Kapazitatszurickhaltung) das Marktergebnis in eine fir ihre Erldse positive Rich-
tung beeinflussen konnen. Der Anstieg ist deutlich: Der jeweils gleiche Akteur kann mit einer
gleichen Strategie (maximale Kapazitatsanpassung) die fiir seine Erlose relevanten Preise im Re-
dispatch-Markt um ein Vielfaches (Faktor 2 bis 4) starker in eine fiir ihn positive Richtung veran-
dern als im zonalen Markt. Das Risiko von Effizienzverlusten und unerwiinschten Verteilungs-
wirkungen durch die Auslibung von Marktmacht dirfte daher durch die Einfihrung von Redis-
patch-Markten deutlich steigen.

Vergleicht man Vor- und Nachtteile von Redispatch-Markten, zeigen die Analysen somit deut-
lich, dass fiir die analysierte zukiinftige Situation im deutschen Strommarkt und Ubertragungs-
netz die zu erwartenden Nachteile — insbesondere der dramatische Anstieg von Redispatchvo-
lumen und -kosten — die nur moderaten Vorteile klar Gberwiegen. Das unterstreicht die grund-
satzlichen Bedenken gegeniiber einem Redispatch-Markt, die vor allem darin bestehen, dass
dieser zu einem inkonsistenten Marktdesign fiihrt.
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Wie kommen die Ergebnisse zustande? Modelle und Annahmen

1 Was haben wir untersucht? Ziel der Studie

1.1 Hintergrund: Die Diskussion um marktbasierten Redispatch

Mit dem Konzept des sogenannten ,Strommarkt 2.0“ wurde in Deutschland das energiepoliti-
sche Ziel der Aufrechterhaltung einer stabilen, groBen und liquiden Gebotszone formuliert.
Diese soll bei gleichzeitiger Vermeidung staatlicher Eingriffe in die Preisbildung zu méglichst be-
lastbaren Preissignalen fihren, die nicht nur zu einem moglichst effizienten Einsatz von Kraft-
werken und weiteren Flexibilitdtsoptionen flihren sollen, sondern auch effiziente Investitionen
und Innovation anreizen sollen. Dies wiederum dient vor allem auch der Integration groBer Men-
gen von Erzeugung auf Basis erneuerbarer Energien (EE) sowie der kosteneffizienten Gewahr-
leistung von Versorgungssicherheit.

Die Idee einer grolRen einheitlichen Gebotszone geht mit einer weitgehenden Trennung von
Markt und Netz einher. Dies bedeutet, dass das Management innerdeutscher Netzengpassen
auBerhalb der Marktsphére liegt. Im Rahmen des Redispatch und Einspeisemanagement kdnnen
Netzbetreiber Kraftwerke anweisen, Erzeugung zu erhéhen oder zu reduzieren, um so Uberlas-
tungen im Netz zu vermeiden. Die Teilnahme am Redispatch ist fiir die meisten Kraftwerke ver-
pflichtend. Sie werden fiir entstandene Kosten und entgangene Profite entschadigt und sollen
auf diese Weise wirtschaftlich moglichst neutral gestellt.

Der Bedarf und die Kosten fiir NetzentlastungsmaBnahmen (Redispatch und Einspeisemanage-
ment) im Ubertragungs- wie in den Verteilungsnetzen hat in den letzten Jahren stark zugenom-
men. Es ist auch nicht absehbar, dass in den nachsten Jahren eine gegenlaufige Entwicklung
einsetzt. Verbesserungspotenziale sollten daher genutzt werden. Dabei geht es z. B. darum,
Netzbetreiber in die Lage zu versetzen, zusatzliche Flexibilitdtsanbieter zur Steuerung der Netz-
belastung einsetzen zu konnen. Der heutige kostenbasierte Redispatch erméglicht den Netzbe-
treibern nur Zugriff auf einen gesetzlich festgeschriebenen Kreis an Anlagen, darunter aber zum
Beispiel keine flexiblen Verbraucher. Grundsatzlich konnte deren Flexibilitat ebenfalls geeignet
sein, um Netzengpadsse zu vermeiden.

Solche Anlagen sind vom Redispatch aber heute nicht erfasst. Sie sind in das Konzept auch kaum
integrierbar. Denn Kosten, die bei einer Last durch den Redispatch entstehen, sind durch den
Wert der Stromnutzung bestimmt und damit stark fallspezifisch. Im Vergleich zu variablen Kos-
ten der Stromerzeugung sind sie damit regulatorisch ungleich schwieriger zu bestimmen. Dies
ware aber Voraussetzung fiir eine ,wirtschaftlich neutrale Kompensation”, die dem heutigen
Redispatch als konstituierendes Merkmal zugrunde liegt.

Redispatchmarkte werden nun als MaRnahme vorgeschlagen, um einige der Probleme des heu-
tigen Redispatch zu iberwinden. Anbieter von Flexibilitdt — ob Erzeugungsanlagen, Verbraucher
oder Speicher —bieten dem Netzbetreiber dort freiwillig ihr Potential zur Engpassentlastung. Die
Anbieter geben freies Flexibilitatspotential und die von ihnen geforderte Vergiitung im Falle ei-
nes Abrufs an und die Netzbetreiber wahlen situationsbezogen die glinstigsten Anbieter zur Be-
hebung von Netziiberlastungen aus. Da hierbei vom Netzbetreiber auch die standortabhangig
unterschiedliche Wirksamkeit der Anlagen zur Netzentlastung beriicksichtigt wird, handelt es
sich um lokal differenzierte Markte, die nachgelagert zum zonalen Spotmarkt stattfinden und
mit diesem koexistieren sollen. Gegeniliber dem heutigen Redispatchregime eribrigt sich hier-
durch die gerade mit Blick auf flexible Verbraucher kaum leistbare Aufgabe, regulatorisch ange-
messene Entschadigungsregeln zu definieren. Denn Flexibilitatsanbieter entscheiden selbst, ob
sie zu dem jeweils lokalen Marktpreis am Flexibilitatsmarkt bereit sind, dem Netzbetreiber ihre
Flexibilitat anzubieten. Die Vergiitung zu lokalen Marktpreisen erlaubt Flexibilitdtsanbietern
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gegenliber der reinen Spotvermarktung das Erwirtschaften von Zusatzrenditen — anders als
beim heutigen Redispatch entsteht damit ein Anreiz, Flexibilitdt aktiv dem Netzbetreiber anzu-
bieten. Das Angebot von Anlagen, die zur Netzentlastung beitragen konnen, kénnte damit wach-
sen. Das Engpassmanagement konnte damit effizienter werden, so die Hoffnung der Beflirwor-
ter dieser Konzepte.

1.2 Mogliche Probleme von Redispatchmarkten und offene Fragen

Marktbasierter Redispatch und Redispatchmarkte — zuweilen auch Flexibilitatsmarkte genannt
—tauchen daher in den letzten Jahren verstarkt in der energiewirtschaftlichen Debatte als Kon-
zept auf. Im Clean Energy Package der Europdischen Union wird marktbasierter Redispatch als
grundsatzlich verpflichtendes Prinzip im Engpassmanagement definiert, von dem nur unter be-
stimmten Bedingungen abgewichen werden darf.

Seit Ende 2017 beschéftigen wir uns im Rahmen des BMWi-Vorhabens , Beschaffung von Redis-
patch” mit der Analyse insbesondere von marktbasierten Beschaffungskonzepten von Redis-
patch. Im Arbeitspaket 4 dieses Vorhabens wurden insgesamt sieben unterschiedliche Beschaf-
fungskonzepte analysiert und im Hinblick auf verschiedene Kriterien bewertet. Die Erkenntnisse
sind in einem entsprechenden Bericht ausfiihrlich erldutert. Der Bericht zu Arbeitspaket 2 des
Vorhabens (,,Zusammenspiel von Markt und Netz im Stromsystem - Eine Systematisierung und
Bewertung von Ausgestaltungen des Strommarkts“) behandelt auf abstrakterer Ebene grund-
satzlich unterschiedliche Marktdesigns an der Schnittstelle zwischen Markt und Netz.

Ergebnis der bisherigen Untersuchungen im Vorhaben war insbesondere die Erkenntnis, dass
starker marktbasierte Beschaffungskonzepte zwar grundsatzlich den Vorteil mit sich bringen,
zusatzliche Potentiale fiir den Redispatch besser erschlieBen zu kénnen — die nur begrenzte Er-
schlieRung von Redispatchpotentialen ist ein Nachteil des heutigen, regulierten Redispatch. Die-
sem Vorteil marktbasierter Beschaffungskonzepte stehen aber vor allem zwei Nachteile gegen-
Uber: Das Nebeneinander eines zonalen und eines lokalen Marktes flihrt zu einem insgesamt
inkonsistenten Marktdesign. Der Redispatchmarkt erzeugt Riickkopplungen auf den zonalen
Strommarkt. Bei rationalen Akteuren bestehen Anreize flr sogenannte ,Inc-Dec-Gebotsstrate-
gien”: Akteure berlicksichtigen bei ihren Geboten am zonalen Markt die erwarteten lokalen
Preise am Redispatchmarkt.

Exkurs: Inc-Dec-Gebotsstrategien

Ob der lokale Marktpreis (Redispatchmarkt) unter oder Giber dem einheitlichen zonalen Preis
(Spotmarkt) liegt, hangt von der Lage zum Engpass ab. Dort, wo zusétzliche Erzeugung eng-
passverstarkend wirken wirde (,,vor dem Engpass”), ist der lokale Marktwert niedriger als
der zonale — vor dem Engpass herrscht bei Beriicksichtigung interner Netzengpasse ein Er-
zeugungslberschuss, was den Preis driickt. Genau andersherum , hinter dem Engpass”: Hier
herrscht Erzeugungsknappheit, der lokale liegt (iber dem zonalen Marktwert. Auf das deut-
sche Ubertragungsnetz mit dem vorherrschenden Nord-Siid-Engpass bezogen bedeutet dies,
dass der lokale Marktwert im Norden niedrig und im Siiden hoch ist. Ubertragen auf einen
Engpass in einem Verteilernetz, der zum Beispiel durch die begrenzte Transformatorkapazi-
tat beim Abtransport hoher EE-Erzeugung in das Uberlagerte Netz entsteht, heilSt dies, dass
der lokale Marktwert im Verteilnetz zum Zeitpunkt der hohen EE-Erzeugung niedriger als der
zonale Marktwert ist. Entscheidend ist nun: Wenn fir einen
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Akteur zwei Vermarktungsalternativen an Markten mit unterschiedlichen Preisen bestehen,
entstehen aus Sicht der Akteure durch den Verzicht auf die Vermarktung an einem dieser
Markte Opportunitatskosten. Ein rationaler Akteur wird diese — wettbewerbsrechtlich nicht
angreifbar —in seinem Gebotsverhalten bertiicksichtigen. Der Betreiber einer Erzeugungsan-
lage im Siden Deutschlands, die aufgrund der Engpasslage einen den zonalen Marktwert
Ubersteigenden lokalen Marktwert erwarten kann, wirde seine Erzeugungsanlage daher
nicht unterhalb des lokalen Marktwerts am zonalen Markt anbieten. Sein Gebot am zonalen
Markt wiirde er daher nicht an der Hohe seiner kurzfristig variablen Erzeugungsgrenzkosten
ausrichten — dies ware unter bestimmten, idealisierenden Annahmen ohne lokalen Zusatz-
markt die optimale Gebotsstrategie — sondern am von ihm erwarteten, hoheren lokalen
Marktpreis. Am nachgelagerten Redispatchmarkt ist dann die rationale Strategie Grenzkos-
ten anzubieten, wobei unter der Annahme eines uniform-pricing am Redispatchmarkt der
hohe lokale Marktwert realisiert wird (im Falle von pay-as-bid am Redispatchmarkt dndert
sich zwar das Gebotsverhalten, die grundséatzlichen Anreizmechanismen bleiben aber unver-
dndert). Ebenso wollen Verbraucher im Norden ihre Nachfrage moglichst zum niedrigeren
lokalen Marktpreis und damit erst am Redispatchmarkt decken. Sie wenden eine analoge
Gebotsstrategie an. Dies diirfte aber voraussetzen, dass sie tatsachlich die Flexibilitat besit-
zen, ihren Strombezug, falls eine Nachfragedeckung am Redispatchmarkt nicht gelingt, not-
falls entsprechend zu reduzieren. Ansonsten wiirde dies eine unzuldssige Verletzung von Bi-
lanzkreispflichten darstellen. Interessant ist dabei folgender Wirkungszusammenhang, der
letztlich entscheidend fiir das Funktionieren dieses auch als ,, Inc-Dec-Gaming“ bezeichneten
Anreizmechanismus ist: Genau in dem Male, wie sich bei der oben beschriebenen Gebots-
strategie Stromnachfrage oder -angebot eines Akteurs vom zonalen auf den lokalen Markt
verschieben, verstarken sich Netzengpasse und es steigt die Nachfrage des Netzbetreibers
nach engpassentlastender Flexibilitat. Genau in dem Umfang wie also beispielsweise ein Er-
zeuger im Suden auf die Vermarktung am zonalen Spotmarkt verzichtet (Dec), wachsen die
vom Netzbetreiber zu behebenden Engpasse an. Damit steigt auch die Nachfrage des Netz-
betreibers nach Flexibilitdt am Redispatchmarkt (Inc). Zu Veranschaulichung ist in Anhang 0
ein stilisiertes Beispiel dargestellt.

Folge sind eine Verstarkung der Engpdsse, eine Erhdhung der Redispatch-Mengen, investive
Fehlanreize und auRerdem Windfall Profits fiir einige Akteure. Der zweite Nachteil besteht da-
rin, dass sich bei lokaleren Markten die Marktkonzentration und damit die Anfalligkeit fir die
Ausiibung von Marktmacht erhoht.

Folgende Abbildung veranschaulicht in welchen der in Arbeitspaket 4 analysierten Beschaf-
fungskonzepten, welche Probleme starker oder weniger stark/gar nicht auftreten. Die Abbildung
ordnet auch grob zu, Engpasse welcher Netzebene priméar mit den verschiedenen Beschaffungs-
konzepten adressiert werden. Entsprechend des Fokus dieses Projekts liberwiegen Konzepte,
die auf Engpasse im Ubertragungsnetz fokussieren.
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Abbildung 1:Probleme verschiedener Redispatchbeschaffungskonzepte

Die Erkenntnisse stammen bisher aus rein konzeptionellen Analysen. Quantitative Aussagen
zum Ausmal’ der Vor- und Nachtteile lagen bislang in diesem Projekt nicht vor und sind Gegen-
stand des Arbeitspakets 6 (,,Modellierung”), dessen Ergebnisse dieser Bericht darstellt. Das Vor-
gehen in diesem Arbeitspaket orientiert sich dabei an den dreiin Abbildung 1 aufgefiihrten Prob-
lemen, die mehr oder weniger stark in verschiedenen Beschaffungskonzepten auftreten. Es er-
folgen quantitative Modellierungsrechnungen anhand derer die Relevanz der einzelnen Prob-
leme/Schwichen bestimmter Beschaffungskonzepte fir die (zukiinftige) Situation in Deutsch-
land bestimmt werden soll. Dabei sind insbesondere folgende Fragen zu beantworten:

e Wie stark sind die Verwerfungen, die am zonalen Markt entstehen, wenn Akteure auf An-
reize zu Inc-Dec-Strategien mit entsprechend angepassten Geboten reagieren? Wie sehr er-
héhen sich Engpéasse und damit Redispatchbedarf und -kosten?

e Wie grol} sind die EffizienzeinbulSen im kostenbasierten Redispatch durch die nicht vollstan-
dige ErschlieBung aller technisch grundsatzlich geeigneten Redispatchpotentiale? Welche
Kosten kénnten durch die Nutzung der zusatzlichen Potentiale eingespart werden? Wieviel
weniger Redispatch ware erforderlich?

e Wie sehr verstarken sich die Anreize zur Austibung von Marktmacht in einem knotenbasier-
tem gegenliiber einem zonalen Markt?
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2 Wie kommen die Ergebnisse zustande? Modelle und Annahmen

2.1 Uberblick

In diesem Kapitel wird beschrieben auf welcher Grundlage die quantitativen Analysen zu einem
deutschen Redispatchmarkt durchgefiihrten werden. Dazu bietet die nachfolgende Abbildung 2
eine Ubersicht tber die verwendeten Eingangsparametern in Form von betrachteten energie-
wirtschaftlichen Szenarien (graue Pfeile) sowie die eingesetzte Modellkette (blaue Pfeile). Die
unterschiedlichen Ebenen deuten verschiedene Berechnungspfade an, die jeweils mit verschie-
denen Parametrierungen durchgefiihrt werden (s. darunter stehende Erlduterungen). Eine de-
taillierte Beschreibung des energiewirtschaftlichen Szenarios erfolgt in Abschnitt 2.2. Im An-
schluss daran wird auf die grundlegenden Eigenschaften der Markt- sowie der Redispatchsimu-
lation eingegangen (s. Abschnitte 2.4 und 2.5). Die Charakteristiken der untersuchten Redis-
patch-Konzepte und die damit verbundenen Erldsmoglichkeiten werden durch entsprechende
Variationen der Markt- bzw. Redispatchsimulationen abgebildet. Daraus resultiert der in Ab-
schnitt 2.3 beschriebene Untersuchungsrahmen.

owirt Charakteri-
energne_wn sierung des Markt- Redispatch-
schaftliches . . : : :
. Redispatch- simulation simulation
Szenario
Konzepts
= Stichjahre 2030 = Erlésmoglichkeiten = Jahressimulation = Kostenminimaler
(Fokus)und 2025 durch Redispatch? des europdischen Redispatch
= Kraftwerkspark (EE - Anreize fir Inc- Strommarkts = Keine Uberlastung
und konventionell) Dec-Strategien = Flow-Based-Market deutscher Leitung
= Brennstoff- und CO,- vorhanden? Coupling = Naherungsweise
Zertifikatspreise = Volleoder begrenzte = Gebotsstrategie Berticksichtigung
= Netzausbau Redispatchpotentiale entsprechend auslandischer
= Kapazitdtsmodell fur verfligbar? Charakterisierung Leitungen
Engpassbewirt- = Anwendung von des RD-Konzepts = Vergiitung von
schaftungimzonalen  Strategien zur (rein erzeugungs- Redispatch
Markt Ausilibung von grenzkostenbasiert, entsprechend
Marktmacht (z.B. Inc-Dec-basiert) Charakterisierung
Kapazitatszurick- des RD-Konzepts
haltung)? (kostenbasiertoder

zu lokalem Preis)

Abbildung 2: Eingangsparameter und verwendete Modellkette
2.2 Energiewirtschaftliches Szenario

Annahmen Marktmodell

Grundlage der quantitativen Untersuchungen ist ein weitgehend aus laufenden Studien des
BMWi, die auf eine Beschreibung der aus heutiger Sicht moéglichen und wahrscheinlichen Ent-
wicklung des Stromversorgungssystems fiir den hier im Fokus stehenden Zeitbereich 2025 bis
2030 zielen, ibernommenes energiewirtschaftliches Szenario, das . Nachfolgend gehen wir auf
verschiedene relevante Parametersetzungen fiir dieses Szenario ein.

Um die Relevanz marktbasierter Beschaffung von Redispatch fiir die Zukunft bewerten zu kon-
nen, wird fiir die gesamteuropaische Marktsimulation als Stichjahr der Untersuchungen das Jahr
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2030 festgelegt. Daflir wird ein Szenario parametriert, das sich im Wesentlichen an das bereits
verwendete Szenario ,Zielerreichung Klimaschutz” (r2b energy consulting et al. 2019) anlehnt.
Das Szenario ist dadurch charakterisiert, dass es den beschleunigten Kohleausstieg in Deutsch-
land bis zum Jahre 2038 beriicksichtigt. Die Kapazitdten aller konventionellen Kraftwerke sowie
von Speicher- und Pumpspeicherkraftwerken haben wir aus diesem Szenario Glbernommen (s.
Abbildung 3). Anderungen zu dem genannten Szenario ergeben sich lediglich im Hinblick auf den
Stromverbrauch und das EE-Ziel. Beide GréRen sind gemal’ der aktuellen politischen Beschluss-
lage an das 65 %-EE Ziel? angepasst worden. Des Weiteren werden Brennstoff- und CO,-Zertifi-
katspreise verwendet, die auf dem World Energy Outlook basieren (s. Tabelle 1). Aus der Tabelle
geht hervor, dass signifikante Preissteigerungen von Erdgas und CO»-Zertifikatspreisen ange-
nommen werden, wohingegen Kohle einen, im Vergleich zu heute, etwa gleichbleibenden Preis
aufweist.

Brennstoff-/Zertifikats-
preise

Tabelle 1: Brennstoff- und Zertifikatskosten.
Quelle: r2b basierend auf WEO 2017, scenario ,,new policies”

Die auslandischen Kraftwerkskapazitaten, die nicht im Modellierungsraum des o.g. enthalten
sind, sind an Szenarien der europaischen Ubertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E 2017) ,,Best Esti-
mate“(ENTSO-E 2018) ,Sustainable Transistion” angelehnt (s. Abbildung 3). Es zeigt sich, dass im
gesamten Modellierungsraum, der neben der CORE-Region auch Italien, die Schweiz, Spanien
und Portugal sowie GroRbritannien, Norwegen, Schweden und Finnland umfasst, ca. 82 GW an
installierter Leistung von Kernkraftwerken bestehen bleiben, die nach Erdgas (ca. 161 GW) den
zweitgroRten Block konventioneller Erzeugung ausmachen. Kohlekraftwerke machen hingegen
nur noch einen geringen Anteil an konventioneller Erzeugung aus (ca. 57 GW).

2 Daten zu EE-Erzeugung und Verbrauch orientieren sich an der aktuellen Fassung des Netzentwicklungsplans 2019 (Stand
25.06.2019) und weisen daher eine geringfiigige Ubererfiillung des 65%-Ziels auf.
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GW GW sonstige
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0 0 Kernenergie
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Deutschland gesamter
Modellierungs-
raum

Abbildung 3: Installierte Leistungen konventioneller Kraftwerke im Betrachtungsbereich;
*) gemdfs akt. BNetzA-Kraftwerksliste , Kraftwerke am Strommarkt”

Die Leistung von EE-Anlagen im gesamten Modellierungsraum betragt fur das Jahr 2030 ca. 630
GW. Es wird angenommen, dass die erzeugte Strommenge aus diesen Anlagen ca. 1320 TWh
betragt. Dies entspricht — gemessen am Stromverbrauch des Modellierungsraumes und bei Au-
Rerachtlassen von Abregelungen — einer EE-Quote von ca. 41%.

Es ergeben sich die folgenden installierten Leistungen und vorgegebene Erzeugungsmengen fiir
Deutschland: Fir das Jahr 2030 wird angenommen, dass Braun- und Steinkohlekapazitaten in
Hohe von 9 GW bzw. 7,5 GW verbleiben (s. Abbildung 3). Des Weiteren betragt die installierte
Leistung von EE-Anlagen (Wind on- und offshore, PV, Bioenergie und sonstige) von ca. 200 GW
(s. Abbildung 4). Die erzeugte Energiemenge aus diesen Quellen betragt 355 TWh. Die Erzeugung
aus Kraft-Warme-Kopplungs-Anlagen wird mit 120 TWh angenommen.

500 250

TWh GW —
— sonstige
300 H Bioenergie 150
200 PV 100 e
- Wind Onshore

100 B Wind Offshore 20
o = - 0 —
2016 2030 2016 2030

Abbildung 4: Erneuerbare Energien in Deutschland: Erzeugungsmengen (links) und Installierte
Leistung (links)

Der Bruttostromverbrauch belduft sich auf 556 TWh. Fir die Stromnachfrage wird angenom-
men, dass im Jahr 2030 auch vermehrt neue Verbrauchstypen, wie Elektromobilitdit und
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Warmepumpen, relevant sind Die Annahmen zur Entwicklung des Stromverbrauchs in Deutsch-
land (wie auch im europdischen Ausland) stammen aus Modellierungsarbeiten des Fraunhofer
ISI mit dem Modell FORECAST (vgl. Untersuchungen in (r2b energy consulting et al. 2019) fir die
BMWi, deren Ergebnisse zur Entwicklung des Stromverbrauchs auch hier verwendet wurden).
Aus der nachfolgenden Abbildung 5 gehen die nachgefragten Strommengen dieser Typen her-
vor. Es wird fir Elektromobilitdat eine Nachfrage von ca. 17 TWh und fir Warmepumpen eine
Nachfrage von ca. 23 TWh angenommen.

o600
B Warmepumpen
TWh (GHD/HH)
500
Elektromobilitat (inkl.
450 O-LKW)
400
W weiterer
0 q Baw 0 02B Stromverbrauch (inkl.

Netzverluste)
2016 2030

Deutschland
Abbildung 5: Angenommene Entwicklung des Stromverbrauchs in Deutschland

Annahmen Netzmodell

Grundlage fiir die Redispatchberechnungen stellen Lastflusssimulationen dar, fiir die ein Modell
des Ubertragungsnetzes notwendig ist. Im Rahmen des Vorhabens wird fiir Deutschland das
Netzmodell, das von den UNB fiir die Berechnungen des NEP 20173 erstellt wurde, zugrunde
gelegt. Der Netzdatensatz enthélt fir das deutsche Netzgebiet alle gemaR Bundesbedarfsplan-
gesetz beschlossenen Ausbauprojekte. Bislang nicht im Bundesbedarfsplangesetz vorgesehene
Maflnahmen, also Netz-Booster-Anlagen zur reaktiven Netzbetriebsfiihrung sowie Ad-hoc Pha-
senschieber sind demnach nicht enthalten. Da im NEP in der Fassung von 2017 das 65%-EE-Ziel
noch nicht berlicksichtigt ist, kann der angenommene Netzausbau tendenziell zu einem etwas
zu héherem Redispatch-Bedarf fiihren. Dies schrankt aber die quantitativen Ergebnisse in ihrer
Aussagekraft nicht ein (s. Abschnitt 3.3). Fiir alle weiteren Lander der CORE-Region bzw. weitere
deutsche Nachbarlander, werden neben beschlossenen auch in Planung befindliche Netzaus-
bauprojekte herangezogen. Diese werden in ein bestehendes Netzmodell von Consentec inte-
griert, das auf 6ffentlich zugédnglichen Daten basiert. Als Datenquelle fiir Netzausbauprojekte
dient der TY-NDP 2018. Zudem werden auch hier nationale Netzausbaupldne herangezogen, so-
fern sie 6ffentlich abrufbar sind.

3 Der Netzentwicklungsplan 2019 lag zum Zeitpunkt der quantitativen Analysen noch nicht final vor.
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2.3 Untersuchungsrahmen

Zur Beantwortung der in Kapitel 1.2 aufgeworfenen Fragestellungen werden im Folgenden Va-
riantenrechnungen der Kombination aus Markt- und Redispatchsimulation vorgestellt. Dabei ge-
hen wir auf die zentralen Herausforderungen der untersuchte Redispatchregime ein (s. Abbil-
dung 2). Das ist zum einen der Nachteil stark regulierter Redispatchregime, zuséatzliche Redis-
patchpotentiale schwer erschliefen zu kdnnen und die damit einhergehenden Effizienzeinbu-
Ren. Andererseits soll fir marktbasierte Regime quantifiziert werden, wie stark die diskutierten
negativen Effekte durch strategisches Gebotsverhalten ausgepragt sind. Dabei wird zunachst
noch davon ausgegangen, dass die Akteure keine Marktmacht ausiiben. Letzterer Aspekt wird
separat in Kapitel 5 untersucht.

Referenz. In der Referenzrechnung werden im zonalen Markt zunachst keine Inc-Dec-Strategien
angewandt. Der Redispatch folgt einer strikten Kostenminimierung (vgl. Abschnitt 2.5), fur die
als Potentiale neben konventionellen Potentialen auch flexible Verbraucher zur Verfligung ste-
hen. Das ermoglicht im Anschluss ceteris paribus einen Vergleich mit den Variationen, in denen
Inc-Dec-Strategien der Akteure modelliert werden. Die Abrechnung, d.h. die Ermittlung der Re-
dispatchkosten, erfolgt dabei wie im administrierten Redispatch, d.h. zu Erzeugungskosten. Die
Ergebnisse finden sich in Abschnitt 3.3.

Variante 1: Niedrige Potentiale. Mit dieser Variante soll quantifiziert werden, welcher Nutzen
sich daraus ergibt, dass durch einen Redispatchmarkt mehr Potentiale alloziert werden kénnen.
Daher besteht der einzige Unterschied zur Referenz darin, dass die Potentiale flexibler Verbrau-
cher im Redispatch nicht zu Verfligung stehen. Der Unterschied von Redispatchkosten und -
mengen zwischen Referenz und dieser Variante entspricht dem Nutzen zuséatzlicher Potentiale
(s. Abschnitt 3.4).

Variante 2: Idealisierte Inc-Dec-Gebotsstrategien. Im Rahmen dieser Sensitivitdt wird quantifi-
ziert, welchen Einfluss Inc-Dec-Gebotsstrategien einerseits auf den Ausgang des zonalen Markts
und andererseits auf die Kosten und Mengen des Redispatch haben. Fiir diese Untersuchung
unterstellen wir bei den Akteuren perfekte Voraussicht. Sie kdnnen also ihren Knotenpreis zu
jedem Zeitpunkt richtig antizipieren und orientieren ihr Gebot am zonalen Markt strikt an dieser
Opportunitat. Eine ausfiihrliche Beschreibung der Untersuchungsmethodik findet sich in Ab-
schnitt 4.1. Die Ergebnisse sind in Abschnitt 4.2 enthalten.

Varianten 3-5: Risikoaverse Inc-Dec-Strategien. In der Realitdt konnen Marktakteure keine per-
fekte Prognose Uber ihren Knotenpreise abgeben, sondern ihn nur schatzen. Daher haben wir
drei Abstufungen von risikoaversen Strategien modelliert. Sie folgen der Annahme, dass sich
Akteure erst ab einer bestimmten Mindestdifferenz ihres Knotenpreises zum zonalen Markt-
preis zutrauen, ihre Lage zu Engpdssen richtig zu prognostizieren. Das bedeutet, dass sie erst ab
dieser Mindestdifferenz ihren Knotenpreis als Opportunitat am zonalen Markt einpreisen. Fir
die Abstufung haben 3 €/MWh, 5 €/MWh und 7 €/MWh gewahlt (Ergebnisse s. Abschnitt 4.2.3).

Variante 6: RD-Markt ohne strategisches Verhalten. Diese Variante soll aufzeigen welche Kos-
teneffekte sich durch eine Vergitung des angeforderten Redispatch nach Knotenpreis ergeben.
Es wird angenommen, dass der RD-Markt den zonalen Markt nicht beeinflusst. Dadurch ergibt
sich das gleiche Marktergebnis, infolgedessen aber auch der gleiche Redispatcheinsatz (wegen
gleicher Netzbelastung) wie beim administrierten Redispatch. Lediglich die Abrechnung, der fur
den Redispatch angeforderten Mengen, erfolgt nach dem jeweiligen Knotenpreis. Diese Unter-
suchung macht deutlich, welche GréRenordnung Windfall Profits ausmachen, die bei den
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Anbietern von Redispatchpotential allein durch die Anderung des Abrechnungsregimes anfallen
(Ergebnisse s. Abschnitt 4.2.3).

2.4 Marktsimulation

Geographischer Betrachtungsbereich

Am Anfang der oben beschriebenen Modellkette steht eine gesamteuropaische Marktsimula-
tion. In diesem Vorhaben verwenden wir dazu ein praxisbewahrtes und dem Stand der Wissen-
schaft entsprechendes Marktmodell, das bei Consentec entwickelt wurde und standig weiter-
entwickelt wird. Die Simulation umfasst ein gesamtes Jahr, fiir das in stlindlicher Auflésung un-
ter Beriicksichtigung zeitkoppelnder Nebenbedingungen (z.B. Speicher) eine kostenoptimale
Deckung der inflexiblen Stromnachfrage ermittelt wird. Flexible Verbraucher kénnen innerhalb
der Simulation grundsatzlich auch mit ihren zeitkoppelnden Restriktionen bericksichtigt wer-
den. Allerdings wird in den hier dokumentierten Berechnungen darauf verzichtet, um konsis-
tente Annahmen zur Redispatchsimulation zu treffen (s. Abschnitt 2.5).

Im Rahmen der Marktsimulation werden neben der CORE-Region auch Italien, Spanien und Por-
tugal, GroRbritannien sowie Norwegen, Schweden und Finnland abgebildet. Geographisch wei-
terfiihrende Interdependenzen werden nicht beriicksichtigt.

Die Marktsimulation wird als Flow-based advanced hybrid coupling (FB-AHC) ausgefiihrt. Dafur
wird ausgehend von einer initialen NTC-basierten Marktsimulation ein Arbeitspunkt geschatzt.
Dieser kann dann mittels stiindlicher generation shift keys (GSKs) in stiindliche Flow-based Do-
mains lberfihrt werden. Advanced hybrid coupling meint in diesem Zusammenhang, dass zum
Erstellen einer konkreten FB-Domain neben den Nettopositionen der FB-Region (CORE) auch die
Flusswirkung von Austauschen Uber die CORE-Grenzen hinweg berlicksichtigt werden. In der
vorliegenden Untersuchung beriicksichtigen wir sowohl Gleichstrom- als auch Wechselstrom-
verbindungen auf diese Weise.

Folgende weitere Annahmen haben wir getroffen:

e Nur CNECs mit einer Sensitivitat groBer 5% auf mindestens einen bilateralen Austausch
werden beriicksichtigt.
e Eine minimale RAM von 70% gem. CEP wird vorgeben.

Auflosung des Kraftwerksparks

Die hinterlegten Kraftwerkskapazitaten werden in einem ersten Schritt blockscharf aus einer
kommerziellen Datenbank entnommen. Die blockscharfe Auflésung dient dazu, eine mdoglichst
exakte Modellierung des Flow-based-Modells sowie spater des Redispatch zu ermoglichen. Auch
angenommene Zubauten werden aus diesem Grund in typische BlockgroRen aufgeteilt und erst
danach regionalisiert. Weiterhin werden innerhalb der CORE-Region fiir Einspeisungen aus EE-
Anlagen knotenscharfe Zeitreihen hinterlegt.

Ein solch hoch aufgeloster Kraftwerkspark erfordert allerdings Rechenleistung in einem so ho-
hen Male, dass gewisse Vereinfachungen notwendig sind. Daher wurden im Rahmen der
Marktsimulation Anlagen mit einer installierten Leistung kleiner 10 MW pro Land und Primar-
energietyp zu Effizienzklassen zusammengefasst. Trotz dieser Vereinfachung wird die netztech-
nische Wirkung dieser Anlagen anschliefend addquat abgebildet, indem die vermarktete Leis-
tung proportional zur installierten Leistung der einzelnen Anlagen aufgeteilt und im Netzmodell
eingetragen wird. Im Hinblick auf die Untersuchungen zu Inc-Dec-Gebotsstrategien impliziert
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dieses Vorgehen, dass aggregierte Anlagen keine solche Strategien anwenden kdnnen. Eine na-
here Erlduterung dazu folgt in Abschnitt 4.1. Die quantitativen Ergebnisse werden davon nur
wenig beriihrt, da — gemessen an der Gesamtleistung — lediglich ein sehr geringer Anteil* der
Anlagen betroffen ist.

Speicher- und Pumpspeicherkraftwerke liegen uns anlagenscharf vor. Ihr Einsatz wird innerhalb
der initialen NTC-Marktsimulation intertemporal optimiert. In der anschlieBend FB Marktsimu-
lation sind die Fillstandwerte dann fixiert, um auch hier eine hinnehmbare Rechenzeit zu errei-
chen. Auch diese Vereinfachung ist aus unserer Sicht vertretbar®.

2.5 Redispatchoptimierung

Grundsatzliche Modelleigenschaften

Im Anschluss an die Marktsimulation erfolgt eine Prifung der Netzsicherheit und ggf. eine Be-
rechnung des notwendigen Redispatch. Die Netzsicherheitsprifung umfasst eine Ausfallsimula-
tion, die ermittelt, ob es Leitungen gibt, die nach Ausfall einer beliebigen anderen Leitung liber-
lastet waren. Dabei wird auch flachendeckend der Einfluss von Witterungsbedingungen auf die
thermische Stromtragfahigkeit beriicksichtigt, sog. Freileitungsmonitoring. Werden engpassbe-
haftete Leitungen identifiziert, so wird in den marktbasierten Dispatch insoweit eingegriffen, als
es erforderlich ist, um auch bei einem Ausfall den sicheren Weiterbetrieb des Netzes zu ermdg-
lichen ((n-1)-Kriterium).

Fir die in dieser Studie relevanten Untersuchungen zum Redispatchbedarf in Deutschland ist es
grundsatzlich ausreichend, im Rahmen der Netzsicherheitsanalyse lediglich alle deutschen Lei-
tungen inkl. der Kuppelleitungen zu auslandischen Nachbarn auf Engpasse zu untersuchen. Dar-
Uber hinaus werden aber auch relevante Leitungen im Ausland vereinfacht berlicksichtigt (s.
Exkurs). Die Behebung von Engpassen erfolgt neben deutschen auch durch auslandische Erzeu-
gungsanlangen. Fir die Beriicksichtigung auslandischer Potentiale gibt es zwei Griinde. Zum ei-
nen kann erwartet werden, dass durch Anwendung einer minimalen RAM im FBMC auslandische
Potentiale zum Redispatch zwangsladufig erforderlich sind. Ansonsten konnten Engpasssituatio-
nen auftreten, die mit rein dt. Erzeugungsanlagen nicht zu l6sen wiren (z.B. starke Uberlastung
von Kuppelleitungen wegen hoher Exporte). Andererseits wird mit einem RD-Markt ja genau das
Ziel verfolgt, die kostenglinstigsten Potentiale zur Engpassbehebung zu erschliefen. Zweifels-
ohne kénnen — gerade fir die Entlastung grenznaher Leitungen — hier auch ausléndische Poten-
tiale konkurrenzfahig sein. Dass deren Beriicksichtigung allerdings weder im Modell noch in der
Praxis trivial zu 16sen ist, zeigt der nachfolgende Exkurs.

4 In Deutschland betrifft dies ca. 1%, im gesamten Betrachtungsbereich ca. 5% der prinzipiell als redispatchfahig angenommenen
Anlagen.

5 Im Rahmen des FBMC ist die Vorgabe von zonalen GSK notwendig, der auf Basis der Merit Order der Kraftwerke einer Gebotszone
gebildet wird. Speicher kdnnen aber grundsatzlich nicht eindeutig in die Merit Order eingeordnet werden, da der volkswirtschaftli-
che Nutzen ihrer Einspeisung lber die Zeit variiert. Daher kann aus der NTC-Berechnung lediglich abgeleitet werden, in welcher
Hohe ein Speicher einspeist, nicht jedoch seine Position in der Merit Order. Darliber hinaus nehmen wir fir die Akteure perfekte
Voraussicht an. Diese Annahme fiihrt im Vergleich mit einer realen Betrachtung zu einer idealisierten Fahrweise der Speicher. Wirde
diese idealisierte Fahrweise nun auch fiir die Berechnung des GSK herangezogen, so ware der bestimmte GSK nur scheinbar genau.
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Wie kommen die Ergebnisse zustande? Modelle und Annahmen

Exkurs: Implementierung eines Redispatchmarkts

Bei der Implementierung eines nationalen Redispatchmarkts (RDM)” stellt sich die Frage, wie
mit auslandischen Potentialen und insbesondere mit auslandischen Leitungen umgegangen
werden soll. Dies mindet in die Frage, wie die Beschaffung mit der Betriebsplanung benach-
barter TSO koordiniert wird. Dies ist nicht nur fir die Modellwelt relevant, sondern auch fir
eine etwaige reale Implementierung von zentraler Bedeutung. Die einfachste Herangehens-
weise ware bei der Auswahl von Geboten in einem nationalen RDM die Flusswirkung auf
auslandische Leitungen vollig zu vernachlassigen. Dies scheint aber wenig praktikabel, weil
der Redispatcheinsatz, insbesondere bei einer Teilnahmemaoglichkeit fir auslandische Kraft-
werke, damit die Netzsicherheit in den Nachbarnetzen konterkarieren konnte. Ein volliger
Ausschluss der Teilnahmemaoglichkeit ist aber weder effizient noch praktikabel, da zumindest
grenznahe Engpasse haufig nur unter Riickgriff auf auslandische Potenziale behoben werden
kénnen.”" Dieses Dilemma ist nicht eindeutig aufzulésen und wiirde auch in der praktischen
Umsetzung geklart werden miissen. Fiir die vorliegende Untersuchung haben wir als prag-
matische Losung entschieden, Netzwirkungen im Ausland bei der Auswahl von Redis-
patchoptionen nicht zu vernachldssigen, sondern anhand des fiir den jeweiligen Zeitpunkt
glltigen Flow-based-Modells zu bericksichtigen. Damit wird zumindest erreicht, dass kein
Kraftwerkseinsatz durch den Redispatchmarkt eingestellt wird, der sich nicht auch am nor-
malen Strommarkt hatte einstellen knnen. Andererseits ist die Berlicksichtigung der Netz-
wirkungen im Ausland nicht vollstindig. Denn einerseits wird die Wirkung von Anderungen
der Netto-AuRBenhandelsbilanz von anderen Landern in deren Systemen nicht knotengenau
modelliert, sondern lber den GSK abgeschatzt. Zum anderen wird bei den Belastungsgrenz-
werten nicht bericksichtigt, dass die im Flow-Based-Modell enthaltenen Margins aufgrund
von nicht beriicksichtigten Vorbelastungen™" im Netzbetrieb nicht ohne weitere MalRnah-
men genutzt werden kdnnen. Es findet also keine sichere Engpassvermeidung oder -behe-
bung im Ausland statt. Deutsche (Kuppel-)Leitungen werden im Gegensatz dazu soweit ent-
lastet, dass fiir diese das (n-1)-Kriterium erfllt ist. Dieses Vorgehen ist fiir einen realen RDM
nicht unbedingt praktikabel, allerdings ist es auch nicht Ziel dieses Vorhabens, eine vollstan-
dige Beschreibung von Implementierungsmaoglichkeiten vorzulegen. Insbesondere geht die
Frage einer Koordinierung verschiedener Redispatchmarkte tber Landergrenzen hinweg
deutlich Gber den Rahmen dieses Vorhabens hinaus.

*Ein grenzlberschreitender RD-Markt kdnnte nachfolgend geschilderte Probleme evtl. vermeiden,
scheint aber kurzfristig wenig realistisch. Insbesondere beschéftigt sich die vorliegende Studie mit der
RD-Beschaffung in Deutschland, so dass die Existenz eines europaisch koordinierten Marktes nicht
vorausgesetzt werden kann.

** Die Teilnahmemaglichkeit konnte analog zu den aktuell diskutierten Strategien beim Austausch
von Balancing Energie auch {iber ein TSO-TSO-Modell realisiert werden, bei dem benachbarter Uber-
tragungsnetzbetreiber ihre Merit-Order-Listen flr Redispatchleistung miteinander teilen.

*** Gemal den Regelungen fir die Kapazitatsberechnung im Clean Energy Package diirfen Vorbelas-
tungen durch Interne Fliisse und Loop Flows sowie Margins nur bis zu einer Hohe von insgesamt 30%
der physischen Kapazitat in Ansatz gebracht werden.
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Wie kommen die Ergebnisse zustande? Modelle und Annahmen

Der Redispatch folgt im Rahmen der vorliegenden Untersuchungen einer strikten Kostenmini-
mierung. Das bedeutet, dass fiir den Optimierungsalgorithmus nicht nur die Wirksamkeit von
Kraftwerken zur Entlastung von engpassbehafteten Leitungen relevant ist (Sensitivitat), sondern
auch deren Erzeugungskosten. Die notwendige Netzentlastung wird in den Modellrechnungen
in kostenminimaler Art und Weise durchgefiihrt, auch wenn das Redispatchvolumen dadurch
signifikant hoher ist als bei anderen, nicht kostenoptimalen Varianten. Zudem fiihrt eine reine
Kostenminimierung dazu, dass der Redispatchalgorithmus versucht, das Marktergebnis ,nach-
zuoptimieren” (siehe nachfolgenden Exkurs).

Exkurs ,,Nachoptimierung”

Eine strikte Kostenminimierung fihrt regelmaRig zu einem ,,Nachoptimieren” des zonalen
Marktergebnisses. Damit ist gemeint, dass in der Redispatchoptimierung auch Redis-
patchmaBnahmen durchgefiihrt werden, die nicht (ausschlieBlich) der Engpassbehebung
dienen, sondern aus Sicht des Optimierungsalgorithmus im Hinblick auf die Zielfunktion ei-
ner Wohlfahrtsmaximierung positiv wirken. Das Potential fiir eine solche Nachoptimierung
entsteht, da in der Redispatchsimulation die flr einen zonalen Markt konstitutive strikte Ein-
haltung der zonalen Merit-Order aufgehoben wird. Vereinfacht gesprochen: Die Redis-
patchsimulation kann Kraftwerke in der Merit-Order ,,Uberspringen”, wenn dadurch zuséatz-
licher, wohlfahrtssteigernder Stromhandel ermdglicht wird, ohne Netzrestriktionen zu ver-
letzen. Dies ist moglich, weil die Redispatchsimulation die netztechnische Wirkung einer zu-
satzlichen Einspeisung nach Netznoten differenziert ,sieht”, wahrend am zonalen Markt per
Definition fir eine zusatzliche Einspeisung flr jede Zone eine gleiche, mittlere netztechni-
sche Wirkung unabhangig vom genauen Ort der Einspeisung angenommen wird (umgesetzt
durch den sogenannten GSK, generation shift key). Auch wenn sich der Effekt der Nachopti-
mierung nicht eindeutig separieren lasst, ist es wichtig diesen Aspekt bei der Interpretation
spaterer Ergebnisse zu beriicksichtigen. Die Analysen mit unserem Modell zeigen, dass der
Umfang von Nachoptimierung, bei der hier gewéahlten Parametrierung, in der GréRenord-
nung der Halfte des Redispatchvolumens liegt (s. Abschnitt 3.3).

In anderen Studien und auch bei realen RD-Anwendungen ist es deshalb haufig tblich, trotz
grundsatzlicher Kostenoptimierung mit Ponalisierungen zu arbeiten, um verschiedene Arten von
Anlagen unterschiedlich zu behandeln. Zwei Anlagentypen sind davon regemaRig betroffen: Der
erste Typ sind EE-Anlagen, deren Abregelung ponalisiert wird, um die aktuell bestehende Rege-
lung der nachgelagerten EE-Abregelungen abzubilden. Der zweite Typ sind Anlagen im Ausland.
Bei Letzteren spielt insb. die Uberlegung eine Rolle, dass sie nicht vertraglich gebunden sind, am
(deutschen) Redispatch teilzunehmen. Zwar haben die (deutschen) UNB die Méglich in Kontakt
mit UNB aus anderen Lindern zu treten. Dies soll aber — zumindest im derzeitigen Regime — auf
ein MindestmaR beschrankt werden.

In unserem Vorhaben ist dies aus zweierlei Griinden nicht zuldssig. Erstens wollen wir eine
marktliche Beschaffung von Redispatch untersuchen, die auf freiwilligen Geboten basiert. Dazu
erscheint es sinnwidrig ex-ante verschiedene Kraftwerkstypen kiinstlich zu verteuern. Zweitens
wollen wir den Effekt von Inc-Dec-Gebotsstrategien isolieren. Diese fiihren im Endergebnis (also
nach Redispatch) theoretisch zum gleichen Dispatch wie ein Redispatch ohne strategisches Ver-
halten (s. Zwei-Knoten-Modell unter Anhang 0). Das gilt aber nur dann, wenn in der zweiten
Marktstufe, d.h. im RD-Markt, in beiden Féallen die tatsdchlichen Erzeugungskosten berticksich-
tigt werden. Wirden hingegen fiir den Basisfall (ohne strategisches Verhalten) Pénalen ange-
wandt, wirde das sozusagen die Merit-Order des Redispatch verandern. Die veranderte Merit-
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Order wiirde dann zu Unterschieden im endgiiltigen Dispatch fihren, die den zu untersuchen-
den Effekt von strategischem Gebotsverhalten {iberlagern wiirden. Eine separate Betrachtung
der beiden Effekte ware im Anschluss nicht mehr moglich.

In unserem Modell wird der Redispatch fiir jede Stunde des Jahres separat berechnet. Intertem-
porale Restriktionen werden damit nicht beriicksichtigt, weshalb auch Speicher- und Pumpspei-
cherkraftwerke nicht in die Redispatchoptimierung eingehen. Diese Vereinfachung ist aus unse-
rer Sicher aus mehreren Griinden zuldssig. Einerseits wiirde eine Berlicksichtigung von Spei-
chern eine Kopplung zwischen Markt- und Netzmodell erfordern, um zu vermeiden, dass diese
Kraftwerke im Redispatch ofter eingesetzt werden, als es ihre ermittelten Beckenfiillstande er-
lauben. Diese Kopplung ist allerdings flir den gewahlten Betrachtungsraum aus Griinden der Re-
chenzeit nicht umsetzbar. Weiterhin unterliegen die Beckenfiillstande in der Realitdt Unsicher-
heiten, d.h. die im Modell ermittelten, optimalen Beckenfiillstinde, kobnnen nicht als sicheres
Potential angenommen werden. Die Vereinfachung erscheint uns aber hinnehmbar, da wir we-
gen des modellierten Cross-border Redispatch eine hohe Zahl an Potentialen in die Simulation
einflieRen lassen, und somit der Wegfall der Speicher nicht sehr ins Gewicht fallt.

Wichtig fur das Ergebnis der Redispatchsimulation ist die Annahme, der Einsatz welcher Anlagen
in der Redispatchoptimierung angepasst werden kann (Redispatchpotentiale). In diesem Vorha-
ben hat sich das Arbeitspaket 3 (,,Redispatchpotentiale”) umfassend damit beschéftigt, heutige
und zukiinftige Redispatchpotentiale zu ermitteln. Der Bericht zu diesem Arbeitspaket ist als
Anhang zu diesem Bericht veroffentlicht. Neben der Frage, welche Potentiale technisch grund-
satzlich fur Redispatch in Frage kommen, war Gegenstand der Analyse insbesondere auch, zu
welchen Kosten die verschiedenen Potentiale zur Verfligung stehen. Vor allem bei den heute
nicht im Redispatch eingesetzten, aber technisch prinzipiell geeigneten Potentialen ergeben sich
zum Teil erhebliche Bandbreiten und auch Unsicherheiten beziglich der Abrufkosten fiir den
Redispatch.

Die Analysen aus Arbeitspaket 3 sind wichtiges Eingangsdatum fir die Berechnungen in diesem
Arbeitspaket, denn grundsatzlich werden die in Arbeitspaket 3 ermittelten Potentiale in den hier
durchgefiihrten Modellrechnungen als Redispatchpotentiale unterstellt. Dabei sind einige er-
gdnzende Annahmen zu treffen, um die Analyseergebnisse aus Arbeitspaket 3 auf Anforderun-
gen und Spezifika der in diesem Arbeitspaket eingesetzten Modelle zu libertragen. Die wichtigs-
ten Annahmen werden nachfolgend ndher erlautert. Zudem werden in diesem Arbeitspaket ent-
sprechend der hier zu analysierenden Fragestellung und des Untersuchungsprogramms zwei Va-
rianten unterschieden: Eine Variante, in der ein (technisch) vollstandiges/groRtmogliches Redis-
patchpotential abgebildet wird, sowie eine Variante mit eingeschranktem Potential. Ein Ver-
gleich zweier Rechnungen — einmal mit vollstandigem und einmal mit eingeschranktem Poten-
tial — erlaubt dann eine Aussage dazu, welcher Nutzen aus einer Veranderung des institutionel-
len Rahmens zur ErschlieBung des vollen Redispatchpotentials resultieren konnte. Das einge-
schrankte Potential bildet dabei dasjenige Potential ab, welches auch bei einem kostenbasierten
Redispatch zur Verfligung steht. Dies umfasst in erster Linie Erzeugungsanlagen. Weitere Poten-
tiale, insbesondere flexible Lasten, sind vom Redispatch heute nicht erfasst und sind in das Kon-
zept auch kaum integrierbar. Denn Kosten, die bei einer Last durch den Redispatch entstehen,
sind durch den Wert der Stromnutzung bestimmt und damit stark fallspezifisch. Im Vergleich zu
variablen Kosten der Stromerzeugung sind sie damit regulatorisch ungleich schwieriger zu be-
stimmen. Dies ware aber Voraussetzung fir eine ,wirtschaftlich neutrale Kompensation®, die
dem kostenbasierten Redispatch als konstituierendes Merkmal zugrunde liegt.
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Konkret wurden als in allen Varianten verfiigbar (d. h. auch in der Variante ,eingeschranktes
Potential), folgende Potentiale angenommen:

Konventionelle Kraftwerke: alle konventionellen Kraftwerke, deren installierte Leistung
10 MW (deutsche) bzw. 50 MW (ausléndische) libersteigt, konnen gemaR ihrer zeit-
punktabhangigen maximalen Leistung und ausgehend von ihrem Einsatz am Strom-
markt nach oben oder unten geregelt werden. Die Kosten fiir positiven und negativen
Redispatch werden exakt in Hohe der Erzeugungsgrenzkosten angesetzt.

EE-Anlagen: Fir EE-Anlagen gelten in Bezug auf die im Redispatch verfligbaren Leistun-
gen grundsatzlich die gleichen Restriktionen wie fiir konventionelle Kraftwerke. Sie sind
also gem. NABEG-Novelle regelbar, mit der Einschrankung, dass im Modell nur Anlagen
groRer 10 MW in Deutschland bzw. gréRer 50 MW im Ausland abgebildet werden. Eine
Besonderheit bilden hier allerdings PV-Aufdachanlagen, von denen nur 81 GW von in-
stallierten 90 GW im Redispatch steuerbar sind®. Als Kosten fiir Abregelungen werden
keine Erzeugungsgrenzkosten der Anlagen angenommen. Vielmehr wird eine indikative
Reihenfolge der Abregelung vorgegeben, indem wir die Opportunitiaten dieser Anlagen
fiir einen Verzicht auf Erzeugung und damit entgangenen Gewinnen — z.B. aus Markt-
pramien — grob abschatzen (Wind Onshore: 35EUR/MWh, Wind Offshore:
50 EUR/MWh, PV-Freifldche: 50 EUR/MWh, PV-Aufdach: 100 EUR/MWh, Biomasse und
sonstige EE: 120 EUR/MWh). Wegen dieser eher indikativen Abschatzung der Reihen-
folge werden die Kostenfaktoren nicht nach Land differenziert.

KWK-Anlagen: Die elektrische Leistung von Kraftwerken, die aus KWK-Erzeugung resul-
tiert, kann abgeregelt werden (gem. Nabeg-Novelle). Dies ist fiir die Betreiber allerdings
mit Warmeersatzbeschaffungskosten verbunden, von denen wir annehmen, dass sie
sie, abzliglich ihrer vermiedenen Brennstoffkosten, dem TSO in Rechnung stellen wiir-
den. Die Kosten der Warmeersatzbeschaffung werden in Analogie zu den Abregelungs-
kosten der EE so gewahlt, dass sich die Abregelungen von KWK-Anlagen in die beschrie-
bene Reihenfolge grob im Bereich Wind Offshore bzw. PV-Freiflache einordnen. Dafiir
haben wir pauschal 80 EUR/MWh, angenommen.

Phasenschiebertransformatoren/Hochspannungsgleichstromiibertragung: GemaR
dem gewdhlten energiewirtschaftlichen Szenario werden alle die PSTs im Redispatch
bericksichtigt, deren Bau bis 2030 im betrachteten Netzgebiet geplant und gemal Bun-
desbedarfsplangesetz gefordert ist (s. Abschnitt 2.2). Die im NEP diskutierten Ad-hoc-
PST sind nicht beriicksichtigt, da hier keine Genehmigung nach Bundesbedarfsplange-
setz vorliegt. Von den im Betrachtungsbereich liegenden HGUs werden fiir den Redis-
patch nur innerdeutsche herangezogen. Beide Technologien stehen dem Redispatchal-
gorithmus kostenlos zur Verfligung. Zusatzliche Verluste werden vernachlassigt.

Entsprechend der Analysen in Arbeitspaket 3 (s. entsprechender Bericht) kdnnen dartiber hinaus
noch folgende, zusatzliche Potentiale grundsatzlich im Redispatch genutzt werden, soweit das
gewadhlte Redispatchbeschaffungskonzept eine ErschlielRung ermdglicht:

6 Diese Zahl leitet sich aus den folgenden Annahmen ab: Es wird angenommen, dass alle neu errichteten PV-Anlagen steuerbar sind.
Im Gegensatz dazu, ist heute ca. 35 % des Anlagenbestandes steuerbar (Consentec, Ecofys, bbh 2018). Wird angenommen, dass die
Nutzungsdauer von PV-Anlagen 20 Jahre betragt, und dass zudem der Anteil, der nicht steuerbaren Anlagen in der Vergangenheit
in jedem Jahrgang der Errichtung gleich ist, dann ergibt sich, dass in 2030 noch ca. 9 GW nicht steuerbar sind. Dementsprechend
kénnen von installierten 90 GW dann nur 81 gesteuert werden.
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e PV-Batteriespeicher: GemalR den Analysen aus AP 3 liegt die inst. Leistung von Heim-

Batteriespeicher in 2030 bei ca. 6 GW. Diese Zahlen basieren allerdings auf einem gerin-
geren PV-Ausbau bis 2030 als im hier angenommenen Szenario (nur 70 statt 90 GW).
Daher haben wir den Wert proportional zur installierten Leistung auf ca. 8 GW’ hoch-
skaliert. Weiterhin bilden wir die Speicher vereinfacht so ab, als stiinde ihre Speicher-
leistung in Hoch- und Runterfahrrichtung stets voll zur Verfligung. Dies entspricht einer
oberen Abschatzung des Potentials. Die Regionalisierung erfolgt proportional zur instal-
lierten PV-Leistung. Allerdings ist die Ein- bzw. Ausspeicherdauer aufgrund ihrer Spei-
cherkapazitat begrenzt. Wir nehmen eine Dimensionierung der Kapazitdt von drei Stun-
den bei voller Leistung an. AnschlieBend haben wir analysiert, wie lange typischerweise
Engpdsse anstehen bzw. wie lange typischerweise Redispatcheinsatze erforderlich sind.
Fir unser System fiir 2030 betrégt die mittlere Redispatchdauer 6 Stunden®. Daraus ha-
ben wir die (pauschalierende) Annahme abgeleitet, dass ein 3 Stundenspeicher mit sei-
ner halben Leistung® fiir den RD zur Verfigung steht. Fir das Modell folgt also eine Leis-
tung von 4 GW PV-Batteriespeicher als verfligbares RD-Potential. Pauschalierend ist die
Annahme deshalb, weil manche Engpasse langer und manche kiirzer anstehen. In man-
chen Situationen Gber- und in manchen unterschatzen wir also das Potential.
Die Kosten werden entsprechend der Ergebnisse des AP 3 angesetzt. Dort wurden 250
EUR/MWh als Kosten angegeben, die wir fiir beide Richtungen angesetzt haben. Der
Grund dafir ist, dass die Kosten aus entgangenen Moglichkeiten zu Eigenverbrauchsop-
timierung entstehen und jeder RD-Einsatz (egal in welche Richtung) letztlich die Eigen-
verbrauchsoptimierung beschrankt.

e Warmepumpen: Ausgehend von den Analysen in AP 3 und unter Berlicksichtigung der
fiir die in den Berechnungen hier angenommenen Verbrauchsentwicklung ergibt sich,
dass in 2030 eine flexible Warmepumpenleistung von 5,8 GW fir Warmwasser- und
Raumwarmeerzeugung installiert ist. Das tatsachlich fiir den Redispatch verfligbare Po-
tential wird nun auf verschiedene Weise zeitpunktabhadngig eingeschrankt:

1.) Der Einsatz der WP kann nur begrenzt verschoben werden, wenn es zu keinem Kom-
fortverlust (durch ungewiinschte Temperaturanderung) beim Nutzen kommen soll. Be-
grenzend wirkt hier der Warmespeicher. Gemal den Annahmen des Fraunhofer IS| ge-
hen wir einer Stunde Verschiebemaoglichkeit aus.

2.) Wie bei PV-Batteriespeicher muss das Potential reduziert werden, wenn eine Stunde
verschoben werden kann, der Redispatcheinsatz in der Regel aber 6 Stunden andauert,
dann steht im Schnitt nur 1/6 der Leistung zur Verfiigung.

3.) Muss der geplante Einsatz der Anlagen bericksichtigt werden. Das wird entspre-
chend einer temperaturabhangigen Lastzeitreihe fir Warmpumpen umgesetzt — wenn
sie bspw. schon voll laufen, dann kann ihre Last nicht noch weiter erhéht werden.

Laut AP 3 bestehen die Kosten in der KomforteinbuRe, die schwer zu quantifizieren ist.
Neben der 0.g. KomforteinbulRe durch ungewiinschte Temperaturdnderung, stellt auch
der Verzicht auf eigene Nutzung der Flexibilitat eine Komforteinbuf3e fiir den Besitzer
dar. Denn dann kann er nicht mehr reagiert kann, falls er seine Plane andert und von
seinem geplanten Lastprofil abweichen moéchte. Auerdem kommen aber noch Kosten

76 GW * 90/70 = 8 GW
8 gemittelter Wert Uber alle Stunden und Engpésse/Knoten
9 Uberlegung: Wenn drei Stunden bei voller Leistung moglich sind, kann bei sechs Stunden im Durchschnitt lediglich die halbe Leis-

tung eingesetzt werden.
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fir die Ersatzbeschaffung hinzu. Wir gehen davon aus, dass man zumindest teurer Ersatz
beschaffen muss. Dazu wurden die Quantile der Preisverteilung der Preise aus Marktsi-
mulation ausgewertet. Wir nehmen an, dass die Ersatzbeschaffung zu einem erfolgt, der
dem Preis zum Zeitpunkt der RD-MaRBnahme zzgl. 15 EUR/MWh, mind. Jedoch dem
75 %-Quantil der Preise (75 EUR/MWh) entspricht.

e Elektromobilitdt: Es wird angenommen, dass die installierte Leistung von flex. Steuer-
bare Verbrauch aus Elektromobilitat gemall AP 3 0,9 GW betragt. Die Modellierung fiir
diese sowie fiir die nachfolgenden Kategorien folgt der Logik, die fiir Potentiale der War-
mepumpen angewendet wird. Der einzige Unterschied besteht im Profil der Lastzeit-
reihe, die hier konstant ist. Die Verschiebedauer wird mit einer Stunde angenommen.
Es wird von der Moglichkeit zum gezielten Laden der Fahrzeuge ausgegangen (verzéger-
ter Beginn bzw. Unterbrechung des Ladevorgangs) eine Riickspeisung aus der Batterie
ins Netz wird nicht betrachtet. Je nach Standzeit der Autos sind auch langere Verlage-
rungszeiten als die hier angenommene eine Stunde denkbar, allerdings wird in der Mo-
dellierung das notwendige Nachholen des Ladens, welches selbst neue Netzengpasse
erzeugen konnte, nicht betrachtet. Dies wiirde das Potential wiederum einschranken.
Angesichts mit 900 MW recht geringeren Verschiebepotentials waren die Auswirkungen
anderer Annahmen weitgehend vernachlassigbar.

e Sonstige Lastflexibilitdt bei Haushalten und GHD: In AP 3 wurde in diesem Bereich ein
Potential von 9,4 GW ermittelt. Auch hier wird eine Verschiebedauer von einer Stunde
angenommen.

¢ Industrielasten: Laut AP 3 existiert flir Industrielasten lediglich Potential zum Herunter-
fahren i.H.v. 3 GW. Die Kosten werden zwischen 0 und 2000 EUR/MWh?° angegeben.
Da uns keine genaueren Angaben (iber die zeitpunktabhdngigen Kosten vorliegen, neh-
men wir den Mittelwert von 1000 EUR/MWh zu allen Zeitpunkten an. Eine Verschiebe-
dauer wird in dieser Kategorie nicht unterstellt, d.h. das Potential steht jederzeit in vol-
lem Umfang zur Verfigung.

e Elektrische Heizer: Elektrische Heizer besitzen nur Potentiale zum Hochfahren von Last.
Diese sind in AP 3 mit 1,2 GW angegeben. Die Kosten setzten sich aus den anfallenden
Umlagen (EEG-Umlage, Stromsteuer, Netzentgelt [nur Arbeitspreis]) abzgl. Der einge-
sparten Brennstoffkosten (fiir Erdgas) zusammen. Damit ergeben sich Kosten i.H.v. 90
EUR/MWh. Es wird angenommen, dass das Potential elektrischer Heizer jederzeit in vol-
ler Hohe zur Verfligung steht.

e Sonstige Verbraucher: Weitere Verbraucher werden im Rahmen der vorliegenden Un-
tersuchungen nicht betrachtet. Das heildt, dass weder auslandische Verbraucher hin-
sichtlich Flexibilitatspotentialen untersucht wurden noch konventionelle Verbraucher
zum Redispatch herangezogen werden.

10 Der Nutzen des Stromverbrauchs variiert wegen der unterschiedlichen Prozessabfolgen im Zeitverlauf stark.
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Was ist die Referenz? Redispatchbedarf flir das Jahr 2030 im Baseline-Szenario

3 Was ist die Referenz? Redispatchbedarf fiir das Jahr 2030 im Ba-
seline-Szenario

3.1 Definition des Baseline-Szenarios

Fiir das Baseline-Szenario wird angenommen, dass auf dem zonalen Markt Erzeugungskosten
geboten werden, da durch den nachfolgenden administrierten Redispatch nicht mit Zusatzerl6-
sen gerechnet werden kann (vgl. Abschnitt 2.3). Wie in Abschnitt 2.4 beschrieben findet keine
intertemporale Optimierung mehr statt. Einsatz und Speicherfillstand von (Pump-) Speicher-
kraftwerken werden aus der initialen NTC-Berechnung tibernommen. Die Uibrigen Freiheitsgrade
werden innerhalb des FBMC optimiert. Dazu zdhlen der Kraftwerkseinsatz, die Stufenstellungen
von Phasenschiebetransformatoren, der Einsatz von grenziiberscheitenden HGU-Leitungen, so-
wie sonstiger grenziiberschreitender Handel. Restringiert werden diese Freiheitsgrade durch FB-
Nebenbedingungen, die CNEC-scharf aufgestellt werden.

Im Baseline-Szenario schliel3t sich an die Marktsimulation ein administrierter Redispatch an, bei
dem das Herauf- und Herunterregeln von Anlagen strikt mit deren Erzeugungskosten bepreist
ist. Abregelungen von EE- oder KWK-Anlagen werden demnach nicht ponalisiert. AuRerdem ste-
hen aufgrund dessen, dass im Redispatch keine intertemporalen Restriktionen beriicksichtigt
werden, keinerlei Speicher zur Verfliigung (vgl. Abschnitt 2.5).

Des Weiteren koénnen die in AP 3 des Vorhabens ermittelten flexiblen Verbraucher am Redis-
patch teilnehmen. Diese Annahmen treffen wir deshalb, um eine konsistente Vergleichsbasis zu
den Rechnungen mit Inc-Dec-Gebotsstrategien herzustellen (s. 2.3). Der Nutzen der flexiblen
Verbraucher wird spater in einer eigenstandigen Variante ermittelt (s. Abschnitt 3.4).

3.2 Ergebnisse der Marksimulation

Die Ergebnisse der Marktsimulation sind in der nachfolgenden Abbildung 6 dargestellt. Es ist zu
sehen, dass Deutschland trotz starkem Riickgang von Braun- bzw. Steinkohlekapazitdten Netto-
exporteur bleibt. Das ist erwartungskonform, da die Stromerzeugung in Summe auf einem dhn-
lichen Niveau wie heute bleibt und zum grofSten Teil aus EE-Anlagen stammt. Dabei haben Wind
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Onshore-Anlagen den grofSten Anteil haben. Hinter den EE-Anlagen folgen Erdgasanlagen mit
der nachstgréBten Erzeugungsmenge (ca. 100 TWh).

700
T™Wh msonst. EE
Biomasse
500 Pv
Windoffshore
I = Windonshore
400 Wasser
m Flexibilitat !
300 = m sonst. Brennstoffe
u Minaraldl
o00 M Erdgas
I | m Steinkohle
100 i ! || = n - m Braunkohle
= - Kernenergie
I I L = . I = B | = Machfrage
. = =
0’1/

q?’ F @ CEPER L ELF I

Abbildung 6: Zusammenfassung der erzeugten Mengen im Strommarkt;
1) NEA, DSM, Motor-KW

Fir das Fokusland Deutschland werden in Abbildung 7 die Erzeugungsmengen mit denen des
Jahres 2017 verglichen. Die Aufstellung der Daten von 2017 basiert auf dem von ENTSO-E ver-
offentlichten ,Factsheet 2017“. Erwartungsgemal zeigt sich eine deutliche Erhéhung der Erzeu-
gung aus erneuerbaren Quellen. Einen grolRen Anteil an der Erzeugung haben zudem Erdgas-
kraftwerke (ca. 116 TWh). Das liegt im Wesentlichen an der KWK-Erzeugung aus diesen Anlagen,
die ca. 90 TWh (entspricht 75% der fiir Deutschland angenommenen KWK-Erzeugung) aus-
macht. Die Stromerzeugung aus Braun- und Steinkohle geht gemall dem hinterlegten Kohleaus-
stiegspfad (bis 2038, vgl. Abschnitt 2.2) stark zurlick. Des Weiteren sind keine Kernkraftwerke
mehr am Netz, wodurch die erzeugte Menge auf null zurlickgeht.
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Abbildung 7: Vergleich der Stromerzeugung in Deutschland von 2017 (links) mit
Modellergebnissen aus 2030 (rechts)

3.3 Ergebnisse zum Redispatchbedarf

In diesem Abschnitt werden die Ergebnisse der Redispatchsimulation im Baseline-Szenario vor-
gestellt. Dazu werden wir zunachst auf das sog. ,Nachoptimierung” eines kostenbasierten Re-
dispatch eingehen — ein Phanomen, das im Zuge eines grenziiberschreitenden Redispatch auf-
treten kann, wenn in der vorangegangenen Marktsimulation ein Flow-based Ansatz angewendet
wurde. AnschlieBend soll kurz das Ergebnis einer Einzelstunde diskutiert werden, um die we-
sentlichen Effekte zu erldutern, die fir den spateren Vergleich mit den Berechnungen zu strate-
gischem Gebotsverhalten relevant sind. AbschlieBend werden die aggregierten GrofRen fir die
Jahresberechnung ausgewiesen.

Wie in Abschnitt 2.5 erlautert, folgt der Redispatch einer strikten Kostenminimierung, um die
Betrachtung eines RD-Markt zu ermdoglichen. Diese wirkt sich in nicht unerheblichem Male auf
die Redispatchmengen aus. Der Grund dafir ist der Anreiz des Optimierungsproblems, auch
dann wohlfahrtsmaximierende MaRnahmen auszufiihren, wenn diese nicht zur Behebung von
Engpéssen beitragen. Wir nennen diesen Effekt ,Nachoptimierung” (s. Exkurs, Abschnitt 2.5).

Um die ermittelten Ergebnisse zu veranschaulichen, soll im Folgenden das Ergebnis einer
exemplarischen Stunde betrachtet werden. In Abbildung 8 ist zu sehen, dass in dieser Stunde
vor allem Engpasse entlang eines gedachten Schnittes vom Nordwesten Deutschlands bis hin
zum Sudosten auftreten. Sie sind als farblich hervorgehobene Linien gekennzeichnet. Die unter-
schiedlichen Farben entsprechen dabei verschiedenen Uberlastungshéhen (vgl. Legende). Zur
Behebung der Engpésse kdnnen — als kostenlose MaBnahme — die innerdeutschen HGU-Leitun-
gen eingesetzt werden'!. Dariiber hinaus sind Anpassungen am Kraftwerkseinsatz in

11 Der Einsatz der HGU-Leitungen wird in unserem Modell als kostenlose MaRnahme geschlossen mit allen anderen Potentialen so
optimiert, dass der Wohlfahrtsverlust aufgrund des Redispatch minimiert wird. Die Engpéasse ,vor Redispatch” beinhalten deshalb
noch keinen HGU-Einsatz.
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Deutschland erforderlich. Diese sind knotenscharf als farbige Kreise kenntlich gemacht. Dabei
gibt die Flache der Kreise die Hohe des Redispatchvolumens an und die Farbe die Richtung (vgl.
Legende). Demzufolge werden Einspeisungen im Stiden und Westen Deutschlands erhéht sowie
Einspeisungen im Nordwesten Deutschlands reduziert. Darliber hinaus findet auch Redispatch
in den angrenzenden Landern statt. Die Summenanderung fir Hoch- und Herunterfahren in den
entsprechenden Boxen dargestellt.

Legende

Zweigbelastungen:

> 100%

; —~

— = 120%

— > 140%

Redispatch (aus
Erzeugungssicht):

® (16w
9 T (+1 GW)

[ ] Anderungenim
Ausland [GW]

+1,3
-0,0

Abbildung 8: Engpdisse und resultierender Redispatch einer exeplarischen Stunde

Aus dem Bild geht anschaulich hervor, dass die Redispatchoptimierung dazu fihrt, (in Flussrich-
tung) vor dem Engpassgebiet Leistung abzusenken und im Gegenzug dahinter Leistung zu erho-
hen. Die Ergebnisse scheinen damit in Bezug auf die physikalische Wirkung plausibel. Fir die
konkrete Stunde ergibt sich im erzeugungskostenbasierten Redispatch ein Volumen von 19
GWh. Die damit verbundenen Kosten belaufen sich auf EUR 506 Tsd. Auf die gleiche exemplari-
sche Stunde wird in Kapitel 4.2 noch einmal Bezug genommen, wenn es darum geht, die Wir-
kungen von Inc-Dec-Gebotsstrategien zu untersuchen.

Werden die Ergebnisse aller Einzelstunden aufsummiert, so ergibt sich in unseren Berechnungen
ein Redispatchvolumen von ca. 44 TWh (nur Herunterfahren). Damit sind Kosten in Hohe von
EUR 1,1 Mrd. verbunden. Vielleicht zunachst tiberraschend, fallt das Volumen damit vergleichs-
weise hoch aus. Zum Vergleich: Der heutige jahrliche Redispatchbedarf liegt im Bereich 10-15
TWh (inkl. Einspeisemanagement). Im Rahmen der durchgefiihrten Analysen ist ein erhdhtes
Redispatchvolumen allerdings durchaus gerechtfertigt. Dafiir gibt es zum einen modelltechni-
sche und zum anderen datenbasierte Griinde:

e Modell: Einerseits wurde ein rein kostenoptimierender Redispatch durchgefiihrt, der im
Vergleich zu Berechnungen mit (auch teilweiser) Mengenminimierung zu einem héhe-
ren Redispatchbedarf fiihrt (vgl. Abschnitt 2.5). Andererseits beinhaltet das Volumen
auch den Effekt des ,Nachoptimierens” (s. Exkurs oben). Um diese Modelleinfliisse zu
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untersuchen, wurde eine vorwiegend mengenminimierende Redispatchoptimierung
durchgefihrt. In dieser reduziert sich das Redispatchvolumen auf ca. 20 TWh.

e Datenbasis: Die Gegenliberstellung von Netz- und Erzeugungsszenario lasst kein weit-
gehend engpassfreies Netz erwarten. So basiert der Netzdatensatz auf dem BBPIG. Da-
her sind nicht genehmigte Vorhaben, d.h. Netz-Booster-Anlagen zur reaktiven Netzbe-
triebsfiihrung sowie Phasenschieber Ad-hoc-MaRnahmen nicht mit inbegriffen (vgl. Ab-
schnitt 2.2). Das Freileitungsmonitoring wird indes bericksichtigt (vgl. Abschnitt 2.5).

Aus diesen Betrachtungen geht hervor, dass das erhohte Redispatchvolumen in unseren Analy-
sen nicht auf unplausible Artefakte im Modell zurilickzufiihren sind. Auch ist nicht zu erkennen,
dass es durch die unterschiedlichen EE-Ziele im Netzdatensatz (unterstellt 60%-EE-Ziel) und
Marktmodell (unterstellt 65%-EE-Ziel) zu einer deutlichen Uberschitzung des Redispatchbedarfs
kommt. In Bezug auf die zur Verfligung stehenden Potentiale kann aber von einer konservativen
Abschatzung gesprochen werden, da nicht genehmigte MaRnahmen (wie Netz-Booster und Ad-
hoc-Phasenschieber) nicht abgebildet sind.

Zur besseren Ubersicht ist das Redispatchvolumen in der nachfolgenden Tabelle 2 dargestellt.
Sie zeigt zunachst, dass etwa die Halfte des Volumens in Deutschland anfallt. Die andere Halfte
fallt im Ausland an. Dass die Mengen ungefahr gleich aufgeteilt sind, ist zu groBen Teilen auf den
Effekt der Nachoptimierung zuriickzufiihren. Dadurch sind ndmlich zusatzliche Austausche —ins-
besondere von Deutschland mit dessen Nachbarn — maoglich, die die Wohlfahrt steigern. Die EE-
Abregelungen liegen mit 12,6 TWh deutlich tiber dem aktuellen Niveau (ca. 5 TWh in 2018).
Dieser Wert ist damit zu begriinden, dass in unseren Berechnungen keine Nachrangigkeit der
Abregelung gefordert wird, sondern EE-Anlagen zu ihren Opportunitdtskosten im Redispatch zur
Verfligung stehen (vgl. Abschnitte 2.5 und 2.3). Da sie auRerdem in vielen Fallen eine glinstige
Lage zu Engpdssen aufweisen, ist es nicht verwunderlich, dass sie deutlich 6fter als heute zum
Redispatch herangezogen werden. Dem gegentber tritt das Herunterregeln von KWK-Anlagen
eher sporadisch auf. Die Energiemenge ist mit 0,1 TWh vernachldssigbar klein.

RD-Mengen Deutschland
[TWh]

_ Hochfahren Herunterfahren Hochfahren Herunterfahren

Konventionelle 18,1 -7,1 19,5 -23,3
Anlagen

EE-/KWK-Abre- -- -12,6/-0,1

gelungen

Flexible Ver- 0,9 -1,1 = -
braucher

Tabelle 2: Redispatch-Volumina im In- und Ausland

Aktuelle Diskussionen und Uberlegungen messen Redispatchmarkten mitunter groRes Potential
in Bezug auf das Erschlieen neuer Flexibilitatspotentiale bei. Vor diesem Hintergrund ist es in-
teressant zu sehen, in welchen Mengen, die in AP 3 ermittelten, zusatzlichen Potentiale (vgl.
Abschnitt 2.5) eingesetzt werden. Aus unseren Berechnungen ergibt sich im Baseline-Szenario
eine eher geringe Ausnutzung dieser Potentiale hervor: So werden sie sowohl fiir das Hoch- als
auf fiir das Herunterfahren im Umfang von nur ca. einer TWh genutzt. Fiir eine detaillierte Ana-
lyse wird auf den nachsten Abschnitt (3.4) verwiesen.

consentec 22



Was ist die Referenz? Redispatchbedarf flir das Jahr 2030 im Baseline-Szenario

3.4 Abschatzungen zum Nutzen der ErschlieBung zusatzlicher Redispatchpo-
tentiale

Im voranstehenden Abschnitt wurde bereits darauf verwiesen, dass Beflirworter von RD-Mark-
ten als wesentlichen Vorteil die damit mogliche Erschliefung zusatzlicher Potentiale fiir den Re-
dispatch sehen. Als Ergebnis der im AP 3 dieses Vorhabens durchgefiihrten Analysen hat sich
gezeigt, dass im Jahre 2030 eine Reihe von zusatzlichen Potentialen in Form von flexiblen Ver-
brauchern flir einen marktbasierten Redispatch zur Verfigung stehen konnten (vgl. Abschnitt
2.5). Die installierte Leistung solcher Verbraucher ist nachstehend noch einmal knapp tabella-
risch zusammengefasst:

Maximal verfiig-

Installierte Leis- Kosten Lasterh6hung/-

tung [GW] [GW] absenkung [EUR/MWAh]

Technologie bare Leistung

250/250

PV-Batteriespeicher 8

Konventionelle Lasten 12 12 --/1000
Warmepumpen 5,8 0,97 max. 25/ min. 75
E-Mobilitat 0,9 015 max. 25/ min. 75
.25/ in 7
Elektroheizer 1,2 1,2 90/--

Tabelle 3: durch Redispatchmarkt zusdtzlich erschliefSbare Redispatchpotentiale

Eine erhohte Menge an Redispatchpotentialen flihrt zwangslaufig zu geringeren Kosten, da im
Redispatch nun mehr Freiheitsgrade zur Engpassbewirtschaftung zur Verfligung stehen. Wie un-
terschiedliche Studien und Feldversuche gezeigt haben, kann dieser Effekt im Einzelfall signifi-
kant sein. Fraglich ist allerdings, welcher systemweite monetare Nutzen sich integral aus der
Bereitstellung zusatzlicher Flexibilitat z. B. in einer Jahresrechnung ergibt. Um dies zu untersu-
chen, haben wir ein Szenario berechnet, in dem die flexiblen Verbraucher nicht fiir Redispatch
zur Verfligung stehen. Ein Vergleich mit dem Baseline-Szenario — in welchem die flexiblen Ver-
braucher ja vorhanden waren — soll zeigen, welche Kostendifferenzen sich so ergeben.

Da die Quantifizierung viele Annahmen z.B. zu Kosten und zeitlicher Verfligbarkeit der flexiblen
Verbraucher erfordert, sind die nachfolgenden Ergebnisse nur indikativ zu verstehen. In dem
hier betrachteten Szenario ergeben sich ohne zusatzliche Potentiale liber das Jahr hinweg Re-
dispatchkosten von ca. EUR 1,15 Mrd. und ein Redispatchvolumen von 45,5 TWh (vgl. Tabelle
4). Das entspricht einem Nutzen der zusatzlichen Potentiale im Bereich von etwas Uber
EUR 60 Mio./a. Bezogen auf die gesamte Redispatchkosten bei begrenzten Potentialen ent-
spricht dies einem Kostensenkungspotential von lediglich ca. 5%.

RD mit hohen Potentialen | RD mit begrenzten Potentialen

RD-Volumen [TWh] 44,2 45,5

RD-Kosten [EUR] 1.088 Mio. 1.150 Mio.

Tabelle 4: Vergleich von Mengen und Kosten bei RD mit hohen bzw. begrenzten Potentialen
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Das Ergebnis bedarf angesichts der leistungsmaRig hohen zusatzlichen Potentiale einer Erkla-
rung. Diese kann durch zwei wesentliche Punkte erbracht werden. Zum einen sind die angege-
benen Potentiale vergleichsweise teuer (je nach Typ haufig > 100 EUR/MWHh, vgl. Abschnitt 2.5,
Tabelle 3). AuBerdem sind die stiindlich verfligbaren Leistungen z.T. erheblich geringer als die
0.g. Leistungswerte, da die ermittelten Redispatchdauern im Verhaltnis zur zeitlichen Verfiig-
barkeit der Potentiale eher lang sind. Weiterhin sind die Redispatchpotentiale tGiber Deutschland
regional sehr verteilt. Das bedeutet, dass von dem zur Verfligung stehenden Teil wiederum nur
eine Untermenge sinnvoll eingesetzt werden kann, um Engpasse zu beheben.

Was allerdings auffallt, sind die hohen energiebezogenen Kosteneinsparungen (durchschnittlich
50 EUR/MWh). Sie sprechen daftir, dass die Potentiale verhaltnisméaRig selten (also in wenigen
Stunden) abgerufen werden, dann aber in solchen Stunden, in denen der Redispatch ansonsten
sehr teuer ware. Demzufolge kdnnen sie in diesen Situationen durch eine gute geografische Lage
(d.h. hohe Sensitivitat auf kritische Netzelemente) deutlich ineffektivere Mallnahmen vermei-
den, die sonst zu einem liberproportionalen Anstieg der Redispatchkosten gefiihrt hatten.
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4 Welche Auswirkungen haben Inc-Dec-Gebotsstrategien? Model-
lierung von Gebotsstrategien in einem deutschen Redispatch-
markt

In diesem Kapitel soll quantifiziert werden, mit welchen Entwicklungen bei Einfiihrung eines Re-
dispatchmarktes zur Behebung von Engpissen im deutschen Ubertragungsnetz zu rechnen
ware. Zunachst wird dazu in Abschnitt 4.1 auf die Methodik eingegangen, mit der die Untersu-
chung durchgefiihrt wird. Insbesondere wird darauf eingegangen, wie eine ideale Gebotsstrate-
gie von Akteuren aussehen wiirde und wie diese modelliert werden kann. AufSerdem diskutieren
wir, welche Akteure fiir solche Gebotsstrategien infrage kommen. Anschliefend werden in Ab-
schnitt 4.2 die Ergebnisse einer Jahressimulation vorgestellt mit deutschem RD-Markt vorge-
stellt. Anhand dieser soll die praktische Relevanz untersucht werden, die Inc-Dec-Gebotsstrate-
gien in der Theorie erwarten lassen. Dazu gehen wir neben den Riickwirkungen auf den Strom-
markt und den Redispatch (s. Abschnitte 4.2.1 und 4.2.2) auch darauf ein, dass Akteure in der
Realitat ihre Knotenpreise nicht perfekt antizipieren konnen (s. Abschnitt 4.2.3). Um zu zeigen,
dass die fiir das ausgewahlte Stichjahr ermittelten Zahlenwerte keinen Sonderfall darstellen,
werden in Abschnitt 4.2.4 zudem ein weiteres Stiitzjahr (2025) sowie ein Szenario mit strukturell
engpassfreiem Netz untersucht.

4.1 Untersuchungsmethodik und wichtige Annahmen

Wie eingangs erlautert, stellen die moglichen, in einem Redispatchmarkt zu erzielenden Renten
fir alle Akteuren, die an einem solchen Markt teilnehmen kdnnen, Opportunitdten dar. Damit
ist es fiir die Akteure 6konomisch rational, diese Opportunitdten bei ihren Geboten im zonalen
Markt einzupreisen. Wie in Anhang Ahergeleitet, ist der mogliche erzielbare Preis, gegen den sie
ihr Gebot am zonalen Markt optimieren, der lokale Marktpreis (LMP, auch Knotenpreis). Dem-
nach wiirden rational agierende Akteure, die am RD-Markt teilnehmen koénnen, im Strommarkt
statt ihren Erzeugungskosten den erwarteten lokalen Preis bieten. Wir gehen zunachst davon
aus, dass die Akteure ihren LMP perfekt voraussagen und diese Strategie somit risikolos anwen-
den kénnen. Dies stellt insofern eine obere Abschatzung dar, als Akteure in der Realitat nicht
Uber vollstdandige Informationen bzgl. Engpasssituation und Knotenpreisen verfiigen. Wir unter-
suchen dennoch bewusst diese idealisierte Strategie, um spater einen Vergleich mit defensive-
ren Strategien ziehen zu kdnnen (s. Abschnitt 4.2.3).

Die voranstehenden Uberlegungen zeigen, dass der LMP fiir die Modellierung einer Gebotsstra-
tegie eine zentrale Rolle spielt. Zudem variiert der LMP an jedem Knoten Uiber den Jahresverlauf
hinweg, weil er abhangig von der jeweiligen Engpasssituation ist. Daher muss der LMP im Rah-
men einer Voranalyse ermittelt werden (s. Abbildung 9).
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zonaler Markt EK™-basiert
(Gebote auf Basis
Erzeugungsgrenzkosten)

kostenbasierter Redispatch

zonaler Markt
+ kostenb. RD
(Referenz)

Ermittlung der lokalen Preise (LMP)

Yoranaly se

(Varianten)

zonaler Markt Redispatch-Markt
(Gebote i. W. entsprechend (Gebote EK*-basiert, pay-as-
erwartetem LMP) cleared)

RD-Markt

o Wie verandert sich das Ergebnis am zonalen Markt?

Wie verandert sich die Situation der Netzengpasse?
Wie verandern sich RD-Bedarf und -kosten?

“ EK= kurzfristige Erzeugungsgrenzkosten (bei Verbrauchern: kurzfristige Kosten eines Lastverzichts)

Auswertung

Abbildung 9: Schematischer Ablauf zur Berechnung der Wirkung eines Redispatchmarktes

Aus der Abbildung geht hervor, dass die Knotenpreise aus einer Referenzberechnung ermittelt
werden. Anschlielend wird den Redispatchpotentialen gemaR ihrem jeweiligen Anschluss ans
Ubertragungsnetz fiir jede Stunde der entsprechende Knotenpreis zugeordnet. Auf dieser Basis
wird dann die stiindliche Gebotsstrategie je Akteur abgeleitet. Dieses Vorgehen basiert auf zwei
Effekten: Zum einem sind LMP ausschlieRlich vom endgiiltigen, physischen Einsatz der Kraft-
werke und flexiblen Lasten abhangig, also dem Einsatz, der sich nach Redispatch ergibt. Sie han-
gen nicht davon ab, Gber welche ,Zwischenschritte” es zu diesem Einsatz gekommen ist. Damit
sind die LMP vor allem nicht davon abhangig, welcher Kraftwerkseinsatz sich am zonalen Markt
ergeben hat. Dies gilt zumindest solange im Redispatch die gleichen Freiheitsgrade beziiglich der
flexiblen Anlagen gelten wie im zonalen Markt, d. h. dass eine Anlage, die am zonalen Strom-
markt flexibel eingesetzt werden kann, auch im Redispatch mit der gleichen Flexibilitat einsetz-
bar ist. Dann — und das ist der zweite wichtige Effekt, der dem gewahlten Vorgehen zugrunde
liegt —flhrt ein kostenoptimierender Redispatch auch stets zum gleichen endgiiltigen, d. h. phy-
sischen Kraftwerkseinsatz. Dabei ist wichtig, dass es sich sowohl beim administrierten, kosten-
basierten Redispatch als beim Matching-Algorithmus eines Redispatchmarktes grundsatzlich um
einen kostenoptimierenden Redispatch handelt, sofern am Redispatchmarkt kostenbasierte Ge-
bote abgegeben werden. Diese beiden Effekte fliihren im Ergebnis dazu, dass die LMP unabhan-
gig davon sind, welche Gebotsstrategien Akteure am zonalen Markt anwenden, und auch unab-
hangig davon, ob der Redispatch administriert/kostenbasiert oder marktbasiert durchgefihrt
wird. Deshalb kénnen die LMP auf Basis der Rechnung zum kostenbasierten Redispatch ermittelt
werden. Voraussetzung hierfir ist — wie oben bereits erwdhnt — dass in allen Varianten des Re-
dispatch und im zonalen Markt jeweils die gleichen flexiblen Anlagen mit der gleichen Flexibilitat
zur Verfliigung stehen. Wenn die Voraussetzungen erfiillt sind, dann bedeutet diese fiir die Aus-
wertung der hier durchgefiihrten Untersuchungen, dass Unterschiede in den Ergebnissen (z. B.
hinsichtlich Redispatchmengen, Renten verschiedener Akteure etc.) nur auf die Anwendung von
Inc-Dec-Gebotsstrategien zurlckzufiihren sind. Dies ermoglicht dann eine methodisch
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eindeutige Analyse der Effekte von Inc-Dec-Strategien, die nicht durch andere Effekte liberlagert
wird. In der eingesetzten Modellkette erforderte es bestimmte zusatzliche MaRnahmen, damit
die Vorrausetzung stets gleicher Flexibilititen im zonalen Markt und Redispatch erfiillt ist.'? So
wird z. B. die Einspeisung von Anlagen, die nicht am Redispatchmarkt teilnehmen kénnen (bspw.
in GroRbritannien) in den Variationsrechnungen auch im zonalen Strommarkt fixiert. Sie sind
danninallenin diesem Untersuchungsstrang betrachteten Modellrechnungen auf allen betrach-
teten Dispatchstufen (zonalen Markt und Redispatch) nicht flexibel einsetzbar.

Fir die Einordnung der folgenden Ergebnisse ist noch ein weiteres Detail der Annahmen fiir die
Modellierung wichtig: Wir haben angenommen, dass die Anwendung von Inc-Dec-Strategien nur
in dem MaRe moglich ist, wie die Gebote am zonalen Markt tatsachlich physisch gedeckt sind.
Am Fall der Diesel-Kraftwerke im Norden (also ,,vor” dem Engpass) aus dem stilisierten Beispiel
(vgl. AnhangA) lasst sich dies anschaulich erklaren: Diese bieten im Beispiel im Inc-Dec-Fall am
zonalen Markt zum lokalen Preis und mit einer Menge, die ihrer physisch maximal verfligbaren
Erzeugungskapazitat entspricht (hier: 5 GW). Dadurch nutzen sie die Arbitragemoglichkeit —
Energie zu einem hoheren Preis verkaufen und diese Lieferverpflichtung spater durch Rickkauf
der Energie zu einem niedrigen lokalen Preis bedienen — soweit aus, wie es ihre physische Er-
zeugungsmoglichkeiten zulassen. Da sie aber gar nicht beabsichtigen, die am zonalen Markt ver-
kaufte Energie mit ihrem Kraftwerk zu produzieren, ware grundsatzlich auch denkbar, dass sie
mehr als ihre physische Erzeugungskapazitat am zonalen Markt vermarkten und die entspre-
chend héhere Menge ebenfalls am lokalen Markt zuriickkaufen. Dies ist moglich, da sie sich, wie
erlautert, durch die Inc-Dec-Strategie ihre Nachfragen nach engpassentlastendem Riickkauf von
vermarkteter Erzeugung am lokalen Markt selbst schaffen. Daher ist diese Art von , Leerverkauf”
letztlich im Umfang auch nicht beschrankt. Wir gehen aber davon aus, dass — anders als ein
physisch gedecktes Inc-Dec-Geschaft —solche Leerverkdufe beispielweise bei konsequenter Aus-
legung von Bilanzkreisvertragen zumindest sanktionierbar waren. SchlieRlich wiirden durch ein
solches Verhalten am zonalen Markt Lieferverpflichtungen eingegangen, die physisch nicht ge-
deckt werden koénnten. Insofern begrenzen wir in unserer Modellierung den Umfang von Inc-
Dec-Geboten auf die physisch vorhandenen Kapazitaten des jeweiligen Akteurs. Im Falle von EE-
Anlagen und (flexiblen) Lasten begrenzen wir die Inc-Dec-Gebote auf das zeitpunktspezifisch va-
riable EE-Dargebot bzw. die Verbrauchslast. Beziglich dieser Beschrankung bei EE-Anlagen und
Lasten dirften in der Realitat allerdings durchaus (begrenzte) Umgehungsmaglichkeiten beste-
hen, bspw. indem Akteure durch lberhéhte EE- oder Last-Prognosen ihr Potential fiir Inc-Dec-
Strategien erh6hen. Der Nachweis eines missbrauchlichen Verhaltens dirfte schwierig sein. In-
sofern flihrt diese Annahme unserer Modellierung eher zu einer konservativen Abschatzung des
Potentials fur die Anwendung von Inc-Dec-Strategien.

4.2 Ergebnisse zu Auswirkungen von Inc-Dec-Gebotsstrategien

Im Folgenden werden die Auswirkungen von Inc-Dec-Gebotsstrategien quantitativ untersucht.
Die Untersuchung erfolgt in mehreren Schritten, da die Wirkung von strategischem Verhalten
zu Anderungen sowohl auf dem Strommarkt (s. Abschnitt 4.2.1) als auch im Redispatch (vgl.

2 Inwieweit die genannte Voraussetzung in der Realitat erfullt ist, hangt unter anderem von Vorlaufzeiten des Redispatch und Prog-
noseunsicherheiten der Marktteilnehmer ab. Grundsatzlich sind rationale Marktteilnehmer aber stets bestrebt auf allen Marktstu-
fen eine moglichst hohe Flexibilitdt zu besitzen, da sie nur so ihre Gewinne maximieren kénnen.

13 Ansonsten kénnten sich durch Anderungen des Gebotsverhaltens der {ibrigen Anlagen prinzipiell auch neue — ineffiziente — Aus-
tauschmuster ergeben, die nicht mehr riickgangig gemacht werden kdnnen. Dies ware in der Realitdt durchaus denkbar, aber ein
Effekt zweiter Ordnung, der die Effekte von strategischem Gebotsverhalten noch verstarkt, den wir aber hier nicht betrachten wol-
len.
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Abschnitt 4.2.2) fiihren. So kdnnen die zahlreichen Effekte strukturiert diskutiert werden. Fir
die nachsten beiden Kapitel wird zunachst der Fall idealtypischer Inc-Dec-Strategien unterstellt,
d.h. die Akteure besitzen perfekte Voraussicht. Sie sind also in der Lage ihren Knotenpreise exakt
zu antizipieren. Da dies in der Realitat nicht der Fall sein wird, flihren wir weitere Untersuchun-
gen durch, in der die Akteure keine perfekte Antizipation besitzen (vgl. Abschnitt 4.2.3). Fir die-
sen Fall unterstellen wir den Akteuren eine gewisse Risikoaversitat und fihren dazu Sensitivi-
tatsanalysen durch. AuRerdem werden in Abschnitt 4.2.3 die Ergebnisse einer Rechnung gezeigt,
bei der die Akteure im Strommarkt kein strategisches Verhalten ausiiben, im Redispatch aber
dennoch zum lokalen Markpreis abgerechnet werden.

4.2.1 Auswirkungen auf den zonalen Strommarkt

Die Anwendung von Inc-Dec-Strategien durch die Marktakteure verandert die Gebotskurve am
zonalen Markt (vgl. Abbildung 19 und Abbildung 22 fiir das stilisierte Beispiel aus Anhang 0).
Damit verandern sich sowohl die Gebotszuschlage — und damit der Einsatz von Kraftwerken und
flexiblen Verbrauchern —am zonalen Markt wie auch die Preise am zonalen Markt. Das Ausmal}
der Veranderung hangt stark von der Merit Order sowie den lokalen Preisen ab und lasst sich
schwer vorhersagen®, auch da es keine systematische ,,Richtung” der Verdnderung gibt (z. B.,
dass die Preise im zonalen Markt aufgrund der Inc-Dec-Strategie systematisch héher oder nied-
riger liegen).

Als quantitatives Mal} fur die Auswirkungen von Inc-Dec-Strategien haben wir die Vermarktung
von Erzeugungsanlagen und die Beschaffung von Strommengen zur Lastdeckung am zonalen
Markt verglichen, wie sie sich als Ergebnis der beiden durchgefiihrten Strommarktsimulation mit
Inc-Dec-Gebotsstrategie bzw. mit erzeugungsgrenzkostenbasierten Geboten ergibt. Um die
grundsatzliche Wirkungsweise nochmals zu veranschaulichen, haben den Vergleich zunachst an-
hand der bereits in Abschnitt 3.3 betrachteten Einzelstunde vorgenommen (s. Abbildung 10). In
der Grafik ist links das Ergebnis des zonalen Marktes bei erzeugungskostenbasierten Geboten
dargestellt. Dabei entsprechen die Flachen der blauen Kreise den jeweiligen Einspeisungen an
den entsprechenden Knoten (vgl. Legende). Im rechten Bild ist in gleicher Weise der Dispatch
nach zonalem Markt bei Anwendung von Inc-Dec-Strategien dargestellt. Zusatzlich dazu sind
exemplarisch besonders relevante Verdnderungen im Dispatch mit roten Kreisen markiert. Dar-
tiber hinaus sind Anderungen im Ausland in den jeweiligen Kisten dargestellt?®.

1 In Abschnitt 4.1 wurde ,,Vorhersehbarkeit” als Voraussetzung fiir die Anwendung Inc-Dec-Strategien genannt. Dies bezieht sich
aber auf Engpésse und lokale Preise (und damit die ideale Gebotsstrategie). Zonale Preise vorhersehen zu kénnen ist keine Voraus-
setzungen fir die Anwendung von Inc-Dec-Strategien — ebenso wenig wie dies Voraussetzung fir ideale Gebotsstrategien an einem
zonalen Markt ohne Inc-Dec-Anreize der Fall ware.

15 Neben den dargestellten Veranderungen gibt es auch Anderungen in weiter &stlich liegenden Landern der CORE-Region. Diese
betragen in Summe ca. 9 GW zusatzliche und ca. 8 GW verringerte Erzeugung.
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zonaler Markt erzeugungskostenbasiert zonaler Markt mit Inc-Dec-Gebotsstrategien
S R b ol .
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Legende
e 1GWErzeugung

() Anderungen beilnc-Dec basierten Geboten (exempl. Hervorhebung)
— HGU-Leitungen
[] Anderungen im Ausland [GW] (pos. /neg. Werte: Kraftwerke mit zus. / geringerer Vermarktung

Abbildung 10: Unterschiede im Dispatch nach zonalem Markt durch Inc-Dec-Gebotsstrategien

Es zu erkennen, dass vor allem im Nord-Osten mehr und dagegen im Siid-Westen weniger Er-
zeugung zugeschlagen wird. Eine detaillierte Beschreibung der Engpasssituation in dieser Stunde
erfolgt im nachsten Abschnitt (4.2.2). Allerdings sei schon hier darauf verwiesen, dass sich vor
dem Hintergrund der in Abbildung 8 dargestellten Engpdsse das erwartete Bild abzeichnet: Die
Erzeugungen im zonalen Markt dndern sich tatsachlich so, dass sie tendenziell Engpéasse verstar-
ken.

Als nachstes wurden die Ergebnisse der einzelnen Stunden des Jahres aggregiert. Ausgewertet
wurde dabei die Summe der Absolutbetrage der Verdanderung, in der am zonalen Markt ver-
markteten/beschafften Energie je modellierter Anlage und je Stunde. Fir das simulierte Jahr
2030 ergibt sich durch die Inc-Dec-Strategie eine Verdanderung in den Vermarktungsentschei-
dungen am zonalen Markt in H6he von insgesamt 570 TWh tber alle Akteure. Davon entfallt der
weit Uberwiegende Teil auf die Vermarktungsentscheidungen bei Erzeugungsanlagen (540 TWh)
und betrifft neben deutschen auch ausldndische Kraftwerke, die in den Redispatchmarkt einbe-
zogen werden und fiir die somit auch Anreize fiir eine Inc-Dec-Gebotsstrategie bestehen. Die
Vermarktung deutscher Erzeugungsanlagen dndert sich um 192 TWh, wobei bei Anwendung der
Inc-Dec-Strategie 79 TWh von Erzeugungsanlagen zusatzlich vermarktet werden, die bei erzeu-
gungskostenbasierten Geboten nicht vermarktet wiirden, und 113 TWh von Erzeugungsanlagen
weniger vermarktet werden, die bei erzeugungskostenbasierten Geboten vermarktet wiirden?®.

16 Der ,,Bilanzausgleich”, also die fiir den Ausgleich von Angebot und Nachfrage schlieRenden GroRen, erfolgt einerseits Giber eine
veranderte Nachfrage (insb. verlagern flexible Last ihren Strombezug teilweise auf den Redispatch-Markt) und andererseits tber
auslandische Kraftwerke, die im Saldo aufgrund der Inc-Dec-Strategie mehr vermarkten.

consentec 29



Welche Auswirkungen haben Inc-Dec-Gebotsstrategien? Modellierung von Gebotsstrategien in
einem deutschen Redispatchmarkt

Eine weitere Zahl soll noch hervorgehoben werden, weil sie in der dieser GroRenordnung nicht
unbedingt erwartet werden konnte: 30 TWh der Verdanderung entfallen auf flexible Verbrau-
cher. Diese GroRRenordnung ist deshalb bemerkenswert, weil Potential fiir flexible Verbraucher
nur in Deutschland angenommen wurde und die Ergebnisse des Baseline-Szenarios gezeigt ha-
ben, dass der volkswirtschaftlich effiziente Einsatz dieser Anlagen bei lediglich ca. 2 TWh
(Summe aus Hoch- und Herunterfahren) liegt. Durch den RD-Markt wird nun in Verbindung mit
strategischem Verhalten die 15-fache Menge im Redispatch verwendet. Das zeigt, dass fur fle-
xible Verbraucher trotz vergleichsweise hoher Kosten — die ihren Einsatz weitestgehend unwirt-
schaftlich machen — ein hoher Anreiz zur Generierung zusatzlicher Renten mittels strategischen
Verhaltens besteht.

Diese Zahlen machen deutlich, dass die Einflihrung eines marktbasierten Redispatch im zonalen
Markt zu sehr erheblichen Verwerfungen fiihren wiirde. Das Ergebnis, d.h. die Gebotszuschlage,
des zonalen Marktes wiirden sich massiv von dem eigentlich erwiinschten Ergebnis unterschei-
den, welche sich einstellen wiirden, wenn alle Bieter am zonalen Markt erzeugungsgrenzkos-
tenbasiert bieten wiirden.

4.2.2 Auswirkungen auf Redispatchvolumen und -kosten

Die veranderten Vermarktungsentscheidungen am zonalen Markt andern auch die Engpasssitu-
ation, wie sie sich auf Basis der (vorlaufigen) Kraftwerkseinsatzfahrpldane nach dem zonalen
Markt ergibt. Die konzeptionellen Uberlegungen im Exkurs des Abschnitts 1.2 haben gezeigt:
alle Veranderungen im vorlaufigen Anlageneinsatz nach Strommarkt, die aus einem — durch An-
tizipation des Redispatchmarktes bedingten — anderen Ergebnis des zonalen Marktes folgen,
wirken engpassverstirkend. Angesichts der zuvor dargestellten massiven Anderung des Anla-
geneinsatzes nach zonalem Markt durch die Inc-Dec-Strategien ist ebenfalls zu erwarten, dass
sich das AusmaR der Engpdsse und in der Folge Redispatchvolumen und -kosten deutlich erh6-
hen.

lllustration der Effekt am Beispiel einer exemplarischen Stunden

Zur Veranschaulichung der Effekte stellt folgende Abbildung vergleichend fiir die bekannte,
exemplarische Stunde des Simulationsjahres 2030 die Engpasssituation im deutschen Ubertra-
gungsnetz vor Redispatch sowie den notwendigen Redispatch fiir die beiden Varianten des zon-
alen Marktergebnisses dar.
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zonaler Markt erzeugungskostenbasiert zonaler Markt mit Inc-Dec
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Abbildung 11: Leitungsbelastungen im deutschen Ubertragungsnetz vor Redispatch und notwen-
diger Redispatch zur Engpassbehebung fiir eine exemplarische Stunde

Zu erkennen ist einerseits der deutliche Anstieg der Engpasse: Nicht nur steigt die Zahl der tGber-
lasteten Leitungen (im rechten Bild sind deutlich mehr Leitungen als Zeichen einer Belastung
> 100 % im (n-1)-Fall eingefarbt). Auch sind die bereits im Basisfall (links) Gberlasteten Leitungen
starker Uberlastet (erkennbar an der veranderten Einfarbung im rechten Bild, vgl. Farbskala in
der Legende). Die eingezeichneten Kreise reprasentieren die notwendigen RedispatchmaBnah-
men. Blaue Kreise kennzeichnen eine Erzeugungserhohung (bzw. Lastabsenkung), violette
Kreise eine Erzeugungsabsenkung (bzw. Lasterhéhung). Die Flache der Kreise korrespondiert mit
dem leistungsmaRigen Umfang der Redispatchmallnahmen. Aus Griinden der Komplexitatsre-
duktion sind im Ausland durchgefiihrte RedispatchmaBnahmen nicht dargestellt; sie finden aber
statt. Es ist klar zu erkennen, dass der Umfang der RedispatchmalRnahmen deutlich zunimmt. In
Zahlen ausgedriickt steigt in dieser Stunde das Redispatchvolumen von 19 GWh auf 56 GWh
(Faktor 3). Die Kosten steigen von EUR 506.000 auf EUR 2.079.000 (Faktor 4).

Ergebnis der Simulation fiir ein gesamtes Jahr

Vergleicht man flr das gesamte Jahr den Umfang der zur Engpassbehebung fiir einen kostenmi-
nimalen Redispatch erforderlichen RedispatchmalRnahmen, so steigt dieser in den von uns
durchgefiihrten Simulationen in Folge der Inc-Dec-Strategie signifikant. Das Redispatchvolumen
zur Behebung von Engpéssen im deutschen Ubertragungsnetz erhéht sich etwa von 44 TWh'’
auf 306 TWh. Unter den getroffenen Annahmen wiirden Redispatchmarkte den notwendigen
Redispatch also um etwa den Faktor 7 erhdhen. Die Kosten der Netzbetreiber fiir die Umsetzung
dieser MaRnahmen wiirden auf etwa EUR 3,5 Mrd. steigen und lagen damit EUR 2,4 Mrd. iber
den Kosten, die den Netzbetreibern bei einem ideal kostenbasierten Redispatch entstehen wiir-
den. Die Erhéhung der Redispatchkosten liegt also bei einem Faktor von knapp Gber 3 und fallt
damit sehr erheblich aus.

17 Vgl. Hinweise zu hohem Redispatchvolumen im Basisfall in Abschnitt 2.5 und 3.3
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4.2.3 Sensitivitatsanalyse: Inc-Dec-Strategien bei nicht perfekter Antizipation

Bis hierher wurde davon ausgegangen, dass den Akteuren zur Bestimmung ihrer Gebotsstrate-
gien vollstandige Informationen vorliegen und sie das Marktgeschehen sowie ihre Knotenpreise
perfekt antizipieren kénnen. Die Anwendung von Inc-Dec-Strategien ist dann fir die Akteure
risikolos. Auch wenn wir, wie oben erldutert, davon ausgehen, dass angesichts eines mit struk-
turellen Engpissen behafteten Ubertragungsnetzes wie in Deutschland eine solche Prognose
mit hinreichender Genauigkeit moglich ware, so kann in der Realitat jedenfalls nicht von einer
perfekten Antizipierbarkeit ausgegangen werden. Akteure gehen durch Inc-Dec-Strategien dann
gegenlber einer reinen Spotvermarktung zusatzliche Risiken ein. In dem stilisierten Beispiel von
oben, besteht z. B. fir die Dieselkraftwerke im Norden die Gefahr, dass sie den lokalen Preis zu
niedrig einschatzen. Dann konnte der Fall eintreten, dass der tatsachliche lokale Preis hoher ist
als der erwarte Preis. Dies kann einerseits zu einem Verlust fiihren, wenn der lokale Marktpreis
Uber dem zonalen Marktpreis liegt. Der Akteur wiirde dann aus der Differenz zwischen lokalem
Preis und zonalem Preis keinen Gewinn erzielen, sondern miusste die zum zonalen Preis ver-
kaufte Energie zum wider Erwarten hoheren lokalen Preis zurtickkaufen. Liegt der Knotenpreis
allerdings zwar hoher als der Akteur erwartet hatte, aber weiterhin unter dem zonalen Mark-
preis, dann bedeutet dies fiir den Akteur lediglich einen geringeren Gewinn. In einer Sensitivi-
tatsuntersuchung haben wir untersucht, wie sich ein eher risikoaverses Verhalten bei der An-
wendung von Inc-Dec-Strategien auf das Ausmal} der Wirkungen dieser Strategien auswirken
wirde.

Untersuchungsansatz

Aus dem oben angefiihrten Beispiel wird deutlich, dass der Umstand, ob eine Inc-Dec-Strategie
sich lohnt oder nicht, im Wesentlichen davon abhangt, ob ein Akteur richtig abschatzen kann,
dass sein lokaler Preis tiber oder unter dem zonalen Preis liegt. Im Gegensatz dazu fihrt eine
Prognose, die lediglich die absolute Hohe des Knotenpreises falsch einschatzt, in der Tendenz
(Uber oder unter zonalem Preis) aber richtig liegt, trotzdem zu einer zusatzlichen Rente — wenn
auch nicht in der antizipierten Hohe. Hervorzuheben ist dabei, dass nicht einmal das absolute
Niveau des Zonenpreises relevant fir die Einschatzung der Tendenz ist, sondern nur die Lage zu
relevanten Engpéssen. In Bezug auf die Engpasssituation im Ubertragungsnetz bedeutet das:
Weill der Akteur, ob er mit einer Einspeisung eher engpassverstiarkend oder eher -senkend
wirkt? Daran wird deutlich: Je sicherer sich ein Akteur in Bezug auf seine Netzwirkung ist, desto
exakter kann er auch abschatzen, ob er durch strategisches Verhalten eine zuséatzliche Rente
erwirtschaften kann. Wie erwahnt, benétigt er dazu kein komplexes Modell zur Prognose von
Preisen. Weiterhin folgt daraus, dass es flir Akteure mit einer hohen Wirksamkeit auf kritische
Netzelemente relativ einfach ist, eine Prognose tber ihre Netzwirkung zu erlernen, indem sie
z.B. Korrelationen zwischen Last-/Einspeisesituationen und Redispatchabruf herstellen.

Insofern besteht eine plausible Annahme darin, dass das Risiko durch strategisches Verhalten
einen Verlust zu machen mit steigender Differenz zwischen lokalem und zonalem Marktpreis
sinkt. Daher sind die Sensitivitatsuntersuchungen so parametriert, dass nur solche Anlagen Ge-
botsstrategien anwenden kdonnen, deren LMP in der jeweiligen Stunde und am jeweiligen Netz-
knoten eine bestimmte Mindestabweichung vom zonalen Preis aufweisen. Wir haben dazu drei
Abstufungen mit Schwellen von +/- 3 EUR/MWh, +/- 5 EUR/MWh, +/- 7 EUR/MWh untersucht.
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Ergebnisse

Folgendes Diagramm zeigt, wie sich Redispatchvolumen und -kosten bei ,risikoaversen Inc-Dec-
Strategien” zu Volumen und Kosten im Basisfall strategisches Verhalten entwickeln. (s. Abbil-
dung 12).

Ergebnisse ohne Inc-Dec Ergebnisse mit Inc-Dec

800% A \ I A \
700%
T 600%
500%
Wert in 400%
Inc-Dec-  300%
Variante 200%

bezogen auf  100% (o] (5] .

Basisfall 0%

(a) (b) (c) ) (e) G (8)

oa 7 5 3 0

¢ Mindestabweichung LMP

fir Inc-Dec (in EUR/MWh)

RD-Kosten
—8— RD-Volumen
a) Basisfall: kostenbasierter RD, niedrige RD-Potentiale
b) kostenbasierter RD, hohe RD-Potentiale
c) RDM ohne Inc-Dec-5trategien der Akteure
d}-f} RDM mit Inc-Dec, risikoaverse Akteure (Mindestpreisvorteil +/- 7/5/3 EUR)
g) RDM mit Inc-Dec, risikoneutrale Akteure (kein Mindestpreisvorteil)

Abbildung 12: Redispatchvolumen und -kosten, wenn Inc-Dec-Strategien von Akteuren nur
dann angewendet werden, wenn in der jeweiligen Stunde und an dem jeweili-
gen Netzknoten, der LMP eine bestimmte Mindestabweichung zum zonalen
Preis aufweist; der Fall ohne Anwendung von Inc-Dec-Strategien entspricht ei-
ner ,,unendlich” hohen Mindestabweichung (=)

Aus dem Diagramm geht hervor, dass die Anwendung eines ,Sicherheitsabstandes” zu einer
deutlichen Reduktion des Redispatchbedarfes gegenliber dem Fall ohne Sicherheitsabstand
fUhrt. Trotzdem liegt der Redispatchbedarf um ein Mehrfaches Giber dem Volumen bei kosten-
basierten Redispatch (s. Punkt rechts im Diagramm). Eine weitere Erkenntnis ist, dass im Gegen-
satz zum Volumen die Redispatchkosten nur geringfligig durch risikoaverse Gebotsstrategien
sinken. Das ist dadurch zu begriinden, dass durch ein Erhéhen des Sicherheitsabstandes als ers-
tes diejenigen Akteure keine Inc-Dec-Gebotsstrategien mehr anwenden, fir die die zusatzliche
Rente eher gering ist (geringe Abweichung vom zonalen Preis), wohingegen die Akteure mit den
hochsten zusatzlichen Renten diese auch weiterhin realisieren konnen (hohe Abweichung vom
zonalen Preis).

Diese zusatzlichen Untersuchungen zeigen, dass ein risikoaverses Verhalten zwar den Anstieg
von Redispatchvolumen und -kosten in Folge der Inc-Dec-Strategien begrenzt. Aber selbst bei
einem vergleichsweise hohen geforderten Sicherheitsabstand von 7 Euro/MWh fiir den erwar-
teten lokalen Preis sind die Anstiege bei Redispatchkosten und -volumen mit einem Faktor von
etwa 3 noch sehr erheblich.

Die Grafik zeigt noch ein weiteres Ergebnis, das sich auf die Berechnung eines fiktiven Redis-
patchmarktes bezieht, der nicht dazu flihrt, dass Akteure am Strommarkt strategische Gebote
einstellen (,RDM ohne Inc-Dec”). Fir diese Berechnung entspricht das Ergebnis des
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Strommarktes und folglich auch das Ergebnis des Redispatchalgorithmus genau der Referenz-
rechnung. Allerdings wird der Redispatcheinsatz in dieser Berechnung nicht nur durch entspre-
chende Zahlung von Erzeugungskosten kompensiert, sondern nach dem lokalen Marktpreis ver-
gltet. Damit ergeben sich, verglichen mit der Referenzrechnung, deutliche Mehrkosten in etwa
zweifacher Hohe. Hieran wird deutlich, dass in Abschnitt 1.2 angesprochene investive Fehlan-
reize und Windfall Profits, durchaus in signifikanter Hohe auftreten kénnen.

4.2.4 Analysen fiir weitere Stichjahre und Szenarien

Um zu untersuchen, ob es sich bei dem ausgewahlten Jahr 2030 in der gewahlten Parametrie-
rung moglicherweise um einen Sonderfall handelt, haben wir zwei weitere Sensitivitatsuntersu-
chungen durchgefiihrt. Zum einen wurden die gleichen Annahmen verwendet, die zur Entwick-
lung des energiewirtschaftlichen Szenarios des Jahres 2030 herangezogen wurden, um unter
dhnlichen Rahmenbedingungen das Jahr 2025 zu untersuchen. Zum anderen haben wir eine
Markt-/Netzsimulation aus einem anderen Projekt fiir das Jahr 2020 (Consentec et al. 2017) her-
angezogen und dort strategisches Gebotsverhalten unterstellt (im Folgenden mit ,Langfristsze-
narien” abgekdrzt). Die Besonderheit an letztgenanntem Szenario besteht darin, dass hier ein
strukturell engpassfreies Netzmodell unterstellt ist.

Stichjahr 2025

Fiir die Berechnung des Jahres 2025 wurde eine sehr dhnliche Parametrierung der Modellkette
gewadhlt. So gibt es keinen Unterschied in Bezug auf den zeitlichen und geografischen Betrach-
tungsbereich (weder in der Marktsimulation noch im Redispatch). Die einzigen Unterschiede
bestehen im Erzeugungspark und in der Last. Weiterhin wurden in Arbeitspaket 3 des Vorhabens
zusatzliche Redispatchpotentiale in Form von flexiblen Verbrauchern nur fir das Jahr 2030 er-
mittelt. Daher wurde durch den RD-Markt aktivierbare, zusatzlichen Redispatchpotentiale in
gleicher Hohe wie im Jahr 2030 angenommen. Im Ergebnis zeigt der Vergleich von Baseline-
Szenario (ohne strategische Gebote) mit der Variante mit strategischen Geboten eine dhnliche
Tendenz der Ergebnisse wie die Berechnung fiir das Jahr 2030 in Bezug auf die Entwicklung des
Redispatchvolumens. So sind in der Berechnung ohne Inc-Dec-Gebotsstrategien im Jahresver-
lauf RedispatchmalRnahmen im Umfang von ca. 38 TWh bei Kosten von ca. EUR 1,05 Mrd. not-
wendig (s. Tabelle 5). Die Redispatchmenge steigt bei Anwendung von strategischem Verhalten
auf ca. 265 TWh (Faktor 7). Demgegeniiber féllt die Kostensteigerung mit einer Erhéhung auf
EUR 8,4 Mrd (Faktor 8) im Vergleich zum Jahr 2030 deutlich héher aus.

Ergebnis 2025 Baseline (admin. RD) RDM (mit Gebotsstrategien)
Redispatchmenge [TWh] 38 265
Redispatchkosten [EUR] 1,05 Mrd. 8,4 Mrd.

Tabelle 5: Vergleich von Redispatchmengen und -kosten einer Jahresberechnung mit und ohne
RD-Markt fiir das Jahr 2025

Stichjahr 2020 aus Langfristszenarien

Bei der Berechnung fiir die Langfristszenarien wurde eine etwas andere Parametrierung ge-
wahlt. So wurde in der Marktsimulation ein NTC-Modell angewendet, bei dem nur Deutschland
sowie dessen Nachbarlander und Italien flexibel modelliert wurden. AuRerdem wurde auch hier
der Speichereinsatz exogen vorgegeben. Die Austausche zu umliegenden Gebotszonen wurden
statisch eingepragt. Fiir die nachfolgenden Netzberechnungen gibt es in zwei wesentliche
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Unterschiede: Zum einen konnten flr den Redispatch nur deutsche Anlagen eingesetzt werden,
was im Vergleich zu den oben vorgestellten Berechnungen das Problem der Nachoptimierung
behebt. AuRerdem stellt dies in Bezug auf strategisches Verhalten eine untere Abschatzung dar,
weil auslandische Anlagen somit weder am administrierten Redispatch noch am Redispatch-
markt teilnehmen kénnen. Weiterhin wurde ein Netzmodell angenommen, in dem keine struk-
turellen Engpasse mehr bestehen. Das bedeutet, dass das notwendige Redispatchvolumen im
Basis-Szenario deutlich geringer ist, als in den obigen Berechnungen. Speicher wurden indes
auch hier nicht im Redispatch eingesetzt. Fiir dieses Szenario haben wir in Bezug auf strategi-
sches Gebotsverhalten zwei Varianten in berechnet. Eine mit perfekter Antizipation der Eng-
passe und eine ohne perfekte Antizipation (,,Schwellwert” fir Anwendung von Gebotsstrategien
bei 10 €/MWh, damit hoher als die in Abschnitt 4.2.3 untersuchten Schwellwerte). Verbraucher
konnten in den ausgewiesenen Parametrierungen nicht strategisch bieten. Dies ist eher eine
Abschatzung nach unten.

Trotz der geringen verbleibenden Engpéasse haben auch in diesem Szenario beide Varianten stra-
tegischen Verhaltens enorme Auswirkungen auf den Redispatchbedarf und die -kosten. So stei-
gen der Redispatchbedarf von 7 TWh im Basisfall auf 23 bei imperfekter Antizipation bzw.
80 TWh bei perfekter Antizipation (s. Tabelle 6). Auch die Kosten steigen hier — ausgehend von
einem geringeren Basiswert — stark an (im Bereich Faktor 2).

Ergebnis 2020 Kein strategi- Gebotsstrategien Gebotsstrategien
sches Gebotsver- | auf Basis imperfek- | auf Basis perfekter

halten ter Antizipation Antizipation

Redispatchmenge [TWh] 8 23 80
Redispatchkosten [EUR] 411 Mio. 693 Mio. 886 Mio.

Tabelle 6: Vergleich von Redispatchmengen und -kosten einer Jahresberechnung ohne vs. mit
(im-)perfekten Inc-Dec-Gebotsstrategien fiir das Jahr 2020

An diesen zusatzlichen Untersuchungen wird deutlich, dass die im Detail untersuchte Berech-
nung fir das Jahr 2030 (s.o.) keineswegs einen Sonderfall darstellt. Auch wenn der Sockel der
Redispatchmengen in den obigen Berechnungen aufgrund der ,,Nachoptimierung” deutlich ho-
her ist, so zeigt sich, dass dies nicht dazu fihrt die Wirkungsweise von strategischem Verhalten
prinzipiell zu Gberschatzen. Im Gegenteil: Der Einfluss auf Redispatchmengen und -kosten liegt
in allen Berechnungen in etwa der gleichen GréRBenordnung. Damit ist davon auszugehen, dass
auch in der Realitat Effekte in dhnlicher GroRenordnung zu erwarten waren.
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5 Wie stark erhoht sich das Marktmachtproblem in Redispatch-
markten? Einordnende Modellrechnungen zu Moglichkeiten der
Preisbeeinflussung

Unabhangig von und zusatzlich zu Anreizen fiir Inc-Dec-Gebotsstrategien kénnen Redispatch-
markte (lokaler) Marktmacht unterliegen. Die Uberlegungen in Abschnitt 5.1 veranschaulichen
anhand eines einfachen Beispiels, dass in nodalen Markten grundsatzlich eine hohere Markt-
konzentration besteht, da die Lokalitdt der Anlagen dabei eine wesentliche Rolle spielt. Anschlie-
Ren haben wir mithilfe unseres Modells die Potentiale flir Marktmachtausiibung auf System-
ebene untersucht, indem wir die Anlagen aus unserem Modell ihren jeweiligen Marktakteuren
zugeordnet und anschliefend deren Potentiale zur Marktmachausiibung quantifiziert haben.
Die Untersuchungsmethodik wird ausfihrlich in Abschnitt 5.2 erlautert, bevor in Abschnitt 5.3
die Ergebnisse vorgestellt werden.

5.1 Marktmacht in nodalen Markten

Unter Marktmacht verstehen wir hier Situationen, in denen sich Akteure in wesentlichem Um-
fang unabhangig von ihren Wettbewerbern verhalten kénnen. Sie erlangen bei hoher Marktkon-
zentration die Moglichkeit durch z. B. Mengenzuriickhaltung oder Preisaufschlage die Markt-
preise Uber das wettbewerbliche Niveau zu heben. Ob Marktmacht dann tatsachlich ausgeibt
wird, hdangt von weiteren Faktoren ab, unter anderem davon, wie stark der Anreiz zur Markt-
machtaustibung fir sie ist, also insbesondere das AusmaR, mit dem sie ihren Gewinn steigern
koénnten.

Wettbewerbsaufsicht kann die Ausiibung von Marktmacht einddmmen. Allerdings ist dies stets
zumindest mit Aufwand verbunden und in der Praxis in der Regel nicht liickenlos méglich. Inso-
fern stellt eine geringe Marktkonzentration bereits einen ,,Wert an sich” dar.

Die Messung von Marktkonzentration ist keine neue oder auf den Strommarkt begrenzte Auf-
gabe. Wettbewerbsbehdrden befassen sich auf den unterschiedlichsten Markten mit der Frage
nach geeigneten Methoden zur Messung von Marktkonzentration. Daher gibt es etablierte
KenngroRen und Indikatoren fiir Marktkonzentration. Hierzu zahlen der Herfindahl-Hirschman-
Index (HHI), der sich aus den Marktanteilen der am Markt aktiven Akteure berechnet, sowie
verschiedene Indikatoren wie der Pivotal Supplier Index (PSI) oder Residual Supplier Index (RSI),
die erfassen sollen, wie entscheidend ein bestimmter Akteur zur Befriedigung der Marktnach-
frage ist. Das Bundeskartellamt hat sich ausfiihrlich, z. B. im Zusammenhang mit der Sektorun-
tersuchung Stromerzeugung und Stromgrofhandel (Bundeskartellamt 2011), mit solchen und
anderen Indikatoren beschéftigt. Neben den in der Wettbewerbsaufsicht besonders relevanten
Indikatoren spielen auch spieltheoretische Modelle eine Rolle, beispielsweise sogenannte agen-
tenbasierte Simulationsmodelle, mit denen versucht wird, Akteursstrukturen und Strategien zur
Ausiibung von Marktmacht explizit zu modellieren.

Marktmacht ist im Zusammenhang mit nodalen Strommarkten, zu denen auch Redispatch-
Markte gehoren, eine besondere Herausforderung. Einerseits ist die Messung von Marktkon-
zentration herausfordernd, da die Abgrenzung des relevanten Markts nicht eindeutig und zeit-
lich hochdynamisch ist. Zugleich sind die Strategien zur Auslibung von Marktmacht in nodalen
Markten oftmals komplexer als in zonalen Markten. Andererseits ist Marktmacht hier ein be-
sonders relevantes Thema, da — je nach Netzsituation/-konstellation — der relevante Markt ver-
gleichsweise klein ist und insofern auch grundsatzlich kleinere Akteure ein hohes Marktmacht-
potenzial erlangen kénnen.
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Es ist offensichtlich, dass der einzelne Netzknoten — also die Gegeniiberstellung der an einem
Netzknoten vorhandenen Erzeugung und Last — keine geeignete raumliche Abgrenzung darstellt.
So kénnen Anlagen an anderen Netzknoten in der Regel ebenfalls die Last an einem Knoten be-
dienen und stellen insofern Wettbewerber fiir die Anlagen an dem Netzknoten dar. Insbeson-
dere im eng vermaschten Ubertragungsnetz bestehen aber enge Wechselwirkungen. So kénnen
beispielsweise Anlagen an zwei verschiedenen entfernten Knoten mdéglicherweise nicht gleich-
zeitig in vollem Umfang in Wettbewerb zu der betrachteten Anlage treten, da die verfligbare
Transportkapazitat zum betrachteten Netzknoten eingeschrankt ist. Im Zusammenhang mit Re-
dispatch-Markten stellt sich zudem noch eine sehr grundsatzliche Frage: Welcher Markt zur De-
ckung welcher Nachfrage wird iberhaupt betrachtet? Ublicherweise geht es im Zusammenhang
mit Strommarkten um einen Markt, auf dem Akteure Kapazitadt zur Deckung einer Verbrauchs-
last anbieten?®. Bei Redispatch-Méarkten ist aber auch eine andere Sichtweise auf die ,Nach-
frage” denkbar, ndmlich die einer Nachfrage des Netzbetreibers nach disponibler Kapazitat zur
Behebung von Engpdassen. Dies beeinflusst offensichtlich zumindest die Anwendung von Kon-
zentrationsmalien.

In Redispatch-Markten ist das Marktmachtpotenzial aus verschiedenen Griinden systematisch
hoher als in zonalen Markten. Ein Grund fiir das systematisch groBere Marktmachtproblem ist
die Tatsache, dass die Nachfrage des Netzbetreibers nach engpassentlastender Kapazitat im Ge-
gensatz zur Stromnachfrage am Strommarkt vollstandig preisunelastisch ist. Wahrend am
Strommarkt haufig, insbesondere in Modellanalysen, vereinfachend von einer preisunelasti-
schen Nachfrage ausgegangen wird, ist diese tatsachlich, zumindest bei deutlichen Preisaus-
schlagen, in der Regel zunehmend preiselastisch. Dies begrenzt die Anreize zur Ausiibung von
Marktmacht. In Erfillung seiner Systemverantwortung hat der Netzbetreiber bei Vorliegen eines
Engpasses allerdings keine andere Wahl, als mit den ihm angebotenen Kapazitdten seine Nach-
frage nach engpassentlastender Kapazitat vollstdndig zu befriedigen. Eine Anpassung seiner
Nachfrage, falls Anbieter sehr hohe Preise fiir ihre Kapazitaten verlangen, ist dem Netzbetreiber
nicht moglich.*®

Ein weiterer Grund fur das systematisch hohere Marktmachtpotenzial ist die Tatsache, dass zwar
fiir einen bestimmten Engpass haufig grundsétzlich viele Anbieter engpassentlastende Kapazitat
anbieten kénnen. Eine Eigenschaft vermaschter Netze besteht aber darin, dass die engpassent-
lastende Wirkung einer Anlage in hohem Mal3e von ihrer genauen Lage im Netz abhangt, d. h.
von ihrem Netzverkniipfungspunkt und dessen relativer Position zur Uberlasteten Leitung.
Grundsatzlich gilt: Je ndher eine Anlage zur Leitung liegt, desto hoher kann ihre engpassentlas-
tende Wirkung sein.

In Drehstromnetzen wird dies mit der sogenannten Lastflusssensitivitdt beschrieben. Diese gibt
an, wie sich der Fluss auf einer bestimmten Leitung im Verhéltnis zur Einspeisungsanderung an
einem bestimmten Knoten @ndert. Die Lastflusssensitivitdt kann Werte zwischen +100 % und -
100 % annehmen. Ein Wert von +50 % bedeutet z. B., dass flr eine Entlastung einer Leitung um
1 MW die Einspeisung am jeweiligen Knoten um 2 MW reduziert werden muss. Die

18 Bereits hier stellen sich zukiinftig neue Fragen, da die Verbrauchslast angesichts zunehmender Aktivierung von Lastflexibilitaten
nicht mehr als fix angenommen werden kann, wie dies haufig bei der Anwendung von MarktkonzentrationsmaRen heute noch der
Fall ist.

19 Lediglich fur den Fall, dass ihm zu wenig Kapazitat angeboten wird, sind dem Netzbetreiber weitere Eingriffsmoglichkeiten gege-
ben.
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Lastflusssensitivitat ist eine Systemeigenschaft, die nur von der Netztopologie und den elektri-
schen Eigenschaften des Netzes sowie der Lage von betrachteten Knoten und betrachteter Lei-
tung abhéangt.

Beispielhaft zeigt folgende Abbildung fiir einen in der jlingeren Vergangenheit typischen Eng-
pass im deutschen Ubertragungsnetz (Leitung GieRen Nord — GroRkrotzenburg, im Bild rot ein-
gekreist) die Lastflusssensitivitdten fur die flinf Kraftwerksstandorte groBer 100 MW, die die
hochste Sensitivitdt zur Engpassentlastung auf die betrachtete Leitung haben.
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Abbildung 13: Lastflusssensitivitdt der fiinf sensitivsten Kraftwerkseinspeisungen fiir die Leitung
Gief3en/Nord — Grofskrotzenburg; bei der Leitung handelt es sich um einen heute typi-
schen Engpass im deutschen Ubertragungsnetz

Das Kraftwerk Staudinger besitzt eine Sensitivitat von -17 %, d. h., eine Leistungserhéhung des
Kraftwerks von 1 MW fihrt zu einer Entlastung der Leitung um 0,17 MW. Im Umkehrschluss
bedeutet dies, dass eine Entlastung um 1 MW eine Leistungserhéhung von 5,9 MW erforderlich
macht. Die zweiteffektivsten Kraftwerke (Happurg und Franken 1) besitzen eine bereits beinahe
nur noch halb so hohe Sensitivitdt. Eine Entlastung der Leitung von 1 MW wiirde hier bereits
eine Leistungserhdohung von 11,1 MW erfordern. Fiir das flinfteffektivste Kraftwerk ware eine
Leistungserhdéhung von 13,3 MW erforderlich, um eine netztechnisch vergleichbare Wirkung zu
erzielen. Selbst unter den finf effektivsten Kraftwerken variiert die Lastflusssensitivitdt somit
bereits um den Faktor 2. Weitere Kraftwerke an anderen Netzknoten haben deutlich geringere
Lastflusssensitivitaten, so dass die Faktoren schnell weiter anwachsen. Bemerkenswert ist die
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Tatsache, dass in diesem Fall die drei effektivsten Kraftwerke zudem ganz oder zumindest teil-
weise (Pumpspeicherkraftwerk Happurg) im Besitz des gleichen Eigentlimers, hier Uniper, lie-
gen. Dies flhrt dazu, dass sich die Marktkonzentration deutlich erhoht, da sich die Méglichkeiten
zur Deckung der Nachfrage des Netzbetreibers standortspezifisch sehr stark unterscheiden. Des-
wegen stehen Kraftwerke mit ,glinstiger” Lage zum Engpass (hohe Sensitivitdt) mit nur wenigen
Kraftwerken an anderen Knoten ,,ernsthaft” in Konkurrenz.

5.2 Untersuchungsmethodik und wichtige Annahmen

Ziel der Analysen

Wie erlautert ist die Messung von Marktkonzentration in nodalen Markten eine besondere Her-
ausforderung. Aufgabe dieses Vorhabens ist aber nicht die Entwicklung von exakten Indikatoren
zur Bestimmung der Marktkonzentration in Redispatch-Markten — diese ist bei Einfiihrung sol-
cher Markte notwendig, aber bislang weder in der Praxis noch in der Wissenschaft abschlieRend
gelost. Ziel ist vielmehr eine empirische Einordnung, inwiefern Redispatch-Markte zu einer im
Vergleich zum Status quo hohen Marktkonzentration und Anreizen zur Ausiibung von Markt-
macht fihren.

Potenzial zur Anderung von Knotenpreisen

Da es in diesem Vorhaben nicht um die Entwicklung von exakten MarktkonzentrationsmaRen
geht, haben wir hier einen Indikator entwickelt, der zwar nur fir unsere Modelluntersuchungen
relevant ist, daflir aber vergleichsweise einfach zu implementieren und geeignet ist, das Markt-
machtpotenzial in Redispatch-Markten zu zeigen: die Fahigkeit von Marktparteien, Knoten-
preise zu beeinflussen. Der entwickelte Indikator geht von der Beobachtung aus, dass die Stra-
tegien der Akteure — sofern es ihnen um die Ausiibung von Marktmacht geht —im Ergebnis ins-
besondere darauf abzielen, Knotenpreise in einer fiir ihre eigenen Anlagen glinstigen Weise zu
beeinflussen. Dies kann auf zwei Weisen geschehen:

1. Lokale Preise durch Mengenzuriickhaltung oder Preisaufschlage erhéhen, um den De-
ckungsbeitrag aus der Vermarktung der Energie zum lokalen Preis bzw. Erldse aus engpass-
entlastender Flexibilitat ,hinter dem Engpass” zu erhéhen. Ein Kraftwerk ,hinter dem Eng-
pass” wirkt engpassentlastend, wenn es seine Leistung erhoht, und erhalt somit am Redis-
patch-Markt fur die hochgefahrene Leistung eine Vergiitung in Héhe des lokalen Preises
vom Netzbetreiber. Diese Strategie tritt auch in Nodal-Pricing-Systemen auf.

2. Lokale Preise durch Angebotsausweitung oder Preisnachldsse senken, um Erldse aus eng-
passentlastender Flexibilitat ,vor dem Engpass” zu erhéhen. Ein Kraftwerk ,vor dem Eng-
pass” wirkt engpassentlastend, wenn es seine Leistung absenkt. Es zahlt dem Netzbetreiber
fir die Absenkung einen Preis in Hohe des lokalen Preises. Es ist flir diesen Akteur umso
glinstiger, wenn der lokale Preis in diesem Fall moglichst niedrig ist. Diese Strategie ist ein
Spezifikum von Redispatch-Markten.

Diese Strategien lassen sich auch anders interpretieren: Akteure haben — jenseits bzw. ,ergan-
zend” zur Inc-Dec-Strategie — ein Interesse an engpassverstarkendem Verhalten.
Methodisches Vorgehen

Das konkret in diesem Vorhaben fiir diese Untersuchungen implementierte methodische Vor-
gehen zeigt folgende Darstellung.
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Auswertung Eigentums- __________.Jmfr Beriicksichtigung von bis 2030 noch nicht stillgelegten
——— Bestandskraftwerken sowie bekannten Neubauten; keine
Annahmen zu Ersatzinvestitionen, keine Beriicksichtigung

von EE-Anlagen

verhaltnisse der konwv.
Kraftwerke in DE

Identifikation der flinf
groften Erzeugerin DE

fiir jeden Akteur
fiir jede Stunde und jedes ‘______.---J KW vor dem Engpass erhdhen
KW des Akteurs: ’ KW des Akteurs verhalten sich maximal = Erzeugung maximal (LMP.L),
KW-Einspeisung engpassver- engpassverstarkend KW hinter dem Engpass fahren
stirkend oder -entlastend? Erzeugung max. zuriick (LMPT)
Knotenpreise
Vergleichsfall: Basisrechnung . fiir alle Knoten, an denen der Akteur
. . Knotenpreise .
mit allen KW, EK-basierten Erzeugung besitzt: Auswertung der
Geboten im zonalen Markt erreichten Anderung der Knotenpreise
und kostenbasierter RD (vorzeichenunabhéngig)

* Basis: kommerzielle Datenbank (Platts), Datenstand: 6/2016
- beinhaltetnoch nicht den Verkaufder Braunkohlekraftwerke durch Vattenfall

Abbildung 14: Schematische Darstellung des methodischen Vorgehens bei den quantitativen
Analysen zu Marktmachtanreizen in Redispatch-Mdrkten

Angewendet wurden die Analysen auf das bereits im Zusammenhang mit den quantitativen Ana-
lysen zur Inc-Dec-Strategie verwendete Szenario fiir das Betrachtungsjahr 2030. Die Analyse
wurden exemplarisch fir die finf groRten Erzeugungsunternehmen in Deutschland durchge-
fihrt.

Dazu wurden zundchst die Daten einer kommerziellen Datenbank zu den Eigentumsverhaltnis-
sen konventioneller Kraftwerke in Deutschland ausgewertet. Berlicksichtigt wurden nur bis 2030
noch nicht stillgelegte, heutige Bestandskraftwerke bzw. bekannte Neubauten. Auf diese Weise
wurden die nach dieser Definition finf groRten Erzeugungsunternehmen in Deutschland fiir das
Betrachtungsjahr 2030 identifiziert (vgl. Abbildung 15).

Fiir jeden dieser Akteure wird nun folgende Strategie implementiert und deren Auswirkung ana-
lysiert. Fiir jede Stunde und jedes Kraftwerk des Akteurs wird zundchst auf Grundlage der Basis-
rechnung (erzeugungsgrenzkostenbasierte Gebote im zonalen Markt, keine Marktmachtaus-
Ubung, kostenbasierter Redispatch) geprift, ob die Kraftwerkseinspeisung engpassverstarkend
oder -entlastend wirkt. Dann wird die Einspeisung der Kraftwerke im Redispatch-Markt (!) so
verandert, dass sie maximal engpassverstarkend wirkt — und damit auch im Hinblick auf die Wir-
kung auf den lokalen Preis maximal in die aus Sicht des Akteurs positive Richtung wirkt. Ein Kraft-
werk vor dem Engpass wirde seine Einspeisung maximal erhéhen (und damit den lokalen Preis
maximal senken), ein Kraftwerk hinter dem Engpass wiirde seine Leistung maximal zurtickhalten
(und damit den lokalen Preis maximal erhéhen). Auf dieser nur fiir die Kraftwerke des betrach-
teten Akteurs veranderten Rechnung werden dann erneut Knotenpreise ermittelt und diese mit
den Knotenpreisen aus der Basisrechnung verglichen.

So wird fiir jeden Akteur ermittelt, welche Anderung der Knotenpreise dieser durch Mengenan-
passung zu seinen Gunsten im Redispatchmarkt maximal erreichen kann. Dabei wird die durch
die abgebildete Strategie erreichte Anderung der Knotenpreise betragsmaRig betrachtet und
mit der Erzeugungsleistung des jeweiligen Akteurs am jeweiligen Knoten gewichtet. Dies dient
als Indikator dafir, wie stark die Anreize des Akteurs zur Ausiibung von Marktmacht sind. Dabei
ist anzumerken, dass die abgebildete Strategie maximaler Engpassverstarkung den Effekt der
Ausilibung von Marktmacht im quantitativen AusmaR Uberzeichnet, da der Akteur bei dieser
Strategie selbst gerade keinen Nutzen mehr aus der Strategie ziehen konnte. Hat er seine
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Kapazitat auf dem Redispatch-Markt maximal zuriickgehalten/erhoht, hitte er dann zwar den
Preis maximal in eine fiir ihn positive Richtung verandert, kann aber selbst keine Kapazitat mehr
zu diesem Preis vermarkten. Die aus Sicht des Akteurs optimale Mengenanpassung liegt also bei
einer kleineren als der maximalen Anpassungsmenge. Die gewdhlte maximale Menge stellt aber
einen eindeutigen (,,ausgezeichneten”) Punkt dar, der es ermdoglicht Vergleichsbetrachtungen
durchzufiihren, ohne sehr aufwandige, spieltheoretische Agentenmodelle zur Abbildung der
Strategien einsetzen zu missen. Der gewahlte Indikator der leistungsgewichteten Knotenpreis-
anderung bildet zudem eine akteursbezogene Sichtweise ab und driickt aus, welche Anreize aus
Sicht des Akteurs zur Austibung von Marktmacht bestehen. Dies lasst keine unmittelbaren Aus-
sagen dariber zu, welche Effizienzverluste und Rentenverschiebungen durch die Ausiibung von
Marktmacht insgesamt entstehen wirden. Dies ist jedoch auch nicht Ziel der Untersuchungen
in diesem Abschnitt.

5.3 Ergebnisse zu Moglichkeiten der Preisbeeinflussung aufgrund von Markt-
macht

Folgende Abbildung zeigt zunachst das Ergebnis der Auswertung der Eigentiimerstruktur im mo-
dellierten Kraftwerkspark fir das Jahr 2030 in Deutschland. Der groBte Akteur (hier mit ,A” be-
zeichnet) besitzt mit gut 7,5 GW Erzeugungsleistung einen Anteil von 15 % an der gesamten
noch installierten konventionellen Kraftwerksleistung, der flinfgrofRte Akteur ,,E“ mit unter
2 GW einen Anteil von etwa 3 %.

10000
15%
MW
11%
5000
7%
5%
2500 3% )
ausgewiesene Prozentwerte:
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0 Kraftwerksleistung in DE
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Akteure =

Abbildung 15. Kraftwerksleistung der fiinf gréfSsten Akteure in Deutschland im Betrachtungsjahr
2030

Das Ergebnis der Modellierung der maximal engpassverstarkenden Gebotsstrategie entspre-
chend dem oben skizzierten Vorgehen zeigt Abbildung 16. Dargestellt sind sowohl die im Mittel
Uber das Jahr durch den Akteur erreichbare Knotenpreisanderung als auch die in 500 bzw. 100
Stunden mindestens erreichte Knotenpreisanderung. Die grauen Balken im Hintergrund deuten
an, dass in wenigen Stunden (< 100) auch hohere Knotenpreisanderungen moglich sind. Es
wurde allerdings bewusst darauf verzichtet, das Maximum aufzuzeigen, da dieses — aufgrund
seiner Abhangigkeit von den betrachteten Netzknoten — keinen stabilen Wert darstellt (gleiten-
der Ubergang nach oben hin).

consentec 41



Wie stark erhoht sich das Marktmachtproblem in Redispatchmarkten? Einordnende
Modellrechnungen zu Méglichkeiten der Preisbeeinflussung

350
€/MWh —
250
200 ) o )
— in 100 Stunden wird eine gewichtete Knoten-
150 preisdnderung von mehrals ... €/MWh erreicht
100 C = in 500 Stunden wird eine gewichtete Knoten-
— -_—
50 preis@nderung von mehrals ... €/MWh erreicht
— === — im Mittel Gber das Jahr durch die abgebildete Strategie
— — — — .
0 _— erreichte Anderung der Knotenpreise (betragsmdfsig und
A B C D E gewichtet mit der Erzeugungsleistung des jeweiligen

Akteurs am jeweiligen Knoten)

Akteur 2>

Abbildung 16. Maximal erreichbare Anderung der Knotenpreise zugunsten der Akteure durch
Mengenanpassung mit Redispatch-Markt

Erkennbar ist, dass die Akteure im Mittel Anderungen von Knotenpreisen in der GroRenordnung
von 15 bis 20 EUR/MWHh erzielen kdnnen. Hervorzuheben ist aber, dass sie in einer kleineren
Zahl von Stunden (500 bzw. 100) eine sehr hohe Preisidnderung (bis zu 50 EUR/MWh bzw.
300 EUR/MWh) herbeifiihren konnen. Dies deutet darauf hin, dass in diesen Stunden — die durch
eine besonders hohe Engpassbelastung des Netzes gekennzeichnet sein dirften — sehr hohe
Anreize zur Marktmachtausilibung bestehen.

Um die Zahlenwerte besser einordnen zu kénnen, wurde als ,,Referenz” zudem ermittelt, welche
maximale Preisanderung die Akteure ohne Redispatch-Markt erzielen kdnnten, d. h. wenn sie
eine Strategie der maximalen Mengenzuriickhaltung auf dem zonalen Markt anwenden wiirden.
Eine solche Strategie haben wir ebenfalls simuliert und die so erreichte Anderung der Zonen-
preise nach dem gleichen Schema berechnet. In der folgenden Abbildung zuséatzlich dargestellt
ist die in 500 Stunden mindestens erreichte Anderung des Zonenpreises durch maximale Kapa-
zitatszuriickhaltung durch den Akteur.
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Abbildung 17. Maximal erreichbare Anderung des zonalen Preises im Vergleich zur maximal er-
reichbaren Anderung der Knotenpreise mit Redispatch-Markt

Diese Auswertung erlaubt eine bessere Einordnung der ermittelten Zahlen. Im Vergleich zeigt
diese Auswertung, dass der Anreiz zur Ausiibung von Marktmacht in Redispatch-Mérkten offen-
sichtlich deutlich héher ist als in einem zonalen Markt: Der jeweils gleiche Akteur kann mit einer
vergleichbaren Strategie (maximale Kapazitdatsanpassung) die fiir seine Erlése relevanten Preise
im Redispatch-Markt um ein Vielfaches (Faktor 2 bis 4) starker in eine flr ihn positive Richtung
verandern als im zonalen Markt. Zur Veranschaulichung sei Akteur B betrachtet. Er kann durch
eine maximale Kapazitatszuriickhaltung am zonalen Markt eine Erhéhung des zonalen Markt-
preises von mindestens 14 EUR/MWh in 500 Stunden erreichen. Bei Einflihrung eines Redis-
patch-Markts wiirde sich seine Strategie nicht auf den zonalen Marktpreis, sondern auf den lo-
kalen Marktpreis beziehen. Unsere Modellierung zeigt, dass er bezogen auf den lokalen Markt-
preis am Standort seiner Kraftwerke durch eine Strategie der Mengenanpassung anstatt einer
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Preisdnderung von 14 EUR/MWh eine Preisanderung von Uber 47 EUR/MWh erreichen kann.
Dies verdeutlicht, dass aus Sicht des gleichen Akteurs mit einer dem Prinzip nach gleichen Stra-
tegie (Mengenanpassung) das Potenzial zur Preisbeeinflussung — und damit auch der Anreiz dies
zu tun — durch die Einflihrung eines Redispatch-Markts deutlich steigen kann. Grund hierfr ist,
dass sich — je nach Lage der Erzeugungsanlagen insbesondere im Verhaltnis zu den Netzengpas-
sen — der Wettbewerb, dem der Akteur ausgesetzt ist, deutlich dandert: Steht er im zonalen
Markt noch mit allen anderen Erzeugern der Gebotszone voll und mit Erzeugern in benachbar-
ten Zonen beschrankt (aufgrund der begrenzten grenziiberschreitenden Handelskapazitaten) im
Wettbewerb, ist der Wettbewerb im Redispatch-Markt deutlich eingeschrankt, da die Moglich-
keiten zur Engpassentlastung sehr stark standortabhangig sind (vgl. die Erlauterungen in Ab-
schnitt 5.1 anhand von Abbildung 13).
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6 Fazit

Die konzeptionellen Analysen in diesem Vorhaben (vgl. (Connect Energy Economics 2018)) ha-
ben gezeigt, dass insbesondere drei Effekte im Zusammenhang mit einem marktbasierten Re-
dispatch eine besondere Rolle spielen: Erstens der Vorteil von marktbasiertem Redispatch, dass
zusatzliche Redispatchpotentiale (vor allem Lasten) zur Engpassbehebung verfiigbar werden,
zweitens der Nachteil von ,Inc-Dec-Gebotsverhalten” und drittens der Nachteil von steigender
Marktmacht fir bestimmte Akteure.

Die in diesem Vorhaben durchgefiihrten Modellierungen erlauben nun eine quantitative Einord-
nung der Relevanz dieser Effekte fiir den Fall einer Einfliihrung eines marktbasierten Redispatch
in Deutschland:

» Es zeigt sich, dass durch die zusdtzlich verfiigbaren Potentiale in einem marktbasierten Re-
dispatch tatsachlich Redispatchkosten und -mengen eingespart werden konnten. Dieser Ef-
fekt ist in seinem Umfang aber begrenzt: Der Redispatchbedarf reduziert sich um ca. 3 %
und die Redispatchkosten um etwa 5 %, was in den Modellierungen fiir das hier betrachtete
Simulationsjahr 2030 60 Mio. EUR/a entspricht.

= Demgegeniber zeigen die Analysen, dass das Inc-Dec-Gebotsverhalten zu erheblichen Ver-
werfungen fliihren kdnnte. Unterstellt man an, dass die Marktakteure Engpasse perfekt an-
tizipieren konnen, so wiirde das Redispatchvolumen durch die Einflihrung eines marktba-
sierten Redispatch gegeniliber dem heutigen, kostenbasierten Redispatch aufgrund der Inc-
Dec-Strategien von ca. 44 TWh auf iber 300 TWh steigen. Die Kosten der Netzbetreiber fiir
die Umsetzung dieser Malnahmen ldagen um etwa den Faktor 3 hoher als beim kostenba-
sierten Redispatch (3,5 Mrd. EUR statt 1,1 Mrd. EUR). In der Realitat ist nicht zu erwarten,
dass Akteure Engpasse perfekt antizipieren kénnen. Sensitivitdtsanalysen, die abbilden, dass
Marktakteure bei unterschiedlich gut antizipierbaren Engpdssen Inc-Dec-Strategien anwen-
den, zeigen aber, dass Unsicherheiten beziglich auftretender Netzengpasse den Anstieg von
Redispatchvolumen und -kosten durch marktbasierten Redispatch zwar begrenzen, aber
selbst bei vergleichsweise rigiden Annahmen zur Vorhersehbarkeit von Engpassen sind die
Anstiege bei Redispatchkosten und -volumen mit einem Faktor von etwa 3 noch sehr erheb-
lich.

* Im Hinblick auf Anreize zur Ausiibung von Marktmacht zeigen die Modellrechnungen, dass
diese durch die Einflihrung von Redispatch-Markten deutlich ansteigen. Dazu wurde analy-
siert, wie sehr Akteure durch typische Auslibungsstrategien von Marktmacht (Anpassung,
der angebotenen Mengen, z. B. Kapazitatszuriickhaltung) das Marktergebnis in eine fiir ihre
Erlose positive Richtung beeinflussen kénnen. Der Anstieg ist deutlich: Der jeweils gleiche
Akteur kann mit einer gleichen Strategie (maximale Kapazitdtsanpassung) die fir seine Er-
I6se relevanten Preise im Redispatch-Markt um ein Vielfaches (Faktor 2 bis 4) starker in eine
fiir ihn positive Richtung verandern als im zonalen Markt. Das Risiko von Effizienzverlusten
und unerwinschten Verteilungswirkungen durch die Austibung von Marktmacht dirfte da-
her durch die Einfilhrung von Redispatch-Markten deutlich steigen.

Vergleicht man Vor- und Nachtteile von Redispatch-Markten zeigen die Analysen deutlich, dass
fur die analysierte zukiinftige Situation im deutschen Strommarkt und Ubertragungsnetz die zu
erwartenden Nachteile — insbesondere der dramatische Anstieg von Redispatchvolumen und -
kosten —die nur moderaten Vorteile klar Glberwiegen. Dies unterstreicht die Relevanz der grund-
satzlichen Bedenken gegeniiber einem Redispatch-Markt, die vor allem darin bestehen, dass
dieser zu einem inkonsistenten Marktdesign fihrt.
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A Erklarung der Inc-Dec-Gebotsstrategien an einem stilisierten
Zwei-Knoten-Modell

Dieser Abschnitt erldutert Inc-Dec-Gebotsverhalten anhand eines einfachen graphischen Mo-
dells basierend auf (Hirth und Schlecht 2019) Dies dient nur der Illustration und dem Verstandnis
(quantitative Ergebnisse eines kalibrierten Netzmodells Europas s. Kapitel 4).

A.1 Modell

Ziel des Modells ist die einfachste Darstellung eines nodalen Redispatchmarkts innerhalb eines
zonalen Strommarkts. Im Modell eroffnet erst nach der SchlieBung des Strommarkts ein Redis-
patchmarkt (RD-Markt). Beide Marktsegmente sind gekennzeichnet durch freiwillige Teilnahme,
Einheitspreisverfahren (uniform pricing, im Gegensatz zu pay-as-bid)*® sowie die Abwesenheit
von Marktmacht. Der Markt besteht aus einer Preiszone mit zwei Knoten —,,Norden” mit Uber-
angebot und ,,Stiden” mit Knappheit —, die durch eine Leitung mit 30 GW Leistung verbunden
sind. Die gesamte Last liegt im Sliden. Der Grof3teil der Erzeugung — Wind, Kohle und Diesel —
liegen im Norden, Gaskraftwerke liegen im Stiden. Es wird eine einzelne Stunde modelliert; von
Unsicherheit und Informationsasymmetrie sehen wir ab. Abbildung 18 und Abbildung 19 zeigen
das Modell. Da es in diesem Beispiel nur zwei Knoten gibt, ist die Sensitivitat aller Kraftwerke
am Nordknoten bzw. am Stidknoten auf die Verbindungsleitung jeweils gleich.

Variable Kosten (€/MWh)
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Abbildung 18. Netzstruktur. Abbildung 19. Angebot und Nachfrage.

A.2 Kostenbasierter Redispatch

Auf dem Strommarkt bieten alle Erzeuger ihre Grenzkosten, die in diesem Fall den Erzeugungs-
kosten entsprechen. Es gibt keine Opportunitdten aus dem Redispach, da der kostenbasierte
Redispatch darauf ausgelegt ist, Akteure finanziell unbeeinflusst zu lassen. Es stellt sich ein
Gleichgewichtspreis von EUR 50 pro MWh ein. Dies impliziert einen Stromfluss von 40 GW und
Ubersteigt damit die Leitungskapazitdt von 30 GW — Redispatch ist notwendig. Der Netzbetrei-
ber wahlt die 10 GW Kohlekraftwerke mit den hochsten Erzeugungskosten aus und weist das

20 |m Falle von pay-as-bid am RD-Markt dndert sich zwar das Gebotsverhalten, die grundsatzlichen, hier untersuchten und beschrie-
benen Anreizmechanismen bleiben aber unverandert. In einem Markt mit freien Geboten und pay-as-bid wiirden Akteure versu-
chen, ihr Gebot maoglichst nah an den Preis des letzten noch angenommenen Gebots heran zu setzen — die Preise konvergieren also
auch bei pay-as-bid zum einheitlichen Clearing-Preis. Pay-as-bid-Gebote spiegeln also nicht die Kosten wider.
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Herunterregeln an. Im Stiden werden im Gegenzug die 10 GW glinstigsten noch nicht in Betrieb
befindlichen Gaskraftwerke hochgefahren (Abbildung 20).
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Abbildung 20. Kostenbasierter Redispatch.

A.3 RD-Markt ohne Antizipation

Nun wird der administrative, kostenbasierte Redispatch durch einen freiwilligen Redispatch-
markt ersetzt. Wir gehen hierbei flir den Moment davon aus, dass der RD-Markt nicht antizipiert
wird, die Gebote auf dem Strommarkt also unverandert den Erzeugungskosten entsprechen.
Nach Gate Closure auf dem zonalen Strommarkt eréffnet der Netzbetreiber zwei Beschaffungs-
auktionen: 10 GW zusatzliche Erzeugung im Siiden und 10 GW Herunterregeln im Norden. Ge-
wissermalen kauft der Netzbetreiber 10 GW im Stiden und verkauft die gleiche Menge im Nor-
den. Im Siiden stellt sich auf dem RD-Markt ein Gleichgewichtspreis von EUR 60 pro MWh ein,
im Norden EUR 30 pro MWh (Abbildung 21). Es werden zwar die gleichen Einheiten zum Redis-
patch eingesetzt, die Redispatchkosten steigen aber, weil alle Anbieter im Redispatch nun den
einheitlichen Grenzpreis anstatt einer reinen Kostenerstattung erhalten. Es entstehen also lo-
kale Renten sowohl im Norden als auch im Siiden (die langfristig an beiden Orten, also in der
Uberschuss- und Knappheitsregion, den Bau neuer Kraftwerke anreizen kdénnte). Ein Problem
dieser Losung ist, dass sie kein Nash-Gleichgewicht darstellt, da die Gebotsstrategien einiger
Kraftwerke nicht optimal sind. Sie beriicksichtigen die Opportunitaten des Redispatchmarktes
nicht in ihren Geboten. Zu sehen ist dies am deutlichsten anhand der Gaskraftwerke im Stiden.
Einige Kraftwerke haben Strom zu EUR 50 pro MWh verkauft (am Strommarkt), andere zu EUR
60 (am Redispatchmarkt). Fiir die Erstgenannten ist die gezeigte Strategie nicht rational. Viel-
mehr wiirden sie vorziehen, ihre Erzeugung auf dem hoher bepreisten Redispatchmarkt zu ver-
kaufen. Dies kdnnen sie, indem sie die Opportunitdt des Redispatchmarktes in ihrem Gebot be-
ricksichtigen.
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Abbildung 21. Redispatchmarkt ohne Antizipation.

A.4 RD-Markt mit Antizipation

Rationale Marktakteure antizipieren den Redispatchmarkt und passen ihre Gebotsstrategie auf
dem Strommarkt an, indem sie die neue Opportunitat berticksichtigen (Abbildung 22). Die Ge-
bote sind in dem Sinne strategisch, als dass sie die Opportunitdaten aus der nachgelagerten
Marktstufe beinhalten. Im Siden bieten alle Gaskraftwerke mit niedrigen Erzeugungskosten
EUR 60 pro MWh. Zwar liegen ihre Erzeugungskosten unter diesem Niveau, jedoch sind es die
Opportunitatskosten, die die Gebotsstrategie determinieren: Da die Kraftwerke die Mdglichkeit
haben, spater zu EUR 60 pro MWh zu verkaufen, werden sie nicht vorher zu einem geringeren
Preis verkaufen. Sie preisen sich also aus dem Markt und halten de facto Kapazitat zurtick, denn
nur dann kdénnen sie sich am Redispatchmarkt heraufregeln lassen. Anders betrachtet optimie-
ren die Kraftwerke zwischen zwei Markten und verkaufen bevorzugt am hochpreisigen Markt-
segment. Im Norden passiert das Gegenteil: Teure Kohle- und Dieselkraftwerke antizipieren,
dass sie auf dem RD-Markt fiir EUR 30 pro MWh Strom vom Netzbetreiber zuriickkaufen kénnen.
Sie bieten also EUR 30 pro MWh, selbst wenn ihre Erzeugungskosten weit dariliber liegen. Sie
preisen sich also in den Markt, denn nur dann kénnen sie am Redispatch teilnehmen. Diese Stra-
tegie lasst sich als Arbitrage-Handel verstehen: giinstig Kaufen auf dem Redispatchmarkt, um
teuer auf dem Strommarkt zu verkaufen. In (Hirth und Schlecht 2019) zeigen wir, dass dies ein
Nash-Gleichgewicht ist.
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Abbildung 22. Optimale Spot-Gebotsstrategie unter Antizipation des RD-Markt.
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Hintergrund und Zielsetzung

1.1

1.2

Hintergrund

Aktuell wird Redispatch-Leistung vornehmlich durch gréRere konventionelle Erzeugungsein-
heiten zur Verfiigung gestellt und durch die Ubertragungsnetzbetreiber abgerufen. Aufgrund
von Verzogerungen beim Netzausbau wird mittelfristig erwartet, dass auch nach Abruf aller
groReren konventionellen Erzeugungseinheiten substantieller Redispatch-Bedarf beim Netz-
betrieb bestehen bleibt. Gleichzeitig verandert sich die Zusammensetzung der installierten
Erzeugungsleistung der konventionellen Kraftwerke durch die Abschaltung weiterer Kern-
kraftwerke sowie durch die Stilllegung von Braunkohlekraftwerken in den nachsten Jahren.
Bei weiter bestehendem Redispatch-Bedarf missen daher zukinftig andere Kraftwerke wie
KWK-Kraftwerke oder Erneuerbare Energien fiir die Redispatch-Bereitstellung genutzt wer-
den.

Vor diesem Hintergrund stellt sich die Frage, welche Redispatch-Potenziale derzeit genutzt
werden und welche zuklnftig zur Verfligung stehen. Grundsatzlich stehen eine Vielzahl an
Anlagen zur Verfligung, die jedoch z.T. sehr unterschiedliche technische und 6konomische Ei-
genschaften aufweisen und deshalb nicht alle eingesetzt werden.

Mit der fortschreitenden Entwicklung zu einem européischen Strombinnenmarkt riickt auch
die Verflgbarkeit von Redispatch-Potenziale in Deutschlands Nachbarldndern starker in den
Fokus. Ahnlich wie bei der Netzreserve kénnte zumindest ein Teil des Redispatch-Bedarfs auch
durch auslandische Potenziale zur Verfligung gestellt werden.

Ziel des Arbeitspakets ist es daher, folgende Fragen zu beantworten:

e Welche Potenziale fir Redispatch-Leistung bestehen national und in den deutschen
Nachbarlandern?

e Welche techno-6konomische Kenndaten weisen diese Potenziale auf und wie gut
sind sie fur die Bereitstellung von Redispatch-Leistung geeignet?

e Welche technischen, 6konomischen und regulatorischen Hemmnisse fiir eine Einbin-
dung in ein Redispatch-Regime sind aktuell und zukinftig relevant?

Zielsetzung

Ziel des Arbeitspakets 3 ist es, die bestehenden und zukinftigen Potenziale fur die Bereitstel-
lung von Redispatch-Leistung zu ermitteln sowie die technischen und 6konomischen
Kenndaten der Potenziale zu bestimmen. Dabei soll untersucht werden, wie zusatzliche nati-
onale und internationale Potenziale mittelfristig bis 2030 nutzbar gemacht werden kénnen.
Die Potenzialanalyse bericksichtigt dabei die aktuelle Rechtslage, die sich u.a. aus dem EnWG,



1.3

dem EEG/KWKG und den Beschlissen und Leitfaden der Bundesnetzagentur ergibt. Weiterhin
werden im Rahmen des APs Hemmnisse identifiziert, die eine Nutzung der Potenziale aus
technischer, organisatorischer und regulatorischer Sicht derzeit verhindern.

Die Potenzialanalyse (AP3) stellt die Grundlage fir die nachfolgende Analyse (AP4) und Mo-
dellierung der Redispatch-Beschaffungskonzepte (AP6) dar. Auf Basis der ermittelten techno-
okonomischen Kenndaten erfolgt in den weiteren Arbeitsschritten die Diskussion von Redis-
patch-Beschaffungskonzepten sowie die Bestimmung von Bewertungskriterien. Die
Potenzialermittlungen werden auch fir die Quantifizierung und Bewertung der wirtschaftli-
chen Vorteilhaftigkeit und Effizienzsteigerung der Redispatch-Beschaffung und des
Zusammenspiels von Markt und Netz genutzt.

Methodisches Vorgehen

Die geplante Vorgehensweise umfasst eine Analyse bestehender Studien zu moglichen Redis-
patch-Potenzialen sowie die Auswertung aktueller Datenquellen, u.a. der Bundesnetzagentur.
Um den aktuellen Status Quo sowie mogliche zuklinftige Potenziale zu erfassen, ist dariber
hinaus ein Austausch mit relevanten Akteuren vorgesehen, die geeignete Anwendungen
heute bereits vermarkten. Die Analyse umfasst folgende Anwendungen:

e konventionelle Erzeugung (u.a. auch KWK-Anlagen)
e Erneuerbare Energien

e Flexible Lasten

e Sektorkopplung/Power-to-X Anwendungen

e Speicher

e Figenerzeugungsanlagen

e Netzersatzanlagen

Flr die Kostenschatzung werden die relevanten Kostenelemente analysiert und bewertet.
Diese umfassen die folgenden Bestandteile:

e Operative Kosten (u.a. Wartungskosten, Brennstoffkosten)

e Technische und Kommunikations-Anbindungskosten (u.a. fur Kontroll- und Steue-
rungstechnik, Vermarktungsaufwand flr Aggregatoren)

e Investitionen in die Anlagentechnologie (Werteverzehr, Abschreibungen bei Einsatz
als Netzbetriebsmittel)

e Opportunitatskosten (Einsatz in anderen Markten u.a. Regelenergie, Spot-/Intraday-
Markt, Direktvermarktung, Eigenverbrauch)



Status Quo Redispatch

2.1

2.1.1

Rechtliche Rahmenbedingungen von Redispatch-
Malinahmen

Die folgenden Analysen zeigen, welche Anlagen potenziell in den Redispatch einbezogen wer-
den kénnen, bisher aber nicht einbezogen werden. Zunachst wird untersucht, welche Anlagen
nach geltendem Recht derzeit durch Redispatch oder sonstige Instrumente des Netzsicher-
heitsmanagements adressiert werden konnen und welche nicht (status quo-Analyse)®.

Der Redispatch-Begriff im deutschen Recht

In den einschldgigen energierechtlichen Gesetzen, also insbesondere in EnNWG und EEG,
kommt der Begriff ,,Redispatch” nicht vor. Eine Definition liefert nur der rechtlich unverbind-
liche Transmission Code (VDN 2007). Dort heil3t es:

,Unter Redispatch versteht man die praventive oder kurative Beein-
flussung von Erzeugerleistung durch den UNB, mit dem Ziel,
kurzfristig auftretende Engpasse zu vermeiden oder zu beseitigen®”.

Hiernach ist Redispatch relevant, wenn es um den Umgang mit Netzengpdssen geht und be-
trifft nur den Ruckgriff auf Stromerzeuger. Lasten werden nicht umfasst.

Der Gesetzgeber verwendet den Begriff mittlerweile zumindest in seinen Drucksachen und
versteht darunter die ,Anpassung der Wirk- und Blindleistungseinspeisung” (Bundestag
2016a). In § 13a Abs. 1 S. 1 EnWG — der Regelung zum sog. regulatorischen Redispatch — wird
dem Redispatch allerdings neben der Anpassung der Einspeisung von Wirkleistung auch der
Wirkleistungsbezug von Stromspeicheranlagen, jeweils bezogen auf eine Nennleistung ab 10
MW, zugeordnet. Die Einbeziehung der Verbrauchsseite von Speichern war urspringlich nicht

! Hinweis: Rechtsstand der Analysen ist vor Verabschiedung der Rechtssitze des EU-Winterpakets, also
insbesondere der neuen Strombinnenmarkt-VO (EU) 2019/943 (unmittelbare Geltung ab dem 1. Januar
2020) und Strombinnenmarkt-RL (EU) 2019/944 (in deutsches Recht umzusetzen bis zum 31. Dezember
2020). Es wurden im Folgenden nur wesentliche Anpassungen eingearbeitet. Auch die Anderungen im
Redispatch-Regime aufgrund des NABEG 2.0 (BGBI. 2019 | S. 706 ff.), die zum 1. Oktober 2021 in Kraft
treten, wurden noch nicht vollumfénglich bertcksichtigt.



2.1.2

im Gesetz enthalten und wurde erst nachtraglich eingefiigt?. Man konnte dies als eine prag-
matische Erweiterung des Anwendungsbereichs von § 13a EnWG betrachten. Damit gilt zwar,
dass in Deutschland nur Erzeugungsanlagen dem Redispatch unterfallen (Re-Dispatch als Ge-
genstiick zum ,Dispatch” genannten Kraftwerkseinsatz auf Basis des Marktergebnisses); dies
wurde jedoch insoweit aufgeweicht, als Speicheranlagen in § 13a EnWG nicht nur in ihrer Ein-
speisefunktion, sondern auch in ihrer Strombezugsfunktion erfasst sind.

Kinftig wird sich das Verstdndnis des Redispatch-Begriffes im Zuge des abgeschlossenen EU-
Winterpaket-Prozesses jedoch ohnehin erweitern. Die neue Strombinnenmarkt-VO (EU)
2019/43, die ab dem 1. Januar 2020 unmittelbare Geltung entfaltet, enthalt in Art. 2 Nr. 26
eine eigene Redispatch-Definition, die auch dem deutschen Recht zugrundezulegen sein wird:

,»'Redispatch’ bezeichnet eine MaRnahme, einschlieBlich einer Ein-
schrankung, die von einem oder mehreren Ubertragungs- oder
Verteilernetzbetreibern durch die Veranderung des Erzeugungs- oder
des Lastmusters oder von beidem aktiviert wird, um die physikali-
schen Lastfliisse im Stromsystem zu dndern und physikalische
Engpadsse zu mindern oder anderweitig fiir Systemsicherheit zu sor-

“"

gen.

Hier werden also MaRnahmen auf der Erzeugungs- und der Verbrauchsseite gleichermalen
dem Redispatch zugeordnet.

Redispatch als Malinahme des Netzsicherheitsmanagements

Im Folgenden wird dargestellt, wie sich der Redispatch in das gesetzliche Geflige des EnWG
einordnet. MalRgeblich sind die §§ 13 ff. EnWG, die das Netzsicherheitsmanagement behan-
deln.

Nach § 13 Abs. 1 EnWG sind die UNB — und Uber § 14 Abs. 1 S. 1 EnWG auch die VNB — be-
rechtigt und verpflichtet, Gefahrdungen und Stérungen fir ,die Sicherheit oder
Zuverlassigkeit des Elektrizitatsversorgungssystems” zu beseitigen. Relevante Gefdhrdungen
sind nach § 13 Abs. 4 EnWG etwa kurzfristige Netzengpasse. Ist ein Auftreten von Netzeng-
passen zu erwarten oder ein Netzengpass bereits eingetreten, sind die Netzbetreiber
vorrangig verpflichtet, netzbezogene Malnahmen ohne AuRenwirkung auf Dritte zu ergreifen
(§ 13 Abs. 1 Nr. 1 EnWG, siehe auch Sotebier 2015a). Reichen diese MaRnahmen nicht aus,
muss der Netzbetreiber auf marktbezogene MalRnahmen zurtckgreifen (§ 13 Abs. 1 Nr. 2
EnWG) und — falls die marktbezogenen MaRRnahmen nicht ausreichen — zuséatzliche Reserven
verwenden (§ 13 Abs. 1 Nr. 3 EnWG). Nur wenn auch diese nicht genltigen, kdnnen entschadi-
gungslose NotmafRnahmen nach § 13 Abs. 2 EnWG ergriffen werden; hierzu zahlt auch das

2 Eine entsprechende Erweiterung des Anwendungsbereichs auf den Strombezug von Speichern in ei-
ner Festlegung der BNetzA war zuvor durch das OLG Dusseldorf fir rechtswidrig erklart worden, vgl.
BNetzA, BK6-11-098-A.

10



2.1.3

Einspeisemanagement nach § 14 EEG 20173, das die zwangsweise Abregelung von ansonsten
vorrangig einspeisenden EE- und hocheffizienten KWK-Anlagen ermoglicht (§ 13 Abs. 3 S. 3
EnWG).

Zu den marktbezogenen MaRnahmen zahlt nach § 13 Abs. 1 Nr. 2 EnWG u.a. das Netzeng-
passmanagement. Das Netzengpassmanagement wiederum erfolgt in Deutschland derzeit
Uberwiegend (ber die MaRnahme des Redispatch (Tschida 2016)%. Beim Redispatch handelt
es sich also um eine Malknahme, mit dem Netzengpasse kurzfristig behoben werden kénnen.

Auch wenn das Netzengpassmanagement als ,marktbezogene MalRnahme” eingeordnet ist,
werden die fUr Redispatch herangezogenen Anlagen zum Grol3teil nicht Gber einen Markt be-
schafft, sondern sind aufgrund gesetzlicher Vorschriften zur Mitwirkung verpflichtet (§ 13a
Abs. 1 EnWG, ,regulatorischer Redispatch®).

GestUtzt auf § 13 Abs. 1 Nr. 2 EnWG kodnnten Netzbetreiber grundsatzlich auch vertragliche
Vereinbarungen mit beliebigen Anlagenbetreibern zum Einsatz im Rahmen des Engpassmana-
gements abschlielen (,vertraglicher Redispatch®). Dies betrifft jedenfalls konventionelle
Erzeugungsanlagen und Speicheranlagen (zumindest bezogen auf die Wirkleistungseinspei-
sung) mit einer Nennleistung von unter 10 MW sowie Anlagen im Ausland (Kénig 2013a). Die
Beteiligung der Anlagenbetreiber an solchen Vertragen erfolgt freiwillig. Aus Sicht des Netz-
betreibers dirfte entscheidend sein, inwieweit bei individuell geschlossenen Vertrdgen eine
vollstandige Kostenweitergabe im Rahmen der Anreizregulierung erfolgen kann.

Vom Redispatch umfasste Anlagentypen

Als Basis flr die Untersuchungen zur Einbeziehung bislang nicht geschopfter Potenziale in den
Redispatch muss geklart werden, welche Anlagen schon derzeit — also im status quo — flr Re-
dispatch herangezogen werden kdnnen.

Die Hauptregelung fir den Redispatch bildet seit der EnWG-Novelle vom 26. Juli 2011 § 13a
EnWG (damals allerdings noch nicht in einem eigenen Paragraphen, sondern in § 13 Abs. 1a
EnWG a.F.). Diese Vorschrift verpflichtet die Betreiber von Erzeugungsanlagen und Stromspei-
chern mit einer Nennleistung ab 10 MW ° auf Anforderung der Netzbetreiber ihre
Wirkleistungseinspeisung bzw. — bezogen auf Stromspeicheranlagen — auch ihren Wirkleis-
tungsbezug anzupassen (,regulatorischer Redispatch®). Konventionelle Anlagen und
Speicheranlagen ab 10 MW werden also zwangsweise in den Redispatch einbezogen; im Ge-
genzug steht ihnen hierflr eine ,,angemessene Vergltung” zu (§ 13a Abs. 1 S. 1 EnWG, naher
ausgefthrt in den Absatzen 2-5). Dabei kommt es insbesondere darauf an, dass die Vergltung
den Anlagenbetreiber , wirtschaftlich weder besser noch schlechter stellt, als er ohne die Mal3-
nahme stiinde” (§ 13a Abs. 2 S. 1 EnWG).

3 Wird mit dem NABEG 2.0 zum 1. Oktober 2021 abgeschafft und in das Redispatch-Regime ,,umge-
topft”.

4 Diese Unterscheidung dirfte sich mit Inkrafttreten der Strombinnenmarkt-VO am 1. Januar 2020 er-
Ubrigen, da dort ein umfassender Redispatch-Begriff zugrundegelegt wird.

> Wird mit dem NABEG 2.0 zum 1. Oktober 2021 auf 100 kW heruntergesetzt.
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2.1.4

Das Instrument des regulatorischen Redispatch nimmt damit eigentlich eine Zwitterstellung
zwischen den freiwillig-vertraglich geregelten marktbezogenen MalRnahmen nach § 13 Abs. 1
Nr. 2 EnWG und den zwangsweise-entschadigungslosen NotmalRnahmen nach § 13 Abs. 2
EnWG ein (Sotebier 2015b). Nach der systematischen Einordnung in § 13a Abs. 1 EnWG un-
terfallt der regulatorische Redispatch jedoch den marktbezogenen MalBnahmen (Bundestag
2011).

§ 13a EnWG adressiert in Absatz 1 Satz 2 auch derzeit nicht einspeisende Anlagen sowie Re-
serveanlagen (Stilllegungsverbote, Netzreserve). Diese dirfen allerdings nur nachrangig
angesteuert werden (Sotebier 2015c). Ganzlich ausgenommen vom regulatorischen Redis-
patch sind aufgrund einer Festlegung der BNetzA dagegen

,Leistungsscheiben von Anlagen zur Erzeugung oder Speicherung
elektrischer Energie, deren Brennstoffverfeuerung oder Primarener-
gietragerverbrauch aufgrund von gesetzlichen oder behoérdlichen
Vorgaben bzw. aufgrund von an die Stromproduktion gekoppelten in-
dustriellen Produktionsprozessen nicht disponibel ist“ (BNetzA
2011a).

Dies betrifft etwa Millverbrennungskraftwerke oder Hittengaskraftwerke mit einer Verfeue-
rungspflicht sowie Industriekraftwerke, deren Stromerzeugung unabdingbar fir bestimmte
Produktionsprozesse ist (BNetzA 2011b). Ebenfalls nicht von § 13a EnWG erfasst sind alle Ver-
brauchsanlagen, die keine Stromspeicheranlagen mit einer Nennleistung ab 10 MW sind, also
Stromspeicher mit einer Nennleistung kleiner als 10 MW oder etwa Power-to-Heat-Anlagen.

Inwieweit es derzeit in der Praxis vertraglichen Redispatch auf Basis bilateraler Vereinbarun-
gen nach § 13 Abs. 1 Nr. 2 EnWG gibt, ist eine empirische Frage.

Erfassung von EE-, KWK- und Verbrauchsanlagen in den derzeitigen Netzsi-
cherheitsmanagement-Vorschriften

EE-, KWK®- und Verbrauchsanlagen kénnten zusatzliche Potenziale im Rahmen von Redis-
patch-MalBnahmen darstellen. Bei EE- und KWK-Anlagen ist der Einspeisevorrang als
entscheidende Grenze zu beachten, insbesondere wenn es um eine mogliche zwangsweise
Einbeziehung geht. Bei Verbrauchsanlagen halt das EnWG fir Lasten ein eigenes Instrument
bereit, Uber welches Lasten grundsatzlich fir NetzsicherheitsmaRnahmen herangezogen wer-
den koénnen.

Erfassung von EE- und KWK-Anlagen

EE- und KWK-Anlagen genielRen nach § 11 Abs. 1 EEG 2017 bzw. § 3 Abs. 1 KWKG einen be-
sonderen Schutz, da Strom aus solchen Anlangen vorrangig vor Strom aus ungekoppelten
konventionellen Anlagen physikalisch abzunehmen ist (Einspeisevorrang). Dieses Privileg wird
Uber § 13 Abs. 3 S. 1 EnWG im Rahmen der Netzsicherheitsvorschriften explizit abgesichert.

& Gemeint ist nur hocheffiziente KWK, vgl. § 3 Abs. 1S. 1 Nr. 1 KWKG.
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Der Vorrang wird dann relevant, wenn in Engpasssituationen Abregelungen von Erzeugungs-
anlagen vorzunehmen sind und ist als besondere Vorschrift des Engpassmanagements
einzuordnen (Konig 2013b).

Zwangsweise Abregelungen von EE- und KWK-Anlagen sind nach § 13a EnWG (regulatorischer
Redispatch) derzeit noch ganzlich ausgeschlossen’. Zwar wére nach dem Wortlaut von § 13a
Abs. 1S. 1 EnWG ein Rickgriff auf EE- und KWK-Anlagen mit einer Nennleistung ab 10 MW?
moglich, da hiernach keine Differenzierung zwischen verschiedenen Anlagenformen getrof-
fen wird. § 13 Abs. 3 S. 3 EnWG, der in Engpasssituationen auf die Geltung der speziellen
Anforderungen des Einspeisemanagements in § 14 EEG 2017 verweist, hilft zur Klarung der
Frage, ob EE- und KWK-Anlagen in § 13a EnWG einbezogen werden dirfen, nicht weiter, da
diese Verweisung nur fiir NotmaBnahmen nach § 13 Abs. 2 EnWG (und nicht fir marktbezo-
gene MalBnahmen wie den regulatorischen Redispatch nach § 13a EnWG) gilt. Hieraus ldsst
sich also nicht ableiten, dass § 13a EnWG einen Rickgriff auf EE- und KWK-Anlagen untersagt.
Auch § 13 Abs. 3S. 2 EnWG, der vertragliche Vereinbarungen mit EE-/KWK-Anlagen adressiert
und diese auch im vertraglichen Bereich besonders schiitzt, kann nicht herangezogen werden,
da der gesetzliche Redispatch nicht auf zugrundeliegenden Vertrdgen basiert (Sotebier
2015d).

Eine auf Zwang beruhende Einbeziehung von EE- und KWK-Anlagen ab 10 MW bereits inner-
halb der marktbezogenen Malnahmen widerspricht jedoch dem Sinn und Zweck des
Vorrangprinzips sowie der Einfihrung der Regelungen zum Einspeisemanagement in § 14 EEG
2017, die insoweit ausgehebelt waren. § 13a EnWG ist deshalb teleologisch so zu reduzieren,
dass EE- und KWK-Anlagen derzeit nicht im regulatorischen Redispatch zur Regelung aufge-
fordert werden durfen (De Wyl et. al 2013, Ehricke 2015). Zwangsweise Eingriffe in
privilegierte Anlagen dirfen demnach nur im Rahmen von NotmaRnahmen nach § 13 Abs. 2
EnWG bzw. § 14 EEG 2017 erfolgen. Dieser Auslegung entsprechend verweist die BNetzA in
Bezug auf KWK-Anlagen in ihrer Redispatch-Festlegung darauf, dass die elektrischen Leis-
tungsscheiben von KWK-Anlagen, die ,keinen Einschrdankungen durch die Warmeproduktion
unterworfen sind“, nicht geschiitzt sind, also ohne Weiteres auf sie zurlckgegriffen werden
kann (BNetzA 2011c). Hieraus lasst sich im Umkehrschluss ableiten, dass alle iibrigen KWK-
Anlagen nicht im regulatorischen Redispatch geregelt werden durfen.

Eine freiwillige Teilnahme am (vertraglichen) Redispatch nach § 13 Abs. 1 Nr. 2 EnWG ist fir
EE-Anlagen dagegen bereits nach der gegenwartigen Rechtslage zuldssig. Hierzu enthéalt § 11
Abs. 3S. 1 EEG 2017 eine Offnungsklausel, die Abweichungen vom Einspeisevorrang ,,zur bes-
seren Integration der Anlage in das Netz” erlaubt. Dabei ist allerdings sicherzustellen,

»,dass der Vorrang flr Strom aus erneuerbaren Energien angemessen
berlicksichtigt und insgesamt die groStmdogliche Strommenge aus er-
neuerbaren Energien abgenommen wird“ (§ 11 Abs. 3 S. 2 EEG 2017).

7 Dies wird sich mit dem NABEG 2.0 zum 1. Oktober 2021 alledings dndern. Die Regelungen zum Ein-
speisemanagement in § 14 EEG 2017 werden dann in das Redispatch-Regime ,ungetopft”.

8 Wird mit dem NABEG 2.0 zum 1. Oktober 2021 auf 100 kW heruntergesetzt.
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Zugleich ergibt sich aus § 13 Abs. 3 S. 2 EnWG, dass an sich vorrangberechtigte Erzeugungs-
anlagen erst dann zum Redispatch herangezogen werden dirfen, wenn alle Potenziale aus
nicht vorrangberechtigten Anlagen ausgeschopft sind (Kénig 2013c¢, Sotebier 2015d). Das be-
deutet, dass EE-Anlagen kraft Gesetzes ganz am Ende der merit order fir die Abregelung
einzuordnen sind.

Nach Gesetzeswortlaut und Systematik ist eine freiwillige Teilnahme am vertraglichen Redis-
patch durch KWK-Anlagen im Unterschied zu EE-Anlagen generell ausgeschlossen (Koénig
2013d). Dies folgt daraus, dass nach § 13 Abs. 3 S. 2 a.E. EnWG hierfiir eine allgemeine Off-
nungsklausel im EEG bzw. KWKG erforderlich ist. Das KWKG enthélt eine solche allerdings nicht
— geregelt wird dort nur der spezielle Fall der Vertrage nach § 13 Abs. 6a EnWG mit KWK-
Power-to-Heat-Kombinationen (dazu sogleich), fir den § 3 Abs. 3 KWKG besondere Regelun-
gen trifft. Sonstige vertragliche Vereinbarungen, die eine Abweichung vom Einspeisevorrang
ermoglichen, werden in § 3 KWKG nicht adressiert; ein Pendant zu § 11 Abs. 3 EEG 2017 fir
EE-Anlagen existiert also nicht.

Erfassung von Verbrauchsanlagen

In Kapitel 2.1.3 wurde dargelegt, dass sich Redispatch-MaRnahmen nach § 13a EnWG nur auf
bestimmte konventionelle Erzeugungs- und Speicheranlagen beziehen kdnnen. Die Steuerung
des Wirkleistungsbezugs, also die Einbeziehung der Verbrauchsseite, ist nach § 13a Abs. 1 S.
1 EnWG entsprechend nur bei Speicheranlagen und nur ab einer Nennleistung von mindes-
tens 10 MW moglich.

Sonstige Verbrauchsanlagen werden nach geltendem Recht nicht in § 13a Abs. 1 EnWG ein-
bezogen, konnen aber dennoch am Netzengpassmanagement mitwirken. Flr ab- und
zuschaltbare Lasten enthélt das Regelungskonstrukt der Systemverantwortung eigene, spezi-
elle Vorgaben in § 13 Abs. 6 EnWG”.

Danach ist die Beschaffung von Ab- oder Zuschaltleistung in einem diskriminierungsfreien und
transparenten Ausschreibungsverfahren, mit unter den Netzbetreibern vereinheitlichten Teil-
nahmevoraussetzungen und Uber eine gemeinsame Internetplattform durchzufihren (§ 13
Abs. 6 S. 1 EnWG).

Flr abschaltbare Lasten hat dies der Verordnungsgeber mit der Verordnung zu abschaltbaren
Lasten (AbLaV) bereits ndher ausgestaltet. Nach dieser Verordnung schreiben die UNB wé-
chentlich insgesamt 1.500 MW Abschaltleistung aus (§ 8 Abs. 1 AblLaV); die Teilnahme der
Anbieter von abschaltbaren Lasten ist freiwillig. Die Mindestleistung liegt bei 5 MW (§ 13i Abs.
2 S.4 EnWG), es kdnnen jedoch auch Konsortien gebildet werden (§ 6 AbLaV). Nach der AbLaV
kontrahierte abschaltbare Lasten kdnnen im Rahmen der marktbezogenen MalBnahmen (§ 13
Abs. 1 Nr. 2 EnWG) zum Netzengpassmanagement eingesetzt werden (Bundestag 2016b), ste-
hen als Flexibilitatspotenzial jedoch daneben auch flr Regelenergie zur Verfligung.

Flr die Zuschaltung von Lasten hat der Verordnungsgeber bislang keine eigene Verordnung
erlassen. Allerdings gibt es in § 13 Abs. 6a EnNWG ein Spezial-Instrument, das vertragliche Ver-
einbarungen mit Betreibern von bestehenden KWK-Anlagen mit einer elektrischen Leistung

9 Verordnungsermachtigungen fiir die Bundesregierung finden sich in § 13i Abs. 1 und 2 EnWG.
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2.1.5

groRer als 500 kW in Kombination mit Power-to-Heat-Anlagen betrifft (,Nutzen statt Abre-
geln®). Auch hierbei handelt es sich, bezogen auf den Einsatz von Power-to-Heat-Anlagen als
zuschaltbare Lasten, um Netzengpassmanagement. Mallnahmen nach § 13 Abs. 6a EnWG sind
nachrangig zu sonstigen marktbezogenen Malnahmen nach § 13 Abs. 1 Nr. 2 EnWG einzuset-
zen (§ 13 Abs. 6aS. 2 Nr. 1 EnWG). Das bedeutet umgekehrt, dass z.B. Redispatch-MalRnahmen
nach § 13a Abs. 1 EnWG vorrangig durchzufthren sind.

Potenzielle Bericksichtigung bislang nicht erfasster Anlagentypen im Redis-
patch

Sollen EE-, KWK- und Verbrauchsanlagen umfassend in den Redispatch einbezogen werden,
dirften sich in rechtlicher Hinsicht zwei wesentliche Anforderungen ergeben: Zum einen ist
zu priufen, inwieweit der geltende einfach-gesetzliche Rechtsrahmen Uberarbeitet werden
muss, zum anderen, ob die intendierte Rechtsdanderung auch mit hoherrangigem Recht (Ver-
fassungsrecht, EU-Recht) vereinbar ist. Eine wesentliche Differenzierung dirfte sich
dahingehend ergeben, ob es um den Abbau von Hemmnissen bzw. die Schaffung von Anreizen
zur freiwilligen Teilnahme zusatzlicher Anlagenformen am Redispatch geht, oder ob solche
Anlagen kinftig dazu verpflichtet werden sollen, am Redispatch teilzunehmen.

Bei Anderungen im Bereich der Einbeziehung von Verbrauchsanlagen stehen in erster Linie
einfach-gesetzliche Anpassungen der Redispatch-Systematik im Vordergrund (vgl. die Vorga-
ben aus § 13 Abs. 6 EnWG). Letztlich obliegt es dem Gesetzgeber selbst, zu entscheiden, ob
bzw. inwieweit ein einheitliches ,Redispatch”- oder Flexibilitats-Instrument geschaffen wird,
das auch die Lastseite vollumfanglich mitumfasst und nach einheitlichen MalRstaben ausge-
staltet wird. Hierbei sind jedoch kinftig auch die unionsrechtlichen Vorschriften aus der
Strombinnenmarkt-VO sowie der Strombinnenmarkt-RL zu beachten. Im Falle einer ver-
pflichtenden Einbeziehung von Verbrauchsanlagen in das Netzengpassmanagement sind
zudem die Vorgaben des Verfassungsrechts zu berlcksichtigen. Denkbar ist hier die Verlet-
zung von Grundrechten (insbesondere: Berufsfreiheit/Art. 12 Abs. 1 GG,
Eigentumsgarantie/Art. 14 Abs. 1 GG, allgemeine Handlungsfreiheit/Art. 2 Abs. 1 GG) sowie
von sonstigen Verfassungsprinzipien wie dem Vertrauensschutz.

Sollen die Potenziale aus EE-Anlagen starker fiir den Redispatch erschlossen werden®®, sind
die unionsrechtlichen Vorschriften zum Einspeisevorrang von wesentlicher Bedeutung (Art.
16 EE-RL, EU Parlament 2009). Ab dem 1. Januar 2020 ergeben sich hier unmittelbar geltende
Vorgaben aus der Strombinnenmarkt-VO (Art. 13 Abs. 6). Wahrend die unionsrechtlichen Vor-
gaben generell bei der Einbeziehung von EE-Anlagen in den Redispatch zu beachten sind,
dirften sich verfassungsrechtliche Fragen nur dann stellen, wenn es um die verpflichtende
Teilnahme am Redispatch geht. Letzteres betrifft EE- und KWK-Anlagen gleichermaRen. Denk-
bar ist auch hier die Verletzung von Grundrechten (Berufsreiheit, Eigentumsgarantie,
allgemeine Handlungsfreiheit) sowie von sonstigen Verfassungsprinzipien wie dem Vertrau-
ensschutz.

10 Siehe hierzu die ab dem 1. Oktober 2021 in Kraft tretenden Anderungen in § 13a EnWG (NABEG 2.0).
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2.2

Abrufe und Einsatz von Redispatch-Kraftwerken

Das Volumen der Redispatch-Einsatze ist in 2017 im Vergleich zu 2016 von 11,4 TWh auf
20,4 TWh angestiegen (BNetzA 2018). Ursache hierflr waren vor allem Netzengpasse zwi-
schen Nord- und Siddeutschland. Der Anstieg von 2016 auf 2017 resultiert zum einen aus
einer langeren Kalteperiode zu Beginn 2017. Durch die niedrigen Temperaturen steigt die
Stromnachfrage insbesondere in Regionen mit einer groReren Verbreitung von Elektroheizun-
gen und Nachtspeicherheizungen, die verstarkt in Siddeutschland und in Frankreich installiert
sind. Dadurch fihren niedrige Temperaturen auch zu einem erhéhten Stromtransport von
Nord- nach Studdeutschland. Zum anderen war die Windeinspeisung in 2017 deutlich héher
alsin 2016. Da Windanlagen hauptsachlich im Norden Deutschlands Strom erzeugen, verstarkt
eine hohe Windeinspeisung den Transportbedarf von Norden nach Sliden. Die regionale Ver-
teilung der Redispatch-Einsdtze zeigt, dass ein Grofteil der Kraftwerke entweder zur
Leistungserhdhung oder zur Leistungsreduktion eingesetzt werden. Nur sehr wenige Stand-
orte werden auch in beide Richtungen eingesetzt. Schwerpunkt fir die Leistungsreduktion von
Kraftwerken ist das Braunkohlerevier in Ostdeutschland (siehe Abbildung 1). Kraftwerke zur
Leistungserhohung sind insbesondere in Bayern und Baden-Wirttemberg zu finden, die hau-
fig Steinkohle aber auch Wasserkraft als Energietrdger einsetzen.
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Quelle: Netztransparenz.de 2018
Abbildung 1: Regionale Verteilung der Redispatch-MaRnahmen im Zeitraum von 2014 - 2017

Die detaillierte Auswertung der eingesetzten Kraftwerke zeigt, dass die Wirkleistung der Kraft-
werke Boxberg, Janschwalde, Schwarze Pumpe und Lippendorf energetisch besonders stark
gleichzeitig auch besonders haufig eingesenkt wurde (siehe Abbildung 2). Haufig wird ein Ver-
bund von Kraftwerken zum Redispatch aufgefordert, so dass die Bereitstellung durch mehrere
Kraftwerke erfolgt und auch entsprechend ausgewiesen wird. Zur Erhéhung der Wirkleistung
sind das Heizkraftwerk Heilbronn, die Voralberger Ilwerke und das Kraftwerk Staudinger am
haufigsten eingesetzt worden und haben den energetisch groSten Anteil geliefert. Insgesamt
wird die aktuelle Redispatchleistung vor allem durch wenige GroRkraftwerke zur Verfligung
gestellt.
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Redispatch-Volumen
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Abbildung 2: Redispatch-Volumen nach eingesetzten Kraftwerken fiir Leistung erhéhen/redu-
zieren im Zeitraum 2014 - 2017

Aktuelle Kosten fUr Redispatch-Malknahmen

Die Kosten flr den regulatorischen Redispatch umfassten nach Angaben der BNetzA ca. 400
Mio. Euro in 2017. Hinzu kamen ca. 440 Mio. Euro fir die Vorhaltung und den Abruf von Netz-
reserve sowie das Countertrading. Die Kosten fir Einspeisemanagement beliefen sich in 2017
auf ca. 610 Mio. Euro (Netz- und Systemsicherheitsbericht 2018). Damit sind die Kosten ge-
genlber 2014 deutlich angestiegen, wo sie fur Redispatch bei ca. 185 Mio. Euro lagen
(Netzreservebericht 2018).

Bezogen auf die abgerufenen Strommengen (Erhéhung und Absenkung) ergaben sich damit
fir Redispatch spezifische Kosten zwischen 20 und 30 €/MWh (siehe Abbildung 3). Fir Ein-
speisemanagement sind die Kosten auf Grund der zu zahlenden Entschadigungen fir die
Einspeisevergltung héher und lagen 2017 im Mittel bei ca. 100 €/MWh fur Absenkung der
Einspeisung. Noch héhere Kosten resultieren aus der Netzreserve, die neben den Kosten fir

18



den Abruf (Erhéhung der Leistung) auch noch Kosten fiir die Vorhaltung der Leistung verur-
sacht. In 2017 resultieren daraus Gesamtkosten aus Vrohaltung und Abruf von Gber
180 €£/MWh, wovon ca. 85 €/MWh allein aus den Abrufkosten resultieren.

Spezifische Kosten Engpassmanagement

450
400 Vorhaltung Netzreserve:

350 ca. 21.200 €/MW/a (2015/16)
ca. 9.400 €/MW/a (2017)

< 300
w 200
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Quelle: Netz- und Systemsicherheitsbericht 2018, Redispatch spezifisch fur eingesetzte Ein-
heit (Erhohung und Absenkung), Einsman spezifisch fir Absenkungen, Netzreserve spezifisch
fir Erhohung,

Abbildung 3: Spezifische Engpassmanagementkosten (Redispatch/EinsMan/Netzreserve) im
Zeitraum 2015 - 2017
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Darstellung technischer und
okonomischer Redispatch-

Potenziale

3.1

3.1.1

Kapitel 3 enthalt eine Darstellung der jeweiligen nationalen technologie-spezifischen Potenzi-
ale. Dies beinhaltet auch die wichtigsten 6konomischen Kennwerte und Parameter, die beim
Abruf der Potenziale anfallen. Die Darstellung wird zwischen heute bereits nutzbaren Poten-
zialen sowie zuklnftig zusatzlich erschlieRbaren Potenzialen unterschieden.

Konventionelle und KWK-Anlagen

Technische Potenziale

Derzeit werden fast ausschlieBlich konventionelle GroRRkraftwerke fiir den Redispatch einge-
setzt (siehe Abschnitt 2.2). Mittelfristig wird erwartet, dass die installierte Leistung von
konventionellen GroRRkraftwerken bis 2030 deutlich zuriickgeht. Derzeit sind ca. 99 GW an
konventioneller Erzeugungskapazitat in Deutschland installiert, die sich bis 2030 auf unter 80
GW reduzieren kénnten (Szenariorahmen 2017/2019 nach §12a EnWG). Die groRte Leistung
wird derzeit durch Steinkohlekraftwerke zur Verfligung gestellt, gefolgt von Erdgaskraftwer-
ken. Als Grundlage wird das Szenario B verwendet, dass im Bezug auf den EE-Ausbau zwischen
den anderen beiden Szenarien des Netzentwicklungsplans liegt.

Tabelle 1: Installierte elektrische Leistung konventioneller Kraftwerke nach Energietragern
2016 und im Szenario B2030 nach Szenariorahmen 2017 und Szenariorahmen 2019

In GW 2016 Sz. B2030 V17 Sz. B2030 V19
Erdgas 24,2 35,7 32,4
Steinkohle 26,9 14,8 13,9
Braunkohle 20,7 9,5 9,5
Pumpspeicher 8,9 11,9 9,6
Sonstige 7,8 7,1 8,4
Kernenergie 10,8 0 0
Summe 99,3 79 73,8

Quelle: Szenariorahmen 2017/2019
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Ein Teil der installierten konventionellen Kraftwerke stellt als KWK-Anlage neben Strom auch
Warme bereit. Grundsatzlich sind KWK-Anlagen mit dem Erzeugungsteil, der nicht zur War-
meerzeugung verwendet wird, auch heute bereits verpflichtet, an Redispatch-MaRnahmen
teilzunehmen, werden dafir bisher jedoch nur sehr begrenzt eingesetzt. Je nach Kraftwerks-
typ ist nur ein Teil der gesamten elektrischen Leistung mit einer Warmeerzeugung gekoppelt.
Bei Angaben zu KWK-Leistungen eines Kraftwerks ist daher zwischen der gesamten installier-
ten elektrischen Leistung und der mit einer Warmekopplung verbundenen elektrischen
Leistung (KWK-Scheibe) zu unterscheiden. Haufig sind Industriekraftwerke als KWK-Kraft-
werke ausgeflihrt, so dass sie flr einen Redispatch nicht zur Verfigung stehen.

Von der installierten konventionellen Leistung verflgt ca. 54 GW Uber die Mdglichkeit der
Warmeauskopplung, wobei hierunter auch Kraftwerke fallen, die im Vergleich zur installierten
elektrischen Leistung nur einen geringen Anteil an Nutzwarme auskoppeln kédnnen (z.B. bei
Braunkohlekraftwerken). Den groRten Umfang hat die Warmeauskopplung bei Gaskraftwer-
ken, wo Kraftwerke mit einer installierten elektrischen Leistung von ca. 19 GW zumindest eine
geringe Menge Warme auskoppeln (Abbildung 4).

Bis 2030 wird insbesondere mit einem Rickgang der Stein- und Braunkohlekraftwerke gerech-
net, wodurch der Anteil der Kraftwerke mit einer moglichen Warmeauskopplung ansteigen
koénnte. Fur solche KWK-Kraftwerke gelten besondere Bedingungen im Rahmen des Redis-
patch, da sie aufgrund der gekoppelten Warmeproduktion Einschrankungen in ihrer
Fahrweise unterliegen und nur nachrangig zum Redispatch eingesetzt werden diirfen.
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Abbildung 4: Gesamte elektrische Kraftwerksleistung und elektrische Leistung von Kraftwer-
ken mit Warmeauskopplung in 2016 und im Szenario B2030 nach Energietrdgern

Flr die Bewertung der Redispatch-Potenziale in KWK-Anlagen ist eine Abschatzung des Anteils
der tatsachlichen gekoppelten Stromerzeugungsleistung in KWK-Kraftwerken notwendig. Dies
wird nachfolgend als KWK-Leistung bezeichnet und umfasst die tatsachlich gekoppelte Leis-
tung eines Kraftwerks (KWK-Scheibe nach FW 308). Die installierte KWK-Leistung lag in 2014
bei ca. 33 GW (Oeko 2015), wovon ein Grof3teil der 6ffentlichen Versorgung und damit ver-
bundenen Fernwarmesystemen zuzuordnen ist, ca. 20 — 22 GW. Die restliche Leistung wird
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durch KWK-Anlagen in der Industrie (ca. 8 — 9 GW) sowie durch dezentrale BHKW-Anlagen
und sonstige Kleinanlagen (ca. 3 —5 GW) zur Verflgung gestellt.

Flr einen Teil der Kraftwerke sind detaillierte Informationen zur Warmeauskopplung verfig-
bar (UBA Kraftwerksdatenbank 2018). Mit Hilfe dieser Daten kann die tatsachlich mit einer
Warmeauskopplung verbundene elektrische Leistung abgeschatzt werden. Die KWK-Scheibe
unterscheidet sich zwischen Kraftwerken mit unterschiedlichen Brennstoffen:

e Erdgas: 92 % der installierten Kraftwerksleistung ist KWK-Leistung

e Steinkohle: 50 % der installierten Kraftwerksleistung ist KWK-Leistung
e Braunkohle: 16 % der installierten Kraftwerksleistung ist KWK-Leistung
e Sonstige: 34 % der installierten Kraftwerksleistung ist KWK-Leistung

Die KWK-Leistung umfasst nach dieser Abschatzung ca. 29 GW. Einige dieser Kraftwerke ste-
hen nur eingeschrankt fir einen Redispatch zur Verfligung, weil sie warmegefihrt betrieben
werden (siehe Tabelle 2).

Tabelle 2: Installierte elektrische Leistung konventioneller Kraftwerke mit Warmeauskopplung
und darin enthaltene KWK-Leistung 2016 und im Szenario B2030 nach Szenariorahmen 2019

In GW 2016 Sz. B2030 V19
Mit Warmeaus- Davon KWK Mit Warmeaus- Davon KWK
kopplung kopplung

Erdgas 18,7 17,2 24,6 22,6
Steinkohle 16,2 8,1 9,9 5,0
Braunkohle 13,3 2,1 5,8 0,9
Sonstige 5,9 2,0 51 1,7
Summe 54,1 29,4 45,4 30,2

Quelle: Szenariorahmen 2019, eigene Abschatzung auf Basis UBA Kraftwerksdatenbank 2018

Auswertungen der Meldungen zum ENTSO-E Reserve Ressource Process (ERRP-Planungsda-
ten von Anlagen > 10 MW), die in (Ecofys/Consentec 2018) durchgefiihrt worden sind, zeigen,
dass trotz direkter Kopplung mit einer Warmeerzeugung, Kraftwerke fir den Redispatch ein-
gesetzt werden koénnten, z.B. wenn eine alternative Warmeerzeugung verflgbar ist. Die
tatsdchlich nicht fur den Redispatch verflgbare Leistung konventionelle Erzeugungsleistung
mit Warmeauskopplung wird in (Ecofys/Consentec 2018) mit 25 % angegeben. Dies entspricht
bei einer installierten Leistung von 54,1 GW einer nicht-verfliigbaren KWK-Leistung fir den
Redispatch von nur ca. 13 — 14 GW. Die nicht bzw. nur bedingt redispatchfahigen Kraftwerke
sind vor allem Gas- und sonstige Kraftwerke, die in der Regel einen hohen Anteil an elektri-
scher Leistungen haben, der mit einer Warmeerzeugung gekoppelt ist.

Neben einer Einschrdnkungen der Redispatchleistung durch eine gekoppelte Warmeerzeu-
gung kénnen sich weitere Einschrankungen fir einen Redispatch-Einsatz ergeben, wenn die
Anlagen an unteren Netzebenen angeschlossen sind. Auswertungen von Veroffentlichungen
der Bundesnetzagentur (BNetzA Kraftwerksliste 2018) ergeben, dass ca. 4,6 GW an erdgasbe-
feuerten KWK-Anlagen in der Mittelspannungsebene angeschlossen sind. GroRere KWK-
Leistungen, die an der Mittelspannung angeschlossen sind, werden auch mit Abfall, Ol und mit
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einer Kombination von mehreren Brennstoffen befeuert. Insgesamt sind in der Mittelspan-
nung ca. 8 —9 GW an konventioneller KWK-Leistung installiert, die bisher nicht fir Redispatch
eingesetzt werden.

Die groRte installierte konventionelle Leistung insgesamt liegt in Nordrhein-Westfalen gefolgt
von Baden-Wirttemberg in 2016. Bis 2030 wird erwartet, dass sich die installierte konventio-
nelle Leistung in allen Bundeslandern deutlich reduziert, wobei der Riickgang bei Kraftwerken
ohne Warmeauskopplung deutlich gréRer sein soll als bei Kraftwerken mit Warmeauskopp-
lung.

~ Kraftwerksleistung 2016
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Abbildung 5: Regionale Verteilung der installierten konventionellen Erzeugungsleistung nach
Bundeslandern fur Kraftwerke mit und ohne Warmeauskopplung in 2016
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3.1.2

Kraftwerksleistung 2030
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Abbildung 6: Regionale Verteilung der installierten konventionellen Erzeugungsleistung nach
Bundesldandern fir Kraftwerke mit und ohne Warmeauskopplung in 2030

Kostenabschatzung

Die aktuelle Vergltung fur den Einsatz von Anlagen im Redispatch ist im Branchenleitfaden
des BDEW néher geregelt (BDEW 2018). Dabei wird zwischen Erhéhung der Einspeisung und
Absenkung der Einspeisung unterschieden. Voraussetzung fir eine Kostenerstattung beim
Herunterfahren ist die Vermarktung der Erzeugung als Future bzw. am Day-Ahead-Spotmarkt.
Die Kosten, die in Ansatz gebracht werden kdnnen, sind:

e Erhohung der Einspeisung
0 Brennstoffkosten, CO,-Kosten, Anfahrkosten
0 ggf. Opportunitdtskosten (z.B. Intraday-Optionen)
e Absenkung der Einspeisung
0 eingesparte Brennstoffkosten, eingesparte CO,-Kosten
0 ggf. Opportunitatskosten (z.B. Intraday-Optionen, vermiedene Netzentgelte,
alternative Warmebereitstellung)

FUr Netzersatzanlagen wird darlber hinaus eine Vergltung fir die Leistungsvorhaltung ge-
zahlt sowie bei einem Einsatz zusatzlich die tatsdchliche Einspeisung.

Den groRten Kostenblock fur konventionelle Erzeuger beim Redispatcheinsatz und einer Er-
hohung der Erzeugung stellen die Brennstoffkosten dar, die je nach Energietrager von weniger
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als 10 €/MWh bei Kernenergieanlagen bis zu mehr als 70 €/MWh bei Ol-befeuerten Kraftwer-
ken reichen kénnen (siehe Abbildung 7).
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Abbildung 7: Variable Kosten fir den Kraftwerkseinsatz von konventioneller Erzeugungsleis-
tung in 2015 (inkl. KWK-Anlagen)

Fir KWK-Anlagen auf Basis von Gasturbinen oder einer Kombination von Dampf- und Gastur-
binen (GuD) liegen die fixen und variablen Betriebskosten ohne Brennstoffkosten je nach
Auslastung der KWK-Anlagen zwischen 5 und 20 €/MWh (siehe Tabelle 3). Diese Kosten fallen
im Betrieb noch zusatzlich zu den Brennstoffkosten an.

Tabelle 3: Technische und 6konomische Kenndaten von KWK-Anlagen

Kennzahlen Einheit GuD- GuD- Gas- GuD- | Gas- | BHKW

HKW HKW tur- HKW tur-

(EK) (EK) bine (GG) bine

Kenndaten KWK-Anlagen
Leistung [MW] MWe 220 100 90 20 10 5,4
el. Wirkungsgrad % 47,6 47,1 33 44 4 31 41,5
th. Wirkungsgrad % 40,3 41 52,4 42,3 49 43,2
Wirkungsgrad gesamt % 87,9 88,1 85,4 86,7 80 84,7
Investment €/ kWe 530 540 555 820 700 750
Fixe Betriebs-kosten €/ kW/ a 37,1 37,8 33,3 57,4 42 15
% V. Invest 7% 7% 6% 7% 6% 2%
Sonstige variable Be- | €/ MWhg 0,5 0,5 0,5 0,5 0,5 8
triebskosten
Variable Betriebskosten ohne Brennstoffkosten

bei 3000 Volllaststun- | €/ MWhe 12,87 | 13,10 | 11,60 | 19,63 | 14,5 | 13,00
den 0
bei 6500 Volllaststun- | €/ MWhe 6,21 6,32 5,62 9,33 6,96 | 10,31
den

Abklrzungen: GuD-HKW: Gas- und Dampfturbinen Heizkraftwerk, EK: Entnahmekondensati-
onsturbine; GG: Gegendruckturbine, BHKW: Blockheizkraftwerk

Quelle: Prognos 2014
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3.2

3.2.1

Als Brennstoff wird fir KWK-Anlagen haufig Erdgas eingesetzt. Damit ergeben sich zusatzlich
zu den bereits genannten variablen Betriebskosten noch Brennstoffkosten, die je nach Erd-
gaspreis und Wirkungsgrad der KWK-Anlagen dann zwischen 30 und 75 €/MWhe/*! betragen
kdnnen.

Flr den Einsatz von konventionellen Kraftwerken und KWK-Anlagen im Redispatch ist dann
das Hoch- bzw. Runterfahren der Anlagen zu unterscheiden. Beim Hochfahren fallen je nach
Kraftwerkstyp variable Kosten von weniger als 10 €/MWh bis zu knapp 100 €/MWh als Redis-
patchkosten an (siehe Tabelle 4). Werden Anlagen im Redispatch heruntergefahren, sind die
genannten variablen Kosten als Einsparungen zu bericksichtigen.

Tabelle 4: Direkte Kosten und mogliche Opportunitatskosten fiir den Redispatch von konven-
tionellen Kraftwerken und KWK-Anlagen

Direkte Kosten Opportunitatskosten
Abschaltung Zuschaltung Abschaltung Zuschaltung
Erzeugung Erzeugung Erzeugung Erzeugung
in Euro/MWh in Euro/MWh
Kernenergie <-10 <10 Andere Markte Kurzfrist-
(z.B. Regelenergie) Optionen
Braunkohle <-10 10-15 Andere Markte Kurzfrist-
(z.B. Regelenergie) Optionen
Steinkohle <-20 20-35 Andere Markte Kurzfrist-
(z.B. Regelenergie) Optionen
Erdgas <-38 38-95 Andere Markte Kurzfrist-
(z.B. Regelenergie) Optionen
o] <=7/5 75 - 100 Andere Markte Kurzfrist-
(z.B. Regelenergie) Optionen
Erdgas-KWK (GuD) <-35 35-90 KWK-Vergitung
Erdgas-KWK (GT) <-50 50-110 KWK-Vergitung
Erdgas-KWK (BHKW) <-45 45 - 100 KWK-Vergitung

Quelle: Eigene Darstellung

Erneuerbare Energien-Anlagen

Technische Potenziale

Die installierte elektrische Leistung erneuerbarer Energien erreicht 104 GW zum Ende 2016.
Wind- und PV-Anlagen haben daran den groRten Anteil (siehe Tabelle 5). Es wird erwartet,
dass sich die installierte Leistung bis 2030 auf Uber 160 GW erhéht (Szenariorahmen 2016).
Grundsatzlich steht diese Leistung in Abhangigkeit der Wetterbedingungen fiir einen Redis-
patcheinsatz zur Verfigung und wird im Rahmen des Einspeisemanagements bereits
netzentlastend gesteuert.

" bej Gaspreisen zwischen 15 und 30 €/MWh und einem elektrischen Wirkungsgrad von 48 % (z.B. fir
ein groRes GuD-Heizkraftwerk)
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Tabelle 5: Installierte elektrische Leistung erneuerbarer Energien 2016 und im Szenario B2030
nach Szenariorahmen 2017 und Szenariorahmen 2019

In GW 2016 Sz. B2030 V17 Sz. B2030 V19
Wind Onshore 46,2 58,5 69,5
Wind Offshore 4,1 15,0 15,0
Photovoltaik 40,5 66,3 68,3
Biomasse 7,3 6,2 6,2
Wasserkraft ** 5,6 5,6 5,1
sonstige reg. Erzeugung 0,5 1,3 0,5
Summe 104,2 152,9 164,6

Quelle: Szenariorahmen 2017/2019

Von der installierten Leistung ist ein Grol3teil von tGber 90 % der Anlagen direkt steuerbar
(Ecofys/Consentec 2018). Lediglich kleinere PV-Anlagen mit weniger als 30 kW installierter
Leistung sind von der Verpflichtung fir eine Steuerbarkeit ausgenommen. Dieses Anlagenseg-
ment umfasst eine installierte PV-Leistung von ca. 15 GW und entspricht ca. 35 % der
insgesamt in PV-Anlagen installierten Leistung (Anlagenstammdaten UNB, BNetzA-Anlagenre-
gister).

Im Gegensatz zu den konventionellen Erzeugungsanlagen sind die Erneuerbaren Energien vor-
nehmlich in der Mittelspannungsebene angeschlossen. Bei Wind an Land sind ca. 81 % der
installierten Leistung in der Mittelspannung angeschlossen (siehe Tabelle 6). Bei den PV-Anla-
gen liegt der Anteil sogar bei 98 %, von denen wiederum ein groRer Anteil auch in der
Niederspannung angeschlossen ist!2. Bei einem Redispatch-Einsatz ist daher immer auch die
aktuelle Netzsituation des Verteilnetzes mit zu bertcksichtigen.

Tabelle 6: Relative Verteilung der installierten Leistung erneuerbarer Energien nach Netzebe-

nen.

Ebene Bio- Laufwas- | Solare Strah- Wind- Wind- Gesamt-
masse ser lungsenergie | energie energie ergebnis

auf See an Land

Hochst-Span- 1% 3% 0% 62% 2% 3%

nung

Hoch-Span- 4% 44% 2% 38% 17% 12%

nung

Mittel- u. Nie- 95% 53% 98% 0% 81% 85%

der-Spannung

Quelle: BNetzA Kraftwerksdatenbank 2018

12 Status Mai 2018 sind (iber 23 GW bzw. 53 % der PV-Leistung an der Niederspannung angeschlossen
(Anlagen kleiner 100 kW Anlagenleistung).
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Die regionale Verteilung der Erzeugungsleistung zeigt, dass die grofte Leistung in 2018 in Bay-
ern installiert ist. Insgesamt liegt die Leistung in dem Bundesland bei Gber 15 GW (siehe
Abbildung 8). Den grofRten Anteil davon stellen PV-Anlagen. Eine dhnlich hohe installierte Leis-
tung weist auch das Bundesland Niedersachsen aus, das jedoch einen groReren Anteil
Windanlagen installiert hat.
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Abbildung 8: Regionale Verteilung der installierten Leistung erneuerbarer Energien nach Bun-
deslandernin 2018

Die im Szenariorahmen 2019 entwickelten Pfade flr den Ausbau erneuerbarer Energien las-
sen erwarten, dass die regionale Verteilung der erneuerbaren Technologien auch in 2030
vergleichbar zu heute ist. Die insgesamt installierte Leistung steigt jedoch insgesamt und da-
mit auch in den einzelnen Bundeslandern deutlich an, so dass sich beispielsweise die
installierte Leistung in Bayern und Niedersachsen auf Gber 20 GW erhoht (siehe Abbildung 9).
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Abbildung 9: Regionale Verteilung der installierten Leistung erneuerbarer Energien nach Bun-
deslandern in 2030

Zu- und Abschaltpotenziale bei erneuerbaren Energien fir den Redispatch hangen ab von der
im jeweiligen Zeitpunkt wetterbedingten verflgbaren Leistung. Gleichzeitig werden die im
Netz auftretenden Engpasssituationen haufig durch die Einspeisung aus erneuerbaren Ener-
gien verursacht oder verscharft, so dass bei Netzengpdssen in der Regel auch erneuerbare
Energien mit einem Teil ihrer installierten Erzeugung einspeisen. Als Indikator fur die im Re-
dispatchfall verflgbaren Potenziale wird die relative Einspeisung der erneuerbaren
Technologien verwendet (aktuelle erneuerbare Erzeugung/installierte Leistung).

Grundsatzlich besteht vor allem in den durch EE-Erzeugung verursachten Redispatchsituatio-
nen ein Abschaltpotenzial durch die Erneuerbaren Energien. Auswertungen historischer
Redispatchsituationen zeigen, dass die Windeinspeisung in diesen Phasen zwischen 30 % und
Gber 50 % ihrer installierten Leistung erreicht hat (siehe BDEW 2017). Die Einspeisung aus PV-
Anlagen lag in diesen Zeitraumen und nur wahrend der Tageszeit meist bei weniger als 30 %
ihrer installierten Leistung. Bei Biomasseanlagen ist ein kontinuierlicher Betrieb vorherschend,
so dass hier ein GroRteil der installierten Leistung als Abschaltpotenzial verfligbar ist.

Zuschaltpotenzial aus erneuerbaren Energien besteht nur, wenn Anlagen bereits abgeschaltet
sind bzw. in leistungsreduziertem Betrieb gefahren werden. Dies ist fiir Biomasseanlagen bzw.
bei marktgetriebenen Abschaltungen von Wind- und PV-Anlagen etwa bei negativen Spot-
marktpreisen denkbar.

29



3.2.2

3.3

3.3.1

Kostenabschatzung

Auf Grund der fehlenden Brennstoffkosten bei Wind- und PV-Anlagen sind die direkten vari-
ablen Kosten fir einen Redispatcheinsatz dieser Anlagen gering, wenn keine weiteren
Opportunitatskosten bertcksichtigt werden. Je nach Referenzerzeugung fir fluktuierende er-
neuerbare Enerigen kénnen sich auf Grund von Prognoseunsicherheiten noch
Ausgleichsenergiekosten ergeben, wenn die tatsdchliche Einspeisung von der prognostizier-
ten Erzeugung abweicht. Im derzeitigen Regime werden die erneuerbaren Energien nur
"ungeplant" im Einspeisemangement abgeregelt und nicht wie andere konventionelle Kraft-
werke "geplant" im Rahmen des Redispatchprozesses. Daher erfolgt beim
Einspeisemanagement von erneuerbaren Energien kein energetisch bilanzieller Ausgleich. Vor
diesem Hintergrund sind flr EE-Anlagenbetreiber auch Ausgleichsenergiekosten relevant,
wdahrend bei konventionellen Kraftwerken im Redispatch die Fahrplanabweichung durch den
UNB ausgeglichen wird. Insgesamt sind folgende Kostenarten bei erneuerbaren Energien zu
berucksichtigen:

e Erhohung der Einspeisung
0 Wind und PV: keine direkten Brennstoffkosten
O Biomasse-Brennstoffkosten (ca. 65 €/MWh)
0 Opportunitdtskosten (z.B. Intraday-Optionen/Regelenergiemarkt)
0 Ausgleichsenergiekosten
e Absenkung der Einspeisung
O eingesparte Wartungskosten, Pachtgebihren (bei erzeugungsabhangigen
Vertrdgen)
0 Opportunitatskosten (z.B. Intraday-Optionen, Regelenergiemarkt)
0 Ausgleichsenergiekosten

Ein weitere Kostenaspekt ist die Bewertung der griinen Eigenschaft einer kWh aus erneuerba-
ren Energien, wenn die Abregelung durch fossile Erzeugung ersetzt wird. Durch die
Abregelung reduziert sich die Erzeugung aus erneuerbaren Energien und damit auch ihr Bei-
trag zum erneuerbaren Ausbauziel. Dieser Wert der grinen kWh wird in Frontier 2017
beispielsweise mit den Wiederbeschaffungskosten fiir neue EE-Anlagen an nicht engpassbe-
hafteten Standorten im Netz bewertet. Fir Windanlagen wird eine GrofRenordnung von
50 €/MWh genannt. Bei PV-Anlagen wird der Wert mit 80 €/MWh angegeben.

Flexible Lasten

Technische Potenziale

Flexible Lasten finden sich in samtlichen Anwendungsbereichen und werden nachfolgend fir
den Bereich Industrie, Gewerbe/Handel/Dienstleistung (GHD) und Haushalte dargestellt. Die
Haushaltsnachfrage umfasst auch neue Anwendungen wie Elektromobilitdt oder Warmepum-
pen, die zuklnftig ein groReres Flexibilitatspotenzial darstellen konnten.
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Die Potenziale in der Industrie umfassen energieintensive Prozesse in der Chemie-, Metall-
oder Papierindustrie wie Chlor- oder Aluminiumelektrolyse als auch Querschnittsanwendun-
gen, die in der Regel mit einer Kélte- oder Warmeanwendungen verbunden sind (z.B.
Kihlhauser). Die technischen Potenziale sind in mehreren Studien analysiert worden und um-
fassen je nach Berlcksichtigung von Lastverlagerungen und Abschaltungen in den
energieintensiven Branchen einige hundert MW. Insgesamt summieren sich die einzelnen Po-
tenziale auf ca. 3 bis 6 GW an abschaltbarer Last in der gesamten Industrie (siehe Abbildung
10).
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Quelle: ISI: Buber (2013), VDE: Apel (2012), UBA: BET (2015), FFE: von Roon (2018), IER: Sauer
(2018)

Abbildung 10: Studienvergleich zu technischen Potenzialen fir Reduktion der Stromnachfrage
nach Branchen

Aufgrund der hohen Auslastungen der Prozesse in der energieintensiven Industrie laufen diese
meist sehr nah an ihrer installierten Leistung. Daher ist eine Zuschaltung von zusatzlichen Las-
ten meist nur in sehr begrenztem MaRe mdglich. In Summe umfassen die zuschaltbaren
Lasten Uber samtliche betrachtete Industriebranchen hinweg nur einige hundert MW (siehe
Abbildung 11).
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Abbildung 11: Studienvergleich zu technischen Potenzialen fiir die Zuschaltung von Lasten
nach Branchen

Im GHD-Sektor sind flexible Lasten insbesondere in Warme- und Kalteanwendungen wie War-
mepumpen bzw. Liftungs- und Klimaanlagen zu finden. Im Haushaltsbereich sind die groRten
Flexibilitatspotenziale derzeit bei Warmwasser und Heizungsanwendungen u.a bei Warme-
pumpen vorhanden. Die maximal verlagerbaren Leistungen sind davon abhdngig, wieviele
Anwendungen sich an einer Verlagerung beteiligen. Fir die technischen Potenziale sind dazu
maximale Beteiligungsquoten definiert worden, die bei Warmepumpen z.B. bei 80 % samtli-
cher Warmepumpen liegen  (Klobasa 2009, Gils 2016). Insbesondere  flr
Haushaltsanwendungen sind hier deutlich geringere Beteiligungsanteile als maximal erreich-
bar festgelegt worden. Fir Warmwasser beispielsweise 25 %. Bei den Luftungs- und
Klimatisierungstechnologien wurde eine Beteiligung von 50 % zur Bestimmung der techni-
schen Potenziale angenommen (siehe Abbildung 12). Damit ergeben sich maximale
Leistungsreduktionen von mehreren hundert MW fir die meisten Anwendungen. Sehr grofies
Potenzial besteht flr Liftungs- und Klimaanlagen im Sommer im GHD-Sektor. Warmepumpen
sind dagegen insbesondere im Winter als abschaltbare Last verfligbar.
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Abbildung 12: Maximal verfligbare Leistungsreduktion flexibler Stromnachfrage im GHD- und
Haushaltssektor aus Basis Strombedarf 2016 und Anteil beteiligter Anlagen

Grundsatzlich sind die identifzierten Lasten auch als zuschaltbare Leistung verfiigbar. Dies
setzt eine koordinierte Zuschaltung verflgbarer Anlagen voraus, die sich vorab in einem Be-
reitschaftszustand befinden missen. Eine koordnierte Zuschaltung von Lasten auf
Niederspannungsebene erfolgt derzeit in gewissem Malle mit Nachtspeicherheizungen. Eine
Ausweitung auf weitere Anwendungen hatte starkere Rickwirkungen auf die in der Nieder-
spannung auftretende Gleichzeitigkeit der Stromnachfrage. Hierzu bestehen aktuell nur sehr
begrenzte praktische Erfahrungen, so dass keine Abschatzung der mdglichen zuschaltbaren
Nachfrage vorgenommen wird. Die Nennleistungen der im Haushalt verwendeten Gerate sind
jedoch in Summe deutlich héher als die tatsdchlich auftretenden Lasten der im Einsatz befind-
lichen Gerate, so dass bei einer koordinierten Zuschaltung sehr hohe Leistungen denkbar
waren.

Abschatzungen in Buber (2013) und Szenariorahmen (2019) Gber zuklnftige Potenziale wei-
sen auch in 2030 flexible Lasten in der Industrie von mehr als 3.000 MW aus, die als
abschaltbare Lasten verfligbar sind (siehe Abbildung 13).
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Quelle: eigene Abschatzung auf Basis ISI 2016, Buber 2013 und Szenariorahmen 2019
Abbildung 13: Flexible Lasten in der Industrie in 2030

Deutlich groRRere abschaltbare Lasten sind in 2030 im Haushaltsbereich und bei der Elektro-
mobilitdt zur erwarten. Bei einigen Anwendungen sinken die Potenziale voraussichtlich
aufgrund einer gesteigerten Energieeffizienz der Gerdte (u.a. bei Waschmaschinen oder
Trocknern). Bei anderen steigen die Potenziale weiter an wie bei Warmepumpen oder der
Elektromobilitat (siehe Abbildung 14).

Bei der Elektromobiltitat wird davon ausgegangen, dass 2030 ca. 5,8 Millionen private und 2,6
Millionen gewerbliche Elektrofahrzeuge am Verkehr teilnehmen. Daraus ergibt sich ein tech-
nischen Potenzial an flexibler abschaltbarer Leistung von maximal 900 MW (privat und
gewerblich), wenn man davon ausgeht, dass ca. 16 % der Elektrofahrzeuge in 2030 flexibel
gesteuert werden kdnnen (ISI 2016). Die maximale Gesamtlast der privaten und gewerblichen
Elektrofahrzeuge wiirde ca. 5.600 MW erreichen, wenn alle Fahrzeuge gleichzeitig nach dem
letzten Weg laden wirden. Hier sind Ladeleistungen von ca. 4 kW pro Fahrzeug unterstellt.
Die erwartete Lastspitze durch Elektrofahrzeuge, die sich aus dem an das Mobilitatsverhalten
gekoppelte Ladeverhalten ergibt, liegt damit deutlich unterhalb der theoretisch denkbaren
Ladeleistung, wenn samtliche Elektrofahrzeuge gleichzeitig laden (4 kW mal 5,8 Mio. private
und 2,6 Mio. gewerbliche Elektrofahrzeuge).

Die abschaltbare Last der Warmepumpen wird in 2030 mit 2.500 MW im Haushaltsbereich
abgeschatzt, wenn man davon ausgeht, dass ca. 64 % der installierten Warmepumpen steu-
erbar sind (ISI 2016). Dies entspricht ca. 1 Mio. Warmepumpen im Haushaltssekor. Zusatzlich
sind weitere Warmepumpen im GHD-Sektor installiert, so dass hier weitere Potenziale beste-
hen. Im Szenariorahmen fiir den NEP 2030 wird eine Anzahl von 2,5 Mio. Warmepumpe Uber
alle Sektoren bis 2030 abgeschatzt, von denen eine abschaltbare Last von ca. 6,5 GW bereit-
gestellt werden kann, wenn man eine Steuerbarkeit von 50 % der Warmepumpen unterstellt.
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Quelle: eigene Abschatzung auf Basis ISI 2016 und Szenariorahmen 2019
Abbildung 14: Flexible Lasten in Nicht-Industrie-Sektoren in 2030

Die regionale Verteilung der flexiblen abschaltbaren Lasten korreliert mit der Stromnachfrage,
so dass bei diesen Abschatzungen insbesondere Bayern, Nordrhein-Westfalen und Baden-
Wiirttemberg groRere regionale Potenziale aufweisen. Die technisch geeigneten abschaltba-
ren Lasten summieren sich in diesen Bundeslandern auf bis zu 3.000 MW (siehe Abbildung
15).
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Quelle: eigene Abschatzung auf Basis ISI 2016, Buber 2013 und Szenariorahmen 2019
Abbildung 15: Regionale Verteilung der flexiblen Lasten in 2030
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3.3.2

Die geeigneten Anwendungen unterscheiden sich in ihrer flexiblen Leistung, der Abrufdauer
und Abrufhaufigkeit. Industrielle Anwendungen kénnen ohne gréRere Kosten meist nur we-
nige Male pro Jahr aufgerufen werden (siehe Tabelle 7). Warmeanwendungen wie
Warmepumpen kénnen dagegen taglich, aber nur Uber eine begrenzte Dauer aktiviert werden
ohne dass sich groRere Rickwirkungen auf die Raumtemperatur ergeben.

Tabelle 7: Technische Beschrdnkungen (Abschaltdauer, Haufigkeit) fir abschaltbare Lasten

Sektor Anwendung Dauer Haufigkeit
in Stunden (Anzahl pro Jahr)
Industrie Aluminium, Elektrolyse 4 200
Holzstoff - Verfahren 5 50
Altpapierstoff 5 50
Elektrostahl - EAF 3 200
Chlor, Membran 5 50
Chlor, Amalgan 5 50
Zementmahlen 16 365
GHD Kalteanlagen 2 365
Luftung und Klimatisie- 1 200
rung
Nachtspeicherheizungen 12 90
Warmepumpen 2 90
Elektrodirektheizungen 2 90
Haushalte | Klimaanlage 1 35
Gefrierschranke 1 220
Kihlschranke 1 220
Geschirrspuler 24 90
Trockner 24 60
Waschmaschinen 24 90
Nachtspeicherheizungen 12 90
Warmepumpen 2 90
Elektrodirektheizung 2 90
Warmwasser 8 365
Verkehr Elektromobilitat 8 365

Quelle: Eigene Abschatzung auf Basis IS 2016

Kostenabschatzungen

Kosten fallen in der Regel fur die ErschlieBung als auch fur die Aktivierung der Nachfragepo-
tenziale an. Flexiblen Lasten mussen in der Regel kommunikations- und steuerungstechnisch
angebunden werden. Die Kosten hierfir umfassen bei leistungsmaRig kleinen Anwendungen
meist einige hundert Euro pro Anschluss (FfE 2016). Mit dem geplanten Roll-out von Smart
Metern soll hier auch im Kleinkundensegment ein Standard geschaffen werden, um solche
Anwendungen kostenglinstig anzuschlieRen. Die durch die Bundesregierung festgelegten Kos-
tenobergrenzen fir diese Nutzergruppe liegen bei jahrlichen Kosten von 100 Euro pro
Anschluss flr Nutzer mit einem Verbrauch von 6.000 — 10.000 kWh. Mit steigendem Ver-
brauch erhéhen sich die Kostenobergrenzen auf bis zu 200 € pro Jahr.
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Kosten fir die Aktivierung von flexiblen Lasten resultieren z.B. aus einer Anpassung der Ar-
beitsplanung oder durch zusatzlichen Material- oder Energieaufwand. Bei Rickwirkungen von
Lastabschaltungen auf den Produktionsprozess konnen sich hohe Kosten ergeben, die aus ei-
nem Rickgang der Produktionsmenge entstehen. Flr bestehende energieintensive Prozesse
sind die Aktivierungskosten bei einer Ab- bzw. Zuschaltung ermittelt worden (BET 2015). Sie
liegen typischerweise bei einigen hundert Euro pro MWh fiir bestehende Prozesse (siehe Ta-
belle 8). Die Kostenangaben sind von derzeit in Betrieb befindlichen Anlagen abgefragt
worden und nutzen aktuell verflgbare Flexibilitaten. Hierbei ist zu beachten, dass bei einer
Ausweitung verflgbarer flexibler Lasten durch Steigerung der Produktionskapazitdten oder
durch einen Einbau von Zwischenspeichern deutlich hohere Kosten entstehen.

Tabelle 8: Aktivierungskosten flr bestehende energieintensive Prozesse bei Ab- und Zuschal-
tung von Lasten

Abschaltung Zuschaltung
Min €/MWh Max €/MWh Min €/MWh Max €/MWh
Aluminium, Elektrolyse 0 350 0 200
Papier 5 2000 2 30
Elektrostahl - EAF 1 200 0 3
Chlorelektrolyse 49 600 0 400
Zementmahlen 5 150 6 50

Quelle: UBA 2015, eigene Abschatzungen

Fir Anwendungen im Nicht-Industriebereich ist eine Kostenabschatzung deutlich schwieriger,
da hier die Ab- oder Zuschaltung in der Regel zu KomforteinbulRen flhrt, die dann wiederum
in eine KostengroRe umgewandelt werden missen. In Frontier 2017 werden die Aktivierungs-
kosten lediglich mit den Preisunterschieden zwischen Base- und Peakloadpreisen an der
Strombdrse abgeschatzt. Dabei wird davon ausgegangen, dass aufgrund automatisierter Steu-
erungen der Komfortverlust nur sehr gering ist und die Nutzer nicht kompensiert werden
mdissen.

Power-to-X-Anwendungen

Sektorkopplungsoptionen wie Power-to-Heat und Power-to-Gas kdnnen mittelfristig ebenfalls
als flexible Last eingesetzt werden. Bis 2030 wird mit einem deutlichen Anstieg des Strombe-
darfs fur Sektorkopplungstechnologien gerechnet, die dann auch flexibel betrieben werden
kénnen (siehe auch Abschnitt 3.3 zu Elektromobilitdt und Warmepumpen).

Power-to-Gas

Power-to-Gas umfasst die Umwandlung von elektrischer Energie Uber einen Elektrolyseur in
Gas, wobei dabei in der Regel Wasserstoff oder Methan als Gas erzeugt wird. Die installierte
Leistung an Power-to-Gas Anlagen betragt 2018 ca. 25 MW und umfasst ca. 30 Anlagen. Dar-
Uber hinaus sind weitere 17 Anlagen mit einer Leistung von 16 MW in Planung. Die meisten
Anlagen davon stehen in Nordrhein-Westfalen (siehe Abbildung 16).
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Abbildung 16: Regionale Verteilung und installierte Leistung der Power-to-Gas-Anlagen in
2018

Zu und abschaltbare Leistung der Power-to-Gas-Anlagen

Aufgrund der Kapitalintensitdt von Power-to-Gas-Anlagen sind diese in der Regel auf hohe
Auslastungen ausgelegt und moglichst hdufig in Betrieb. Die elektrischen Leistungen stehen
daher grundsatzlich eher als abschaltbare Leistungen zur Verfligung. Die Effizienz der Anlagen
ist im Teillastbetrieb hoher, so dass in einem begrenzten Ausmal und unter Wirkungsgradver-
lusten auch eine Zuschaltung von Lasten moglich sein konnte. Dies gilt auch bei einem
Betriebsstillstand der Anlagen.

Fortschreibung in die Zukunft

Der Bedarf flir Power-to-Gas-Anlagen leitet sich zum einen aus einer Substitution von indust-
riellem Wasserstoff ab, der vor allem zur Ammoniak-, Methanol-, und Stahlherstellung und in
Raffinerien verwendet wird. Als weitere Nutzung ist die Beimischung von Wasserstoff oder
Methan in das Gasnetz vorgesehen. Typische Auslastungsdauern von Anlagen, die industriel-
len Wasserstoff herstellen, werden mit 7000 Stunden angenommen. Der Gasabsatz im
Haushalts- bzw. GHD-Bereich liegt bei ca. 3000 Stunden und im Industriebereich bei ca. 5000
Stunden.

Analysen im Rahmen des Netzentwicklungsplans schatzen bis 2030 eine elektrische Leistung
von ca. 3 GW filr PtG-Anlagen, die Wasserstoff in der Industrie produzieren und Methan her-
stellen. Diese Leistung steht aufgrund der hohe Auslastungen der Anlagen im Normalfall als
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abschaltbare Leistung zur Verfligung und kann ggf. kurzfristig bzw. bei einem Anlagenstillstand
auch zugeschaltet werden.

Regionalisierung

Die moglichen Standorte der PtG-Anlagen sind zum GroRteil Industriestandorte, die bereits
heute Wasserstoff nutzen. Daher liegen die Schwerpunkte im Ruhrgebiet, in Sachsen und in
Sachsen-Anhalt (siehe Abbildung 17). Im Vergleich zu heute wird im Szenariorahmen 2019 mit
einer um ca. 10 TWh niedrigeren Wasserstoffnachfrage in der Industrie gerechnet, da insbe-
sondere im Bereich der Raffinerien die Mineral6lnachfrage und die damit verbundene
Wasserstoffnachfrage zurlickgeht. Wasserstoff wird in Raffinerien u.a. zur Entschwefelung
eingesetzt. Fir die Methanherstellung orientiert sich die regionale Verteilung insbesondere
am Erdgasabsatz und dem CO,-Potenzial aus Biomethananlagen (Szenariorahmen 2019). Fir
PtG-Anlagen zur Methanisierung wird davon ausgegangen, dass diese in der Regel in der Nahe
von Biomethananlagen gebaut werden, aus denen CO2 fir die Methanherstellung gewonnen
werden kann.

Aktuell

Industriewasserstoff in TWh pro Jahr

[t oo I +- I o7
]2 (oo I - -7

T T N Kilometer
0 50 100 200 300 400

Quelle: Szenariorahmen 2019

Abbildung 17: Regionale Verteilung der Industriewasserstoffnachfrage 2017 und 2030
Kostenschatzungen

Die variablen Kosten von PtG-Anlagen sind mit ca. 4 €/MWh gering. Sie liegen typischerweise
bei ca. 2 —4 % der Investitionssumme pro Jahr, die in 2017 flr Wasserstoff-Elektrolyseure mit
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3.4.2

ca. 1.300 €/kW abgeschatzt werden. Bis 2030 wird mit einer weiteren Kostendegression ge-
rechnet, so dass sich die variablen Kosten noch weiter reduzieren konnten. Insgesamt sind die
Strombezugskosten der wichtigste Faktor bei der Bewertung der Wirtschaftlichkeit der Anla-
gen. FUr die Methanisierung sind neben den Stromkosten auch die CO,-Kosten von
Bedeutung. Derzeit sind glinstige CO,-Quellen fur eine Methanisierung verflgbar etwa aus
Biomethananlagen oder aus konventionellen Kraftwerken. Kostenangaben schwanken jedoch
in einer sehr groRen Bandbreite®.

Zusatzlich fallen aber Opportunitatskosten fur die Wasserstoffproduktion an, wenn weitere
Produktionsprozesse mit der Wasserstoffherstellung gekoppelt sind. Missen diese bei einem
Redispatcheinsatz ebenfalls mit berlcksichtigt werden, kdnnen die Kosten deutlich hoher
sein.

Power-to-Heat

In Deutschland gibt es im Fernwarmesektor und in der Industrie mehrere Elektrokessel, die
als Redispatchpotenzial geeignet sind. Mit dem ,Nutzen statt Abregeln“-Konzept ist ein wei-
terer Ausbau von Elektroheizern vorgesehen. Derzeit ist eine elektrische Leistung von Uber
300 MW im Bereich Fernwarme und weitere 200 MW in der Industrie als Elektroheizer instal-
liert (Angaben nach AGFW, Anlagenhersteller). In einzelnen Bundeslandern wie in Nordrhein-
Westfalen sind knapp 50 MW an elektrischer Leistung in Elektorheizern installiert.

13 |n Studien zitierte Kosten reichen von 23 €/t bis Giber mehrere 100 €/t siehe unter anderem Wietschel
et al. 2015,
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Abbildung 18: Regionale Verteilung von kommunalen Elektroheizern in 2017

Die variablen Kosten ohne Stromkosten dieser Anlagen sind vergleichsweise gering, so dass
die Wirtschaftlichkeit der Anlagen insbesondere von den Stromkosten sowie den falligen Ent-
gelten, Steuern und Umlagen fir den Strombezug abhangen.

Speicher

Technische Potenziale

Eine weitere Technologie flir die Bereitstellung von Redispatch-Leistung bilden Speicheran-
wendungen. Aktuell werden bereits Pumpspeicherkraftwerke im Redispatch eingesetzt.

Neben Pumpspeichern sind seit 2016 auch Batteriespeicherprojekte im MW-Bereich umge-
setzt worden, die derzeit vornehmlich zur Bereitstellung von Priméarregelleistung (PRL) genutzt
werden. Hier sind aktuell geschéatzt ca. 323 bis 433 MW bis 2018 installiert (BVES 2018) und
bereits 150 MW fir PRL (regelleistung.net 2018) praqualifiziert. GréRere Batteriespeicher sind
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durch die Steag bzw. die WEMAG umgesetzt worden. Darlber hinaus haben Automobilher-
steller groRere Batteriespeicherprojekte mit Second Life Batterien installiert, u.a. in LUnen,
NRW und in Leipzig.
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Quelle: GroRspeicherprojekte, eigene Recherche (BVES 2018)
Abbildung 19: Regionale Verteilung von GroR- (Links) und PV-Heimspeichern (Rechts) in 2017

Neben Batterien im MW-Bereich werden verstarkt auch kleine Batteriespeicher in Haushalten
in Kombination mit PV-Anlagen installiert, die grundsatzlich zur Bereitstellung von Regelleis-
tung als auch von Redispatch-Leistung geeignet sind. Die installierte Leistung dieser
Kleinspeicher wird in 2018 auf ca. 385 MW geschétzt (BVES 2018, BSW 2018, RWTH Aachen
2018). Einen ersten Pilotversuch, um kleine dezentrale Batterie-Speicher zur Netzstabilisie-
rung zu nutzen, haben Tennet und die Sonnen GmbH im Mai 2017 angekiindigt, der bisher
mit Stand August 2018 noch nicht umgesetzt worden ist.

Zukinftig wird mit einem weiteren starken Anstieg der installierten Speicherleistung gerech-
net. Bei PV-Heimspeichern wird eine installierte Ladeleistung von 5.000 bis 6.000 MW
erwartet (Szenariorahmen 2019). Hinzu kommen grolRere Batteriespeicher, die zusammen
nochmals ca. 2 GW an installierter Leistung erreichen, so dass in Summe deutlich Uber
7.000 MW an Batteriespeicherleistung in 2030 verflgbar sein konnen (siehe Tabelle 9).
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Tabelle 9: Mdgliche Entwicklung der installierten Speicherleistung bis 2030

Kategorie Spei- Kapazitat Leistung [MW] Anzahl
chergroRe [MWAh]
2018 Kleinspeicher 500 - 600 385 85000
Grol3speicher 300 - 500 323 -433 > 24 Projekte
2030 < 30 kW 5 600 5 600 800 000
30-150 kW 350 200 5000
> 150 kW 4 880 1950 5 000
Gesamtergebnis 10830 7 750 810 000

Quelle: BNetzA 2018a, Szenariorahmen 2019, RWTH Aachen 2018, BSW 2018, FfE 2016, Te-
schner 2018

Grundsatzlich kdnnen Batteriespeicher sowohl Leistung aufnehmen als auch abgeben, so dass
sie Redispatchpotenzial in beide Richtungen aufweisen. GroRspeicher sind bereits heute fur
den Einsatz auf der Ubertragungsnetzebene auch fiir eine Riickspeisung ins Netz ausgelegt
und werden auch entsprechend betrieben. Bei PV-Heimspeichern ist die Rlckspeisung ins
Netz nur bei Anlagen, die bereits an PRL-Pools teilnehmen, derzeit umgesetzt. Bei Heimspei-
chern zur Erhéhung des Eigenbedarfs werden die Speicher in der Regel nur zur lokalen
Zwischenspeicherung und zum Selbstverbrauch genutzt. Wie bei PV-Anlagen ohne Speicher
stellt die kommunikative und steuerungstechnische Anbindung ein Hemmnis fiir den Redis-
patch-Einsatz dar.

Eine weitere Einschrankung stellt der aktuelle Speicherfillstand dar, der sowohl tageszeitlich
als auch jahreszeitlich stark schwanken kann. Der Verlauf des Speicherfillstandes ist wiede-
rum vom Anwendungsfall abhédngig und unterscheidet sich z.B. zwischen Speichern, die im
Regelleistungsmarkt oder zur Eigenverbrauchsoptimierung eingesetzt werden.

Kostenabschatzungen

Redispatch Kosten flr den Einsatz von Speichern entstehen aus den variablen Betriebskosten
und den Kosten fir die Anbindung. Da keine Brennstoffkosten anfallen, aulRer fiir die Spei-
cherverluste, sind die direkten Kosten gering.

Die Anbindungskosten liegen fir PV-Heimspeicher in der Regel bei einigen hundert Euro pro
Anschluss (siehe Tabelle 10). Hier kdnnen sie durch die Verbreitung von Smart Metern mittel-
fristig kostenglnstigere Optionen ergeben. Die sonstigen jdhrlichen Betriebskosten der
Anbindung betragen 67 € pro Anschluss und entsprechen fur ein 5 kW/7kWh-Speicher ca. 3 —
4 €/MWh ausgespeicherte Energie.

43



Tabelle 10: Kostenannahmen fir die IKT-Anbindung von PV-Heimspeichern

Kennwert Einheit heute 2030 Quellen
Investitionskos- | €/Anschluss | 355 220 (FFE 20164, S. 160)
ten

(netto)

Betriebskosten €/An- 67/13/54 | 42 (FFE 20164, S. 49)
(gesamt/fix/var.) | schluss*a

Lebensdauer a 8-20 (FFE 20164, S. 50)

Betriebskosten ergeben sich neben den Stromkosten fiir die Speicherverluste auch fir den
Betrieb des Speichers selbst. Diese umfassen typischerweise ca. 2 % der Investition, die aktuell
bei ca. 1.000 €/kWh liegt (siehe Tabelle 11) und umfassen u.a. Kosten wie Wartung, Manage-
ment und Versicherungen. Fur ein 7 KWh-Speicher fallen damit ca. 140 € Betriebskosten pro
Jahr an. Deutlich héhere Kosten entstehen durch die Opportunitdtskosten, wenn beispiels-
weise durch den PV-Heimspeicher Strombezug aus dem Netz und damit Steuern, Entgelte und
Umlagen vermieden werden kénnen.

Tabelle 11: Okonomische Kennwerte von PV-Heimspeichern in 2018

Kennwert Einheit | heute 2030 Quellen
Endverbraucher- €/kWh | 1.092% 32518 (RWTH Aachen 2018)
preis 1.176% (C.A.R.M.E.N. 2017)
(netto) 1.046% (Solaranlagenportal 2018)
500-1.220 | 200-600 (Kost et al. 2018, S. 21)
2100 (FFE 20164, S. 156)
spezifische Investiti- | €/kwWh | 660-1.050 | 230-610 (Julch 2016, S. 1599)
onskosten?? 726 276 (Elsland et al. 2016)
Kosten fiir Wechsel- | €/W 0,14 (Moshovel et al. 2015)
richter €/kwW 80 60-70 (Jtlch 2016, S. 1599)
Kosten fur BOS / ca. 30% v.l. (Jtlch 2016)
Anlagenperipherie | €/kWh | 305 294 (FFE 20164, S. 158)
Betriebskosten €/a 2% v.l. (Agora Energiewende 2014,
S. 45)

14 Bezogen auf 5kW/7kWh-System

15 Endkundenpreis inklusive Leistungselektronik und MWSt. 1.300 Euro pro kWh bei Speichern mit 6-
12 kWh Kapazitat

16 3ls Mittel verschiedener Herstellerangaben zu Speichern von ca. 7kWh/5kW; brutto 1.400 €£/kWh
17.Q4/2017 netto inkl. Installation bei 8 kWh Speicher
18 Angenommen ist eine weitere durchschnittliche Kostensenkung wie in den Jahren 2013-2017

¥ 1n entsprechender Quelle nicht naher differenziert

44



3.6

Netzersatzanlagen

Weitere Potenziale stellen Erzeugungsanlagen mit weniger als 10 MW dar, die haufig als Net-
zersatzanlagen und Notstromaggregate betrieben werden. Abschatzungen im Rahmen der
Leitstudie Strommarkt haben diese Potenziale auf ca. 5 GW geschatzt, die u.a. in Krankenhau-
sern, Rechenzentren und Hotels installiert sind (siehe Tabelle 12). Direktvermarkter und
Aggregatoren nutzen dieses Potenzial zum Teil bereits fiir eine optimierte Vermarktung im
Regelenergiemarkt.

Tabelle 12: Schatzungen zur installierten Leistung in Netzersatzanlagen

Bereich Methode Min Mittel Max
In MW
Krankenhauser Hochrechnung 1.000 1.100 1.200
Klaranlagen Hochrechnung 350 400 450
Wasserversorgungsanlagen Hochrechnung 250 275 300
Rechenzentren Hochrechnung 450 625 800
Einkaufszentren Stichprobe 150 200 250
Sportstadien Stichprobe 100 125 150
Hochh&user Stichprobe 90 115 140
Hotels Hochrechnung 700 850 1.000
Veranstaltungshallen Stichprobe 30 45 60
Messen Stichprobe 80 115 150
Universitaten Hochrechnung 120 135 150
Flughafen Stichprobe 120 135 150
Bahnhofe Stichprobe 20 30 40
Einzelhandelsunternehmen Stichprobe 300 350 400
Summe 3.760 4.500 5.240

Quelle: R2B 2014

Relevante Kosten stellen die Anbindungskosten flr eine Fernsteuerbarkeit und bei Bedarf die
Nachristkosten fir einen netzsynchronen Betrieb dar. Die Anbindungskosten sind in R2B 2014
mit ca. 2.000 bis 4.000 € je MW abgeschatzt worden. Die verwendete Steuertechnik ist ver-
gleichbar mit der Technikzur Steuerung von EE-Anlagen. Deren Kosten durften daher
mittlerweile weiter gefallen sein. Kosten fur die Nachristung, um Anlagen auch netzsynchron
zu betreiben, werden dort mit 5.000 bis 10.000 € je MW angegeben.

Bei einem Redispatcheinsatz fallen in der Regel relativ hohe Brennstoffkosten an, wenn diese
Anlagen mit leichtem Heizol, Diesel oder Erdgas betrieben werden. Die Anlagen stehen als
zuschaltbare Leistung zur Verfligung, da sie in der Regel nicht oder kaum in Betrieb sind und
nur bei einem Ausfall der reguldaren Stromversorgung zum Einsatz kommen.
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3.7

Zusammenfassung der technischen Redispatch-Po-
tenziale

Neben den bisher genutzten konventionellen Erzeugungsanlagen stehen bereits heute und in
der Zukunft weitere technische Redispatch-Potenziale zur Verfliigung. Die installierten Leistun-
gen der Potenziale bei Speichern und flexiblen Lasten steigen voraussichtlich bis 2030 auf 8
GW bzw. auf 22 GW an (siehe Tabelle 13). Dabei sind bereits ErschlieRungsraten fir lastseitige
Flexibilitaten berlcksichtigt.

Tabelle 13: Zusammenfassung der installierten Leistungen der technischen Potenziale fir Re-
dispatch nach Technologien

2017 2030
Abschaltung Zuschaltung Abschaltung Zuschaltung
Erzeugung / Erzeugung/ Erzeugung/ Erzeugung/
Zuschaltung Last | Abschaltung Last | Zuschaltung Last | Abschaltung Last
in GW in GW in GW in GW
Konventionell 99,3 99,3 73,8 73,8
KWK-Anlagen 29,4 29,4 30,2 30,2
EE 105 105 160 160
%" Wind an Land 50,5 50,5 69,5 69,5
%" Wind auf See 5,4 5,4 15 15
K Solar 42,4 42,4 68,3 68,3
Biomasse 6,2 6,2 6,2 6,2
Netzersatzanlagen 5 5
Ausléndische Potenziale 1,3
5 Speicher HH 0,4 0,4 6 6
% Speicher GroR 0,4 0,4 2
& | Summe 0,8 0,8 8 8
Last Industrie 0,3 4 3
Last GHD 4 4 6 6
© Last HH 5 5 5
g [Pt 0,004 0,04 03 3
q':::s Elektroheizer 0,6 0,6 1,2 1,2
Z  [Elektromobilitat 0,04 0,9
Warmepumpen HH 1,3 2,5
Summe 10 15 13 22

Quelle: Eigene Darstellung

Far die verflgbaren Potenziale spielt die aktuelle Netzsituation eine zentrale Rolle, da je nach
Wetter- und Lastsituation nur ein begrenzter Anteil der Potenziale verflgbar ist. Fir eine Ab-
schatzung der Potenziale sind in Anlehnung an Frontier (2018) Lastfélle definiert worden, die
typische Situationen mit Redispatchbedarf darstellen (siehe Tabelle 14). Dies sind zwei Hoch-
last- (L1 und L2) und zwei Schwachlastzeiten (L3 und L4) und dazugehérige EE-Erzeugung, in
denen in der Vergangenheit Netzengpasse aufgetreten sind.
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Tabelle 14: Lastfélle

. Zeitpunkt EE-Einspeisung
Nr. |Betrachtete Lastfélle . . :
Jahreszeit|Wochentag| Tageszeit Wind Solar
L1 Hochlast/Starkwind Winter | Werktag | vormittags hoch normal
L2 Hochlast/Schwachwind Frihling | Werktag | vormittags | niedrig normal
L3  |Schwachlast/Schwachwind |Sommer| Werktag nachts niedrig keine
L4 |Schwachlast/Starkwind Winter | Werktag nachts hoch keine

Quelle: Eigene Darstellung

Aufbauend auf diesen Lastfallen werden die identifizierten Potenziale durch die Wettersitua-
tion (bei Wind und PV) und die spezifische Lastsituation (bei flexiblen Lasten) eingeschrankt.
Damit ergeben sich in den jeweiligen Situationen nochmals reduzierte Leistungen, die je nach
Lastfall zwischen 20 und 80 GW an abschaltbarer Erzeugung liegen (siehe Abbildung 20). Den
groften Beitrag konnten im Winter die KWK-Anlagen und in Starkwindzeiten die Windanlagen
beisteuern.
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Abbildung 20: Technisch verfligbare Potenziale fir Abschaltung von Erzeugung als Beitrag
zum Redispatch in 2030

Die gleiche Wirkung wie die Abschaltung von Erzeugung hat die Zuschaltung von Lasten. Hier
wird insbesondere bei Speichern sowie in den Sektoren GHD und Haushalte ein Potenzial fur
zuschaltbare Lasten gesehen (u. a. in Warmwasser, Klimatisierung und Kahlhdusern). Die Po-
tenziale liegen je nach Anwendungsfall zwischen 9 und 13 GW (siehe Abbildung 21).

47



Elektroheizer

B PtG
20 M Last HH
% . - Last GHD
k= M Last Ind
10 - - B Speicher GroR
. - M Speicher HH
5 .
: m = B
S £ % & h
NP & .-‘(}\Q {(\é\ & %
<o & & o )
3 ) / 7] &
) N ad el &
"’("(" oy Ql} ,bc‘S‘ e’b
AY & & N )
& & & & o
) o) o5 ¥ g
N F & & G
2 7 & G o
@"U \%‘Ik & ‘(\"“ C}‘\
& & & o &
= nG & 2 <
L’.(b 05\ & \‘317 ‘z{b
¥ = ° & &
o & & bi?,
m'“\ o \’
Y, >

Abbildung 21: Technisch verfligbare Potenziale fir Zuschaltung von Lasten als Beitrag zum
Redispatch in 2030

Bei der Zuschaltung von Erzeugung als Beitrag zum Redispatch werden die verfligbaren Po-
tenziale in den meisten Lastfallen deutlich geringer eingeschatzt als bei der Abschaltung von
Erzeugung. Hier kdnnen KWK-Anlagen, die nicht mit ihrer maximalen Leistung laufen, und aus
wirtschaftlichen Grinden abgeregelte Windenergieanlagen Potenziale bereitstellen. Je nach
Lastfall wird das Potenzial auf 15 bis 35 GW geschatzt (siehe Abbildung 22).
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Abbildung 22: Technisch verfligbare Potenziale fir Zuschaltung von Erzeugung als Beitrag
zum Redispatch in 2030

Bei den Potenzialen durch flexible Lasten und Speicher liegen die Leistungen fir eine Abschal-
tung der Last (entspricht in der Wirkung der Erhohung der Erzeugung) zwischen 15 und 20
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GW (siehe Abbildung 23). Hier werden auch substantielle Potenziale fiir Elektromobilitat und
Warmepumpen gesehen.
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Abbildung 23: Technisch verfiighare Potenziale flir Abschaltung von Lasten als Beitrag zum
Redispatch in 2030

Neben der Anzahl der steuerbaren Verbraucher sowie den Beschrankungen aus der Speicher-
kapazitat spielen noch weitere Aspekte eine Rolle, um die verflgbaren Redispatchleistungen
zu bewerten. Darunter fallen:

1. Restriktion aus Verteilnetzengpassen bei Zuschaltungen von Lasten,
2. Hebel der Flexibilitat im Verteilnetz,
3. Hebel der Flexibilitat im Ubertragungsnetz.

Flr die Bewertung der Kosten sind zundchst die direkten Kosten, die bei einem Redispatchein-
satz anfallen, zu berUcksichtigen. Dariiber hinaus bestehen bei den identifizierten Potenzialen
in der Regel Opportunitdtskosten, die bei der Kostenbewertung mitzubetrachten sind. Die in
den vorhergehenden Abschnitten dargestellten Kosten sind nachfolgend nochmals fir samt-
liche Technologien im Vergleich dargestellt. Hohere direkte Kosten entstehen bei den
Erzeugungstechnologien vor allem durch die Brennstoffkosten, die bis zu 100 Euro/MWh be-
tragen konnen (siehe Tabelle 15). Bei Speichern und flexiblen Lasten sind die direkten Kosten
in der Regel relativ gering und umfassen ggf. zusdtzliche Wartungskosten. In diesem Bereich
sind vor allem Opportunitdtskosten fir die alternative Stromnutzung von Bedeutung, die im
Industriebereich bis zu 2000 Euro/MWh betragen kénnen.
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Tabelle 15: Zusammenfassung der direkten Kosten und maoglicher Opportunitdtskosten der
technischen Potenziale fir Redispatch nach Technologien in 2030

Direkte Kosten Opportunitdtskosten
Abschaltung Zuschaltung Abschaltung Zuschaltung
2030 Erzeugung / Erzeugung / Erzeugung / Erzeugung / Ab-
Zuschaltung Last | Abschaltung Last | Zuschaltung Last | schaltung Last
in Euro/MWh in Euro/MWh in Euro/MWh
Konventionell <-5 5-100 Andere Markte Kurzfrist-
Optionen

KWK-Anlagen <-35 35-60 KWK-Vergutung
EE EE-Vergutung

Wind an Land + Wert griine kWh

= (50 Euro/MWh)
2 | Wind auf See + Wert griine kWh
S (50 Euro/MWh)
w N
Solar + Wert griine kWh
(50 Euro/MWh)

Biomasse > 65 Euro/MWh | + andere Markte
Netzersatzanlagen >80 Euro/MWh | Absicherung anderer Prozesse
Auslandische Potenziale 80 - 100 ’ 150-400

% Speicher HH <10 <10 > 250 (Eigenverbrauch)

;,-J- Speicher GroR <10 <10 Regelleistungsmarkt
Last Industrie 0-400 ‘ 0-2.000
Last GHD KomforteinbuRen

% |Last HH Komforteinbuf3en

©

< |PtG <10 <10 Wasserstoff, Methanherstellung

[S)

2 |Elektroheizer <10 <10 Warmemarkt

Elektromobilitat

KomforteinbuBen

Warmepumpen HH

KomforteinbulRen

Quelle: Eigene Darstellung
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Hemmnisse fur den Einsatz
zusatzlicher Redispatch-
Potenziale

4.1

Nachdem rechtliche Hemmnisse flir den Redispatch-Einsatz von bisher nicht genutzten Flexi-
bilitdten bereits in Kapitel 2.1 diskutiert worden sind, werden in diesem Kapitel weitere
Hemmnisse insbesondere technischer, 6konomischer und organisatorischer Art dargestellt.

Technische Hemmnisse

Steuerungs- und Kommunikationstechnik

Fdr die ErschlieRung kleiner Anlagen fir den Einsatz im Redispatch ist Steuerungs- und Kom-
munikationsinfrastruktur eine zentrale Voraussetzung. Diese Infrastruktur fehlt vor allem bei
Erzeugungsanlagen bis zu einer Leistungsklasse von ca. 30 kW. Fir kleinere EE-Anlagen, Eigen-
erzeugungsanlagen (z.B. kleine BHKWSs) und auch Netzersatzanlagen ist eine Ubergeordnete
Steuerung aus dem Netz deshalb bisher meist noch nicht moglich.

Zeitliche Verflgbarkeit der Potenziale

Bei lastseitigen Potenzialen ist die zeitliche Verfligbarkeit hdufig eine technische Beschran-
kung. Als abschaltbare Potenziale stehen diese nur zur Verfigung, wenn die Anwendungen
vorher in Betrieb gewesen sind. Hohe Verflgbarkeiten und einen kontinuierlichen Betrieb wei-
sen z.B. energieintensive Prozesse auf (u.a. Chlor- oder Aluminiumelektrolyse), die im
Bedarfsfall kurzfristig unterbrochen bzw. mit reduzierter Leistung betrieben werden kdnnen.
Bei anderen Anwendungen wie Warmepumpen im Haushaltsbereich sind die Verfigbarkeiten
an die AuRentemperaturen und damit an die Jahreszeiten gekoppelt. Diese Potenziale stehen
daher nicht das gesamte Jahr zur Verfligung.

Begrenzte Aktivierungsdauer

Ein weiteres technisches Hemmnis, das besonders fir flexible Lasten und Speicher relevant
ist, ist eine begrenzte Aktivierungsdauer. Die Stromnachfrage flr Kalte- oder Warmeanwen-
dungen, die flr Lastflexibilitdt geeignet sind, verfligen in der Regel nur Uber eine begrenzte
Verlagerungsdauer. Langere Verlagerungsdauern lassen sich dann nur Uber Poolingkonzepte
oder zu héheren Kosten erreichen. Eine begrenzte Aktivierungsdauer ist auch ein technisches
Hemmnis von Speichern, die analog zu flexiblen Lasten durch Pooling oder durch Ausweitung
der Speicherkapazitat und damit zu héheren Kosten Uberwunden werden kann.
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4.2

Kopplung mit weiteren Prozessen

Fir KWK-Anlagen kdnnen sich technische Hemmnisse durch die Kopplung der Stromerzeu-
gung mit der Warmeerzeugung ergeben. Dies kann der Fall sein, wenn keine alternative
Warmeerzeugung neben der KWK-Anlage verfiigbar ist. In den meisten Fallen sind KWK-Anla-
gen jedoch mit Spitzenlastkesseln ausgestattet, so dass dieses Hemmnis nur fir eine
begrenzte Anzahl an Anlagen relevant ist. Die Anreizsystematik der Primarenergiefaktoren auf
der Warmeseite flhrt allerdings dazu, dass der Einsatz von Spitzenlastkessel sehr negativ be-
wertet wird.

Bei KWK-Anlagen kann auch der Gasbezug ein technisches Hemmnis darstellen, wenn Bezugs-
mengen nicht kurzfristig angepasst werden kénnen.

Okonomische Hemmnisse

Hohe Opportunitdtskosten

Ein zentrales 6konomisches Hemmnis flr den Einsatz der identifizierten Redispatch-Potenzi-
ale sind Opportunitatskosten. Diese fallen an, wenn die Potenziale nicht in ihrem urspringlich
vorgesehen Anwendungsbereich oder Markt eingesetzt werden und die dort moglichen Erlose
nicht erzielen. Fir EE-Anlagen und KWK-Anlagen stellen die Einspeisevergltungen bzw. die
Marktpramien die Opportunitatskosten dar, die bei EE-Anlagen in der Vergangenheit im Mittel
bei ca. 100 €/MWh gelegen haben. Durch sinkende Vergitungszahlungen fur EE-Stromerzeu-
gung sind die Opportunitatskosten fur EE-Anlagen geringer und werden in bestehenden
Studien mit 60 €/MWh abgeschatzt (Ecofys/Consentec 2018, Frontier 2017). Bei KWK-Anlagen
im Verteilnetz sind neben den KWK-Zuschldgen auch die Zahlungen im Zusammenhang mit
vermiedenen Netzentgelte als Opportunitatskosten relevant, da KWK-Anlagen diese bei einer
Abschaltung nicht mehr erhalten.

Flr Eigenerzeugungsanlagen sowie flir Speicher, die zur Steigerung der Eigenversorgung ein-
gesetzt werden, ergeben sich hohe Opportunitdtskosten aus dem vermiedenen Strombezug
aus dem Netz. Hier fallen als Opportunitdtskosten die Strombezugskosten des jeweiligen Netz-
nutzers an, die bei Haushalten bei Gber 25 Cent/kWh liegen konnen. Bei gewerblichen Nutzern
bzw. in der Industrie sind die Strombezugskosten und damit auch die Opportunitdtskosten in
der Regel niedriger.

Bei flexiblen Lasten kénnen sich hohe Opportunitatskosten ergeben, wenn sich durch den Re-
dispatcheinsatz Rickwirkungen auf den Produktionsprozess ergeben und dieser angepasst
werden muss. Bei Prozessen, die verlagerbar sind, fallen dagegen keine oder nur sehr geringe
Opportunitatskosten an.

Anfangsinvestitionen

Das technische Hemmnis der fehlenden Kommunikations- und Steuerungsinfrastruktur bildet
sich auch als 6konomisches Hemmnis ab. Dies ist insbesondere der Fall, wenn der finanzielle
Anfangsaufwand flr die ErschlieRung der Redispatchpotenziale im Vergleich zur nutzbaren
Leistung hoch ist. Dies betrifft vor allem leistungsmaRig kleine Anlagen wie kleine Batterie-
speicher, flexible Lasten im Gewerbe oder Haushaltssektor oder kleine Erzeugungsanlagen wie
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4.3

Aufdach-PV-Anlagen und BHKW:s fir Ein- und kleine Mehrfamilienhduser. Hier ist eine kosten-
glnstige Anbindung nur Uber eine malRentaugliche und standardisierte Schnittstelle méglich
wie sie aktuell im Rahmen des geplante Smart-Meter-Roll-Outs implementiert werden soll.

Sonstige Strompreisbestandteile

Ein weiteres 6konomisches Hemmnis vor allem fiir Sektorkopplungstechnologien und Spei-
cher stellen die sonstigen Strompreisbestandteile wie EEG-Umlage, Netzentgelte und
Stromsteuer dar. Diese Umlagen, Steuern und Entgelte werden entnahmeabhangig erhoben
und beeinflussen daher die Einsatzentscheidungen fiir diese Potenziale. Bei einer Zuschaltung
von Leistung z.B. durch Speicher oder Warmepumpen fallen dann in der Regel sédmtliche sons-
tigen Strompreisbestandteile als Kosten an.

Fehlende Preisspreads

Flr Speicher stellen fehlende Preisspreads in den Borsenpreisen ein dkonomisches Hemmnis
dar. Die Investitionen in Speicher lohnen sich hauptsachlich aufgrund der zeitlichen Verschie-
bung von Stromnachfrage in Zeiten mit niedrigeren Preisen und Stromerzeugung in Zeiten mit
hohen Strompreisen an der Borse.

Organisatorische/regulatorische Hemmnisse

Neben den technischen und 6konomischen Hemmnissen bestehen fir viele Redispatchpoten-
ziale auch organisatorische bzw. regulatorische Hemmnisse, die eine Nutzung bisher
verhindern. Fur EE- und KWK-Anlagen besteht zundchst wie in Kapitel 2.1 dargestellt der Ein-
speisevorrang, so dass diese Anlagen erst zur Netzentlastung genutzt werden kénnen, wenn
andere Moglichkeiten ausgeschopft sind.

Regelungen zur Bestimmung der Netzentgelte

Die Regelungen zur Bestimmung der Netzentgelte stellen ein weiteres Hemmnis sowohl fir
den Einsatz von flexiblen Lasten als auch fir Sektorkopplungstechnologien dar. Dies betrifft
die grundsatzliche Regelung zur Ermittlung der leistungsabhangigen Netzentgelte (§ 17 Strom-
NEV), die sich auf die individuelle Jahreshochstlast am Netzanschlusspunkt bezieht. Damit
besteht ein Anreiz, die maximale Netzanschlusskapazitat nicht vollstdndig auszunutzen und
verflgbare Leistung zurickzuhalten. Auch durch die Sondernetzentgelte nach § 19 Abs. 2 Satz
1 und 2 StromNEV ergeben sich Hemmnisse fir den Einsatz von Redispatchpotenzialen. Im
Fall der atypischen Netznutzung (§ 19 Abs. 2 Satz 1 StromNEV) ergibt sich die leistungsabhén-
gige Netzentgeltzahlung aus der maximalen Leistungsentnahme in einem vorab definierten
Hochlastzeitfenster. Auch in diesem Fall besteht ein Anreiz, die verfigbare maximale Netzan-
schlusskapazitat in diesem Zeitfenster nicht maximal auszunutzen. Bei den Regelungen zur
energieintensiven Netznutzung mit mehr als 7000 Benutzungsstunden (§ 19 Abs.2 Satz 2
StromNEV) besteht ein groRer Anreiz, Stromnachfrager moglichst kontinuierlich zu betreiben,
so dass sich dadurch weder Anreize flr eine kurzfristige Erhohung der Stromnachfrage bis zur
Auslastung der Netzanschlusskapazitdt noch fir eine kurzfriste Absenkung der Stromnach-
frage ergeben.
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4.4

Koordination der beteiligten Akteure

Flr den Einsatz von Redispatchpotenzialen in den Verteilnetzen besteht ein zusatzlicher Ko-
ordinierungsbedarf zwischen Ubertragungs- und Verteilnetzbetreiber sowie dem Betreiber
der flr Redispatch geeigneten Anwendungen. Der Abruf und der Einsatz von Potenzialen muss
zwischen den beteiligten Netzbetreibern kommuniziert werden. Je nach lokaler Netzsituation
im Verteilnetz missen dartber hinaus das Auftreten bzw. die Verstarkung von lokalen Netzen-
gpassen ermittelt und an die Ubertragungsnetzbetreiber kommuniziert werden. Fir die
Betreiber von Anlagen, die zum Redispatch eingesetzt werden sollen, besteht ebenfalls ein
Koordinierungs- und Kommunikationsbedarf mit den betroffenen Netzbetreibern, um den
Einsatz der Anlagen zu planen und um zu melden, wenn Anlagen aus produktionstechnischen
oder anderen Grinden nicht zur Verfligung stehen.

Anerkennung der Kosten fiir Verteilnetzbetreiber

Zusatzliche Aufwendungen von Verteilnetzbetreibern fir die Bereitstellung von Redispatch-
potenzialen (z.B. Kommunikationskosten) werden, sofern sie Teil der Betriebskosten (OPEX)
sind, bisher nicht gesondert in der Anreizregulierung anerkannt. Hier bestehen bisher noch
groRere Unsicherheiten, in welcher Form eine Beteiligung von Verteilnetzbetreibern an Redis-
patchmallnahmen z.B. in den Effizienzbenchmark zwischen den Netzbetreibern einflief3t.
Dadurch ist ein besonderer Anreiz fir Netzbetreiber, derartige Mallnahmen zu unterstitzen,
bisher nicht gegeben.

Weitere regulatorische Anforderungen

Hemmnisse kénnen sich auch aus den Netzanschlussbedingungen ergeben, wenn die Be-
triebsdauer etwa von Netzersatzanlagen nur unterhalb einer vordefinierten Stundenanzahl
liegen darf bzw. bei einer Uberschreitung davon zusatzliche Anforderungen zu erfiillen sind.
Andere Hemmnisse wie eine fehlende Redundanz von Netzersatzanlagen bei einem netzpa-
ralellen Betrieb lassen sich technisch l6sen, indem die Anlagen bei Netzausfillen wieder in
einen netzautarken Betrieb wechseln.

Fazit Hemmnisse

Die bisherigen regulatorischen Regelungen sehen nur eine nachrangige Beteiligung von EE-
und KWK-Anlagen und keine Beteiligung von Anlagen unter 10 MW vor. Bei den in Kapitel 3
identifizierten Redispatchpotenzialen liegen die groRten Hemmnisse zum einen in hohen Op-
portunitatskosten sowie speziell bei kleinskaligen Potenzialen in der technischen Anbindung
zur Steuerung und Kommunikation. Hier ist haufig eine Investition in Smart Meter sowie Kom-
munikationstechnik notwendig. Ein weiteres identifiziertes Hemmnis ist der notwendige
Koordinationsbedarf zwischen den beteiligten Akteuren. Regulatorische Hemmnisse ergeben
sich vor allem aus den Regelungen zur Netzentgeltkalkulation einschlielRlich der Sonderent-
gelte sowie aus der Filligkeit von Umlagen und Abgaben. Eine Ubersicht der identifizierten
Hemmnisse in Abhangigkeit der jeweiligen Technologien zeigt Tabelle 16.
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Tabelle 16: Okonomische, technische und regulatorische Hemmnisse fiir den Einsatz von Re-

dispatch-Potenzialen

EE-Anlagen

KWK-Anlagen

Flexible Lasten

Power-to-X-An-
wendungen

Speicher

Eigenerzeu-
gungsanlagen

Netzersatzanla-
gen

Okonomische

Hemmnisse

Hoch (Einspeisever-
gltung)

Hoch (Einspeisever-
gltung)

Hoch fiir Industrie
(Anpassung Produk-
tionsprozesse)

Hoch (Stromsteuer,
Umlagen, Netzent-
gelte)

Derzeit relativ ge-
ringe Preis-Spreads,
Stromsteuer, Netz-
entgelte fur
Batterie- und
Druckluftspeicher

Hoch (Steuern, Um-
lagen, Netzentgelte
bei Netzbezug)

Kosten fur IKT

Quelle: Eigene Darstellung
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Technische Hemm-
nisse

i.d.R. kein positiver
Redispatch (Erho-
hung der
Einspeisung) moglich

Warmebedarf verhin-
dert ggf. Abschaltung
Bezug von Gas kurz-
fristig nicht beliebig
anderbar

Smart Meter und IKT
2.T. nicht vorhanden

z.T. begrenzte saiso-
nale Verflgbarkeit
(Power-to-Heat)

Speicherkapazitat

Smart Meter und
weitere IKT i.d.R.
nicht vorhanden

Smart Meter und
weitere IKT i.d.R.
nicht vorhanden

Regulatorische/ Organi-
satorische Hemmnisse

Notlosung (§13 EnWG)

Notlosung (§13 EnWG)

Netzentgeltsystematik
(Bezugsspitzen, Atypi-
sche Netznutzung)

Netzentgeltsystematik
(Bezugsspitzen, Atypi-
sche Netznutzung)

Netzentgeltsystematik
(Bezugsspitzen, Atypi-
sche Netznutzung)

Eigenverbrauchsprivile-
gien

Betriebsdauer auf
Grund von Netzan-
schlussbedingungen
2.T. begrenzt
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Wettbewerbsrechtliche Einordnung des sog. Inc-Dec-Gamings

A. Zusammenfassung der wesentlichen Ergebnisse

Gegenstand der vorliegenden Untersuchung ist die Frage, ob es Stromerzeugern bzw. -
nachfragern bei einer marktbasierten Beschaffung von Redispatch wettbewerbsrechtlich verbo-
ten wadre, ihre Gebote am StromgroBBhandelsmarkt und einem potenziellen Redispatch-Markt
strategisch aufeinander abzustimmen. Bezeichnet wird dies als sog. , Inc-Dec-Gaming“ (,,Inc” flr
increase, ,,Dec” fur decrease). Fiur die Untersuchung, ob ein Marktakteur gegen Wettbewerbs-
recht verstoflt, wenn er eine Gebotsstrategie verfolgt, in deren Rahmen er am StromgroRhan-
del nicht bzw. nicht zu seinen Grenzkosten/seinem Grenznutzen bietet, weil er in einem Redis-
patch-Markt hohere Erlose erwartet, konnen grundsatzlich vier Fallkonstellationen unterschie-
den werden:

1. Ein Erzeuger in einer Region mit ,Stromiberschuss” (,vor dem Engpass”) bietet im
StromgrofRhandel unter seinen Grenzkosten, um dort einen Zuschlag zu erhalten.

2. Ein Erzeuger in einer Region mit ,Stromunterdeckung” (,,hinter dem Engpass®“) bietet im
StromgrofRhandel (iber seinen Grenzkosten (oder gar nicht) an, um dort moglichst kei-
nen Zuschlag zu erhalten.

3. Ein Nachfrager in einer Region mit ,Stromiiberschuss” (,vor dem Engpass”) fragt im
StromgrofRhandel keinen Strom oder nur zu Preisen unter dem eigenen Grenznutzen
nach, um moglichst keinen Zuschlag zu erhalten.

4. Ein Nachfrager in einer Region mit ,Stromunterdeckung” (,hinter dem Engpass“) fragt
im StromgrofBhandel Strom zu Preisen Gber dem eigenen Grenznutzen nach, um einen
Zuschlag zu erhalten.

Grundsatzlich verbietet das Wettbewerbsrecht

e im Rahmen des Kartellverbots wettbewerbsschadliche Absprachen zwischen Unterneh-
men und

e im Rahmen des Missbrauchsverbots die missbrauchliche Ausnutzung einer marktbe-
herrschenden Stellung.

Da die Optimierung von Geboten zwischen Markten in der typischen Form des Inc-Dec-Gaming
kein abgestimmtes Verhalten von Marktteilnehmern voraussetzt und somit nicht per se gegen
das Kartellverbot (Art. 101 AEUV, § 1 GWB) verstolit, liegt der Fokus der Untersuchung haupt-
sachlich auf dem Verbot des Missbrauchs einer marktbeherrschenden Stellung. Die Anforde-
rungen des europdischen (Art. 102 AEUV) und des deutschen Missbrauchsverbots (§§ 19, 29
GWB) weisen vergleichbare Kriterien auf, so dass die Voraussetzungen gemeinsam dargestellt
werden kdnnen. Die Prifung des Missbrauchsverbots erfolgt dreistufig:

e Bestimmung des sachlich und raumlich relevanten Marktes,
e Untersuchung der Marktbeherrschung des handelnden Unternehmens,
e Prifung des Missbrauchs der marktbeherrschenden Stellung auf dem relevanten Markt.
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Wettbewerbsrechtliche Einordnung des sog. Inc-Dec-Gamings

Die Grundlage fir die Einschatzung des Verhaltens der Marktakteure bilden einerseits der
deutschlandweite StromgrofShandelsmarkt und andererseits ein separater mindestens deutsch-
landweit zu denkender Redispatch-Markt.

Die wettbewerbsrechtlichen Verbote richten sich ausschlieRlich an marktbeherrschende Unter-
nehmen. Nur ein marktmachtiges Unternehmen vermag es, durch seinen Einfluss den Wettbe-
werb auf dem fraglichen Markt zu beeinflussen. Besitzt ein Unternehmen keine Marktmacht,
korrigiert der Wettbewerb zwischen den Marktakteuren das Verhalten. Inc-Dec-Gaming setzt
an sich keine Marktmacht voraus® und ist damit grundsatzlich als wettbewerbsrechtlich unbe-
denklich einzustufen. Nur dann, wenn am StromgroRhandels- oder Redispatch-Markt Markt-
macht gegeben ist, kommt ein Verstol} (iberhaupt in Betracht.

Ob ein Unternehmen marktbeherrschend bzw. unabhangig gegeniiber seinen Mitbewerbern
ist, wird in der Praxis insbesondere anhand seiner Marktanteile beurteilt. Aktuell besitzt im
Stromgrofshandel wohl kein Unternehmen entsprechend hohe Marktanteile, so dass vom Vor-
liegen einer marktbeherrschenden Stellung nicht ausgegangen wird. Unter Anwendung der sog.
Pivotalanalyse erscheint es aber zumindest denkbar, dass bestimmte Erzeugungskapazitaten an
einem Redispatch-Markt voribergehend marktbeherrschend werden kdnnen, wenn sie zur
Behebung eines akuten Engpasses unverzichtbar sind. Da die Marktbeherrschung und die miss-
brauchliche Handlung nicht auf demselben Markt stattfinden missen, ware ein VerstoR gegen
das Missbrauchsverbot bei Auseinanderfallen von Marktmacht (Redispatch-Markt) und Miss-
brauch (Strommarkt) nicht ausgeschlossen. Die Falle des sog. Marktmachttransfers auf Ver-
bundmarkte (auch Leveraging genannt) zeigen, dass sich Marktmacht und Missbrauchshand-
lung nicht auf denselben Markt beziehen miissen, um einen Wettbewerbsverstold zu begriin-
den. Dies gilt aber nur, wenn strukturelle Verbindungen zwischen den relevanten Markten be-
stehen, die marktibergreifende Strategien erméglichen und eine Zurechnung des missbrauchli-
chen Handelns zur beherrschenden Stellung rechtfertigen. Eine solche Zurechenbarkeit ist zwi-
schen StromgroBhandels- und Redispatch-Markt zu bejahen, so dass es im Weiteren darauf
ankommt, ob auch ein Missbrauch dieser Marktmacht gegeben ist.

Das Vorliegen eines Missbrauchs einer marktbeherrschenden Stellung auf dem relevanten
Markt ist in Bezug auf den Erstabsatzmarkt fiir Strom anhand des Gewinnbegrenzungskonzepts
zu beurteilen. Demnach hangt das Vorliegen eines Preishohenmissbrauchs vom Verhaltnis zwi-
schen den Preisen bzw. Erldsen des marktbeherrschenden Unternehmens und den Kosten fir
das jeweilige Produkt ab. Fiir die wettbewerbsrechtliche Beurteilung von Inc-Dec-Gaming ist die
Hohe der eingepreisten Opportunitaten in Form von Erlésmoglichkeiten am Redispatch-Markt
malgeblich. Das Bundeskartellamt (BKartA) hat im sog. COz-Verfahren entschieden, dass die
Einpreisung von Opportunitatskosten in die Strompreise zuldssig ist, solange die Preisbildung
sachgerecht erfolgt und keine Uberhdhten Schattenpreise angesetzt werden. Das bedeutet,
dass die Einpreisung angemessener Opportunitaiten wettbewerbsrechtlich unbedenklich ist.
Nur die Einpreisung liberschieRender Opportunitaten unterfallt dem Missbrauchsverbot.

! Auf das angehingte Dokument ,,INC-DEC ohne Marktmacht” von NEON Neue Energiedkonomik, 22.10.2018, wird
verwiesen.
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Im Ergebnis lasst sich festhalten, dass Inc-Dec-Gaming in den meisten Fallen bereits deshalb
nicht gegen Wettbewerbsrecht verstoRt, da keine marktbeherrschende Stellung der Marktteil-
nehmer vorliegt. Sollte einem Unternehmen dagegen Marktmacht auf dem StromgrofShandels-
oder dem Redispatch-Markt (Marktmachttransfer) zukommen, so kann von einem Missbrauch
erst ausgegangen werden, wenn das Unternehmen durch Einpreisung tUberschiefender Oppor-
tunitaten unangemessen hohe Preise verlangt.
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B. Untersuchungsgegenstand: Inc-Dec-Gaming?

Diese Untersuchung geht exemplarisch davon aus, dass neben dem StromgroBhandelsmarkt ein
nicht naher beschriebener, nachgelagerter Redispatch-Markt installiert wird. Letzterer dient der
Beschaffung von Erzeugungs- und Verbrauchsleistung, die zur Beseitigung von Netzengpassen
durch die Netzbetreiber eingesetzt wird. Im Gegensatz zum bisherigen Redispatch-System, das
rein kostenbasiert ist, soll die Preisbildung fiir Redispatch-Arbeit marktbasiert erfolgen.

Ein solches System kann jedoch dazu fiihren, dass volkswirtschaftlich hohere Kosten entstehen
und sich die Redispatch-Mengen insgesamt erhohen. Betreiber von Erzeugungs- und Ver-
brauchsanlagen kénnten ihr Verhalten am StromgroBhandelsmarkt danach ausrichten, welche
Erldse sie im Redispatch-Markt erwarten. Der Preis im StromgroRBhandel bildet dann nicht mehr
die Grenzkosten der Erzeugung bzw. den Grenznutzen der Nachfrage ab, sondern die Erloser-
wartungen im Redispatch-Markt.

Es konnen im Grundsatz vier Fallkonstellationen unterschieden werden:

1. Ein Erzeuger in einer Region mit ,Stromiberschuss” (,vor dem Engpass”) bietet im
StromgrofRhandel unter seinen Grenzkosten, um dort einen Zuschlag zu erhalten.

2. Ein Erzeuger in einer Region mit ,,Stromunterdeckung” (,,hinter dem Engpass®) bietet im
StromgrofRhandel Gber seinen Grenzkosten (oder gar nicht) an, um dort moglichst kei-
nen Zuschlag zu erhalten.

3. Ein Nachfrager in einer Region mit , Stromiberschuss” (,vor dem Engpass”) fragt im
StromgrofBhandel keinen Strom oder nur zu Preisen unter dem eigenen Grenznutzen
nach, um moglichst keinen Zuschlag zu erhalten.

4. Ein Nachfrager in einer Region mit ,Stromunterdeckung” (,,hinter dem Engpass®) fragt
im StromgroBhandel Strom zu Preisen lber dem eigenen Grenznutzen nach, um einen
Zuschlag zu erhalten.

C. Wettbewerbsrechtliche Beurteilung von Inc-Dec-Gaming

Im Folgenden gilt es zu priifen, ob ein Marktakteur gegen Wettbewerbsrecht verst6Rt, wenn er
im Sinne des Inc-Dec-Gamings eine Gebotsstrategie verfolgt, in deren Rahmen er am Strom-
grofhandel nicht in H6he seiner Grenzkosten bzw. seines Grenznutzens (oder gar nicht) bietet,
weil er in einem Redispatch-Markt in der Gesamtschau hohere Erlse bzw. Gewinne erwartet.

Da die Optimierung von Geboten zwischen Markten in der typischen Form des Inc-Dec-Gamings
kein abgestimmtes Zusammenwirken mehrerer Beteiligter erfordert (vgl. Kartellverbot, Art. 101

2 Der Untersuchungsgegenstand wurde den Auftragnehmern durch das Bundesministerium fiir Wirtschaft und
Energie mit eMail vom 02.08.2018 zur wettbewerbsrechtlichen Prifung Gbermittelt. Es wird Bezug genommen auf
die Folien vom Workshop 1l (18.07.2018) sowie das Dokument ,Beispiel Inc-Dec-Gaming”.
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AEUV, § 1 GWB, C.1l.), liegt der Fokus der Untersuchung in erster Linie auf dem Verbot des
Missbrauchs einer marktbeherrschenden Stellung (C.1Il.). Die Anforderungen des européischen
(Art. 102 AEUV3) und des deutschen Missbrauchsverbots (§§ 194, 29 GWB) weisen einen weit-
gehend Ubereinstimmenden Inhalt auf, so dass die Voraussetzungen gemeinsam dargestellt
werden. Vorab ist die Bestimmung des relevanten Marktes erforderlich (C.1.).

I. Marktabgrenzung im Stromsektor

Die Bestimmung des relevanten Marktes bildet den Ausgangspunkt fir die wettbewerbsrechtli-
che Beurteilung eines unternehmerischen Verhaltens. Die Beantwortung der Frage, ob eine
bestimmte Vereinbarung oder Verhaltensweise gegen das Kartell- bzw. Missbrauchsverbot ver-
stoRt, hangt von den konkreten Auswirkungen des fraglichen Verhaltens auf dem jeweils als
relevant identifizierten und betroffenen Markt ab. Im Rahmen des Missbrauchsverbots ist die
Bestimmung des relevanten Marktes darliber hinaus unabdingbar fiir die Beurteilung, ob ein

3 § 102 AEUV: ,Mit dem Binnenmarkt unvereinbar und verboten ist die missbréuchliche Ausnutzung einer beherr-
schenden Stellung auf dem Binnenmarkt oder auf einem wesentlichen Teil desselben durch ein oder mehrere Un-
ternehmen, soweit dies dazu fiihren kann, den Handel zwischen Mitgliedstaaten zu beeintrdchtigen.

Dieser Missbrauch kann insbesondere in Folgendem bestehen:

a) der unmittelbaren oder mittelbaren Erzwingung von unangemessenen Einkaufs- oder Verkaufspreisen

oder sonstigen Geschdftsbedingungen;

b) der Einschrénkung der Erzeugung, des Absatzes oder der technischen Entwicklung zum Schaden

der Verbraucher;

¢) der Anwendung unterschiedlicher Bedingungen bei gleichwertigen Leistungen gegeniiber Handelspartnern,
wodurch diese im Wettbewerb benachteiligt werden;

d) der an den Abschluss von Vertridgen gekniipften Bedingung, dass die Vertragspartner zusdtzliche

Leistungen annehmen, die weder sachlich noch nach Handelsbrauch in Beziehung zum Vertragsgegenstand
stehen.”

4 § 19 GWB: , (1) Die missbréiuchliche Ausnutzung einer marktbeherrschenden Stellung durch ein oder mehrere
Unternehmen ist verboten.

(2) Ein Missbrauch liegt insbesondere vor, wenn ein marktbeherrschendes Unternehmen als Anbieter oder Nachfra-
ger einer bestimmten Art von Waren oder gewerblichen Leistungen

1. ein anderes Unternehmen unmittelbar oder mittelbar unbillig behindert oder ohne sachlich gerechtfertigten
Grund unmittelbar oder mittelbar anders behandelt als gleichartige Unternehmen;

2. Entgelte oder sonstige Geschdftsbedingungen fordert, die von denjenigen abweichen, die sich bei wirksamem
Wettbewerb mit hoher Wahrscheinlichkeit ergeben wiirden; hierbei sind insbesondere die Verhaltensweisen von
Unternehmen auf vergleichbaren Mdrkten mit wirksamem Wettbewerb zu beriicksichtigen;

3. ungiinstigere Entgelte oder sonstige Geschdftsbedingungen fordert, als sie das marktbeherrschende Unterneh-
men selbst auf vergleichbaren Mdrkten von gleichartigen Abnehmern fordert, es sei denn, dass der Unterschied
sachlich gerechtfertigt ist;

4. sich weigert, einem anderen Unternehmen gegen angemessenes Entgelt Zugang zu den eigenen Netzen oder
anderen Infrastruktureinrichtungen zu gewdhren, wenn es dem anderen Unternehmen aus rechtlichen oder tat-
sdchlichen Griinden ohne die Mitbenutzung nicht méglich ist, auf dem vor- oder nachgelagerten Markt als Wett-
bewerber des marktbeherrschenden Unternehmens tétig zu werden; dies gilt nicht, wenn das marktbeherrschende
Unternehmen nachweist, dass die Mitbenutzung aus betriebsbedingten oder sonstigen Griinden nicht méglich oder
nicht zumutbar ist;

5. andere Unternehmen dazu auffordert, ihm ohne sachlich gerechtfertigten Grund Vorteile zu gewdhren; hierbei
ist insbesondere zu beriicksichtigen, ob die Aufforderung fiir das andere Unternehmen nachvollziehbar begriindet
ist und ob der geforderte Vorteil in einem angemessenen Verhdltnis zum Grund der Forderung steht. (...)".
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Unternehmen eine marktbeherrschende Stellung innehat, die mdglicherweise missbraucht
wird.

1. Sachliche Marktabgrenzung

Der sachlich relevante Markt oder Produktmarkt bestimmt sich im Wettbewerbsrecht Ubli-
cherweise nach dem sogenannten Bedarfsmarktkonzept®. Nach diesem Konzept umfasst der
sachlich relevante Markt alle Waren, die aus Sicht der Nachfrager hinsichtlich ihrer Eigenschaf-
ten und Preise sowie des Verwendungszwecks als austauschbar angesehen werden®. Sowohl
das Bundeskartellamt (BKartA) als auch die Rechtsprechung unterteilen den Strommarkt in ei-
nen Markt fir den erstmaligen Absatz von Strom, einen separaten Regelenergiemarkt sowie
einen Markt flr aus erneuerbaren Energiequellen (EE) erzeugten Strom, solange die Stromver-
kdufe jeweils unter verschiedenen bzw. besonderen Angebots- und Nachfragebedingungen und
zu unterschiedlichen Preisen erfolgen’. Der Erstabsatzmarkt umfasst demnach inldndisch er-
zeugten sowie importierten Strom?.

Der Regelenergiemarkt sei als separater Markt zu betrachten, da auf diesem spezifische Ange-
bots- und Nachfragebedingungen herrschten®. Regelenergie werde zwar von denselben Kraft-
werken erbracht, die auch am StromgroRhandel teilndhmen, die Besonderheiten von Angebot
und Nachfrage von Regelenergie rechtfertigten jedoch die Annahme eines eigenstandigen
Marktes: Regelenergie werde allein von Netzbetreibern nachgefragt, vermarktet werde die
Vorhaltung von Leistung und nicht die Strommenge, die Teilnahme erfordere eine Praqualifika-
tion der Kraftwerke, zudem enthielten StromNZV und entsprechende Festlegungen der Bun-
desnetzagentur (BNetzA) umfangreiche Vorgaben zum Beschaffungsverfahren und es handle
sich um pay-as-bid-Auktionen®. Sowohl aus Nachfrager- als auch aus Anbietersicht bestehe
keine Austauschbarkeit, da sich Ubertragungsnetzbetreiber nicht am StromgroRhandel mit Re-
gelenergie eindecken kénnten und das Anbieten von Regelenergie besondere technische Vo-
raussetzungen erfordere!l. Der Regelenergiemarkt sei zudem weiter in eigenstindige Markte
fur Primarregelenergie, Sekundarregelenergie und Minutenreserve zu unterteilen, da Angebot
und Nachfrage hier etlichen Besonderheiten unterlagen®?.

> EuGH, 14.2.1978, Rs 27/76, NJW 1978, 2439; Jung, in: Grabitz/Hilf, Das Recht der Européischen Union (Stand:
11/2008), Art. 82 EGV Rn. 30.

6 Europdische Kommission, Leitlinien fiir vertikale Beschrinkungen (ABI. C 130 v. 19.5.2010), S. 1, S. 19 Rn. 88, S. 20
Rn. 89.

7 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 17, 69 ff.; BKartA, Beschluss
vom 8.12.2011, B8-94/11 — ,RWE/Stadtwerke Unna“, Rn. 23 ff., 29; OLG Diisseldorf, Beschluss vom 6.6.2007, Az.
VI-2 Kart 7/04 (V) E.ON/Eschwege; BGH, Beschluss vom 11.11.2008, KVR 60/07, E.ON/Eschwege, Rn. 17 ff.

8 BKartA, Beschluss vom 30.11.2009, B8-107/09, ZNER 2010, 200, 201 Rn. 26 — Integra/Thiiga, sowie Sektorunter-
suchung Stromerzeugung/StromgroBhandel (Januar 2011), S. 17, 69.

% BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 17, 71.

10 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 71.

11 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 72.

12 BKartA, Beschluss vom 8.12.2011, B8-94/11 — ,RWE/Stadtwerke Unna“, Rn. 29; BKartA, Sektoruntersuchung
Stromerzeugung und -groBhandel (Januar 2011), S. 53 f., 71 f.; Kommission, Entscheidung vom 26.11.2008 —
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Als Begriindung flr die Abgrenzung des Marktes fur EE-Strom argumentierte das BKartA, dass
die Erzeugung und Vermarktung von EE-Strom zum Zeitpunkt der Bewertung nicht wettbewerb-
lich organisiert gewesen sei, sondern unabhangig von Nachfrage- und Preissignalen aufgrund
spezieller gesetzlicher Bestimmungen erfolgt sei (Abnahme- und Verglitungspflicht der Netzbe-
treiber gemaR EEG, AusglMechV und AusglMechAV)®. Die Vermarktung von Strom aus erneu-
erbaren Quellen durch EE-Anlagenbetreiber solle solange nicht dem StromgroRBhandelsmarkt
zugerechnet werden, bis die Erneuerbaren umfassend in den Strommarkt integriert seien und
die Vermarktung nach den Marktmechanismen der allgemeinen Stromversorgung erfolge!4.

2. Raumliche Marktabgrenzung

Der raumlich relevante Markt umfasst das Gebiet, in dem die beteiligten Unternehmen die
sachlich relevanten Produkte anbieten, in dem die Wettbewerbsbedingungen hinreichend ho-
mogen sind und das sich von benachbarten Gebieten durch merklich andere Wettbewerbsbe-
dingungen unterscheidet®.

In rdaumlicher Hinsicht ging das BKartA bisher von einem grenziberschreitenden deutsch-
dsterreichischen Marktgebiet fir den Erstabsatz von Strom aus®®. Es stiitzte diese Einschdtzung
auf das Fehlen von Engpéssen an den Grenzkuppelstellen zwischen Deutschland und Osterreich
sowie das einheitliche Markt- und Preisgebiet an der EPEX Spot!’. Eine Erstreckung des Markt-
gebiets auf weitere angrenzende Marktraume hingegen sei bei dem damaligen Stand der In-
tegration der Markte nicht angezeigt, vom Vorliegen eines gemeinsamen Marktes kdnne nicht
ausgegangen werden'8. Seit dem 01.10.2018 besteht keine gemeinsame deutsch-
dsterreichische Strompreiszone mehr, der Stromhandel zwischen Deutschland und Osterreich
ist damit nicht mehr unbegrenzt moglich, bleibt jedoch in groBem Umfang erhalten?®. Osterrei-
chische Kraftwerke werden auch weiterhin Redispatch in Deutschland erbringen®.

Die Nachfrage nach Regelenergie war zunachst auf die betreffenden Regelzonen bzw. die jewei-
ligen Ubertragungsnetze beschrinkt, sodass sich regelzonen-individuelle Teilmarkte ergaben??.

COMP/ 39.388 und COMP/39.389 — Deutscher StromgroRhandels- und Regelenergiemarkt, Rn. 46 f.; Monopol-
kommission, 49. Sondergutachten vom 15.11.2007, BT-Drs. 16/7087, Rn. 145 f. sowie 54. Sondergutachten vom
4.8.2009, BT-Drs. 16/14060 Rn. 73.

13 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 17, 73; BKartA, Beschluss vom
8.12.2011, B8-94/11 — ,RWE/Stadtwerke Unna“, Rn. 29.

14 BKartA, Tatigkeitsbericht 2011/2012, BT-Drs. 17/13675, S. 99; BKartA, Beschluss vom 23.10.2014, B8-69/14 —
,RWE/DEW 21, Rn. 244.; kritisch Sécker, et 2011, S. 74, 75; Funke, KSzW 2011, 249, 254.

5 Europdische Kommission, Leitlinien fir vertikale Beschrankungen (ABI. C 130 v. 19.5.2010), S. 1, S. 19 Rn. 88.

16 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 17, 74, 75.

17 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 17, 75 f.; BKartA, Beschluss
vom 8.12.2011, B8-94/11 — ,RWE/ Stadtwerke Unna“, Rn. 36.

18 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 17, 81 f.

19 Zuriickzufiihren auf ACER, Entscheidung Nr. 06/2016 vom 17. November 2016, Decision on the Electricity Trans-
mission System Operators’ Proposal for the Determination of Capacity Calculation Regions.

20 BNetzA, Pressemitteilung vom 1.10.2018, Trennung der deutsch-dsterreichischen Strompreiszone.

21 Bzgl. Sekundarregelleistung vgl. Europdische Kommission, Entscheidung vom 26.11.2008, COMP/39.388 und
COMP/39.389 —, Deutscher StromgroRhandels- und Regelenergiemarkt”, Rn. 47.
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Nach der Zusammenlegung dieser Teilmarkte durch die BNetzA zu bundesweit einheitlichen
Markten durfte von jeweils deutschlandweiten Markten fir die Belieferung mit Primarre-
gelenergie, Sekundarregelenergie und Minutenreserve auszugehen sein??.

3. Inc-Dec-Gaming: Separate Markte fiir StromgroBhandel und Redispatch

Die sachliche Abgrenzung eines zukinftigen Redispatch-Marktes hdangt von seiner konkreten
Ausgestaltung ab. Nach dem Bedarfsmarktkonzept ist insofern die produktbezogene Wettbe-
werbssituation bzw. Austauschbarkeit des Produkts anhand der Kriterien Produkteigenschaften
und -preise sowie der Verwendungszweck aus Sicht des Kreises der Nachfrager maligeblich.
Nachgefragt wiirde Redispatch allein von den Netzbetreibern zum Zweck der Erhaltung der Sys-
temstabilitat. Als Anbieter von marktbasiertem Redispatch kamen nur bestimmte Erzeugungs-
bzw. Verbrauchsanlagen in Betracht, die sich fiir eine Teilnahme am Beschaffungsverfahren ggf.
praqualifizieren muissten. Die Preisbildung konnte entweder wie im Stromgrohandel im Ein-
heitspreisverfahren erfolgen oder in Anlehnung an den Regelenergiemarkt im pay-as-bid-
Verfahren, wobei letztgenannter Preisbildungsmechanismus in besonderem Male fir eine Ei-
genstandigkeit eines Redispatch-Marktes sprache. Insgesamt bediirfte die Einflihrung eines
Redispatch-Marktes regulatorischer MaBnahmen. Daher spricht Vieles dafiir, dass ein Redis-
patch-Markt in Anlehnung an die obigen Ausfiihrungen zum Regelenergiemarkt sowie zur Ver-
marktungspraxis von EE-Strom als eigenstandiger Markt neben dem Stromgrofhandelsmarkt
anzusehen wadre.

In rdumlicher Hinsicht ware der Redispatch-Markt unter Beriicksichtigung der bereits beste-
henden Moglichkeit der Durchfiihrung eines grenziiberschreitenden Redispatch mindestens
deutschlandweit, ggf. auch grenziiberschreitend, zu denken. Der Markt wiirde sich jeweils dy-
namisch in Abhangigkeit eines regionalen Engpasses 6ffnen und nach Behebung des Engpasses
wieder schlieRen.

Il. Kartellverbot (Art. 101 AEUV, § 1 GWB)

Das in Art. 101 Abs. 1 AEUV bzw. § 1 GWB geregelte Kartellverbot untersagt Vereinbarungen
zwischen Unternehmen und aufeinander abgestimmte Verhaltensweisen, die eine Verhinde-
rung, Verfalschung oder Einschriankung des Wettbewerbs bezwecken oder bewirken. Der An-
wendungsbereich des europaischen Kartellverbots ist nur er6ffnet, wenn diese Absprachen
zwischen Wettbewerbern geeignet sind, ein Mindestmall an grenziiberschreitenden Auswir-
kungen innerhalb der Gemeinschaft zu entfalten?3.

22 Stappert/Grof3, in: Stuhlmacher/Stappert/Schoon/Jansen, Grundriss zum Energierecht (2. Aufl. 2015), Kap. 16
Rn. 23.

23 Vgl. Bek. der Kommission, Leitlinien (iber den Begriff der Beeintrachtigung des zwischenstaatlichen Handelns in
den Artikeln 81 und 82 des Vertrags (2004/C 101/07), ABI. C 101 v. 27.4.2004, S. 81, 82 Rn. 13.
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1. Wettbewerbsbeschrankende Verhaltenskoordinierung

Zentrale Grundlage des Verbotstatbestandes ist die Verhaltenskoordinierung der Unterneh-
men?4, die bewusst eine praktische Zusammenarbeit an die Stelle des mit Risiken verbundenen
Wettbewerbs treten I4sst?°. Die verbotene Verhinderung, Einschriankung oder Verfalschung des
Wettbewerbs kann sowohl durch Absprachen —insbesondere (iber Preise fiir Kunden — als auch
durch sonstige abgestimmte Verhaltensweisen zwischen Wettbewerbern lber ihr konkretes
Marktverhalten bezweckt oder bewirkt werden. Im Falle von einseitigen MaBnahmen wiirde es
dagegen an dem einer Koordinierung immanenten gemeinsamen Willen fehlen?®. Ob eine Ver-
einbarung den Wettbewerb beschrankt, bestimmt sich nach den tatsachlichen Wettbewerbs-
gegebenheiten, die bestiinden, wenn die Vereinbarung mit ihren vermuteten Beschrankungen
nicht praktiziert wiirde?’.

2. Inc-Dec-Gaming: Verhaltenskoordinierung keine Voraussetzung

Die Durchfihrung von Inc-Dec-Gaming setzt jedoch kein kollusives Zusammenwirken von Un-
ternehmen voraus, sondern kann durch einen einzelnen Marktakteur betrieben werden. In-
wieweit sich dartber hinaus Marktakteure in Kartellabsicht zusammenschlieRen konnten, ist
damit Frage des Einzelfalls und nicht abstrakt rechtlich zu bewerten.

lll. Missbrauchsverbot (Art. 102 AEUV, §§ 19, 29 GWB)

Das in Art. 102 S. 2 lit. a AEUV, §§ 19 Abs. 1, 2 Nr. 2, 29 GWB geregelte Missbrauchsverbot un-
tersagt marktbeherrschenden Unternehmen, diese Stellung zu ihren Gunsten missbrauchlich
auszunutzen. Ein insoweit relevanter Ausbeutungs- oder Preishéhenmissbrauch liegt vor, wenn
ein marktbeherrschendes Unternehmen als Anbieter einer bestimmten Art von Waren Entgelte
fordert, die von denjenigen abweichen, die sich bei wirksamem Wettbewerb mit hoher Wahr-
scheinlichkeit ergeben wirden (§ 19 Abs. 2 Nr. 2 GWB). Maligeblich ist, ob der Einsatz der
Marktmacht wegen seiner Auswirkungen auf den Wettbewerb oder die Marktgegenseite bei
Abwagung der Interessen aller Beteiligten als missbrauchlich einzustufen ist. § 29 GWB statuiert
ein energiespezifisches Missbrauchsverbot (Preiskontrolle), das die allgemeine Verhaltenskon-

24 paschke, in: Miinchener Kommentar zum europiischen und deutschen Wettbewerbsrecht (Kartellrecht), Band 1
Europaisches Wettbewerbsrecht, 2007, Art. 81 EG Rn. 4 f.

% Grundlegend EuGH, Urteil vom 16.12.1975, 40/73 — ,,Suiker Unie”, Rn. 26.

26 ygl. EuGH, 11.1.1990, Rs. C 277/87 — Sandoz prodotti, Slg. 1990, I-45; EuGH, 8.7.1999, Rs. C-49/92 P — Anic Par-
tecipazioni, Slg. 1999, 1-4125, 4200 ff. Rn. 108 ff.; Bek. der Kommission, Leitlinien zur Anwendung von Artikel 81
Absatz 3 EG-Vertrag (2004/C 101/08), ABI. C 101 v. 27.4.2004, S. 97, 98 Rn. 14. Zu den Anforderungen an eine
Abstimmung vgl. im Einzelnen Bek. der Kommission, Leitlinien zur Anwendung von Artikel 81 Absatz 3 EG-Vertrag
(2004/C 101/08), ABI. C 101 v. 27.4.2004, S. 97, 98 Rn. 15 m.w.N.; vgl. auch Bechtold/Bosch/Brinker/Hirsbrunner,
EG-Kartellrecht, 2. Aufl. 2009, Art. 81 EG Rn. 51 ff. m.w.N.

27 Vgl. Bek. der Kommission, Leitlinien zur Anwendung von Artikel 81 Absatz 3 EG-Vertrag (2004/C 101/08), ABI. C
101 v. 27.4.2004, S. 97,99 f. Rn. 17 ff., 24 m.w.N.
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trolle marktbeherrschender Unternehmen gem. §§ 19, 20 GWB fiir die leitungsgebundene Ver-
sorgung mit Energie durch Schutz der Marktgegenseite vor unangemessenen, nicht wettbe-
werblichen Entgelten verscharft.

1. Marktbeherrschung

Ein bestimmtes Verhalten eines Marktteilnehmers stellt nur dann eine Gefahr fiir die Entste-
hung bzw. Aufrechterhaltung des Wettbewerbs auf dem sachlich und raumlich relevanten
Markt dar, wenn das Unternehmen eine marktbeherrschende Stellung innehat. Nicht marktbe-
herrschende Unternehmen unterliegen bei ihren Preisforderungen keinen Einschrankungen
durch das wettbewerbsrechtliche Missbrauchsverbot.

a) Bestimmung von Marktmacht im StromgroRhandel

Nach der Definition des Europdischen Gerichtshofs (EuGH) ist ein Unternehmen marktbeherr-
schend, wenn es aufgrund seiner wirtschaftlichen Machtstellung in der Lage ist, auf dem rele-
vanten Markt wirksamen Wettbewerb zu verhindern und sich im Verhaltnis zu seinen Wettbe-
werbern, seinen Abnehmern und letztlich den Verbrauchern in nennenswertem Umfang unab-
hangig zu verhalten?®. § 18 Abs. 1 GWB enthilt eine Legaldefinition der Marktbeherrschung.
Demnach ist ein Unternehmen marktbeherrschend, soweit es als Anbieter oder Nachfrager
einer bestimmten Art von Waren oder gewerblichen Leistungen auf dem sachlich und raumlich
relevanten Markt a) ohne Wettbewerber ist oder keinem wesentlichen Wettbewerb ausgesetzt
ist, oder b) eine im Verhaltnis zu seinen Wettbewerbern (berragende Marktstellung hat. § 18
Abs. 3 GWB nennt einen Katalog von Kriterien, die bei der Bewertung der Marktstellung eines
Unternehmens im Verhiltnis zu seinen Wettbewerbern zu bericksichtigen sind?°. Nach § 18
Abs. 4 GWB wird vermutet, dass ein Unternehmen marktbeherrschend ist, wenn es einen
Marktanteil von mindestens 40 Prozent hat.

Das Vorliegen einer marktbeherrschenden Stellung soll sich insgesamt aus dem Zusammentref-
fen mehrerer Umstande ergeben, die jeweils flr sich genommen nicht ausschlaggebend sein
mussen, wobei der Hohe der Marktanteile erhebliche Bedeutung zukommt3°. Nach Ansicht der
EU-Kommission kann auch ein Unternehmen, dessen Marktanteil geringer als 40 Prozent ist,
marktbeherrschend sein, wenn Wettbewerber aufgrund besonderer Umstande nicht in der

28 St. Rspr. des EuGH, Entscheidung vom 14.2.1978, Rs. 27/76 — ,United Brands”, Rn. 63 ff.; Urteil vom 1.7.2008, C-
49/07 — ,MOTOE", Rn. 37.

2 Marktanteil; Finanzkraft; Zugang zu den Beschaffungs- oder Absatzmirkten; Verflechtungen mit anderen Unter-
nehmen; rechtliche oder tatsachliche Schranken fur den Marktzutritt anderer Unternehmen; tatsachlicher oder
potenzieller Wettbewerb durch Unternehmen, die innerhalb oder auRerhalb des Geltungsbereichs dieses Gesetzes
ansassig sind; Fahigkeit, Angebot oder Nachfrage auf andere Waren oder gewerbliche Leistungen umzustellen;
Moglichkeit der Marktgegenseite, auf andere Unternehmen auszuweichen.

30 vgl. auch Bechtold/Bosch/Brinker/Hirsbrunner, EG-Kartellrecht, 2. Aufl. 2009, Art. 82 EG Rn. 17 ff. m.w.N.; M6-
schel, in: Immenga/Mestmacker (Hrsg.), Wettbewerbsrecht: EG/Teil 1, 4. Aufl. 2007, Art. 82 EGV Rn. 63 ff.
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Lage sind, das Verhalten des Unternehmens wirksam einzuschranken3!. Im Ergebnis wird die
Marktbeherrschung eines Unternehmens daher primar anhand seiner Marktanteile bestimmt,
erganzend gilt das Konzept der sog. Pivotalanalyse (dazu sogleich).

In Bezug auf den StromgroRhandelsmarkt gingen die Gerichte und Kartellbehérden zunachst
von einer gemeinsamen Marktbeherrschung der Unternehmen E.ON und RWE aus®?. Das BKar-
tA nahm in seiner Sektoruntersuchung von 2011 eine Beherrschung3® des deutschen Strom-
groBhandelsmarktes durch drei bzw. vier individuell marktbeherrschende Versorgungsunter-
nehmen an34. Nach Ansicht des Bundesgerichtshofs (BGH) ist jedes von mehreren Unternehmen
individuell als marktbeherrschend anzusehen, wenn sie neben- oder unabhangig voneinander
die Méglichkeit haben, wirksamen Wettbewerb auf einem Markt zu verhindern3>. Die Annahme
der Einzelmarktbeherrschung durch mehrere Unternehmen folgte aus der Anwendung der be-
reits genannten Pivotalanalyse. Im Rahmen einer solchen Analyse wird der Frage nachgegan-
gen, wie grol die verflighare Kapazitat eines Anbieters im Verhaltnis zu der jeweiligen Gesamt-
nachfrage ist3¢. Sobald ein Anbieter unverzichtbar zur Deckung der gesamten Stromnachfrage
sei (,pivotal”), wirden die Abnehmer bereits unterhalb hoher Marktanteile (< 40 %) von die-
sem Handelspartner abhangig, sodass jeder Anbieter zu jedem Zeitpunkt, in dem seine Kapazi-
tat zur Deckung der Gesamtnachfrage notwendig sei, erhebliche Marktmacht besitze3’. Im Er-
gebnis hatten sich mindestens drei, wahrscheinlich sogar vier Unternehmen in einer Position
befunden, die es ihnen ermdglichte, sich in einem nennenswerten Umfang unabhangig von
Wettbewerbern, Abnehmern und Verbrauchern zu verhalten und dadurch den Wettbewerb auf
dem Erstabsatzmarkt zu beeintrichtigen3?. In den Jahren 2007 und 2008 habe in einer signifi-
kanten Anzahl von Stunden die Nachfrage nach Strom ohne die Kapazitaten von jeweils E.ON,
RWE, Vattenfall und EnBW nicht gedeckt werden kdnnen, sodass jedes Unternehmen fiir sich in
einer erheblichen Anzahl von Stunden fir die Deckung der Nachfrage unverzichtbar gewesen
sei®d,

Aufgrund der Entwicklungen in den vergangenen Jahren kann aktuell wohl nicht mehr davon
ausgegangen werden, dass ein Anbieter eine marktbeherrschende Stellung besitzt. So stellten

BNetzA und BKartA in ihrem Monitoringbericht 2018 fest, dass die Marktmacht der gréBten
konventionellen Stromerzeugungsunternehmen in den letzten Jahren deutlich abgenommen

31 Europdische Kommission, Erlduterungen zu den Prioritdten der Kommission bei der Anwendung von Artikel 82
des EG-Vertrags auf Falle von Behinderungsmissbrauch durch marktbeherrschende Unternehmen (5.12.2008),
KOM(2008) 832 final, Rn. 14.

32§ 19 Abs. 2 Satz 2 GWB; OLG Diisseldorf, Beschluss vom 06.06.2007, Az. VI-2 7/04 — ,E.ON/ Stadtwerke Eschwe-
ge“; BGH, Beschluss vom 11.11.2008, KVR 60/07 — ,,E.ON/Stadtwerke Eschwege”, Rn. 25 ff.; BKartA, Beschluss vom
12.09.2003, B8-21/03 — , E.ON/Stadtwerke Eschwege”, Rn. 58 ff.; Kommission, Entscheidung vom 26.11.2008,
COMP/39.388 und COMP/39.389 — , Deutscher StromgroRhandels- und Regelenergiemarkt”, Rn. 13 ff., 25.

33§ 19 Abs. 2 Satz 2 GWB.

34 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroBhandel (Januar 2011), S. 17, 88 ff.

35 BGH, Beschluss vom 3.3.2009, Az. KZR 82/07 — Reisestellenkarte, Beschlussausfertigung S. 13; EuGH, Urteil vom
6.4.1995, Rs. C-241/91 und C-242/91 — , Magill“.

36 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 18.

37 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRBhandel (Januar 2011), S. 97.

38 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroBhandel (Januar 2011), S. 19, 113.

39 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroBhandel (Januar 2011), S. 20, 114.
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habe*°. Auch im Hinblick auf die Gebotszonentrennung habe sich der Grad der Marktkonzentra-
tion verringert*!. Der Rickgang der Marktmachttendenzen beruhe — neben einer Verringerung
der Marktanteile der groRen Erzeuger — auf dem Umstand, dass die Erzeugungskapazitaten seit
Jahren die Nachfrage Uberstiegen und der Anteil der erneuerbaren Energien an der Nachfrage-
deckung gestiegen sei®?.

b) Inc-Dec-Gaming ohne Marktmacht auf GroBhandelsmarkt und Redispatch-Markt: Kein
Wettbewerbsverstof3

Normadressat des Missbrauchsverbots sind allein marktbeherrschende Unternehmen. Erst die
Marktmacht versetzt das Unternehmen in die Lage, den Wettbewerb auf dem relevanten Markt
zu gefahrden. Das Ausiiben von Inc-Dec-Gaming erfordert keine Marktmacht, sondern dieses
kann grundsatzlich von jedem Marktteilnehmer durchgefiihrt werden*3. Ohne Marktmacht auf
dem StromgroBhandels- und dem Redispatch-Markt ist ein Verstoll gegen Wettbewerbsrecht
ausgeschlossen.

¢) Inc-Dec-Gaming ohne Marktmacht auf dem GroRBhandelsmarkt, aber mit Marktmacht auf
dem Redispatch-Markt: WettbewerbsverstoR moglich

Im Fall von Inc-Dec-Gaming ist der StromgroRhandel der relevante Markt, auf dem das Gebots-
verhalten eines Marktteilnehmers von den Grenzkosten in potenziell missbrauchlicher Weise
abweichen kann. Dort dirfte aber — wie dargestellt — derzeit aufgrund der Verringerung der
Marktanteile (keine Marktanteile > 40 %) und der bestehenden Uberkapazititen (d.h.: kein An-
bieter pivotal) kein Stromerzeuger Marktmacht besitzen. Zudem ist Inc-Dec-Gaming auch ganz-
lich ohne (auch lokale) Marktmacht moglich. Das Bieten eines nicht marktbeherrschenden Un-
ternehmens wird vom Tatbestand des Missbrauchsverbots nicht erfasst und ist auf jeden Fall
wettbewerbsrechtlich unbedenklich (vgl.o.).

Fraglich ist jedoch, ob sich eine wettbewerbsrechtliche Relevanz ergibt, wenn ein Stromanbie-
ter im Redispatch-Markt marktbeherrschend ist, eine moglicherweise wettbewerbswidrige
Handlung aber auf dem StromgroBhandelsmarkt stattfindet. In diesem Fall kime es zu einem
Auseinanderfallen von Marktbeherrschung (Redispatch-Markt) und fraglichem Bieterverhalten
(StromgroRhandelsmarkt).

40 Der kumulierte Marktanteil der fiinf gréRten Stromerzeuger auf dem deutschen-ésterreichischen Stromerstab-
satzmarkt sei von 69,4 Prozent in 2016 auf 67,5 Prozent in 2017 gesunken, BNetzA/ BKartA, Monitoringbericht
2018 (November 2018), S. 7, 42.

4 Der kumulierte Marktanteil der fiinf groRten Anbieter auf dem deutschen Stromerstabsatzmarkt sei von 76,5
Prozent in 2016 auf 75,5 Prozent in 2017 gesunken, BNetzA/ BKartA, Monitoringbericht 2018 (November 2018), S.
7.

42 BNetzA/ BKartA, Monitoringbericht 2018 (November 2018), S. 45.

43 Auf das angehingte Dokument ,INC-DEC ohne Marktmacht” von NEON Neue Energiekonomik, 22.10.2018,
wird verwiesen.
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Wendet man die Pivotalanalyse auf den Redispatch-Markt an, ware eine Marktbeherrschung
aufgrund der Engpassbezogenheit dieses Marktes zumindest denkbar. Im Rahmen der Analyse
wird, wie dargestellt, das Verhaltnis zwischen verfligbarer Stromerzeugungskapazitat eines be-
stimmten Anbieters und der Gesamtnachfrage nach Strom im Markt untersucht, um festzustel-
len, ob ein bestimmter Anbieter mit seinen Erzeugungskapazitaten zu einem bestimmten Zeit-
punkt zur Deckung des jeweiligen Strombedarfs unverzichtbar war**. Die Anwendung dieser
Analyse konnte dazu fiihren, dass ein kleiner Anbieter, dessen Erzeugungsanlagen zur Behe-
bung des Engpasses im konkreten Fall aufgrund seiner ortlichen Lage im Netz von besonderer
Relevanz und damit notwendig sind, marktbeherrschend wird. Die Unverzichtbarkeit seiner
Erzeugungsanlage zur Behebung des Engpasses konnte in einem solchen Fall eine Hebelwirkung
entfalten, die ihm eine marktbeherrschende Stellung auf dem Redispatch-Markt einrdumen
kdnnte.

Nach den Malistaben des europdischen Wettbewerbsrechts ist ein VerstoRR gegen das Miss-
brauchsverbot auch dann moglich, wenn der Missbrauch einer marktbeherrschenden Stellung
auf einem anderen als dem beherrschten Markt erfolgt>. Das Missbrauchsverbot trifft keine
Anforderungen bezlglich der Lokalisierung des missbrauchlichen Verhaltens auf dem Produkt-
markt; der Missbrauch muss also nicht zwangslaufig auf dem beherrschten Markt stattfinden,
um einen WettbewerbsverstoR zu begriinden®. Beim Marktmachttransfer auf Verbundmaérkte
— auch Leveraging genannt — Ubertragt ein marktbeherrschendes Unternehmen seine Markt-
macht auf einen anderen als den beherrschten Markt (Koppelungsgeschafte, Kosten-Preis-
Schere)*’. Das kartellrechtliche Koppelungsverbot zielt entsprechend darauf ab, den Wettbe-
werb auf dem Markt fiir gekoppelte Produkte (Sekundarmarkt) gegen Verfalschungen zu schiit-
zen, um eine Verdrangung von Wettbewerbern auf dem Sekundarmarkt durch das Unterneh-
men in beherrschender Stellung und eine Ubertragung der Marktmacht von dem bereits be-
herrschten auf den benachbarten Markt fiir das gekoppelte Produkt zu verhindern®. Die Be-
sonderheit der sogenannten Kosten-Preis-Schere als Unterfall des Marktmachttransfers auf
Verbundmarkten besteht im Bezug der beanstandeten Verhaltensweisen auf einen anderen als
den beherrschten Markt®. Tritt die wettbewerbswidrige Wirkung des beanstandeten Verhal-
tens auf einem anderen als dem beherrschten Markt ein, bedarf die Verantwortung des beherr-
schenden Unternehmens fiir wirksamen Wettbewerb einer gesonderten Begriindung, die struk-

44 Stappert/Grof3, in: Stuhlmacher/Stappert/Schoon/Jansen, Grundriss zum Energierecht, 2. Aufl. 2015, Kap. 16 Rn.
62.

45 WeiB, in: Sacker (Hrsg.), Energierecht (Band 2) (3. Aufl. 2014), Art. 102 AEUV Rn. 26, 44.

46 Kommission, Entscheidung vom 24.07.1991, ABI. 1992 Nr. L 72/1, Rn. 104 (Tetra Pak); EuG, Rs. T-83/91, Slg.
1994, 11-755, Rn. 113 (Tetra Pak/Kommission).

47 Eilmansberger/Kruis, in: Streinz, EUV/AEUV (3. Aufl. 2018), Art. 102 Rn. 121.

48 Emmerich, in: Dauses/Ludwigs, Handbuch des EU-Wirtschaftsrechts (45. EL Juli 2018), Art. 102 Rn. 132.

4 Mestmdcker/Schweitzer, in: Mestmacker/Schweitzer, Europiisches Wettbewerbsrecht (3. Aufl. 2014), § 19 Rn.
35.
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turelle Verbindungen zwischen den relevanten Markten voraussetzt, die marktiibergreifende
Strategien erméglichen und die Zurechnung zur beherrschenden Stellung rechtfertigen°.

Dass zwischen dem StromgroRhandels- und einem Redispatch-Markt strukturelle Verbindungen
bestehen, die marktlbergreifende Strategien ermdglichen, zeigen bereits die Ausfiihrungen
zum Untersuchungsgegenstand. Das Vorgehen beim Inc-Dec-Gaming besteht im Wesentlichen
darin, beim Bieten auf dem StromgroBBhandelsmarkt Erlése aus dem Redispatch-Markt als Op-
portunitaten einzupreisen. Das fragliche Bieterverhalten findet somit auf dem Stromgrohan-
delsmarkt statt, die Strategie des Einpreisens betrifft aber auf einem anderen Markt zu erwirt-
schaftende Opportunitdten. Gleichzeitig ist es moglich, durch das Bieterverhalten auf dem
StromgrofBhandelsmarkt den Bedarf an Redispatch-Leistung zu beeinflussen. StromgroRhan-
dels- und Redispatch-Markt stellen Teile eines Systems zur Gewadhrleistung eines sicheren
Netzbetriebs dar. Zwischen StromgroRhandels- und Redispatch-Markt besteht somit eine struk-
turelle Verbindung, die das Austiben marktibergreifender Strategien ermoglicht. Sollte ein
Marktteilnehmer daher aufgrund seiner Unverzichtbarkeit zur Behebung eines Engpasses
marktbeherrschend werden, so kdnnte zumindest nicht ausgeschlossen werden, dass er durch
sein Gebotsverhalten am separaten Stromgrofhandelsmarkt gegen (europdisches) Wettbe-
werbsrecht versto8t — vorausgesetzt, das Gebotsverhalten erweist sich als missbrauchlich (dazu
sogleich).

Ob im Ubrigen auch Nachfrager marktbeherrschend i.S.d. Wettbewerbsrechts sein kénnen,
bediirfte einer tiefergehenden Untersuchung. Die bisherigen Methoden zur Bewertung von
Marktmacht auf den Strommarkten zielen auf die Betrachtung von Kapazitatsanbietern und
deren Einfluss auf den Wettbewerb ab. Aufgrund der Notwendigkeit der Ausgeglichenheit von
Angebot und Nachfrage lieRe sich aber argumentieren, dass auch eine Verbrauchsanlage
marktmachtig werden kdnnte, sobald ihre Nachfrage zur Behebung des jeweiligen Engpasses
notwendig wiirde und der Wettbewerb deshalb eingeschrankt ware.

2. Missbrauchliche Ausnutzung einer marktbeherrschenden Stellung

Nach der Rechtsprechung erfasst der Begriff der missbrauchlichen Ausnutzung alle Handlungen
eines marktbeherrschenden Unternehmens, die die Struktur eines Marktes beeinflussen kén-
nen, auf dem der Wettbewerb bereits wegen der Anwesenheit des fraglichen Unternehmens
geschwacht ist und die die Aufrechterhaltung des auf dem Markt noch bestehenden Wettbe-
werbs durch die Verwendung von Mitteln behindern, die von den Mitteln eines normalen, auf

0 Mestmdicker/Schweitzer, in: Mestmicker/Schweitzer, Europidisches Wettbewerbsrecht (3. Aufl. 2014), § 19 Rn.
36.
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Leistung basierenden Produktwettbewerbs abweichen®!. Art. 102 S. 2 AEUV enthilt Regelbei-
spiele fur Missbrauchsfalle>2.

a) Angemessenheit der Preishéhe

Den KontrollmaRstab zur Untersagung missbrauchlichen Verhaltens bildet der Grundsatz des
als-ob-Wettbewerbs, wonach die von einem marktbeherrschenden Unternehmen geforderten
Entgelte nicht hoher sein dirfen als diejenigen Entgelte, die sich bei wirksamem Wettbewerb
eingestellt hatten (wettbewerbsanaloger Preis)®3. Im Fall des Preismissbrauchs ist derjenige
Preis bzw. diejenige Spanne zwischen Preis und Kosten malgeblich, die sich am Markt durch-
setzen lieRe, wenn das Unternehmen keine marktbeherrschende Stellung fiir seine Leistungen
besdRe, sondern den Preis im funktionierenden Wettbewerb mit anderen Anbietern bilden
musste®. Ein Unternehmen handelt wettbewerbsanalog, wenn es durch das von ihm geforder-
te Entgelt die effizienten Kosten abdeckt und ggf. einen angemessenen, den Besonderheiten
der jeweiligen Marktverhiltnisse entsprechenden Gewinn erzielt>>. Die von einem marktbe-
herrschenden Unternehmen geforderten Preise diirfen nicht héher sein als die sich bei wirksa-
mem Wettbewerb ergebenden Preise®. Bei vollkommenem Wettbewerb entspricht der erziel-
bare Preis den kurzfristigen variablen Grenzkosten®” desjenigen Kraftwerks, das die letzte Ein-
heit produziert, die zur Deckung der Gesamtnachfrage notwendig ist (einheitlicher marktrau-
mender Preis)8.

Funktioniert der Wettbewerb im StromgroRhandel, handeln alle Marktteilnehmer als Preis-
nehmer®®. Das bedeutet, dass der Marktpreis als gegeben akzeptiert wird und die Marktteil-
nehmer lediglich die von ihnen angebotene oder abgenommene Strommenge dem jeweiligen

51 vgl. EuGH, 13.2.1979, Rs. 85/76, Slg. 1979, 461, 463 — ,Hoffmann-La Roche”; EuGH, 3.7.1991, Rs. 62/86, Slg.
1991, 1-3359 Rn. 69 — , Akzo“; vgl. auch OLG Diisseldorf, 20.6.2006, VI-2 Kart 1/06 (V), 2 Kart 1/06 (V) Rn. 100.

52 § 102 AEUV: ,Mit dem Binnenmarkt unvereinbar und verboten ist die missbréuchliche Ausnutzung einer beherr-
schenden Stellung auf dem Binnenmarkt oder auf einem wesentlichen Teil desselben durch ein oder mehrere Un-
ternehmen, soweit dies dazu fiihren kann, den Handel zwischen Mitgliedstaaten zu beeintrdchtigen.

Dieser Missbrauch kann insbesondere in Folgendem bestehen:

a) der unmittelbaren oder mittelbaren Erzwingung von unangemessenen Einkaufs- oder Verkaufspreisen

oder sonstigen Geschdftsbedingungen;

b) der Einschriinkung der Erzeugung, des Absatzes oder der technischen Entwicklung zum Schaden

der Verbraucher;

c) der Anwendung unterschiedlicher Bedingungen bei gleichwertigen Leistungen gegeniiber Handelspartnern,
wodurch diese im Wettbewerb benachteiligt werden;

d) der an den Abschluss von Vertrdgen gekniipften Bedingung, dass die Vertragspartner zusdtzliche

Leistungen annehmen, die weder sachlich noch nach Handelsbrauch in Beziehung zum Vertragsgegenstand
stehen.”

53 Mohr, in: Sécker (Hrsg.), Energierecht (Band 2) (3. Aufl. 2014), § 29 GWB Rn. 34.

5 Mohr, in: Sicker (Hrsg.), Energierecht (Band 2) (3. Aufl. 2014), § 29 GWB Rn. 34.

55 Mohr, in: Sicker (Hrsg.), Energierecht (Band 2) (3. Aufl. 2014), § 29 GWB Rn. 37.

6 Mohr, in: Sicker (Hrsg.), Energierecht (Band 2) (3. Aufl. 2014), § 29 GWB Rn. 152.

57 Unter Grenzkosten sind die Kosten zu verstehen, die durch die Produktion einer weiteren Einheit eines Produkts
entstehen, BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 56, 161.

58 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroBhandel (Januar 2011), S. 38, 56.

59 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRBhandel (Januar 2011), S. 56.
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Marktpreis anpassen, bis die Grenzerlése den Grenzkosten entsprechen®. In einem solch voll-
kommenen Markt ware es fiir jeden Anbieter rational, seine Erzeugungskapazitdaten zu den je-
weiligen Grenzkosten anzubieten®!. Béte er unterhalb seiner Grenzkosten an, liefe der Markt-
teilnehmer Gefahr, einen negativen Deckungsbeitrag zu erzielen; bote der Marktteilnehmer
hingegen oberhalb seiner Grenzkosten, setzte er sich der Gefahr aus, dass Erzeugungskapazita-
ten, die einen positiven Deckungsbeitrag erzielen kdnnten, nicht zum Zuge kommen®2,

Abweichungen vom Grundsatz, dass alle Kraftwerke eingesetzt werden, deren Grenzkosten
kleiner oder gleich dem Strompreis sind, kénnen u.a. auf Mindestlauf- und Mindeststillstandzei-
ten, Portfolioeffekten oder Einsatzkalkilen fir bestimmte Betriebswege basieren. Einen weite-
ren rechtmaBigen Grund fir Preise Uber dem Marktpreis betrifft das Verhaltnis zwischen day-
ahead- und intraday-Markt. Halt ein Versorgungsunternehmen einen diversifizierten Kraft-
werkspark, kann es insgesamt wirtschaftlich optimal sein, einzelne Kraftwerke einzusetzen, ob-
wobhl sie nicht im Geld sind®3. Kann der Kraftwerksbetreiber seine erzeugten Stromkapazititen
namlich auf dem der day-ahead-Auktion nachgelagerten intraday-Markt zu einem hoéheren
Preis als auf dem day-ahead-Markt verkaufen, liegen seine Grenzkosten liber dem Marktpreis,
ohne dass dies missbrauchlich ware®4.

Das Kartellrecht kennt zwei Methoden zur Beantwortung der Frage, ob ein Preishohenmiss-
brauch vorliegt: Das Vergleichsmarktkonzept und das Gewinnbegrenzungskonzept. Das Ver-
gleichsmarktkonzept wendet den KontrollmaRstab des als-ob-Wettbewerbs an, wonach die von
einem marktbeherrschenden Unternehmen geforderten Entgelte im Einzelfall nicht héher sein
dirfen als diejenigen Entgelte, die sich bei wirksamem Wettbewerb ergeben wiirden (hypothe-
tischer Wettbewerbspreis/wettbewerbsanaloger Preis, vgl.o.). Wird der Erstabsatzmarkt flr
Strom — wie in Deutschland — mindestens bundesweit abgegrenzt (zonaler Markt), stof3t das
Vergleichsmarktkonzept aber mangels Existenz eines vergleichbaren Marktes an seine Grenzen,
sodass stattdessen das Gewinnbegrenzungskonzept Anwendung findet. In dessen Rahmen wird
der hypothetische Wettbewerbspreis anhand einer Gewinnkontrolle ermittelt®®, indem die Kos-
ten- und Gewinnsituation des jeweiligen Versorgungsunternehmens analysiert wird. Das Ge-
winnbegrenzungskonzept betrachtet das Verhaltnis zwischen den Preisen bzw. Erlésen des
marktbeherrschenden Unternehmens und den (wettbewerbsanalogen) Selbstkosten fiir das
jeweilige Produkt®®. Bei diesem Konzept ist im ersten Schritt eine Kostenkontrolle durchzufiih-
ren, um die (wettbewerbsanalogen) Selbstkosten festzustellen (Ermittlung der Kosten); im

80 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 56.

61 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 56.

62 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroBhandel (Januar 2011), S. 56, 58, 59.

83 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 62.

64 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroBhandel (Januar 2011), S. 24, 62; Konar, Wettbewerbs-
konforme StromgroBhandelspreise (2015), S. 23.

5 Gewinnspannenbegrenzung, § 29 S. 1 Nr. 2 GWB.

66 Stappert, VEnergR 128, 197 ff.
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zweiten Schritt ist zu prifen, ob die erzielten Gewinne die festgestellten Kosten unangemessen
Uberschreiten (Angemessenheit der Gewinne)®”.

Das BKartA wendete das Gewinnbegrenzungskonzept im Verfahren gegen RWE und E.ON we-
gen Einpreisung von Opportunitatskosten unentgeltlich zugeteilter CO,-Zertifikate in die Strom-
groBhandelspreise an und betonte dabei die Bedeutung einer sachgerechten Grenzkostenbil-
dung®®. Das BKartA hegte den Verdacht, dass RWE und E.ON die Einfihrung des CO»-
Zertifikatehandels ausnutzten, um die Strompreise fiir Industriekunden in die H6he zu treiben
und windfall-profits in beachtlicher Héhe zu erzielen®. CO, emittierenden Unternehmen wur-
den durch die Deutsche Emissionshandelsstelle im Rahmen der ersten Handelsperiode des Zer-
tifikatmarktes unentgeltlich Zertifikate zugeteilt. RWE hatte den Wert dieser Zertifikate als Op-
portunitatskosten in ihre Stromverkaufspreise gegentiber Industriekunden eingepreist. Das
BKartA wertete die Praxis der Beriicksichtigung dieses einzelnen Kostenbestandteils jedenfalls
im Hinblick auf die Strom-Grundlastbander und die Stromvollversorgung im bilateralen Ge-
schaft als Ausbeutungsmissbrauch der beherrschenden Stellung von RWE auf den bundeswei-
ten Strommarkten, soweit in den Preisen mehr als 25 Prozent des im Gesamtpreis anteilig ent-
haltenen CO»-Zertifikatwerts umgelegt wurde’®. Opportunitdtskosten bestimmen — neben den
Kosten der Produktion einer zusatzlichen Einheit (wie Brennstoffkosten) — die Hohe der Grenz-
kosten von Erzeugungsanlagen’®. Das Konzept der Opportunititskosten sieht vor, dass bei einer
0konomischen Entscheidung grundsatzlich diejenigen Kosten einzubeziehen sind, die den ent-
gangenen Nutzen bewerten, den ein eingesetzter Faktor in einer alternativen Verwendung ge-
habt hitte’?. Nach Ansicht des BKartA ist es betriebswirtschaftlich rational und fur eine freie
Marktwirtschaft pragend, dass sich unternehmerische Entscheidungen liber den Produktions-
mitteleinsatz an Opportunititskosten orientieren’®. Kalkulatorisch erfolgt der Ansatz von Op-
portunitatskosten, indem zuzlglich zu den reinen Zuwachskosten i.S.v. Kosten, die fiir die Pro-
duktion einer weiteren Einheit aufgewandt worden sind, Schattenpreise berlicksichtigt wer-
den’4. Die Berechnung basiert regelmaRig auf Terminmarktpreisen, die als Indikator fur zukinf-
tig zu erwartende Preise fungieren’>. Schattenpreise folgen aus komplexen Optimierungsrech-
nungen, in die Prognosen (ber die zu erwartenden Marktpreise einflieBen’®.

Der Ansatz von Opportunitatskosten ist wettbewerbsrechtlich im Grundsatz nicht verboten, da
es kein Verhalten darstellt, das von den Mitteln eines normalen Produktwettbewerbs abwiche
und einem marktbeherrschenden Unternehmen allein oder gerade wegen seiner Marktmacht

67 Stappert/Grof3, in: Stuhlmacher/Stappert/Schoon/Jansen, Grundriss zum Energierecht, 2. Aufl. 2015, Kap. 16 Rn.
96.

68 BKartA, Tatigkeitsbericht 2005/2006, BT-Drs. 16/5710, S. 30, sowie Beschluss vom 26.9.2009, B8-88/05-2 — ,,CO»-
Verfahren”.

8 BKartA, Tatigkeitsbericht 2005/2006, BT-Drs. 16/5710, S. 30.

70 BKartA, Beschluss vom 26.9.2009, B8-88/05-2 —,,CO>-Verfahren”, Rn. 4.

1 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroBhandel (Januar 2011), S. 56, 162.

72 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRBhandel (Januar 2011), S. 56, 187.

3 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 187.

74 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRBhandel (Januar 2011), S. 188.

7> BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRBhandel (Januar 2011), S. 188.

76 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 188.
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moglich ware’’. Der Ansatz von Opportunitatskosten unterliegt dennoch Schranken: Einen Un-
wert erlangt das Verhalten z.B., wenn kiinstlich iiberh6hte Schattenpreise angesetzt werden’s.
Ob die Kalkulation von Opportunitatskosten sachgerecht erfolgte, kann jedoch nur in Ansehung
der besonderen Gegebenheiten der jeweiligen Erzeugungseinheit nachvollzogen werden’®. Die
von RWE geforderten Preise seien insofern von solchen Preisen abgewichen, die sich bei wirk-
samem Wettbewerb gebildet hatten®°.

b) Inc-Dec-Gaming: Kein WettbewerbsverstoB bei Einpreisung normaler Opportunitdten

Ob ein Ausbeutungs- bzw. Preismissbrauch vorliegt, wird im Hinblick auf das Inc-Dec-Gaming —
wie dargestellt — anhand des Gewinnbegrenzungskonzepts beurteilt, das bewertet, ob den Pro-
duktionskosten ein angemessener Gewinn gegeniibersteht. Die Einpreisung von Opportunitats-
kosten ist sowohl aus 6konomischer als auch aus wettbewerbsrechtlicher Perspektive rational
und nicht zu beanstanden, solange die Preisbildung sachgerecht erfolgt und keine tiberhéhten
Schattenpreise angesetzt werden (vgl.o.). Im Rahmen von Inc-Dec-Gaming ist damit ein Bieten
auf dem StromgroBhandelsmarkt unter Beriicksichtigung der ,,normalen“ Opportunitaten aus
dem Redispatch-Markt selbst dann nicht verboten, wenn das handelnde Unternehmen Markt-
macht auf dem GroBhandelsmarkt oder dem Redispatch-Markt innehat.

¢) Inc-Dec-Gaming: Wettbewerbsverstof3 durch Einpreisung liberschieBender Opportunita-
ten

Das Einpreisen von Opportunitatskosten aus dem Redispatch-Markt auf dem StromgrofBhan-
delsmarkt gelangt jedoch an seine Grenzen, sobald oberhalb der redispatchbedingten Grenz-
kosten geboten wird und lberschieBende Opportunitdten eingepreist werden. Das BKartA hat
im CO,-Verfahren klargestellt, dass die Einpreisung von Opportunitdtskosten grundsdtzlich zu-
lassig ist, die HOhe der Einpreisung sich allerdings an den Grenzkosten bzw. dem Marktwert zu
orientieren habe. Daher fragt sich, was beim Redispatch die Grenzkosten bzw. der Marktwert
der Redispatch-Leistung sind. Diese entsprechen wohl dem marktraumenden Preis eines
marktbasierten Redispatch. Das Einpreisen liberschieRender Opportunitaten, die keine Basis im
Redispatch-Markt finden, dirfte demnach unzulassig sein. Dieses Verhalten ist jedoch nur rele-
vant, wenn entweder Marktmacht direkt im StromgrofRhandel oder im Redispatch-Markt be-
steht.

77 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 189.
78 BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRhandel (Januar 2011), S. 189.
7% BKartA, Sektoruntersuchung Stromerzeugung/StromgroRBhandel (Januar 2011), S. 189.
8 BKartA, Tatigkeitsbericht 2005/2006, BT-Drs. 16/5710, S. 30.
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