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Einleitung

Die Energieversorgung soll umweltvertraglicher werden und dabei sicher und
kosteneffizient bleiben. Das energiepolitische Zieldreieck gibt die Richtung der deutschen
Energiepolitik vor. Der konkrete Umbau der Energieversorgung erfolgt auf der Grundlage des
Energiekonzeptes von 2010 und der Energiewendebeschliisse von 2011. Alle Parteien im
Deutschen Bundestag beflirworten die Energiewende. Die Bundesregierung hat die Ziele des
Energiekonzepts zuletzt im zweiten Monitoringbericht ,Energie der Zukunft® vom 8. April 2014
ausdricklich bekraftigt.

Quantitative Ziele leiten den mittel- und langfristigen Umbau des Stromsektors. Bis 2020
sollen die Treibhausgasemissionen um 40 Prozent gegentber 1990 und der
Primarenergieverbrauch um 20 Prozent gegentiber 2008 sinken. Die erneuerbaren Energien
sollen bis 2025 40 bis 45 Prozent und bis 2035 55 bis 60 Prozent zum Stromverbrauch
beitragen. Fir 2050 hat die Bundesregierung weitere Ziele gesetzt: Die
Treibhausgasemissionen sollen um 80 bis 95 Prozent gegentber 1990 und der
Primarenergieverbrauch um 50 Prozent gegenliber 2008 zurlickgehen. Gleichzeitig soll der

Anteil erneuerbarer Energien am Stromverbrauch auf mindestens 80 Prozent steigen.

In den kommenden Jahren durchliuft der Strommarkt eine Phase des Ubergangs. Die
Liberalisierung und der européische Binnenmarkt steigern die Effizienz des
Stromversorgungssystems und verringern durch Ausgleichseffekte den Bedarf an
Erzeugungskapazitaten im européischen Verbund. Der Abbau von Uberkapazitaten, der heute
zu beobachten ist, wird in den kommenden Jahren anhalten. Bis zum Ende des Jahres 2022
werden dariber hinaus rund 12 Gigawatt Kernkraftwerksleistung in Deutschland vom Netz
gehen. Gleichzeitig bewegen wir uns von einem Stromsystem, in dem regelbare Kraftwerke der
Stromnachfrage folgen, zu einem Stromsystem, in dem flexible Erzeuger, flexible Verbraucher
und Speicher auf das fluktuierende Stromangebot aus Wind und Sonne reagieren.

Der Strommarkt soll Erzeugung und Verbrauch weiterhin effizient synchronisieren. Er
soll dafiir sorgen, dass ausreichend Kapazitaten vorhanden sind, damit jederzeit ein Ausgleich
zwischen Angebot und Nachfrage mdglich ist (Vorhaltefunktion). Gleichzeitig muss er daftir
sorgen, dass diese Kapazitaten so eingesetzt werden, dass Erzeugung und Verbrauch jederzeit

im Gleichgewicht sind (Einsatzfunktion).

Heute gilt es, die beste Architektur fiir den Strommarkt der Zukunft zu finden. Im Kern
geht es um folgende Frage: Wie sollen das zukiinftige Marktdesign und der Ordnungsrahmen
fir den Stromsektor aussehen, um bei steigenden Anteilen von Wind- und Sonnenenergie eine

sichere, kosteneffiziente und umweltvertragliche Stromversorgung zu gewahrleisten?



Mit dem Griinbuch ,,Ein Strommarkt flir die Energiewende” will das Bundesministerium
far Wirtschaft und Energie (BMWi) eine strukturierte Diskussion und eine informierte
politische Entscheidung uber das zukiinftige Strommarktdesign erméglichen:

— Teil | analysiert die Funktionsweise und die Herausforderungen des Strommarktes
(Kapitel 1-3).

— Teil Il stellt MaBnahmen vor, die flr einen sicheren, kosteneffizienten und
umweltvertraglichen Einsatz der Erzeuger und flexiblen Verbraucher sorgen. Diese
MaBnahmen sind in jedem Fall sinnvoll (,Sowieso-MaBnahmen*). Neben dem
Strommarktdesign sind dabei auch die regulatorischen Rahmenbedingungen und
flankierende Instrumente, d.h. der gesamte Ordnungsrahmen fir den Stromsektor
relevant. Im Einzelnen betrifft das die Starkung der Preissignale auf dem Strommarkt
(Kapitel 4), den Netzausbau- und betrieb (Kapitel 5) sowie die Erhaltung einer
einheitlichen Preiszone (Kapitel 6), die europaische Integration des Strommarktes
(Kapitel 7) und MaBnahmen zur Erreichung der Klimaschutzziele (Kapitel 8).

— Teil lll diskutiert Lésungsansatze, die daflir sorgen, dass jederzeit ausreichend
Kapazitaten verfigbar sind. Dabei geht es um eine Grundsatzentscheidung:
Vertrauen wir auf einen optimierten Strommarkt (Strommarkt 2.0) oder fihren wir
zusatzlich einen zweiten Markt (Kapazitatsmarkt) far die Vorhaltung von Kapazitat ein
(Kapitel 9)? In beiden Féllen ist die Zusammenarbeit mit den européischen
Nachbarlandern wichtig (Kapitel 10). Die derzeitige Ubergangsphase ist zudem mit
Unsicherheit verbunden. Daher sollte die Stromversorgung mittels einer
Kapazitatsreserve abgesichert werden (Kapitel 11).

Dieses Griuinbuch eroffnet eine 6ffentliche Konsultation. Diese wird im Marz 2015
abgeschlossen. Der Konsultation wird Ende Mai 2015 ein WeiBBbuch mit konkreten MaBnahmen
folgen. Auch das WeiBBbuch wird 6éffentlich konsultiert werden (bis September 2015). Daran wird
sich die notwendige Gesetzgebung anschlieBen. Parallel fihrt das BMWi Gesprache mit
unseren Nachbarstaaten und der Européischen Kommission, da gemeinsame L6sungen im

Rahmen des européischen Binnenmarktes Kostenvorteile aufweisen.

Die Stellungnahmen zum Grinbuch kénnen bis zum 1. M&rz 2015 an folgende E-Mail-Adresse
geschickt werden: gruenbuch-strommarkt@bmwi.bund.de.
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TEIL I: DER STROMMARKT HEUTE UND MORGEN

Die folgenden drei Kapitel beschreiben die Funktionsweise des Strommarktes' (Kapitel 1),
analysieren die Herausforderungen, vor denen er steht, (Kapitel 2), und stellen dar, welche
Bedeutung die Flexibilisierung von Angebot und Nachfrage fiir den Strommarkt in Zukunft hat
(Kapitel 3).

Kapitel 1: Funktionsweise des Strommarktes

Der Strommarkt besteht aus verschiedenen Teilmérkten (1.1), die das Preissignal erzeugen, an
dem sich Erzeugung und Verbrauch ausrichten (1.2). Die Ubertragungsnetzbetreiber gleichen
unvorhersehbare Abweichungen mit Regelleistung aus (1.3). Das Bilanzkreis- und
Ausgleichsenergiesystem steuert die Synchronisierung (1.4). Das Zusammenspiel dieser
Mechanismen fihrt dazu, dass der Strommarkt Arbeit und Leistung vergutet (1.5). Die
Ubertragungsnetzbetreiber beheben Netzengpasse mittels Netzausbau und iibergangsweise
mithilfe von Redispatch-MaBnahmen (1.6).

1.1. Die Teilmarkte ermodglichen einen effizienten Stromhandel

Strom wird an der Bérse und auBerbdérslich gehandelt. An der Strombdérse — fiir
Deutschland der European Energy Exchange EEX in Leipzig und der European Energy
Exchange EPEX SPOT in Paris — werden standardisierte Produkte in einem transparenten
Verfahren ge- und verkauft. Uberwiegend schlieBen Unternehmen aber weiterhin direkte
Liefervertrage mit Stromerzeugern ab. Der Handel mit diesen auBerbdrslichen Liefervertragen
wird ,Over the Counter” (OTC) genannt.

Der Handel erfolgt am Termin-, Day-Ahead- und Intraday-Markt. Auf dem Terminmarkt
kénnen Unternehmen Lieferungen bis zu sechs Jahre im Voraus vereinbaren, wobei
insbesondere die jeweils drei ndchsten Jahre sehr liquide gehandelt werden. Die
entsprechenden Produkte heiBen an der Bérse ,Futures®, im OTC-Handel wird von ,Forwards®
gesprochen. Der Spotmarkt besteht aus dem Day-Ahead und dem Intraday-Markt. Auf dem
Day-Ahead-Markt werden die Stromlieferungen fir den kommenden Tag auktioniert. Anbieter
und Nachfrager mussen ihre Gebote jeweils am Vortag bis 12 Uhr abgeben. Je néher der
Zeitpunkt der vereinbarten Stromlieferung heranrlickt, umso besser kbnnen die Marktteilnehmer
die tatsachliche Einspeisung und den realen Verbrauch abschatzen. Um Fehlmengen oder
Uberschiisse so gering wie mdglich zu halten und die verfligbaren Erzeugungsanlagen

' Das Griinbuch behandelt die GroBhandelsmarkte fiir Strom, nicht die Vermarktung elektrischer Energie durch die
Energieversorgungsunternehmen (EVU) an die Endverbraucher.



kosteneffizient einzusetzen, kénnen die Marktteilnehmer daher nach Abschluss der Day-Ahead-
Auktion auf dem Intraday-Markt sehr kurzfristig mit Strommengen fir Zeitspannen von
Viertelstunden bis Stundenblécken handeln. An der Bérse endet der Intraday-Handel 45
Minuten vor der Lieferung (,Gate closure®). OTC kénnen Unternehmen bis 15 Minuten vor der

Lieferung handeln.

Abbildung 1. Zeitliche Darstellung der Teilmarkte in Deutschland

Abbildung 00: Grafik Uberschrift
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Der deutsche Strommarkt ist mit den Strommarkten von 15 Nachbarstaaten® gekoppelt.
Der Bérsenpreis am Day-Ahead-Markt wird flr die gekoppelten Markte gemeinsam ermittelt.
Dabei geben Stromanbieter und —nachfrager ihre Gebote in ihren jeweiligen nationalen Day-
Ahead-Marktzonen® ab. In einem iterativen Prozess wird dann die Stromnachfrage in der
Marktzone durch die gunstigsten Stromangebote aus allen Marktgebieten bedient, bis die
Verbindungen zwischen den Marktzonen (Grenzkuppelstellen) ausgelastet sind. Solange die
Grenzkuppelstellen ausreichen, gleichen sich die Preise in den Marktgebieten an. Durch die
Marktkopplung wird die nationale Stromnachfrage durch das international glinstigste Angebot
gedeckt. Dies fuhrt dazu, dass insgesamt weniger Kapazitaten zur Deckung der Nachfrage
noétig sind (siehe Kapitel 2.1).

2 Deutschland und Osterreich verfiigen (iber eine gemeinsame Gebotszone. Direkt gekoppelt tiber einen
gemeinsamen Market Clearing Algorithmus ist Deutschland mit den nordischen Staaten (Danemark, Finnland,
Norwegen, Schweden), mit GroBbritannien und den anderen Staaten Zentralwesteuropas (Belgien, Frankreich
Luxemburg, Niederlande) sowie indirekt mit den baltischen Staaten und Polen, die Uber einen gemeinsamen Market
Coupling Algorithmus mit dem nordischen Markt gekoppelt sind.

® Auch Preis- bzw. Gebotszone genannt.



1.2. Die Strompreissignale steuern Erzeuger und Verbraucher

Der Boérsenpreis ergibt sich als Schnittpunkt von Angebot und Nachfrage. Am Strommarkt
kommen zuerst die Erzeugungsanlagen mit den geringsten variablen Kosten zum Zug (,Merit-
Order”). So werden die Kosten der Stromversorgung minimiert. In der Regel entspricht der
Bdérsenpreis fur Strom den variablen Kosten der teuersten Erzeugungsanlage im Einsatz. Diese
Anlage wird als ,Grenzkraftwerk” bezeichnet. Der Bérsenpreis wird dann auch
Grenzkostenpreis genannt.

Erzeugungsanlagen, deren variable Kosten geringer sind als die variablen Kosten des
Grenzkraftwerks, konnen Deckungsbeitrage erzielen. Liegen die variablen Kosten eines
Kraftwerks unterhalb der Kosten des Grenzkraftwerks, erwirtschaftet dieses Kraftwerk eine
Marge. Aus dieser Marge kdnnen Fixkosten der Anlage (wie Personal- und Kapitalkosten)
bedient werden (Deckungsbeitrag). Die variablen Kosten eines Kraftwerkes hangen
hauptséachlich von den Brennstoffkosten, dem Wirkungsgrad der Anlage oder den CO,-Kosten
ab. Derzeit erwirtschaften in Deutschland Windkraft- und Photovoltaik-Anlagen (Grenzkosten
nahe Null), Kern- und Kohlekraftwerke sowie die Mehrzahl der Steinkohle- und der
Gaskraftwerke mit Kraft-Wéarme-Kopplung in vielen Stunden des Jahres Deckungsbeitrage.

Setzen die Stromnachfrage oder Erzeuger, die ihre Fixkosten einpreisen, den
Strommarktpreis, kbnnen auch sehr teure Grenzkraftwerke Deckungsbeitrage erzielen.
Wenn die Grenzen der verfligbaren Erzeugungskapazitaten erreicht werden, kann der
Ausgleich von Angebot und Nachfrage entweder durch Lastmanagement oder die letzte
Erzeugungseinheit erfolgen. Dann kann der Grenzkostenpreis Uber die variablen Kosten der
teuersten Erzeugungsanlage steigen. In diesen Situationen erfolgt die Preisbildung auf Basis
der Zahlungsbereitschaft der Verbraucher (Lastmanagement) oder durch Erzeuger, die ihre
Fixkosten einpreisen. So sind Verbraucher, die aus dem Strom einen hohen Nutzen ziehen,
bereit, in einzelnen Stunden hohe Preise zu zahlen. Diese Preise kdnnen Uiber den variablen
Kosten des Grenzkraftwerks liegen. Wenn der Preis den Nutzen Ubersteigt, kbnnen
Verbraucher ihren Strombezug freiwillig reduzieren. Bereits am Terminmarkt gekaufter Strom
kénnte in diesem Fall gewinnbringend weiterverkauft werden. Diese Preissetzung wird auch als

.peak-load pricing* bezeichnet.



1.3. Die Regelleistung gleicht unvorhersehbare Abweichungen kurzfristig aus

Es muss zwischen dem kommerziellen Marktergebnis, d.h. dem Ausgleich zwischen
Angebot und Nachfrage, und dem physikalischen Gleichgewicht von Erzeugung und
Verbrauch unterschieden werden. Wenn der Stromhandel ein Marktergebnis erzielt, bei dem
Angebot und Nachfrage an den Stromteilmarkten ausgeglichen sind, bedeutet dies nicht
automatisch, dass auch die physikalische Stromerzeugung und der Stromverbrauch im
Gleichgewicht sind. Eine Abweichung zum kommerziellen Marktergebnis kann beispielsweise
auftreten, wenn die tatsachliche Einspeisung oder der tatsachliche Verbrauch durch
unvorhersehbare Ereignisse (wie Kraftwerksausfélle, veranderte Witterungsbedingungen oder
einen kurzfristig veranderten Verbrauch) von den Prognosen, die dem Stromhandel zu Grunde
lagen, abweichen.

Regelleistung gleicht unvorhersehbare Abweichungen aus. Um das physikalische
Gleichgewicht zwischen Erzeugung und Verbrauch zu sichern, beschaffen die
Ubertragungsnetzbetreiber Regelleistung. Sie berechnen, welche Leistung sie fiir die
Systemsicherheit benétigen. Uber Ausschreibungen am Regelleistungsmarkt erwerben sie die
entsprechenden Kapazitaten und damit die Mdglichkeit, Erzeugung oder Verbrauch kurzfristig
anzupassen. Dabei unterscheiden Ubertragungsnetzbetreiber zwischen drei Arten von
Regelleistung: Primarregelleistung muss innerhalb von 30 Sekunden nach Anforderung
vollstéandig zur Verfligung stehen, Sekundarregelleistung innerhalb von finf Minuten und
Minutenreserve (Tertidrregelleistung) innerhalb einer Viertelstunde. Die
Ubertragungsnetzbetreiber unterscheiden auBerdem positive und negative Regelleistung.
Positive Regelleistung wird durch héhere Erzeugung oder geringeren Verbrauch erbracht.
Negative Regelleistung wird hingegen durch geringere Erzeugung oder héheren Verbrauch
erbracht.

1.4. Das Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem steuert die Synchronisierung

Das Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem ist das zentrale Instrument fiir die
Synchronisierung. Zusammen mit der Regelleistung sorgt das Bilanzkreis- und
Ausgleichsenergiesystem daflr, dass genau so viel Strom in das Stromnetz eingespeist wird,
wie gleichzeitig aus diesem entnommen wird. Es umfasst insbesondere die Pflichten, alle
Erzeuger und Verbraucher in Bilanzkreisen zu erfassen (Bilanzkreispflicht), auf Basis von Last-
und Erzeugungsprognosen ausgeglichene Fahrplane anzumelden und einzuhalten (Pflicht zur
Bilanzkreistreue) sowie unvorhergesehene Fahrplanabweichungen durch Ausgleichsenergie

abzurechnen (Ausgleichsenergie-System).



Der Ausgleich zwischen Erzeugung und Verbrauch wird tiber Bilanzkreise abgerechnet.
Ein Bilanzkreis ist ein virtuelles Energiemengenkonto, gefihrt von einem
Bilanzkreisverantwortlichen. Ein Bilanzkreis umfasst beispielsweise die Kraftwerke eines
Kraftwerksbetreibers oder die gesamte Erzeugung und Gesamtnachfrage eines
Energieversorgers. Es gibt zudem reine Handelsbilanzkreise, die nur gehandelte Strommengen
umfassen. Jeder Erzeuger und jeder Verbraucher in Deutschland ist in einem Bilanzkreis
erfasst. Die Bilanzkreisverantwortlichen melden im Rahmen der Fahrplananmeldung fir jede
Viertelstunde des Folgetages an, wie viel Strom sie mit welcher Erzeugungsanlage in das Netz
einspeisen oder an welchem Netzanschlusspunkt sie Strom aus dem Netz entnehmen wollen.
Die Fahrplane umfassen auch den geplanten Stromaustausch mit anderen Bilanzkreisen
geman den Ergebnissen des Strommarktes.

Der zentrale Anreiz dafiir, Erzeugung und Verbrauch zu synchronisieren, sind die
Ausgleichsenergiekosten. Der Einsatz von Regelleistung zum Ausgleich physikalischer
Abweichungen zwischen Erzeugung und Verbrauch stellt sicher, dass die Differenzen zwischen
Fahrplananmeldung und Ist-Zustand im Saldo Uber die gesamte Regelzone ausgeglichen
werden. Diese Kosten flr den Einsatz der Regelleistung werden Uber das
Ausgleichenergiesystem abgerechnet. D.h. weicht ein Bilanzkreis im Saldo von seinem
Fahrplan ab, muss er die Kosten fir den Einsatz der Regelleistung tragen. Die
Ausgleichsenergiekosten sollen so wie eine Strafzahlung fiir Abweichungen vom angemeldeten
Fahrplan wirken. Sie sind der zentrale Anreiz dafiir, Bilanzkreise auszugleichen.

1.5. Der Strommarkt vergutet Arbeit und Leistung

Der Strommarkt vergiitet neben der Arbeit auch Leistung. Arbeit umfasst die bereitgestellte
Energie (man spricht dann von Kilowatt- oder Megawattstunde). Leistung beschreibt die
Erzeugungs-Kapazitat und damit die Méglichkeit zur Energiebereitstellung (man spricht dann
von Kilo- oder Megawatt). An den Spotmarkten wird explizit nur elektrische Arbeit gehandelt.
Daher wird oft vom ,Energy only Markt“ (EOM) gesprochen. Implizit vergltet der Strommarkt
Leistung auf Terminmarkten, Spotmérkten (insbesondere in Form der in Kapitel 1.2
beschriebenen Deckungsbeitrage) und in Strombezugsvertragen. Explizit vergltet der
Strommarkt Leistung beispielsweise auf dem Regelleistungsmarkt, in Optionsvertragen oder
Absicherungsvertragen.

Mit der elektrischen Arbeit wird implizit immer auch die dafur erforderliche Leistung
gehandelt und vergiitet. Die impliziten Vergitungen von Leistung resultieren aus dem
Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem (siehe Kapitel 1.4) sowie den unbedingten
Lieferverpflichtungen fir die gehandelte Arbeit. Die Versorger sind verpflichtet, ihre
Lieferverpflichtungen fir die gehandelte Arbeit zu erflllen. Daflir missen sie entsprechende



Kapazitaten vorhalten oder kontrahieren. Bei Abweichungen missen sie
Ausgleichsenergiekosten zahlen. So entstehen bereits im heutigen Bilanzkreis- und
Ausgleichsenergiesystem Anreize, ausreichend Kapazitdten von Erzeugungsanlagen oder
flexible Leistung von Verbrauchern fur die Erfullung der Lieferverpflichtungen vorzuhalten (siehe
Frontier/Formaet 2014 und r2b 2014) sowie die Preis- und Mengenrisiken abzusichern (r2b
2014). In Zeiten von Uberkapazitaten ist diese implizite Vergiitung von Leistung gering. Sie
steigt, je knapper die Kapazitaten am Strommarkt sind.

1.6. Redispatch ist die Antwort auf Netzengpasse

Netzengpéasse behindern den Stromtransport zwischen Erzeugern und Verbrauchern.
Innerhalb Deutschlands wird Strom zunehmend in Windkraftanlagen im Norden und Osten der
Republik erzeugt. Zahlreiche Lastzentren aber liegen Gberwiegend im Stiden und Westen
Deutschlands. Ohne ausreichenden Netzausbau kénnen sich die existierenden Netzengpasse
zwischen Norden und Siden weiter verschérfen (siehe auch Kapitel 5 und 6).

Bei Netzengpassen passen die Ubertragungsnetzbetreiber die Fahrweise von
Kraftwerken an. Die Ubertragungsnetzbetreiber errechnen unter anderem auf Basis der
Fahrplananmeldungen die voraussichtlichen Stromfllisse durch die Leitungen des
Ubertragungsnetzes. Erwarten sie auf der Grundlage dieser Lastflussberechnung
Netzengpasse oder netzkritische Situationen, kénnen sie Kraftwerke, Wind- und Solaranlagen
anweisen, ihre geplante Stromproduktion anzupassen, um diese Engpasse gezielt zu
vermeiden. Dieses Verfahren wird Redispatch genannt (siehe Kapitel 5).

Redispatch kann auch bei Netzengpéassen einen sicheren Netzbetrieb gewahrleisten.
Ubertragungsnetzbetreiber weisen Stromerzeuger vor dem erwarteten Netzengpass an, die
Erzeugung in ihren Anlagen zu drosseln. Es werden zunéchst konventionelle Anlagen
angewiesen. Wenn dies nicht ausreicht, werden auch die Anlagen zur Stromerzeugung aus
erneuerbaren Energien abgeregelt. Hinter dem Netzengpass werden Kraftwerke hochgefahren,
um die gedrosselte Stromproduktion in gleicher Leistung zu ersetzen. Die Anlangenbetreiber
vor und hinter dem Netzengpass erhalten dafir eine finanzielle Kompensation. Die Kosten des
Redispatches werden Uber die Netzentgelte auf die Stromkunden umgelegt. Im Jahr 2013
betrugen sie in Deutschland 115 Million Euro (BMWi 2014).
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Kapitel 2: Herausforderungen

In den kommenden Jahren durchlauft der Strommarkt eine Phase des Ubergangs (2.1).
Zentrale Aufgabe des Strommarktes ist es dabei, Versorgungssicherheit effizient zu
gewahrleisten und dafir Stromerzeugung und -verbrauch zu synchronisieren (2.2).
Mindesterzeugung im System kann eine sichere, kosteneffiziente und umweltvertragliche
Synchronisierung von Erzeugung und Verbrauch erschweren (2.3.).

2.1. Der Strommarkt befindet sich in den kommenden Jahren in einer Phase des

Ubergangs

Der Strommarkt ist liberalisiert. Bis 1998 hatten Stromversorger feste Versorgungsgebiete.
Stromversorgung und Netze waren zumeist in einer Hand. Diese Monopole wurden aufgeldst.

Wettbewerb sorgte dafiir, dass die Stromerzeugung und der Stromvertrieb effizienter wurden.

Die europaischen Markte sind weitgehend gekoppelt und wachsen weiter zusammen. Die
Kopplung der nationalen Strommarkte ist ein zentrales Element zur Vollendung des
europaischen Binnenmarktes. In gekoppelten Markten wird Strom unter Berlicksichtigung der
verfligbaren Ubertragungskapazitaten gleichzeitig gehandelt. Damit kdnnen
Erzeugungskapazitadten und Netze besser ausgenutzt werden (siehe Kapitel 1.1).

Die Liberalisierung der Strommarkte und der EU-Binnenmarkt fiir Elektrizitat tragen zu
den derzeit vorhandenen Uberkapazitaten bei. Der Wettbewerb und die Kopplung nationaler
Markte haben dazu geflihrt, dass Strom heute effizienter erzeugt und gehandelt wird und
weniger Kraftwerke benétigt werden. Damit sind Uberkapazititen entstanden. Diese wurden
durch den Zubau von erneuerbaren Energien, die Inbetriebnahme neuer fossiler Kraftwerke und
die Wirtschaftskrise in Europa, die zu einer unerwartet niedrigen Nachfrage gefthrt hat (CEPS
2014), verstarkt. Die Uberkapazitaten summieren sich gegenwértig auf rund 60 Gigawatt in dem
fir Deutschland relevanten Strommarkigebiet (siehe Kapitel 7).

Die Uberkapazititen und die niedrigen CO.-Preisen fiihren gegenwirtig zu niedrigen
GroBhandelspreisen. Diese entlasten einerseits die Stromverbraucher, die am
GroBhandelsmarkt einkaufen; andererseits verringern sie die Wirtschaftlichkeit von Bestands-
und Neubaukraftwerken und erhéhen den Férderbedarf flir erneuerbare Energien. Derzeit
werden zahlreiche Kraftwerke von ihren Betreibern stillgelegt. Dieser erforderliche
Marktbereinigungsprozess wird in den kommenden Jahren anhalten.

Viele Studien gehen davon aus, dass sich die Wirtschaftlichkeit der Kraftwerke
mittelfristig verbessert. Durch den Abbau von Uberkapazitaten wird sich das Preisniveau
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voraussichtlich stabilisieren (Frontier et al 2014, r2b 2014). Damit wird sich die Wirtschaftlichkeit
von Bestands- und Neubaukraftwerken, erneuerbaren Energien und Speichern verbessern.
Dies gilt insbesondere, wenn zukinftig die Stromnachfrage gelegentlich den Strommarktpreis
setzt (siehe ,peak load pricing“ in Kapitel 1.2.). Die Frage, ob ein optimierter Strommarkt daflr
sorgt, dass eine sichere Versorgung der Verbraucher stets gewéhrleistet ist, oder ob zusatzlich
ein Kapazitadtsmarkt eingefuhrt werden soll, wird in Teil 11l diskutiert.

In der ersten Phase der Energiewende hat sich der derzeitige Strommarkt grundsatzlich
bewahrt. In dieser Phase sind die erneuerbaren Energien auf einen Anteil von rund 25 Prozent
an der Stromerzeugung angewachsen. 2011 wurden acht Kernkraftwerke mit einer
Erzeugungskapazitat von insgesamt rund acht Gigawatt endgltig stillgelegt. Der Markt hat
dabei bemerkenswerte Anpassungsleistungen gezeigt. So haben beispielsweise Betreiber von
konventionellen Kraftwerken aufgrund entsprechender Preissignale ihre Betriebsweise in einem
Umfang an die zunehmend volatilere Residuallast angepasst, der vor wenigen Jahren fir
technisch unma@glich gehalten wurde. Gleichzeitig wurden Innovationen im Lastmanagement

erprobt.

Bis 2022 steigt Deutschland aus der Kernenergie aus. Bis 2022 werden hierdurch weitere
Erzeugungskapazitédten in Hé6he von rund 12 Gigawatt stillgelegt.

Erneuerbare Energien werden weiterhin im Rahmen des vom Erneuerbare-Energien-
Gesetz definierten Ausbaukorridors stark ausgebaut. Hierbei nehmen Windenergie und
Photovoltaik die tragende Rolle ein. Wind und Sonne sind die Energiequellen mit den gréBten
Potentialen und den geringsten Kosten. Sie sind jedoch dargebotsabhangig, das heil3t die
Stromproduktion hangt vom Wetter ab. Diese kann saisonal und tageszeitlich stark schwanken.

Der Bedarf an Grund- und Mittellastkraftwerken sinkt. Der Ausbau der erneuerbaren
Energien verandert die Anforderungen an den thermischen Kraftwerkspark. Der Gesamtbedarf
an fossilen Kraftwerken und insbesondere der Bedarf an Grund- und Mittellastkraftwerken sinkt,
wahrend der Bedarf an flexiblen Spitzenlasttechnologien und Lastmanagement steigt.

Der Strommarkt reagiert zunehmend flexibler auf das fluktuierende Stromangebot der
erneuerbaren Energien; groBere Verbraucher werden zunehmend aktiv am Strommarkt
teilnehmen (Lastmanagement). Wir bewegen uns von einem Stromsystem, in dem regelbare
Kraftwerke der Stromnachfrage folgen, zu einem Stromsystem, in dem flexible Erzeuger,
flexible Verbraucher und Speicher zunehmend auf das fluktuierende Stromangebot aus Wind
und Sonne reagieren. Dieser Ubergang wird in den n&chsten Jahren stattfinden.
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2.2. Synchronisierung: Eine Aufgabe, zwei Funktionen

Der Strommarkt hat im Kern eine Synchronisierungsaufgabe. Elektrische Energie kann im
Stromnetz nicht gespeichert werden. Der Strommarkt muss dafiir sorgen, dass jederzeit genau
so viel Strom in das Stromnetz eingespeist wird, wie gleichzeitig aus diesem entnommen wird.
Um diese Synchronisierungsaufgabe zu erflllen, hat der Strommarkt zwei zentrale Funktionen:
eine Vorhalte- und eine Einsatzfunktion.

Der Strommarkt hat zum einen eine Vorhaltefunktion (ausreichende Kapazitaten): Damit
jederzeit ein Ausgleich zwischen Angebot und Nachfrage méglich ist, missen ausreichend
Kapazitaten — d.h. Erzeuger oder flexible Verbraucher — am Markt vorhanden sein. Preissignale
mussen daflr sorgen, dass die Marktakteure den entsprechenden effizienten Technologiemix
aus flexiblen Erzeugern und flexiblen Verbrauchern bereitstellen und rechtzeitig in neue
Kapazitaten auf der Erzeugungs- oder Verbrauchsseite (Lastmanagement) investieren. Die
Marktakteure nutzen fir ihre Investitionsentscheidungen in die Zukunft gerichtete
Marktpreisprognosen und Preisnotierungen im Terminmarkt und. Lassen diese erwarten, dass
sich Investitionen rentieren, liegt eine wesentliche Voraussetzung flr eine positive

Investitionsentscheidung vor.

Kurz- bis mittelfristig sind ausreichend Kapazitaten vorhanden. Die bestehenden
Kapazitaten kénnen in den kommenden Jahren eine sichere Versorgung der Verbraucher mit
Strom gewahrleisten (UNB 2013; r2b 2014; Frontier et al 2014; siehe auch Kapitel 9). Die
derzeit zu beobachtenden niedrigen GroBhandelspreise unterstreichen die Tatsache, dass es
gegenwartig erhebliche Uberkapazitaten gibt. Die teilweise angekiindigten oder bereits
realisierten Stilllegungen von Kraftwerken sind ein Zeichen daflr, dass der Strommarkt die
richtigen Signale aussendet. Uberkapazitdten miissen abgebaut werden.

Wie der Strommarkt auch langfristig fiir ausreichende Kapazititen sorgen soll, um die
Vorhaltefunktion zu erfiillen, wird gegenwartig diskutiert. Die Frage, ob der Strommarkt
ausreichend Kapazitaten anreizt, um eine sichere Versorgung der Verbraucher zu

gewahrleisten, oder ob zusétzlich ein Kapazitatsmarkt nétig ist, wird in Teil lll diskutiert.

Der Strommarkt hat zum anderen eine Einsatzfunktion. Stromerzeugung und -verbrauch
mussen jederzeit im Gleichgewicht sein. Es reicht daher nicht, dass technisch ausreichend
Kapazitaten (installierte Leistung von Erzeugungsanlagen und flexible Leistung von
Verbrauchern) vorhanden sind. Fiir eine sichere Versorgung muss der Strommarkt durch
Preissignale auch jederzeit dafiir sorgen, dass die vorhandenen Kapazitaten im erforderlichen
Umfang (d.h. in H6he des zu erwartenden Verbrauchs) kontrahiert und tatséchlich eingesetzt

werden. Die Frage, welche MaBnahmen fir einen sicheren, kosteneffizienten und
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umweltfreundlichen Einsatz der Erzeuger und flexiblen Verbraucher nétig sind, wird in Teil Il
diskutiert.

Kapazitaten sind eine notwendige, aber keine hinreichende Bedingung fur

Versorgungssicherheit.

Beispiel 1: Februar 2012 in Deutschland. Die Versorgungssituation war stundenlang
angespannt, obwohl technisch ausreichend Kapazitaten vorhanden waren. Uber mehrere
Stunden konnte das System nur mit Hilfe eines hohen Regelleistungseinsatzes und weiterer
kurzfristig aktivierbarer Reserven stabil gehalten werden. Die Ursache hierflr waren
systematisch unterdeckte Bilanzkreise: eine groBBe Zahl von Bilanzkreisverantwortlichen hatte
zu wenig Strom am Markt beschafft, um den tatsachlichen Verbrauch in ihren Bilanzkreisen zu
decken. Dieses Beispiel verdeutlicht, wie wichtig die Einsatzfunktion des Strommarktes,
insbesondere die richtigen Anreize des Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem und der
Abbau von méglichen Hemmnissen, fur die Versorgungssicherheit sind.

Beispiel 2: 7. Januar 2014 in den USA. Es gab an der Ostklste der USA im Stromnetz von
PJM* eine sehr kritische Versorgungssituation, obwohl durch den dortigen Kapazitatsmarkt
mehr als genug Erzeugungskapazitaten vorgehalten wurden. An diesem Tag standen mehr als
40 Gigawatt oder 22 Prozent der Erzeugungskapazitat dem GroBhandelsmarkt nicht zur
Verfligung, als sie dringend gebraucht wurden. Der Grund daflr war, dass diese Anlagen
keinen ausreichenden Anreiz hatten, auch einsatzbereit zu sein und tatséchlich eingesetzt zu
werden. PJM hat daher angekindigt, das Regelwerk fir den Strommarkt zu Gberarbeiten (PJM
2014).

Die Synchronisierung von Erzeugung und Verbrauch muss auch in den zwei
Extremsituationen, hohe und niedrige Residuallast, funktionieren. Die Residuallast ist der
Stromverbrauch, der nicht durch erneuerbare Energien gedeckt werden kann, sondern durch
konventionelle Kraftwerke, Stromimporte oder Speicher gedeckt werden muss. Es kdnnen zwei

Extremsituationen auftreten:

1. Maximale Residuallast: Die Stromnachfrage ist hoch und es wird gleichzeitig wenig
Wind- und Sonnenstrom produziert. Dies kann an einem kalten, windstillen Winterabend

vorkommen.

* PUM ist ein regionales Ubertragungsnetz in den USA. Es umfasst die US-Bundesstaaten Delaware,
llinois, Indiana, Kentucky, Maryland, Michigan, New Jersey, North Carolina, Ohio, Pennsylvania,
Tennessee, Virginia, West Virginia und District of Columbia.
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2. Minimale Residuallast: Die Stromnachfrage ist gering und es wird gleichzeitig viel
Wind- und Sonnenstrom produziert. Dies kann an einem windigen und/oder sonnigen

Wochenend- oder Feiertag vorkommen.

Abbildung 2: Beispiele fiir Situationen mit hoher und niedriger Residuallast

Hohe Residuallast: Niedrige Residuallast:
hohe Stromnachfrage, wenig Wind- und Sonnenstrom geringe Stromnachfrage, viel Wind- und Sonnenstrom
Residuallast in GW Residuallast in GW

90
80

- A i

60
50 /\/
40

30

m___ : _ —‘.‘ &‘

0 ! : . .
10.12.2013 11.12.2013 12,12.2013 13.12.2013 15.6.2013 16.6.2013 17.6.2013

m— Biomasse | gufwasser — w—\Wind Selar Konventionelle Kraftwerke e Strormverbraech

Guelle: Connect Energy Economics

Beide Extremsituationen stellen den Strommarkt vor Herausforderungen, die er sicher
und kosteneffizient bewaltigen muss. In Zeiten hoher Residuallast (hohe Stromnachfrage,
wenig Wind- und Sonnenstrom) missen flexible konventionelle Kraftwerke oder Stromimporte
aus dem Ausland die Nachfrage decken. Alternativ kénnen flexible Verbraucher ihre
Stromnachfrage reduzieren und z.B. bereits eingekauften Strom am Markt gewinnbringend
verkaufen. Bei geringer Residuallast (geringe Stromnachfrage, viel Wind- und Sonnenstrom)
sollen thermische Erzeuger herunterfahren, Exportmdéglichkeiten genutzt oder flexible
Verbraucher zugeschaltet werden. Auf diese Weise kann der ginstige Strom aus Wind- und
Sonnenenergie effizient und sicher in das System integriert werden. Nur selten auftretende
extreme Einspeisespitzen von Wind- und Sonnenenergie (,letzte kWh*) sollten abgeregelt
werden (siehe Kapitel 5).

Die Herausforderung der minimalen Residuallast wird mit steigenden Anteilen
erneuerbarer Energien groBer. Heute, bei einem Anteil erneuerbarer Energien von rund 25
Prozent am Stromverbrauch, betragt die minimale Residuallast ca. 15 Gigawatt. Der
Strommarkt ist damit weit entfernt von einem ,Uberschuss® erneuerbarer Energien. 2035 kénnte
die minimale Residuallast minus 25 Gigawatt betragen (Fraunhofer ISI 2014, siehe Abbildung 3

unten). In solchen Situationen reichen die Exportmdglichkeiten fir Strom in Nachbarmarkte
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voraussichtlich nicht mehr aus. Es ist deshalb wichtig, dass thermische konventionelle Erzeuger
im Inland ihre Erzeugungsleistung weitestgehend reduzieren (siehe 2.3) und flexible
Stromverbraucher in solchen Stunden ihre Nachfrage erh6hen kénnen. Zukiinftig werden diese
flexiblen Verbraucher voraussichtlich auch aus anderen Sektoren wie dem Warme- und dem
Verkehrssektor kommen (Sektorenkopplung, siehe Kapitel 3). Ferner werden Stromspeicher,
z.B. in Form von Pumpspeicherkraftwerken einen Beitrag zur Verstetigung der Residuallast

leisten, indem sie in Zeiten hoher Stromeinspeisung Strom entnehmen.
2.3. Konventionelle Mindesterzeugung kann die Synchronisierung erschweren

Bei geringer Residuallast (geringe Stromnachfrage, viel Wind- und Sonnenstrom) besteht
derzeit noch eine sehr hohe konventionelle Mindesterzeugung. Als Mindesterzeugung wird
hier die Stromproduktion bestimmter thermischer konventioneller Kraftwerke bezeichnet, die
auch noch bei geringer Residuallast und Bérsenpreisen von Null oder darunter erfolgt,
insbesondere weil sie fir die Systemsicherheit im Netzbetrieb (Regelleistung, Blindleistung,
Redispatch oder andere Systemdienstleistungen) erforderlich ist. Die Mindesterzeugung betragt
heute situationsabhangig bis zu 25 Gigawatt, was mehr als einem Drittel der durchschnittlichen
Last entspricht. Um die Versorgungssicherheit bei geringer Residuallast auch langfristig zu
gewahrleisten, sollte einerseits die Mindesterzeugung gesenkt werden und andererseits sollten
Erneuerbaren-Anlagen technisch weitgehend abregelbar sein, damit ein ,zu viel* an Strom
(Uberspeisung) vermieden werden kann (Ecofys/Consentec 2013).

Es gibt verschiedene Grinde, warum es derzeit zu Mindesterzeugung kommt.
Mindesterzeugung entsteht, wenn ein Kraftwerk Regelleistung (siehe Kapitel 4), Blindleistung
(siehe Kapitel 5) oder Warme (siehe Kapitel 8) bereitstellen muss. Wie Mindesterzeugung kann
auch die hohe Stromproduktion aus Braunkohle- und Kernkraftwerken bei geringer Residuallast
wirken; Ursache daflr sind unter anderem hohe An- und Abfahrtkosten und lange Anfahrdauer
von Braunkohle- und Kernkraftwerken. Auch fossile Eigenerzeugung kann wie
Mindesterzeugung wirken, wenn sie etwa wegen Privilegierungen bei der EEG-Umlage, den
Netzentgelten oder der Konzessionsabgabe nicht oder nur eingeschréankt auf das Preissignal
reagiert.

Die Mindesterzeugung kann bei hohen Anteilen von erneuerbaren Energien eine
kosteneffiziente und umweltvertragliche Synchronisierung von Erzeugung und
Verbrauch bei niedriger Residuallast erschweren. Eine weiterhin hohe Mindesterzeugung
wirde dann zu gréBeren Abregelungen von glinstigem Erneuerbaren-Strom und h&ufigeren
niedrigen bzw. sogar negativen Strompreisen fihren. Daher ist es sinnvoll, die

Mindesterzeugung schrittweise zu senken.
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Die Abregelung von Erneuerbaren-Anlagen ist keine sinnvolle Alternative zur Absenkung
der Mindesterzeugung. Eine mafBvolle Abregelung von Erneuerbaren-Anlagen in seltenen
Extremsituationen kann volkswirtschaftlich sinnvoll sein, beispielsweise weil Netzkapazitat und
Speicher fiir seltene Einspeisespitzen eingespart werden (siehe Kapitel 5). Die Abregelung ist
jedoch keine sinnvolle Alternative zur Absenkung der Mindesterzeugung. Bei umfangreicher
Abregelung kénnen héhere Kosten entstehen, als durch die Mindesterzeugung kraftwerkseitig
eingespart wirden. Die untenstehende Graphik verdeutlicht die Zusammenhénge an einem
Beispiel fur das deutsche Stromerzeugungssystem (ohne weitere Flexibilisierung von
Erzeugung und Nachfrage): Bei gleichbleibender Mindesterzeugung muissten bei 60 Prozent
Anteil erneuerbarer Energien 15 Prozent des Stroms aus erneuerbaren Energien exportiert oder
bei mangelnden Exportmdglichkeiten abgeregelt werden (Fraunhofer ISI 2014).

Abbildung 3. Auswirkung der Mindesterzeugung bei zunehmenden Anteilen erneuerbarer
Energien

Abbildung 00: Grafik Uberschrift
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Kapitel 3: Flexibilitat als eine Antwort

Dem Strommarkt stehen aus technischer Sicht ausreichend Optionen, sog. Flexibilitatsoptionen,
zur Verfigung, um Erzeugung und Verbrauch jederzeit zu synchronisieren (3.1). Aus Griinden
der Kosteneffizienz ist es erforderlich, Hemmnisse abzubauen und einen technologieneutralen

Wettbewerb der Flexibilitdtsoptionen untereinander méglich zu machen (3.2).
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3.1. Flexibilitatsoptionen

Das technische Potential der Flexibilitdtsoptionen ist weit groBer, als der tatsachliche

Bedarf. Es bestehen zahlreiche Optionen, um Erzeugung und Verbrauch jederzeit sicher,

kosteneffizient und umweltvertraglich zu synchronisieren. Dies gilt auch flr Zeiten maximaler

und minimaler Residuallast. Aus dem gro3en bestehenden Angebot fur Flexibilitat im

Strommarkt kénnen daher vorrangig die glnstigsten Optionen genutzt werden. Der Markt

entwickelt zudem kontinuierlich weitere Lésungen. Die Optionen lassen sich wie folgt

gruppieren (AG Interaktion 2012):

Flexible konventionelle und erneuerbare Erzeugung: Thermische konventionelle und
Bioenergie-Kraftwerke kénnen ihre Stromproduktion an die Schwankungen des
Verbrauchs und der Erzeugung von Windenergie- und Solaranlagen anpassen.
Windenergie- und Solaranlagen wiederum kénnen bei sehr geringer Residuallast oder
begrenzter Netzkapazitét ihnre Erzeugung verringern (Abregelung).

Flexible Nachfrage: Industrie, Gewerbe und Haushalte kénnen teilweise ihren
Stromverbrauch in Zeiten hoher Residuallast reduzieren und in Zeiten mit geringer
Residuallast verlagern. Es ist méglich, beispielsweise Warme, Kalte oder
Zwischenprodukte zu speichern oder Produktionsprozesse anzupassen. Bei geringer
Residuallast kann mit Strom auch direkt Warme erzeugt und damit Heizél bzw. Gas
eingespart werden. Auch Batterien von Elektroautos kénnen verstarkt in Situationen mit
niedriger Residuallast geladen werden.

Speicher wie Pumpspeicher und Batteriespeicher kénnen ebenfalls zum Ausgleich von
Erzeugung und Verbrauch beitragen, insbesondere zum Ausgleich der Schwankungen der
Residuallast. Zuséatzliche neuartige Speicher sind bislang in der Regel teurer als andere
Flexibilitdtsoptionen. Ein erstes wirtschaftliches Anwendungsfeld von neuartigen Speichern
kénnte bei Systemdienstleistungen liegen. Zuséatzliche neuartige Langzeitspeicher sind
voraussichtlich erst bei sehr hohen Anteilen erneuerbarer Energien erforderlich.

Leistungsfahige Netze: Gut ausgebaute Stromnetze ermdéglichen den Uberregionalen
Ausgleich der Schwankungen von Nachfrage, Wind und Sonne. Darlber hinaus kénnen bei
gekoppelten Markten auch die unterschiedlich verfliigbaren Technologien effizienter genutzt
werden (z.B. Wind und Sonne in Deutschland, Wasserkraftspeicher in den Alpen und in
Skandinavien). Netzausbau verringert auch den erforderlichen Umfang von Redispatch-
MaBnahmen und den Bedarf an netzstiitzenden Systemdienstleistungen.
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3.2. Wettbewerb der Flexibilitatsoptionen

Die verschiedenen Flexibilitatsoptionen sollten auch in Zukunft im Wettbewerb
gegeneinander antreten. Da das Potential an Flexibilitdtsoptionen so vielfaltig ist und weit
gréBer, als der tatsachliche Bedarf, und die Technologien zudem standig weiterentwickelt
werden, ist es nicht nétig, einzelne Technologien Uber die Forschungsférderung hinaus gezielt
zu férdern. Aus 6konomischer Sicht sollten sich die kostenglnstigen Lésungen in einem
technologieoffenen Wettbewerb ergeben. Der Markt muss dabei die richtigen Anreize zur
Entwicklung und Nutzung der Flexibilitdtsoptionen setzen.

Je breiter und direkter die Preissignale, desto geringer die Kosten. Die Kosten fir die
ErschlieBung der notwendigen technischen Potenziale sind umso geringer, je breiter und
direkter die Preissignale wirken. Die Preissignale aus den Stromméarkten (H6he und Volatilitat
der GroBhandelspreise, Preise am Regelleistungsmarkt, Opportunitatskosten im Wéarme- und
im Verkehrssektor) kdnnen auf diese Weise automatisch die jeweils kostenglnstigsten Option

anreizen.

Aufgrund verschiedener Hemmnisse im Energiemarktdesign erreicht das Preissignal des
Strommarkts derzeit jedoch einige Stromerzeuger und -verbraucher teilweise verzerrt;
z.B. innerhalb des Stromsektors durch die Struktur der festen Bestandteile der Strompreise und
an der Schnittstelle zum Warme- und Verkehrssektor. Diese FlexibilitAitshemmnisse missen
Uberprift und adressiert werden, damit das Marktpreissignal gestérkt wird (siehe Kapitel 4.3).

Beispiel fur verstarkte Marktpreissignale: Direktvermarktung Erneuerbarer
Energien

Das 2014 novellierte EEG verpflichtet Neuanlagen zur Direktvermarktung von Strom aus
erneuerbaren Energien. Anders als unter der festen Einspeisevergutung wirken sich bei der
gleitenden Marktpramie die schwankenden Marktpreise auf das Erzeugungs- und

Einspeiseverhalten der Erneuerbaren-Erzeuger aus.

Betreiber von Erneuerbare-Energien-Anlagen in der Marktpramie sind selbst fiir die
kurzfristige Prognose ihrer Produktion und den Ausgleich bei Abweichungen
verantwortlich. Damit Ubernehmen sie dieselbe Verantwortung wie konventionelle Kraftwerke.
Sie haben den Anreiz, die Methodik und Datengrundlage der Prognosen zu verbessern und

somit Abweichungen zu verringern bzw. mdglichst effizient auszugleichen.

Erneuerbare-Energien-Anlagen in der Marktpramie schalten bei moderat negativen
Preisen ab, sofern die technischen Voraussetzungen bereits gegeben sind. Sie tragen
damit zur Systemsicherheit bei und reduzieren die EEG-Umlage. Dass sie bei moderaten
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negativen Preisen zunachst weiterlaufen, ist sinnvoll. Geringe negative Preise bieten ein

Investitionssignal fur die Flexibilisierung von konventioneller Erzeugung und der Nachfrage.

Wenn die technischen Voraussetzungen erfillt sind, kbnnen Betreiber ihre Erneuerbare-
Energien-Anlagen in der Marktpramie zuséatzlich am Regelleistungsmarkt vermarkten
(siehe Kapitel 4.1). Insbesondere Biomasseanlagen erbringen zunehmend Regelleistung.
Zukunftig sollte die Teilnahme am Markt fir (negative) Regelleistung auch fir Wind- und
Photovoltaikanlagen méglich sein. Dadurch kénnte die Mindesterzeugung fossiler Kraftwerke

verringert werden.

Betreiber von Erneuerbare-Energien-Anlagen erhalten durch die Markt- und
Flexibilitatspramie einen Anreiz, ihre Anlagen méglichst bedarfsgerecht auszulegen.
Biomasseanlagen haben mit der Flexibilitatspramie einen Anreiz, ihre Anlagen flexibel
auszulegen und zukUnftig vor allem bei hohen Strompreisen einzuspeisen. Auch Wind- und
Photovoltaik-Anlagen kénnen z.B. durch Schwachwindturbinen oder Ost-West-Ausrichtung eine
gleichmaBigere Einspeisung erzielen und in Zeiten hoher Strompreise die hohe Nachfrage
besser decken.
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TEIL Il: MABNAHMEN FUR EINEN SICHEREN, KOSTENEFFIZIENTEN
UND UMWELTVERTRAGLICHEN EINSATZ ALLER ERZEUGER UND
VERBRAUCHER (,,SOWIESO-MARNAHMEN®)

Teil Il des Grunbuchs stellt MaBnahmen vor, die flr einen sicheren, kosteneffizienten und
umweltvertraglichen Einsatz der Erzeuger und flexiblen Verbraucher erforderlich sind. Diese
MaBnahmen betreffen den gesamten Ordnungsrahmen flir den Stromsektor. Relevant sind das
Marktdesign selbst ebenso wie die regulatorischen Rahmenbedingungen und flankierenden
Instrumente (Kapitel 4 bis 7). Die MaBnahmen sollten unabhangig von der Frage ergriffen
werden, ob ausreichend Kapazitdten vorhanden sind. Sie sollten “sowieso“ umgesetzt werden,

ungeachtet der im Teil Il beschriebenen Richtungsentscheidung zu Kapazitadtsmarkten.
Kapitel 4: Marktpreissignale fur Erzeuger und Verbraucher starken

Erzeuger und Verbraucher sollten auf das fluktuierende Stromangebot aus Wind und Sonne
zunehmend flexibel reagieren. Die Marktpreise signalisieren, welche Art von Flexibilitéat in
welchem Umfang bendtigt wird. Fir einen sicheren, kosteneffizienten und umweltvertraglichen
Einsatz der Flexibilitatsoptionen sollten die Marktpreissignale méglichst unverzerrt die Erzeuger
und Verbraucher erreichen und neue Markiteiinehmer ungehinderten Zugang zum Markt
erhalten (siehe Kapitel 3). Dieses Kapitel stellt MaBnahmen fir eine Stérkung der
Marktpreissignale  vor. Hierzu gehdéren die  Weiterentwicklung der  Spot-und
Regelleistungsmarkte (4.1.), die Starkung der Anreize zur Bilanzkreistreue (4.2) und die
Weiterentwicklung der Struktur der Entgelte, Umlagen und Abgaben (4.3).

4.1 Spot- und Regelleistungsmarkte weiterentwickeln

Kapitel 4.1 umfasst mdgliche Verbesserungen bei den Spotméarkten und den
Regelleistungsmarkten. Beide Teilmarkte wurden in der Vergangenheit bereits sinnvoll
weiterentwickelt. Dennoch besteht weiterhin Verbesserungspotenzial.

Den Wettbewerb auf den Day-ahead- und Intradaymérkten stdrken

Der Wettbewerb an den Spotmarkten ist bereits stark ausgepragt. Beim Handel am Day-
Ahead- und Intradaymarkt der Bérse EPEX SPOT trifft eine groBBe Anzahl von Nachfragern auf
eine grof3e Anzahl von Anbietern. In einem transparenten Verfahren sorgt die Bérse daflir, dass
jeweils die gunstigsten Angebote zuerst berlcksichtigt werden. Der Spotmarkt unterstitzt so

eine kosteneffiziente Synchronisation von Angebot und Nachfrage. Die Bérse hat das
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Produktdesign in den vergangenen Jahren erheblich weiterentwickelt und an die Bedlrfnisse
von Anbietern und Nachfragern angepasst.

Viertelstundenprodukte erleichtern die Integration erneuerbarer Energien. Seit 2011 bietet
die Bérse am Intradaymarkt die Mdglichkeit, viertelstlindliche Stromlieferungen zu handeln.
Zuvor war die kleinste Einheit eine Stunde. Diese Anderung hat den Wettbewerb gestarkt und
die Mdglichkeiten zur Vermarktung und Integration von erneuerbaren Energien sowie zur
Bewirtschaftung der Bilanzkreise verbessert. Erstens kénnen neue Anbieter wie beispielsweise
Speicher und Lasten diese kirzeren Produkte leichter bereitstellen. Zweitens andert sich
insbesondere die Einspeisung von Solarstrom morgens und abends innerhalb einer Stunde
erheblich. Viertelstundenprodukte kénnen diese Anderungen besser nachbilden. Drittens
kénnen  Bilanzkreisverantwortliche ihre Fahrpldane genauer einhalten, wenn sie
Fahrplanabweichungen im Viertelstunden- anstatt im Stundentakt ausgleichen. Damit sinken
auch Bedarf und Kosten fur die Regelleistungsbereitstellung. Es ist daher sehr zu begrifBen,
dass die EPEX SPOT ab Herbst 2014 eine weitere Handelsmdglichkeit fur
Viertelstundenprodukte einfuhrt: In einer Erdéffnungsauktion vor Beginn des Intradayhandels
sollen die 96 Viertelstunden des Folgetages simultan gehandelt werden kénnen.

Negative Preise senden wichtige Signale an die Marktakteure. Seit September 2008 |asst
die Strombdérse auf dem deutsch-Osterreichischen Day-Ahead Markt und seit 2007 auf dem
deutschen Intradaymarkt negative Preise zu (Epex Spot 2014). Negative und niedrige Preise
ermdglichen Kraftwerksbetreibern, in ihren Angeboten nicht nur die kurzfristigen Kosten der
Stromerzeugung, sondern auch die Abschaltkosten ihrer Kraftwerke zu berlcksichtigen. Bei
negativen Preisen entstehen far Strom produzierende Kraftwerksbetreiber Kosten (oder
zumindest entgangene Gewinne). Verbraucher wiederum erhalten Anreize, ihren
Stromverbrauch in Zeiten negativer Preise zu verlagern. Negative Preise steigern somit den
Anreiz, nicht notwendige Erzeugungskapazitdten tatsachlich von Netz zu nehmen und den
Stromverbrauch an das Stromangebot anzupassen. Sie geben so wichtige Investitionssignale
fur die Flexibilisierung von Erzeugern und Nachfragern (Energy Brainpool 2014a).

Die Borse prift weitere Verbesserungen des Produktdesigns. Das Preissignal fir
Flexibilitdt kann weiter gestarkt werden, wenn der kurzfristige Handel ausgeweitet oder das
Marktgebiet (z.B. Uber die EU-Marktkopplung) vergréBert wird. Beispielsweise kdnnte der
Handelsschluss am Intradaymarkt naher an den Lieferzeitpunkt gertckt werden: Kurzfristige
Prognosen der Last und der Produktion erneuerbarer Energien sind besser als Prognosen mit
langerer Vorlaufzeit. Liegt der Handelsschluss n&her am Lieferzeitpunkt, kénnte dies den
Regelleistungsbedarf verringern. Allerdings benétigen gleichzeitig die Netzbetreiber nach
Handelsschluss ausreichend Reaktionszeit, um die Systemstabilitat zu prifen und
gegebenenfalls erforderliche MaBnahmen rechtzeitig einzuleiten. Die Marktkopplung zwischen
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Deutschland und seinen Nachbarmarkten beruht bislang auf Stundenprodukten. Eine
Ausweitung auf Viertelstundenprodukte kénnte weitere Flexibilitadtspotenziale heben. Alle
Weiterentwicklungen muissen dabei im Einklang mit der EU-Binnenmarktintegration stehen und
die Systemstabilitdt gewahrleisten.

Néachster Schritt
Das Bundesministerium fur Wirtschaft und Energie wird die Marktkopplung der Spotmérkte im
Rahmen der Netzkodizes (siehe Kapitel 6) vorantreiben.

Mindesterzeugung und Kosten der Regelleistung senken

Die Regelleistungsmarkte miissen weiterentwickelt werden. Regelleistung gleicht
unvorhersehbare Abweichungen zwischen kommerziellen Marktergebnis sowie tatsachlicher
Erzeugung und Verbrauch aus. Damit sie auch in Zukunft die Versorgung kosteneffizient und
umweltvertraglich sichert, missen die Regelleistungsmarkte weiterentwickelt werden. Der
Strommarkt steht in diesem Zusammenhang vor drei Herausforderungen: Erstens steigt der
Regelleistungsbedarf mit dem Ausbau der erneuerbaren Energien voraussichtlich an. Dies
betrifft insbesondere Situationen mit hoher Einspeisung aus Wind und Sonne und geringer Last.
Zweitens soll die aktuell benétigte Mindesterzeugung konventioneller Kraftwerke gesenkt
werden (siehe Kapitel 3.2). Zu dieser tragt die Regelleistungsvorhaltung derzeit bei. Drittens
werden Regelleistungsmarkte starker auf europaischer Ebene harmonisiert und gekoppelt.

Technisch kénnen viele Anbieter Regelleistung bereitstellen. Neben den konventionellen
Kraftwerken und Pumpspeicherkraftwerken sind heute bereits teilweise Blockheizkraftwerke,
Netzersatzanlagen, GroBbatterien und flexible Verbraucher an den Regelleistungsmarkten
aktiv. Auch fernsteuerbare Wind- und PV-Anlagen sind technisch grundsatzlich in der Lage,

Regelleistung bereitzustellen.

Regelleistungsmarkte sollen Anbieter nicht diskriminieren. Alle Anbieter, die Regelleistung
zuverldssig anbieten kdénnen, sollen am Wettbewerb teilnehmen kénnen. Alternative Anbieter
sollten konventionelle Kraftwerke vor allem ersetzen kdénnen, wenn diese wegen hoher
Einspeisung erneuerbarer Energien nicht mehr zur Lastdeckung am Strommarkt bendtigt
werden (BDEW, BEE, VKU et al 2013). Die Systemstabilitat bleibt dabei oberstes Ziel.

Die Bundesnetzagentur hat viele Hemmnisse bereits abgebaut. Bereits im Jahr 2011 hat
die Bundesnetzagentur die  Ausschreibungsbedingungen der Regelleistungsmarkte
Uberarbeitet. Sie hat die Ausschreibungszeitrdume von Primé&r- und Sekundarregelleistung
verkirzt, die MindestangebotsgréBe bei allen drei Regelleistungsprodukten verkleinert und die
Md&glichkeiten fir Blockgebote bei der Minutenreserveleistung verbessert. Diese MaBnahmen
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haben den Wettbewerb erhéht. Die Zahl der praqualifizierten Anbieter stieg zwischen 2007 und
2014 bei der Priméarregelung von 5 auf 20, bei der Sekundarregelung von 5 auf 27 und im
Minutenreservemarkt von 20 auf 38 (50Hertz et al, 2014).

Weitere Anpassungen sollen den Wettbewerb und die Flexibilitit auf den
Regelleistungsmarkten starken. So kénnen beispielsweise Speicher, erneuerbare Energien
und Verbraucher Regelleistung generell leichter Gber kirzere Zeitrdume und mit kurzer
Vorlaufzeit bereitstellen. Priméarregelleistung wird bislang nur wéchentlich und jeweils fir einen
ganzen Tag ausgeschrieben. Die Sekundarregelleistung wird aktuell ebenfalls wéchentlich fir
Peak und Off-Peak-Zeiten ausgeschrieben. Off-Peak-Zeiten sind dabei am Wochenende sogar
bis zu 60 Stunden lang. Die Minutenreserve wird im Gegensatz dazu bereits arbeitstaglich in 4-
Stunden-Blécken ausgeschrieben. Die Ubertragungsnetzbetreiber bestimmen den Bedarf fiir
Sekundarregelleistung und Minutenreserve bislang quartalsweise. Sie legen auch die
Praqualifikationsbedingungen fest.

Es existieren konkrete Vorschlage zur Weiterentwicklung der Ausschreibungs- und
Praqualifikationsbedingungen. Experten und Marktakteure schlagen héaufig vor, die
Produktlange und Vorlaufzeiten zu verkirzen. Insbesondere sollen Sekundarregelleistung und
Minutenreserve kalendertaglich ausgeschrieben werden. Alternativ beziehungsweise zusatzlich
koénnte ein kurzfristiger Regelarbeitsmarkt oder ein Sekundarmarkt fir die Bereitstellung von
Regelleistung eingefihrt werden. Die Praqualifikationsbedingungen sollten so angepasst
werden, dass insbesondere Windenergieanlagen in Zukunft negative Regelleistung bereitstellen
kénnen. Experten und Marktakteure schlagen zudem vor, positive und negative
Priméarregelleistung separat auszuschreiben. Auch kénnte in Zukunft die ausgeschriebene
Menge fur Regelleistung an die jeweilige Einspeisung von Wind- und Sonnenenergie angepasst
werden (adaptive Bedarfsdimensionierung).

Nachste Schritte

- Das Bundesministerium fur Wirtschaft und Energie unterstitzt die Harmonisierung der
Regelleistungsmarkte auf europaischer Ebene im Rahmen der Netzkodizes (siehe auch
Kapitel 6).

- Die Bundesnetzagentur Uberpraft die Ausschreibungsbedingungen der
Regelleistungsmarkte, um den Wettbewerb zu starken. Dabei bleibt die Systemstabilitéat
oberstes Ziel.

- Die Bundesnetzagentur Uberpriift zusammen mit den Ubertragungsnetzbetreibern die
Mdéglichkeit einer situationsbasierten Ausschreibung von Regelleistung in Abhangigkeit der
Einspeisung von Wind- und Sonnenenergie. Zudem begleitet sie die Gesprache zwischen
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Ubertragungsnetzbetreibern und Anlagenbetreibern zur Anpassung der
Praqualifikationsbedingungen.

4.2 Bilanzkreisverantwortung starken

Das Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem spielt eine zentrale Rolle fir die
Synchronisierung von Erzeugung und Verbrauch. Die Bilanzkreisverantwortlichen sind
verpflichtet, jederzeit einen ausgeglichenen Bilanzkreis zu flhren (siehe Kapitel 2).

Unzureichende Anreize im Bilanzkreis- und Ausgleichsenergiesystem gefahrden die
Systemsicherheit. Schatzungen gehen davon aus, dass nur 30-50 Prozent der
Bilanzkreisverantwortlichen ihren Bilanzkreis aktiv am Intradaymarkt bewirtschaften (Energy
Brainpool 2014a). In der Folge wird der Systembetrieb unsicherer, weil strukturell zu viel
Regelleistung abgerufen wird. Damit besteht die Gefahr, dass die vorgehaltene Regelleistung
nicht zum Ausgleich zwischen Erzeugung und Verbrauch ausreicht. Zudem wird bei
unzureichender Bewirtschaftung von Bilanzkreisen relativ teure Regelenergie anstatt relativ

glnstiger Strom der Spotméarkte zum Ausgleich von Erzeugung und Verbrauch genutzt.

Die Bundesnetzagentur hat die Anreize zur Bilanzkreistreue bereits verbessert. Die
Ausgleichsenergiekosten fir die Uber- oder unterdeckten Bilanzkreise wirken grundsétzlich wie
eine Strafzahlung. Die Bundesnetzagentur hat das Ausgleichsenergiesystem zuletzt Ende 2012
bereits erheblich Uberarbeitet, um die Anreize zur Bilanzkreistreue zu erhéhen. Seitdem ist der
Ausgleichsenergiepreis (reBAP) an den Bodrsenpreis am Intradaymarkt gekoppelt. Dies soll
verhindern, dass es flr einen Bilanzkreisverantwortlichen gunstiger ist, Ausgleichsenergie zu
zahlen als die entsprechenden Strommengen am Intradaymarkt zu verkaufen oder zu kaufen.
Wenn mehr als 80 Prozent der in Deutschland kontrahierten Regelleistung eingesetzt wurde,
mussen Bilanzkreisverantwortliche zudem bei regelzonenbelastenden Bilanzkreisabweichungen
ihrer Fahrpléane eine Strafe zahlen. Diese Pdnale betrdgt mindestens das 1,5-fache des
Intraday-Preises. Da der maximale Intraday-Preis bei 10.000 Euro/MWh liegt, kann der
Ausgleichsenergiepreis somit schon heute mehr als 15.000 Euro/MWh betragen.

Wissenschaftler empfehlen, die Anreize fir Bilanzkreistreue zu prifen und zu starken
(vgl. Frontier et al (2014a), r2b (2014a), Connect (2014)). Ein zentraler Aspekt ist die Héhe der
Pénale fur Situationen, in denen bereits ein GroBteil der Regelleistung zum Ausgleich von
Erzeugung und Verbrauch eingesetzt wurde. Auch kénnten die Regelarbeitspreise in Zukunft
Uber ein Einheitspreisverfahren ermittelt werden. Bisher bekommen die Regelleistungsanbieter
bei Abruf ihrer Leistung eine Zahlung, die von ihrem jeweiligen Angebot abhangt (Pay-As-Bid-
Verfahren). Da die Ausgleichs-energiepreise auf Basis der Regelarbeitspreise berechnet
werden, kénnten damit auch die Anreize zur Bilanzkreistreue gestarkt werden. Zur Diskussion
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steht weiterhin die Modernisierung der Standardlastprofile. Uber diese Profile wird die
Nachfrage der Kunden geschétzt, deren Verbrauch nicht stiindlich gemessen wird.

Nachste Schritte

Die Bundesnetzagentur wird verstarkt die Einhaltung einer aktiven und ausgeglichenen
Bewirtschaftung aller Bilanzkreise durchsetzen. Sie wird die Wirkung des Bilanzkreis- und
Ausgleichsenergiesystems Uberwachen und es bei Bedarf anpassen.

4.3. Netzentgelte und staatlich veranlasste Preisbestandteile weiterentwickeln

Der GroBhandelspreis ist nur ein Teil der Stromkosten fiir Endverbraucher. Fir den
Stromverbrauch missen Endverbraucher verschieden weitere Kosten als fixe Preisbestandteile
tragen. Dazu gehéren unter anderem die EEG-Umlage, die Konzessionsabgabe sowie die
Mehrwert- und Stromsteuer. Zu den gréBeren Bestandteilen fir die Endverbraucher gehéren
auBerdem die Netzentgelte, die fur den Transport von Strom erhoben werden. Die Struktur
dieser strombezogenen Preisbestandteile ist zumeist historisch begrindet.

Diese Preisbestandteile sollen zukiinftig verstarkt eine flexible Reaktion von Erzeugern
und Verbrauchern ermdéglichen. Hierfiir muss ihre Struktur geprift und bei Bedarf
angepasst werden, ohne Begiinstigungen zu beeintrachtigen. Die derzeitige Struktur der
Netzentgelte und staatlich veranlassten Preisbestandteile schwacht die Signale des
GroBhandelsmarktes flr viele Erzeuger und Verbraucher. Einerseits ist ein GroBteil der
Zahlungen fir die Marktteiinehmer nicht beeinflussbar. Dies schwéacht generell das
Marktpreissignal, das bei Erzeugern und Verbrauchern ankommt. Anderseits kann die Struktur
dieser Preisbestandteile auch direkte Fehlanreize hinsichtlich der Flexibilisierung von Erzeugern
und Verbrauchern setzen. Dies kann innerhalb des Stromsektors der Nutzung von
Lastmanagement, Speichern und insbesondere dem flexiblen Betrieb von regelbaren
Eigenerzeugungsanlagen entgegenstehen. Zudem wird perspektivisch die flexible Nutzung von
Strom im Verkehrs- und Warmesektor gehemmt. Anderungen kénnten zusétzliche Flexibilitat

anreizen:

Beispiel 1: Industrieunternehmen konnten durch Lastmanagement ihre Stromkosten
senken. Viele GroBverbraucher betreiben heute schon Lastmanagement. Derzeit richten sie
ihre Aufmerksamkeit jedoch Uberwiegend auf die Minimierung der Netzentgelte oder die
Teilnahme an Regelleistungsmarkten (r2b 2014). Die Struktur der Netzentgelte verhindert heute
teilweise, dass sich Lastmanagement flr Industrieunternehmen lohnt. Aspekte, die im Bereich

der Netzentgelte der Flexibilitat entgegenstehen, umfassen:
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Die Leistungskomponente bezogen auf die individuelle Jahreshéchstlast kann der

Lasterh6hung bei niedriger Residuallast entgegenstehen: Fur leistungsgemessene Kunden
sind die Netzentgelte in eine Arbeits- und eine Leistungskomponente aufgeteilt (§ 17
Stromnetzentgeltverordnung, StromNEV). Die Netzentgelte von GroBverbrauchern mit
mehr als 2500 Benutzungsstunden pro Jahr enthalten eine hohe Leistungskomponente.
Das Jahresleistungsentgelt bestimmt sich Uber die individuelle Jahreshdchstlast (=
individuelle Nachfragespitze), selbst wenn diese nur einmal im Jahr und nicht im Zeitpunkt
der Spitze der systemweiten Residuallast auftritt. Dies kann eine gesamtwirtschaftlich
sinnvolle Lasterh6hung in bestimmten Situationen verhindern: Der betroffene Verbraucher
handelt gewinnmaximierend. Wenn ein zusatzlicher Verbrauch die individuelle
Jahreslastspitze anhebt, steigt das Jahresleistungsentgelt. Diese Netzentgelterhéhung
kann dann mdgliche Kostenvorteile durch eine flexible Stromnachfrage kompensieren.

Die derzeitige Ausgestaltung der Sondernetzentgelte kann GroBverbraucher von
Lastmanagement abhalten: Nach § 19 Absatz 2 Satz 2 StromNEV erhalten
GroBverbraucher mit mind. 7000 Benutzungsstunden (Quotient aus Jahresstromverbrauch

und Lastspitze) pro Jahr und einem Stromverbrauch von mind. 10 Gigawattstunden im Jahr
ein verringertes, individuelles Netzentgelt. Dies fihrt zu zwei Effekten:

= Erhéht ein GroBverbraucher seine Last, kénnen durch die hdhere Lastspitze die
Netzentgelte steigen, da die Benutzungsstunden nicht erreicht werden.

= Reduziert ein GroBverbraucher seine Last, verliert er gegebenenfalls seine
Netzentgeltreduzierung durch Unterschreiten der notwendigen Benutzungsstundenzahl.

Hoch- und Niedertarife bei reduzierten Netzentgelten setzen gegenlaufige Anreize zu den

Spotmarktpreisen: Bei atypischer Netznutzung sind Netzbetreiber verpflichtet, ihren Kunden

reduzierte Netzentgelte anzubieten. Dies betrifft Unternehmen, deren individuelle
Hochstlast zu anderen Zeiten als die Gesamthéchstlast auftritt. Die Regelung wird
allgemein Uber Hoch- und Niedertarife (HT-NT) umgesetzt. Damit sollten Netzbedlrfnisse
in einer von Grundlastkraftwerken gepragten Stromversorgung abgebildet werden. Der
Wandel der Stromversorgung fihrt jedoch dazu, dass die Zeitfenster fir HT-NT-Tarife nicht
mehr unbedingt mit den tatsdchlichen Netzerfordernissen und den jeweiligen

Spotmarktpreisen zusammenpassen.

Beispiel 2: Eigenerzeugungsanlagen koénnten direkt auf Preissignale reagieren.
Eigenerzeugung deckt derzeit etwa 10 Prozent des Stromverbrauchs, mit steigender Tendenz
(Energy Brainpool 2014b). Etwa 94 Prozent der Anlagen im Eigenverbrauch sind Kraftwerke
von Industriekunden, sechs Prozent sind Photovoltaik-Anlagen in Haushalten und Gewerbe
(Energy Brainpool 2014b). Der Einsatz dieser Anlagen erfolgt derzeit nicht immer effizient.

Hauptgrund dafir ist die Art und Weise, wie der Verbrauch von selbst erzeugtem Strom heute
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von der Belastung mit verschiedenen Preisbestandteilen befreit ist. Durch die Art der
Beglinstigung kann ein Anreiz bestehen, die Stromerzeugung weitgehend unabh&ngig vom
Bedarf im System zu optimieren. Die Betreiber der Anlagen richten die Erzeugung dann auf den
eigenen Verbrauch aus, statt sich am Marktpreis zu orientieren. Selbst bei leicht negativen
Bérsenstrompreisen kann es fir einen industriellen Eigenerzeuger glnstiger sein, Strom selbst
zu erzeugen, als seine Anlage herunterzufahren und Strom am Markt zu kaufen, da er fir den
eingekauften Strom Netzentgelte und staatlich verursachte Preisbestandteile entrichten musste.
Der Eigenerzeuger verbraucht also unter Umstanden fossile Brennstoffe, obwohl andernorts
Windenergie- oder Photovoltaikanlagen wegen niedriger Strompreise abgeregelt werden (siehe
auch Kapitel 2.2).

Beispiel 3: Perspektivisch konnten die Sektoren Strom, Warme und Verkehr starker
gekoppelt werden. Im zuklnftigen Energiesystem wird der Energieverbrauch im Strom-,
Warme- und Verkehrssektor viel starker als heute technisch und ékonomisch gekoppelt sein.
Zusétzlicher Stromverbrauch im Warme- und Transportsektor erleichtert die Integration von
Wind- und Solarstrom bei hoher Stromproduktion. Er erhdht den bisher geringen Anteil
erneuerbarer Energien im Warme- und Verkehrssektor und kann gleichzeitig den Strompreis bei
geringer Residuallast stabilisieren. Neue zuschaltbare Verbraucher sollten méglichst den Strom
effizient nutzen und die residuale Hoéchstlast am Strommarkt nicht erhéhen. Als zuschaltbare
Verbraucher eignen sich daher beispielsweise Warmepumpen und Elektroheizer, die mit einem
zweiten Heizsystem wie beispielsweise einem Erdgaskessel kombiniert sind. Diese kdnnen
ihren Betrieb flexibel an die Preissignale des Strommarktes anpassen. Im Vergleich zu den
genannten Technologien reagieren Nachtspeicherheizungen derzeit haufig noch inflexibel.
Tatsachlich kénnen sie im Winter tagsiber Strom zur Zeit der Hochstlast verbrauchen und
damit den Kraftwerksbedarf und die fossile Stromerzeugung erhdéhen (IZES 2013). Eine
Kopplung der Sektoren wird bisher doppelt gehemmt: Zum einen ist Strom durchschnittlich
héher belastet als Heiz6l oder Erdgas, zum anderen schwachen die genannten
Preisbestandteile die Markpreissignale ab.

Mogliche Ansatze zur Weiterentwicklung der Struktur der Netzentgelte und staatlich
verursachten Preisbestandteile umfassen:

1. Sonderregelungen anpassen: Sonderregelungen sollten so ausgestaltet sein, dass ein
flexibles Verhalten der Verbraucher (z.B. auf Grund des Bdrsenpreissignals) starker

ermdoglicht wird ohne Beglnstigungen zu beeintrachtigen.

2. Leistungspreise starken (kW statt kWh belasten): Netzentgelte und staatlich
verursachte Preisbestandteile kdnnen starker auf Basis von Leistung (kW) anstelle von
Arbeit (kWh) erhoben werden. Die Leistung kann am Netzanschluss oder an der
individuellen Jahreshéchstlast gemessen werden. Wenn sich die Preise an der GréBe des
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Netzanschlusses orientieren, missten Verbraucher nicht héhere Entgelte farchten, wenn
sie kurzzeitig ihre Nachfrage erhdhen.

3. Dynamisierung (Aufschlage prozentual statt fix ausgestalten): Bisher sind die
Aufschlage auf Arbeit (kWh) als fixe Tarife festgelegt. Prozentuale Aufschlage auf Arbeit
kdénnten Marktsignale verstarken. Beispielsweise kdnnte eine Dynamisierung der EEG-
Umlage ein Ansatz sein, um Lastmanagementpotenziale zu heben, Eigenverbrauch
systemdienlicher auszugestalten und die Sektorkopplung zu erleichtern (Ecofys / RAP
2014). Vor- und Nachteile solcher Ansatze sind zu prifen.

4. Abgaben auf Brennstoffe umlegen: Im Wa&rme- und Verkehrssektor wird der
Brennstoffeinsatz belastet (z.B. Heizdl, Gas, Benzin) und nicht die produzierte Warme oder
die Fahrleistung. Im Stromsektor hingegen wird Uberwiegend der Strom anstelle des
Brennstoffeinsatzes belastet. Werden die Netzentgelte und staatlich verursachte
Preisbestandteile auf den Brennstoffeinsatz anstelle des Stromverbrauchs erhoben, steigt
der Anreiz zur energieeffizienten Umwandlung der Brennstoffe. Gleichzeitig sinkt das
Hemmnis fir die Nutzung von Strom im Warme- und Verkehrssektor. Langfristig flhrt nur
eine einheitliche Basis Uber die Sektorgrenzen hinweg zu einer marktgetriebenen
Optimierung des Gesamtsystems aller Sektoren, mit entsprechenden Potenzialen flr
sinkende Kosten.

Nachste Schritte

- Das Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie (BMWi) wird die Struktur der
Netzentgelte Uberprifen und unter Berlcksichtigung der Auswirkungen auf die
Verbraucherinnen und Verbraucher weiterentwickeln, um ein flexibles Verhaltes von

Verbrauchern attraktiver zu machen. Unter anderem sollen folgende Schritte erfolgen:

- Offnung der Sondernetzentgelte fiir mehr Lastflexibilitat
- Prifung des Arbeits- und Leistungspreissystem nach § 17 StromNEV

- Uberpriifung und gegebenenfalls Anpassung bestehende HT-NT-Zeitfenster

Ein sicherer und verlasslicher Netzbetrieb bleibt bei diesen Prifungen
handlungsleitend und bildet den duBeren Rahmen fiir jede Optimierung.

- Das BMWi diskutiert ein langfristiges Zielmodell fiir die Struktur der Netzentgelte und
staatlich verursachten Preisbestandteile, um eine effiziente Flexibilisierung von Erzeugern
und Nachfragern Uber die Sektoren Strom, Warme, Verkehr verstarkt zu ermdglichen.
Dieses Zielmodell soll Orientierung bei einzelnen Reformschritten bieten und die langfristige

Konsistenz gewahrleisten.

29




Kapitel 5: Stromnetze ausbauen und optimieren

Neben der Starkung der Marktpreissignale flr Erzeuger und Verbraucher sind vor allem
Netzausbau (5.1.) und Netzbetrieb (5.2. und 5.3.) zentral fir den sicheren, kosteneffizienten
und umweltvertréglichen Einsatz flexibler Erzeuger und Verbraucher.

5.1. Stromnetze ausbauen

Der Netzausbau ist fur einen kosteneffizienten und umweltvertraglichen Einsatz der

Erzeuger und Verbraucher erforderlich. Uberregionaler Stromaustausch gleicht die

Schwankungen von Wind, Sonne und Nachfrage aus. Gut ausgebaute Netze ermdglichen einen

kosteneffizienten Strombezug in Deutschland und im Binnenmarkt. Deutschland- und

europaweite Ausgleichseffekte reduzieren die zeitgleich auftretende maximale Residuallast und

erh6éhen die minimale Residuallast im Vergleich zu der Summe der Maximal- und Minimalwerte

in den einzelnen Regionen. Der Uberregionale Stromtransport hat kostensenkende Effekte:

1. Die Anlagen mit den geringsten Einsatzkosten werden Uberregional genutzt. Dadurch
sinken die variablen Kosten des Gesamtsystems.

2. Der Gesamtbedarf flir Erzeugungskapazitat, Lastmanagement und Speicher sinkt. Dies
beschrankt auch die Investitions- und Instandhaltungskosten des Gesamtsystems .

Im Vergleich zu den Einsparmdglichkeiten sind die Kosten fir Netzausbau deutlich geringer.

Zunehmend dezentrale Stromerzeugung und gut ausgebaute Netze ergénzen sich. Strom
aus Wind und Sonne wird hauptsachlich dezentral und teilweise lastfern erzeugt. Um
ausreichend Standorte erschlieBen und die Ausgleichseffekte nutzen zu kénnen, ist eine gute
nationale und europaische Vernetzung erforderlich. Weitgehend autarke dezentrale Systeme
sind sehr viel teurer und nicht in der Lage, Verbrauchszentren wie Ballungsrdume oder die

energieintensive Industrie zu versorgen.

Die Netze miissen auf Ubertragungs- und Verteilernetzebene ausgebaut werden. Den
Ausbau der Ubertragungsnetze plant der Gesetzgeber vorausschauend mit Hilfe von
Szenariorahmen, Netzentwicklungsplan und Bundesbedarfsplanung. Diese ergénzen die im
Energieleitungsausbaugesetz (EnLAG) aus dem Jahr 2009 als vordringlich definierten
Vorhaben. Ebenso wichtig wie der Ausbau der Ubertragungsnetze ist der Ausbau der
Verteilernetze. Auch auf den unteren Netzebenen sind die Rahmenbedingungen an die
zukinftigen Herausforderungen anzupassen. An die Verteilernetze sind neben den meisten
Verbrauchern auch 98% der Erzeugungsanlagen fir Strom aus Erneuerbaren Energien, sowie

viele kleinere konventionelle Anlagen angeschlossen.
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Es ist wirtschaftlich sinnvoll, die Netze nicht fiir die ,,letzte Kilowattstunde* auszubauen.

Werden geringfligige Netzengpésse zugelassen, d.h. Netzbelastungsspitzen durch
Erzeugungsmanagement gekappt, kann dies zuséatzlich zu der Ergreifung unterschiedlicher

NetzoptimierungsmaBnahmen (siehe unten) den erforderlichen Netzausbau reduzieren. Es soll

deshalb zulassig sein, bei der Netzplanung auf Verteiler- und Ubertragungsnetzebene eine
Spitzenkappung von maximal drei Prozent der von Windkraft- und Photovoltaikanalgen

erzeugbaren Jahresenergie zu berlcksichtigen. Dabei soll an einer vollstandigen Kompensation

aller Anlagenbetreiber festgehalten werden. Bei der Netzausbauplanung des

Ubertragungsnetzes soll mindestens die in den Verteilnetzplanungen unterstellten Begrenzung

von Einspeisespitzen zu Grunde gelegt werden. Fir die netzbetriebliche Umsetzung muss das

Erzeugungsmanagement weiterentwickelt und die Konzepte flr Verteiler- und

Ubertragungsnetze aufeinander abgestimmt werden.

Auf der Verteilnetzebene kann sich der Einsatz innovativer Betriebsmittel lohnen.

Spannungsprobleme sind der Hauptgrund fir Netzausbaubedarf in der Niederspannungsebene.

Neue Netztechnologien wie regelbare Ortsnetztransformatoren kénnen den Umfang zusétzlich

nétiger Leitungen in vielen Fallen reduzieren oder diese konventionellen AusbaumaBnahmen

vermeiden. Die ,Regelbarkeit‘ von Ortsnetzstationen ist mit zuséatzlichen Investitionen

verbunden. Diese sind jedoch h&ufig wirtschaftlicher als Investitionen in den rein
konventionellen Netzausbau (BMWi 2014).

Nachste Schritte

Die als erforderlich identifizierten und vom Gesetzgeber bestatigten
Netzausbauvorhaben einschlieBlich Ausbau der Grenzkuppelstellen mit vorrangigem
Bedarf (Energieleitungsausbaugesetz, Bundesbedarfsplangesetz) werden realisiert.
Ubertragungsnetzbetreiber und Bundesnetzagentur iiberpriifen regelmaBig den
Netzausbaubedarf auf Ubertragungsnetzebene (NEP 2014, NEP 2015, usw.).
Grenzkuppelstellen und Leitungen mit Uberregionaler Bedeutung werden auf Grundlage
des Ten-Year-Network-Development-Plans (TYNDP) 2014 der europaischen
Ubertragungsnetzbetreiber (ENTSO-E) und der Connecting Europe Facility weiter
ausgebaut.

Das Bundesministerium far Wirtschaft und Energie (BMWi) entwickelt die
Rahmenbedingungen zur Modernisierung der Verteilernetze im Jahr 2015 weiter.
Insbesondere pruft das Ministerium eine Verbesserung der Investitionsbedingungen auf
Grundlage des Evaluierungsberichts der Bundesnetzagentur zur Anreizregulierung und
der Ergebnisse der Netzplattform-Studie ,Moderne Verteilernetze fir Deutschland® (u.a.
Novelle ARegV und VO-Paket ,Intelligente Netze®)
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- Das BMWi konkretisiert das Konzept zur Berticksichtigung der Spitzenkappung von
maximal drei Prozent der von Windkraft- und Photovoltaik-Anlagen erzeugbaren
Jahresenergie (,letzte kWh") zur Netzplanung auf Verteiler- und
Ubertragungsnetzebene.

- Die Bundesnetzagentur prift, ob die Rahmenbedingungen der Regulierung angepasst
werden muassen, damit effiziente Investitionen in regelbare Ortsnetzstationen fir

Netzbetreiber wirtschaftlich attraktiver werden.

5.2. Netze sicher betreiben
Redispatch erméglicht einen sicheren Netzbetrieb bei Netzengpéssen

Gegenwartig bestehen in Deutschland Netzengpéasse. Ein groBer Teil der Lastzentren
befindet sich im Stden und Westen Deutschlands. Zudem exportiert Deutschland h&ufig
marktgetrieben in die sudlichen Nachbarlander. Als Folge des Kernenergieausstiegs werden in
Suddeutschland Kernkraftwerke stillgelegt, wahrend neue Windkraftanlagen Uberwiegend im
Norden und Osten Deutschlands entstehen. Zudem werden voraussichtlich weitere fossile
Kraftwerke in Stiddeutschland stillgelegt. Dies erhéht in zahlreichen Stunden den
Transportbedarf von Norden nach Stden. Weil der im EnLAG 2009 (Startnetz) als
energiewirtschaftlich notwendig und vordringlich identifizierte Netzausbau sich um einige Jahre

verzdgert, werden die Netzengpasse in den nachsten Jahren noch zunehmen.

Der Stromhandel unterstellt ein Netz ohne Engpésse. Der Stromhandel geht innerhalb einer
Preis- bzw. Gebotszone (z.B. Deutschland/Osterreich) von einem engpassfreien Netz aus.
Durch diese Annahme sollen méglichst viele Erzeuger und Verbraucher am selben Markt und
mit einem einheitlichen Preis handeln kdnnen. Ziel ist eine hohe Liquiditdt und Transparenz des
Handels. Gleichzeitig sollen groBe Anbieter weniger Macht tiber das Marktergebnis haben. Bei
gekoppelten Markten werden die Netzengpasse zwischen den Gebotszonen (z.B. zwischen
Deutschland/Osterreich und Frankreich) beriicksichtigt (siehe Kapitel 1.1.). Die Preisfindung
Uber die Gebotszonen hinweg flhrt dazu, dass die verfligbaren Grenzkuppelkapazitaten

effizient genutzt werden.

Redispatch ermdglicht einen sicheren Netzbetrieb auch bei Netzengpéassen, verursacht
jedoch zusatzliche Kosten. Bestehen Netzengpasse innerhalb eines Marktgebietes, wird
Redispatch angewendet (siehe Kapitel 2). Dabei werden konventionelle und erneuerbare
Erzeugungsanlagen vor dem Netzengpass abgeregelt und Anlagen hinter dem Netzengpass
hochgefahren. 2012 waren 2,6 TWh konventionelle Erzeugung und 0,4 TWh erneuerbare
Erzeugung von diesen MaBnahmen betroffen (Monitoringbericht BNetzA 2013). Da das
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Redispatch zu einem weniger effizienten Einsatz der Erzeugungsanlagen fiihrt, kann es den
Netzausbau nicht ersetzen.

Entschadigungen fiir Erzeugungsmanagement vermeiden negative Auswirkungen der
Netzengpéasse auf den Strommarkt. Die Betreiber der abgeregelten konventionellen und
erneuerbaren Anlagen werden ebenso wie die der hochgefahrenen konventionellen Anlagen
von den Netzbetreibern finanziell kompensiert. Die Kosten werden Uber die Netzentgelte an die
Stromkunden weitergereicht. Dies ist beim Ansatz einer einheitlichen Preiszone wichtig, damit
der Stromhandel nicht verzerrt wird. Anlagen an netztechnisch giinstigen Standorten werden
haufiger gedrosselt, andere selten oder nie. Ohne Kompensation wiirden Investoren das Risiko
fir Abschaltungen tragen. Dies wirde die Kosten fir konventionelle und erneuerbare
Erzeugung erhéhen. Zudem mussten die Netzbetreiber das Redispatch dann
diskriminierungsfrei durchflihren. Aus Sicht der Systemsicherheit ist jedoch erforderlich, dass
die Netzbetreiber weiterhin frei entscheiden kénnen, welche Anlagen sie in welcher Reihenfolge
abregeln oder hochfahren. Eine solche Ungleichbehandlung ist akzeptabel, wenn die
wirtschaftlichen Folgen fur alle Anlagen angemessen kompensiert werden.

Reservekraftwerke gewaéhrleisten ausreichend Redispatch-Kapazitdten

Die Netzreserve stellt in der Ubergangsphase bis zum erfolgreichen Netzausbau ein
ausreichendes Potential fiir den Redispatch sicher. In der Netzreserve werden Kraftwerke
auBerhalb des Strommarkis gebunden. Fir den Redispatch bedarf es ausreichend
Erzeugungskapazitaten, die im Bedarfsfall ,hinter dem Engpass® hochgefahren werden kdnnen.
Wenn hierflr regional nicht mehr ausreichend im Markt aktive Kraftwerke zur Verfligung stehen,
mussen die bendtigten Kapazitaten in Form von Reservekraftwerken gesichert werden. Diese
stehen flr Redispatch zur Verfligung und gewahrleisten die Systemsicherheit.

Erst der Netzausbau macht die Netzreserve uberfliissig. In den kommenden acht Jahren
soll der gesetzlich festgelegte Netzausbau erfolgen. Dieser wird die Netzreserve Uberflissig
machen. Die Fertigstellung zentraler EnLAG-Projekte wird die Situation voribergehend
entspannen. Im genannten Zeitraum erfolgt aber auch die Stillegung von weiteren
Kernkraftwerken in Siddeutschland und der Ausbau von Windkraftanlagen nérdlich der
Netzengpasse wird voranschreiten. Zudem werden voraussichtlich weitere fossile Kraftwerke in
Siddeutschland  stiligelegt.  Die  jahrlich  durchzufihrenden  Systemanalysen  der
Ubertragungsnetzbetreiber zeigen daher erwartungsgeman fiir die kommenden Winter einen
steigenden Redispatch-Bedarf, der nur mit Reservekraftwerken der Netzreserve gedeckt

werden kann.
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Weitere Redispatchpotentiale kénnen den Bedarf an Netzreserve minimieren. Um
Redispatchpotentiale auBerhalb der Netzreserve zu erschlieBen, kdnnten beispielsweise
bestehende Netzersatzanlagen mit Steuerungstechnik ausgestattet werden. Dies héatte zugleich
den Vorteil, dass die Anlagen zukinftig auch far die Regelleistung oder die Deckung der
Spitzenlast zur Verfligung stinden. Schon heute erfiillen einige Netzersatzanlagen die
technischen Anforderungen der Regelleistungsmérkte und stellen zuverlassig Regelleistung
bereit. Netzbetreiber und Bundesnetzagentur erfassen derzeit der verflgbare Potential.

Fir den Zeitraum bis ca. 2022 sollte die Reservekraftwerksverordnung verlangert und
gleichzeitig reformiert werden. Bis Netze in ausreichendem MaBe ausgebaut sind, ist die
Netzreserve als Ubergangsinstrument erforderlich. Sie kann Teil einer regional differenzierten
Kapazitatsreserve werden (siehe Kapitel 9). Mit Blick auf den endgultigen Ausstieg aus der
Kernenergie im Jahr 2022 sind weiter in die Zukunft gerichtete Netzberechnungen der
Ubertragungsnetzbetreiber notwendig, um bei einem méglichen Bedarf rechtzeitig erforderliche
MaBnahmen einleiten zu kdnnen.

Nachste Schritte

— Das Bundesministerium fiir Wirtschaft und Energie (BMWi) novelliert die
Reservekraftwerksverordnung oder 16st sie durch eine regional differenzierte
Kapazitatsreserve ab (siehe Kapitel 9).

— Das BMWi prift, ob Netzersatzanlagen fir den Redispatch aktivierbar sind, um den

Netzreservebedarf zu verringern.

5.3 Systemdienstleistungen mit weniger Mindesterzeugung bereitstellen

Systemdienstleistungen miissen stets sicher zur Verfugung stehen. Um eine hohe
Zuverlassigkeit und Sicherheit bei der Stromibertragung und -verteilung zu gewahrleisten, ist
die permanente und ausreichende Bereitstellung von Systemdienstleistungen notwendig:
Frequenzhaltung wird u.a. durch Regelleistung, Momentanreserve und abschaltbare Lasten
gesichert. Fir die Spannungshaltung wird Blindleistung bendtigt. Um die Versorgung jederzeit
wieder aufbauen zu koénnen, sind schwarzstartfahige Erzeuger nétig, zudem muissen die
Netzbetreiber den Netzwiederaufbau koordinieren kénnen. Die Netzbetriebsflihrung umschreibt
unter anderem die Koordination und Durchfiihrung von Erzeugungsmanagement und

Systemdienstleistungen.

Bei den  Systemdienstleistungen besteht Handlungsbedarf. Bedarf  und
Bereitstellungsmdglichkeiten verandern sich. Grund daflr sind zuklinftig kiirzere marktbasierte

Einsatzzeiten konventioneller Kraftwerke, zunehmende Netzauslastung und steigende
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Transportentfernungen. Alternative Lésungen gewinnen an Bedeutung. Die erforderlichen
Umstellungen und Prozesse sind rechtzeitig anzusto3en, um die Mindesterzeugung effizient zu
senken und die Systemstabilitat zu wahren.

Systemdienstleistungen werden zunehmend durch alternative Techniken und
erneuerbare Energien bereitgestellt. Aktuell werden Systemdienstleistungen vor allem durch
konventionelle Kraftwerke erbracht. Mittelfristig wird es insbesondere fiir die Situationen mit
geringer Residuallast wichtiger, dass Systemdienstleistungen nicht von der Erzeugung in
konventionellen Kraftwerken abhangen. Dies senkt die Mindesterzeugung und minimiert sowohl
Kosten durch Abregelung erneuerbarer Energien als auch Emissionen durch Nutzung fossiler
Brennstoffe (siehe Kapitel 1).

Technische Alternativen sind verfligbar oder befinden sich in der Erprobung. Der
Ubergang muss stufenweise sowie technisch, regulatorisch und wirtschaftlich sinnvoll gestaltet
werden. Systemdienstleistungen sind héchst relevant fir die Systemsicherheit. Ihr Einsatz ist
technisch komplex. Neue Systemdienstleitungstechniken missen schrittweise und behutsam in
die Netzbetriebsfuhrung und in die technischen Regelwerke eingeflhrt werden.
Herausforderungen bestehen dabei auf allen Feldern der Systemdienstleistungen. Die
Herausforderungen der Regelleistungsmarkte werden in Kapitel 4.1 beschrieben. Alle anderen
Systemdienstleistungen werden bisher nicht auf Basis von Markten bereitgestellt, sondern auf
Basis regulatorischer Vorgaben und bilateraler Vertrdge der Netzbetreiber mit den
Anlagenbetreibern. Dabei werden in den kommenden Jahren folgende Herausforderungen
gesehen:

— Frequenzstabilitat: Fur die Bereitstellung von Regelleistung bestehen technisch
ausreichend Flexibilitatsoptionen (siehe dazu Kapitel 3.1 und 4.2). Zugleich missen die
Herausforderungen aus alteren Netzanschlussbedingungen gelést werden. Derzeit trennen
sich dezentrale Erzeugungsanlagen bei einer kritischen Netzfrequenz automatisch vom
Netz (,50,2 Hz* und ,49,5 Hz"). Da in einem solchen Fall eine Vielzahl von Anlagen
gleichzeitig betroffen ist, kann es zu einem abrupten Leistungsausfall kommen, der die
Systemstabilitdt erheblich gefahrden kann. Aus diesem Grund muissen die betroffenen
Bestandsanlagen nachgeriistet werden. In einem ersten Schritt wurde mit der am 26. Juni
2012 in Kraft getretenen Systemstabilititsverordnung die Nachristung von
Photovoltaikanlagen geregelt. In einem zweiten Schritt muss nun die Nachristung
betroffener Windenergie, fester Biomasse-, Kraft-Warme-Kopplungs-, EEG-Gas-, flissige
Biobrennstoffe- und kleiner Wasserkraftanlagen erfolgen.

— Momentanreserve: Es ist zu klaren, inwieweit die bisher aus den rotierenden Massen der
Generatoren erbrachte Momentanreserve durch Energiespeicher oder Photovoltaik-Anlagen

mit Umrichtern ersetzt werden kann. Die entsprechenden Potenziale sowie der flr die
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Systemstabilitdt erforderliche Umfang sollen in den nachsten Jahren ermittelt werden.
Alternativ kénnen auch Phasenschiebergeneratoren eingesetzt werden.
Spannungshaltung: Auf Ubertragungsnetzebene kénnen Umrichterstationen der geplanten
HGU-Trassen Blindleistung einspeisen. Alternativ kénnen Kompensationsanlagen (z.B. sog.
FACTS) oder Phasenschiebergeneratoren eingesetzt werden. Aktives Blindleistungs-
management in Verteilernetzen kann den Austausch zwischen Ubertragungs- und
Verteilernetz optimieren. Die europdischen Netzcodizes fordern ohnehin Blindleistungs-
austausch zwischen den Netzebenen. Alternative Blindleistungsquellen aus dezentralen
Erzeugungsanlagen, insbesondere durch gréBere Wind- und Solarparks, mussen verstérkt
genutzt und weiterentwickelt werden. Fir die technisch und wirtschaftlich sinnvolle
Bereitstellung von Blindleistung missen neue Konzepte erarbeitet und umgesetzt werden.
Das BMWi unterstiitzt die Ubertragungsnetzbetreiber bei der Entwicklung und Umsetzung
neuer Konzepte.

Versorgungswiederaufbau: Auch die bestehenden Konzepte flr Systemwiederherstellung
bei Versorgungsunterbrechungen mussen kontinuierlich angepasst werden. Dezentrale
Erzeugungsanlagen missen wahrend des Wiederaufbaus ansteuerbar sein.
Betriebsflihrung: Konzepte zur Netzbetriebsfiihrung missen kontinuierlich an die standig

steigenden Steuerungs- und Koordinationsanforderungen angepasst werden.

Nachste Schritte

— Im Rahmen der Plattform Energienetze und der Plattform Strommarkt begleitet das
Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie (BMWi) die kontinuierliche
Weiterentwicklung der Systemdienstleistungen.

— Das BMWi begleitet den von der Deutschen Energie-Agentur (dena) unter
Stakeholderbeteiligung geflihrten Prozess zur ,Roadmap Systemdienstleistungen 2030

— Auf Basis der Ergebnisse der oben genannten Prozesse passt das BMWi gemeinsam
mit der Bundesnetzagentur kontinuierlich den regulatorischen Rahmen an.

— Das BMWi und die Bundesnetzagentur begleiten das Forum Netztechnik/Netzbetrieb im
VDE (FNN) bei der Umsetzung der européaischen Netzkodizes.

— Das BMWi legt eine gednderte Systemstabilitatsverordnung vor, um die
Systemgefahrdung durch die Frequenzschutzeinstellungen dezentraler
Erzeugungsanlagen zu beseitigen (,49,5-Hertz-Problem®).
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Kapitel 6: Einheitliche Preiszone erhalten

Heute ermdglicht ein einheitliches Marktgebiet - auch ,einheitliche Preiszone*“ , oder
.einheitliche Gebotszone® genannt - gleiche GroBhandelspreise fir Strom in ganz Deutschland
(6.1.). Voraussetzung dafir, dass die einheitliche Preiszone erhalten bleibt, ist der Netzausbau
(6.2.).

6.1. Heute sind einheitliche GroBhandelspreise flir Strom in ganz Deutschland
moglich

Heute ist Deutschland gemeinsam mit Osterreich fiir den Stromhandel ein einheitliches
Marktgebiet. Dieses einheitliche Marktgebiet - auch ,einheitliche Preiszone® oder ,einheitliche
Gebotszone* genannt -, ist die Grundlage dafiir, dass sich deutschlandweit und in Osterreich
die gleichen GroBhandelspreise fiir Strom bilden. Markteilnehmer kénnen Strom in ganz
Deutschland zu einheitlichen GroBhandelspreisen kaufen und verkaufen. Die Netze sollen dann

die entsprechenden Strommengen von den Erzeugern zu den Verbrauchern transportieren.

Einheitliche GroBhandelspreise in ganz Deutschland sind nur deswegen méglich, weil
regionale Netzengpisse als Ubergangsproblem angesehen werden. Derzeit reichen die
Netzkapazitaten in der Mitte Deutschlands zeitweise nicht aus, um den am Strommarkt
gehandelten Strom aus den Erzeugungszentren im Norden und Osten zu den Lastzentren in
den Siden Deutschlands oder nach Stdeuropa zu transportieren. Es bestehen Netzengpéasse
(siehe Kapitel 1.6 und 5.2). Das heiB3t, das Netz ist ohne AusbaumaBnahmen nicht in der Lage,
den Strom in allen Stunden dort hin zu bringen, wohin er verkauft wurde. Die einheitliche
Preiszone unterstellt ein engpalBfreies Netz. Die Stromhandelsgeschéfte werden abgewickelt,
ohne die Netzengpasse abzubilden.

Netzengpésse lassen sich in begrenztem Umfang durch gezielte Eingriffe der
Netzbetreiber (Redispatch) beheben, verursachen jedoch Kosten. Damit den
Stromhandelsgeschéften eine physikalische Stromlieferung folgen kann, missen die
Netzengpasse durch ErsatzmaBnahmen behoben werden. Man spricht hier von Redispatch-
MaBnahmen (siehe Kapitel 1.6). Netzbetreiber weisen Stromerzeuger vor dem erwarteten
Netzengpass an, die Erzeugung in ihren Anlagen zu drosseln. Hinter dem Netzengpass werden
Kraftwerke hochgefahren, um die gedrosselte Stromproduktion in gleicher Leistung zu ersetzen.
Dieses Verfahren gewéhrleistet derzeit einen sicheren Netzbetrieb, sté3t aber bei sich

verscharfenden Netzengpassen an Grenzen.
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6.2. Der Netzausbau ist die Voraussetzung flr den Erhalt der einheitlichen

Preiszone

Bei dauerhaften und strukturellen Netzengpéssen ist eine einheitliche Preiszone nicht
maoglich. Ab einer bestimmten Intensitat, d.h. Umfang und Haufigkeit, lassen sich
Netzengpasse durch Redispatch-MaBnahmen nicht mehr versorgungssicher und effizient
auflésen. Denn jeder Eingriff in den Netzbetrieb steigert das Risiko von Fehlern, insbesondere
bei einer hohen Zahl von gleichzeitigen Redispatch-MaBnahmen. Eingriffe fihren zudem zu
Ineffizienzen und héheren Stromerzeugungskosten. Die zuséatzlichen Kosten fir die
Redispatch-MaBnahmen werden Uber die Netzentgelte auf die Stromverbraucher umgelegt.
SchlieBlich mussen stets ausreichend Kraftwerkskapazitaten hinter dem Engpass, d.h. im
Suden Deutschlands, fur das Redispatch zur Verfligung stehen.

Der Netzausbau ist die Voraussetzung dafiir, dass die einheitliche Preiszone erhalten
bleibt. Nur ein gut ausgebautes Netz kann den Strom, wie er innerhalb der einheitlichen
Preiszone gekauft und verkauft worden ist, auch tatsachlich vom (verkaufenden) Erzeuger zum
(kaufenden) Verbraucher Ubertragen. Die Mdglichkeit, den Strom versorgungssicher und
effizient im Netz zu transportieren, ist die Voraussetzung fur den Erhalt der einheitlichen

Preiszone.

Mit einer aufgespaltenen Preiszone wiirden die GroBhandelspreise innerhalb
Deutschlands auseinander driften. In der nordlichen Preiszone wirden die
GroBhandelspreise tendenziell sinken, in der sudlichen Zone misste mit steigenden
GroBhandelspreisen gerechnet werden. Damit verbunden wére auch eine unterschiedliche
Berechnung der EEG-Umlage im Norden und im Siiden Deutschlands, denn die EEG-Umlage
hangt von den GroBhandelspreisen ab. Eine Aufspaltung der einheitlichen Gebotszone wiirde
schlieBlich die Liquiditat des Strommarktes verringern und erhebliche Umstellungskosten

verursachen.

Nachster Schritt
Der Netzausbau einschlieBlich Ausbau der Grenzkuppelstellen mit vorrangigem Bedarf

(Energieleitungsausbaugesetz, Bundesbedarfsplangesetz) wird zlgig realisiert.

Kapitel 7: Die europaische Kooperation intensivieren

Der Strommarkt ist européisch. Schon lange wird Strom innerhalb des europaischen Verbunds

intensiv gehandelt. Mittlerweile sind die européischen Mérkte sogar weitgehend miteinander
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gekoppelt (7.1). Der Stromhandel macht das Stromsystem einerseits effizienter und verringert
dabei den Bedarf an Erzeugungskapazitaten (7.2). Anderseits erfordert er,
Versorgungssicherheit nicht mehr als nationale Angelegenheit, sondern im europaischen
Kontext zu denken (7.3).

7.1. Der GroBhandelsmarkt fir Strom ist europaisch

Der Stromhandel ist seit langem europaisch. Die Integration der europaischen Strom- und
Gasmarkte begann Mitte der 1990er Jahre mit dem ersten Binnenmarktpaket. Das zweite und
das dritte Energiebinnenmarktpaket haben die Marktintegration verstarkt, die Aufgaben der
nationalen Regulierungsbehérden spezifiziert und eine Agentur fur die Zusammenarbeit der
europaischen Energieregulierungsbehérden (ACER) geschaffen.

Den Stromaustausch innerhalb Europas besteht seit Beginn des europaischen
Verbundsystems. Schon vor der Liberalisierung der Strommarkte hatte der Stromaustausch
eine ausgleichende Funktion zur Gewahrleistung der Systemstabilitadt und damit der
Versorgungssicherheit. Seitdem ist der marktgetriebene Stromaustausch kontinuierlich
angestiegen.

Deutsche Unternehmen nehmen aktiv am Stromhandel teil. Der Stromhandel in der zentral-
westeuropaischen Region (CWE) ist stark ausgepragt. Im Juni 2007 unterzeichneten Belgien,
Frankreich, Deutschland, Luxemburg und Niederlande eine Absichtserklarung dber die
Kopplung ihrer Strommaérkte. Im Jahr 2010 startete der gekoppelte Stromhandel (,CWE Market
Coupling“). Zu den Teilnehmern des Projektes gehdren drei Strombdrsen und sieben
Netzbetreiber. Durch diese Marktkopplung kann die verfligbare grenziiberschreitende Kapazitat
effizienter genutzt werden. Dabei gleichen sich die Strompreise an, solange keine
Netzengpasse vorliegen (siehe Kapitel 5).

HarmonisierungsmaBnahmen wie Netzkodizes europdisieren den Stromhandel. Mit den
europdisch definierten Netzkodizes sollen die Marktteilnehmer europaweit gleiche
Rahmenbedingungen vorfinden. Die Netzcodizes schaffen insbesondere die Voraussetzungen
fir die alltdgliche Durchfihrung des grenziberschreitenden Stromhandels. Sie behandeln
sowohl die Organisation des grenziberschreitenden Kurzfristhandels als auch Fragen des
langfristigen Handels und des grenzuberschreitenden Abrufs von Regelenergie.

7.2. Der grenziiberschreitende Stromhandel senkt die Kosten im Gesamtsystem

Der europaische Stromhandel fordert den kosteneffizienten und umweltvertraglichen
Einsatz der Erzeuger und Verbraucher. Mit dem europaischen Stromhandel kénnen die

39



groBBraumigen Ausgleichseffekte und Effizienzgewinne bei der Last, bei erneuerbaren Energien
und beim Einsatz von konventionellen Kraftwerken genutzt werden. Beispielsweise tritt in ltalien
die jahrliche Hochstlast im Sommer auf, da der Verbrauch von Klimaanlagen in diesen Monaten
stark ansteigt. Die deutsche Héchstlast hingegen tritt in den Wintermonaten auf. Das bedeutet,
dass die gemeinsame Hoéchstlast aufgrund dieser Ausgleichseffekte geringer ist als die Summe
der nationalen Hochstlasten. Erste Analysen gehen von einer GréBenordnung dieses Beitrags
von elf bis 18 Gigawatt, allein zwischen Deutschland, seinen Nachbarlandern und Italien aus
(r2b 2014). Der europadische Stromhandel wird jedoch durch die Verflgbarkeit der
Ubertragungskapazitaten zwischen den Markten begrenzt.

Die europaische Vielfalt beim Ausbau erneuerbarer Energien verstarkt die
Ausgleichseffekte. Wenn fluktuierende erneuerbare Energien an verschiedenen Standorten
und mit verschiedenen Technologien ausgebaut werden, gleichen sich wetterbedingte
Einspeiseschwankungen besser aus. Wenn an einem Standort wenig Wind weht, kdnnen
Windanlagen oder auch andere erneuerbare Energien-Anlagen an anderen Standorten diese
Flaute teilweise ausgleichen. Davon profitieren alle EU-Staaten. Beispielsweise betragt der
Beitrag von Windenergieanlagen zur gesicherten Leistung bei einer EU-weiten Berechnung
rund 14 Prozent der gesamten installierten Windleistung (TradeWind 2009). Bei nationaler
Berechnung fir Deutschland liegt dieser Wert bei rund sieben Prozent. Durch die
Ausgleichseffekte sinkt der Bedarf fir Kraftwerke und Speicher und damit die Kosten des
Systems.

Der Stromhandel beeinflusst sowohl die Kosten des Stromverbrauchs als auch die
Einkommen der Erzeuger. Strom wird dort produziert, wo gerade die niedrigsten Grenzkosten
anfallen. Wenn Strom aus dem Ausland nach Deutschland importiert wird, profitieren die
deutschen Stromverbraucher vom gunstigen Strom im Ausland, wéahrend ein Teil der
Stromerzeugung in Deutschland von der glnstigen Konkurrenz im Ausland verdrangt wird.
Wenn Strom in das Ausland exportiert wird, profitieren die auslandischen Stromverbraucher
vom gunstigen Strom in Deutschland, wahrend deutsche Stromerzeuger zusatzliche Erlése

erzielen und dort teilweise die Konkurrenz verdrangen.

Deutschland hat zuletzt vom Stromaustausch profitiert. Deutschland hat innerhalb der
CWE-Region vergleichsweise niedrige Boérsenstrompreise. 2013 lag der durchschnittliche
Bérsenpreis (Day-ahead, Baseload) bei 37,8 Euro/MWh. In Frankreich lag der Vergleichspreis
bei 43,2 Euro/MWh, in den Niederlanden bei 52,0 Euro/MWh. Das deutsche Stromangebot wird
deshalb derzeit Uberdurchschnittlich stark zur Deckung der auslandischen Stromnachfrage
herangezogen. Der Stromhandel erdffnet Erzeugern in Deutschland zusétzliche
Absatzmoéglichkeiten. Im Jahr 2013 flossen rund 72 TWh Strom aus Deutschland in die
benachbarten Lander und rund 38 TWh von den Nachbarldndern nach Deutschland. Die
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Stromexporte sind besonders hoch in Stunden mit geringer inlandischer Nachfrage und hoher
Stromproduktion aus Wind, Sonne, Braunkohle und Kernkraft. Ohne die Mdglichkeit zum
Stromexport missten Kern- und Kohlekraftwerke und zukiinftig auch Erneuerbare Energien-
Anlagen ihre Produktion starker drosseln. Der Stromaustausch ist somit eine wichtige
Flexibilitatsoption.

7.3. Versorgungssicherheit im europaischen Kontext starken

Im europaischen Binnenmarkt fiir Strom sind in den kommenden Jahren ausreichend
Erzeugungskapazititen vorhanden. Nach Angaben des aktuellen ,Scenario Outlook and
Adequacy Forecast® (SOAF-Bericht) von ENTSO-E betragen die Uberkapazititen an
gesicherter Leistung in Europa derzeit mindestens 100 Gigawatt (ENTSO-E 2014). Davon
liegen rund 60 Gigawatt (sog. ,RC-ARM® und ,spare capacity”) in dem fir Deutschland
relevanten Strommarktgebiet, das ndherungsweise als die Region bestehend aus Deutschland,
seinen Nachbarn und ltalien definiert werden kann. Auch fir die nachsten Jahre sind hier
erhebliche Uberkapazitaten zu erwarten. Diese Kapazitaten kdnnen die regionale Versorgung
absichern und die  Versorgungssicherheit  in Deutschland  erhdhen,  soweit
Ubertragungskapazitdten zur Verfiigung stehen. Ebenso steht in einer (rein rechnerisch)
nationalen Betrachtung in Deutschland mittelfristig mehr als ausreichend Kraftwerksleistung zur
Verfiigung: Die Ubertragungsnetzbetreiber weisen in ihrem aktuellen Bericht zur
Leistungsbilanz fir Deutschland fir den Zeitraum 2014 bis 2017 eine ,verbleibende Leistung®
von ca. 10 Gigawatt aus (UNB 2014). Diese Kapazitat wird zur Lastdeckung in Deutschland
nicht bendtigt, sondern steht flir Exporte zur Verfigung.

Versorgungssicherheit kann nur europaisch betrachtet werden. Eine rein nationale Sicht
auf Versorgungssicherheit ist mit dem Konzept eines europaischen Strommarktes nicht
vereinbar  (DIW  2014). Deutschland und andere EU-Mitgliedstaaten = messen
Versorgungssicherheit bislang vor allem anhand des statischen Ansatzes nationaler
Leistungsbilanzen. Diese Vorgehensweise ist mit dem real existierenden Strombinnenmarkt
wenig kompatibel und daher Uberarbeitungsbedurftig. Dies gilt auch, weil die Bedeutung
dargebotsabhangiger erneuerbare Energien und damit stochastisch verflgbarer Erzeugung
wéchst. Durch die groBraumigen Ausgleichseffekte bei den Hbéchstlasten und dem Beitrag der
erneuerbaren Energien zur gesicherten Leistung besteht im europédischen Binnenmarkt

grundsétzlich ein geringerer Bedarf an Erzeugungskapazitat, Lastmanagement und Speichern.

Das BMWi diskutiert mit Stakeholdern in Europa Verbesserungen beim Monitoring der
Versorgungssicherheit. Das Ministerium setzt sich fur eine landertbergreifende Betrachtung
der Versorgungssicherheit ein. AuBerdem sollen die Regulierer neben konventionellen und

erneuerbaren Erzeugungseinheiten zukinftig Flexibilitdtsoptionen starker bertcksichtigen. Zu
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diesen Flexibilitdtsoptionen gehéren auch Lastmanagement und Netzersatzanlagen, welche

einen Beitrag zur Synchronisierung leisten kdnnen.

Transnationale Effekte miissen beriicksichtigt werden. Deutschland, seine Nachbarstaaten
und die Europdische Kommission haben erkannt, dass in einem europdischen
Strombinnenmarkt gemeinsame Monitoringkonzepte nétig sind. Nur wenn transnationale
Effekte berlcksichtigt werden, kann die Versorgung langfristig kosteneffizient gesichert werden.
AuBer dem SOAF-Bericht bestehen bisher allerdings kaum grenzlberschreitende
Herangehensweisen. Auf europdischer Ebene wird an einem gemeinsamen Vorgehen
gearbeitet. Auf regionaler Ebene hat das BMWI einen Prozess angestof3en, dessen Ziel eine
landerubergreifende  Definition und mittelfristig ein gemeinsames Monitoring von
Versorgungssicherheit mit den Nachbarldndern ist. Dieser Prozess baut auf den Arbeiten des
regionalen ,Pentalateralen Energieforums® auf. In diesem Forum sind neben Deutschland auch
Osterreich, die Niederlande, Belgien, Luxemburg, Frankreich und als Beobachter die Schweiz

vertreten.

Weitere Schritte sollen die Vollendung des Strombinnenmarktes vorantreiben. Uber ein
gemeinsames Monitoringkonzept von Versorgungssicherheit hinaus bedarf es weiterer,
zumindest regionaler Vereinbarungen. Unabhangig davon, fir welches Strommarktdesign sich
Deutschland, seine Nachbarlander oder andere EU-Mitgliedstaaten entscheiden, sollten
beispielsweise gemeinsame Regeln geschaffen werden fir Situationen, in denen in mehreren
gekoppelten Strommérkten gleichzeitig relativ hohe Strompreise im GroBhandel beobachtet

werden.

Wenn Kapazitatsmarkte eingefuhrt werden sollten, dann missen sie zumindest
europaisch koordiniert werden. Dies ist besonders wichtig, wenn der Bedarf fir zusatzliche
nationale Erzeugungskapazitdten festgelegt wird. Es muss gemeinsam entschieden werden,
wie auslandische Kapazitdten auf das nationale Versorgungssicherheitsniveau angerechnet
werden und ob auslandische Kapazitaten Zugang zu den nationalen Mechanismen haben
(siehe Kapitel 8.2).

Nachste Schritte

- Das Pentalaterale Energieforum (DE, FR, AT, BENELUX, CH) vertieft die Zusammenarbeit
der Lander im gemeinsamen Strommarkt, u.a. mittels eines Versorgungssicherheits-
Berichtes bis Ende 2014.

- Das Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie (BMWi) arbeitet beim Thema
Versorgungssicherheit eng mit den Nachbarlandern zusammen. Ein Follow-up zum ersten
Treffen im Juli 2014 wird im November 2014 stattfinden. Ziele der Initiative sind: eine
gemeinsame Definition von Versorgungssicherheit (einheitliche Methodik und Kenngréf3e),
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die Erstellung eines gemeinsamen Versorgungssicherheitsberichtes mit einem
landerubergreifenden Monitoring und méglichst eine gemeinsame Gewahrleistung von
Versorgungssicherheit.

- Das BMWi unterstitzt die Erarbeitung der Netzkodizes, z.B. im Rahmen von ENTSO-E und
ACER-Konsultationen sowie der mehrmals pro Jahr tagenden Electricity Coordination
Group und des Ausschusses fur den grenzlberschreitenden Stromhandel (Electricity Cross-
Border Committee) der EU Kommission.

- Das BMWi und die Bundesnetzagentur passen den nationalen Rechtsrahmen an, um den
deutschen Strommarkt weiter in den europaischen Strombinnenmarkt zu integrieren. Ein
nachster Schritt ist die Umsetzung der Netzkodizes, z.B. durch Europaisierung der Intraday-
und Regelenergiemarkte.

- In Zusammenarbeit mit Nachbarlandern erarbeitet das BMWi gemeinsame Regeln fir den
Umgang mit Situationen gleichzeitig hoher Strompreise.

Kapitel 8: Die Klimaschutzziele erreichen

Um mit steigenden Anteilen erneuerbarer Energien eine sichere, kosteneffiziente und
umweltvertragliche Stromversorgung zu gewahrleisten, sind neben dem unmittelbaren
Strommarktdesign die flankierenden Instrumente und regulatorischen Rahmenbedingungen von
besonderer Bedeutung, die dazu beitragen, die Klimaschutzziele im Stromsektor zu erreichen.
Denn umweltvertraglicher Einsatz der Erzeuger und Verbraucher bedeutet insbesondere, dass
die nationalen Klimaziele erreicht werden. Hierflr missen (auch) die CO,-Emissionen in der
Stromerzeugung deutlich sinken (8.1). Die Reform des europédischen Emissionshandelssystems
(ETS) wird dem Markt perspektivisch entsprechende Preissignale senden (8.2). Da diese
Preissignale erst mittelfristig zu erwarten sind, sollten in einer Ubergangsphase das KWK-
Gesetz (8.3) sowie eventuell erganzende MaBnahmen einen Beitrag leisten.

8.1. COz-Emissionen in der Stromerzeugung reduzieren

Die Stromerzeugung wird bis 2050 weitgehend dekarbonisiert, um das nationale
Klimaziel 2050 zu erreichen. Der Ersatz fossiler Stromerzeugung durch erneuerbare Energien
gemaf dem im EEG verankerten Ausbaukorridor leistet hierzu den gréBten Beitrag. Nach dem
Energiekonzept der Bundesregierung soll der Anteil erneuerbarer Energien am Stromverbrauch
bis zu diesem Zeitpunkt auf mindestens 80 Prozent steigen. Der Bedarf an thermischer

Kraftwerksleistung sinkt, bleibt aber signifikant. In 2050 sollen diese Kraftwerke
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— sehr emissionsarm sein,
—  Brennstoffe sehr effizient ausnutzen,
— sehr flexibel hoch- und herunter zu fahren sein und

— nur noch vergleichsweise geringe Benutzungsstunden aufweisen.

Der Kraftwerkspark passt sich schrittweise an. Der oben skizzierte Entwicklungspfad des
fossilen Kraftwerksparks wird méglich durch die Nachrtstung von Bestandsanlagen, die
Stilllegung bzw. den reduzierten Betrieb emissionsintensiver Altanlagen und den Neubau von
Gaskraftwerken.

MaBnahmen sind erforderlich, um hierfiir die richtigen Anreize zu setzen. Die Emissionen
des Stromerzeugungssektors verharren in den letzten Jahren auf hohem Niveau. Um das
nationale Klimaziel von -40% im Jahr 2020 gegeniber 1990 zu erreichen und auf den Zielpfad
in Richtung langfristiger Klimaziele einzuschwenken, sind nach aktuellen Projektionen weitere
MaBnahmen erforderlich. Auch der Stromerzeugungssektor wird hierbei aufgrund seines hohen

Anteils an den nationalen Emissionen einen Beitrag leisten missen.

8.2. Das Emissionshandelssystem reformieren

Der zentrale Beitrag zur Emissionsreduktion in der fossilen Stromerzeugung soll durch
eine Reform des europaischen Emissionshandelssystem (ETS) erreicht werden. Das
aktuelle ETS setzt bei aktuell Gber zwei Milliarden Uberschiissigen Zertifikaten und einem
Zertifikatspreis von finf bis sechs Euro pro Tonne CO; nur sehr geringe Anreize fir eine
emissionsarme Stromerzeugung. Da diese Uberschiisse zum Ende der aktuellen
Handelsperiode wegen der Rickfihrung der Backloading-Mengen vermutlich sogar auf 2,6
Mrd. Zertifikate ansteigen werden, ist bis weit in die 2020er Jahre mit hohen Uberschiissen und
sehr niedrigen CO,-Preisen zu rechnen.

Der ETS verliert derzeit sogar an Bedeutung. So zeigen Befragungen von Unternehmen,
dass der CO,-Preis fur Investitionsentscheidungen nur noch eine geringfigige Rolle spielt. In
der Stromerzeugung, die gegenwartig ohnehin durch eine nachteilige Preisstruktur fir eine
emissionsarme Erzeugung gepragt ist (hohe Gas- und niedrige Kohlepreise), spielt der CO,-
Preis aktuell praktisch keine Rolle.

Die Bundesregierung setzt sich daher fiir eine rasche und nachhaltige Reform des ETS
ein. Sie strebt an, die von der Europaischen Kommission vorgeschlagene
Marktstabilitatsreserve bereits 2017 einzufihren und die 900 Millionen Backloading-Zertifikate
in diese Reserve zu Uberfihren. Dartber hinaus muss die Marktstabilitatsreserve insbesondere
bei den Schwellenwerten und den Enthnahmemengen so ausgestaltet sein, dass sie die
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Uberschiisse auch tatsachlich ziigig abbaut. Zugleich milssen zum Schutz energieintensiver
Unternehmen effektive Carbon Leakage Regeln auch fiir die Zeit nach 2020 getroffen werden.

Die ETS-Reform ist von struktureller Bedeutung und sehr relevant fiir die Klimaziele. Zum
nationalen Klimaziel 2020 kann die Reform nur begrenzt beitragen. Die hohen
Uberschiisse wiirden mit dem Reformvorschlag nur sukzessive und zudem friihestens ab 2018
konkret abgebaut. Dementsprechend kénnte es zwar zum Ende dieser Handelsperiode zu
einem Preisanstieg bei den Zertifikaten und damit sehr wichtigen Signalen flr zukinftige
Investitionen kommen, mit deutlichen Preissignalen im Sinne eines Brennstoffwechsels gerade
auch bei Bestandsanlagen ist bei Fortentwicklung der aktuellen Rohstoffpreise (Gas, Steinkohle
und Braunkohle) jedoch erst Mitte der 2020er Jahre zu rechnen.

Nachster Schritt

Reform ETS: Weitere Konkretisierung der deutschen Position sowie Werben um Unterstltzung

8.3. Die Rolle der KWK beim Umbau des Kraftwerksparks klaren

Durch gekoppelte Erzeugung von Strom und Warme kénnen Brennstoffe und CO,
Emissionen eingespart werden. KWK-Anlagen kdnnen energieeffizienter und — insbesondere
wenn sie mit Gas betrieben werden —emissionsarmer sein als konventionelle
Kondensationskraftwerke und eine gesonderte Bereitstellung von Warme. Die méglichst
emissionsarme Strom- und Warmeerzeugung soll langfristig hauptséchlich Uber das reformierte
ETS angereizt werden. Im Ubergangszeitraum, d.h. bis die ETS-Reform greift, kann die KWK-
Foérderung jedoch Emissionsreduktionsbeitrage liefern.

KWK kann zukiinftig flexibel betrieben werden und starker zur Synchronisierung
beitragen. Investitionen in Warmespeicher, Warmenetze und perspektivisch Power-to-Heat-
Anlagen (Warmepumpen und Elekirokessel) bieten die Voraussetzung hierzu, weil sie die
Stromerzeugung unabhangiger vom zeitgleichen Warmebedarf machen. Daher sollten KWK-
Anlagen Anreize haben bei Netzengpassen oder negativen Preisen vor erneuerbaren Energien
abzuregeln. Bisher werden noch einige KWK-Anlagen in Industrie- und Objektversorgung
warmegeflhrt betrieben und stellen damit fir den Strommarkt und den Netzbetrieb eine
Mindesterzeugung dar, die zuklnftig in der Situation geringer Residuallast die
Gesamtsystemkosten und -emissionen erhéhen kann (siehe Kapitel 3).

Das KWK-Gesetz fordert Qualitat statt Quantitat. Das KWK-Gesetz (KWKG) férdert Anlagen,
die qualitativ kompatibel zur Energiewende sind, d.h. sehr flexibel und sehr emissionsarm.

Daher férdert das KWKG auch Investitionen in Warmenetze und —speicher. Das KWKG sollte

45




insbesondere emissionsarme gasbetriebene KWK férdern. Die Stabilisierung des heutigen
KWK-Anteils erfordert den Neubau von KWK-Anlagen als Ersatz fir Altanlagen im Umfang
einiger Gigawatt. Im Rahmen der laufenden Evaluation ist zu klaren inwiefern es sinnvoll ist,
dartber hinaus die installierte KWK-Leistung stark zu erhéhen.

Nachste Schritte

- 2014: Das Bundesministerium fur Wirtschaft und Energie (BMWi) konsultiert derzeit die
vorgelegte Studie zur Potential- und Nutzenanalyse der KWK sowie zur Evaluierung des KWK-
Gesetz (KWKG). Das BMWi legt anschlieBend den Zwischenbericht nach § 12 KWKG vor.

- 2015: Das BMWi bereitet die Novelle des KWKG vor.
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TEIL Ill: LOSUNGSANSATZE FUR EINE AUSREICHENDE,
KOSTENEFFIZIENTE UND UMWELTVERTRAGLICHE
KAPAZITATSVORHALTUNG

Die MaBnahmen in Teil Il sind fir einen sicheren, kosteneffizienten und umweltvertraglichen
Einsatz der Erzeuger und flexiblen Verbraucher erforderlich. Sie sollten auf jeden Fall
umgesetzt werden. In Teil Ill des Griinbuchs wird der Frage nachgegangen, ob zu erwarten ist,
dass ein optimierter Strommarkt ausreichend Kapazitat vorhélt, um Versorgungssicherheit zu
gewahrleisten, oder ob zusatzlich ein Kapazitatsmarkt erforderlich ist.

Kapitel 9: Grundsatzentscheidung: Strommarkt 2.0 oder Kapazitatsmarkt

Kapitel 9.1. beschreibt die notwendige Grundsatzentscheidung. Kapitel 9.2. fasst die
Ergebnisse der vom BMWi in Auftrag gegebenen Gutachten zusammen.

9.1. Eine politische Grundsatzentscheidung ist nétig

In den kommenden Jahren durchléuft der Strommarkt eine Phase des Ubergangs. Der
deutsche Strommarkt ist liberalisiert und mit den Strommarkten der Nachbarstaaten gekoppelt.
Dies steigert die Effizienz des Stromversorgungssystems, tragt aber auch zu den aktuellen
Uberkapazitaten bei. Diese wurden durch den Zubau von erneuerbaren Energien, die
Inbetriebnahme neuer fossiler Kraftwerke und die infolge der Wirtschaftskrise in Europa
niedrigere Stromnachfrage noch verstarkt. Daraus resultieren niedrige Strompreise an der
Bdrse. Sie pragen derzeit den Markt und verringern die Wirtschaftlichkeit von Bestands- und
Neubaukraftwerken. Andererseits steigt Deutschland bis 2022 aus der Kernenergie aus.
Hierdurch werden Erzeugungskapazitéaten in Héhe von rund 12 Gigawatt stillgelegt. Zudem
tbernehmen Erneuerbare Energien zunehmend eine tragende Rolle und senken den Bedarf an
Stromerzeugung aus fossilen Kraftwerken. Wir bewegen uns von einem Stromsystem, in dem
regelbare Kraftwerke der Stromnachfrage folgen, zu einem Stromsystem, in dem flexible
Erzeuger, flexible Verbraucher und Speicher auf das fluktuierende Stromangebot aus Wind und
Sonne reagieren. Dieser Ubergang wird den Strommarkt in den kommenden Jahren prégen
(siehe Kapitel 2.1).

Die ,,.Sowieso-MaRnahmen“ (Teil Il) sind fiir einen sicheren, kosteneffizienten und
umweltvertraglichen Einsatz der Kapazitaten (Erzeuger und flexiblen Verbraucher) in
jedem Fall erforderlich. Ausreichende Kapazitaten allein gewéhrleisten nicht, dass Erzeugung
und Verbrauch in jedem Zeitpunkt synchronisiert werden. Dies illustrieren die Beispiele in
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Kapitel 2.2. fur Erzeugungssysteme mit Kapazitatsmarkt (Januar 2014 im amerikanischen
PJM®) und ohne Kapazitatsmarkt (Februar 2012 in Deutschland). In beiden Fallen kam es zu
angespannten Versorgungssituationen, obwohl ausreichend installierte Leistung im System zur
Verfugung stand. Dies zeigt: Fir eine sichere Versorgung muss der Strommarkt in jedem Fall
durch Preissignale daflr sorgen, dass die vorhandenen Kapazitaten jederzeit im erforderlichen
Umfang (d.h. in Héhe des zu erwartenden Verbrauchs) kontrahiert und eingesetzt werden.
Kapazitatsmarkte kdbnnen zwar dafir sorgen, dass ausreichend Kapazitaten vorgehalten
werden. Sie kdnnen aber den sicheren Ausgleich von Verbrauch und Erzeugung nicht

garantieren®.

Zur Diskussion steht, ob ein optimierter Strommarkt erwarten lasst, dass ausreichend
Kapazitaten fur eine sichere Versorgung vorgehalten werden, oder ob zusatzlich ein
Kapazitatsmarkt erforderlich ist. Der Bericht des Kraftwerksforums beim BMWi an die
Bundeskanzlerin und die Ministerprasidentinnen und Prasidenten der Lander vom 28. Mai 2013
hat die Debatte strukturiert (BMWi 2013). Gutachten im Auftrag des BMWi haben die
Leistungsfahigkeit des Strommarkts und die Auswirkungen von Kapazitatsmarkten vertieft
untersucht (siehe Kapitel 9.2). Betroffenen Akteure haben die Gutachten in der Plattform

Strommarkt intensiv diskutiert.

Versorgungssicherheit ist gegeben, wenn jederzeit ein Ausgleich von Angebot und
Nachfrage mdéglich ist. Das hei3t, es missen auch in Zeiten der hdchsten (nicht durch
Windkraft und Photovoltaik gedeckten) Nachfrage ausreichend steuerbare Kapazitaten zur
Verfligung stehen. Kapazitaten meint neben klassischen und erneuerbaren, mit Brennstoffen
betriebenen Kraftwerken auch Nachfrageflexibilitat (Lastmanagement) und Speicher. Einige
dieser Kapazitaten, d.h. die mit den héchsten Grenzkosten, werden nur in wenigen Stunden des
Jahres bendtigt.

Im Kern geht es bei der Debatte um die Frage, ob ein optimierter Strommarkt erwarten
lasst, dass Investitionen in die selten genutzten, aber dennoch erforderlichen
Kapazitaten getétigt werden. Dies wird nur dann der Fall sein, wenn Knappheitspreise
unverfélscht bei den Marktteilnehmern ankommen und die Investoren darauf vertrauen, dass
die Politik beim Auftreten von Knappheitspreisen nicht interveniert. Den Anbietern von
Kapazitaten muss erlaubt sein, in Knappheitssituationen mit Preisen tber ihren Grenzkosten
am Strommarkt zu bieten. Wenn die Anbieter beflrchten, dass die Politik Preisobergrenzen
einfihrt und damit Investitionen im Nachhinein teilweise entwertet, werden kapitalintensive

Investitionen ausbleiben. Stattdessen werden, angereizt durch die Pflicht zur Bilanzkreistreue,

® PJM ist ein regionales Ubertragungsnetz in den USA. Es umfasst die US-Bundesstaaten Delaware, lllinois, Indiana, Kentucky,
Maryland, Michigan, New Jersey, North Carolina, Ohio, Pennsylvania, Tennessee, Virginia, West Virginia und District of Columbia.
® In Kapazitatsmérkten bestehen grundsétzlich Verfiigbarkeitsanreize fiir Erzeuger. Diese sind jedoch nicht hinreichend, um die
Einsatzfunktion vollstandig zu gewahrleisten.
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die unbedingten Lieferverpflichtungen und das Ausgleichsenergiesystem (siehe Kapitel 1.4 u.
1.5), tendenziell nur Kapazitaten mit niedrigeren Investitionskosten wie Lastmanagement oder
Motorkraftwerke erschlossen. Gleichzeitig muss insbesondere den industriellen Stromkunden
mit groBer Nachfrage bewusst sein, dass sie ihre Versorgung am Terminmarkt, mit Options-
oder Absicherungsvertragen gegen Knappheitspreise absichern oder durch Lastmanagement
mit einer flexiblen Nachfrage auf Knappheitspreise reagieren missen.

Im kommenden Jahrzehnt werden die derzeitigen Uberkapazitiaten am Strommarkt
abgebaut sein. Knappheitspreise wird nur derjenige vermeiden, der sich mit Liefervertragen
vorausschauend absichert oder durch Lastmanagement mit einer flexiblen Nachfrage auf
Knappheitspreise reagiert. Ein optimierter Strommarkt, der zulasst, dass Preissignale
unverfalscht bei den Marktteilnehmern ankommen, abgesichert durch einen glaubwurdigen
rechtlichen Rahmen, kommt nach wissenschaftlichen Untersuchungen ohne einen zusatzlichen
Kapazitatsmarkt aus. Restrisiken kann mit einer ,Kapazitatsreserve” begegnet werden (siehe
Kapitel 11). Diese muss aber so ausgestaltet werden, dass sie einerseits nicht wie eine
Preisobergrenze am Strommarkt wirkt und andererseits den Marktakteuren nicht als bequeme
Alternative zur Erflllung ihrer Lieferverpflichtungen, d.h. der Beschaffung von Strommengen in
Hohe des zu erwartenden Verbrauchs, dient (siehe Kapitel 1.1).

Wenn Gesellschaft und Politik zu einer derartigen Weiterentwicklung des Strommarktes
mit Knappheitspreisen nicht bereit sind, bedarf es eines Kapazitatsmarktes. Allerdings
bergen auch Kapazitatsmarkte Herausforderungen, Nachteile und Risiken, derer sich
Gesellschaft und Politik bewusst sein missen. Der Staat verandert das Strommarktdesign und
greift regulatorisch in den Wettbewerb ein. Die Kosten des Kapazitadtsmarktes missen auf die
Verbraucher umgelegt werden.

Wir miissen daher eine Grundsatzentscheidung treffen: Wollen wir einen optimierten
Strommarkt (Strommarkt 2.0), in dem Stromkunden in eigener Verantwortung uber ihre
Nachfrage bestimmen, wie viele Kapazitaten vorgehalten werden, und mit einem
glaubwiirdigen rechtlichen Rahmen, auf den Investoren vertrauen kénnen — oder wollen wir

neben dem Strommarkt einen Kapazitatsmarkt?
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Kapazitatsmarkte unterscheiden sich von bestehenden Strommarkten

Die EinfUhrung eines Kapazitatsmarktes verandert das bestehende Strommarktdesign: Es wird
ein zusatzlicher Markt neben dem bestehenden Strommarkt geschaffen. Auf Kapazitatsmarkten
wird ausschlieBlich die Vorhaltung von Kapazitat (Leistung) gehandelt und explizit vergutet. Fir
die Vergutung der Kapazitaten entstehen Kosten zusatzlich zu den Kosten der Beschaffung des
Stroms am Strommarkt. Die Stromversorger tragen die Kosten und legen sie auf die
Verbraucher um.

Auf dem bestehenden Strommarkt wird Leistung auf Terminmarkten, Spotmarkten und in
Strombezugsvertragen nur implizit durch unbedingte Lieferverpflichtungen vergitet. Explizit
gehandelt und vergitet wird Leistung beispielsweise auf dem Regelleistungsmarkt, in
Optionsvertragen oder in Liefervertragen.

Option Strommarkt 2.0

Grundlegende Annahme dieser Option ist, dass der Strommarkt 2.0 das Vorhalten von
Kapazitaten in ausreichendem Umfang anreizt und daher kein zusatzlicher Kapazitatsmarkt
erforderlich ist. Die notwendige Vorhaltung von Kapazitaten refinanziert sich Gber den
Strommarkt, der implizit und explizit auch Leistung vergutet (siehe Kapitel 1). Der Staat setzt die
Marktregeln. Die Marktteilnehmer missen ihre Lieferverpflichtungen einhalten, sonst drohen
ihnen hohe Strafzahlungen (Ausgleichsenergiesystem). Die Stromkunden bestimmen in eigener
Verantwortung tber ihre Nachfrage, wie viele Kapazitaten vorgehalten werden. In der
Verantwortung der Regulierungsbehérde liegt es, die Einhaltung der Marktregeln
sicherzustellen und die Kapazitatsentwicklung durch ein kontinuierliches Monitoring zu
begleiten.

Die Beflrworter dieser Option gehen (zumindest implizit) von folgenden Annahmen und

Einschatzungen aus:

— Das Kapazitatsniveau, das sich am Strommarkt einstellt, ist ausreichend, um die Nachfrage
der Verbraucher zu decken.

— Flexibilitdtsoptionen, insbesondere Lastmanagement oder Netzersatzanlagen, sind
ausreichend vorhanden sowie schnell und kostengtinstig erschlieBbar.

— Preisspitzen treten am Spotmarkt auf und werden akzeptiert. Sie werden sich nur
geringflgig auf den durchschnittlichen Strompreis auswirken, weil sie nur in wenigen

Stunden auftreten.
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— Der Strommarkt setzt u.a. durch Preisspitzen ausreichend Investitionsanreize, auch fir
Spitzenlastkraftwerke. Investoren sind in der Lage, mit den damit verbundenen
Unsicherheiten fur langlebige Investitionen umzugehen.

— Private Verbraucher sind Uber Vertrage mit ihren Versorgern gegen kurzfristige
Preisspitzen am GroBhandelsmarkt abgesichert; Unternehmen kénnen sich frei
entscheiden, ob sie sich vertraglich absichern oder am kurzfristigen Strommarkt

teilnehmen.
— Die Preisvolatilitat ist der zentrale Anreiz fir die Flexibilisierung des Gesamtsystems.

— Falls zur Absicherung gegen Restrisiken ein hdheres Kapazitatsniveau vorgehalten werden
soll, als es sich aus dem Strommarkt heraus ergibt, ist dies mit einer Reserve
kostenglinstig méglich.

Fur die Option Strommarkt 2.0 ist wichtig, dass die Preisbildung frei bleibt.

Preisspitzen sind fiir die Wirtschaftlichkeit von Kraftwerksinvestitionen im Strommarkt
erforderlich. Durch den Einsatz von Lastmanagement und Netzersatzanlagen sind in der
Regel nur gelegentliche Preisspitzen in moderater Hohe zu erwarten. Fir Extremsituationen
sollten jedoch temporar auch héhere Preise méglich sein. Extremsituationen treten
beispielsweise bei einem Ausfall gréBerer Erzeugungsleistungen bei gleichzeitig hoher Last und

geringer Einspeisung von erneuerbaren Energien auf.

Das Auftreten von Preisspitzen darf nicht eingeschrankt werden. Heute gibt es im
Strommarkt keine regulatorischen Preisobergrenzen. Es existiert nur ein sehr hohes
technisches Limit. Die BOrse kann es bei Bedarf anpassen. Damit Investoren ausreichend
Planungssicherheit dartber haben, dass die gesetzlichen Rahmenbedingungen hierzu
unverandert bleiben, sollte gesetzlich klargestellt werden, dass staatliche Interventionen in

Form von Preisobergrenzen unterbleiben.

Preisspitzen sind kartellrechtlich zuldssig. Alle Unternehmen dirfen grundsatzlich Gebote
machen, die Uber ihren Grenzkosten liegen. Dabei dirfen Unternehmen mit
marktbeherrschender Stellung sie aber nach europaischen und deutschem Kartellrecht ihre
Marktmacht nicht missbrauchlich nutzen. In der ,Sektoruntersuchung Stromerzeugung und —
groBhandel“ nach § 32e GWB stellt das Bundeskartellamt 2011 noch potentiell
markbeherrschende Stellung einiger Unternehmen fest.

Unternehmen mit marktbeherrschender Stellung droht jedoch, nachweisen zu miissen,
dass sie bei ihren Angeboten am Strommarkt keine Marktmacht ausgeiibt haben. Aus
Vorsicht vor diesen Verfahren sehen sich marktbeherrschende Unternehmen einem de facto

Mark-up Verbot ausgesetzt. Preisspitzen in echten Knappheitssituationen wurden dadurch
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weder ausgeschlossen noch abgemildert. Der Strommarkt funktioniert weiterhin
uneingeschrankt.

Seit der Sektoruntersuchung hat sich die Situation deutlich entspannt. Insbesondere die
Kopplung des deutschen Strommarktes mit den Nachbarlandern, der begonnene Ausstieg aus
der Kernenergie und der Zubau erneuerbarer Energien haben den Wettbewerb gestarkt. Dieser
Veranderung sollte Rechnung getragen werden. Alle gleichermaBen im Wettbewerbs
stehenden Stromanbieter sollten insbesondere im Hinblick auf Nachweispflichten gleich
behandeln werden (,level playing field).

Bei Wahl der Option Strommarkt 2.0 ergibt sich folgender Handlungsbedarf:

— Der Strommarkt wird optimiert und zu einem Strommarkt 2.0 fir die Energiewende

weiterentwickelt.
— Kernpunkte der Reform sind:

o Die Umsetzung der Sowieso-MaBnahmen aus Teil Il. Dabei kommt der Stéarkung
der Anreize zur Bilanzkreistreue (Bilanzkreis- und

Ausgleichsenergiesystems)eine besondere Rolle zu.

o Die Preisbildung muss frei bleiben; es sollte gesetzlich klargestellt werden, dass
keine Preisobergrenzen eingeflihrt werden. Dadurch kann den Marktakteuren ein
hohes Mal3 an Planungssicherheit gegeben werden.

o Kraftwerke mussen die Mdglichkeit haben, in Knappheitssituationen mit Preisen
dber ihren Grenzkosten am Strommarkt zu bieten. Dazu darf es kein de facto
mark-up Verbot geben.

o Die in Kapitel 9 erlauterte Kapazitatsreserve wird eingefuhrt.Es erfolgt ein
kontinuierliches Monitoring.

Option Kapazitatsmarkt

Grundlegende Annahme dieser Option ist, dass auch der optimierte Strommarkt das Vorhalten
von Kapazitaten nicht im ausreichenden Umfang anreizt und ein zusatzlicher Markt fir die
Vorhaltung von Kapazitaten eingefihrt werden muss. Die notwendige Vorhaltung von
Kapazitaten refinanziert sich tber einen zusatzlichen Kapazitatsmarkt, der Leistung explizit
vergltet. Die Kosten werden auf die Stromkunden umgelegt. Der Staat sorgt damit fiir ein
héheres Kapazitatsniveau als es sich aus dem Strommarkt ergibt. Im zentralen und fokussierten
Kapazitatsmarkt bestimmt der Staat direkt, wie viele Kapazitaten vorgehalten werden. Im

dezentralen Kapazitatsmarkt steuert der Staat das Kapazitatsniveau indirekt durch die Héhe der
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Pénale (siehe Kasten). Auch mit einem Kapazitatsmarkt liegt es in der Verantwortung der
Marktteilnehmer, ausreichend Kapazitdten zu kontrahieren, um jederzeit ihre
Lieferverpflichtungen zu erfullen. In der Verantwortung der Regulierungsbehérde liegt es, die
die Einhaltung der Marktregeln sicherzustellen und die Kapazitatsentwicklung durch ein
kontinuierliches Monitoring zu begleiten. Jeder kann so viel Strom kaufen, wie er méchte.
Leistung wird explizit vergUtet.

Kapazitatsmarkte konnen verschiedene Ausgestaltungen annehmen

In Deutschland werden derzeit vor allem drei Ansatze fur Kapazitatsmarkte intensiv diskutiert.
Sie unterscheiden sich erheblich in den Details der Ausgestaltung, den erforderlichen
regulatorischen Vorgaben und ihren Auswirkungen auf den Strommarki:

Im ,,zentralen umfassenden Kapazitatsmarkt“ (EWI 2012) legt eine Behdrde den
Gesamtbedarf an Kapazitat zentral fest. Diese Kapazitat wird in Auktionen ausgeschrieben
(Leistungsmarkt). Die Betreiber von Erzeugungsanlagen bieten Erzeugungsleistung auf diesem
Kapazitatsmarkt an. Bei einem Zuschlag erhalten sie eine Vergltung fur die angebotene
Leistung in Form einer einheitlichen Leistungszahlung. Zugleich kdnnen Betreiber von
Erzeugungsanlagen ihren erzeugten Strom am Strommarkt an andere Marktteilnehmer
verkaufen. Die Kosten des Kapazitdtsmarktes werden Uber eine Kapazitdtsumlage auf den
Strompreis umgelegt. Die Leistungszahlung verpflichtet die Kraftwerksbetreiber, ihre
Erzeugungskapazitat grundsatzlich technisch verfligbar zu halten. Steigt der Bérsenpreis Uber
einen zuvor definierten Auslésepreis, zahlen die Kraftwerksbetreiber die Differenz aus
aktuellem Boérsenpreis und Ausldsepreis an die Behorde (Call-Option).

Im ,,zentralen fokussierten Kapazitatsmarkt“ (Oko-Institut/LBD/Raue 2012) wird der
Gesamtbedarf an Kapazitat ebenfalls zentral von einer Behdérde festgelegt. Auch weitere
wesentliche Eigenschaften sind vergleichbar zum zentralen umfassenden Kapazitatsmarki.
Allerdings wird nur ein Teil des Gesamtbedarfs in Auktionen ausgeschrieben. Eine Behérde
entscheidet welche Anlagen an den Auktionen teilnehmen diirfen. Oko-Institut/LBD/Raue sehen
zwei Marktsegmente vor: eines flir Neuanlagen sowie eines fir ,stilllegungsbedrohte”
Bestandsanlagen und Lastmanagement. Durch die Ausschreibung des Kapazitatsbedarfs in
zwei Teilmarkten ergibt sich keine einheitliche Leistungszahlung.

Im ,,dezentralen umfassenden Kapazitatsmarkt“ (Enervis/BET 2013, BDEW 2013) wird der
Gesamtbedarf an Kapazitét nicht direkt von einer Behdrde vorgegeben und ausgeschrieben,
sondern indirekt durch die H6he einer Strafzahlung (Pdnale). Vertriebe werden verpflichtet, fir
Knappheitssituationen nachzuweisen, dass sie fir ihren Strombezug in ausreichendem Umfang

Leistung kontrahiert haben. Die Nachweise kénnen sie von Betreibern der Erzeugungsanlagen
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in Form von Leistungszertifikaten (Versorgungssicherheitszertifikaten) erwerben. Diese
Zertifikate kbnnen bilateral zwischen Marktteilnehmern oder an der Bérse gehandelt werden.
Die Vertriebe entscheiden in Abhangigkeit von ihrem Verbrauch und der Nutzung von
Lastmanagement selbst, mit wie viel Leistungszertifikaten sie sich eindecken. Wird in
Knappheitssituationen ein definierter Auslésungspreis tberschritten, missen Vertriebe eine
Pénale fir die tatsachliche Verbrauchsleistung bezahlen, flr die sie keine Leistungszertifikate
vorweisen kdnnen. Erzeuger mussen eine Pbnale zahlen, wenn ihre Erzeugungsleistung in
dieser Situation nicht verfugbar ist. Eine Behérde legt die Hohe der Pdnale und den
Auslésungspreis fest. In anderen Modellen (z.B. in Frankreich) legt eine Behérde noch weitere
Parameter fest, die determinieren, mit wie viel Erzeugungskapazitat sich die Vertriebe
einzudecken haben. Die Kosten fur die Leistungszertifikate legen die Vertriebe auf ihre

Stromkunden um.

Die Beflirworter dieser Option gehen (zumindest implizit) von folgenden Annahmen und

Einschatzungen aus:

— Das Kapazitatsniveau, das sich am Strommarkt einstellt, ist nicht ausreichend.

— Flexibilitadtsoptionen (insbesondere Lastmanagement oder Netzersatzanlagen) sind nicht
ausreichend vorhanden oder kénnen im Strommarkt nicht hinreichend erschlossen werden.

— Eine strategische Reserve, die vorgehalten und bei einer bestimmten Marktpreishéhe
eingesetzt wird, sorgt nicht effizient fir ein ausreichendes Kapazitatsniveau.

— Zusétzliche regulatorische Eingriffe sind nétig: Ein Kapazitatsmarkt muss eingefihrt
werden.

— Das héhere Kapazitatsniveau rechtfertigt zusatzliche Kosten (Umlage auf Stromkunden).

—  Preisspitzen am Spotmarkt sind skandalisierbar und werden daher nicht akzeptiert.

— Preisspitzen sind als Investitionsanreiz zu unsicher fir die Marktakteure diese befurchten
politische Interventionen(Preisobergrenzen). Unsicherheiten fur Investoren missen daher
durch Kapazitdtsmarkte verringert werden.

— Kapazitadtsmarkte verringern Preisspitzen am Spotmarkt durch das héhere
Kapazitatsniveau.
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Die verschiedenen Modelle fiir Kapazitatsmarkte haben spezifische Konsequenzen

In einem dezentralen oder zentralen umfassenden Kapazitatsmarkt erhalten auch inflexible
und emissionsintensive Kraftwerke Zahlungen. Dies beeinflusst die notwendige Transformation
des Kraftwerksparks hin zu mehr Flexibilitat, wie auch das Erreichen der nationalen Klimaziele.

Dezentrale Kapazitatsmarkte erfordern die geringsten Regulierungseingriffe und verursachen
von allen Kapazitdtsmarkten die geringsten regulatorischen Risiken. Die ErschlieBung von
Lastmanagement wird nicht erschwert.

In zentralen umfassenden oder fokussierten Kapazitatsmarkten besteht die besondere
Herausforderung, das richtige Niveau der vorzuhaltenden Kapazitdten festzulegen, um eine
sichere Versorgung zu gewahrleisten. Dies trifft insbesondere auf zentrale fokussierte
Kapazitatsmarkte zu, in denen nur Teile des Gesamtbedarfs an Leistung ausgeschrieben
werden. Zudem muss sichergestellt werden, dass die ausgeschriebenen Kapazitdten auch
tatsachlich gebaut bzw. weiterbetrieben werden.

Zentrale fokussierte Kapazitatsmarkte koénnen gezielt flexible und emissionsarme

Kapazitaten férdern.

Bei Wahl der Option Kapazitatsmarkt ergibt sich folgender Handlungsbedarf:

— Die Sowieso-MaBnahmen aus Teil Il werden umgesetzt..
— Es ist zu entscheiden, welches Kapazitatsmarkt-Modell eingefihrt werden soll.

— Die gesetzlichen Voraussetzungen sind zu schaffen. Die Parameter des Kapazitatsmarktes
sind regulatorisch festzulegen.

— Da die EU-Kommission Kapazitatsmérkte als Beihilfe einstuft, sind die Regularien mit der

Kommission abzustimmen.

— Im Zuge der Umsetzung bestimmt eine staatliche Stelle direkt oder indirekt, wie viele
Kapazitaten vorgehalten werden sollen’.

— Die in Kapitel 9 erlauterte Kapazitatsreserve wird eingefihrt.

- Ein kontinuierliches Monitoring der Versorgungssicherheit ist erforderlich®. Auf dieser
Grundlage wird kontinuierlich Gberpriift, ob zuséatzliche MaBnahmen erforderlich sind.

” Im zentralen Kapazitatsmarkt bestimmt der Staat direkt, wie viele Kapazitaten vorgehalten werden. Im dezentralen
Kapazitatsmarkt steuert der Staat das Kapazitatsniveau indirekt durch die Héhe der Pénale.
® Derzeit monitoren unter anderem die Ubertragungsnetzbetreiber, die Bundesnetzagentur, das
Bundeswirtschaftsministerium, das Pentalaterale Energieforum und der européische Verband der
Ubertragungsnetzbetreiber ENTSO-E die Versorgungsicherheit.
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Der franzésische Kapazitatsmarkt lasst die Grundsatzentscheidung fir oder gegen die
Einfliihrung eines Kapazitatsmarktes in Deutschland offen.

Der franzésische Kapazitatsmarkt hat keinen relevanten Einfluss auf die
Leistungsfahigkeit des Strommarktes in Deutschland. Der deutsche und der franzdsische
Strommarkt sind gekoppelt (siehe Kapitel 2 und 6). Durch die Einflhrung eines
Kapazitatsmarktes werden voraussichtlich zusatzliche Kapazitaten in Frankreich angereizt.
Diese Kapazitaten tragen zur Versorgungssicherheit in Deutschland bei. Die
Kraftwerkskapazitéat in Deutschland kann in dem Umfang sinken, wie zusétzliche franzdsische
Kraftwerkskapazitat Gber die vorhandenen Grenzkuppelstellen fir den Strommarkt in
Deutschland verfligbar sind. Die prinzipielle Fahigkeit des Strommarktes in Deutschland,
ausreichend Kapazitaten anzureizen, bleibt jedoch unverandert, denn die zusétzliche Kapazitat
in Frankreich wirkt lediglich wie eine verringerte Nachfrage in Deutschland. Es besteht also kein
Automatismus, nachdem der franzdsische Kapazitatsmarkt auch die Einflihrung eines
Kapazitatsmarktes in Deutschland erzwingt.

Der franzésische Kapazitatsmarkt kann Verteilungseffekte verursachen. Investoren
werden bei entsprechender Ausgestaltung des franzdsischen Kapazitatsmarkts einen gréBeren
Anreiz haben, Kraftwerke in Frankreich zu bauen und zu erhalten als zuvor. Diese Kraftwerke
werden von franzésischen Stromverbrauchern Uber die dortige Kapazitatsumlage unterstitzt
werden, stehen in Héhe der verfigbaren Grenzkuppelkapazitaten aber auch Frankreichs
Nachbarn zur Lastdeckung zur Verfigung.
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OPTION Strommarkt 2.0

»Ein optimierter Strommarkt gewéhrleistet Versorgungssicherheit”

OPTION Kapazitatsmarkt

,Der Staat muss handeln, um Versorgungssicherheit zu gewéhrleisten”

Funktionsweise

Der Strommarkt reizt die Vorhaltung von Kapazitaten an. Die
notwendige Vorhaltung von Kapazitéten refinanziert sich Gber den
Strommarkt.

Der Staat setzt die Marktregeln. Die Stromkunden bestimmen in eigener
Verantwortung Uber ihre Nachfrage das Kapazitatsniveau.

Leistung wird implizit am Strommarkt und explizit z.B. am
Regelleistungsmarkt und in Options- und Liefervertragen vergutet.

Funktionsweise

Der Kapazitatsmarkt reizt die Vorhaltung von Kapazitaten an. Die notwendige
Vorhaltung von Kapazitéten refinanziert sich Gber einen zusatzlichen
Kapazitatsmarkt.

Der Staat sorgt fir ein héheres Kapazitatsniveau als der Strommarkt.
Leistung wird explizit am Kapazitatsmarkt vergdtet.

Annahmen und Einschétzungen der Befiirworter:

Der Strommarkt sorgt flr ausreichend Kapazitaten.

Flexibilitatsoptionen (Lastmanagement, Netzersatzanlagen) sind
ausreichend vorhanden sowie schnell und kostengiinstig erschlieBbar.
Preisspitzen treten am Spotmarkt auf. Sie werden akzeptiert, weil sie
sich wenig auf dem durchschnittlichen Strompreis auswirken und
Preisvolatilitdt der zentrale Anreiz fir Flexibilisierung ist.

Der Strommarkt setzt, u.a. durch Preisspitzen ausreichend
Investitionsanreize, auch fir Spitzenlastkraftwerke.

Private Verbraucher sind gegen Preisspitzen abgesichert. Unternehmen
kénnen frei entscheiden, ob sie sich absichern oder aktivam
Strommarkt teilnehmen.

Zur Absicherung gegen Restrisiken kann mit einer Reserve ein héheres
Kapazitatsniveau kostenglinstig vorgehalten werden.

Annahmen und Einschétzungen der Befiirworter:

Der Strommarkt sorgt fir zu wenige Kapazitaten.

Flexibilitatsoptionen (Lastmanagement, Netzersatzanlagen) sind nicht
ausreichend oder kdnnen im Strommarkt nicht hinreichend erschlossen werden.
Zusétzliche regulatorische Eingriffe sind erforderlich. Kapazitatsmarkt ist
erforderlich.

Das héhere Kapazitatsniveau rechtfertigt zusatzliche Kosten (Umlage aus
Stromkunden).

Preisspitzen am Spotmarkt sind skandalisierbar und werden daher nicht
akzeptiert.

Preisspitzen sind zu unsicher, um ausreichend Investitionen anzureizen.
Kapazitatsmarkte verringern Preisspitzen am Spotmarkt durch das héhere
Kapazitatsniveau.
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Handlungsbedarf

Handlungsbedarf

Die Sowieso-MaBnahmen aus Teil Il werden umgesetzt.

Es wird gesetzlich klargestellt, dass keine Preisobergrenze eingefihrt
wird.

Es darf kein de facto Mark up Verbot geben

Eine Kapazitatsreserve wird eingefiihrt.

Ein kontinuierliches Monitoring der Versorgungssicherheit wird
durchgefihrt.

Die Sowieso-MaBnahmen aus Teil || werden umgesetzt.

Eine Kapazitatsreserve wird eingefihrt.

Entscheidung lber Kapazitatsmarkt-Modell, Parameter der Kapazitatsmarktes
und Hohe der vorzuhaltenden Kapazititen®.

Kompatibilitdt mit dem européischen Binnenmarkt muss hergestellt werden.
Ein kontinuierliches Monitoring der Versorgungssicherheit wird durchgefihrt.
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9.2. Gutachter: Der Strommarkt gewahrleistet eine sichere Versorgung mit und
ohne Kapazitatsmarkt

Gutachten im Auftrag des Bundeswirtschaftsministeriums haben untersucht, ob der
Strommarkt ausreichend Kapazitaten anreizt, um eine sichere Versorgung der
Verbraucher zu gewahrleisten oder ob zusatzlich ein Kapazitatsmarkt erforderlich ist. Mit
der Fragestellung wurden die Beratungsunternehmen Frontier Economics, Formaet und
Consentec sowie Connect Energy Economics und r2b energy consulting beauftragt. Sie haben
zudem untersucht, welche Auswirkungen Kapazitatsmarkte hatten. Die Gutachten kdnnen von
der Internetseite des Bundeswirtschaftsministeriums herunter geladen werden.'°

Wesentliche Ergebnisse der Strommarktgutachten

Die Gutachten kommen zu dem Ergebnis, dass Kapazitatsmarkte ebenso wie der
Strommarkt in seiner heutigen Struktur ausreichend Kapazitaten anreizen kénnen, um
eine sichere Versorgung der Verbraucher zu gewahrleisten. Der Strommarkt in seiner
heutigen Struktur flhrt zu einem Kapazitatsniveau geman den Praferenzen der Verbraucher.
Mit Kapazitadtsmérkten oder Reserven kann auch ein héheres Kapazitatsniveau vorgehalten
werden, als es sich aus dem Strommarkt heraus ergibt.

Die Gutachter raten von Kapazitatsmarkten ab. Diese bergen erhebliche
Ausgestaltungsrisiken. Eine sichere Versorgung gewahrleisten Kapazitatsmarkte nur, wenn sie
richtig ausgestaltet sind. Die praktischen Erfahrungen beispielsweise in den USA zeigen, dass
die richtige Ausgestaltung schwierig ist und viele Jahre dauert."’ Kapazitatsméarkte bergen
zudem erhebliche Gefahren fiir die Umsetzung der Energiewende (insbesondere
Uberkomplexitat, Fehlsteuerungspotenzial, Ineffizienz, reduzierte Flexibilisierungsanreize,

Irreversibilitat, Pfadabhangigkeit).

Die Gutachten empfehlen daher die Optimierung des Strommarktes. Hierzu identifizieren
sie verschiedenen MaBnahmen. Diese sind jedoch nicht nur fir die Vorhaltefunktion
erforderlich. Als ,Sowieso-Mallnahmen®“ missen sie bereits flr einen sicheren,
kosteneffizienten und umweltvertraglichen Einsatz der Erzeuger und flexiblen Verbraucher
umgesetzt werden (siehe Kapitel 8.1). Zugleich starken sie die Anreize der Marktakteure zur
Kapazitatsvorhaltung und zur Absicherung von Preis- und Mengenrisiken. Fir den Fall, dass
eine zusétzliche Absicherung der Stromversorgung politisch gewlinscht sei, d.h. ein héheres

Kapazitatsniveau vorgehalten werden soll, als es sich aus dem Strommarkt heraus ergibt,

'% Die verschiedenen Studien gehen auf einen Auftrag des Kraftwerksforums des BMWi vom Mai 2013 zuriick (s. Bericht des
Kraftwerksforums an die Bundeskanzlerin und die Ministerprésidentinnen und Ministerprésidenten der Lander).
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empfehlen die Gutachten eine Reserve auBerhalb des Strommarkts. Eine Reserve sei einfach
umzusetzen, kostengiinstig und bewahre die Funktionsfahigkeit des Strommarktes.

Im Folgenden werden die zentralen Aussagen der Gutachter wiedergegeben:

Versorgungssicherheit auf dem Strommarkt bedeutet: Verbraucher kénnen Strom
beziehen, wenn ihre Zahlungsbereitschaft (Nutzen) héher ist als der Marktpreis (Kosten).
Bei der Bewertung der Versorgungssicherheit auf dem Strommarkt ist zudem eine europaische
Sichtweise erforderlich. Der deutsche Strommarkt ist mit den Stromméarkten der
Nachbachlander gekoppelt, dadurch ergeben sich groBe Ausgleichseffekie — insbesondere bei
der Last und der Einspeisung der erneuerbaren Energien. Zugleich missen Flexibilitatsoptionen
wie Lastmanagement und Netzersatzanlagen bericksichtigt werden.

Ordnungspolitische und beihilferechtliche Griinde erfordern eine sorgfaltige Analyse.
Kapazitatsmarkte erfordern erhebliche regulatorische Eingriffe. Diese Eingriffe sollten aus
ordnungspolitischer Perspektive nur erfolgen, wenn der Strommarkt strukturell (und nicht nur
kurzzeitig infolge von Anpassungsprozessen in der Ubergangsphase) zu wenig Kapazitat
vorhalt und weniger tiefe Eingriffe nicht ausreichen.

Fehlende Deckungsbeitrdage sind per se kein Indikator fiir den Bedarf an staatliche
Interventionen. Derzeit kbnnen einige konventionelle Bestandskraftwerke ihre Vollkosten im
Markt nicht oder kaum decken; Neuinvestitionen rentieren sich nur unter besonders gunstigen
Umstanden. Diese Situation ist im Wesentlichen auf bestehende Uberkapazitaten und den
daraus resultierenden niedrigen Strompreisen zurlickzufihren (siehe Kapitel 1). Sie ist kein
Indikator fur die Notwendigkeit, in den Markt einzugreifen.

Es ist wirtschaftlich rational, dass Neuinvestitionen sich gegenwartig nur unter
besonders glinstigen Umsténden rechnen. Denn in den nachsten 10 Jahren werden
voraussichtlich kaum neue Kraftwerke benétigt. In den nachsten 10 Jahren werden Uber die
im Bau befindlichen Kraftwerke und die Reaktivierung einiger nur voribergehend stillgelegter
Anlagen hinaus wenige Spitzenlastkapazitaten (z.B. Motorkraftwerke oder Gasturbinen)
bendtigt. Diese haben geringe Investitionskosten, kénnen in kurzer Zeit gebaut werden, sind
flexibel einsetzbar und kénnen auch bei geringen Ausnutzungsdauern rentabel betrieben
werden. Zugleich werden andere technische Optionen wie Lastmanagement und
Netzersatzanlagen eine gréBere Bedeutung erlangen'?.

Die Gutachter haben sich mit den Beflirchtungen und Argumenten auseinander gesetzt,
der Strommarkt reize nicht ausreichend Kapazitaten an. Sie beschreiben, dass

2 Diese Aussage wird auch durch andere aktuelle Gutachten gestiitzt, etwa die Studie von Oko-Institut und Fraunhofer ISI fiir das
Bundesumweltministerium (Oko-Institut/Fraunhofer 1S 2014.
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— der heutige Strommarkt neben der Stromproduktion auch Leistungsvorhaltung entlohnt,

— die bendtigten Kraftwerke zuklnftig ausreichende Deckungsbeitrage erwirtschaften
kénnen,

— externe Effekte fur Erzeuger gering und vermeidbar sind und

— weiterhin Investitionen getatigt werden kénnen (r2b 2014 und Frontier et al. 2014).

Modellrechnungen ergeben, dass alle fiir die Versorgungssicherheit notwendigen
Kraftwerke ihre Fixkosten decken kdnnen. Voraussetzung hierflr ist, dass die Preisbildung
am GroBhandelsmarkt (Spotmarkt) tber das sog. ,peak-load-pricing“ (siehe Kapitel 2.2) méglich
ist. Daflir bedarf es gelegentlicher Preisspitzen. Die Nachfrage wird in diesen Situationen mit
hoher Residuallast neben Spitzenlastkraftwerken durch weitere Flexibilititsoptionen, wie
beispielsweise Lastmanagement und Netzersatzanlagen, gedeckt. Zudem ist es laut der
Gutachten effizient, die Versorgung mit Lastmanagement und Netzersatzanlagen abzusichern.
Anderenfalls wiirden zusatzlich vorzuhaltende Kraftwerke nur in wenigen Stunden oder gar

nicht eingesetzt werden.

Die Gutachter haben die Flexibilitatsoption Lastmanagement intensiv untersucht. Die
Analysen von r2b Energy Consulting ergeben mittel- bis langfristig ein verfugbares Potenzial fur
Lastreduktion in der Industrie von 10 bis 15 Gigawatt (r2b 2014). Die Analysen von Frontier
ergeben flr Teilbereiche der Industrie (mit hohem Stromverbrauch, geringer Wertschépfung
und hoher Flexibilitéat) mittel- bis langfristig ein Potential fur Lastreduktion von 5-10 GW (Frontier
et al. 2014). Dieses Potenzial kann schnell und zu geringen Kosten erschlossen werden. Die
ErschlieBbarkeit dieses Lastmanagementpotentials wird derzeit noch kontrovers diskutiert,
insbesondere die Hohe der erforderlichen Investitionen. Der Strommarkt ist nach Einschatzung
der Gutachter aber selbst in dem Fall funktionsfahig, in dem keine zusétzlichen
Lastmanagementpotenziale erschlossen werden (r2b 2014).

Eine weitere von den Gutachtern analysierte Flexibilitdtsoption sind Netzersatzanlagen.
Viele Einrichtungen wie Flughafen, FuBballstadien oder Rechenzentren sichern sich tber
Netzersatzanlagen gegen voribergehende lokale Stromausfélle infolge von Netzstérungen ab.
Diese Anlagen sind also bereits vorhanden und kénnten schnell und kostenguinstig flr den
Strommarkt genutzt werden. Wahrend sie dem Strommarkt zur Verfligung stehen, sichern sie
weiterhin ihre jeweilige Einrichtung ab und Gbernehmen bei lokalen Netzstérungen die
Ersatzversorgung ihres Standorts. r2b Energy Consulting ermittelt bei konservativer
Abschétzung ein Potential an Netzersatzanlagen von 5 bis 10 Gigawatt, das schnell und zu
geringen Kosten erschlieBbar ist (r2b 2014). Diese Potentiale bestatigen auch andere in dieser
Untersuchung berlcksichtige Studien. Das BMWi prift, ob Netzersatzanlagen kurzfristig fur den

Redispatch aktivierbar sind, um die Netzreserve zu entlasten.
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Lastmanagement und Netzersatzanlagen verringern die Preisausschlage am Spotmarkt.
Werden diese Kapazitaten in gréBerem Umfang erschlossen, dann verstetigen sie die
Strompreise. Das heiB3t, wenn viel Lastmanagement nutzbar ist, dann stellen sich geringere
Preisspitzen fir den Ausgleich von Angebot und Nachfrage (Gleichgewichtssituation) am
Strommarkt ein. Der européische Stromhandel hat demnach ebenfalls einen dampfenden Effekt
auf die Preisausschlage, weil er das potentielle Angebot an Erzeugungskapazitaten in
Deutschland um Kapazitaten im Ausland ausweitet und Ausgleichseffekte bei der Last nutzbar
macht. In den Modellrechnungen von r2b liegen die fur die Refinanzierung der Investitionen
erforderlichen Preisspitzen weit unter der technischen Preisgrenze des Day-Ahead-Marktes.
Dabei liegen die zehn teuersten Stunden im Jahr 2020 im Durchschnitt unter 200 Euro/MWh
und die teuerste Stunde bei rund 400 Euro/MWh. Im Jahr 2030 liegen die zehn teuersten
Stunden unter 700 Euro/MWh und die teuerste bei rund 1200 Euro/MWh (r2b 2014). Sollten
Lastmanagement und Netzersatzanlagen in geringerem Umfang zur Verfligung stehen, als im
Gutachten angenommen, funktioniert der Strommarkt infolge des ,peak-load-pricing“ dennoch.
Dann sind die Preisspitzen héher, aber gleichzeitig auch seltener (r2b 2014, Frontier et al
2014).

Private Haushalte und viele Unternehmen kénnen sich gegen Preisspitzen des
Spotmarktes absichern. Stromanbieter bieten ihren Kunden Tarife auf Basis der
durchschnittlichen Strompreise. Durch die Trennung von GroB3- und Einzelhandel haben selbst

deutliche Preisspitzen in wenigen Stunden flr diese Kunden nur einen geringen Einfluss.

Industrielle Stromverbraucher kénnen sich liber den Terminmarkt gegen Preisspitzen am
Spotmarkt absichern und von Lastmanagement profitieren. Die Industrieverbraucher
kénnen sich beispielsweise anhand von Terminkontrakten Strom zu glinstigen Preisen sichern
(,hedging®). Bei Preisspitzen kénnen sie durch Lastmanagement zuséatzliche Erlése erzielen,
indem sie den bereits zu einem geringeren Preis beschafften Strom am GroBhandelsmarkt

wieder verkaufen.

Externe Effekten fiir Erzeuger sind gering und vermeidbar, sie haben keinen relevanten
Einfluss auf die Versorgungssicherheit. Die Gutachten haben die Auswirkung von externen
Effekten auf die Versorgungssicherheit untersucht. Externe Effekte flr Erzeuger kbnnen
entstehen, wenn sie in Extremsituationen aufgrund von Systemstabilitats-MaBnahmen nicht
einspeisen kdénnen und ihnen dadurch Einnahmen entgehen. Die Gutachten kommen zu dem
Ergebnis, dass diese externen Effekte flir Erzeuger in der derzeitigen Praxis nicht vollstandig
auszuschlieBen sind. Sie haben jedoch keinen relevanten Einfluss auf Investitionen von
Erzeugungsanlagen und damit auf die Versorgungssicherheit. Um einen Einfluss auf
Investitionen sicher zu vermeiden, kdnnten Erzeuger analog zu den Regeln beim Redispatch

und Einspeisemanagement flr entgangene Einnahmen vollstdndig kompensiert werden, wenn
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sie vom Netzbetreiber infolge von MaBnahmen zum Erhalt der Systemstabilitdt bei hoher
Residuallast abgeschaltet werden.

Auswirkungen auf die Systemkosten. Beide Gutachten haben die Gesamtkosten der
verschiedenen Optionen modelliert. Sie kommen zu dem Ergebnis, dass die Unterschiede
zwischen den Systemkosten (ausgeflllte Flache) dann moderat sind, wenn in den Simulationen
ein perfekter, gut informierter Systemplaner unterstellt wird (Frontier Impact Assessment 2014,
r2b 2014). Es bestehen jedoch erhebliche Kostenrisiken, wenn der Systemplaner Fehler macht
und bestimmte Parameter suboptimal einstellt. Wird beispielsweise fehlerhaft in einem
Kapazitatsmarkt eine héhere Kapazitatsvorgabe gewahlt, erhéhen sich die Systemkosten z.T.
erheblich. Dies illustrieren die Simulationen von Frontier Economics (schraffierter Teil). Die
Kostenrisiken sind dabei umso héher, je héher (wie bei umfassenden Kapazitatsmarkten) die
Eingriffsintensitat der Mechanismen ist. Weitere wesentliche Einflussgréen mit Kostenrisiken
sind insbesondere die Vielzahl der festzulegenden Parameter in den verschiedenen
Mechanismen.

Abbildung 5: System-Mehrkosten der Kapazititsmechanismen im Vergleich zum Strommarkt 2.0*
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Auswirkungen auf die nationalen CO,-Emissionen. Das Gutachten von r2b energy
consulting hat im Rahmen der Impact Analyse die Auswirkungen der verschiedenen
Handlungsoptionen auf die nationalen CO.-Emissionen untersucht. Es kommt zu dem Ergebnis,
dass bei kostenoptimaler Ausgestaltung sowohl dezentrale als auch zentrale umfassende oder
fokussierte Kapazitatsmérkte im Vergleich zu einem optimierten Strommarkt ohne
Kapazitatsmarkte zu einem leichten Anstieg der CO,-Emissionen in Deutschland flihren kénnen
(r2b 2014).
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Abbildung 6: Erhdhung der nationalen CO2-Emissionen in der Stromerzeugung gegeniiber Strommarkt 2.0
(Referenzszenario)
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Schlussfolgerungen aus den Gutachten: Die Akzeptanz von Preisspitzen am
GroBhandelsmarkt ist entscheidend. Die Ausgangsfrage, ob der Strommarkt in der heutigen
Struktur fir ausreichend Kapazitaten sorgt oder ob zuséatzlich ein Kapazitatsmarkt nétig ist, zielt
im Kern darauf ab, ob das Auftreten von gelegentlichen Preisspitzen am Strommarkt akzeptiert
wird. Mit beiden Optionen kann eine sichere Versorgung der Verbraucher gewéhrleistet werden.
Mit Kapazitatsmarkten oder Reserven kann ein héheres Kapazitatsniveau vorgehalten werden,
als es sich aus dem Strommarkt heraus ergibt. Kapazitatsmarkte kbnnen zudem Preisspitzen
am Spotmarkt verringern. Dadurch kommt jedoch ein neuer Kostenbestandteil hinzu, der auf die
Stromverbraucher umgelegt werden muss (Kapazitats-Umlage).

Kapitel 10: Zusammenarbeit mit Nachbarlandern

Deutschland arbeitet mit seinen Nachbarlandern an einem gemeinsamen Konzept fiir
Versorgungssicherheit. Eine européische Sicht auf Versorgungssicherheit bringt grof3e
Vorteile. Denn der Spitzenbedarf, fir den Kapazitaten nétig sind, tritt in den Landern zu
unterschiedlichen Zeiten auf. Bei einer européischen Betrachtung missen daher national
weniger Kapazitaten vorgehalten werden: Dies erhéht die Versorgungssicherheit und senkt die
Kosten. Seit Juli 2014 fihrt das BMWi Gesprache zum Thema Versorgungssicherheit mit
Deutschlands Nachbarstaaten (gemeinsame Definition und ein gemeinsames Monitoring von

Versorgungssicherheit, siehe Kapitel 7).
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Die Grundsatzentscheidung fiir einen optimierten Strommarkt oder die zusatzliche
Einfihrung eines Kapazitatsmarktes wird Deutschland im Dialog mit den europaischen
Partnern und der Europaischen Kommission treffen. Die Diskussion um die Vorhaltung von
Kapazitaten wird in vielen Landern Europas gefihrt. Einige europdische Lander wie
Niederlande, Osterreich, Norwegen, Schweden und Finnland setzen auf einen optimierten
Strommarkt. Finnland und Schweden sowie neuerdings auch Belgien und Danemark sichern
ihn durch eine Reserve ab. Andere Lander haben sich fir einen Kapazitdétsmarkt oder
Zahlungen an spezifische Kapazitdten entschieden. Derzeit implementiert beispielsweise
Frankreich einen dezentralen Kapazitatsmarkt und GroBbritannien steht kurz vor der ersten
Ausschreibung ihres zentralen Kapazitadtsmarktes. Die Entscheidung flr einen optimierten
Strommarkt oder einen zusatzlichen Kapazitatsmarkt will Deutschland mit den anderen
europaischen Mitgliedstaaten und der Europaischen Kommission eng abstimmen. Dabei sollen
mdgliche Wechselwirkungen der jeweiligen Modelle aber auch Wege einer besseren

Koordinierung eine wesentliche Rolle spielen.
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Abbildung 4: Kapazititsmirkte und Kapazitatsreserven in Europa
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Die Europdische Kommission hat strenge Regeln fiir die Einflihrung eines
Kapazitatsmarktes aufgestellt. Kapazitatsmarkte werden von der Europaischen Kommission
rechtlich als Beihilfe eingestuft; sie stellen einen erheblichen Regulierungseingriff dar. Aus Sicht
der Europaischen Kommission sollten Regulierungseingriffe nur erfolgen, wenn der Strommarkt
strukturell zu wenig Kapazitat vorhalt und weniger tiefe Eingriffe nicht ausreichen. Dabei
unterscheidet die Kommission zwischen vorilbergehenden Problemen in der Ubergangsphase
und strukturellen Problemen. In ihren aktuellen Beihilfeleitlinien verlangt sie den Nachweis, dass
der Markt ohne staatliche Intervention keine ausreichenden Kapazitaten hervorbringen kann
(EU Kommission 2014). Bedenken hat die Kommission insbesondere bei nicht koordinierten
nationalen Kapazitatsmarkten, weil sie das mit den Binnenmarktpaketen angestrebte ,level-
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playing-fields* verzerren und die Effizienzgewinne des européischen Binnenmarktes verringern

kénnen.

Nationale Alleingdnge konnen die Effektivitat eines Kapazitatsmarktes verringern und
Ineffizienzen innerhalb des Binnenmarktes verursachen. Da die Strommarkte zwischen
Deutschland und seinen Nachbarstaaten gekoppelt sind, kénnten zusétzliche Kapazitaten, die
in Deutschland durch einen Kapazitatsmarkt angereizt wirden, Kapazitaten in anderen Landern
zum Teil substituieren (sieche Kasten in Kapitel 9). Wurden in mehreren Landern
Kapazitdtsméarkte unkoordiniert eingefiihrt, kdnnten zudem erhebliche Uberkapazitaten
entstehen.

Kapazitatsmarkte miissen europdisch harmonisiert oder zumindest koordiniert werden.
Eine Voraussetzung fir ein abgestimmtes Vorgehen ist ein gemeinsames Verstédndnis von
Versorgungssicherheit unter den Nachbarstaaten sowie der EU  Kommission.
Versorgungssicherheit sollte im Idealfall gemeinsam mit den Nachbarn definiert werden.
Zudem sollte ein regionales Monitoring der Versorgungssicherheit durchgefiihrt werden (siehe
oben und Kapitel 7). Darauf aufbauend sollte koordiniert werden, welche Kapazitaten insgesamt
in der Region vorgehalten werden, damit die Ziele moglichst effizient erreicht werden.
SchlieBlich sollte gemeinsam entschieden werden, wie auslandische Kapazitaten in den

nationalen Mechanismen bertcksichtigt werden und an ihnen teilnehmen kénnen.

Nachste Schritte

- Das Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie flhrt die Initiative zu
Versorgungssicherheit mit den Nachbarstaaten fort. Ein Follow-up zum ersten Treffen im
Juli 2014 findet im November 2014 statt. Ziele der Initiative sind: eine gemeinsame
Definition von Versorgungssicherheit (einheitliche Methodik und KenngrdéfBe), die Erstellung
eines gemeinsamen Versorgungssicherheitsberichtes mit einem |&nderibergreifenden
Monitoring und perspektivisch, soweit mdglich und gewollt, eine gemeinsame
Gewabhrleistung von Versorgungssicherheit.

- Die Arbeiten des Pentalateralen Energieforums (DE, FR, AT, BENELUX, CH) werden in den
Prozess eingebracht.

Kapitel 11: Kapazitatsreserve zur Absicherung

In den kommenden Jahren durchléauft der Strommarkt eine Ubergangsphase. Bis zur Mitte
der 2020er Jahre wird sich der Strommarkt erheblich verandern. Die Herausforderungen dieser
Ubergangsphase sind insbesondere die fortschreitende Binnenmarktintegration, der
Kernenergieausstieg bis 2022 und der Ubergang zu einem Stromsystem, in dem flexible
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Erzeugern und Verbraucher sowie Speicher auf das fluktuierende Stromangebot aus Wind und
Sonne reagieren (siehe Kapitel 2.1.). Die Veranderungen kénnen in den kommenden Jahren
Unsicherheiten fur Investoren bedeuten. Dies kann auch in einem grundsétzlich

funktionierenden Strommarkt Investitionen verzégern.

Die Unsicherheiten der Ubergangsphase sollten in jedem Fall mit einer Kapazititsreserve
als zusatzlicher Absicherung adressiert werden. Dies gilt sowohl fir den Fall, dass der
Strommarkt optimiert, aber in seiner heutigen Grundstruktur beibehalten wird, als auch bei
Einflhrung eines Kapazitatsmarktes. Internationale Erfahrungen zeigen, dass die Schaffung
von Kapazitatsmarkten von der Grundsatzentscheidung bis zur vollen Funktionsfahigkeit
mehrere Jahre in Anspruch nimmt. Es ist daher in jedem Fall geboten, fir die Ubergangsphase

ein Sicherheitsnetz in Form einer Kapazitatsreserve einzuziehen.

Die Kapazitatsreserve soll die Stromversorgung zuséatzlich zu den an den Strommaérkten
aktiven Erzeugungsanlagen absichern. Sie ist so auszugestalten, dass sie diese Aufgabe
zuverlassig erflllen kann. Vergleichbare Absicherungskonzepte schlagen auch der BDEW
(Einfiihrung eines Ubergangsinstruments, bis der dezentrale Kapazitatsmarkt umgesetzt ist),
der VKU (parallele Einflihrung einer Sicherheitsreserve zur Absicherung des
Kapazitadtsmarktes) und ein gemeinsames Papier von Verbanden und Wissenschaft
(BDEW/BEE/VKU u.a. 2013) vor.

Die Kapazitatsreserve darf die Investitionssicherheit am Strommarkt nicht
beeintrichtigen. Die Kapazitatsreserve wird von den Ubertragungsnetzbetreibern
wettbewerblich beschafft und ausschlieBlich von ihnen eingesetzt. Anlagen, die in der
Kapazitatsreserve kontrahiert werden, diirfen die Kraftwerksbetreiber nicht mehr am
Strommarkt einsetzen. Dies stellt sicher, dass das Marktgeschehen unbeeintrachtigt bleibt. Die
Kapazitatsreserve darf nur eingesetzt werden, wenn es am Strommarkt nicht zu einem
Ausgleich von Angebot und Nachfrage kommt. Der Einsatz der Kapazitatsreserve ist somit
vergleichbar mit der Regelleistung: Sie wird als Systemdienstleistung erst nach Abschluss aller
Marktgeschéfte eingesetzt, ahnlich dem Vorschlag der Bundesnetzagentur und der E-Bridge
Studie 2013 fur Tennet (E-Bridge 2013). Damit lasst sie die Preisbildung und den Wettbewerb
sowie das Investitionskalkll der Akteure am Strommarkt unberihrt. Bilanzkreisverantwortliche,
die ihre Lieferverpflichtungen nicht decken kénnen und den Einsatz der Reserve verursachen,
mussen verursachergerecht die vollen Kosten einschlieBlich der Vorhaltung hierfiir tragen. Der
Mechanismus ist schnell umsetzbar, mikroinvasiv und kompatibel mit dem europaischen

Binnenmarkt.

Eine Kapazitatsreserve konnte auch die Netzengpasse in Siiddeutschland adressieren.
Die Netzsituation in Stiddeutschland bleibt voraussichtlich auch bis nach 2020 angespannt

(siehe Kapitel 5). Daher ist ein Instrument wie die Netzreserve fir diesen Zeitraum als
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Ubergangsinstrument erforderlich. Die Kapazitatsreserve kénnte auch eine
Regionalkomponente beinhalten und so die Funktion der Netzreserve Ubernehmen.

Nachster Schritt
Das Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie implementiert eine Kapazitatsreserve unter
Berlicksichtigung der bereits bestehenden Netzreserve.

Kapitel 12: Weiteres Verfahren

Mit dem Griinbuch eréffnet das BMWi eine éffentliche Konsultation. Im Rahmen der
Konsultation kann die Offentlichkeit zum Griinbuch Stellung nehmen. Die Stellungnahmen
kénnen bis zum 1. Marz 2015 an folgende E-Mail-Adresse geschickt werden: gruenbuch-
strommarkt@bmwi.bund.de. Alle Stellungnahmen werden bei Einverstandnis des jeweiligen

Absenders auf der Internetseite des BMWi veroffentlicht.

Das BMWi wird das Griinbuch mit den Bundestagsfraktionen, den Landern und den
gesellschaftlichen Gruppen erértern.

Parallel fiihrt das BMWi die Diskussion in der Plattform Strommarkt weiter. Die Plattform
Strommarkt hat ihre Arbeit in der Vorbereitung auf dieses Griinbuch im Sommer 2014
begonnen. Sie umfasst vier fachspezifische Arbeitsgruppen und ein Plenum. Weiter fihrende
Informationen sind auf der Internetseite des BMWi der Offentlichkeit zuganglich gemacht
(http://bmwi.de/DE/Themen/Energie/Strommarkt-der-Zukunft/plattform-strommarkt.html).

Das BMWi wird das Grinbuch auch im Rahmen seines Dialogs mit den Nachbarlandern
und der Europaischen Kommission beraten. Denn gemeinsame Lésungen im Rahmen des
europdischen Binnenmarktes weisen deutliche Kostenvorteile auf. Der Dialog mit den
Nachbarlandern wurde im Sommer 2014 in einer hochrangigen Arbeitsgruppe unter Leitung des
zustandigen Staatssekretéars im BMWi begonnen. Die Arbeitsgruppe hat bislang vor allem
Fragen der Versorgungssicherheit und der Férderung erneuerbarer Energien behandelt (siehe
Kapitel 7 und 10). Das BMWi wird den Dialog fortsetzen und weiter vertiefen.

Unter Berticksichtigung der Konsultationsbeitrage zum Griinbuch, der oben genannten
Beratungen sowie des Dialogs mit den Nachbarlandern wird das BMWi einen
Regelungsvorschlag erarbeiten. Dieser wird die Eckpunkte fUr das zukinftige
Strommarktdesign enthalten und in Form eines Wei3buches verdéffentlicht. Nach einer erneuten
Konsultation wird auf dieser Basis ein Gesetzgebungsvorschlag erarbeitet.
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