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Kurzfassung: Das Smart Market Konzept stellt eine innovative Mdglichkeit dar,
Engpassmanagement marktbasiert zu beschaffen. Dazu werden regional und zeitlich
befristete Markte an strategisch wichtigen Ubergabepunkten vom Ubertragungsnetz ins
Verteilnetz geoffnet, die eine Leistungsanpassung zur Reduktion von Engpéssen zum Ziel
haben. Dazu ist es ndtig aus einer Engpassprognose sinnvolle Einschaltsignale und
Kostenobergrenzen zu definieren. Durch die Einbindung dezentraler Flexibilitdten kann
erneuerbarer Strom starker integriert werden und ein effizienter Netzausbau erfolgen. Das
vorgestellte Konzept wird innerhalb eines mehrstufigen Strommarktmodells mit endogenen
Investitionsentscheidungen in Erzeugungs- sowie Ubertragungskapazitat gelost, wobei Smart
Markets eine neue Stufe vor dem regulatorischen Engpassmanagement einnehmen. Anhand
eines Beispielmodells fur die deutsche Preiszone kénnen die Vorteile der Einbindung von
Smart Markets quantifiziert werden. So kann eine marktbasierte Beschaffung von
Engpassmanagement erfolgen, die Abregelung von erneuerbaren Erzeugungsanlagen
reduziert werden, sowie der Netzausbau effizienter gestaltet werden.
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dezentral

1 Einfahrung

1.1 Beschaffung von Engpassmanagement in Europa

Strommarkte in Europa sind in Preiszonen konfiguriert. Diese orientieren sich meist an
Landergrenzen, wie z.B. in Osterreich oder Deutschland, kénnen jedoch auch mehrfach
innerhalb einer Landergrenze implementiert sein, wie z.B. in lItalien. Innerhalb dieser
Preiszonen bilden Angebot und Nachfrage nach Elektrizitdt einen einzigen Marktpreis.
Netzrestriktionen, welche raumlich betrachtet innerhalb dieser Zone liegen, sind somit in der
Marktlésung nicht berticksichtigt. Uber die aggregierte Bildung einer Merit-Order werden
zonenweit die gunstigsten Erzeugungseinheiten zur Deckung der Nachfrage genutzt, wobei
deren Standort und die raumliche Verteilung der Nachfrage aul3er Acht gelassen werden. Zum
Zeitpunkt des Netzbetriebs werden jedoch technische Restriktionen relevant, da Netzelemente
nur unter Beruicksichtigung ihrer maximalen Ubertragungskapazitat betrieben werden konnen.
Bei der Abbildung des zuvor am Day-Ahead Markt gebildeten Marktergebnisses auf das Netz
kann es somit zu Engpassen kommen, welche vor allem tber Redispatch, d.h. eine ex-post
Anpassung der Wirkleistung von Erzeugungsanlagen an relevanten Punkten im Netz, geldst
werden. Die Europdische Vorgabe zum Engpassmanagement sieht eine marktbasierte
Beschaffung fur alle Mitgliedsstaaten vor und ist durch Artikel 13 Abs. 1 & 2 der
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Elektrizitatsbinnenmarktverordnung gesetzlich verankert [1]. Dennoch ist eine solche
Beschaffung nicht in allen Mitgliedsstaaten bereits umgesetzt. Deutschland und Osterreich
kénnen dazu als Beispiel herangezogen werden. So wird die Beschaffung von Redispatch hier
uber regulatorische Mittel gesichert. In diesem Fall werden vom Ubertragungsnetzbetreiber
einzelne Erzeugungsanlagen angewiesen ihre Wirkleistung anzupassen. Dabei ist ihnen
Volumen der Anpassung sowie Kostenneutralitdt vorgegeben. Deutschland nutzt zusatzlich
eine Ausnahmeregelung, wonach im Falle von strukturellen Engpassen im Ubertragungsnetz
auf eine marktbasierte Beschaffung zunachst verzichtet werden darf. Der Grund dafur ist die
Moglichkeit zum  strategischen Bieterverhalten einzelner Erzeugungsanlagen im
marktbasierten  Redispatch, sog. ‘"Increase-Decrease-Gaming" [2]. Da diese
Ausnahmeregelung jedoch zeitlich befristet ist, besteht bereits kurzfristig die Notwendigkeit ein
marktbasiertes System zur Beschaffung von Engpassmanagement einzufiihren.

1.2 Das Smart Market Konzept

Eine mogliche innovative Losung zur Umsetzung eines marktbasierten Systems zur
Beschaffung von Engpassmanagement sind sog. Smart Markets [3]. Diese zeitlich und
regional begrenzten Markte kdnnen zusétzliche lokale, dezentrale Flexibilitdtspotentiale
verschiedenster Art nutzen, welche bisher aufgrund ihrer Leistung nicht im regulatorischen
Redispatch verwendet werden. Smart Markets 6ffnen sich somit fur einen begrenzten Zeitraum
an strategisch wichtigen Ubergabepunkten im Ubertragungsnetz zu untergelagerten
Netzebenen. Um Engpassen im Ubertragungsnetz ex-ante entgegenzuwirken, kénnen
Flexibilitaten gezielt Leistungsanpassungen auf einem Smart Market anbieten, welcher einen
lokalen Bedarf an Engpassmanagement als Nachfrage bereitstellt. Als Ruckfalloption kann der
kostenbasierte Redispatch bestehen bleiben, wobei durch das Smart Market Konzept primar
eine marktbasierte Beschaffung von Engpassmanagement erfolgen kann. Dadurch kénnen
Vorteile des marktbasierten Systems genutzt werden, ohne auf eine einheitliche, vollstandig
marktbasierte Beschaffung von Engpassmanagement umzusteigen und dessen Nachteile wie
strategisches Gebotsverhalten zu provozieren [2]. Eine solche Konzeptionierung von Smart
Markets erflillt die Kernvoraussetzungen der Européischen Union flr eine marktbasierte
Beschaffung von Engpassmanagement. Dabei sind Wettbewerb und Preissignale gefordert.

Bereits kurzfristig ist es so moglich im Vergleich zum bestehenden regulatorischen System
Kosteneffizienz zu erreichen, da ein grol3eres Angebot an Flexibilitdtspotenzialen einbezogen
werden kann, sowie Engpassmanagement unabhdngig von einzelnen Anbietern bezogen
werden kann. Ebenso kann Abregelung von erneuerbaren Anlagen reduziert werden, da lokal
Potenziale abgerufen werden kdnnen, welche diesen Strom aufnehmen. Mittelfristig fuhrt eine
Bereitstellung stabiler regionaler Preissignale, welche in nationalen Einheitspreiszonen bisher
nicht gegeben sind, zu potentiellen Investitionsanreizen in Erzeugungskapazitdt und
Flexibilitat. Durch eine Einbindung regionaler Flexibilitdtsanbieter mit unterschiedlichsten
Geschaftsmodellen kann zusétzlich eine gréRere Akzeptanz fir die Energiewende erzeugt
werden. Aulerdem kann durch die Reduktion von regulatorischem Engpassmanagement
mittelfristig ein effizienterer Netzausbau realisiert werden und zwischenzeitlich
Netzausbaukosten verschieben.

In diesem Konferenzbeitrag sollen die Effekte der Einbindung einer marktbasierten
Beschaffung von Engpassmanagement durch Smart Markets innerhalb eines mehrstufigen
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Strommarktmodells analysiert werden. Im Zentrum der Analyse stehen die Simulation von
Engpassen, von zugehdrigem Engpassmanagement und dadurch resultierendem endogenem
Netzausbau. Darlber hinaus werden die Funktionsweise von Smart Markets und die dadurch
erzielte Einbindung von regionalen Flexibilitaten betrachtet. Es stellt sich die Forschungsfrage,
auf welchen Ebenen eine Einfihrung von Smart Markets vorteilhaft gegeniiber der rein
kostenbasierten oder marktbasierten Beschaffung von Engpassmanagement sein kann.

1.3 Redispatch und Netzausbau in Strommarktmodellen

Die Analyse von Engpassmanagement und Investitionsentscheidungen wird in diesem
Konferenzbeitrag im Rahmen eines mehrstufigen Strommarktmodells erfolgen. Diese
Herangehensweise stellt auch in der Literatur einen verbreiteten Ansatz dar. Ein Teil der
Literatur befasst sich im Rahmen von mehrstufigen Strommarktmodellen mit den
gesamtwirtschaftlichen Effekten von verschiedenen Marktdesigns, auch beziglich
Engpassmanagement [4] [5]. In der Abwesenheit von vertikal integrierten Monopolen wird der
Netzausbau zunachst von einem zentralen Netzwerkplaner in Antizipation des
Strommarktergebnisses und des Handelns privater Firmen auf dem Strommarkt gestaltet.
Daher existieren Modelle zur Analyse von Engpassmanagement und dessen Kosten, in denen
ein zweistufiger Ansatz dazu gewahlt wird [6], sowie die Reduktion dieser Kosten durch
Netzausbau [7]. Durch die Antizipation des Marktgeschehens wird dieser Ansatz um
marktgetriebene Investitionsentscheidungen in Erzeugungskapazitat erweitert [8], wodurch
sowohl Investitionsentscheidungen in das Netz als auch den Kraftwerkspark betrachtet werden
[9]. Dazu existieren zahlreiche Forschungsschwerpunkte wie die Unsicherheit bezlglich der
Preiszonenkonfiguration [10] [11] oder beziglich der Investitionen in Erzeugungskapazitat
[12]. Die strategische Interaktion mehrerer Netzbetreiber mit individuellen Planen zum
Netzausbau wird ebenfalls betrachtet [13]. Forschung zur Umsetzung von marktbasierten
Ansatzen zur Beschaffung von Engpassmanagement ist weniger ausgepragt als zum
regulatorischen, kostenbasierten Ansatz und befasst sich mehr mit dem Netzbetrieb [14]. Die
Erweiterung von mehrstufigen Strommarktmodellen um einen marktbasierten Redispatch
findet lediglich in Bezug auf eine vollstandig marktbasierte Beschaffung statt [15]. In den
letzten Jahren steigt jedoch die Prasenz des Konzeptes eines FlexibilitAitsmarkt-basierten
Engpassmanagements [16] [17], wobei eine vollstdndige Modellierung bisher fehlt. Die
Einbettung des Smart Market Ansatz [3] in ein mehrstufiges Strommarktmodell mit endogenen
Investitionsentscheidungen stellt in diesem Rahmen einen neuen Ansatz dar, der in diesem
Beitrag gezeigt wird und einen Mehrwert zur Literatur darstellen soll. Dadurch ist es moglich
mittelfristige, marktgetriebene  Entwicklungen der europdischen Stromméarkte zu
beriicksichtigen und die Auswirkungen von Smart Markets auf das Ubertragungsnetz und die
Engpassproblematik zu analysieren.
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2 Methodik und Losungsansatz

2.1 Das mehrstufige Strommarktmodell mit Einbindung einer Smart Market
Stufe

Zur Analyse eines marktbasierten Redispatch auf Basis von regional und zeitlich limitierten
Markten wird ein bestehender dreistufige Modellierungsansatz [15] [18] um die Stufe der Smart
Markets zur Einbindung regionaler Flexibilitaten erganzt:

1. Ein zentraler Netzbetreiber plant Investitionen in das Ubertragungsnetz. Dabei
werden der Handel auf dem Spot Markt fir Elektrizitat, sowie der finale Bedarf zum
Engpassmanagement antizipiert.

2. Unabhangige Erzeuger agieren auf dem Spot Markt fur Elektrizitat und entscheiden
Uber kurzfristige Stromerzeugung sowie mittelfristige Investitionen in
Erzeugungskapazitat. Perfekte Voraussicht sowie perfekter Wettbewerb sind
angenommen.

3. Dezentrale Flexibilitaten nehmen auf rdumlich und zeitlich begrenzten Smart Markets
teil, um Engpasse, die sich auf dem Marktergebnis bestimmen, marktbasiert zu I6sen.
Dabei wird eine Prognose des Redispatchbedarfs verwendet, um die potentiell
gehandelten Mengen sowie die Kostenreferenz zu bestimmen.

4. Falls Engpéasse uber die Smart Markets nicht vollstandig geldst werden konnen, wird
kostenbasierter, regulatorischer Redispatch zur Losung herangezogen.

Das hier dargestellte mehrstufige Strommarktmodell kann durch die Kombination der ersten
und der vierten Stufe in eine dreistufige Modellierung umgeformt werden [19] und somit
sequentiell gelést werden. Die resultierenden Optimierungsprobleme sind in GAMS entweder
als lineares oder als gemischt-ganzzahliges Optimierungsproblem implementiert.

2.2 DieIntegration des Smart Market Ansatzes

Zunéchst ist es notig aufzuzeigen, wie das Smart Market Konzept in das Energy-Only
Marktdesign eingebunden werden kann. Abbildung 1 zeigt diese Einbindung am Beispiel
Deutschlands. Das Prinzip kann jedoch auf jedes Land mit gleichem Marktdesign Ubertragen
werden.

—
Lésung verbleibender
_ . « Aktivi S t Net a ib
Day-Ahead-Preisbildung in Prognose von Netzengpassen fvierung von smar etzengpasse tber
. . . Markets vor Eintritt der regulatorischen Redispatch 2.0
Einheitspreiszone aus Day-Ahead-Ergebnis .o . . L .-
kritischen Netzsituation vor Eintritt der kritischen
Netzsituation

Abbildung 1: Schematische Eingliederung des Smart Market Konzeptes in das Energy-Only Marktdesign. Quelle:
eigene Abbildung

Aus dem Day-Ahead Markt ergibt sich ein Marktergebnis auf Basis einer Einheitspreiszone.
Diesem Einheitspreis liegt die Annahme zugrunde, dass Netzrestriktionen nicht eingepreist
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sind (sog. ,Kupferplatte). Somit ist zu diesem Zeitpunkt fraglich, ob das Marktergebnis im
physischen Netz realisiert werden kann. Netzbetreiber stellen im Anschluss eine Prognose
von Netzengpassen auf. All dies erfolgt vor dem Tag der tatsachlichen Stromlieferung. Bei
Redispatch im regulatorischen Sinne wird auf Basis dieser Engpassprognose auch Redispatch
zum Zeitpunkt des tatséchlichen Engpasses angewiesen. In dem entstehenden zeitlichen
Intervall kdnnen nun bereits vorhandene Datenaustauschprozesse genutzt werden, um aus
der Engpassprognose Einschaltsignale fir Smart Markets zu generieren und sie vor Eintritt
der prognostizierten Engpasssituation zu schlie3en. Die daraus ergebende Anpassung der
Wirkleistung an strategischen Punkten im Ubertragungsnetz kann anschlieRend in der
Realisation des Engpassmanagements bericksichtigt werden. Engpasse kénnen dann bereits
vollstandig gel6st sein. Sollte dies nicht der Fall sein, springt der regulatorische Redispatch als
Ruckfalloption ein.

2.3 Definition und Einschaltsignale fur den Smart Market

Durch die regionale und zeitliche Begrenzung der Smart Markets und die Einbindung dieser in
das bestehende Marktdesign stellt sich die Notwendigkeit sinnvolle Einschaltsignale zu
formulieren, sodass die Marktaktivitdit Engpassen entgegenwirken kann. Dabei ist es
entscheidend die beiden geforderten Charakteristika aus der EU-Gesetzgebung zu beachten:
Wettbewerb und Preissignale. Beide Aspekte sprechen zunachst fiir eine mdaglichst grof3e
Ansetzung der Smart Market Gebiete, also dem Zusammenschluss mehrerer Ubergabepunkt
vom Ubertragungs- in das Verteilnetz mit gleicher geforderter Richtung der
Leistungsanpassung zu einem gemeinsamen Markt. Auf der anderen Seite sollen Smart
Markets eine mdglichst effiziente Engpassbewirtschaftung bieten. Dies wiederum spricht fur
eine moglichst prazise Definition der Markte auf strategisch sinnvolle Punkte. Einschaltsignale
mussen also einen Kompromiss aus beiden Aspekten finden.

Der Einfluss einzelner Knotenpunkte im Ubertragungsnetz auf spezifische Leitungen kann
Uber die jeweilige Power-Transfer-Distribution-Factor (,PTDF*) Matrix herausgefunden
werden. Diese ist Teil einer DC-Lastflussapproximation, welche in Strommarktmodellen zur
Abbildung des Netzes und der Lastflisse gebildet wird [20]. Eine solche PTDF gibt die
prozentuelle Anderung von Flussen durch eine Lastanpassung auf einem Knoten hinsichtlich
eines Referenzknotens, also einer Senke, an.

Ling - Lny
PTDFLn=( : : )

liny - Iny

Somit koénnen, wenn dieser Referenzknoten dem Startpunkt und dem Endpunkt der
engpassbehafteten Leitung zugewiesen wird, entsprechend relevante Knotenpunkte
ausgewahlt werden, deren Leistungsanpassung laut der PTDF eine hohe Wirkung auf den
Lastfluss haben. Intuitiv haben Anpassungen auf sowohl dem Start- als auch der Endknoten
jeweils den hoéchsten Wirkungsfaktor auf den Fluss der Leitung selbst. Jedoch k&nnen
entsprechend der Netztopologie andere Knoten ebenfalls eine hohe Wirkung besitzen. Punkte
im Netz, welche weit entfernt vom Engpass liegen erhalten einen niedrigen Wirkungsfaktor
und kénnen ausgeschlossen werden. Die Festsetzung der entsprechenden PTDFs fir eine
engpassbehaftete Leitung beriicksichtigt so ebenfalls die Richtung des Engpasses und ist in
der Lage zu definieren, auf welchen Knotenpunkte eine positive Leistungsanpassung und auf
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welchen eine negative Leistungsanpassung sinnvoll ist. Das Vorgehen ist somit vergleichbar
mit einer Bildung von Anpassungspaaren im Redispatch: Hier wird auf jeder Seite eines
Engpasses eine positive bzw. eine negative Anpassung vorgenommen, um die Energiebilanz
des Systems ausgeglichen zu halten sowie eine Lastflussédnderung hervorzurufen. Die
Grenze, ab wann eine Leistungsanpassung an einem Knoten einen ausreichenden Effekt auf
den Lastfluss besitzt, kann tGber mehrere Ansatze gewdahlt werden. In diesem Beitrag werden
die wenigen Knotenpunkte gewahlt, die die hochste Wirkung besitzen.

Da nun Smart Market Gebiete definiert sind, stellt sich die Frage, welche Nachfragemenge als
Engpasslosung jeweils den Smart Markets mit positiver und negativer Leistungsanpassung
zugewiesen werden. Nachdem die Wirkungsfaktoren einzelner Knotenpunkte innerhalb des
Smart Market Gebiets auf den Engpass festgestellt sind, kann der vollstandige Engpass der
jeweiligen Leitung als Flexibilitatsnachfrage sowohl fir positive als auch negative
Leistungsanpassung angegeben werden. Die Summe aller Leistungsanpassungen kann so
maximal den Engpass lésen. Um dabei sowohl die Kosten einer marktbasierten Lésung in
Grenzen zu halten und so auch potentielle Gewinnmdoglichkeiten durch strategisches
Verhalten bzw. Inc-Dec-Gaming zu verringern, kann die Preisbildung mit einer
Kostenobergrenze versehen werden. Diese kann beispielsweise Uber eine abgeschatzte
Zahlungsbereitschaft des Netzbetreibers flr Engpasslosung berechnet werden, also der
Kostendurchschnitt Uber einen bestimmten Zeitraum fur Redispatch. Alle Gebote, die
unterhalb dieser Kostenreferenz liegen, kbnnen somit akzeptiert werden. Es ergibt sich ein
Abruf von Flexibilitaten, welcher in ein nodales Ergebnis umgerechnet wird und vor Einsatz
des finalen, kostenbasierten Redispatch bereits eine Leitungsanpassung bedeutet. Sollte der
Engpass nicht vollstandig geldst werden kénnen, kann der regulatorische Redispatch ex-post
den Engpass vollstandig |Idsen sowie die Energiebilanz in jedem Fall ausgleichen.

3 Modellbeschreibung

Eine formale mathematische Beschreibung der Modellstufen befindet sich im Appendix. Auf
der ersten Stufe des Modells (Abbildung 2) entscheidet ein Ubertragungsnetzbetreiber tiber
den wohlfahrtsmaximalen Leitungsausbau und antizipiert damit die Ergebnisse aller drei
weiteren Stufen. Wohlfahrtsmaximaler Ausbau entspricht kostenminimalem Ausbau und ist
Uber Leitungskandidaten implementiert, d.h. die Ausbauentscheidung ist eine ganzzahlige
Entscheidung.

Wohlfahrtsmaximaler Leitungsausbau
max Gesamtwirtschaftliche Wohlfahrt
u.d.NB. Leitungsausbaurestriktion

Ergebnisse: optimaler Leitungsausbau

Abbildung 2: Beschreibung der ersten Modellstufe, Quelle: eigene Darstellung

Das Spot Markt Ergebnis, welches auf das Ubertragungsnetz abgebildet werden muss, ergibt
sich aus Modellstufe 2 (Abbildung 3). Die Gewinnmaximierung privat agierender Firmen mit
einer Erzeugungs- und Investitionsentscheidung entspricht dabei dem wohlfahrtsmaximalen
Marktergebnis. Es wird eine zonale Nachfragefunktion mit Preiselastizitat sowie einer
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Referenznachfrage je nach Zeitabschnitt modelliert. Diese Nachfrage kann somit tUber die
existierenden Erzeuger mit konventionellen und erneuerbaren Kapazitaten und deren
Kapazitatsbeschrankungen gedeckt werden, durch Zubau von Erzeugungskapazitaten, sowie
Speicherbetrieb aus Pumpspeicherkraftwerken und Batteriespeichern. Technologien zur
Sektorenkopplung, wie in diesem Beispiel Power-to-Gas agieren ebenfalls auf dem Spot Markt
und sehen sich mit einem konstanten Weitergabewert, wie dem Gaspreis, konfrontiert.

Gewinnmaximierung von privaten Firmen auf dem Spot Markt

max Wohlfahrt des Spot Marktes fur Elektrizitat
u.d.NB. Zonale Energiebilanz (Kirchhoffs erstes Gesetz)
u.d.NB Kapazitatsbeschrankungen der Erzeugung mit Investitionen

Ergebnisse: Fahrplane, Investitionsentscheidungen

Abbildung 3: Beschreibung der zweiten Modellstufe, Quelle: eigene Darstellung

Da sich aus diesem Marktergebnis, welches auf Basis einer aggregierten Merit-Order aller
zonalen Erzeuger gebildet wird, keine Netzrestriktionen berticksichtigt, kann es zu Engpassen
kommen. Eine Engpassprognose, d.h. potentiell Uberladene Leitungen sind Teil einer
Prognose, die in die dritte Stufe des Modells als Flexibilitatsnachfrage eingeht, wie in Kapitel
2.3 beschrieben. Fir jede engpassbehaftete Leitung ergeben sich potentiell zwei Smart
Markets mit einer positiven und einer negativen Nachfrage an Flexibilitat. Diese Markte
mussen die angeforderte Anpassung der Leistung nicht vollstandig I6sen, da nur Flexibilitaten,
die ginstiger als die Zahlungsbereitschaft fir Engpasslosung (Kostenobergrenze), agieren.
Damit wird die kostenminimale Auswahl an Flexibilititen auf Modellstufe 3 getroffen
(Abbildung 4). Diese Flexibilitaten besitzen Kapazitatsbeschrénkungen, welche sich je nach
Kategorie nach dem Fahrplan aus dem Spot Markt Betrieb richten. Als Flexibilitdten werden
Demand-Side-Management, Kraft-Warme-Kopplung, sowie Power-to-Gas angenommen.
Zusatzliche Flexibilititsanbieter sind stets denkbar und kdnnen in zukUnftiger Forschung
erganzt werden.

Kostenminimale Wahl von Flexibilitdten auf dem Smart Market

min Smart Market Gesamtkosten
u.d.NB. Marktgleichgewicht des Smart Market mit Kostenobergrenze
u.d.NB Kapazitatsbeschrankungen der Flexibilitaten

Ergebnisse: Flexibilitdtsbetrieb, nodale Leistungsanpassung

Abbildung 4: Beschreibung der dritten Modellstufe, Quelle: eigene Darstellung

Nachdem die Smart Markets gelést wurden, ergibt sich eine nodale Anpassung, die ex-ante
kostenbasierten Redispatch moglichst reduzieren soll. Somit werden auf Modellstufe 4
(Abbildung 5) noch potentiell nicht geldste Engpasse uber kostenbasierten Redispatch und
Lastabwurf als ultima ratio geldst. Dabei ist die angepasste Kapazitdtsbeschrankung der
Erzeuger zu beachten, wie auch die nodale Energiebilanz. Lastflisse werden auf Basis
technischer Leitungsdaten mit einer DC-Lastflusslinearisierung berechnet.
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Kostenminimale Wahl von Engpassmanagement

min Gesamtkosten fur Engpassmanagement
u.d.NB. Kapazitatsbeschrankungen der Erzeugung
u.d.NB Nodale Energiebilanz (Kirchhoffs erstes Gesetz)
u.d.NB DC-Lastflusslinearisierung

Ergebnisse: kostenminimales Engpassmanagement

Abbildung 5: Beschreibung der vierten Modellstufe, Quelle: eigene Darstellung

4 Beispielmodell und Ergebnisse

Das im Konferenzbeitrag vorgestellte Konzept des marktbasierten Engpassmanagements
Uber Smart Markets soll nun auf ein Beispielnetz angewendet werden. Wie bereits vorher
erwahnt, sind vor allem Einsparungen im herkémmlichen Redispatch, der Abregelung
erneuerbarer Anlagen, der resultierende Netzausbau sowie der Betrieb der Smart Markets von
besonderer Bedeutung.

4.1 Datengrundlage

Als Datengrundlage wird ein aggregiertes 11-Knoten-Modell fir das deutsche
Ubertragungsnetz verwendet. Eine Darstellung dessen ist in Abbildung 6 im Appendix 7.3 zu
finden. Leitungsdaten stammen aus den statischen Netzmodellen der vier
Ubertragungsnetzbetreiber. Diese Leitungen, welche die 11 Knoten verbinden, sind auf Stand
des aktuell existierenden Netzes in Deutschland, sowie dem bis 2030 geplanten Netzausbau.
Ausbau ist auf allen Leitungen endogen Uber das Modell mdglich, d.h. die Leitung kénnen
verstarkt werden. Die technischen Daten, sowie die Ausbaukosten richten sich demnach
jeweils nach Lange und Ubertragungskapazitat. Aufbauend auf einem bereits regionalisierten
Kraftwerkspark fur das Jahr 2020 werden Erzeugungs- und Speicherkapazitaten aus dem
ENTSO-E Szenario fur 2025 herangezogen. Investitionen in Erzeugungskapazitaten bis dahin
sind also bereits berticksichtigt. Eine Ubersicht Giber die Inputdaten kann in Tabelle 6 und
Tabelle 7 in Appendix 7.3 gefunden werden. Variable Kosten sowie Investitionskosten fiir
Erzeugungskapazitaten richten sich nach einem CO2-Preis von 100 Euro/Tonne. Auf dieselbe
Art ist die Nachfrage fur das Jahr 2025 skaliert. Das Modell wird fur einen Zeitraum von einem
Jahr in 4-stindlicher Aufteilung gel6st. Die erneuerbaren Erzeugungsprofile stammen aus den
Daten zur tatséchlichen Erzeugung von ENTSO-E des Jahres 2020 und unterscheiden sich
fur siddeutsche und norddeutsche Knoten. Als Flexibilitdten, die auf dem Smart Market
agieren und bisher im Engpassmanagement nicht beriicksichtigt waren, werden zwei
Hauptkategorien angenommen: Nachfrageflexibilisierung und Sektorkopplung.
Nachfrageflexibilisierung kann genutzt werden um die Nachfrage, die sich aus dem
Marktergebnis ergibt, zu reduzieren und potentiell zu erhéhen. Dabei wird ein fester
Flexibilitatsfaktor in beide Leistungsrichtungen unterschieden. Sektorenkopplung umfasst in
dieser Betrachtung die Kopplung mit dem Warmesektor sowie dem Gassektor und ist tUber
erneuerbare Kraft-Warme-Kopplung unter 100 kW sowie Power-to-Gas (Elektrolyseure)
bertcksichtigt. Die Kapazitaten dafir entsprechen den bisher nicht steuerbaren KWK-Anlagen,
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sowie den Ausbaupldnen bis 2025 fir Elektrolyse. Die Gebote unterscheiden sich fur die
Flexibilitaten je nachdem ob eine positive oder eine negative Leistungsanpassung auf dem
Smart Market als Einschaltsignal geliefert wird und sind an die Werte in [21] orientiert. Somit
sind negative Gebote fir Leistungsreduktionen bertcksichtigt, &hnlich wie die Riickzahlung im
kostenbasierten Redispatch. Eine Ubersicht iber die verwendeten Parameter ist in Tabelle 8
zu finden.

4.2 Modellvalidierung

Zur Modellvalidierung sind mehrere Modellergebnisse zu tUberprifen: Die Marktergebnisse aus
dem Spot Markt fir Elektrizitat, sowie die daraus resultierende Engpasssituation im
Ubertragungsnetz. Dabei soll zun&chst festgestellt werden, ob die Modellgrundlage belastbare
Ergebnisse liefert, bevor die Beschaffung von Engpassmanagement Uber Smart Markets
eingefuhrt wird.

Die deskriptiven Statistiken zum ermittelten Strompreis findet sich in Tabelle 1 wieder. Diese
stimmen grundsétzlich mit den Erwartungen bzgl. des steigenden CO2-Preises uberein. Im
Mittel liegt der Strompreis bei knapp 113 Euro pro MWh fiir die Preiszone. Im Jahresverlauf
sinkt dieser, wenn erneuerbare Erzeugung vorrangig ist, und steigt, wenn konventionelle
Erzeugung dominiert. Dabei wird minimal eine Residuallast von null erreicht. Eng damit
verbunden sind die Ergebnisse zu Investitionsentscheidungen bzgl. Erzeugungskapazitat in
Tabelle 2. Durch den erhéhten CO2-Preis und der Szenariowahl mit Basisjahr 2025, in welcher
Ausbauplane bereits bertcksichtigt sind, finden keine neuen marktgetriebenen Investitionen
in Erzeugungskapazitat statt. Im Gegensatz dazu werden teure Erzeugungskapazitaten wie Ol
oder Kohle teilweise oder voll abgebaut. Existierende erneuerbare Anlagen werden nicht
abgebaut und laufen entsprechend ihres Erzeugungsprofils.

Max Min Mittelwert Mittelwert Mittelwert Standardabweichung
Sommer Winter
243.68132 0 109.37569 112.7987578 105.9526388 35.32382373

Tabelle 1: Deskriptive Statistiken zur Strompreisentwicklung

CCGT Steinkohle GT Braunkohle (o]
Installiert  Ergebnis Installiert Ergebnis Installiert Ergebnis Installiert Ergebnis Installiert  Ergebnis
15860 15860 13650 7704 6498 6498 9412 4798.90 1058 0

Tabelle 2: Ergebnisse bzgl. Ausbau und Abbau der Erzeugungskapazitéaten pro Technologie

Ein weiterer Aspekt ist die Verteilung von Engpassmanagement auf den Netzknoten innerhalb
der Preiszone. Das Marktergebnis mit dem Einheitspreis hat keine technischen
Netzrestriktionen bertcksichtigt. Daher werden zunachst ohne die Berticksichtigung von Smart
Markets kostenbasiert Leistungsanpassungen in Form von Redispatch vorgenommen. Die
aufsummierten Ergebnisse pro Knoten sind dazu in Tabelle 3 zu finden.

Netzknoten 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11

Summe an -660.7 -2575.7 1112.1  -569.2 -492.7 708.5 329.7 19185 3777.3 226.2 898.7
Redispatch

Tabelle 3: Summe an Redispatch uber das betrachtete Jahr pro Netzknoten in GW

Es ist zu erkennen, das positiver Redispatch vor allem an Netzknoten im Suden Deutschlands
vorzufinden ist, wobei negativer Redispatch und Abregelung erneuerbarer Anlagen an Knoten
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im Norden zu finden sind. Dieses Ergebnis stimmt mit der generellen Redispatchverteilung
innerhalb Deutschlands Uberein, wobei durch die Aggregation auf 11 Knoten Genauigkeit
verloren geht.

4.3 Ergebnisse hinsichtlich Smart Market Einsatz, Engpassmanagement und
Leitungsausbau

Flexibilitaten auf Smart Markets sollen genutzt werden, Engpassen im Netz vorzubeugen und
gleichzeitig ein regionales Preissignal liefern, welches im vorhandenen Marktdesign mit einer
Einheitspreiszone nicht geliefert werden kann. Daher wird zunéchst Uberprift, wo im Netz
Engpasse vorhanden sind und wo dadurch Netzausbau nétig ist, um hohen Kosten zum
Engpassmanagement vorzubeugen. In Abbildung 7 im Anhang 7.4 kann erkannt werden, dass
vor allem Leitungen, die Strom von Gebieten mit hoher Winderzeugung in Lastzentren
transportieren, von Engpassen betroffen sind und endogen verstéarkt wiirden. Das gilt nicht fir
Leitungen, die weniger durch das Nord-Sud-Gefalle betroffen sind. An den Engpassleitungen
offnen sich vor dem Engpassmanagement die Smart Markets, was vom
Ubertragungsnetzbetreiber in seiner Planung der Leitungsinvestitionen antizipiert wird. Die
Aktivitat der Flexibilitaten wird dabei durch die regionalen Einschaltsignale so angefordert,
dass sie die Richtung der Engpéasse berlicksichtigt, ahnlich zum regulatorischen Redispatch.
Es ergibt sich an den Netzknoten die Aktivitat der Flexibilitaten wie sie in

Netzknoten 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11
Nachfrageflexibilisierung  -10.68 -5.45 -0.10 0.16 -2.00 -0.31 -4.71 -1.22 -0.91 0.00 0.00
P2G 0.00 0.00 1.63 0.88 1.40 0.29 1.03 3.96 1.29 20.74 58.23
KWK -3.05 -468  -0.20 -0.56 -0.06 -0.01 -0.06 -0.03 -0.05 0.00 0.00
Summe -13.73  -10.12 1.33 0.48 -0.65 -0.03 -3.75 2.71 0.33 20.74 58.23

Tabelle 4 zu sehen ist. Es zeigt sich, dass regionale Flexibilitdten genutzt werden kénnen, um
Engpassen entgegenzuwirken. Power-to-Gas wird dabei v.a. zur positiven, wahrend KWK zur
negativen Leistungsanpassung genutzt wird.

Netzknoten 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11
Nachfrageflexibilisierung  -10.68  -5.45  -0.10 0.16  -2.00 -0.31 -4.71 -1.22 -0.91 0.00 0.00
P2G 0.00 0.00 1.63 0.88 1.40 0.29 1.03 3.96 1.29 20.74 58.23
KWK -3.05 -468 -0.20 -0.56 -0.06 -0.01 -0.06  -0.03 -0.05 0.00 0.00
Summe -13.73  -10.12 1.33 0.48  -0.65 -0.03 -3.75 271 0.33 20.74 58.23

Tabelle 4: Smart Market Aktivitat pro Netzknoten nach Typ in Summe Uber ein Jahr in GW

Durch diese Einbindung regionaler Flexibilitaiten kann es zu einer effizienteren Planung des
Netzausbaus kommen. Abbildung 7 zeigt dartber hinaus einen Vergleich des Netzausbaus
unter kostenbasiertem Redispatch und unter Einbindung von Smart Markets. Es kommt zu
einer moglichen kleineren Einsparung des Netzausbaus auf einer Querleitung, welche nicht
direkt vom Nord-Sud-Gefélle in Deutschland betroffen ist. Engpassmanagementkosten sind
also nach Smart Market Lésung soweit verringert worden, dass die Leitung nicht mehr gebaut
werden muss, um ein kosteneffizientes Ergebnis zu erhalten. Dabei gilt zu beachten, dass der
Smart Market Betrieb ebenfalls Kosten verursachen kann, je nach Art der lokalen Flexibilitaten.
Dies muss vom Netzbetreiber ex-post in der Netzplanung beim Leitungsausbau bericksichtigt
werden, was in dieser Modellsimulation vernachlassigt ist. Die Flexibilitdten sind jedoch nicht
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in ihrer Leistung begrenzt und es kdnnen verschiedene Geschéaftsmodelle kleinerer, effizient
positionierter Flexibilitdéten genutzt werden.

Ein weiterer Aspekt ist die Nutzung von erneuerbarem Strom. Unter dem vorhandenen
Marktdesign mit einer Einheitspreiszone und dem existierenden Netz kommt es zu Abregelung
von erneuerbaren Anlagen, da deren Standort keine Netzengpasse bericksichtigt. Durch die
Einbindung von regionalen Smart Markets kann diese Abregelung reduziert werden, da
Flexibilitaten u.a. kurzfristig genutzt werden kénnen den erneuerbaren Strom nachzufragen.

Abregelung Redispatch (pos) Redispatch (neg) Lastabwurf Smart Market Aktivitat
Referenz 1394.05 20174.34 18780.29 0.00 0.00
Smart 1386.52 20111.27 18780.29 0.00 55.54

Tabelle 5: Engpassmanagement im Vergleich mit und ohne Smart Market Aktivitat nach Art aufsummiert Giber ein
Jahr in GW

Dies ist vor allem an den Nordknotenpunkten im deutschen Ubertragungsnetz relevant. So
sind hier v.a. Mdglichkeiten zur Nachfrageflexibilisierung genutzt, um eine negative
Leistungsanpassung herbeizufihren. D.h. die Abregelung erneuerbarer Anlagen kann
dadurch ersetzt werden. Dies kann ebenfalls in den Modellierungsergebnissen in Tabelle 4
erkannt  werden. Die gesamten simulierten Leistungsanpassungen durch
Engpassmanagement sind in Tabelle 5 vergleichbar aufgelistet.

5 Schlussfolgerungen und Ausblick

Die Ergebnisse dieses Konferenzbeitrages zeigen, dass es moglich ist eine marktbasierte
Beschaffung von Engpassmanagement in Form von Smart Markets zu etablieren. Da Smart
Markets Engpasse vor Eintritt der kritischen Netzsituation bereits teilweise oder auch
vollstandig l16sen kénnen, bleibt der kostenbasierte Redispatch als Rickfalloption bestehen.
Im Vergleich zu einem vollstandig marktbasierten Redispatchsystem kann so ein
kostengiinstiges, versorgungssicheres und der Einbindung erneuerbarer Energiequellen
zugewandtes System geschaffen werden. Durch die Einfiihrung regionaler Markte zur
Beschaffung von Engpassmanagement kdnnen regionale Investitionsanreize geschaffen
werden, welche der langfristig kostenoptimalen Allokation von Erzeugungskapazitaten
innerhalb einer Einheitspreiszone beitragen kdnnen. Dafir ist es notig, dass langfristig
ausreichend Erlospotenziale und Preisstabilitat fur die Vermarktung von Flexibilitaten
entstehen. Weitere Forschung kann sich auf die genauere Abbildung des Flexibilitdtsbetriebs
ausrichten. So kénnen zusatzliche Typen an Flexibilitaten einbezogen werden, sowie deren
Gebotsverhalten berlcksichtigt werden. Strategisches Gebotsverhalten, wie es in
marktbasiertem Redispatch vorhanden ist, kann auch im Falle von Smart Markets zunachst
nicht vollstandig verhindert werden. Aspekte wie die Kostenobergrenze helfen jedoch bereits
in dieser Konfiguration dabei, das Potenzial von strategischem Bieterverhalten
einzuschranken.
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7 Appendix

7.1 Nomenklatur
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7.2 Formale Modellbeschreibung

7.2.1 Wohlfahrtsoptimaler Leitungsausbau

Zielfunktion:
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Leitungsausbaurestriktion:
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7.2.2 Gewinnmaximierung von privaten Firmen auf dem Spot Markt fur Elektrizitat

Zielfunktion:
45Pot
"t.n i
o max Z Z[ Pen(x)de — Z Z (.:;"Vyg + Z (:':‘1 Yres
Yig y”’y"“""’dﬂ-" neN teT neN \gelG, resc RES,
ncN geGy \teT resC RES, ted’ se‘?

(3)

Zonale Energiebilanz:
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Kapazititsrestriktionen:
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7.2.3 Kostenminimale Wahl von Flexibilitaten auf dem Smart Market

Ziclfunktion:
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7.3 Datengrundlage

.

Aggregated network

transmission line
network node

auxiliary zone

Abbildung 6: Aggregation des deutschen Ubertragungsnetzes, Quelle: eigene Darstellung
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Tabelle 6: Nodale Referenznachfrage und installierte konventionelle Erzeugungskapazitat pro Knoten in MW
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5 6130 5541 695 148
6 1635 1845 108 29
7 10944 11394 873 301
8 6022 5986 456 338
9 9217 1956 830 813
10 7170 2989 626 171
11 13284 631 1020 2138
Tabelle 7: Erneuerbare installierte Kapazitat pro Knoten in MW
Knoten DSR P2G KWK
1 19 120 7
2 15 187 12
3 21 25 9
4 29 51 7
5 57 58 18
6 5 3 7
7 31 16 18
8 37 8 16
9 38 5 2
10 18 22 37
11 30 5 89
pos. Flexibilitdtskosten 50 150 10
neg. Flexibilitdtskosten 50 150 10

Tabelle 8: Angenommene Flexibilitdtsparameter und —kapazitaten

7.4 Ergebnisdarstellungen

Aggregated network Aggregated network

w— transmission line — transmission line

network node ; network node

[:] auxiliary zone [:] auxiliary zone

Abbildung 7: Endogener Netzausbau in griin ohne (links) und mit (rechts) Einwirkung von Smart Markets. Quelle:
eigene Darstellung
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