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Die zukiinftigen Herausforderungen im Netzbetrieb der Ubertragungsnetzbetreiber erfordern eine Anpassung des Strom-
marktdesigns in Deutschland. Dabei wird es vor allem notwendig sein, Marktakteure zu einem systemdienlichen Verhalten
anzureizen, insbesondere bei echtzeitnahen Anpassungen ihrer Stromproduktion bzw. -nachfrage. Im Sinne der Volkswirt-
schaft kénnen die hier beschriebenen Marktdesign-Elemente dazu beitragen, die Systemsicherheit auch in Zukunft maglichst

kosteneffizient zu gewdhrleisten.

Mit der Energiewende geht ein Wandel der
Erzeugungs- und Nachfragestruktur einher.
Das fiihrt zu einem erhdhten Transportbedarf
fiir Strom im Ubertragungsnetz. Denn zum
einen entfillt verbrauchsnahe Erzeugungska-
pazitdt aus konventionellen GroBkraftwerken,
wahrend der Ausbau erneuerbarer Energien
primdr an ertragreichen Standorten fernab
der Lastzentren erfolgt. Und zum anderen
wird die Stromnachfrage mit zunehmender
Anzahl von Elektrofahrzeugen, Warmepum-
pen und Elektrolyseuren zukiinftig voraus-
sichtlich hoher (und flexibler) als heute sein.

Parallel zu den nationalen Entwicklungen
wird der europdische Strombinnenmarkt
weiter ausgebaut. Das ermoglicht Marktteil-
nehmern mehr Handlungsspielraum zum
internationalen Austausch von elektrischer
Energie. Hierbei werden jedoch zunehmend
Kapazitaten vergeben, die physikalisch nicht
im Stromnetz verfiighar sind.

Zukiinftige Herausforderungen
im Engpassmanagement der
Ubertragungsnetzbetreiber

Aufgrund der dargestellten Entwicklungen
wird die Liicke zwischen dem Ergebnis des
Stromhandels und den physikalischen Rand-
bedingungen des Stromnetzbetriebs weiter-
wachsen. Das fiihrt zu zunehmenden Heraus-
forderungen im Engpassmanagement der
Ubertragungsnetzbetreiber. Diese Herausfor-
derungen sind hinsichtlich der Vorlaufzeiten
fiir den Einsatz von Engpassmanagement-MaRB-
nahmen in zwei Dimensionen zu unterteilen:

B Mit Vorlauf absehbar (statische Dimen-
sion): Der Bedarf an Engpassmanage-
ment, der im Systembetrieb auf Basis
von Prognosen mit Vorlauf antizipierbar
ist, steigt bei gleichzeitig reduzierten
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Redispatchpotenzialen mindestens bis
zur Inbetriebnahme der Netzausbau-
GroBprojekte insgesamt an.

B Kurzfristig auftretend (dynamische Dimen-
sion): Es entstehen zunehmend nicht-
antizipierbare Engpassmanagementbe-
darfe mit kurzem Vorlauf.

Statische Dimension

Unter den derzeitigen Rahmenbedingungen
flir den Stromhandel, dem Marktdesign, be-
stehen keine lokalen Anreize zur systemdien-
lichen Steuerung von Angebot und Nachfrage.
Ohne derartige Anreize kann insbesondere
eine steigende Flexibilitat dazu fiihren, dass
bereits kritische Netzengpasssituationen in
Zukunft zuséatzlich verscharft werden.

So resultiert aus einer beispielhaften Stark-
wind-Starklast-Situation, in der Windener-
gie aus Norddeutschland einen GroBteil der
deutschlandweiten Nachfrage bedient, ein
einheitlich niedriger oder sogar negativer
Strompreis. Dieser geringe Strompreis ist un-
abhédngig vom Standort ein Anreiz fiir Flexi-
bilitdten, ihre Nachfrage zu erhdhen. Reagie-
ren in einer solchen Situation Flexibilitdten in
Siiddeutschland auf das Preissignal und erho-
hen ihre Nachfrage, wirkt sich dies zusétzlich
belastend auf den Nord-Siid-Engpass aus. Das
ist insbesondere dann kritisch, wenn neue
flexible Lasten vor allem in Stiddeutschland
zugebaut werden und die Ubertragungsnetz-
betreiber im Rahmen des Engpassmanage-
ments auch zukiinftig keine Moglichkeiten
haben, maBgebliche engpassverursachende
Flexibilititen wie beispielsweise Elektrolyseu-
re, Speicher oder Elektrofahrzeuge zu steuern.

Neben dem Wandel der Erzeugungs- und
Nachfragestruktur sind die aktuellen EU-
Stromhandelsvorgaben eine weitere Ursache
fiir zunehmende Engpésse im Ubertragungs-

netz. So sind dem europdischen Stromhandel ab
2026 mindestens 70 % der Ubertragungskapa-
zitdt auf handelsrelevanten Netzelementen wie
Stromleitungen und Transformatoren zur Ver-
fiigung zu stellen (sog. minRAM-Vorgabe). Falls
diese Vorgabe mit den verfiigbaren physikali-
schen Kapazititen nicht erfiillbar ist, sind
die Ubertragungsnetzbetreiber gesetzlich ver-
pflichtet, ,virtuelle* Ubertragungskapazitit
fiir den Stromhandel freizugeben. Nutzen die
europaischen Marktteilnehmer diese virtuelle
Kapazitit, entstehen zusitzliche Uberlastun-
gen, welche wiederum durch die Netzbetreiber
- z.B. durch gezielte Eingriffe in den Kraft-
werkseinsatz - behoben werden miissen.

Dartiber hinaus sieht die in der zentraleuro-
paischen Kapazitatsberechnungsregion CORE
relevante Methode zur Berechnung der Day-
Ahead-Stromiibertragungskapazitiaten vor,
dass im europdischen Stromhandel zukiinf-
tig keine internen Netzelemente mehr als
Handelsrestriktionen bertiicksichtigt werden
diirfen [1]. Das wiirde bedeuten, dass der
Day-Ahead-Stromhandel nicht mehr durch
Handelsbeschrankungen auf internen Netz-
elementen begrenzt werden kann. Analog zur
Einfithrung der minRAM-Vorgabe wére die
Folge ein weiter erhohtes Handelsvolumen,
allerdings auf Kosten zusétzlicher (innerdeut-
scher) Engpésse im Ubertragungsnetz.

Vor dem Hintergrund der beschriebenen
Herausforderungen zeigt Abb. 1 die histori-
sche Entwicklung des Engpassmanagement-
bedarfs in Deutschland sowie eine Prognose
der Entwicklung fiir das Jahr 2030 (insbe-
sondere auch unter der Annahme eines ver-
zogerten Netzausbaus).

In der jiingeren Vergangenheit ist der Eng-
passmanagementbedarf stetig bis auf 18,1
TWh im Jahr 2023 gestiegen (einseitig, das
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heiBt nur die Absenkung). Die Prognose fiir
das Jahr 2030 stammt aus der aktuellen
Langfristanalyse [2] der deutschen Uber-
tragungsnetzbetreiber. Darin wird der Eng-
passmanagementbedarf in zwei Szenarien
untersucht: Ein Szenario unterstellt einen
konservativen Ansatz des fortschreitenden
Netzausbaus, das andere einen optimisti-
scheren, progressiven Netzausbau.

Wiahrend im Szenario mit progressivem
Netzausbau eine Reduktion des Engpass-
managementbedarfs um 2,6 TWh im Ver-
gleich zum Jahr 2023 berechnet wird, steigt
der Bedarf unter der Annahme eines kon-
servativen Netzausbaus um 12,2 TWh an.
Folglich ist davon auszugehen, dass der mit
Vorlauf absehbare Engpassmanagementbe-
darf im Systembetrieb (siehe blaue Balken)
mindestens bis zur Inbetriebnahme der Netz-
ausbau-GroBprojekte insgesamt ansteigt.

Mit dem Wegfall gesicherter Leistung aus
GroBkraftwerken gehen gleichzeitig signifi-
kante Redispatch-Hochfahrpotenziale verlo-
ren: Positiver Redispatch wird heute in aller
Regel von GroBkraftwerken erbracht, die
nicht ihre volle Leistung vermarktet haben.
In Teilen konnten diese Potenziale in Zukunft
durch flexible Nachfrage und dezentrale
Assets, beispielsweise Batteriespeicher, er-
setzt werden. Damit solche Anlagen in die
derzeitigen Redispatchprozesse eingebunden

werden konnen, sind geeignete Rahmenbe-
dingungen notwendig. Hierzu zahlt insbe-
sondere die Moglichkeit zur Steuerbarkeit
der Anlagen durch die Netzbetreiber. Dartiber
hinaus ist zu berticksichtigen, dass flexible
Nachfrage und dezentrale Assets nur zeitlich
begrenzt Redispatchpotenzial zur Verfiigung
stellen konnen und zusatzlich technischen
sowie operativen Restriktionen unterliegen.

Zur Behebung von Engpissen im Ubertra-
gungsnetz miissen neue Redispatchpoten-
ziale zukiinftig nicht nur im Verteilnetz,
sondern auch im Ausland erschlossen wer-
den. Insbesondere wenn systemdienliche
Investitionsanreize fiir ausreichend gesi-
cherte GroBkraftwerksleistung ausbleiben.

Ein zentraler Baustein, um das Marktergeb-
nis naher an die Physik des Stromnetzes
heranzufiihren, wire die Abschaffung der
virtuellen Ubertragungskapazititen fiir den
Stromhandel. Dariiber hinaus sollte die
Moglichkeit erhalten bleiben, interne Netz-
elemente als Handelsrestriktionen im euro-
paischen Stromhandel zu beriicksichtigen.
Dies wiirde den fiir die Zukunft prognosti-
zierten, mit Vorlauf absehbaren Engpass-
managementbedarf deutlich reduzieren. Ent-
sprechende regulatorische Anpassungen
liegen allerdings nicht in nationaler Hand,
sondern miissten auf EU-Ebene beschlos-
sen werden.

TWh
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B Vit Vorlauf absehbare Bedarfe

[ | Kurzfristig auftretende Bedarfe

2022 2023
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Netzausbau Netzausbau
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Quelle fiir alle Abb.: Amprion

m Historische Engpassmanagementbedarfe in Deutschland und Prognose [2] der Entwicklung bis zum
Jahr 2030
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Dynamische Dimension

Zusatzlich zu den mit Vorlauf absehbaren
Engpéssen ergeben sich aus dem umfassen-
den Zubau von volatiler Erzeugungsleistung
und nachfrageseitiger Flexibilitat neue Her-
ausforderungen im Engpassmanagement.

Im derzeitigen Marktdesign haben Markt-
teilnehmer bis kurz vor Echtzeit umfassende
Handlungsmoglichkeiten. Insbesondere kon-
nen sie am Intraday-Markt kurzfristige Han-
delsgeschéfte abschlieBen und ihr Portfolio
innerhalb eines Bilanzkreises selbst optimie-
ren, ohne dabei die physikalischen Restrik-
tionen des innerdeutschen Stromnetzes be-
riicksichtigen zu missen.

Diese Optimierung erfolgt auf Basis von Pro-
gnosen. In einem Energiesystem, das auf
volatilen erneuerbaren Energietrdgern und
nachfrageseitiger Flexibilitaten basiert, kon-
nen die Prognosen jedoch von der tatsachli-
chen Stromerzeugung und -nachfrage abwei-
chen. Aus derartigen Prognoseabweichungen
und den darauffolgenden kurzfristigen Han-
delsgeschéften ergeben sich Lastfliisse, die
im Vorfeld nicht antizipierbar sind und kurz-
fristig im Engpassmanagement der Ubertra-
gungsnetzbetreiber gelost werden miissen
(siehe lilafarbige Balken in Abb. 1). Diese Ef-
fekte miissen mithilfe der verfiigbaren Werk-
zeuge im Netzbetrieb jederzeit beherrschbar
sein - auch in moglichen Extremfallen.

Ein Beispiel zur Veranschaulichung: Eine sich
verzogernde Windfront verursacht kurz vor
Echtzeit ein Erzeugungsdefizit im nordlichen
Nordrhein-Westfalen. Unter dem aktuellen
Marktdesign kann dieses Defizit am Markt
kurzfristig durch ostdeutsche Pumpspeicher
ausgeglichen werden. Der angepasste Einsatz
dieser Pumpspeicher kann jedoch wiederum
Ost-West-Netzengpdsse hervorrufen, die auf-
grund ihres Bekanntwerdens kurz vor Echt-
zeit nicht mehr im Engpassmanagement beho-
ben werden konnen.

Im schlimmsten Fall fiihrt das Wegbrechen
von Erzeugung ,hinter einem bestehenden
Engpass kurzfristig zur Verschiarfung einer
bereits angespannten Netzsituation. So
konnte in einer Starkwind-Starklast-Situati-
on mit bestehendem Nord-Stid-Engpass die
Photovoltaik-Erzeugung kurz vor Echtzeit
einbrechen - etwa aufgrund einer Gewitter-
zelle itiber Baden-Wiirttemberg. Das wiirde
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den Netzengpass insbesondere dann weiter
verschérfen, wenn die kurzfristig fehlende
Erzeugung in Siddeutschland durch ein
Handelsgeschaft mit einem Erzeuger ,vor®
dem Engpass ausgeglichen wird.

Abb. 2 veranschaulicht die Herausforderun-
gen, die sich aufgrund der absehbar steigen-
den, absoluten Prognosefehler im Systembe-
trieb ergeben werden: Aufgrund notwendiger
Vorlaufzeiten ist drei Stunden vor Echtzeit der
aktuell letztmogliche Zeitpunkt, um Redis-
patch-MaBnahmen in relevantem Umfang
anzuweisen. Demgegentiber haben Marktteil-
nehmer bis kurz vor Echtzeit die Moglichkeit,
Handelsgeschifte am Intraday-Markt durch-
zufiihren und auf diese Weise Prognosefehler
auszugleichen. Dies gilt regelzoneniibergrei-
fend innerhalb von Deutschland beispiels-
weise bis 15 Minuten vor Echtzeit.

Mit zunehmenden absoluten Prognosefehlern
wird auch der Umfang kurzfristiger Handels-
geschifte steigen. Demzufolge werden unter
dem aktuellen Marktdesign zukiinftig mehr
kurzfristige Engpasse auftreten.

Falls kurz vor Echtzeit keine ausreichenden
Werkzeuge fiir das Engpassmanagement -

wie beispielsweise schnell reagierende
Redispatch-MaBnahmen - gesichert zur Ver-
fligung stehen, miissen die Netzbetreiber
mogliche Abweichungen vom prognostizier-
ten Erzeugungs- und Nachfrageverhalten
zu jedem Zeitpunkt in der Betriebsplanung
beriicksichtigen. Das kann beispielsweise
durch ein (potenziell ineffizientes) frithzei-
tiges Anfahren von Kraftwerken in Teillast
oder durch das ,Freihalten“ von Sicherheits-
margen auf Netzelementen geschehen. Fiir
letzteres wird Redispatch im Day-Ahead-Zeit-
bereich angewiesen, der dazu fiihrt, dass von
Unsicherheiten betroffene Netzelemente ent-
sprechend vorliegender Prognosedaten und
unter Beriicksichtigung der (n-1)-Ausfall-
situation < 100 % ausgelastet werden. Durch
entsprechendes ,Freihalten“ von Sicherheits-
margen kann sichergestellt werden, dass bei
auftretenden Prognoseabweichungen keine
Grenzwertverletzung entsteht.

Da es absehbar zu mehr absoluten Prognose-
fehlern kommen wird, die zu Unsicherhei-
ten beziiglich der finalen Stromproduktion
bzw. -nachfrage fiihren, stellen die genann-
ten praventiven MaBnahmen in Zukunft
ein wenig praktikables und ineffizientes
Vorgehen dar.

In Zukunft

Aktuell

Gate Closure am
Intraday-Markt
(regelzonenlbergreifend
innerhalb von DE)

Absoluter Prognosefehler

I I
o . 5 4

Zeit vor physischer Erbringung h

Zusammenhang zwischen der Entwicklung absoluter Prognosefehler und den Vorlaufzeiten fiir Redis-
patch und Intraday-Handel
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Marktdesign-Elemente zur
zukiinftigen Gewahrleistung
der Systemsicherheit

Es gilt nun, das Marktdesign an ein System
anzupassen, in dem erneuerbare Energie-
trager und Nachfrageflexibilitdten die Preis-
bildung mitgestalten und dominieren. Denn
nur dann sind Kosteneffizienz und System-
sicherheit auch weiterhin vereinbar. Hierzu
ist es notwendig, die zunehmende Diskre-
panz zwischen den marktbasierten Strom-
erzeugungs- und Nachfrage-Entscheidungen
und den physikalischen Randbedingungen
des Stromnetzbetriebs zu verringern. Eine
damit verbundene Weiterentwicklung der
Marktregeln sollte insbesondere darauf ab-
zielen, Marktakteuren Anreize fiir ein echt-
zeitnahes, systemdienliches Erzeugungs-
und Nachfrageverhalten zu bieten.

Eine innerdeutsche Gebotszonenteilung ad-
ressiert zwar zentrale Herausforderungen
des zukiinftigen Netzbetriebs, kann die dar-
gestellten Herausforderungen jedoch nicht
vollstdandig 16sen. Zudem bringt sie erhebli-
che Nachteile wie eine reduzierte Liquiditat
oder verzerrte Wettbewerbsbedingungen in
Deutschland mit sich. Eine mogliche Teilung
der Gebotszone Deutschland-Luxemburg
wird derzeit im EU Bidding Zone Review [3]
bewertet.

Wie in Abb. 3 dargestellt, gibt es neben dem
Konzept der Gebotszonenteilung weitere Op-
tionen zur Anpassung des Marktdesigns an
die zukiinftige Struktur des Energiesystems,
die auf nationaler Ebene beschlossen werden
konnten. Jedes dieser Elemente adressiert
Teilaspekte der oben skizzierten Herausfor-
derungen im Engpassmanagement.

Reduktion mit Vorlauf absehbarer
Netzengpasse - lokale Investitions-
anreize schaffen

Wenn neue Erzeuger und Verbraucher an
systemdienlichen Standorten gebaut wer-
den, kann dies Engpédssen langfristig ent-
gegenwirken.

Mit dem , Systemmarkt [4]” hat Amprion ein
entsprechendes Konzept entwickelt. Der An-
satz ist vergleichbar mit einem klassischen
zentralen Kapazitaitsmarkt, der um eine lo-
kale Komponente sowie ausgewéhlte System-
dienstleistungsbedarfe erweiterbar ist. Bei
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einer Investitionsentscheidung, wie beispiels-
weise dem Bau eines Kraftwerks oder einer
Power-to-Gas-Anlage, setzt der Systemmarkt
folgende monetdre Anreize:

B Anreiz fiir die grundsétzliche Entschei-
dung zum Bau,

B Anreiz fiir den Bau an einem aus System-
sicht vorteilhaften Standort,

B Anreiz fiir die technische Auslegung - so
dass die Anlage auch weitere Systembe-
darfe decken kann.

Damit einhergehend setzen sich die deut-
schen Ubertragungsnetzbetreiber fiir eine
lokale Komponente in einem deutschen Ka-
pazititsmarkt ein [5]. Dies deckt sich auch
mit der kiirzlich veroffentlichten Empfeh-
lung des sogenannten Joint Research Centre
der Europaischen Kommission, lokale Kom-

ponenten in Auktionsverfahren wie Kapazi-
tdtsmérkten zu berticksichtigen [6].

Eine marktbasierte Beschaffung der Sys-
temdienstleistung Schwarzstartfahigkeit
ist bereits laufend. Dariiber hinaus bereiten
die deutschen Ubertragungsnetzbetreiber
eine marktbasierte Beschaffung weiterer
nicht-frequenzgebundener  Systemdienst-
leistungen vor. Dies kann als Bestandteil
eines umfassenden Systemmarktes weiter-
entwickelt werden.

Die beabsichtigte Kraftwerksstrategie der
Bundesregierung wiirde die marktbasierte
Beschaffung nicht-frequenzgebundener Sys-
temdienstleistungen unter dem Dach eines
Systemmarktes sinnvoll ergdnzen, sofern sie
Regelungen zu spezifischen Standortanrei-
zen beinhaltet.

Systemdienliche
Investitionsanreize

Reduktion mit
Vorlauf absehbarer
Engpésse - statisch

Dynamische

und lokale
Netzentgelte

Lokale Preissignale

Wirkungsbereich Gebotszonenteilung

Verbindlichkeit
schaffen

Feasibility

Ranges

Reduktion kurz-
fristig auftretender
Engpéasse - dynamisch

Lokale
Komponente

in Regelserve-
produkten

Dynamischen
Herauforderungen
begegnen

ﬁ Alternative /ergdanzende Marktdesign-Elemente zur Gebotszonenteilung
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Reduktion mit Vorlauf absehbarer
Netzengpasse - lokale Preissignale
setzen

Geografisch lokale und zeitlich dynamische
Netzentgelte konnen dazu beitragen, die
Betriebsweise der Verbraucherseite system-
dienlich zu steuern.

Netzentgelt-Preissignale miissten vom Uber-
tragungs- bzw. vom Verteilnetzbetreiber fest-
gelegt werden. Anders als bei einer Gebots-
zonenteilung konnten die Netzbetreiber
damit auch Engpdssen im Verteilnetz begeg-
nen. Lokale und dynamische Netzentgelte
konnen folglich ein sinnvolles Element im
Marktdesign darstellen, um flexible Nach-
frage und dezentrale Assets zu steuern.

Um politische Akzeptanz fiir dieses Markt-
design-Element zu erlangen, sollten groBere
lokale Verteilungseffekte zwischen den Re-
gionen vermieden werden. Hierzu konnten
lokale und dynamische Netzentgelte wie
folgt ausgestaltet werden:

B Werden Netzentgelte in bestimmten
Stun-den vermindert, um einen Anreiz
zur zusdtzlichen Nachfrage zu setzen,
wird dies tiber hohere Netzentgelte in
den iibrigen Stunden innerhalb dersel-
ben Region ausgeglichen (und umge-
kehrt) [7].

B Alternativ konnte lediglich die zusatzli-
che Entnahme in entsprechenden Netz-
situationen iiber eine lokale Reduktion
der Netzentgelte beanreizt werden, ohne
dass ein Ausgleich erfolgt. Die im Ver-
gleich zu einem statischen Netzentgelt
anfallenden Mindereinnahmen werden
durch einen Zuschuss finanziert [8].

Damit lokale und dynamische Netzentgelte
eine signifikante Wirkung entfalten konnen,
miissten bestehende Sonderregelungen (ins-
besondere § 19 Abs. 2 StromNEV) iiber-
priift werden. Grundsitzlich wire fiir die
Umsetzung eine ausreichende Vorlaufzeit
notwendig - insbesondere aufgrund techni-
scher Herausforderungen.

Reduktion kurzfristig auftretender
Netzengpasse - Verbindlichkeit
schaffen

Wie bereits erldutert, haben Marktteilnehmer
im aktuellen Marktdesign umfassende Hand-
lungsmaoglichkeiten. Insbesondere konnen sie
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kurzfristige Handelsgeschidfte am Intraday-
Markt abschlieBen sowie ihr Portfolio inner-
halb eines Bilanzkreises bis Echtzeit selbst
optimieren, ohne dabei die physikalischen
Restriktionen des Stromnetzes berticksichti-
gen zZu miissen.

Die daraus resultierenden kurzfristigen Netz-
engpdsse lieBen sich mithilfe einer Erweite-
rung der bisherigen Redispatch-Eingriffs-
moglichkeiten reduzieren. Aktuell konnen
die Ubertragungsnetzbetreiber den Hand-
lungsspielraum einer Anlage nur dann be-
schranken, wenn sie auf Basis der gemelde-
ten Kraftwerkseinsatzplanung ein von der
Anlage ausgehendes Systemsicherheitsrisiko
feststellen und eine entsprechende Redis-
patch-MaBnahme anweisen. Den Handlungs-
spielraum einer Anlage ohne eine solche Re-
dispatch-MaBnahme einzuschrinken, erfolgt
aktuell nur in Ausnahmeféllen.

Sog. ,Feasibility Ranges®, die derzeit bei-
spielsweise in Italien genutzt werden, konn-
ten weitere Moglichkeiten erdffnen. Sie se-
hen vor, dass die Ubertragungsnetzbetreiber
den Handlungsspielraum relevanter Anla-
gen abhédngig von der jeweiligen Netzsituati-
on bereits im Vorfeld eingrenzen kénnen -
selbst wenn von der betroffenen Anlage auf
Basis der gemeldeten Kraftwerkseinsatzpla-
nung noch kein Systemsicherheitsrisiko aus-
geht.

Wie im Folgenden anhand von Abb. 4 erldu-
tert, konnte mit diesem Werkzeug sicherge-
stellt werden, dass sich die Anlagen mit ihren
Betriebsweisen im Bereich der technischen
Randbedingungen des Stromnetzes bewe-
gen. Dariiber hinaus konnten Feasibility Ran-
ges genutzt werden, um notwendige Redis-
patch-Potenziale zu sichern.

Ausgangslage ist eine Starklastsituation
mit hoher Windenergie-Einspeisung in Nord-
deutschland und einer moderaten Photovol-
taik-Einspeisung in Suddeutschland. Der
Ubertragungsnetzbetreiber erhilt nach dem
Day-Ahead-Stromhandel eine Meldung be-
ziiglich der Kraftwerkseinsatzplanung fiir
ein Gaskraftwerk im Norden. Fiir die vorge-
sehene Einspeisung von 50 MW stellt er im
Rahmen der folgenden Systemsicherheits-
analysen noch kein Risiko fest und greift
demnach nicht in den gemeldeten Fahrplan
ein.
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Aufgrund eines Prognosefehlers bricht in
dieser beispielhaften Situation ein Teil der
Photovoltaik-Einspeisung in Stiddeutsch-
land kurzfristig weg. Um sein Portfolio aus-
geglichen zu halten und keinen Ausgleichs-
energiepreis zahlen zu miissen, bezieht der
verantwortliche Direktvermarkter wenige
Minuten vor Echtzeit Energie vom Gaskraft-
werk. Aus dem gednderten Fahrplan des
Gaskraftwerks und der reduzierten Photo-
voltaik-Einspeisung resultiert ein kurzfris-
tig auftretender, unvorhergesehener Nord-
Stud-Engpass, der im Systembetrieb behoben
werden muss.

Hat der betroffene Ubertragungsnetzbetrei-
ber nicht gentigend Handlungsmoglichkeiten,
um solche echtzeitnahen Situationen beherr-
schen zu konnen, miissen diese - wie im Ab-
schnitt ,Dynamische Dimension der zukiinf-

tigen Herausforderungen im Engpassmanage-
ment“ beschrieben - priventiv geschaffen
werden. Dies geschieht beispielsweise durch
frithzeitiges Anfahren von Kraftwerken in
Teillast oder durch das , Freihalten“ von Sicher-
heitsmargen auf Netzelementen.

Mithilfe von Feasibility Ranges hitte der
Ubertragungsnetzbetreiber im zuvor beschrie-
benen Beispiel zuséatzlich die Moglichkeit, den
kurzfristig aufgetretenen Engpass bereits
praventiv zu vermeiden, indem er den Hand-
lungsspielraum des Gaskraftwerks friihzeitig
einschréankt. Der fiir die Photovoltaik-Anlage
verantwortliche Direktvermarkter konnte
sein Portfolio nach wie vor kurzfristig aus-
gleichen - allerdings nur unter der Voraus-
setzung, dass die technischen Randbedin-
gungen des Stromnetzes auch bei einem
angepassten Kraftwerkseinsatz eingehalten

Feasibility
Range
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werden. GroBflachig angewendet wiirde dies
dazu fiihren, dass etwa im sehr kurzfristigen
Intraday-Handel nur noch Flexibilitaten zur
Verfiigung stehen, die keine zuséatzlichen
Grenzwertverletzungen hervorrufen. Der
Markt ware so wieder im Einklang mit der
Physik.

Als Element des Marktdesigns konnten
Feasibility Ranges beispielsweise iiber eine
konkrete Adressierung in EnWG § 13a als
Standardwerkzeug eingefiihrt werden.

Reduktion kurzfristig auftretender
Netzengpéasse - dynamischen
Herausforderungen begegnen

Im heutigen Regelleistungsregime gibt es in
Deutschland lediglich regelzonenscharfe Ge-
bote. Damit ist beispielsweise in der Amprion-
Regelzone nicht differenzierbar, ob ein abge-
rufenes Gebot fiir Regelarbeit in Niedersachsen
oder im siidlichen Bayern auf das Ubertra-
gungsnetz wirkt. Auch wenn in Zukunft um-
fassende Flexibilitdts-Potenziale im Engpass-
management gesichert zur Verfligung stiinden,
eignet sich ein Regelleistungsregime mit einer
regelzonenscharfen Auflésung nicht fiir das
zukiinftige Energiesystem in Deutschland.

Wire im Stromnetz eine ortliche Differen-
zierung von Regelarbeit moglich, lieBen sich
diese Potenziale nutzen, um bei Prognoseab-
weichungen handlungsfahig zu sein. Erfor-
derlich wire dafiir entweder eine zusdtzliche
raumliche Segmentierung des Regelleistungs-
markts oder die Einfiihrung einer fakultati-
ven Ortsinformation fiir einzelne Regelar-
beitsgebote. Da der Einsatz von Regelreserve
marktbasiert erfolgt, wiirden in beiden Fillen
neben einer Erweiterung des Angebotsme-
chanismus selbst auch Konzepte benotigt, die
einem moglichen Missbrauch von Marktmacht
und Inc-Dec-Gaming-Problemen vorbeugen.

Zukunftige Redispatch-Potenziale
sichern

In den ndchsten Jahren entfillt weitere gesi-
cherte Leistung aus GroBkraftwerken. Umso
notwendiger wird es, zusatzliche schnell re-
agierende Potenziale fiir den Redispatch zu
sichern. Die Einfiihrung von Feasibility Ran-
ges und die Nutzung von Regelreserve fiir
den Redispatch wiirden dies unterstiitzen.

Dariiber hinaus wird es vor allem notwendig
sein, den Redispatch auf dezentrale Verbrau-

cher und Speicher zu erweitern. Derzeit wer-
den die Prozesse zum Abruf von Anlagen im
Verteilnetz zusammen mit den Verteilnetzbe-
treibern im Rahmen von Redispatch 2.0 wei-
terentwickelt. Mithilfe neuer Kommunikati-
onswege zwischen den Netzebenen konnten
Vorlaufzeiten dariiber hinaus reduziert und
so zusatzliche Redispatchpotenziale auch fiir
die kurze Frist erschlossen werden.

Unabhingig davon sind die Ubertragungs-
netzbetreiber darauf angewiesen, dass die
Marktteilnehmer verfiighare Redispatchpo-
tenziale moglichst vollstandig und verbind-
lich melden.

Zuriick zur Physik - es besteht
Handlungsbedarf

Unser Energiesystem wird zukiinftig von
wetterabhdngigen erneuerbaren Energien,
lastseitigen Flexibilitdten und Kraftwerken
als Backup-Kapazitaten gepragt sein. Hieraus
resultieren neue Herausforderungen fiir den
Netzbetrieb, insbesondere im Bereich des
Engpassmanagements. Um die Systemsicher-
heit auch in Zukunft so kosteneffizient wie
moglich gewéahrleisten zu konnen, sollte das
Marktdesign an die physikalischen Eigen-
schaften des zukiinftigen Energiesystems
angepasst werden. Hierzu bedarf es neuer
Marktdesign-Elemente wie etwa lokale Preis-
und Investitionssignale sowie Feasibility
Ranges. Sie setzen Anreize fiir Marktteilneh-
mer, die Physik des Stromnetzes bei Anpas-
sungen ihrer Stromproduktion bzw. -nach-
frage zu berticksichtigen.

Um die verbleibende Liicke zwischen Markt-
ergebnis und physikalischer Realitat zu
schlieBen, sind die Ubertragungsnetzbe-
treiber auf ausreichend kurzfristig und
langfristig verfiighare Handlungsmaglich-
keiten (insbesondere Redispatchpotenziale)
angewiesen. Die Einfiihrung der in diesem
Artikel beschriebenen Marktdesign-Ele-
mente kann dazu beitragen, die Systemsi-
cherheit im Sinne der Volkswirtschaft auch
in Zukunft moglichst kosteneffizient zu ge-
wéhrleisten.

Anmerkungen
[1] Von Sonderregelungen abgesehen und voraus-

sichtlich ebenfalls ab Ende 2025. Im Zuge der

anstehenden Zusammenfiihrung der Kapazitéts-
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berechnungsregionen Core und Italy-North wird
die Day-Ahead-Kapazitdtsherechnungsmethode
bis Anfang 2025 {iberarbeitet. In diesem Prozess
konnten sich Anderungen hinsichtlich der
Berticksichtigung interner Netzelemente ergeben.

[2] Die unter ,Dynamische Dimension der
zukiinftigen Herausforderungen im Engpassma-
nagement” beschriebenen kurzfristig auftreten-
den Redispatchbedarfe sind nicht Gegenstand der
Untersuchung. Die Studie ist einsehbar unter:
https://www.netztransparenz.de/de-
de/%C3%9Cber-uns/Studien-und-Positionspapie-
re/Studie-zum-beschleunigten-Kohleausstieg-
bis-2030 (Teilpaket 2).

[3] Aktuelle Entwicklungen zum EU Bidding Zone
Review sind auf der ENTSO-E Webeseite
abrufbar: www.entsoe.eu/network _codes/bzr

[4] www.amprion.net/strommarkt/systemmarkt

[5] https://www.netztransparenz.de/de-de/
Strommarktdesign/4%C3%9CNB-Studie-zur-
Ausarbeitung-eines-Kapazit%C3%A4tsmechanismus-
%C3%BCr-den-deutschen-Strommarkt

[6] https://publications.jrc.ec.europa.eu/repository/
handle/JRC137685

[7] Indieser Variante wiren die Netzentgelte in
nicht-engpassbehafteten Stunden in Nord- héher
als in Siiddeutschland. So kdnnte bewirkt werden,
dass die Hohe des jahrlichen Netzentgelts fiir eine
Bandlast unabhédngig vom Standort gleich ist.

[8] Damit konnten Netznutzer von der Einfiihrung
von lokalen und dynamischen Netzentgelten

ausschlieBlich profitieren.

F. Sapp, Dr. A. Maaz, A. Peters und Dr. K.
Flinkerbusch, Amprion GmbH, Dortmund
Kontakt: frederikpaul.sapp@amprion.net
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