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Zusammenfassung

Verteilnetzengpasse werden in Zukunft immer haufiger auftreten. Ursache dafir ist ein steigender
Anteil dezentraler Stromerzeugung aus erneuerbaren Quellen. Aktive Netzbetreiber kdnnen in die-
sen Féllen ein funktionierendes Netz durch den Einsatz von Flexibilitdt gewahrleisten. Heute ist de-
ren Einsatz im Verteilnetz eher unublich. Um in Zukunft deren Potenzial zu erschlieRen, werden in
Politik und Wissenschaft verschiedene Anséatze diskutiert, um diese zu koordinieren.

Das vorliegende Papier betrachtet unterschiedliche Koordinationsmechanismen, die einen Zugriff
auf Flexibilitat durch Netzbetreiber ermdglichen. Im Zentrum der Diskussion stehen Marktplattform-
modelle. Diese fuhren eine neue Plattform ein, auf der Flexibilitat fir Netzbetreiber angeboten wird.
Unterschiedliche Forschungsprojekte beschéftigen sich bereits heute mit deren Design und Erpro-
bung. Alternative Ansétze werden weniger diskutiert.

Die verschiedenen Ansatze werden zunachst eingeordnet, anschliel3end nach verschiedenen Krite-
rien qualitativ bewertet und miteinander verglichen. Die Basis dafir sind Kosteneffizienz, Effektivitat
und die regulatorische Umsetzbarkeit. Die Ergebnisse dieser Bewertung zeigen, dass Marktplatt-
formmodelle gute Ergebnisse im Bereich der Kosteneffizienz und Effektivitat erzielen. Fir eine Um-
setzung sind allerdings groRe regulatorische Anderungen notwendig. Auch wenn andere Ansatze
oft regulatorisch leichter umzusetzen sind, kdnnen sie oft nicht als Systemlésung fungieren.
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Summary

With an increase of decentral renewable generation grid bottlenecks will become more and more
frequent. In bottleneck situations active distribution grid operators can make use of flexibility options
to relieve these critical situations and maintain the grids functionality. Yet this is a rather unusual grid
management approach. To make the potential of flexibility options accessible for grid operators,
various approaches are being discussed by politics and science.

This paper reviews different coordination mechanisms that can make an access of grid operators to
flexibility possible. The focus of the ongoing discussion lies on market platform approaches. These
approaches introduce a platform, on which flexibility is offered to network operators. Different re-
search projects deal with these approaches as well as their design and practical application. Alter-
native approaches are less discussed.

The different approaches are classified by type. Then evaluated qualitatively and compared accord-
ing to various criteria. These are among others: cost efficiency, effectiveness and the regulatory
realizability. The results show a good cost efficiency for market platform models, but also currently
face high regulatory barriers for these approaches. Although other approaches are often easier to
realize they lack the ability to act as a system wide solution.
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1. Einfuhrung
Problemaufriss

Der voranschreitende Ausbau erneuerbarer Stromerzeugung u. a. mit dem Ziel des Klimaschutzes
findet in Deutschland zu grof3en Teilen dezentral in den Verteilnetzen statt. Sie wurden in der Ver-
gangenheit fur die Versorgung von Verbrauchern ausgelegt und sind so nicht auf den Ausbau de-
zentraler Erzeugung ausgelegt. Heute geraten diese Netze in Zeiten hoher Erzeugung immer ofter
an ihre Kapazitatsgrenzen. Ein Grund dafir ist ein nur begrenzt méglicher Stromtransport tGber das
Ubertragungsnetz. Dies fiihrt zu Netzengpassen und Spannungsschwankungen. Die Funktionalitt
der Stromerzeugung wird in diesen Stunden, in denen Engpasse und Spannungsschwankungen
auftreten, gefahrdet.

Heute werden Netzengpasse auf Verteilnetzebene kurzfristig vorrangig durch die Reduktion der Ein-
speisung (Einspeisemanagement (EisMan)) erneuerbarer Energien behoben. Die Kosten des
Stromsystems steigen dann an, da dieser verlorene Strom durch andere Kraftwerke erzeugt werden
muss. Eine kostenglnstigere Option ist es, diesen abgeregelten Strom durch den Einsatz flexibler
Lasten zu verbrauchen oder die Stromerzeugung flexibler konventioneller Erzeuger in diesen Zeiten
zu reduzieren. Langfristig wird ein ausreichender Ausbau der Stromnetze angestrebt, um solche
Netzengpasse weitestgehend zu vermeiden.

Zukunftig wird dem Verteilnetzbetreiber eine grofRe Zahl an Malinahmen zur Verfiigung stehen, um
diese Probleme zu I6sen. Durch die steigende Zahl von neuen innovativen Erzeugern, Verbrauchern
und Speichern nimmt das Potenzial, flexibel auf Netzengpasse zu reagieren, zu. Technologische
Lésungen kdnnen beispielsweise Batteriespeicher, Elektro-PKWSs oder aber der flexible erneuerbare
Erzeuger sein.

Um diese Optionen zur Vermeidung oder L6sung von Netzengpassen einzusetzen, werden jedoch
Koordinationsmechanismen benétigt. Es werden verschiedene dieser Koordinationsmechanismen
diskutiert. Grob lassen sie sich in zwei Gruppen einordnen: fokussierte und nicht-fokussierte Mecha-
nismen. Der grundlegende Unterschied besteht vor allem in den jeweiligen Adressaten. Dabei spre-
chen fokussierte Mechanismen eine bestimmte Akteursgruppe, beispielsweise Teilnehmer eines
Flexibilitatsmarkts, an. Nicht-fokussierte Mechanismen hingegen umfassen prinzipiell alle an das
Netz angeschlossenen Verbraucher und Erzeuger. Das umfasst auch solche, die nicht oder nur
eingeschrankt auf Netzengpéasse Einfluss nehmen kénnen. Nicht-fokussierte Mechanismen lassen
sich wiederum in netz- und marktseitige Mechanismen unterteilen. Marktseitige Modelle ,kommuni-
zieren" Uber den Marktpreis, netzseitige Modelle dagegen Uber die Netzentgelte.

Nicht-fokussiert marktseitig

Der theoretisch optimale Ansatz, um Netzengpasse okonomisch effizient zu l6sen, ist das Nodal
Pricing. Dieser nicht-fokussierte marktseitige Mechanismus berticksichtigt die Beschaffenheit des
Stromnetzes bei der Ermittlung des Marktergebnisses und des Kraftwerkseinsatzes. Fir jeden Netz-
knoten der Ubertragungsnetzebene wird dabei ein Marktpreis ermittelt. Ein Preis an einem Netzkno-
ten ist dann besonders hoch, wenn dort eine hohe Nachfrage mit einer geringen Erzeugung auftritt.
Geringe Netzkapazitaten, die einen Stromtransport zu diesem Knoten nur eingeschrankt maoglich
machen, tragen zu einem hohen Preis bei. Netzengpasse werden durch besonders hohe oder ne-
gative Preise verhindert, denn Verbraucher und Erzeuger passen ihr Verhalten an diese Preise an,
um Verluste zu vermeiden und Gewinne zu erzielen. Auch auf Investitionen entfalten diese Preise
ihre Wirkung: Neue Verbraucher siedeln sich bevorzugt an Knoten mit niedrigen Preisen an, wohin-
gegen neue Kraftwerke an Netzknoten mit hohen Preisen errichtet werden.
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Bereits heute findet das Nodal Pricing Anwendung, etwa in Texas. Im Kontrast zum Nodal Pricing
steht der zonale Strommarkt. Dieser Ansatz ermittelt einen Preis fur eine vorher bestimmte Zone
fest. Ausschlaggebend fiir den Preis sind die Grol3e des Angebots und der Nachfrage in dieser Zone.
Die Netztopologie wird in diesem Verfahren nicht bertcksichtigt.

Die moglichen Wohlfahrtseffekte eines Nodal Pricing-Regimes wurde in der wissenschaftlichen Li-
teratur fUr unterschiedliche Staaten untersucht (siehe (Stoft 1996), (Green 2007) oder (Weigt et al.
2005)). Verglichen wurden dabei die Wohlfahrtseffekte eines zonalen Strommarkts, wie er heute in
weiten Teilen der EU Anwendung findet, mit einem nodalen Preissystem. Die oben genannten Stu-
dien kamen zu dem Ergebnis, dass aus der Einflhrung eines zonalen Strommarkts Wohlfahrtsver-
luste gegenlber einem nodalen System folgen. Fir einen deutschen zonalen Strommarkt kann ein
ahnliches Ergebnis gefunden werden (Ozdemir et al. 2009).

Das Ergebnis des Nodal Pricing ist ein gesamtwirtschaftlich optimales. Allerdings wird in diesem
System nicht berticksichtigt, wie die Erldse und Verluste zwischen den Akteuren des Stromsystems
verteilt sind. Daher greift eine Bewertung des Nodal Pricing basierend auf der 6konomischen Effizi-
enz zu kurz. Besonders Haushalte sind in einem solchen System den Preisentwicklungen an den
Knoten ausgeliefert und kénnen sich unter Umstanden an einem Knoten mit fir sie unvorteilhaften
hohen Preisentwicklungen befinden.

In Deutschland wurde das Zonal Pricing als eine entscharfte Version des Nodal Pricing diskutiert.
Der Vorschlag umfasste die Einteilung des deutschen Marktgebiets in eine nérdliche und eine std-
liche Preiszone, die sich am herrschenden Netzengpass orientieren. (Egerer et al. 2016) untersu-
chen eine solche Einfuhrung dieser zwei Preiszonen. Fir die Jahre 2012 und 2015 fanden sie, dass
zwei Preiszonen zu einer reduzierten Zahl an notwendigen Engpassmanagementmal3nahmen flh-
ren konnen. Der Effekt eines hohen Preises in Sitiddeutschland und der korrespondierende hohe
Preis in Norddeutschland wirken sich so netzengpassreduzierend auf das Verhalten der Marktteil-
nehmer aus.

Nicht-fokussiert netzseitig

Netzseitige Mechanismen basieren auf der zeitlichen und rdumlichen Flexibilisierung des Strom-
preisbestandteils der Netzentgelte. Uber eine Variation der Entgelthéhe soll der herrschende Netz-
zustand an Stromverbraucher kommuniziert werden. In Zeiten einer hohen Netzbelastung kdme es
daher zu hohen Netzentgelten. Aus dieser Veranderung soll eine Verbrauchsanpassung resultieren,
die das Stromnetz entlastet. Aktuell werden Netzentgelte jedoch nur auf die Entnahme von Strom
aus dem Netz erhoben und nicht auf die Erzeugung und Einspeisung von Strom. Eine Anpassung
von Erzeugern bleibt daher aus. Die Anwendung dieser Einspeisenetzentgelte ist allerdings durch-
aus denkbar und wird bereits in unterschiedlichen europaischen Landern umgesetzt (bspw. Belgien,
Danemark, Frankreich, Gro3britannien) (Hinnz et al. 2018).

Problematisch kann diese Anreizform in einem akuten Netzengpassfall sein, da eine Verhaltensan-
derung durch Verbraucher und Erzeuger nicht garantiert ist. Es ist mdglich, dass Verbraucher be-
wusst hohe Preise akzeptieren oder der starke Anstieg der Netzentgelte nicht wahrgenommen wird,
da Netzentgelte nur einer der kleineren Strompreisbestandteile sind. Auch Gewdhnungseffekte sind
denkbar, bei denen sich bei Verbrauchern ein bestimmtes Verbrauchsmuster verfestigt und keine
oder nur eine geringe Reaktion auf Steuerungssignale erfolgt.

In Deutschland spricht sich die Bundesnetzagentur aktuell gegen eine Einfiihrung flexibler Netzent-
gelte aus. Sie nennt als Grund unter anderem eine schwierige Vorhersehbarkeit der tatséchlichen
Netzentgelthohe fur Verbraucher. Steuerungssignale hatten entweder eine sehr geringe Wirkung,
oder kénnen auch einen extrem grof3en, in manchen Fallen prohibitiven Einfluss entfalten. Sie
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kénnten etwa fur die Umsetzung regionaler Energiekonzepte oder die Investitionen privater Haus-
halte ein Hindernis sein (BNetzA 2015). Die Bestimmung von regionalen Entgelten sei darlber hin-
aus mit einem hohen Aufwand verbunden, und falsch bestimmte Netzentgelte konnten einen nega-
tiven Einfluss auf die Gesamtsystemoptimierung haben. Die Bundesnetzagentur sieht daher derzeit
von diesen Entgelten ab (BNetzA 2017).

Fokussierte Mechanismen

Fokussierte Mechanismen sprechen nur die Gruppe von Akteuren an, die an einem Mechanismus
zur Bereitstellung von Flexibilitat teilnimmt. Ein groRer Unterschied zu nicht-fokussierten Mechanis-
men ist, dass das Erbringen von flexibler Erzeugung oder flexiblem Verbrauch eine Vergitung erhalt.
Somit stellt die Dienstleistung der Flexibilitat ein Produkt dar, das eine Erlésmoglichkeit und ein Ge-
schaftsmodell beinhalten kann. Die Grundlage fur die Erbringung dieser Dienstleistung ist ein Ver-
trag, und somit besteht keine Unsicherheit Giber den tatsachlichen Effekt eines Flexibilitatsabrufs,
wie es bei manchen nicht-fokussierten Mechanismen der Fall sein kann.

Das vorliegende Papier betrachtet vornehmlich diese fokussierten Ansatze, die aktuell im Zentrum
der politisch-wissenschaftlichen Diskussion stehen. Angesichts der groRen Zahl an aktuell vorge-
schlagenen Ansétzen stellt dieses Papier einen Uberblick tiber unterschiedliche Ansatze zusammen
und erhebt keinen Anspruch auf Vollstandigkeit. In den folgenden Kapiteln werden daher diese Me-
chanismen genauer betrachtet und anschlieend einer Bewertung und in diesem Rahmen einem
Vergleich unterzogen. Bewertungskriterien sind unter anderem die 6konomische Effizienz und die
Effektivitat eines Mechanismus.

Grob sind fokussierte Mechanismen in die Kategorien Marktplattformmodelle sowie sonstige Mo-
delle zu unterteilen. Die Teilnahme an beiden Modelltypen ist fur alle Akteure freiwillig. Im Rahmen
von Marktplattformmodellen wird ein Marktergebnis zwischen Angebot und Nachfrage ermittelt.
Sonstige Modelle umfassen hingegen bilaterale Einigungen zwischen Netz- und Flexibilitatsbetrei-
bern.

2. Hintergrund: Flexibilitat fur den Netzbetreiber heute

Aktuell ist die vorrangige Flexibilitatsoption zur Vermeidung von Netzengpassen das EisMan. Wird
durch eine erneuerbare Erzeugungsspitze die Funktionalitdt des Netzes geféhrdet, so erfolgt eine
durch den Netzbetreiber angewiesene Reduktion der Stromerzeugung. Die netzbelastende Situation
wird so aufgeldst. Technisch heif3t das, Windanlagen werden aus dem Wind gedreht oder Wechsel-
richter bei Solaranalgen ausgeschaltet. Kommt es zum EisMan, werden dem Betreiber einer Anlage
entgangene Erlose erstattet gemaf? § 15 (EEG 2017).

Neben dem EisMan stellt Redispatch nach § 13 (EnWG 2017) eine weitere Option auf Ubertragungs-
netzebene dar, um Netzengpéasse vor deren Entstehung zu beheben. Diese Lésung umfasst eine
Neuorganisation des marktlich ermittelten Kraftwerkseinsatzes und reduziert somit die Effizienz die-
ses Marktergebnisses. Um einen drohenden Netzengpass zu verhindern, wird die Erzeugung von
Kraftwerken vor einem drohenden Netzengpass reduziert. Gleichzeitig wird die Erzeugung von bis-
her inaktiven Kraftwerken, hinter dem Netzengpass erhoht.

Beim Redispatch handelt es sich um eine Flexibilitatsoption, die vorrangig auf Ubertragungsnetze-
bene eingesetzt wird. Auf Verteilnetzebene findet Redispatch wenig bis keine Anwendung. Einer-
seits, da eine Regelung des Netzausbaubeschleunigungsgesetzes (NABEG 2011) ein Redispatch
durch Verteilnetzbetreiber erst ab 1. Oktober 2021 in Kraft tritt, andererseits finden sich nur be-
grenzte Redispatchpotenziale auf Verteilnetzebene (BNetzA 2017). Auch gilt die neue Regelung des
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NABEG nur fur Stromerzeuger mit einer Kapazitat grof3er 100 kW. Kleinere Stromerzeuger und auch
nachfrageseitige Flexibilitat kdnnen somit nicht durch Netzbetreiber angesprochen werden. Dies
macht in Zukunft neue Koordinationsmechanismen von Flexibilitat interessant, die diese Flexibili-
tatsoptionen adressieren.

Im Bereich der Niederspannung bildet 8 14a (EnWG 2017) den Rahmen fir einen netzdienlichen
Einsatz von Verbrauchseinrichtungen. Dem Netzbetreiber wird in diesem Rahmen eine Steuerung
dieser Einheiten ermdglicht, sodass ihr Verbrauch sich am herrschenden Netzzustand orientiert.
Betreiber dieser Anlagen erhalten fir diesen Einsatz ein reduziertes Netzentgelt. Aktuell ist die For-
mulierung dieses Paragraphen jedoch wenig umfangreich, da eine detaillierte Ausgestaltung durch
die Bundesregierung im Rahmen einer Rechtsverordnung noch aussteht. Es ist denkbar, dass in
Zukunft Verteilnetzbetreibern grof3ere Moglichkeiten bei der Steuerung von Verbrauchseinrichtun-
gen und deren Vergutung eingeraumt werden.

Bisher haben Verteilnetzbetreiber fast ausschlie3lich auf MaRhahmen des EisMan zuriickgegriffen,
bis ein Netzengpass durch einen ausreichenden Netzausbau langfristig aufgelést wurde. Diese Her-
angehensweise wird jedoch mehr und mehr durch alternative Anséatze eines aktiven Verteilnetzma-
nagements abgeldst (Anaya und Pollitt 2017; Pallesen und Jacobsen 2018; Olivella-Rosell et al.
2018), die Gegenstand unterschiedlicher Forschungsprojekte sind (EWE 2016; Smart Grids-Platt-
form Baden-Wirttemberg 2017a). Entsprechende Ansatze werden auch auf européischer Ebene
verfolgt (Eurelectric 2013) und sind bereits Teil der Strom-Verordnung (8 32 European Parliament
2019) des Clean Energy Package:

.Member States shall provide the necessary regulatory framework to allow and incentivise
distribution system operators to procure services in order to improve efficiencies in the ope-
ration and development of the distribution system, including local congestion management.”

In Deutschland stellt § 11 (2) des EnWG (EnWG 2017) die Grundlage fir diese alternativen Ansatze
dar. Dieser Paragraph ermdglicht die pauschale Reduktion der jahrlichen Erzeugung und Einspei-
sung von Strom aus Wind und Photovoltaik um 3 %. Er ertffnet so Verteilnetzbetreibern die Mdg-
lichkeit, Netze nicht vollstédndig auszubauen und den Netzbetrieb durch den Einsatz von Flexibili-
tatsoptionen zu komplementieren. Das vorrangig genutzte EisMan wird so von einer Ubergangsre-
gelung bis zum Netzausbau zu einer dauerhaften Flexibilitdtsoption erweitert, die in der Netzplanung
bertcksichtigt wird.

Flexibilitat kann im Vergleich zum Netzausbau kurzfristig realisiert werden. Bereits vorhandene Ver-
braucher konnen als flexible Lasten aktiviert werden und so erneuerbare Erzeugung integrieren.
Auch wenn unklar ist, wie sich Erzeugung und Verbrauch in einem Stromnetz entwickeln, kann ein
Einsatz von Flexibilitat den notwendigen Netzausbau ersetzen, bis der tatsdchlich notwendige Netz-
ausbau feststeht. Der Einsatz von Flexibilitatsoptionen schafft so zeitliche Flexibilitat, und eine Uber-
dimensionierung des Netzausbaus kann vermieden oder begrenzt werden.

Mit den Optionen konfrontiert, kurzfristige Flexibilitat zu nutzen oder langfristig das Netz auszu-
bauen, stellt sich flir Netzbetreiber die Frage, in welchen Situationen ein langwieriger Netzausbau
vorgenommen und wann ein Einsatz von Flexibilitatsoptionen diesem Ausbau vorgezogen wird. Ak-
tuell sind diese Abwagungen auf eine Hohe von 3 % der erneuerbaren Kapazitéat beschrankt. Dieser
Wert wurde pauschal fir alle Netze festgelegt und orientiert sich so nicht an tatsachlichen Begeben-
heiten wie der Verfugbarkeit von Flexibilitat in einem Netzgebiet. Es ist denkbar, dass auch hohere
oder niedrigere Werte durch einen Verteilnetzbetreiber angewendet werden.

10
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3. Koordination netzdienlicher Flexibilitat

Damit Netzbetreiber Flexibilitat nutzen kénnen, sind Mechanismen notwendig, die dies koordinieren.
Der Zugriff von Netzbetreibern auf Flexibilitdt sollte zu Zeiten geschehen, in denen ein Netzengpass
absehbar ist, sodass dieser korrigiert werden kann. Den Rahmen hierfir schafft die Netzampel®. Sie
stuft die Funktionalitéat des Netzes in einen griinen, gelben oder roten Zustand ein. Droht in der ein
Netzengpass wird es dem Netzbetreiber in gelben Ampelphase ermdglicht Flexibilitdt einzusetzen.
Der Netzengpass wird so verhindert.

Dazu wie der Netzbetreiber in der gelben Ampelphase Flexibilitat beschafft, gibt es unterschiedliche
Vorschlage. Besonders diskutiert werden momentan so genannte Flexibilitatsmarkte, auf denen Be-
treiber von Flexibilitat als Anbieter und Netzbetreiber als Nachfrager auftreten. Von diesen Ansétzen
wurden unterschiedliche Variationen vorgeschlagen, die in den folgenden Kapiteln dargestellt wer-
den sollen.

Auch andere Anséatze werden diskutiert, bei denen Netzbetreiber eine Einigung mit einem Betreiber
von Flexibilitdt eingehen oder eine Investition in Flexibilitat unterstutzen. Bei diesen Modellen han-
delt es sich jedoch eher um jene, die punktuell zum Einsatz kommen sollten. Sie stellen keine Option
dar, um das Problem der Netzengpasse im gesamten Stromsystem zu I6sen.

Fur eine Darstellung dieser Modelle wurden verschiedene Studien und Papiere der Literatur ausge-
wertet. Dabei handelt es sich unter anderem um:

Bundesverband Neue Energiewirtschaft (2016), Decentralized Flexibility Market 2.0, (bne
2016)

Ecofys, Fraunhofer IWES (2017), Smart-Market Design in deutschen Verteilnetzen: Entwick-
lung und Bewertung von Smart Markets und Ableitung einer Regulatory Roadmap (Nabe et
al. 2017)

EWE (2016), SINTEG-Projekt Enera: Regionales Orderbuch (EWE 2016)

Forschungsstelle fur Energiewirtschaft (FfE) (2017), Flexibilitatsintegration als wichtiger Bau-
stein eines effizienten Energiesystems (Bogensperger et al. 2017)

Smart-Grids Plattform Baden-Wirttemberg (2016), SINTEG-Projekt c/sells: Flexibilitatsplatt-
form (Smart Grids-Plattform Baden-Wirttemberg 2017a)

Verband der Elektrotechnik Elektronik Informationstechnik (VDE) (2014), Regionale Flexibi-
litatsmarkte: Marktbasierte Nutzung von regionalen Flexibilitdtsoptionen als Baustein zur er-
folgreichen Integration von erneuerbaren Energien in die Verteilnetze (VDE 2014)

Erganzt wird die Betrachtung dieser deutschen Vorschlage durch Beispiele aus dem européischen
Ausland.

Alle diese Ansétze basieren auf der Digitalisierung des Stromsektors und dem damit verbundenen
Datenaustausch. Durch diese Grundlage wird eine Vorhersage der Stromerzeugung erneuerbarer
Energien und der damit verbundene Einsatz von Flexibilitat erméglicht. Unumgéanglich wirft diese
Entwicklung die Frage des Datenmanagements und des Zugangs zu Daten auf. Diese Fragen sollen
jedoch nicht im Rahmen dieser Betrachtung untersucht werden, da sie einen eigenen thematischen
Bereich darstellen.

1 Eine detaillierte Beschreibung der Netzampel erfolgt im folgenden Kapitel.

11
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3.1. Der Rahmen: Die Netzampel

Die hier betrachteten Ansétze fiir die Koordination von Flexibilitat, sind in das Konzept der Netzam-
pel eingebettet. Dieser Ansatz regelt die Interaktion von Netzbetreibern und Flexibilitdtsoptionen im
Stromgesamtsystem (bdew 2017). Das Konzept der Netzampel unterteilt die verschiedenen Zu-
stande des Netzes in drei Kategorien. Das sind die drei Phasen griin, gelb und rot, die dem Zustand
des Netzes entsprechen.

In der griinen Ampelphase herrscht uneingeschrankte Funktionalitat des Netzes. Der Strommarkt
kann in dieser Phase ohne Einschrankung funktionieren. Zeichnet sich ab, dass das Netz an seine
Kapazitatsgrenzen geraten wird, geht das System in die gelbe Ampelphase uber. Eine Ursache da-
fur kann eine unvorhergesehene erneuerbare Erzeugungsspitze sein. In dieser Phase wird der
Strommarkt eingeschrankt, wenn dadurch drohende Probleme im Stromnetz abgewendet werden
konnen. Der Netzbetreiber greift dann auf Flexibilitat zu und sichert so den Systemzustand. Die
eingesetzte Flexibilitat erhalt dafir eine entsprechende Vergttung, weshalb von einer Bewirtschaf-
tung von Netzengpassen gesprochen wird. Wie genau ein Zugriff auf Flexibilitat durch den Netzbe-
treiber geschieht, hangt vom verwendeten Koordinationsmechanismus ab.

Die kritische roten Phase tritt dann ein, wenn durch das Handeln des Netzbetreibers ein drohender
Netzengpass nicht abgewendet werden konnte. In dieser Ampelphase wird der Strommarkt vollstan-
dig auszusetzen. Die Funktionalitat des Netzes wird anschlieRend durch den Einsatz von Flexibilitat
wiederhergestellt. Das System befindet sich daraufhin wieder in der griinen Ampelphase.

3.2. Koordinationsmechanismen und ihre Charakteristika

Koordinationsmechanismen kdnnen unterschiedlich ausgestaltet sein und unterscheiden sich in ver-
schiedenen Bereichen. Daher sollen in diesem Kapitel verschiedene Charakteristika eingefihrt wer-
den. Im Folgenden sollen sie erlautert werden und so ein Verstandnis davon vermitteln, wie Mecha-
nismen ausgestaltet sein kénnen.

Die Charakteristika der Koordinationsmechanismen sind:

« Optimierungsebene

« Marktgebiet

« Maogliche Marktteilnehmer
« Vertragsform

« Bewirtschaftungszeitraum
« Vergutungsform

« Eigentum

Optimierungsebene

Die Optimierungsebene eines Mechanismus beschreibt, auf welcher Systemebene der Einsatz von
Flexibilitat koordiniert wird. Hier sind zentrale von dezentralen Mechanismen zu unterscheiden. Zent-
rale Mechanismen organisieren den Einsatz von Flexibilitatsoptionen auf nationaler Ebene. Sie sind
dabei im Gegensatz zu dezentralen Mechanismen nicht an die Grenzen eines Netzbereichs oder
einer Region gebunden. Im Rahmen eines zentralen Mechanismus koénnen so alle nationalen
Netzengpasse bewirtschaftet werden. Ein Beispiel fir einen zentralen Markt ist der heutige Strom-
markt.

Dezentrale Mechanismen hingegen zeichnen sich durch Regionalitat aus: Es werden nur Netzeng-
passe bewirtschaftet, die sich in einem definierten Gebiet befinden. Dieses Gebiet kann ein Netzge-
biet sein, aber auch durch andere nicht-technische Kriterien festgelegt werden. Sollen dezentrale
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Mechanismen zum Einsatz kommen, um alle nationalen Netzengpasse zu beheben, waren mehrere
dieser Mechanismen notwendig.

Marktgebiet

Das Marktgebiet umfasst das Gebiet, in dem Flexibilitatsangebot und Nachfrage zusammenkom-
men. Im einfachsten Fall Uberschneidet sich das Marktgebiet mit der Optimierungsebene. Dies ist
jedoch nur dann maoglich, wenn die Flexibilitatsoptionen im betrachteten Gebiet den gleichen Netz-
engpass adressieren. Wéare dies nicht der Fall, konnten sie nicht in einem Wettbewerb zueinander-
stehen, da sie verschiedene Dienstleistungen anbieten.

Bei Ansatzen mit einer nationalen Optimierungsebene ist es nicht mdglich, ein einzelnes Marktgebiet
zu realisieren. In einem solchen Fall muss fur drohende Netzengpdasse ein eigener Markt erdffnet
werden. Ebenso kénnte das Angebot von Flexibilitdt um eine regionale Komponente erweitert wer-
den. Fur den Netzbetreiber muss jedoch erkennbar sein, welchen Einfluss angebotene Flexibilitéat
auf einen Netzengpass hat.

Mogliche Marktteilnehmer

In erster Linie sind die Koordinationsmechanismen darauf ausgerichtet, Flexibilitat fir den Netzbe-
treiber zu erschlieBen. Somit stellt oft der Netzbetreiber den einzigen Nachfragenden dar. Es ist
jedoch nicht auszuschliel3en, dass auch andere Akteure Flexibilitdt erwerben. Das kdnnen Bilanz-
kreisverantwortliche oder Prosumer sein.

Auf der Angebotsseite konnen in der Regel alle Flexibilitdtsoptionen teilnehmen. Allerdings weist oft
besonders dezentrale Flexibilitdt eine zu geringe Leistung auf, als dass sie an diesen Markten teil-
nehmen konnte. In solchen Fallen biindeln Aggregatoren als Zwischenhéndler Flexibilitdt von meh-
reren kleinen Anbietern und bieten sie gesammelt an.

Vertragsform

Die Bindung zwischen Flexibilitdt und Netzbetreiber kann verschiedene Formen haben. Es kann sich
um klassische bilaterale Vertrage, langfristige Pachtvertrage zwischen Netzbetreiber und Flexibili-
tatsdienstleister oder aber rechtliche Verpflichtungen handein.

Bewirtschaftungszeitraum

Der Bewirtschaftungszeitraum umfasst die Dauer, in der der Netzbetreiber auf eine Flexibilitatsop-
tion zugreifen kann. Dies kann sich auf die Dauer des Netzengpasses beschranken oder sich tber
einen langeren Zeitraum erstrecken. In einem solchen Fall dient der Koordinationsmechanismus
nicht nur der kurzfristigen Koordination des Flexibilitdtseinsatzes in der gelben Ampelphase. Das
Ziel ist eher das langfristige kosteneffiziente Erschlie3en von Flexibilitat fir den Netzbetreiber.

Vergutungsform

Ausschlaggebend fiur die Vergitung ist die Form des Koordinationsmechanismus. Marktliche Mo-
delle ermitteln einen Marktpreis, der vom herrschenden Angebot und Nachfrage abhangt. Die Preis-
ermittlung kann dabei frei geschehen oder aber durch Preisgrenzen eingeschrénkt sein. In Ausnah-
mefallen orientiert sich die Vergitung an anderen Preisen, bspw. dem des Regelenergiemarkts, oder
eine regulierte Preisfindung wird angewendet. Eine solche Preisermittlung kann dann Sinn machen,
wenn beflrchtet wird, dass es nicht zu einem ausreichend grof3en Wettbewerb im Markt kommt und
somit einzelne Akteure den Marktpreis beeinflussen kdnnten.
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Nicht-marktliche Modelle legen oft eine Vergitung im Rahmen bilateraler Verhandlungen oder ein-
seitig fest. Es ist jedoch ebenso denkbar, dass eine Orientierung an anderen Preisen stattfindet.

Eigentum

Die im Rahmen des Unbundlings eingefiihrte Entflechtung von Netzbetreibern und Energieversor-
gern schrankt die Moglichkeiten hier ein: Netzbetreiber kdnnen nur unter bestimmten Bedingungen
Eigentimer von Flexibilitatsoptionen sein, namlich dann, wenn diese nicht am Strommarkt teilneh-
men. Klassischerweise verbleibt daher das Eigentum beim Marktteilnehmer, da sonst ein wirtschaft-
licher Betrieb dieser Anlagen schwer mdglich ist. In Ausnahmefallen kann eine Flexibilitatsoption
durch einen Netzbetreiber realisiert werden und befindet sich so in seinem Eigentum. Der Betrieb
der Anlage erfolgt dann nicht durch den Netzbetreiber selber, sondern durch Dritte.

3.3. Ein Uberblick tiber Koordinationsmechanismen

In der folgenden Tabelle 3-1 sind unterschiedliche Ansatze fur die Koordination von Flexibilitatsop-
tionen fur den Netzbetrieb dargestellt, die in der politisch-wissenschaftlichen Diskussion um den
Einsatz von Flexibilitat fir das Netz eingebracht wurden.

Diese Ansatze lassen sich grob in zwei Kategorien unterteilen. Auf der einen Seite finden sich Mo-
delle, die Uber eine Marktplattform das Angebot und die Nachfrage von Flexibilitat koordinieren.
Diese sind wiederum unterteilt in dynamische Marktplattformmodelle sowie statische Marktplattform-
modelle.

Bei dynamischen Marktplattformmodellen handelt es sich um jene, die eingesetzt werden, um einen
akuten Netzengpass zu vermeiden. Bei statischen Marktmodellen kommt es zu einer langerfristigen
Bindung von Flexibilitat an den Netzbetreiber. Somit kann diese Flexibilitat bei mehreren Netzeng-
passen zum Einsatz kommen.

Dem gegeniber stehen sonstige Modelle, bei denen Flexibilitét in der gelben Ampelphase einge-
setzt wird, auf die Netzbetreiber nicht Gber einen Markt zugreift.

Eine Ubersicht verschiedener vorgeschlagener Modelle findet sich in Tabelle 4-1.

14



Flexibilitat fir das Netz

Oko-Institut eV.

Tabelle 3-1:

Ausgestaltungsmaglichkeiten fir die Nutzung von Flexibilitat durch den
Netzbetreiber

Merkmale
Koordinations- Optimierungs- Koordlngtlons- Mogllche Vertragsform Bewmsphaftungs- Vergltungsform Eigentum
ansatz ebene gebiet Marktteilnehmer zeitraum
Regionales Ubertragungs- und . einheitlicher .
& Orderbuch (enera) Zentral Netzengpass Verteilnetzbetreiber Bilateraler Vertrag ~ Netzengpassdauer Marktpreis Marktteilnehmer
[]
°
O Regionaler
E Flexibilitatsmarkt Dezentral Verteilnetzgebiet  Verteilnetzbetreiber Bilateraler Vertrag ~ Netzengpassdauer Pay as bid Marktteilnehmer
5 (VDE)
L
g Kaskadenmodell Dezentral Verteilnetzgebiet  Verteilnetzbetreiber Bilateraler Vertra Netzengpassdauer regulierte Marktteilnehmer
§. (Nabe et al. 2017) 9 9 9p Preisbildung
= _— Verteilnetzgebiet/
r .
@ Flexibilitasplattform - Ubertragungs- und . . .
s (WindNode) Zentral Ubertragungs- Verteilnetzbetreiber Bilateraler Vertrag ~ Netzengpassdauer Pay as bid Marktteilnehmer
Py netzgebiet
§ Verteilnetzgebiet/ Ubertragungs- und
‘= ENKO (NEW4.0) Zentral Ubertragungs- ragungs- | Bilateraler Vertrag ~ Netzengpassdauer Pay as bid Marktteilnehmer
€ f Verteilnetzbetreiber
s netzgebiet
> Flexibilitatsplattform - " . Ubertragungs- und . Netzengpassdauer & Netzentgeltreduktion; .
(=) ALF(c/sells) Zentral Verteilnetzgebiet Verteilnetzbetreiber Bilateraler Vertrag langere Zeitraume Markipreis Marktteilnehmer
@ Local Flexibility . Netzbetreiber, . . . .
g Market (Olivella- Dezentral Er:/e(ernEIgs:ﬁ;‘nLL?r::ig Bilanzkreis- Bilateraler Vertrag Vertraﬂzf;e Brlgd;t'; % e'&gfglcr':sr Marktteilnehmer
g Rosell etal. 2018) oy verantwortliche 99reg p
€ Dezentraler I
= - " . " . . Flexibilitats- !
O Flexibilitatsmarkt 2.0 Zentral  Verteilnetzgebiet(e)  Verteilnetzbetreiber Bilateraler Vertrag 1 Jahr vergiitun Marktteilnehmer
£ (bne) guwing
. Regionaler )
+© . Netzgebiet, . 5
3 - -
& Regelenergiemarkt Zentral Netzstrang, Ubertragungs qder Bilateraler Vertrag 1 Woche Bereltsghafts un_d Marktteilnehmer
plus (Nabe et al. Verteilnetzbetreiber Einsatzpreis
= Umspannwerk
2 2017)
5 Netzbetreiber,
@ ) ] N - .
® Nodes Zentral Netzgebiet, Bllanzklrels- Bilateraler Vertrag - Dgflnlerte Bereltsghafts un_d Marktteilnehmer
& Messstelle verantwortliche, Verfligbarkeitsdauer Einsatzpreis
Prosumer
Netzbetreiber,
Market for Flexibility " . Bilanzkreis- . Vertragliche Bindung einheitlicher .
(EcoGrid 2.0) Dezentral Verteilnetzgebiet verantwortliche, Bilateraler Vertrag mit Aggregator Marktpreis Marktteilnehmer
Prosumer
Quotenmodelle . Netzbetreiber als . - . " .
(Nabe et al. 2017) Dezentral Netzgebiet einziger Nachfrager Bilateraler Vertrag Langfristig Regulierte Vergutung Marktteilnehmer
Flexibilitatsbroker Dezentral Poolgebiet Flexibilitatsbroker Bilateraler Vertrag Langfristig . BTQkEFQE?Fh’ * Marktteilnehmer
Flexibilitatsvergutung
g Betreibermodelle
% (Bogensperger et al.
§ 2017)
. . . Langfrist- - .
1]
o Pachtvertragsmodell Dezentral Verteilnetzgebiet Pachter Pachtvertrag Langfristig / Netzbetreiber
]
2 Joint Venture Dezentral Verteilnetzgebiet Investoren  Geteiltes Eigentum Langfristig |  Geteiltes Eigentum
S Dienstleistungs- " . Flexibilitats- . - Verhandelte .
v A
modell (ebd.) Dezentral Verteilnetzgebiet eigentimer Langfrist-Vertrag Langfristig Vergitung Marktteilnehmer
Anreizmodelle (ebd.)
Gamification Dezentral Verteilnetzgebiet Fl.eX'b".'.t ats- Keine Langfristig Keine Marktteilnehmer
eigentiimer

Quelle: Eigene Darstellung

In den folgenden Kapiteln werden unterschiedliche Modelle zur Flexibilitatskoordination fir den
Netzbetrieb kurz vorgestellt. Diese Darstellung erhebt keinen Anspruch auf Vollstandigkeit. Sie soll
vielmehr dazu dienen die grof3e Bandbreite verschiedener Ansétze darzustellen.

3.3.1. Marktplattformmodelle

Marktplattformmodelle zur Flexibilitatskoordination zeichnen sich durch eine neu geschaffene Markt-
plattformen aus, auf der das Angebot von Flexibilitat und deren Nachfrage zusammengebracht wer-
den. Diese Plattformen existieren parallel zum Energy-Only-Markt. Bei einem drohenden Netzeng-
pass beschafft der Netzbetreiber auf diesem Markt Flexibilitat, um den Netzengpass abzuwenden.

Das Bundesministerium fur Wirtschaft und Energie lehnt diese Anséatze jedoch bis auf Weiteres ab
und spricht sich fir eine Beibehaltung des kostenbasierten Redispatch aus (BMWI 2020). Grundlage
fur diese Entscheidung sind mdgliche Effizienzverluste, die durch opportunistisches Verhalten von
Marktteilnehmern verursacht werden konnten. Laut einem Gutachten von Neon und Consentec
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(2019) wirden so die Effizienzgewinne der Integration von Speichern und flexibler Verbraucher auf-
gewogen. Eine mdgliche MaRnahme gegen diese Form des Verhaltens ist bspw. eine Regulierung
der gezahlten Vergitung ((Schuster et al. 2019). Die Sinnhaftigkeit verschiedener Losungsanséatze
wird jedoch von anderen Akteuren in Frage gestellt (Hirth et al. 2019).

In der Praxis konnte diese Form des Bietens bspw. in Grof3britannien beobachtet werden (Perekho-
dtsev 2010). In anderen Fallen kam es jedoch nur zu geringen Auspragungen dieses Verhaltens, da
es mit Risiken und Unwéagbarkeiten verbunden sei (E-Bridge Consulting 2019). Dies bestatigen Er-
fahrungen von Netzbetreibern, die Mdglichkeiten des Countertrading an der danisch-deutschen
Grenzkuppelstelle untersuchten. Sie kamen zu dem Schluss: ,they [Marktteilnehmer] do not exhibit
consistent and systematic behavior, and this is probably because it can be difficult to predict the
scope of special regulation with sufficient precision.” (Energinet und TenneT 2018).

Aufgrund dieser abweichenden Erkenntnisse besteht daher weiterer Forschungsbedarf in diesem
Bereich.

3.3.1.1. Dynamische Marktplattformmodelle

Dynamische Marktplattformmodelle ermdglichen die Koordination des Einsatzes von Flexibilitatsop-
tionen in der gelben Ampelphase. Dabei kontrahiert der Netzbetreiber die von ihm bendtigte Flexi-
bilitat aktiv an der Marktplattform, wenn ein Netzengpass absehbar ist. Die dabei eingegangene
vertragliche Einigung zwischen Netz- und Flexibilitatsbetreiber besteht dann fur die Dauer des je-
weiligen Netzengpasses. Diese Art der Marktmodelle wird als dynamisch bezeichnet, da fir jeden
Netzengpass ein eigener Marktprozess den Flexibilitatseinsatz ermittelt und der Netzbetreiber so fur
jeden Netzengpass aufs Neue die passende Flexibilitdtsoption am Markt auswahlen kann.

Enera Flexibilitatsmarkt: Regionales Orderbuch (EWE 2016)

Wie in anderen Projekten des Schaufensters Intelligente Energie wurde im enera-Projekt eine Form
der marktlichen Koordination von Flexibilitat fir den Netzbetrieb entwickelt. Das zentrale Element
des enera-Ansatzes ist das regionale Orderbuch. Dieses Orderbuch ist am zentralen Strommarkt
angesiedelt, der durch die EPEX Spot betrieben wird.

Verbraucher, Erzeuger und Speichersysteme bieten hier ihre Flexibilitat an. Ihr Angebot wird durch
eine regionale Komponente ergdnzt, anhand derer der Netzbetreiber den Einfluss einer Flexibilitat
auf einen Netzbetrieb nachvollziehen kann. Im Rahmen des Market Clearing wird ein Preis fur den
Einsatz dieser Flexibilitat festgelegt. Dabei gibt es eine Preisgrenze, die das Einspeisemanagement
als teuerste Flexibilitat definiert.

Zwar ist der enera-Flexibilitatsmarkt auf der nationalen Ebene angesiedelt, jedoch werden regionale
Orderbiicher fiir einzelne Netzengpasse erdffnet. Somit findet sich die Koordinationsebene auf
Ebene der Netzengpasse.

Regionaler Flexibilitatsmarkt ,RegioFlex” (VDE 2014)

Der RegioFlex-Markt stellt einen regionalisierten, dezentralen Markt dar, bei dem die Pay-as-Bid-
Preisbildung? zum Einsatz kommt. In einem ersten Schritt erstellt der Netzbetreiber kurz- sowie mit-
telfristige Prognosen Uber die von ihm bendétigte Flexibilitat. Der ermittelte Bedarf enthalt Informati-
onen Uber Zeit, Ort und bendtigte Leistung. Nachdem der Flexibilitatsbedarf an den RegioFlex-Markt
kommuniziert wurde, konnen Produzenten, Konsumenten und Aggregatoren ihre Flexibilitat

2 Bei der Pay-as-Bid-Preisbildung wird genau wie bei der einheitlichen Preisbildung ein Marktpreis festgelegt. Anbieter, die
am Markt zum Zuge kommen, erhalten bei dieser Preisbildung jedoch den von ihnen angebotenen Preis. Im Gegensatz
dazu erhalten bei der einheitlichen Preisbildung alle Anbieter denselben Preis fir ihre Dienstleistung.
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anbieten. Die angebotenen Flexibilitatsdienstleistungen enthalten eine regionale Komponente, die
Informationen Gber den Ort der Erbringung der Flexibilitat enthalt. Verteilnetzbetreiber wahlen dann
passende Flexibilitatsoptionen aus.

Da RegioFlex eine parallele Struktur zum Energy-Only-Markt darstellt, wird dieser, um Konkurrenz
zu vermeiden, zeitlich vor oder nach anderen Markten angesiedelt. Flexibilitatsanbieter kdnnen so,
falls sie keinen Zuschlag erhalten, an einem der anderen Markte anbieten. Eine kiinstliche Verknap-
pung von Flexibilitt soll so vermieden werden.

Kaskadenmodell (Nabe et al. 2017)

Das Kaskadenmodell fuhrt eine regionale Flexibilitatsplattform ein, auf der ein einzelner Netzbetrei-
ber Flexibilitat alleine nachfragt. Daher ist die Plattform auf das Verteilnetzgebiet dieses Netzbetrei-
bers begrenzt. Der Preis wird nicht frei gebildet, sondern orientiert sich an dem des Regelenergie-
markts. Zunéchst Gbermitteln Anbieter Informationen an die Plattform. Kommt es zu einem Engpass,
kann der Netzbetreiber kurzfristig auf die angebotene Flexibilitat zugreifen.

Ubertragungsnetzbetreiber greifen nicht aktiv auf diesen Markt zu, sondern tibermitteln ihren Bedarf
an die Verteilnetzbetreiber. Basierend auf diesen Informationen wird anschlieRend Flexibilitat durch
die Verteilnetzbetreiber aktiviert. Der Bedarf im Ubertragungsnetz kann so gedeckt werden.

Flexibilitatsplattform (WindNode) (50 Hertz 2018)

Die Flexibilitatsplattform des WindNode-Projekts ist eine zentrale Plattform, die einen ,Intraday”- und
einen ,DayAhead“-Markt umfasst. Erzeuger, Verbraucher und Speicher kdnnen dort nach einer
Praqualifikation ihre Angebote abgeben. Das Angebot wird um eine regionale Komponente erganzt.
Ubertragungs- und Verteilnetzbetreiber konnen anschlieRend die kostenguinstigsten, regional pas-
senden Gebote annehmen. Flexibilitat wird dann vom Netzbetreiber mit in den Fahrplan eingeplant.
So kann der drohende Engpass abgewendet werden. Fir eine erbrachte Flexibilitatsdienstleistung
erhalten Betreiber einen Preis in Hohe ihres Angebots.

ENKO (NEW 4.0) (Arge Netz und Schleswig-Holstein Netz 2018)

Der Flexibilitatsmarkt ENKO wurde im SINTEG-Projekt NEW 4.0 entwickelt. Zentral ist bei diesem
Modell eine DayAhead-Marktplattform. Dort stellen Flexibilitatsanbieter ihr Angebot ein. Preis und
Zeitfenster werden selbst definiert. Nachdem Netzbetreiber eine Engpassprognose fiir den Folgetag
gemacht haben, rufen sie die notwendige Flexibilitdt ab. Dabei wird ein Signal an die Betreiber der
Flexibilitat geschickt, anhand dessen diese ihren Einsatz vornehmen.

Der ENKO-Ansatz fihrt das Subsidiaritatsprinzip® im Netzbetrieb weiter: Zunachst ermitteln Verteil-
netzbetreiber eine Flexibilitdts-Merit-Order, um einen drohenden Netzengpass aufzulésen. Die dar-
aus folgende Entlastung flr andere Netze wird an die zustandigen Betreiber kommuniziert. Anschlie-
Rend kommen Ubertragungsnetzbetreiber zum Zug und kénnen noch ausstehende Netzengpasse
beheben.

C/sells: Altdorfer Flexmarkt (Smart Grids-Plattform Baden-Wrttemberg 2017b)

Im Rahmen des SINTEG-Projekts C/sells werden unterschiedliche Flexibilitatsplattformen entwi-
ckelt. Eine dieser Plattformen ist der Altdorfer Flexmarkt (ALF) (Bogensperger et al. 2019).

3 Das Subsidiaritatsprinzip im Stromnetz bestimmt, in welcher Reihenfolge Netzbetreiber zur Behebung von Netzengpas-
sen aktiv werden. Vorrangig versuchen zunachst Verteilnetzbetreiber, einen Netzengpass zu I6sen. Kdnnen diese den
Netzengpass nicht auflésen, werden Ubertragungsnetzbetreiber aktiv.
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Der ALF ist auf zentraler Ebene angesiedelt. Zugreifen konnen Ubertragungsnetz- und Verteilnetz-
betreiber. So miussen keine parallelen Koordinationssysteme umgesetzt werden. Reibungsverluste
werden so vermieden.

ALF stellt ein Hybridmodell eines dynamischen und eines statischen Marktplattformmodells dar: Fle-
xibilitdt in den Verteilnetzen wird auf der Plattform langfristig basierend auf § 14a EnWG gebunden.
Der Zugriff eines Netzbetreibers erfolgt jedoch nur punktuell. § 14a EnWG ermdglicht eine festge-
legte Netzentgeltreduktion fur netzdienlich abgerufene Flexibilitat. Es kommt fir diese Anbieter somit
nicht zu einer freien Preisbildung. Anlagen, die aktiv vermarktet werden, kdnnen auf ALF frei anbie-
ten. Sie nennen eine mogliche Einsatzzeit und einen Preis. Im Falle eines Netzengpasses melden
dann Netzbetreiber ihren Flexibilitatsbedarf. Eine mathematische Optimierung bestimmt schlielich
den optimalen Flexibilitatseinsatz.

3.3.1.2. Statische Marktplattformmodelle

Statische Marktmodelle fihren - wie dynamische Modelle - Marktplattformen ein. Diese sollen die
langfristige kosteneffiziente Beschaffung von Flexibilitét fur den Netzbetrieb ermdglichen. Netzbe-
treiber konnen auf diesen Plattformen Flexibilitdtsoptionen fur einen langeren Zeitraum vertraglich
binden und diese in Zeiten der gelben Ampelphase zur Unterstiitzung des Netzbetriebs einsetzen.
Diese Modelle werden als statische Marktmodelle bezeichnet, da die vertragliche Bindung von Fle-
xibilitatsoptionen Uber die Dauer eines Netzengpasses hinausreicht.

Local Flexibility Market Design for Aggregators (Olivella-Rosell et al. 2018)

Der Ansatz der Local Flexibility Markets for Aggregators (LFM) fuhrt lokale Flexibilitatsmarkte ein,
die durch Aggregatoren betrieben werden. Das Einzugsgebiet dieser Marktform kann auf Local
Energy Communities* begrenzt sein oder sich dariiber hinaus erstrecken. Teilnehmer des Markts
schlieBen einen langfristigen Vertrag mit dem Aggregator. Dieser regelt, ab welchem Preis die Fle-
xibilitat aktiviert wird. Am LFM kdnnen Teilnehmer bei Bedarf auch individuell ihre Flexibilitat anbie-
ten und so ihren Verbrauch optimieren. Der Aggregator dient in diesem Fall nur als Betreiber der
lokalen Marktplattform. Der Marktpreis wird aus der Nachfrage und dem herrschenden Angebot ge-
bildet.

Wer am LFM teilnehmen kann ist von der jeweiligen Ampelphase abhéangig. In der griinen Phase
handeln nur Endverbraucher sowie Bilanzkreisverantwortliche am LFM. In der gelben Phase wird
dies auch dem Netzbetreiber ermdéglicht. Dieser ist schlieZlich in der roten Phase der einzige mog-
liche Nachfrager.

Dezentraler Flexibilitatsmarkt ,D-Flex-Markt 2.0* (bne 2016)

Bei dem Konzept Dezentraler Flexibilitditsmarkt handelt es sich um eine Marktplattform, die es Ver-
teilnetzbetreibern ermaoglicht, Flexibilitat tber eine Dauer von einem Jahr zu kontrahieren. Uber die
Dauer dieser vertraglichen Bindung kann der Netzbetreiber auf die Flexibilitat zurlickgreifen. Zu Zei-
ten eines Engpasses wird die vereinbarte Entnahme- oder Einspeisekapazitat der Flexibilitatsoptio-
nen begrenzt. Dieser Abruf von Flexibilitat belauft sich auf Zeitschritte von 15 Minuten, allerdings
sind auch langere Zeitraume denkbar. Flexibilitatsbetreiber erhalten hierfir eine Entschadigung. Au-
Rerhalb des Einsatzes fur das Netz kann der Flexibilitatsbetreiber frei am Strommarkt agieren.

4 Local Energy Communities umfassen Erzeuger, Verbraucher und Speicherbetreiber.
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Regionaler Regelenergiemarkt plus (Nabe et al. 2017)

Angelehnt an den heutigen Regelenergiemarkt werden im regionalen Regelenergiemarkt plus die
Regelleistungsprodukte durch eine regionale Komponente erweitert. Es ist so fir Netzbetreiber ein-
sehbar, in welchem Netzbereich sich Flexibilitatsanbieter befinden.

Flexibilitatsoptionen werden wie im Regelenergiemarkt vergitet. Sie erhalten eine Zahlung fur die
gesicherte Bereitstellung von Leistung. Eine weitere Vergutung wird gezahlt, wenn Flexibilitat ein-
gesetzt wird.

Der Betrieb des regionalen Regelenergiemarkts plus erfolgt, wie heute der regulére Regelenergie-
markt, durch die Ubertragungsnetzbetreiber. Eine Nachfrage von Flexibilitat durch andere Marktteil-
nehmer ist nicht méglich. Auf diesem Markt kontrahierte Flexibilitatsoptionen kénnen nur im Rahmen
des Netzes eingesetzt werden.

Norwegen: NODES (Nodes 2018)

Bei dem NODES-Flexibilitatsmarkt handelt es sich um den Vorschlag eines statischen Flexibilitats-
markts, der aus Norwegen stammt. Die Optimierungsebene des NODES-Marktes ist zentral. Es wer-
den also Flexibilitatsoptionen fir alle Netzgebiete koordiniert. Wie dabei eine Zuordnung der Flexi-
bilitdt zu raumlichen Gebieten erfolgt, wird durch die Netzbetreiber und ihre Bedirfnisse definiert.
Dabei ist eine Einteilung nach Messstelle bis hin zu einer Einteilung nach Netzgebiet moglich.

Den Flexibilitaétsanbietern wird in diesem Markt eine Verfugbarkeitszahlung gezahlt, dafiir, dass sie
Flexibilitat fir einen moglichen Einsatz vorhalten. Bei Einsatz der Flexibilitat erfolgt eine weitere
Zahlung. Dies ahnelt dem regionalen Regelenergiemarkt plus. Das vorgeschlagene Marktmodell
wird allerdings nicht durch einen der Marktakteure betrieben, sondern durch den Marktbetreiber NO-
DES.

Déanemark: Dezentraler Flexibilitatsmarkt fir aggregierte Flexibilitdtsoptionen (Pallesen und Jacob-
sen 2018)

Im dénischen Projekt EcoGrid 2.0 wurde im Rahmen eines Smart Grids eine dezentrale Flexibilitats-
plattform eingefihrt. Auf dieser Plattform kann durch Aggregatoren erschlossene Flexibilitdt ange-
boten werden. Die Anbieter der Flexibilitat sind zwar langfristig gebunden, kénnen jedoch zwischen
verschiedenen Aggregatoren flexibel wechseln. Dies soll den Wettbewerb zwischen Aggregatoren
sicherstellen.

Nachfrager sind Ubertragungsnetzbetreiber, Verteilnetzbetreiber und Regelkreisverantwortliche.
Diese Ubermitteln ihren Flexibilitatsbedarf an die Plattform. AnschlieRend bieten Aggregatoren Fle-
xibilitat fir einen bestimmten Preis an. Den Zuschlag erhalt der Anbieter mit dem niedrigsten Preis.

3.3.2. Sonstige Modelle

Die Kategorie umfasst Modelle, bei denen die Kontrahierung von Flexibilitdt nicht tber eine Markt-
plattform koordiniert wird. Vergleichbar mit statischen Marktmodellen erfolgt die Bindung zwischen
Flexibilitat und Netzbetreiber hier ebenso fiir langere Zeitrdume.

Quotenmodell (Nabe et al. 2017)

Der Netzbetreiber legt im Quotenmodell eine Quote fir die maximale Stromeinspeisung oder -ent-
nahme fest, der sich Modellteilnehmer im entsprechenden Netzgebiet anpassen. Im Netzengpassfall
liegt die Quote unter 100% und reduziert somit die Netzbelastung. Wann ein Teilnehmer flr einen
Flexibilitatseinsatz zur Verfligung steht, wird bei einem Beitritt einer Flexibilitat fir einen festen

19



Oko-Institut eV. Flexibilitat fur das Netz

Zeitraum bestimmt. Kommt es zu einem Einsatz erhéalt die Flexibilitdt eine vom Netzbetreiber fest-
gelegte Vergitung.

Eine erweiterte Form des Quotenmodells fuhrt einen verpflichtenden nachgelagerten Markt ein, auf
dem Teilnehmer ihre Quote handeln kdnnen. Flexibilitdtsoptionen, fur die ein bestimmter Zeitraum
ungunstig ist, kdnnen die Erbringung von Flexibilitdt an andere zu diesem Zeitpunkt besser geeig-
nete Flexibilitatsoptionen gegen eine Zahlung abgeben.

Flexibilitatsbroker (Bogensperger et al. 2017)

Der Flexibilitatsbroker aggregiert Flexibilitat fur den Netzbetreiber. Er erwirbt Flexibilitatsdienstleis-
tungen, um diese nach Bedarf flr den Netzbetreiber einzusetzen. In diesem Modell kommuniziert
der Netzbetreiber indirekt Gber den Broker mit den Betreibern der Flexibilitat.

Betreibermodelle (Bogensperger et al. 2017)

Betreibermodelle sind Modelle, bei denen das Eigentum einer Flexibilitatsoption beim Netzbetreiber
liegt, deren Betrieb jedoch durch einen Dritten erfolgt. Die Anforderungen des Unbundlings kénnen
so gewahrt werden.

e Pachtvertragsmodell

Im Rahmen des Pachtvertragsmodells wird eine Investition in die Flexibilitatsoption durch einen
Netzbetreiber vorgenommen. Diese befindet sich so in dessen Eigentum. Der Betrieb der Flexibilitat
muss jedoch durch einen Dritten erfolgen, damit die Unbundling-Prinzipien gewahrt werden. Dies
wird durch einen Pachtvertrag ermdglicht.

Fir den Betrieb der Flexibilitat definiert der Netzbetreiber zeitliche Pflicht-Slots, in denen ein netz-
dienlicher Einsatz erfolgt. Auf3erhalb dieser Zeit kann sie im Energy Only- oder Regelenergiemarkt
eingesetzt werden.

e Joint Venture (Beteiligung an Investition, Betriebsfiihrung durch Dritte)

Beim Joint Venture-Modell wird gemeinsam von Netzbetreiber und einem Dritten eine Investition in
eine Flexibilitatsoption vorgenommen. Als Anteilseigner kann der Netzbetreiber Vorgaben zum netz-
dienlichen Betrieb der Flexibilitatsoption machen. Der tatséchliche Betrieb der Anlage erfolgt dann
durch den Marktakteur.

e Dienstleistungsmodell

Der Netzbetreiber schliel3t im Rahmen des Dienstleistungsmodells einen langfristigen Vertrag mit
einer vorhandenen Flexibilitatsoption. Im Rahmen dessen wird die Flexibilitat fur das Netz einge-
setzt. Die Steuerung verbleibt dabei beim Marktakteur. Eine Vergutung erfolgt durch eine verhan-
delte Zahlung.

Anreizmodelle (Bogensperger et al. 2017)

Diese Modelle streben eine Steuerung durch Anreize an. Dabei kann es sich um Steuern, Pramien
oder Vorschriften handeln. Eine genauere Betrachtung dieser Modelle erfolgt hier allerdings nicht
genauer. Eine Ausnahme sind flexible Netzentgelte, fiir die eine Ubersicht in Kapitel 1 enthalten ist.
Andere Anreize sprechen die Vorlieben von Verbrauchern an. Eine Anpassung von Verbrauch ge-
schieht dann als Teil eines Spiels oder Wettbewerbs, wie bei der Gamification.

Gamification

20



Flexibilitat fiir das Netz Oko-Institut eV.

Bei der Gamification werden spielerische Komponenten eingefiihrt, um tber Spafd Akteure zu moti-
vieren sich netzdienlich zu verhalten. Der Anreiz ist hier ein Wettbewerb um das netzdienlichste
Verhalten. Realisiert werden kann dies beispielsweise Uber Handy-Apps. Diese kdnnen dem Nutzer
seine geleistete Flexibilitat im Vergleich zur Flexibilitdt anderer Nutzer darstellen und ihn so motivie-
ren. In der Regel enthalt Gamification keine monetaren Anreize, kann jedoch darum erganzt werden.

4. Multikriterielle Bewertung

In diesem Kapitel werden verschiedene Bewertungskategorien zur Bewertung der Koordinationsme-
chanismen eingefihrt. In der Literatur finden sich bereits unterschiedliche Bewertungen verschiede-
ner Ansatze, woran sich die Vorgehensweise dieses Papiers orientiert.

Eine 6konomische Bewertung unterschiedlicher Koordinationsmechanismen zur Steuerung der re-
gionalen Verteilung von Kraftwerksinvestitionen wird von (Brandstatt et al. 2011) vorgenommen. Ziel
dieser Mechanismen ist es Netzengpasse zu verhindern und den notwendigen Netzausbau zu re-
duzieren. Angewendete Bewertungskriterien sind u.a. Kosteneffizienz und die Effektivitat der An-
satze. Ahnlich gehen auch (Nabe et al. 2017) vor. Sie betrachten unterschiedliche Modelle fiir die
Koordination von netzdienlicher Flexibilitat und bewerten neben der Effizienz deren Umsetzbarkeit
sowie notwendige regulatorische Anderungen.

Neben 6konomischen Kriterien betrachten andere Autoren die rechtliche Umsetzbarkeit dieser An-
satze. Im Fokus der Untersuchung bei (Gerard et al. 2018) steht die Vereinbarkeit verschiedener
Ansatze mit der aktuellen Rechtslage in Deutschland. Eine dhnliche Einschatzung auf europaischer
Ebene nehmen (Eid et al. 2016) vor, die die Vereinbarkeit regionaler Energiesysteme mit dem euro-
paischen Wettbewerbsrecht betrachten.

Angelehnt an die genannten Untersuchungen wurden die folgenden sechs Bewertungskriterien for-
muliert:

o Kurzfristige Kosteneffizienz

e Langfristige Kosteneffizienz

o Effektivitat

e Marktkompatibilitat

e Transaktionskosten

e Regulatorischer Anderungsbedarf

Da sich die in Kapitel 3 vorgestellten Mechanismen in ihrem Kern ahneln, wird eine Bewertung fir
die Ubergeordneten Kategorien vorgenommen. Diese sind:

¢ Dynamische Marktplattformmodelle
e Statische Marktplattformmodelle

e Quotenmodelle

e Betreibermodelle

e Anreizmodelle
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In der folgenden Tabelle 4-1 sind die Ergebnisse der multikriteriellen Bewertung zusammengefasst.
Die detaillierte Bewertung findet sich im Anschluss an die Tabelle.

Tabelle 4-1: Ubersicht der Bewertung verschiedener Koordinationsmechanismen zum
netzdienlichen Einsatz von Flexibilitatsoptionen
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Marktplattform-
modelle
dynamisch + +/=
statisch +/= +
Quotenmodell +/- +/-
Betreibermodell - +

Anreizmodell - -

Quelle: Oko-Institut.

Marktplattformmodelle werden bei den Effizienzkriterien besser bewertet als andere Modelle. Markt-
plattformmodelle ermitteln wettbewerblich einen Preis auf einem flr Flexibilitat geschaffenen Markt.
Sie kdnnen so im Flexibilitatseinsatz und bei Flexibilitatsinvestitionen eine héhere Effizienz als an-
dere Mechanismen erzielen. Dem gegeniiber steht ein groRer regulatorischer Anderungsbedarf, um
eine Umsetzung dieser Modelle zu realisieren.

Quotenmodelle weisen bei keinem der Kriterien eine besonders positive oder negative Bewertung
auf. Die Kosteneffizienz dieses Ansatzes hangt von der durch den Netzbetreiber gewéahlten Vergu-
tung ab. Dieser kann mit Geschick eine dem wettbewerblichen Marktpreis nahe Vergitung wahlen
und so einen effizienten Einsatz und Investitionen anreizen. Dies ist jedoch nicht gesichert. Dennoch
handelt es sich bei diesem Ansatz um eine Losung, die nur Giberschaubarer regulatorischer Ande-
rungen bedarf. Auch hebt sie sich als systemweite Loésung von Betreiber- und Anreizmodellen ab.

Die kurzfristige Effizienz von Betreibermodellen ist besonders vom Verhandlungsgeschick der ein-
zelnen Parteien abhéngig. Eine geringere Transparenz bei der Ausschreibung und Umsetzung von
Flexibilitatsoptionen fuhrt zur kurzfristigen Ineffizienz dieser Modelle. Da Investitionen bei Bedarf
ausgeschrieben und realisiert werden, entfallt die Bewertung der langfristigen Effizienz positiv. Ein
groRer Vorteil dieser Ansétze ist der geringe regulatorische Anderungsbedarf. Dem gegeniiber ste-
hen jedoch hohe Transaktionskosten, da Vertrage dieser Modelle komplizierter ausfallen als Ver-
trdge anderer Ansatze.

Anreizmodelle weisen vergleichsweise schlechte Ergebnisse auf. Dies ist besonders durch die lose
Steuerungs- und Vergitungsform begrindet. Es ist nur schwer absehbar, welche Flexibilitdtsoptio-
nen zum Einsatz kommen. Besonders bei Modellen ohne eine monetare Komponente kann daher
ein effizienter Einsatz verfehlt werden.
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4.1. Bewertungskriterien

Im Folgenden werden die Kriterien erlautert, die fiir die Bewertung der Koordinationsmechanismen
herangezogen werden.

Das Kriterium der 6konomischen Effizienz bewertet, ob die Bereitstellung von Flexibilitdt kurz- und
langfristig effizient erfolgt. Andere 6konomische Auswirkungen, wie Effekte auf die regionale Wirt-
schaft, werden hier nicht bericksichtigt.

In der kurzen Frist wird betrachtet, ob ein Einsatz von Flexibilitdt zu den niedrigsten mdglichen Kos-
ten erfolgt. Dies ist dann der Fall, wenn Flexibilitat zu Grenzkosten® erbracht wird, eine Bedingung,
die erflllt ist, wenn Flexibilitatsanbieter in einem unverzerrten Wettbewerb stehen. Durch den regio-
nalen Charakter von Netzengpassen ist das jedoch nicht immer gegeben. So besteht das Risiko,
dass in einer Region Flexibilitat vorrangig durch wenige Anbieter erbracht wird. Diese konnten durch
ihre Entscheidungen den Markt fur Flexibilitat beeinflussen, was zu einer reduzierten Effizienz fihrt.

Die langfristige 6konomische Effizienz betrachtet, ob durch einen Koordinationsmechanismus in der
langen Frist passende Anreize flr Investitionen in Flexibilititsoptionen gesetzt werden. Vorausset-
zung dafur ist, dass neu errichtete Flexibilitat zur Deckung des Flexibilitatsbedarfs der Netzbetreiber
beitragt. Ein Teil der langfristigen Effizienz ist technologischer Fortschritt, der zu niedrigeren Kosten
und neuen Flexibilitatsansatzen fuhrt. Wie bei der kurzfristigen Effizienz ist eine Voraussetzung fir
passende Investitionen ein unverzerrter Wettbewerb.

Ausschlaggebend fur die Bewertung der kurzfristigen und langfristigen Effizienz eines Koordinati-
onsmechanismus ist, wie gut dieser sich an einen perfekten Wettbewerb annéhern kann. Je starker
ein Mechanismus von diesen Bedingungen abweicht, desto geringer ist die Effizienz.

Das Effektivitatskriterium bewertet zwei Eigenschaften, zunachst, ob ein Mechanismus Flexibilitat
zu einer Teilnahme animiert. Nehmen an einem Mechanismus wenige Anbieter teil, so weist dieser
eine geringe Effektivitat auf. Der Flexibilitatsbedarf von Seiten des Netzbetreibers kann in diesem
Fall nicht vollstéandig durch den Mechanismus gedeckt werden.

Es wird auch bewertet, wie erfolgreich ein Koordinationsmechanismus einen Netzengpass beheben
kann. Wichtig dafir ist, wie sicher ein Mechanismus Flexibilitat anspricht und diese dann netzdienlich
eingesetzt wird. Reagiert Flexibilitat bei Ansprache nicht direkt oder unzureichend, wird ein Koordi-
nationsmechanismus weniger gut bewertet.

Das Kriterium der Markt-Kompatibilitat prift die Vereinbarkeit eines Koordinationsmechanismus mit
dem Strommarkt. Wenn Flexibilitat frei zwischen Mechanismus und Strommarkt wechseln kann, wird
hier eine gute Bewertung erzielt, denn dann wird der Flexibilitdtsbedarf im Stromsystem nicht kiinst-
lich erhdht. Ein Mechanismus, der Flexibilitdtsoptionen langer bindet, halt diese vom Strommarkt
fern. Dort muss dann neue oder teurere Flexibilitat einspringen. Somit erhélt ein inkompatibler Me-
chanismus eine negative Bewertung. Ein Mechanismus, der freies Agieren von Flexibilitat ermdg-
licht, erhalt hingegen eine positive Bewertung.

Ein weiteres Kriterium ist das der Transaktionskosten. Es beurteilt, wie komplex die Bedingungen
fur eine Teilnahme an einem Mechanismus sind. Eine schlechte Bewertung erfolgt, wenn eine Teil-
nahme nur mit groBem Aufwand moglich ist. Dazu kénnen bspw. Praqualifikationsbedingungen bei-
tragen. Auch Verhandlungen zwischen Akteuren Uber eine Zusammenarbeit kbnnen die Kosten

5 Grenzkosten umfassen nur die Kosten eines Einsatzes der Flexibilitat. Dazu zahlen keine Investitionskosten.
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einer Teilnahme erhdhen. Mechanismen, die eine einfache Teilnahme ermdglichen, erzielen in die-
ser Kategorie eine gute Bewertung.

Da viele der vorgestellten Ansatze neu sind, kdnnen regulatorische Anpassungen notwendig wer-
den. Je groRer die notwendigen Anpassungen sind, desto schwieriger kann ein Mechanismus um-
gesetzt werden. In diesem Fall erhalt der Mechanismus eine schlechte Bewertung. Ist der Mecha-
nismus hingegen kompatibel mit der heutigen Regulatorik, so folgt daraus eine positive Bewertung.

4.2. Marktplattformmodelle

In diesem Kapitel werden beide Typen der Marktplattformmodelle bewertet. Das umfasst dynami-
sche und statische Modelle.

Kurzfristige Kosteneffizienz

Eine gute Bewertung der kurzfristigen Kosteneffizienz von Marktplattformmodellen ist an einen un-
eingeschrankten Wettbewerb gebunden. Im Unterschied zu anderen Modellen kommt es auf Markt-
plattformen theoretisch zu einem transparenten Wettbewerb zwischen Flexibilitatsanbietern. Auch
kostensenkende Anreize werden gesetzt. Durch den regionalen Charakter von Netzengpassen kann
es allerdings dazu kommen, dass dieser Wettbewerb eingeschrankt wird. Das ist dann der Fall, wenn
nur wenig Flexibilitat in einer Region angeboten wird. Daher besteht die Mdglichkeit, dass strategi-
sches und opportunistisches Verhalten bei diesen Modellen auftreten kann®.

Verschiedene Ansétze konnen angewendet werden, um diese Ineffizienz zu vermeiden. So kann
etwa der Marktpreis reguliert werden. Es kdnnte zum Beispiel der Preis des verwandten Regelleis-
tungsmarkts genutzt werden. Auch ist es moglich, den Preis zu deckeln oder festzulegen. Dabei
handelt es sich jedoch mit sehr hoher Wahrscheinlichkeit um eine Second-best-Lésung’. Alternativ
wird von (Gerard et al. 2018) vorgeschlagen, dezentrale Markte zu einem Uberregionalen Markt zu-
sammenzufuhren. In zentralen Méarkten kénne dieses Problem durch adaquat grof3e Marktregionen
adressiert werden.

Statische Marktplattformmodelle erhalten eine ahnliche Bewertung wie dynamische Modelle. Da Fle-
xibilitdt Uber einen langeren Zeitraum vertraglich gebunden wird, ist es den Netzbetreibern jedoch
nicht moglich zwischen Flexibilitdtsoptionen zu wechseln und so gegebenenfalls kosteneffizientere
Optionen einzusetzen. Aus diesem Grund fallt die Bewertung dieser Modelle hier schlechter aus als
die der dynamischen Modelle.

Unabhéngig von statischen oder dynamischen Markten reduzieren parallele dezentrale Markte die
Systemeffizienz. Denn sie weisen keine Effizienzgewinne durch Economies of Scale® auf. Inwiefern
diese Kosten durch eine mogliche Erhéhung der Systemresilienz® aufgewogen werden konnen, ist
zu klaren.

Langfristige Kosteneffizienz

Wie auch bei der kurzfristigen Kosteneffizienz erzielen Marktplattformmodelle in dieser Kategorie
gute Ergebnisse, denn die im Markt gebildeten Preise spiegeln die Knappheit an Flexibilitat wider
und kdénnen so passende Anreize flur Investitionen setzen. Statische Modelle erhalten an dieser

6 siehe Kapitel 3.3.1

7 Eine Second-best- (zweitbeste) Losung ist weniger wirtschaftlich als die erstbeste Losung. Es kann jedoch sein, dass
dies die einzige Losung ist, die erreicht werden kann.

8 Effizienzgewinne durch die gemeinsame Nutzung von Infrastrukturen.
9 Resilienz ist die Fahigkeit eines Systems, Stérungen der Funktionsfahigkeit zu kompensieren.
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Stelle eine bessere Bewertung als dynamische, da sie eine langfristig sichere Finanzierung von Fle-
xibilitdtsoptionen realisieren kénnen.

Durch die Existenz des bereits genannten Phanomens des opportunistischen Verhaltens wird auch
die langfristige Effizienz von Marktplattformmodellen reduziert. Durch das gezielte Bieten in den Fle-
xibilitatsmechanismus kann es zu einem Anstieg des sich dort bildenden Preises kommen. Daraus
werden zu hohe Investitionen in flexible Kapazitaten angereizt, was zu Kosteneffizienz reduziert.
Das Austiben von Marktmacht kann einen ahnlichen Effekt haben.

Eine Regulierung des Preises kann die Wirkung dieses Verhaltens reduzieren. Wie in der kurzen
Frist kann dies zu einer ineffizient hohen oder niedrigen Festlegung des Marktpreises fuhren. Lan-
gerfristig wiirde es daher zu Investitionsanreizen kommen, die Uber oder unter dem effizienten Ni-
veau liegen (Nabe et al. 2017).

Effektivitat

Der Einsatz von Marktplattformmodellen fuhrt zu einem verlasslichen Einsatz von Flexibilitatsoptio-
nen fur den Netzbetrieb. Dies basiert auf der Ubereinkunft zwischen Flexibilititsanbieter und Netz-
betreiber, flexible Leistung gegen eine Vergltung zu entrichten. Ausnahmen durch technische
Schwierigkeiten sind dabei nicht auszuschliel3en. Diese sind jedoch nicht auf die Effektivitat des
Marktplattformmodells zuriickzufihren.

Auch das ErschlieBen von Flexibilitdt kann durch Marktplattformmodelle erleichtert werden, da sie
eine Teilnahme von Flexibilitdtsoptionen unter transparenten Bedingungen erméglichen. Die in der
Regel notwendige Praqualifikation kann jedoch unter bestimmten Bedingungen die Teilnahme fir
bestimmte Flexibilititsanbieter erschweren. Dies kénnen etwa Mindestkapazitaten sein, die eine
Teilnahme von Anbietern mit niedriger Flexibilitat erschweren oder verhindern. Ein Lésungsansatz
kann das Pooling von Anlagen darstellen, das durch Aggregatoren umgesetzt werden kann.

Markt-Kompatibilitat

Die Vereinbarkeit mit dem Energy-Only-Markt ist bei dynamischen Marktplattformmodellen gegeben.
Flexibilitatsoptionen kdnnen auf3erhalb von Netzengpasszeiten weiterhin am Energy-Only-Markt
partizipieren. Eine Bindung zwischen Flexibilitats- und Netzbetreiber dauert nur fir die Dauer eines
Netzengpasses an.

Statische Marktplattformmodelle hingegen binden eine Flexibilitat Gber einen langeren Zeitraum.
Dies ist vergleichbar mit dem heutigen Regelenergiemarkt. Auch wenn ein Netzengpass abgewen-
det wurde, besteht weiterhin die vertragliche Bindung zwischen Netzbetreiber und Flexibilitat. Eine
Teilnahme an anderen Markten ist so nicht moglich. Je langer diese Bindung, desto gréRer ist der
negative Effekt, der aus dieser Markt-Inkompatibilitat folgt: die Verknappung von Flexibilitat.

Transaktionskosten

Wie hoch die Transaktionskosten von dynamischen oder statischen Markten sind, hangt von deren
Teilnahmebedingungen ab. Besondere Praqualifikationsbedingungen kdnnen dazu fihren, dass An-
bieter mit niedriger Kapazitat nicht teilnehmen kdnnen. Diese Bedingungen haben Griinde der Hand-
habbarkeit von Flexibilitat durch den Netzbetreiber Aus besonders strengen Teilnahmebedingungen
kénnen eine geringere Teilnehmerzahl und eine reduzierte Liquiditat folgen. Allerdings sind heute
schon Aggregatorenmodelle etabliert, die Flexibilitdtt sammeln und diese im Markt anbieten. Ein
Marktzugang wird so erleichtert.
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Regulatorische Anpassungen

Generell sind firr die Einfilhrung einer Marktplattform regulatorische Anderungen notwendig. Denn
heute ist ein Betrieb oder eine Teilnahme von Netzbetreibern an Markten nicht méglich. Besonders
im Bereich der Verantwortung und Rollen der Netzbetreiber existieren bisher keine Regelungen.
Dies umfasst Fragen des Betriebs der Marktplattform und des Abrufs von Flexibilitat durch den Netz-
betreiber. Ebenso ist die Vereinbarkeit eines Flexibilitatsabrufs mit angrenzenden, vor- sowie nach-
gelagerten Netzgebieten noch nicht geregelt. Auch eine Regelung zwischen Bilanzkreisen und Fle-
xibilitdtsabruf existiert bisher noch nicht.

4.3. Sonstige Modelle

Die Modelle dieser Kategorie dienen eher einer punktuellen Korrektur netzseitiger Probleme. Eine
Ausnahme ist das Quotenmodell, das in einem gréReren Rahmen zum Einsatz kommt.

Kurzfristige Kosteneffizienz

Die hier enthaltenen nicht-marktlichen Anséatze ermitteln Preise und Mengen nicht Uber einen Wett-
bewerb, der mit dem eines Marktes vergleichbar ware. Das fuhrt in der Regel nicht zu einem kos-
tenoptimalen Ergebnis. Zwar stehen Flexibilitdtsanbieter auch hier in Konkurrenz zueinander, jedoch
kann besonders der Mangel an Transparenz Gber die Marktsituation, angebotene und nachgefragte
Mengen zu einem suboptimalen Ergebnis fuhren.

Beim Quotenmodell legt der Netzbetreiber die Vergitung der Flexibilitat fest. Um jedoch die Effizienz
eines Marktergebnisses zu erreichen, musste diese die Hohe des Marktpreises aufweisen. Das ist
nur schwer moglich, wenn wenige Vergleichsgrolien existieren. Wie die kurzfristige Effizienz dieses
Ansatzes zu bewerten ist, ist unklar. Es besteht die Moglichkeit, dass der Netzbetreiber die Vergi-
tung zu hoch oder zu niedrig ansetzt, was in beiden Fallen zu einem ineffizienten Ergebnis fiihrt.

Betreibermodelle sind eine bilaterale Einigung zwischen Netzbetreiber und Flexibilititsanbieter. Sie
konnen nur schwer ein kosteneffizientes Ergebnis erreichen. Denn das Ergebnis dieser Modelle ist
stark vom Verhandlungsgeschick der beiden Parteien abhéangig. Dass der effiziente Markpreis ge-
troffen wird, ist daher unwahrscheinlich.

Die Effizienz von Anreizmodellen kann eher als gering eingestuft werden, besonders dann, wenn
Flexibilitatsoptionen nicht daran gebunden sind, einem Anreiz zu folgen. Das ist bei der Gamification
der Fall. Ebenso kann Flexibilitat eingesetzt werden, die zu diesem Zeitpunkt nicht die kosteneffizi-
enteste Losung ist. Aufgrund dieser Unsicherheit ist die Effizienz dieses Ansatzes als gering einzu-
schatzen.

Langfristige Kosteneffizienz

Durch die regulierte Vergtung der Quotenmodelle erhalten Flexibilitdtsanbieter einen Anreiz, Inves-
titionen zu tatigen. Wie grol3 dieser Anreiz ist, hdngt von der gewahlten Vergitungshdhe ab. Anreize
konnen zu hoch oder zu niedrig gewahlt werden. Daraus kdnnen ineffiziente Investitionen folgen.
Wie bei der kurzfristigen Effizienz kann daher weder eine positive noch eine negative Bewertung
erfolgen.

Im Bereich der Betreibermodelle schreiben Netzbetreiber ihren Bedarf an Flexibilitat aktiv aus. An-
bieter von Flexibilitdt gehen auf dieses Angebot ein. Daraus folgen Investitionen, die dem Bedarf
des Netzbetreibers entsprechen. Im Unterschied zu Marktplattformmodellen besteht jedoch nur ein
geringer Anreiz zur Kostenreduktion oder Innovation, da fir Anbieter von Flexibilitat nicht ersichtlich
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ist, wann der Zuschlag durch den Netzbetreiber erfolgt. Ein Wettbewerb zwischen unterschiedlichen
Anbietern kann so nur begrenzt stattfinden.

Anreizmodelle, wie das der Gamification, kdnnen keine oder nur geringe Investitionsanreize setzen.
Der Grund dafr ist, dass sich Teilnehmer oft keinem monetaren Anreiz gegeniibersehen.

Effektivitat

Das Quotenmodell ist offen fur Flexibilitat eines festgelegten Gebiets. Bei diesem Mechanismus, der
eine regulierte Preisbildung umfasst, hangt die Effektivitat von der Hohe des gewéhlten Preises ab.
Hohere Preise fuhren dazu, dass sich eine grof3ere Menge an Flexibilitatsoptionen findet, die an
diesem Modell partizipieren méchten. Zu niedrige Preise kbnnen dazu fuhren, dass sich nicht eine
ausreichende Menge an Flexibilitat zur Teilnahme bereit erklart. Teilnehmende Anbieter von Flexi-
bilitét verpflichten sich zu einer Anpassung ihrer Netznutzung in Abhéngigkeit der vom Netzbetreiber
gewahlten Quote. Dies fuhrt zu einer verlasslichen Auflosung des Netzengpasses.

Betreibermodelle basieren auf der bedarfsgerechten Ausschreibung durch den Netzbetreiber. Der
notwendige Bedarf sollte so treffend gedeckt werden. Diese Modelle schreiben einen Einsatz der
Flexibilitatsoption fur den Netzbetrieb vertraglich fest. Dadurch kommt es in Zeiten eines drohenden
Netzengpasses zu einem verlasslichen Einsatz. Im Vergleich zu Marktmodellen ist es bei Betreiber-
modellen nicht mdglich, eine grol3e Bandbreite an Flexibilitatsoptionen fir den Netzbetrieb zu ge-
winnen. Die bilaterale Natur der Vertrage schliel3t besonders kleinere Akteure von der Partizipation
aus, die durch Aggregatoren in den Marktplattformmodellen indirekt teilnehmen kénnten.

Besonders der Neuigkeitswert von Anreizmodellen konnte dazu fuhren, dass Flexibilitatsanbieter
teilnehmen und ihren Verbrauch oder ihre Erzeugung nach Bedarf anpassen. Allerdings kénnen
besonders Gewdhnungseffekte dazu fuhren, dass das Interesse an einem solchen Modell verloren
geht und der zunachst entlastende Effekt fir das Netz kleiner wird und schliel3lich verschwindet. Es
ist auch nur schwer absehbar, ob und wenn ja, welche Option zum Einsatz kommt. Die Effektivitat
dieser Modelle ist daher als eher gering einzustufen.

Markt-Kompatibilitat

Das Quotenmodell stellt eine parallele Struktur zum Energy Only-Markt dar. Akteure sind Teilnehmer
in einem Modell, in dem eine Einschrankung der Erzeugung und des Verbrauchs durch ein Steue-
rungssignal des Netzbetreibers ausgelost wird. Fur die Dauer der Teilnahme verpflichten sich die
Teilnehmer dazu, Flexibilitat vorzuhalten und auf die Steuerungssignale des Netzbetreibers zu rea-
gieren. Eine Teilnahme am Strommarkt ist daher nur begrenzt mdéglich. AuRBerhalb dieser Zeiten
kénnen Akteure frei im Strommarkt agieren.

In der Kategorie der Betreibermodelle schliel3en das Joint Venture sowie das Pachtvertragsmodell
eine Teilnahme der Flexibilitatsoptionen im parallel stattfindenden Energy Only-Markt nicht aus. Zu
Zeiten, in denen eine Flexibilitdtsdienstleistung bendtigt wird, wird diese durch den Netzbetreiber
abgefragt. Solange das Netz ohne Einschrankung genutzt werden kann, kdnnen auch kontrahierte
Flexibilitatsoptionen im Energy Only-Markt teilnehmen. Das Dienstleistungsmodell hingegen schlief3t
diese Teilnahme aus. Bei den vorliegenden Modellen Uberwiegt die Mdglichkeit, am Strommarkt
teilzunehmen, weshalb hier eine positive Bewertung erfolgt.

Das Anreizmodell der Gamification schliel3t eine Marktteilnahme nicht aus. Der Grund dafur ist die
Freiwilligkeit des gesendeten Anreizsignals. Flexibilitatsbetreiber kdnnen sich zwischen einer Teil-
nahme am Energy Only-Markt und am Anreizmodell entscheiden.
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Transaktionskosten

Die Transaktionskosten der Quotenmodelle sind mit denen anderer Modelle vergleichbar. Wie auch
bei Marktmodellen ist eine Praqualifikation notwendig, damit der Netzbetreiber den Einsatz von Fle-
xibilitdt planen kann. Hier ist besonders die Partizipation von Akteuren mit niedriger Kapazitat als
erschwerend zu sehen. Nach dieser Teilnahmebedingung findet zu Netzengpasszeiten eine einfa-
che Kommunikation zwischen Netz- und Flexibilitdtsbetreiber statt.

In der Kategorie der Betreibermodelle finden sich die hochsten Transaktionskosten unter den in
diesem Papier betrachteten Ansatzen. Der Grund hierfir ist, dass die vertragliche Einigung zwischen
Netz- und Flexibilititsbetreiber eine detaillierte Ausgestaltung benotigt. So sollen die Interessen der
beiden Parteien berlcksichtigt werden. Denn wie genau sich Regeln, Rechten und Pflichten gestal-
ten, kann sich von Fall zu Fall unterscheiden.

Auch im Bereich der Anreizmodelle treten die niedrigsten Transaktionskosten auf. Teilnehmer des
Modells werden mit Anreizsignalen konfrontiert und kénnen entscheiden, ob sie darauf reagieren
oder nicht.

Regulatorische Anpassungen

Laut (Nabe et al. 2017) stellt ein Quotenmodell eines der am leichtesten umzusetzenden Modelle
dar. Der Grund hierfiir sei die Nahe zu bereits heute bestehenden Regulierungen im Rahmen des
§ 14a EnWG (EnWG 2017).

Betreibermodelle sind in der Regel vertragliche Einigungen zwischen einem Netzbetreiber und ei-
nem Betreiber einer Flexibilitatsoption. Sie sind so designt, dass sie im Rahmen der heutigen Regu-
latorik realisierbar sind. Sie sind teilweise an bereits etablierte Modelle angelehnt, wie die Verpach-
tung von Infrastruktur. Eine Anderung des regulatorischen Rahmens ist daher in der Regel nicht
notwendig.

Intrinsische Anreizmodelle, die eine Flexibilisierung durch Gamification anreizen, basieren nicht auf
rechtlichen Grundlagen, sondern kénnen bspw. einfach durch die Einflhrung einer App realisiert
werden.
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5. Schlussfolgerung

Im Zentrum des vorliegenden Papiers stehen Koordinationsmechanismen fir den netzdienlichen
Einsatz von Flexibilitat. Die verschiedenen Ansatze realisieren diesen Einsatz auf verschiedene Ar-
ten und sind dabei unterschiedlich erfolgreich.

Aktuell werden besonders Marktplattform-Ansatze diskutiert. Diese sind aufgrund ihres Potenzials
einer wettbewerblichen Erschliel3ung von Flexibilitat und der Erschliel3ung von dezentraler Flexibili-
tat attraktiv. Allerdings konnte ihr Erfolg durch strategisches oder opportunistisches Verhalten be-
grenzt werden. Aus diesem Grund wird eine Umsetzung dieser Modelle von Seiten des BMWi bis
auf Weiteres ausgeschlossen. Dennoch stellen diese Modelle aus Sicht der Autoren die vielverspre-
chendsten Ansatze dar, auch wenn ihre Umsetzung mit regulatorischen Herausforderungen verbun-
den ist.

Netzbetreiber legen in Quotenmodellen eine Quote fest, die in Engpasszeiten die Netznutzung von
Verbrauchern und Erzeugern regelt. Kommt es zu einem solchen Flexibilitdtsabruf wird den teilneh-
menden Akteuren eine Vergutung gezahlt. Diese wird durch den Netzbetreiber festgelegt. Durch die
festgelegte Vergutung wird die Problematik des strategischen Verhaltens umgangen, da Marktak-
teure keinen Einfluss auf die gezahlte Vergltung austiben kénnen. Allerdings kann es auch bei der
gewahlten Vergutung nicht zu einem effizienten Ergebnis kommen. Wird eine ineffizient hohe oder
niedrige Vergltung gewahlt, kénnte es bspw. zu ineffizienten Investitionsanreizen kommen.

Betreibermodelle stellen punktuelle Losungen dar und umfassen einen Vertrag zwischen Netzbe-
treiber und Flexibilitat. Diese sind sehr passgenau und kdénnen einen Netzengpass effektiv I6sen. Im
Gegensatz zu Marktplattformmodellen sind sie bereits unter der heutigen Regulierung rein rechtlich
realisierbar. Die Transaktionskosten dieser Modelle sind jedoch sehr grof3, da es einer anspruchs-
vollen vertraglichen Einigung fur die Umsetzung bedarf.

Aus Sicht der Autoren zeigen Flexibilitdtsmarkte ein grof3es Potenzial. Besonders dezentrale Flexi-
bilitat kann mit diesen Modellen erschlossen werden. Damit die Effekte einer moéglichen Preisver-
zerrung minimiert werden konnen, ist allerdings ein entsprechender regulatorischer Rahmen und ein
passendes Marktdesign notwendig.

29



Oko-Institut eV. Flexibilitat fur das Netz

Literaturverzeichnis

50 Hertz - 50 Hertz Transmission (2018): WindNODE-Flexibilitatsplattform startet Testbetrieb, 50
Hertz Transmission. Online verfugbar unter https://www.50hertz.com/de/News/Details/id/5902/
windnode-flexibilitaetsplattform-startet-testbetrieb, zuletzt geprtft am 17.01.2019.

Anaya, L. K.; Pollitt, M. G. (2017): Going smarter in the connection of distributed generation. In:
Energy Policy 105, S. 608—617.

Arge Netz; Schleswig-Holstein Netz (2018): ENKO, Das Konzept zur verbesserten Integration von
Griunstrom ins Netz. Arge Netz; Schleswig-Holstein Netz. Kiel, 2018.

bdew (2017): Konkretisierung des Ampel-Konzepts im Verteilungsnetz. bdew (Hg.). Berlin,
10.02.2017.

BMWI - Bundesministerium fur Wirtschaft und Energie (2020): Aktionsplan Gebotszone, Gemaf
Art. 15 Verordnung (EU) 2019/943. Bundesministerium fur Wirtschaft und Energie (Hg.). Berlin,
2020.

bne - Bundesverband Neue Energiewirtschaft (2016): Decentralized Flexibility Market 2.0, A mar-
ket based solution for organizing access to flexibility on the local distribution network. Bundes-
verband Neue Energiewirtschaft. Berlin, 2016.

BNetzA - Bundesnetzagentur (2015): Bericht der Bundesnetzagentur zur Netzentgeltsystematik
Elektrizitat. Bonn, 2015.

BNetzA - Bundesnetzagentur (2017): Flexibilitat im Stromversorgungssystem, Bestandsaufnahme,
Hemmnisse und Ansétze zur verbesserten ErschlieBung von Flexibilitdt. Bonn, 2017. Online
verflgbar unter https://www.bundesnetzagentur.de/SharedDocs/Downloads/DE/Sachgebiete/
Energie/Unternehmen_Institutionen/NetzentwicklungUndSmartGrid/BNetzA _Flexibilitaetspa-
pier.pdf?__blob=publicationFile&v=1, zuletzt geprift am 03.04.2020.

Bogensperger, A.; Lienert, C.; Zeiselmair, A.; Képpl, S.; Estermann, T. (2017): Flexibilitatsintegra-
tion als wichtiger Baustein eines effizienten Energiesystems, Eine FfE-Kurzstudie im Rahmen
der Projekte MONA 2030 und C/sells. Forschungsstelle fiir Energiewirtschaft e. V., 2017.

Bogensperger, A.; Zeislmair, A.; Faller, S. (2019): Flexibilitat in der Niederspannung: Plattform o-
der eigenes System. In: Energiewirtschaftliche Tagesfragen 69 (11), S. 19-22.

Brandstatt, C.; Brunekreeft, G.; Friedrichsen, N. (2011): Locational signals to reduce network in-
vestments in smart distribution grids: What works and what not? In: Utilities Policy 19 (4), S.
244-254. DOI: 10.1016/j.jup.2011.07.001.

E-Bridge Consulting (2019): Real time flexibility markets, Development of Fingrid’s vision on the
design of a Finnish flexibility market. Unter Mitarbeit von Biichner, J.; Beune, R. und von Appen,
J. E-Bridge Consulting. Fingrid Oyj (Hg.). Helsinki, 2019.

EEG (2017): EEG. Gesetz fur den Ausbau erneuerbarer Energien (Erneuerbare-Energien-Gesetz
EEG 2017), EEG. Online verfugbar unter http://www.gesetze-im-internet.de/eeg_2014/EEG_
2017.pdf, zuletzt geprift am 04.03.2020.

Egerer, J.; Weibezahn, J.; Hermann, H. (2016): Two Price Zones for the German Electricity Market
— Market Implications and Distributional Effects. In: Energy Economics 59, S. 365-381.

Eid, C.; Bollinger, L. A.; Koirala, B.; Scholten, D.; Facchinetti, E.; Lilliestam, J.; Hakvoort, R. (2016):
Market integration of local energy systems: Is local energy management compatible with Euro-
pean regulation for retail competition? In: Energy 114, S. 913-922.

Energinet; TenneT (2018): DK1-DE Countertrade Following Joint Declaration 2018, Monitoring Re-
port. Energinet; TenneT. Kopenhagen, Bayreuth, 2018.

30



Flexibilitat fiir das Netz Oko-Institut eV.

EnWG (2017): EnWG. Gesetz Uber die Elektrizitdts- und Gasversorgung (Energiewirtschaftsgesetz
- EnNWG), EnWG. In: Bundesgesetzblatt. Online verfiigbar unter http://www.gesetze-im-inter-
net.de/enwg_2005/EnWG.pdf, zuletzt geprift am 03.04.2020.

Eurelectric (2013): Active Distribution System Management, A key tool for the smooth integration
of distributed generation. Findings and recommendations. Eurelectric (Hg.), 2013.

European Parliament (2019): DIRECTIVE (EU) 2019/ 944 OF THE EUROPEAN PARLIAMENT
AND OF THE COUNCIL - of 5 June 2019 - on common rules for the internal market for electric-
ity and amending Directive 2012/ 27/ EU. In: Official Journal of the European Union.

EWE (2016): Verbundprojekt enera. Bundesministerium fir Wirtschaft und Energie (Hg.). Berlin,
2016.

Gerard, H.; Rivero Puente, E. I.; Six, D. (2018): Coordination between transmission and distribution
system operators in the electricity sector: A conceptual framework. In: Utilities Policy 50, S. 40—
48.

Green, R. (2007): Nodal pricing of electricity: how much does it cost to get it wrong? In: Journal of
Regulatory Economics 31, 125-149.

Hinnz, F.; Schmidt, M.; Most, D. (2018): Regional distribution effects of different electricity network
tariff deisgns with a distributed generation structure, The case of Germany. In: Energy Policy
(113), S. 97-111.

Hirth, L.; Maurer, C.; Schlecht, I.; Tersteegen, B. (2019): Strategisches Bieten in Flex-Markten. In:
Energiewirtschaftliche Tagesfragen 69 (6), S. 52-55.

Nabe, C.; Arlt, M.-L.; Ddring, M. (2017): Smart-Market-Design in deutschen Verteilnetzen, Entwick-
lung und Bewertung von Smart Markets und Ableitung einer Regulatory Roadmap. Ecofys;
Fraunhofer Institut fur Windenergie und Energiesystemtechnik. Agora Energiewende (Hg.). Ber-
lin, 2017.

NABEG (2011): Netzausbaubeschleunigungsgesetz Ubertragungsnetz, NABEG, Fassung vom
13.05.2019. Online verfugbar unter https://www.gesetze-im-internet.de/nabeg/NABEG.pdf, zu-
letzt gepruft am 03.04.2020.

Neon Neue Energieékonomik; Consentec (2019): Kosten- oder Marktbasiert? Zukinftige Redis-
patch-Beschaffung in Deutschland, Schlussfolgerungen aus dem Vorhaben "Untersuchung zur
Beschaffung von Redispatch". Berlin, 2019.

Nodes (2018): A fully integrated marketplace for flexibility. Nodes (Hg.). Lysaker, 2018.

Olivella-Rosell, P.; Lloret-Gallego, P.; Munné-Collado, I.; Villafafila-Robles, R.; Sumper, A.; Ode-
gaard Ottessen; Stig; Rajasekharan, J.; Bremdal, B. A. (2018): Local Flexibility market Design
for Aggregators Providing Multiple Flexibility Services at Distribution Network Level. In: Energies
11.

Ozdemir, O.; Hers, S.; Bartholomew Fisher, E.; Brunekreeft, G.; Hobbs, B. F. (2009): A Nodal Pric-
ing Analysis of the Future German Electricity Market. JHU Hobbs Energy-Environment Deci-
sions Group (Hg.), 2009.

Pallesen, T.; Jacobsen, P. H. (2018): Solving infrastructural concerns through a market reorganiza-
tion: A case study of a Danish smart grid demonstration. In: Energy Research & Social Science
41, S. 80-88.

Perekhodtsev, D. (2010): UK Transmission Congestion Problem, Causes and Solutions. LECG
Consult (Hg.), 2010.

Schuster, H.; Kaltschnee, J.; Nykamp, S.; Maeding, S. (2019): Ansétze zur Verhinderung
von Gaming bei planwertbasiertem Engpassmanagement. In: Energiewirtschaftliche Tagesfra-
gen 69 (1/2).

31



Oko-Institut eV. Flexibilitat fur das Netz

Smart Grids-Plattform Baden-Wurttemberg (2017a): C/sells - das Projekt: SmartGrids BW, Smart
Grids-Plattform Baden-Wirttemberg. Bundesministerium fur Wirtschaft und Energie (Hg.). On-
line verfigbar unter http://www.smartgrids-bw.net/csells/csells-das-projekt/, zuletzt aktualisiert
am 20.11.2017, zuletzt geprift am 12.04.2018.

Smart Grids-Plattform Baden-Wirttemberg (2017b): C/sells-Community _ Das Magazin, In Sud-
deutschland nimmt die Energiewende Form an. Smart Grids-Plattform Baden-Wrttemberg.
Stuttgart, 2017.

Stoft, S. (1996): Transmission pricing zones: simple or comlpex?, POWER Working Paper PWP-
042A. University of California Energy Institute, 1996.

VDE - Verband der Elektrotechnik Elektronik Informationstechnik (2014): Regionale Flexibilitéats-
markte, Marktbasierte Nutzung von regionalen Flexibilitatsoptionen als Baustein zur erfolgrei-
chen Integration von erneuerbaren Energien in die Verteilnetze. VDE-Studie 2014. Unter Mitar-
beit von Apel, R.; Berg, V.; Fey, B.; Geschermann, K.; Glaunsinger, W. et al. Frankfurt a. M,
2014.

Weigt, H.; Freund, K.; Jeske, T. (2005): Nodal Pricing of the European Electricity Grid - A welfare
Economic Analysis for Feeding-in Offshore Wind Electricity. Dresden University of Technology.
Dresden, 2005.

32



	Tabellenverzeichnis
	Zusammenfassung
	Summary
	1. Einführung
	2. Hintergrund: Flexibilität für den Netzbetreiber heute
	3. Koordination netzdienlicher Flexibilität
	3.1. Der Rahmen: Die Netzampel
	3.2. Koordinationsmechanismen und ihre Charakteristika
	3.3. Ein Überblick über Koordinationsmechanismen
	3.3.1. Marktplattformmodelle
	3.3.1.1. Dynamische Marktplattformmodelle
	3.3.1.2. Statische Marktplattformmodelle

	3.3.2. Sonstige Modelle


	4. Multikriterielle Bewertung
	4.1. Bewertungskriterien
	4.2. Marktplattformmodelle
	4.3. Sonstige Modelle

	5. Schlussfolgerung
	Literaturverzeichnis

