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Antwort

der Bundesregierung

auf die Kleine Anfrage der Abgeordneten Dr. Lukas Kohler, Frank Sitta,
Grigorios Aggelidis, weiterer Abgeordneter und der Fraktion der FDP
— Drucksache 19/30055 —

Gewabhrleistung der Flexibilitat der Energieversorgung

Vorbemerkung der Fragesteller

Um eine sichere Stromversorgung zu gewahrleisten, muss zu jedem Zeitpunkt
ein Ausgleich zwischen Stromerzeugung und Stromverbrauch erfolgen. Dies
soll tiber den Strommarkt sichergestellt werden, indem jeder Bilanzkreisver-
antwortliche Einspeisung und Verbrauch im Gleichgewicht halten muss. Im
Zuge des Ausbaus der erneuerbaren Energie geht die Residuallast an vielen
Tagen und in vielen Stunden gegen null und erhdht sich danach in kurzer Zeit
deutlich. Damit die Versorgungssicherheit trotz dessen gewihrleistet werden
kann, ist nach Ansicht der Fragesteller eine Flexibilisierung der Akteure im
System notwendig. Unter Flexibilisierung versteht man dabei laut Bundes-
netzagentur ,,die Verdnderung von Einspeisung oder Entnahme in Reaktion
auf ein externes Signal (Preissignal oder Aktivierung) mit dem Ziel, eine
Dienstleistung im Energiesystem zu erbringen.” (https://www.bundesnetzagen
tur.de/DE/Sachgebiete/ElektrizitactundGas/Unternehmen_Institutionen/Netze
ntwicklungundSmartGrid/Flexibilitact/Flexibilitact node.html).

Eine nach Ansicht der Fragesteller vielversprechende Moglichkeit bei der
Ausgestaltung sind wettbewerbliche Losungen als Antwort auf Preissignale.
Mit ihnen einher geht eine explizite Absage an spezielle Forderungen fiir ein-
zelne Akteure und Technologien. Eine marktbasierte Beschaffung der Flexibi-
litdt mit dem Ziel, verbleibende Netzengpédsse auszubalancieren, entspricht
dem Leitbild einer Wettbewerbsordnung. Sie bietet die Mdglichkeit, Flexibili-
tatspotenziale, insbesondere auf Lastseite, besser wahrzunehmen und Innova-
tion anzureizen. In der Praxis wird dabei die Vergiitung zwischen dem Flexibi-
litiitsanbieter und dem Netzbetreiber weitgehend frei ausgehandelt. Uber regi-
onale Flexibilitdtsmiarkte werden die kostengiinstigsten Angebote ausgewéhlt.
Dieses Vorgehen fiihrt nach Ansicht der Fragesteller zu potenziell geringeren
Kosten, indem zusétzliche Flexibilititsangebote und Innovationen geschaffen
werden. Des Weiteren entstehen Anreize fiir die Angebotsseite, z. B. in Form
von gewerblichen oder industriellen Verbrauchern, hinsichtlich der Bereitstel-
lung flexibler Lasten. Um die Gefahr von groBer Marktmacht einzelner Ak-
teure und einer Kostensteigerung durch strategisches Bieterverhalten zu umge-
hen, ist eine regulatorische Kontrolle von Strom- und Flexibilitdtsmérkten
sinnvoll. Die marktbasierte Beschaffung kann dazu beitragen, das Angebot an
Flexibilitdt auszuweiten und Innovationspotenzial freizusetzen. Jedoch bleibt
diese Option bis dato ungenutzt, obwohl bereits heute viele Unternehmen in
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der Lage wiren, Flexibilitét als Dienstleistung am Markt anzubieten (https://w
ww.acatech.de/publikation/netzengpaesse-als-herausforderung-fuer-das-strom
versorgungssystem/). Denkbar ist auch eine hohere Anreizsetzung bei der
nichtmarktbasierten Beschaffung von Flexibilitit. Hierbei konnte Flexibilitét
iiber Interessenbekundungsverfahren beschafft werden. Die Vergiitung wiirde
sich dabei an den anfallenden Kosten, ergénzt um einen finanziellen Anreiz
fur die Anbieter der Flexibilitdten, orientieren.

Dass das Potenzial nicht genutzt wird, liegt nach Ansicht der Fragesteller an
einer Vielzahl von aktuell bestehenden Hiirden. So werden Investitionen durch
eine hohe Dynamik der energiepolitischen Rahmenbedingungen sowie unzu-
reichende Planungshorizonte erschwert. Die eingangs angesprochenen Investi-
tionsanreize, um lastseitige Flexibilitdt rechtzeitig zu mobilisieren, fehlen.
Problematisch sind auch regulatorische Hiirden z. B. in der Netzentgeltsyste-
matik, die Flexibilitdt erschwert, oder in der Verordnung zu abschaltbaren
Lasten (AbLaV), die negative Systemdienstleistungsbeitrdge behindert. Darti-
ber hinaus wird lastseitige Flexibilitdt durch bestehende Fordermechanismen
diskriminiert (siche auch H. Hauck — Industrielle Lastflexibilitit als wertvoller
Beitrag zur Umsetzung der Energiewende). Die effektive Nutzung von Flexi-
bilitdten aus der Industrie als wichtiger Beitrag zur Umsetzung der Energie-
wende erfordert nach Ansicht der Fragesteller dementsprechend unter ande-
rem eine Anpassung der Stromnetzentgeltverordnung.

Durch den Zugriff des Netzbetreibers auf Flexibilitit aus Erzeugungs-,
Speicher- und Verbrauchsanlagen Dritter kdnnen Netzengpdsse nach Ansicht
der Fragesteller behoben werden. Es gibt jedoch auch Mdglichkeiten, um sie
praventiv zu vermeiden. Eine Moglichkeit wire der Umstieg auf ein soge-
nanntes Knotenpreissystem. Dabei werden Strompreise fiir jeden Einspeise-
und Entnahmepunkt (Netzknoten) gebildet und mdgliche Netzengpésse somit
eingepreist. Konkret werden bei der Preisbildung zum einen Marktteilnehmer-
gebote und zum anderen die Transportkapazititen fiir den entsprechenden
Zeitraum sowie gegebenenfalls andere Parameter einbezogen. Der Knoten-
preis entspricht somit den Grenzkosten der zusitzlichen Entnahme an einem
bestimmten Netzknoten unter Beachtung der Transportkapazititen. Dieser An-
satz kann im Idealfall die Gefahr von Netzengpéssen vollstindig eindimmen
und zusitzliche Eingriffe in den Anlageneinsatz wiren nicht bzw. nur sehr ein-
geschrinkt notwendig (https://www.acatech.de/publikation/netzengpaesse-als-
herausforderung-fuer-das-stromversorgungssystem/). Eine weitere Handlungs-
option zur Weiterentwicklung des Marktdesigns wére ein Neuzuschnitt der
bislang einheitlichen deutschen Stromgebotszone. Dieser wiirde eine Beriick-
sichtigung der Transportkapazititen bereits beim Stromhandel erméglichen.
Da die Transportkapazititen insbesondere zwischen Nord- und Siiddeutsch-
land beschrénkt sind, steht aktuell die Aufteilung der Gebotszonen ist einen
stidlichen und nordlichen Teil im Fokus der Diskussion. Denkbar ist nach An-
sicht der Fragesteller auch eine Einfiihrung auslastungsorientierter Netzentgel-
te. Hohere Netzentgelte wiirden dementsprechend im Fall einer kritischen
Netzauslastung anfallen. Dadurch koénnte ein Anreiz geschaffen werden, die
Nutzung des Netzes an die Strom- und Spannungsgrenzwerte anzupassen, so-
dass in der Folge die Gefahr von Netzengpéssen eingeddmmt wird. Ein auslas-
tungsunabhéngiger Anteil bei den Netzentgelten wiirde erhalten bleiben, um
z. B. die Kosten fiir die Unterhaltung des Netzanschlusses und der Netznut-
zungsabrechnung zu decken (https://energiesysteme-zukunft.de/fileadmin/use
r_upload/Publikationen/PDFs/Stellungnahme Netzengpassmanagement.pdf).

Aktuell werden Engpésse ausschlieBlich iiber diesen sogenannten Redispatch
ausgeglichen, indem z. B. ein Kraftwerk vor dem Netzengpass herunter- und
eines dahinter hochgefahren wird. Das derzeitige Redispatch-Regime steht
aufgrund steigender Mengen und intransparenter Kosten immer wieder in der
Kritik (https://www.next-kraftwerke.de/energie-blog/vorteile-nachteile-redisp
atch-markt).
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1. Wie hoch beziffert die Bundesregierung die Anzahl der Tage im Jahr
2020, an denen Netzengpdsse durch Netzbetreiber beseitigt werden
mussten?

Im Jahr 2020 wurden Redispatch an 357 Tagen und Einspeisemanagement an
364 Tagen durchgefiihrt. Es gab keine Tage, an denen nur Redispatch durchge-
fiihrt wurde. Diese Zahlen zeigen, dass regelméfig Netz- und Systemsicher-
heitsmaBnahmen durchgefiihrt werden, um Netzengpésse zu vermeiden.

Nach Auffassung der Bundesregierung besitzt die Kennziffer ,,Anzahl der Tage
mit Redispatch- und Einspeisemanagementmafinahmen* keine Aussagekraft fiir
die Bewertung des Stromsystems, weil sie keine Auskunft iiber Umfang, Ein-
griffshiufigkeit oder Koordinationsaufwand fiir die Netzbetriebsfiihrung gibt.
Auch besitzt sie keine Aussagekraft zur Frage, zu welchem Anteil das vorhan-
dene Redispatch- bzw. Einspeisemanagementpotenzial ausgeschdpft wurde
bzw. wie viel Potenzial ungenutzt blieb.

2. Welche Prognose hat die Bundesregierung iiber die Entwicklung von
Netzengpéssen in den nédchsten fiinf und zehn Jahren?

Die aktuellsten der Bundesregierung vorliegenden Prognosen des Volumens
von Netz- und SystemsicherheitsmaBnahmen sind die der Ubertragungsnetzbe-
treiber (UNB) gemif § 13 Absatz 10 des Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG).
Sie sind in der folgenden Tabelle {ibersichtsartig zusammengestellt. Die Werte
basieren auf modellgestiitzten und szenariobasierten Schétzungen, d. h. unter
der Annahme bestimmter Eingangsparameter und mithilfe von energiewirt-
schaftlichen Markt- und Netzmodellen. Der Umfang von Malinahmen des
Netzengpassmanagements wurde in der Systemanalyse 2020 fiir die Jahre 2021
und 2025 ermittelt. Die Werte fiir die Jahre 2022 bis 2024 resultieren aus einer
linearen Interpolation. Fiir den Betrachtungszeitraum 2027/2028 haben die
UNB im Jahr 2020 einmalig eine sogenannte , Langfristige Netzanalyse®
durchgefiihrt. Alle Angaben schlieen Redispatch, Einspeisemanagement so-
wie die Vorhaltung und den Einsatz der Netzreserve ein. Es sei darauf hin-
gewiesen, dass die Prognosen der UNB die Inbetriebnahme der Netzausbauvor-
haben zum geplanten Zeitpunkt unterstellen. Insofern hingen die Ergebnisse
u. a. auch vom planméBigen Fortschritt des Netzausbaus ab.

Betrachtungs- Redispatch- | Redispatch- |Quelle
jahr Arbeit Leistung
(in Terawatt- | (in Gigawatt)
stunden)

2021 11,3 13,4 UNB Prognose des

2022 9,8 - Umfangs und der Kosten

2023 8,3 - der MaBnahmen fiir Eng-

2024 6,8 - passmanagement nach
§ 13 Absatz 10 EnWG

2025 3,3 L1 | (Stand: Juni 2020)
UNB Langfristige

2027/28 2.4 7,9 Netzanalyse 2020 t+8

(,,Netzsensitivitit®)
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3. Welche Flexibilititspotenziale in Megawatt sicht die Bundesregierung in
der Industrie (nach Modglichkeit bitte nach folgenden Branchen auf-
schliisseln:

a) Eisen und Stahl,
b) NE-Metalle,

¢c) Zement,

d) Glas,

e) Grundstoffchemie,
f) Papier,

g) Nahrungsmittel,
h) Automobil)?

Es gibt mehrere Untersuchungen zu den Flexibilititspotenzialen industrieller
Verbraucher und einzelner Industriezweige. Die Ergebnisse unterscheiden sich
danach, unter welchen Voraussetzungen und Bedingungen die Potenziale ermit-
telt werden. Teilweise wird allein die technische Moglichkeit zu Mehr- oder
Minderverbrauch eines Produktionsprozesses betrachtet (technisches Potential),
teilweise werden weitergehende Bedingungen wie die tatsdchlichen Nachfrage-
bedingungen nach Flexibilitit auf den unterschiedlichen Markten (z. B. Regel-
energiemérkte), Opportunititskosten und rechtliche Rahmenbedingungen be-
trachtet (wirtschaftliches Potential).

Die Bundesregierung untersucht gegenwértig Lastmanagement-Potentiale im
Rahmen des Lastmanagement-Monitorings nach § 51a EnWG mit Blick auf die
Versorgungssicherheit. Der Bericht mit der Ausweisung der Potentiale auch fiir
einzelne Branchen soll noch diesen Sommer vorgelegt werden.

Bereits heute konnen sich (industrielle) Verbraucher im Rahmen der Verord-
nung zu abschaltbaren Lasten (AbLaV) zur Verbrauchsreduktion durch die
Ubertragungsnetzbetreiber gegen die Zahlung von Leistungs- und Arbeitsprei-
sen verpflichten. Gegenwirtig sind industrielle Verbraucher im Umfang von
rund 1.600 Megawatt praqualifiziert und konnen an den Ausschreibungen teil-
nehmen. Die praqualifizierten Verbraucher lassen sich wie folgt zuordnen:

Nichteisenmetalle Circa 900 Megawatt
Grundstoffchemie Circa 400 Megawatt
Papier Circa 300 Megawatt

Wichtig ist aber, dass die genannten Werte sich dabei nur auf die bereits im
Rahmen der Verordnung zu abschaltbaren Lasten (AbLaV) priqualifizierten
Verbraucher beziehen. Wie oben dargestellt, ldsst sich daraus keine Aussage
zum Flexibilitdtspotential von (industriellen) Verbrauchern unter anderen, also
von der AbLaV abweichenden technischen und wirtschaftlichen Bedingungen,
ableiten.

4. Welche Moglichkeiten sieht die Bundesregierung, um das Flexibilitét-
spotenzial von Erneuerbare-Energien-Anlagen und Stromverbrauchern
zu heben?

Welche konkreten MaBinahmen plant sie dazu?
In einem zunehmend auf erneuerbaren Energien basierenden Stromsystem gibt

es einen erhohten Bedarf an Flexibilitit. Diese kann grundsétzlich durch alle
Erzeuger, Verbraucher und Speicher bereitgestellt werden, wobei der Netzaus-
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bau sicherstellt, dass grofflichig und technologieoffen der jeweils giinstigste
Anbieter von Flexibilitit zum Einsatz kommt.

Mit der Novelle des Energiewirtschaftsgesetzes soll mit mehreren Instrumenten
das Flexibilitdtspotential von Stromverbrauchern aktiviert werden.

* Mit § 41a Absatz 2 des Energiewirtschaftsgesetz-Entwurfs (EnWG-E) sol-
len groBere Stromlieferanten zum Angebot eines Stromliefervertrags mit
dynamischen Tarifen fiir Kunden mit einem intelligenten Messsystem im
Sinne des Messstellenbetriebsgesetzes verpflichtet werden.

* In § 3 Nummer 31b EnWG-E wird erstmalig ein Stromliefervertrag mit dy-
namischem Tarif legal definiert. Ein solcher muss Preisschwankungen auf
den Spotmirkten, einschlieBlich der Day-Ahead- und Intraday-Mirkte, in
15-Minuten-Intervallen widerspiegeln.

e Zudem sollen die §§ 41d und 41e EnWG-E Letztverbrauchern ermdglichen,
ihren Mehr- oder Minderverbrauch als Dienstleistung gegeniiber Dritten
und unabhingig von ihrem Lieferanten zu vermarkten.

* SchlieBlich erhalten Verteilnetzbetreiber nach § 14c EnWG-E die Moglich-
keit Flexibilititsdienstleistungen in einem transparenten, diskriminierungs-
freien und marktgestiitzten Verfahren zu beschaffen, um die Effizienz bei
Betrieb und Ausbau ihres Verteilernetzes zu verbessern.

Mit dem Markthochlauf der Elektromobilitit und der Elektrifizierung des Wir-
mesektors verdndern sich auch die bisher passiven, klassischen Verbraucher.
Durch die technischen Mdglichkeiten der Digitalisierung der Energiewende
werden sie mit ihrem Verbrauch und ihrer Erzeugung zu aktiven Netznutzern.
Steuerbare Verbrauchseinrichtungen wie Wérmepumpen, Ladeeinrichtungen
und Heimspeicher konnen sich dem volatilen Stromangebot aus erneuerbaren
Energien ein Stiick weit anpassen. Gleichzeitig kann ihre Steuerbarkeit bei Be-
darf zur Netzentlastung genutzt werden. Auf diese Weise kann die Aufnahme-
fahigkeit der Stromnetze deutlich erh6ht werden, d. h. es kdnnen lange Warte-
zeiten beim Netzanschluss von Ladeeinrichtungen vermieden werden. Zugleich
konnen hierdurch erhebliche Netzausbaukosten eingespart werden, die sonst
von den Stromkunden iiber Netzentgelte zu zahlen wiren. Das Bundesminis-
terium fiir Wirtschaft und Energie (BMWi) fiihrt mit den betroffenen Akteuren
einen intensiven Austausch iiber die notwendigen rechtlichen Weichenstellun-
gen fiir eine schnelle und verléssliche Integration der flexiblen Lasten in das
Energiesystem. Dieser Austausch dauert an.

Erneuerbare-Energien-Anlagen konnen bereits heute am Regelenergiemarkt
teilnehmen und dort alternativ zum Borsenstromhandel ihr Flexibilitdtspotential
anbieten. Ab Oktober 2021 mit dem Redispatch 2.0 werden Erneuerbare-
Energien-Anlagen iiber 100 Kilowatt auf Basis kalkulatorischer Kosten in den
Redispatch-Prozess eingebunden und somit ihre Flexibilitdt zur Beseitigung
von Netzengpissen genutzt.

Fir die Flexibilisierung von Biomasseanlagen wurden im Erneuerbare-
Energien-Gesetz (EEG) 2021 Verbesserungen bei den Rahmenbedingungen
vorgenommen und ein neues Qualitdtskriterium fiir die Inanspruchnahme von
Flexibilititszahlungen eingefiihrt. Das Qualitétskriterium sorgt dafiir, dass die
Anlagen einen Anspruch auf Flexibilititszahlung nur fiir eine Stromeinspei-
sung in einer sehr begrenzten Zeit (4.000 bzw. 2.000 Viertelstunden im Jahr)
fiir den Fall nahezu voller Auslastung der gesamten installierten Anlagenleis-
tung haben. Dies hat zur Folge, dass in den anderen Stunden des Jahres weniger
eingespeist werden darf und die Anlagen somit auch tatsichlich flexibel gefah-
ren werden.
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Ebenfalls wurde im EEG 2021 die Voraussetzung fiir die Teilnahme an den In-
novationsausschreibungen unter Verwendung von Speichern angepasst. In den
Innovationsausschreibungen konnen nur Gebote fiir Anlagenkombinationen ab-
gegeben werden. Kombiniert werden diirfen Anlagen, die unterschiedliche er-
neuerbare Energien nutzen bzw. bei der Nutzung von Wind- oder Solarenergie
zusétzlich einen Speicher einsetzen. Das Erfordernis, positive Regelleistung im
Umfang von 25 Prozent der installierten Leistung der Anlagenkombination bei
der Verwendung von Speichern zu erbringen, verlangt nun, dass die Speicher-
kapazitdt eine Einspeicherung im Umfang von zwei Stunden der Speichernenn-
leistung umfassen muss. Dadurch wird die Flexibilitit der Anlagenkombination
erhoht.

5. Gibt es aus Sicht der Bundesregierung rechtliche oder wirtschaftliche
Hiirden, die einer Ausweitung der marktbasierten Beschaffung von Fle-
xibilitdt entgegenstehen?

Sofern die Frage auf marktbasierte Beschaffung von Flexibilitit zum Ausgleich
der Systembilanz abstellt, sei zunéchst auf die sehr gut entwickelten Spot- und
Regelreservemarkte verwiesen. Im liquiden Intradaysegment des Borsenhan-
dels kann Flexibilitdt von Erzeugung und Verbrauch bis kurz vor Echtzeit ge-
handelt werden. Mit der Einfilhrung des Regelarbeitsmarkts und den verkiirzten
Produktlaufzeiten und der erhohten Ausschreibungsfrequenz bietet auch das
Regelenergiemarktsegment verbesserte Vermarktungsmoglichkeiten fiir Flexi-
bilitidten. Die Antwort zu Frage 4 beschreibt iiberdies die Ausweitung der Ver-
marktungsmoglichkeiten fiir verbraucherseitige Flexibilitdten im Rahmen der
aktuellen EnWG-Novelle. Sofern die Frage auf marktbasierte Beschaffung von
Flexibilitdt zur Optimierung der Netzauslastung (netzdienliche Flexibilitdt) ab-
stellt, wird auf die Antwort zu den Fragen 6 und 7 verwiesen.

6. Wie bewertet die Bundesregierung Konzepte fiir sogenannte regionale
Flexibilitdtsmérkte, und welche rechtlichen und energiewirtschaftlichen
Herausforderungen sieht sie dabei?

7. Beabsichtigt die Bundesregierung, statt einzelnenr, per Verordnung ver-
pflichteten Stromerzeugern und Stromspeichernden, allen Unternehmen
eine Teilnahme am Flexibilitidtsmarkt zu ermdglichen?

Die Fragen 6 und 7 werden gemeinsam beantwortet.

Regionale Flexibilitdtsmirkte in den gegenwirtig diskutierten Formen sind
Redispatchmirkte mit abrufbasierter Vergiitung. Es besteht das Risiko, dass
solche Mérkte zu Fehlanreizen im Stromsystem fiihren. So ist ungewiinschtes
strategisches Bieterverhalten (sogenanntes Increase-Decrease-Gebotsverhalten,
»Inc-Dec®) nicht auszuschlieBen. Ein solches Verhalten wiirde Engpésse ver-
schérfen und die Redispatchkosten erh6hen.

Das BMWi hat die Option von Redispatchmérkten in einem umfassenden For-
schungsgutachten analysieren lassen. Der Endbericht ,,Kosten- oder Marktba-
siert? Zukiinftige Redispatch-Beschaffung in Deutschland* ist unter www.bmw
i.de/Redaktion/DE/Publikationen/Studien/zukuenftige-redispatch-beschaffung-i
n-deutschland.html abrufbar. Das Gutachten kommt zu dem Ergebnis, dass
Increase-Decrease-Gebotsverhalten betriebswirtschaftlich rational, aber volks-
wirtschaftlich nachteilig ist. Es verschérft Engpésse und erhoht Redispatchkos-
ten. Kern des Inc-Dec-Problems ist, dass Strom in netzdienlichen Flexibilitéts-
mirkten neben dem zonenweiten Borsenpreis einen zweiten Preis hat, der vom
Borsenpreis abweicht, sobald Engpidsse auftreten. Dieser Redispatchpreis ist im
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Fall von Engpéssen rdumlich vor dem Engpass niedriger als der Borsenstrom-
preis (Uberschussregion), um Lasten anzureizen ihren Verbrauch zu erhdhen.
Im Fall von Engpéssen ist es fiir Lasten vor dem Engpass daher lukrativ, ihren
Bedarf nicht im Borsenhandel zu decken, sondern nach Marktschluss im giins-
tigeren lokalen Flexibilitdtsmarkt. Im Ergebnis haben Lasten vor Engpéssen al-
so den Anreiz, ihre Nachfrage nach Strom an der Borse , kiinstlich® zu reduzie-
ren. Das gleiche Verhalten gilt analog umgekehrt fiir Lasten nach dem Engpass.
Auch fiir Erzeuger auf beiden Seiten des Engpasses bestehen engpassverstar-
kende Anreize.

Aus der Branche wurden Losungsansitze fiir das Inc-Dec Problem vorgeschla-
gen. Sie sind nach Auffassung der Bundesregierung jedoch noch nicht iiberzeu-
gend, um das Inc-Dec-Problem in Redispatchmérkten mit abrufbasierter Vergii-
tung effektiv zu vermeiden. Hier bedarf es weiterer vertiefter Priifung und Ent-
wicklung tragféhiger Konzepte zur volkswirtschaftlich effizienten ErschlieBung
netzdienlicher Flexibilitét.

8. Wie bewertet die Bundesregierung die Moglichkeit, erhohte Anreize bei
der nichtmarktbasierten Beschaffung von Flexibilitit zu setzen, und wel-
che rechtlichen oder wirtschaftlichen Hiirden bestehen dabei aus ihrer
Sicht?

Mit der Einfithrung des Redispatch 2.0 zum 1. Oktober 2021 wird das nicht-
marktbasierte Engpassmanagement deutlich ausgeweitet und verbessert. Die
Bundesregierung rechnet mit positiven Effekten auf die Effizienz von Redis-
patcheinsitzen und somit auch sinkenden Redispatchkosten.

Redispatch 2.0 als neues, erweitertes Redispatchregime integriert das bisherige
Einspeisemanagement (§ 14 EEQG) in das Redispatch-Verfahren fiir konventio-
nelle Erzeuger (§§ 13, 13a EnWG neue Fassung). Die netzdienliche Abrege-
lung von Erneuerbaren-Anlagen erfolgt kiinftig in einem planbaren Prozess mit
bilanziellem und energetischem Ausgleich. Der Redispatch 2.0 ermdglicht fer-
ner eine netziibergreifend optimierte Auswahlentscheidung nach der Wirksam-
keit von Anlagen zur Engpassentlastung und den Kosten, die dabei zulasten der
Stromkunden anfallen. Eingeschlossen sind alle Anlagen der Stromerzeugung
und -speicherung ab einer installierten Kapazitdt von 100 Kilowatt (heute:
10 Megawatt) und dariiber hinaus auch kleinere Anlagen sofern sie fiir den
Netzbetreiber steuerbar sind. Der gestufte Einspeisevorrang zugunsten von Er-
neuerbare-Energien-(EE-)Strom und Kraft-Wérme-Kopplungs-(KWK-)Strom
bleibt durch Mindestfaktoren gewahrt. Die Mindestfaktoren geben vor, um wie
viel besser die Abregelung von vorrangberechtigtem EE- und KWK-Strom ge-
geniiber der Abregelung von konventioneller Erzeugung wirken muss, um in
die Fahrweise dieser vorrangberechtigten Erzeugung eingreifen zu diirfen. Die
Bundesnetzagentur hat die Mindestfaktoren fiir Eingriffe in die Fahrweise von
EE-Anlagen auf 10 und fiir KWK-Anlagen auf 5 festgelegt.

Die Einfiihrung des Redispatch 2.0 wird durch Anderungen der Anreizregulie-
rungsverordnung flankiert. Mit der Novelle der Anreizregulierungsverordnung
wird vorgeschlagen, ein Anreizinstrument zur Verringerung von Engpassmana-
gementkosten der Ubertragungsnetzbetreiber einzufiihren sowie die regulatori-
sche Behandlung der Engpassmanagementkosten der Verteilernetzbetreiber neu
Zu justieren.

§ 14a EnWG hingt in seiner aktuellen Ausgestaltung von einer Vereinbarung
zwischen Verteilnetzbetreibern und Letztverbrauchern ab. Diese netzorientierte
Steuerung von steuerbaren Verbrauchseinrichtungen wie beispielsweise Elek-
troheizungen, Wiarmepumpen und Ladeeinrichtungen regelt eine spezielle
Netznutzung und wird mit speziellen Netzentgelten abgerechnet. Das BMWi
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fithrt mit den von diesem Regelungsvorschlag betroffenen Akteuren einen in-
tensiven Austausch tiber die notwendigen rechtlichen Weichenstellungen fiir ei-
ne schnelle und verldssliche Integration der flexiblen Lasten in das Energiesys-
tem. Dieser Austausch dauert an.

9. Auf welchem Stand befindet sich die Bundesregierung bei der Anpas-
sung der Stromnetzentgeltverordnung gegenwirtig, und welche konkre-
ten Anderungen sind bereits in Planung (vgl. Antwort der Bundesregie-
rung auf Bundestagsdrucksache 19/16417)?

Aktuell lduft vor dem Européischen Gerichtshof (EuGH) ein Vertragsverlet-
zungsverfahren der Européischen Kommission gegen Deutschland. In dem Ver-
tragsverletzungsverfahren geht es u. a. um die Frage, in welchem Umfang der
nationale Gesetz- bzw. Verordnungsgeber normative Vorgaben fiir die Entschei-
dung der Regulierungsbehdrde im Bereich der Regulierung von Netzentgelten
und Netzzugang fiir Strom- und Gasnetze beschlieBen darf. Das Urteil hat so-
mit Auswirkungen auf Art und Umfang etwaiger zukiinftiger Anderungen in
der Stromnetzentgeltverordnung und sollte deshalb abgewartet werden. Am
14. Januar 2021 hat der Generalanwalt vor dem EuGH seine Schlussantrige
verlesen. Die Entscheidung des EuGHs wird fiir den Sommer erwartet.

10. Wie haben sich die Kosten fiir Redispatch-MaBinahmen nach Kenntnis
der Bundesregierung in den letzten fiinf Jahren entwickelt (bitte konkrete
Angabe in Euro pro Jahr)?

Der aktuelle Monitoringbericht der Bundesnetzagentur weist fiir die Jahre 2017
bis 2020 Kostenschitzungen flir Netz- und SystemsicherheitsmaBBnahmen un-
terteilt nach Redispatch, Countertrading, Vorhaltung und Abruf von Netz-
reservekraftwerken und Einspeisemanagement (EinsMan) aus, siche folgende

Tabelle.

Elektrizitat: Netz- und Systemsicher-

heitsmafBnahmen

in Millionen Euro

2017 2018 2019 2020

Redispatch

Kostenschitzung ['] Redispatch 392 388 227 221
Kostenschitzung Countertrading 29 37 64 134
Netzreservekraftwerke

Kostenschitzung Abruf 184 137 82 88
Jahrliche Vorhaltekosten [2! 296 279 197 195
EinsMan

Schétzung Entschidigungen 610 635 710 761
[1] Kostenschitzung der UNB auf Basis von Ist-MaBnahmen einschlieBlich Kosten fiir Remedial
Actions

[2] Zuziiglich weiterer abrufunabhingiger Kosten
Quelle: Monitoring der Bundesnetzagentur 2020

Bei den Entschddigungszahlungen fiir Einspeisemanagementmalinahmen ist zu
beachten, dass ohne diese Mafinahmen die angegebenen Kosten ebenfalls ange-
fallen wéren, jedoch in Form von Einspeisevergiitungen nach dem Erneuerbare-
Energien-Gesetz (EEG). Insofern handelt es sich bei den Entschidigungszah-
lungen aus Systemsicht nicht um Zusatzkosten. Gleichwohl kann die MafBnah-
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me zu einem Mehrbedarf an Ausgleichsenergie mit entsprechenden Kosten fiih-
ren.

11. Teilt die Bundesregierung die Auffassung der Fragesteller, dass ein
marktbasierter Redispatch im Hinblick auf die Kosten weitaus transpa-
renter wire als die aktuellen Kompensationszahlungen, deren Berech-
nung fiir Verbraucher nicht einsehbar ist (Antwort bitte begriinden)?

Die Bundesregierung teilt diese Auffassung nicht. Die Kostentransparenz von
Redispatchmirkten wire weitaus geringer als die Transparenz der aktuellen
Kompensationszahlungen.

Durch das in der Antwort zu den Fragen 6 und 7 beschriebene Inc-Dec-
Gebotsverhalten spiegeln die in einem Redispatchmarkt anfallenden Kosten
nicht die energiewirtschaftlich erforderlichen Kosten wider. Stattdessen bein-
halten sie auch jene Mehrkosten fiir den durch den Redispatchmarkt zusétzlich
ausgelosten Bedarf an netzdienlicher Flexibilitdt, die in einem kostenbasierten
System nicht anfallen wiirden.

Neben diesem grob einschrinkenden Effekt auf die Aussagekraft der anfallen-
den Kosten kdme ein zweiter Effekt zum Tragen: Durch die unterschiedliche
Lastflusssensitivitit alternativer Anlagenstandorte sind Redispatchmirkte im
Regelfall durch enge rdumliche Abgrenzungen gekennzeichnet. Oftmals befin-
den sich nur wenige Anlagen, mitunter nur eine Anlage an denen fiir die Befrie-
digung der Netzbetreibernachfrage nach Redispatch geeigneten Netzknoten.
Anders als in kompetitiven Mérkten konnen am Redispatchmarkt teilnehmende
Anlagen aufgrund der im Regelfall eingeschrinkten Liquiditdt Kompensationen
oberhalb der ihnen anfallenden Kosten erzielen. Die Hohe dieser Preisaufschlé-
ge sind ohne engmaschige kartellrechtliche Uberwachung nicht zu erkennen.

12. Wie bewertet die Bundesregierung einen moglichen Umstieg auf ein
Knotenpreissystem fiir das zukiinftige Strommarktdesign, und welche
rechtlichen und wirtschaftlichen Hiirden sieht sie?

Vor dem Hintergrund zunehmender Engpésse in den européischen Stromnetzen
wurden in den letzten Jahren zahlreiche Vorschliage zur Weiterentwicklung des
Engpassmanagements gemacht. Ein vieldiskutiertes Konzept sind die soge-
nannten Knotenpreise (Nodal Pricing). In Knotenpreissystemen werden fiir alle
im System eingeschlossenen Netzknoten spezifische Preise unter Beriicksichti-
gung der Netzrestriktionen gebildet. Ein Independent System Operator (ISO)
weist die teilnehmenden Anlagen zur Erzeugung bzw. Verbrauch an. Je nach
Granularitit der Ausgestaltung kann Nodal Pricing nicht nur Netzengpésse auf
der Hochstspannungsebene, sondern auch auf der Hochspannungsebene adres-
sieren. Es ist jedoch kein praktikabler Umsetzungsvorschlag bekannt, wie ein
Knotenpreissystem auch auf der Nieder- und Mittelspannungsebene eingerich-
tet werden kann. Entsprechend eignet sich Nodal Pricing nicht dafiir, Engpésse
auf diesen unteren Netzebenen zu adressieren. Praxisbeispiele fiir Nodal Pric-
ing finden sich in einigen US-Bundesstaaten. Auflerdem findet Nodal Pricing in
Russland, Australien, Neuseeland und Singapur Anwendung. In Deutschland
hingegen ist das ,,zonale Modell“ implementiert. Darin werden einheitliche
Strompreise im StromgroBhandel fiir die gesamte Gebotszone gebildet.

Das BMWi hat ein Kurzgutachten zu den Vor- und Nachteilen von Knoten-
preissystemen im Vergleich zum heutigen, zonalen Modell erstellen lassen. Es
ist unter folgender Internetadresse abrufbar: www.bmwi.de/Redaktion/DE/Publ
ikationen/Studien/nodale-und-zonale-strompreissysteme-im-vergleich.html.
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Knotenpreissysteme konnen eine effizientere Nutzung des Netzes ermdglichen,
weil sie die Netzrestriktionen automatisch in den Strompreisen abbilden. Sie
sind jedoch mit einem grundlegenden Systemwechsel fiir Markt und Netz ver-
bunden. In einem groflen Netzgebiet wie dem der Bundesrepublik Deutschland
bilden sich keine einheitlichen Preise mehr sondern, je nach Netzsituation, bis
zu mehreren Hundert individuelle Preise. Da in Knotenpreissystemen an einem
Netzknoten teilweise nur sehr wenige Anlagen einspeisen oder wenige Ver-
braucher Strom beziehen, besteht das Risiko der Ausiibung von Marktmacht.
Dies konnte die Gesamtkosten des Systems erheblich steigern. Auch stiege der
Uberwachungs- und Regulierungsbedarf, der sich ebenfalls langfristig kosten-
erhohend auswirken kdnnte. In der Praxis wére daher eine starke Marktmacht-
kontrolle einschlieBlich der Einflihrung vollkommen neuer regulatorischer Ins-
trumente notwendig.

Ein zentraler Nachteil des Knotenpreissystems liegt nach Auffassung der
Bundesregierung darin, dass das heutige System der dezentralen Bilanzkreis-
verantwortung als wichtigste Sdule des systemweiten Ausgleichs von Strom-
einspeisung und -entnahme aufgegeben werden miisste. Portfoliogebote und
selbstindiger Bilanzausgleich durch Stromhandel bis kurz vor Echtzeit wiren
nicht mehr moglich. An ihre Stelle trite der ISO, der die Funktion der Strom-
borse iibernehmen und nach Handelsschluss allen Strommarktteilnehmern An-
weisungen zur Stromeinspeisung und -entnahme aussprechen wiirde. Die Ver-
antwortung fiir den Systemausgleich, die im heutigen deutschen Stromsystem
weitestgehend von Marktakteuren getragen wird, wiirde zum ISO iibergehen.

Nach Einschétzung der Bundesregierung ist ein nationales Knotenpreissystem
zudem derzeit nicht mit dem EU-Rechtsrahmen kompatibel. Eine Umstellung
miisste daher zuerst auf EU-Ebene beschlossen und umgesetzt werden. Alleine
fiir die Anpassung der aktuellen Rechtssetzung wére dabei mit einer Dauer von
mehreren Jahren zu rechnen. Hinzu kime zudem der Umsetzungszeitraum, der
sich ebenfalls auf etliche Jahre belaufen diirfte, sowie hohe Transaktionskosten.

Fiir die nahe Zukunft sieht die Bundesregierung daher den Umstieg auf ein
Knotenpreissystem als unrealistisch an.

13. Wie bewertet die Bundesregierung die Option eines Neuzuschnitts der
bislang einheitlichen deutschen Stromgebotszonen, und welche rechtli-
chen und wirtschaftlichen Hiirden sieht sie?

In der europédischen Diskussion um das zukiinftige Strommarktdesign wird
auch die Frage einer Anpassung der derzeit bestehenden Gebotszonen themati-
siert. Das gro3e Marktgebiet in Form der deutsch-luxemburgischen Gebotszone
ermdglicht es, geographische Ausgleichseffekte bei Erzeugung und Verbrauch
zu nutzen, und die hohe Liquiditdt im Strommarkt hilft dabei, Angebot und
Nachfrage auch bei fluktuierender Stromerzeugung aus Erneuerbaren Energien
flexibel und effizient zusammenzufiihren. Auflerdem reduziert sie die Macht
von groflen Anbietern iiber das Marktergebnis und ermoglicht innovativen Ak-
teuren den Markteintritt. Einheitliche GroBhandelspreise sorgen zudem dafiir,
dass sich im Strommix die kostengiinstigsten Erzeugungstechnologien unab-
héngig vom Standort innerhalb von Deutschland durchsetzen. Die Anlagen mit
den geringsten Einsatzkosten werden iiberregional genutzt. Dadurch sinken die
variablen Kosten des Gesamtsystems. Die einheitliche deutsch-luxemburgische
Gebotszone senkt aullerdem den Gesamtbedarf fiir Erzeugungskapazitét, Last-
management und Speicher. Dies senkt auch die Investitions- und Instandhal-
tungskosten des Gesamtsystems.

Zwar lasst sich aus den Erfahrungen anderer Lander (bspw. Schweden oder Ita-
lien) schlieBen, dass unter bestimmten Bedingungen ein addquater Gebotszo-
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nensplit ein effektives Instrument zum Management interner Engpédsse darstel-
len kann. Jedoch sind in Landern wie Schweden oder Italien die Grenzen der
Gebotszonen iiberwiegend an eindeutigen Engpéssen definiert. Solche geogra-
phisch eindeutigen Trennstellen sind in Deutschland mit seinem eng vermasch-
ten Ubertragungsnetz und den rdumlich weit gestreuten Engpéssen vorwiegend
entlang der Nord-Siid- und Ost-West-Transportrichtung nicht eindeutig zu iden-
tifizieren. Es ist unwahrscheinlich, dass ein heute gewéhlter Neuzuschnitt der
deutschen Gebotszone langfristig effizient wére, weil sich nicht nur
Erzeugungs- und Verbrauchsmuster geografisch dndern, sondern vor allem
auch der Netzausbau voranschreitet und sich dadurch Engpésse geografisch
verdndern. Anreize fiir Standortentscheidungen bei Neuinvestitionen aus
Strompreisdifferenzialen zwischen (neuen) deutschen Gebotszonen diirften ge-
ring ausfallen, weil der geplante Netzausbau potenzielle Strompreisdifferenzen
absehbar nivelliert. Zwar konnte eine Aufteilung der Gebotszone ein effizientes
Ubergangsinstrument des Netzengpassmanagements bis zur Ausweitung der
Netztransportkapazitit sein. Hier stellt sich jedoch die Frage nach den realen
Kostenvorteilen gegeniiber dem etablierten kostenbasierten Redispatch (bzw.
dem verbesserten Redispatch 2.0 ab Oktober 2021) auf der einen Seite und den
zu erwartenden, systemweiten Umstellungskosten auf der anderen Seite.

Die Bundesregierung setzt auf den Erhalt der deutsch-luxemburgischen Gebots-
zone. Um sie zu sichern hat Deutschland der Europdischen Kommission und
der Agentur zur Zusammenarbeit der europdischen Energieregulierungsbehdor-
den (ACER) am 28. Dezember 2019 den ,,Aktionsplan Gebotszone* vorgelegt.
Er enthélt nationale MaBBnahmen und regionale Initiativen, um das Stromnetz
fiir die gesteigerte Transportaufgabe zu stirken. Das iibergreifende Ziel des
Plans ist der Erhalt der einheitlichen deutschen Gebotszone und die Stirkung
des grenziiberschreitenden Stromhandels. Dafiir setzt Deutschland insbesonde-
re auf die Stirkung und Hoherauslastung der Ubertragungsnetze.

14. Wie bewertet die Bundesregierung eine mogliche Einfithrung von auslas-
tungsorientierten Netzentgelten, und welche rechtlichen und wirtschaftli-
chen Hiirden sieht sie?

Eine auslastungsorientierte Dynamisierung der Netzentgelte konnte grundsétz-
lich ein netzdienliches Strombezugsverhalten anreizen und damit helfen, die
Haufigkeit von Netzengpéssen zu reduzieren. Allerdings wiirde dies fiir eine
verursachungsgerechte Ausgestaltung zum einen auch eine Beteiligung der Ein-
speiser an der Finanzierung der Netzkosten voraussetzen, die zu einer Auslas-
tung beitragen. Zum anderen lieen sich mit dem Instrument nur schwer Ver-
schiebungen des Stromverbrauchs erreichen, die fiir den Netzbetreiber sicher
planbar sind. Denn die Reaktion der Netznutzer hingt u. a. von ihrer Flexibili-
tit beim Strombezug, dem Anteil der moglichen Netzentgelteinsparung an ih-
ren Gesamt-Strombezugskosten und ihrer jeweiligen Zahlungsbereitschaft ab,
die im Vorfeld nicht vollstindig bekannt sind. Selbst in einem System mit einer
hohen zeitlichen und ortlichen Granularitit bei der Festlegung der lastvariablen
Netzentgelte kdnnen daher weiterhin Netzengpésse auftreten. Fiir einen effekti-
ven Einsatz lastvariabler Netzentgelte bedarf es einer flichendeckenden klein-
teiligen Uberwachung, Prognose und Bepreisung, fiir deren Umsetzung derzeit
auch noch nicht die technischen Voraussetzungen vorliegen. Insgesamt ist die
Einfithrung auslastungsorientierter Netzentgelte komplex und es bedarf daher
einer umfassenden weiteren Priifung, wie und wann eine solche umgesetzt wer-
den konnte.

Ergénzend wird auf die Antwort zu Frage 9 verwiesen.
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