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Kurzfassung: Die kostenbasierte Beschaffung von Engpassmanagement im deutschen
Stromnetz hat ein Ablaufdatum. In der Strombinnenmarkt-VO sieht die EU eine marktbasierte
Beschaffung fur alle EU-Staaten vor. Das ,Smart Market'-Konzept kdnnte als marktbasiertes
Element in das bestehende Engpassmanagement integriert werden und bereits kurzfristig die
EU-Vorgaben erfullen. Darliber hinaus konnte es ein kosteneffizientes Engpassmanagement
schaffen, das verstarkt Flexibilitaten in die Engpassbewirtschaftung einbindet, die Integration
erneuerbarer Strommengen verbessert, sowie regional differenzierte Investitionsanreize
liefert. In diesem Beitrag wird anhand eines Modellbeispiels gezeigt, wie Smart Markets
systemisch konzeptioniert werden um diesen Anspriichen gerecht zu werden.
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1 Heranfihrung
1.1 Motivation

Derzeit entwickelt sich der Netzausbau in Deutschland nicht synchron zur vermehrten
Einspeisung von Strom aus erneuerbaren Energien (EE). Die Verzégerung des Netzausbaus
fuhrt zu Engpasssituationen im Stromnetz [1]. Im Jahr 2020 betrugen die Gesamtkosten flirs
Engpassmanagement ca. 1,4 Mrd. Euro [2]. Seit Oktober 2021 werden Engpasssituationen in
Deutschland mit dem sogenannten Redispatch 2.0 durch regulatorische Eingriffe in den
Betrieb von Erzeugungsanlagen (inkl. EE- und KWK-Anlagen) und Speicher ab 100 kW geldst
[3]. Die Anlagen in dieser Leistungsklasse sind zur Teilnahme am Redispatch 2.0 verpflichtet
und werden im Rahmen der technischen Mdéglichkeiten zur Leistungsanpassung angewiesen,
um den Engpass aufzultsen.

Die EU-Binnenmarktverordnung [4], die seit Anfang 2020 in Kraft ist, sieht fiur die EU-
Mitgliedsstaaten eine marktbasierte Engpassbewirtschaftung mit Einbezug aller Erzeuger,
Speicher und Verbraucher vor. Deutschland nutzt eine zeitlich befristete Ausnahmeregelung
[5], um den - zwar reformierten, aber immer noch kostenbasierten - Redispatch 2.0 [3, 6]
weiterhin umzusetzen. Die Anlagen kdnnen somit keine zusétzlichen Einnahmen durch die
Beteiligung an der Engpassbeseitigung erzielen und haben daher keinen Anreiz, sich freiwillig
netzdienlich zu verhalten.

1.2 ,Smart Market‘-Konzept

Das ,Smart Market'-Konzept konnte als marktbasiertes Elements in das bestehende
Engpassmanagement integriert werden und bereits kurzfristig die EU-Vorgaben erflllen.
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Durch den marktbasierten Ansatz sollen die Kosten reduziert und verstarkt kleinere
Flexibilitaten in die Engpassbewirtschaftung eingebunden werden. Dartiber hinaus kénnten
Smart Markets die Integration erneuerbarer Strommengen verbessern und zu regional
differenzierten Investitionsanreizen fihren.

Der negative und positive Bedarf der Leistungsanpassung zur Behebung von Netzengpassen,
der Uber diese neuen Markte bereitgestellt werden soll, wird aus den Engpassen im Stromnetz
abgeleitet. Uber diese Einschaltsignale sind Smart Markets zeitlich und raumlich begrenzt [7].
Sie stellen eine marktbasierte Ergénzung des kostenbasierten Regimes innerhalb der
Gebotszone Deutschland dar und finden sich im zeitlich Ablauf der Engpassbewirtschaftung
zwischen dem DayAhead-Abschluss und dem Redispatch 2.0 wieder [7, 8]. Der
Redispatch 2.0 bleibt somit als Ruckfalloption erhalten, sollten Smart Markets die Engpasse
nicht oder nur teilweise auflosen kénnen.

Die relevanten Netzknoten fur das Anheben der Wirkleistung nach dem Engpass und dem
Einsenken der Wirkleistung vor dem Engpass werden zu Marktgebieten zusammengefasst
und spiegeln eigenstéandige Smart Markets je Wirkungsrichtung wider. In diesen Markten
stehen die lokal verfigbaren, flexiblen Kapazitdten im Wettbewerb um eine kostenoptimale
Engpassbewirtschaftung. Bei der Marktldsung wird die standortspezifische Wirksamkeit eines
Teilnehmers auf den Engpass innerhalb der Marktgebiete beriicksichtigt.

Da bei Smart Markets auf Leistungsgrenzen verzichtet wird, kdnnen auch kleinteiligere
Flexibilitaten (z.B. Lasten und Erzeuger < 100 kW), die vom Redispatch 2.0 ausgeschlossen
sind, am Smart Market teilnehmen. Fir die Smart Market Teilnahme miuissen jedoch alle
Akteure Uber eine Fernsteuereinrichtung verfigen. Der Smart Market Ansatz ermdglich damit
die Beteiligung am Engpassmanagement fir bisher nicht genutztes Flexibilitatspotential.
Daneben konnte der ,Smart Market'-Ansatz regelbare EE-Erzeugungsanlagen (Biomasse)
und KWK-Anlagen, die Teil des aktuellen Redispatch 2.0 sind, zur netzdienlichen
Fahrplananpassung anreizen. Eine Effizienzsteigerung gegeniber dem Redispatch 2.0 sollte
fur diese Anlagen eine Voraussetzung fur eine ,Smart Market‘-Teilnahme sein.

Das Market-Clearing am Smart Market erfolgt Gber einen einheitlichen Marktpreis (pay-as-
cleared). Hierdurch kdnnen Marktteilnehmer Zusatzerlgse erwirtschaften [9], die Innovation
und Kosteneffizienz anreizen. Nach dem ,Smart Market'-Ansatz werden ausschlie3lich
mobilisierte Energiemengen vergltet, eine Vergitung von Kapazitatsvorhaltung ist nicht
vorgesehen.

Angereizt durch die Aussicht auf Zusatzerlose, kbnnen die Marktteilnehmer freiwillig Gebote
am Smart Market abgeben. Aggregatoren, wie z.B. Direktvermarkter, kénnen hierbei
kleinteilige Flexibilitdten innerhalb eines Marktgebietes bindeln und stellvertretend am Smart
Market agieren. Die Zusatzerldse sind durch eine regulatorische Preisobergrenze gedeckelt
[10]. Dementsprechend werden Gebote, die die finanzielle Obergrenze Ubersteigen, vom
Smart Market ausgeschlossen. Die Preisobergrenze stellt zusammen mit dem Wettbewerb
unter den Marktteilnehmern die Kosteneffizienz im Smart Market sicher.
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2 Modellbeschreibung
2.1 Market-Clearing

Um die deutschlandweiten Effekte dieser dezentralen und temporar begrenzten Smart Markets
guantifizieren zu kénnen, wird im Rahmen des vom Bundesministeriums fur Wirtschaft und
Klimaschutz geforderten Forschungsprojektes EOM-Plus (FKZ 03EI1012A) ein mehrstufiges
Strommarktmodell mit dem ,Smart Market'-Modell gekoppelt. Mit der Modellkopplung kénnen
erstmalig quantitative und qualitative Aussagen zu den kurz- und mittelfristigen Auswirkungen
bei einer deutschlandweiten Einfuhrung von Smart Markets getroffen werden. Dieser Beitrag
Beschreibt das ,Smart Market'-Modell. Mit dem Modell soll das Agieren der Flexibilitaten an
Smart Markets abgebildet und die mobilisierbaren Flexibilitits-Potentiale sowie die
Marktergebnisse (Kosten/Einnahmen und Menge) bestimmt werden.

Im Folgenden werden ,Smart Market'-Losungen fiir eine beispielhafte Leitung aufgezeigt, fir
die ein Engpass prognostiziert wird. Uber ein mehrstufiges Strommarktmodell werden
Engpasse im deutschen Ubertragungsnetzes anhand des DayAhead-Marktergebnisses fur ein
11-Knoten-Modell prognostiziert (siehe Konferenzbeitrag von Lukas Lang). Fir jede
Engpasssituation werden die relevanten Knoten je Wirkungsrichtung bestimmt und zu einem
Marktgebiet zusammengefasst (Abbildung 1). Zusammen mit dem Engpassvolumen und den
jeweiligen Preisobergrenzen fir negative und positive Leistungsanpassung aus dem
mehrstufigen Strommarktmodell, dienen diese Daten als Input flr das ,Smart Market-Modell.
Die ,Smart Market'-Losungen werden getrennt nach Wirkungsrichtung als eigenstandige
Marktgebiete bestimmt (Abbildung 1).

Abbildung 1: Prinzip der Festlegung der ,Smart Market'-Gebiete

Da der Redispatch 2.0 als Referenzprozess herangeozogen wird, ist die Zielfunktion der
,Smart Market‘-Optimierung an Redispatch-Modelle angelehnt. So werden im ,Smart Market'-
Modell die Kosten fir die Engpassbewirtschaftung je Leitung minimiert. Diese Methodik
entspricht einer Wohlfahrtsmaximierung zur Bestimmung der Einsatzreihenfolge/Merit Order.
Die Kosten fiur die Engpassbewirtschaftung setzten sich aus den volkswirtschaftlichen Kosten
furs Leistungssaldo erhéhen und den Erldsen firs Leistungssaldo reduzieren zusammen. Die

spezifischen Kosten/Erlose werden hierflir mit der angepassten Leistung je Zeitschritt

flex

multipliziert (siehe Formel (1)). Qt,j,n

entspricht dabei der Differenz zwischen urspriinglich

geplanter Leistung (Ursprungsfahrplan) und der neu ermittelten Leistung (,Smart Market'-
Fahrplan) einer Flexibilitdtsoption je Zeitschritt. Leistungsanpassungen im Smart Market sind
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in gleicher H6he am entgegengesetzten Ende der Leitung zu kompensieren (Formel (2)), um
eine ausgeglichene Energiebilanz im Gesamtsystem zu gewahrleisten. Da die Smart Marktes
getrennt nach Wirkungsrichtung gelést werden, wird bei der Berlcksichtigung des
Bilanzausgleichs zwischen Referenzkosten des positiven bzw. des negativen Redispatch als

dummy-Wert (C]%P4lance) differenziert.
min T1 (((C « Qpatance) 4+ ¥ 3 _o(Cli QL1 )).>
1) | of** ' )\ . Zielfunktion
Kosten/Eridse Bilanzausgleich ~ Kosten/Frlose Smart Market
N 7 :
(2) z of jif = —Qpance;j e ,neN,t € Toong Bilanzausgleich
n=0 j=0

Fur die Engpassleitung (Lc.ng) Wird das prognostizierte Engpassvolumen als obere bzw.
untere Begrenzung der Lastflussanderung festgelegt (Formel (3)). Die angereizte
Lastflusséanderung durch den Smart Market kann somit kosteneffizient einen Beitrag zur
Entlastung tragen und den Engpass im Idealfall vollstandig 16sen. Bei der ,Smart Market'-
Losung wird die standortspezifische Wirksamkeit eines Teilnehmers auf den Engpass
bertcksichtigt. Dazu wird eine stark vereinfachte Lastflussberechnung integriert, die sich allein
auf die Engpassleitung beschrankt (Formel (4)). Fur die Einzelbetrachtung einer
Engpassleitung liegt der Referenzknoten der verwendeten PTDF-Matrix am
entgegengesetzten Ende der Leitung (vgl. Redispatch-Bilanzausgleich) und beinhaltet
lediglich die relevanten ,Smart Market‘-Knoten und die Engpassleitung (siehe Tabelle 1).

) | Fomin Z 0 2 s t € Teong, L€ Leong Engpassvolumen

]
(4) | ™ = PTDF, * z QLY it € Toong, N€N,LE Leong, j EJ | 2. Kirchhoff Gesetz
j=0

2.2 Marktteilnehmer/Flexibilitatsoptionen
2.2.1 Gebotsermittlung

flex
tjn

) zusammen. Jede Flexibilitdtsoption wird nach

Die Gebote der Akteure setzten sich aus der angebotenen Energiemenge (Q

flex
tJj

betriebswirtschaftlich optimierten Ursprungfahrpldnen betrieben, die sich abh&ngig vom
Einsatzzweck ergeben. Wéahrend flexible Biogasanlagen sich z.B. nach dem DayAhead-
Strompreis  ausrichten, optimieren PV-Speicherbatterien im Haushalt  den
Eigenstromverbrauch. Angereizt durch Smart Markets weichen flexible Kapazitaten zur
netzdienlichen Anpassung von diesen Ursprungsfahrplanen ab. Die Fahrplanabweichung ist
durch Flexibilitatspotentiale in negative und positive Richtung limitiert (Formel (5)).

) und den

spezifischen Kosten je Zeitschritt (C

) | oIt < QY <Qltr jejneNteT Flexibilitatspotentiale

t.jnmi tjn — *tjnmax’

Die Potentiale werden durch technische bzw. sozio-6konomische Leistungslimits je Anlage
(Pmax/Pmin) begrenzt (Abbildung 2). Im ,Smart Market'-Modell werden die vorhandenen
Flexibilitatspotentiale (Leistungserhdéhung/ -reduktion) im Verteilnetz an den Knotenpunkten je
Technologie aggregiert und als Zeitreihe hinterlegt.
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o Pmax
) = Ursprungsfahrplan
% % neg. Potential (Qﬁ"f’min)
- pos. Potential (Qg ;e,’f )
12 24 Uhr

Abbildung 2: Prinzip der Potentialermittlung fiir ,Smart Market'-Anpassungen aus dem Ursprungsfahrplan

Die spezifischen Kosten der Gebote stellen den Mehraufwand durch die Fahrplanabweichung
dar (Grenzkostengebot) und mussen bei einer Aktivierung durch den Smart Market finanziell
mindestens kompensiert werden. Die drei Hauptkomponenten und die allgemeine Methodik
zur Berechnung von Grenzkostengeboten in Smart Markets werden in [10] detailliert
vorgestellt und kdénnen sowohl flr Erzeugungsanlagen als auch fur Lasten angewendet
werden. Da in der hier vorgestellten Konzeptionierung der Redispatch 2.0 mit dem bilanziellen
Ausgleich durch den Netzbetreiber als Referenz gilt, miissen bei der betriebswirtschaftlichen
Ermittlung der Gebotshohe die Ausgleichenergiekosten nicht beriicksichtigt werden. Demnach
beruhen die Gebote im Wesentlichen auf Zusatzkosten und Kosten/Erlése durch den
angepassten ,Smart Market'-Fahrplan (Formel (6)).

5 flex _ CP" firt € Teong
( ) Ct,j,n - Cspot; .
=C.77 furt € Teong

Kostenkomponente der Gebote

Eine Abweichung von den Ursprungsfahrplanen, kann zu Zusatzkosten in Form von
Zusatzstarts, Komfort- oder Produktionsverlusten fuhren. Dies sind spezifische Kosten
(€/MWh), die wahrend der netzdienliche Anpassung im Engpasszeitraum anfallen.
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Abbildung 3: Prinzip des energetischen Ausgleichs einer Flexibilitatsoption innerhalb des Optimierungshorizonts

Im Modellbeispiel missen Fahrplandnderungen, die durch den Zuschlag am Smart Market
hervorgerufen werden, von den Marktteilnehmern aufRerhalb des Engpasszeitraums
ausgeglichen werden (vgl. Formel (8) bzw. (9) bzw. (12)) um weitere Zusatzkosten durch Uber-
oder Unterproduktion von Strom/Warme/Gas oder Gutern zu vermeiden. Hierflr wird
unterstellt, dass die Akteure sich fir diesen intertemporalen Energieausgleich an
prognostizierten Intraday bzw. DayAhead-Preisen orientieren. Der erwartete Strompreis zum
Zeitpunkt der verschobenen Produktion stellt beim Leistungssaldo reduzieren Erlése dar und
kann die Kosten des Gebots senken, wahrend beim Leistungssaldo erhéhen der Nachkauf am
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Strommarkt Zusatzkosten darstellt und zu héheren Gebotskosten fihrt. Das aufgestellte
Minimierungsproblem sorgt dafir, dass der Zeitpunkt der nachgeholten Produktion
Okonomisch gunstig gewahlt wird, um die Gebote und damit die Kosten flrs
Engpassmanagement moglichst gering zu halten. Als Prognosehorizont fir die Strompreise
werden 48 Stunden angenommen. Aul3erhalb des Engpasszeitraums (sowohl davor als auch
danach) kann die angepasste Energiemenge im Rahmen der technischen Mdglichkeiten frei
verschoben werden (siehe Abbildung 3).

Da sich die Gebote aus mehreren Komponenten zusammensetzen, die zu unterschiedlichen
Zeitpunkten anfallen, sind die Gebote eines Marktteilnehmers ex ante nicht bekannt, sondern
werden im Modell zusammen mit dem Market-Clearing als durchschnittliche Gebote fur die

betrachtete Engpasssituation ermittelt. Um diese ex post zu berechnen werden die
flex
t,jn

Zusatzkosten (C;*") multipliziert und auRerhalb des Engpasses mit dem Spotmarkt-Preis

resultierenden ,Smart Market'-Anpassung (Q; ;) wahrend des Engpasszeitraums mit den

(CP°%) der jeweiligen Stunde. Die Summe aus den stiindlichen Kosten wird durch die im Smart
Market angepassten Strommenge geteilt um spezifische Gebotskosten in € MWh zu erhalten
(siehe Formel (7) linke Seite). Anhand der bezuschlagten Flexibilitatsoptionen, kann damit fir
jeden Zeitschritt wahrend des Engpasses nach dem ,Merit Order-Prinzip der ,Smart Market'-
Preis als Einheitspreis fir das Marktgebiet bestimmt werden. Um die Kosteneffizienz
gegenluber dem regulatorischen Redispatch 2.0 sicherzustellen, werden die zulassigen
Gebote im Smart Market durch die Preisobergrenze in Formel (7) begrenzt. Die
Preisobergrenzen werden regulatorisch fir jede Wirkungsrichtung festgelegt.

T flex flex
f=0(Ct.j,n * Qt.j,n

Tcong flex
e el

<Gl j el neN,t €T teong € Teong Preisobergrenze

(7)

teong=0

2.2.2 Technologiespezifische Restriktionen

Sowohl fur die Aktivitat am Smart Market als auch furs Nachholen/Vorziehen der Produktion
unterliegen die Marktteilnehmer technologiespezifischen Restriktionen. Im Modellbeispiel
werden folgende drei reprasentative Flexibilitatsoptionen abgebildet: Lastverschiebung,
flexible Biogasanlage und PV-Batterie-System.

Lastverschiebung

Da eine Lastverschiebung mit Komfortverlust bzw. Produktionseinschrankungen verbunden
ist, wird in [11] die Verwendung einer maximalen Verschiebedauer je Lasttyp als Technologie-
Restriktion vorgeschlagen und im ,Smart Market'-Modell implementiert. So mussen die
angepassten Energiemengen innerhalb der Verschiebdauer ausgeglichen werden (Formel (8))
und kénnen nur am Anfang (A) und Ende (E) des Engpasszeitraum verschoben werden (siehe
Abbildung 4).

T o Qﬂ‘;’;t,n = 0;t € [tconga — Dt:teonga + At] bzw. [teong s — Energieausgleich
At:teongr + At] Lastverschiebung

(8)
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Abbildung 4: Prinzip der Lastverschiebung zur netzdienlichen Anpassung wahrend Engpasszeiten

Flexible Biogasanlagen
Fir Biogasanlagen ermdglicht die flexible Stromeinspeisung durch das BHKW (ijif’ggm +

flex
t—1,BGAn

wird jedoch durch den Biogasspeicher beschrankt. Zu jedem Zeitpunkt muss sichergestellt
sein, dass der Speicherfiillstand weder die minimale Grenze unterschreitet noch die maximale
Grenze Uberschreitet (Formel (10)). Der Gasspeicher stellt somit Uber den gesamten
Optimierungshorizont eine Restriktion fir den Energieausgleich (Formel (9)) dar. Zur
Berechnung des Gasspeicherflllstands werden die Gasproduktionsrate (Q{l’ll,BGA,n) und die

) eine netzdienliche Anpassung im Rahmen des Smart Markets. Diese Flexibilitat

origin

urspringlich geplante BHKW-Leistung (Q;_; ps4,) ZU jedem Zeitpunkt bendtigt (Formel (11)).
Um die Ruckwirkungen der ,Smart Market-Anpassungen auf den jahrlich optimierten
Ursprungsfahrplan gering zu halten, werden die Gasspeicherfiillstande am Anfang und Ende
des Optimierungshorizonts auf den Ursprungswert fixiert.

T
9) Z B Q{_;eg;_n =0;teT Energieausgleich BGA
(10) Egg;l,n,min < Ets,tBOGA,n < Eth(.)A,n,max; neN,teT Gasspeicherlimits
. il l . .o
(A1) | an = ESS poan + QP vpcan + O Zaean + 0L 560 n Gasspeicherfilllstand

PV-Batterie-Systeme

Im PV-Batterie-System stellen das PV-Einspeiseprofil und das Haushaltslastprofil zwei
unveranderliche GroRen dar, die das verfugbare Potential fir Netzdienstleistungen
beeinflussen. Firs Modell werden sie zu einer residualen Last (Q{fi{%’s‘g}n) zusammengefasst.

Die veranderbare GroRe stellt die Netzeinspeisung bzw. der Netzbezug (QFi%spn —

Q{_lel’fpsp'n) dar. Der Energieausgleich kann Uber den gesamten Optimierungshorizont erfolgen
(Formel (12)). Er wird jedoch uber die Batteriespeicherkapazitat technisch beschrankt. Denn
auch die Batterie kann nur innerhalb ihrer minimalen und maximalen Speichergrenzen
betrieben werden (Formel (13)). Der Ladezustand kann fur jeden Zeitpunkt Uber die aktuelle
residuale Last und die Bezugs- bzw. Einspeiseleistung zum Stromnetz nach Formel (14)

berechnet werden. Auch hier werden die Speicherfillstdnde am Anfang und Ende des
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Optimierungshorizonts auf den Ursprungswert fixiert um die Ruckwirkungen der ,Smart
Market'-Anpassungen auf den jahrlich optimierten Ursprungsfahrplan gering zu halten.

(12) ZT o _o.per Energieausgleich PV-
t=g PSP Speicher

(13)| Epspnmin < Efospn < Epspnmaxin €N, t €T Batteriespeicherlimits

14)| Esto = gsto + Qresidual | onetz _ nflex Batteri icherfillstand

( ) t,pSpn — Lt-1,PSp,n Qt—1,P5p,n Qt—l,PSp,n Qt_llpsp,n atteriespeicnertulistan

3 Verwendete Daten und Datenaufbereitung

In dem Modellbeispiel wird eine ,Smart Market-Losung fur eine typische Engpasssituation im
Szenariojahr 2025 — abgeleitet aus einem mehrstufigen Strommarktmodell - bestimmt. Es wird
ein Engpass auf Leitung L3 am 02. Mérz 2025 zwischen 8 und 11 Uhr mit dem Volumen von
-47,24 MW je Stunde ausgewahlt. Fir die Leitung L3 sind die Knoten N1 und N2 flrs
Leistungssaldo reduzieren und die Knoten N4 und N7 furs Erhéhen relevant (siehe Abbildung
1). Tabelle 1 zeigt die Sensitivititen der relevanten Knoten, die je nach Richtung der
Leistungsanpassung zu einem Marktgebiet zusammengefasst werden. Die Referenzknoten
mit den Werten ,Null“ in Tabelle 1 reprasentieren jeweils den Redispatch fir den
Bilanzausgleich.

Tabelle 1: PTDF fur Engpassleitung L3; links: Leistungssaldo reduzieren; rechts Leistungssaldo erhéhen

oo [ N1 N2 N4 Cemmg—Knoten [N N4 N7
L3 0,4672 | 0,2562 | 0 L3 0 |-0,4672 | -0,4039

Die durchschnittlichen Kosten fiir negativen und positiven Redispatch zur Berechnung der
kalkulatorischen Preise fur den Redispatch 2.0 im Bemessungszeitraum 01.10.2021 bis
30.09.2022 werden mit -20,23 bzw. 88,10 €/ MWh aus [11] fur die Preisobergrenze (C_,};Lf,’f) und

die Kosten des Bilanzausgleichs (C]%?%%"“®) herangezogen.

Das ,Smart Market'-Modell wird in stindlicher Aufldésung aufgestellt. Daher werden alle Input-
Zeitreihen in anderer Auflosung auf dieses Zeitintervall vereinheitlicht.

Als reprasentativer Vertreter einer verschiebbaren Last wird die E-Mobilitdit mit einer
Verschiebedauer von 5 Stunden [12] herangezogen. Da Biogasanlagen mit einer doppelten
Uberbauung (Flexfaktor FF=2) im aktuellen Bestand am haufigsten vertreten sind, steht diese
Konfiguration im Modell stellvertretend fir flexible Biogasanlagen, wobei ein Gasspeicher mit
max. 6 Stunden Stillstandsdauer angenommen wird. Ein typisches PV-Speichersystem im
Haushalt wird wie in [13] konfiguriert. Im Modellbeispiel ist jede der Flexibilitdétsoptionen an
allen vier Knoten vorhanden. Je Technologie wurden normierte Ursprungsfahrpléne erstellt.
Fir die Biogasanlagen mit FF2 und PV-Batteriespeicher ist die Methodik dazu in [9] bzw. [13]
beschrieben. Anhand der installierten Leistungen und Gas- bzw. Batteriespeicherkapazitaten
je Technologie und Landkreis kdnnen diese auf NUTS3-Ebene skaliert werden um die
Potentiale und Speicherlimits zu bestimmt. Fir E-Mobilitat kdnnen die Potentiale fur das
Szenario 2025 auf NUTS3-Ebene und die Lastverschiebedauer Gber [14] bestimmt werden.
Fir die Biogasanlagen mit FF2 und PV-Batteriespeicher werden die installierten Leistungen je
Landkreis aus dem Marktstammdatenregister [15] entnommen und anhand des Szenario
B2035 aus dem Netzentwicklungsplan 2021 [16] fur 2025 interpoliert. Die Landkreise werden
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mit den 11 Netzgebieten (siehe Abbildung 1) aus dem Ubertragungsnetzmodell verschnitten.
So wird jeder Landkreis einem Netzknoten zugeordnet und die lokalen Potentiale auf die
Netzknoten aggregiert.

Fir die variablen Kosten der Gebote werden pauschale Kosten je Technologie angenommen.
Die Kosten fur die Lastverschiebung der E-Mobilitat werden mit 10 €/ MWh [14] angesetzt. Fur
PV-Batteriespeicher wurde in Anlehnung an Daten aus [14] von 50 €/ MWh ausgegangen. Die
Berechnung des Zusatzaufwands fir Biogasanlagen wird in [10] und [13] ausflhrlich
beschrieben und besteht im Wesentlichen aus den Kosten fir einen zusatzlichen Start des
BHKW. In diesem Beitrag wird vereinfacht davon ausgegangen, dass durch die ,Smart
Market'-Aktivitat kein zusatzlicher Start notwendig ist. Die variablen Kosten fir Biogasanlagen
mit FF2 werden somit mit 0 €/ MWh angenommen. Die Kosten/Erldse flrs Vorziehen bzw.
Nachholen der ,Smart Market-Anpassungen, als zweite Komponente der Gebote, werden
durch die stindlichen Strompreise bestimmt. Vereinfacht wird unterstellt, dass die
durchschnittlichen Intraday-Preise je Stunde den DayAhead-Preisen entsprechen. Die
zugrundeliegende DayAhead-Strompreiszeitreihe fir das Szenariojahr 2025 stammt aus
einem fundamentalen Strommarktmodell auf Basis des Wetterjahres 2012 und des
Netzentwicklungsplans aus dem Jahr 2019 [17, 18].

4 Ergebnisse

Mit den beiden Modelldurchlaufen firs Leistungssaldo reduzieren und erhéhen kann
systemisch gezeigt werden, wie durch Smart Markets das Volumen des regulatorischen
Redispatch gesenkt und teilweise sogar vollstandig ersetzt werden kann. Die Ergebnisse in
Tabelle 2 zeigen, dass flirs Leistungssaldo reduzieren mit den hier beispielhaft ausgewahlten
Flexibilitatspotentialen der Engpass auf Leitung L3 vollstandig durch den Smart Market geltst
werden kann (kein verbleibendes Redispatch-Volumen). Der Bilanzausgleich auf der
gegenlberliegenden Seite der Leitung (Leistungssaldo erhdhen) hingegen, kann unter den
techno-6konomischen Restriktionen nur in der letzten Stunde des Engpasses Uiber den Smart
Market Dbereitgestellt werden. In den anderen Stunden muss auf den Redispatch
zuriickgegriffen werden.

Tabelle 2: Ergebnisse fur die beiden Modelldurchldufe: Leistungssaldo reduzieren und erhéhen
Leistungssaldo reduzieren Leistungssaldo erhdhen

o SmMa- | SmMa- |SmMa- | Verbl. |SmMa- |SmMa- | SmMa- |SmMa- | Verbl. |SmMa-
o 3 |[Volume|Volume|Volume|Redisp | Preis [Volume[Volume[Volume|Redisp | Preis
2 S n n N1 | nN2 |atchvol |[[EMWh] n n N4 | n N7 |atchvol [€MWNh]
£ » |gesamt| [MW] | [MW] | umen gesamt| [MW] | [MW] | umen
[MW] [MW] [MW] [MW]
1 |-127,54| -69,04| -58,50 0| -51,42 0 0 0| -47,24 -
2 |-101,12/-101,12 0 0| -51,42 0 0 0| -47,24 -
3 |-101,12 -101,12 0 0| -51,42 0 0 0| -47,24 -
4 |-119,10f -79,29| -39,81 0 -3,81] 101,12 101,12 0 0| 48,87

Die Ergebnisse zeigen zudem, dass die ,Smart Market-Preise teils deutlich unter den
durchschnittlichen Redispatch-Kosten aus [11] mit -20,23 bzw. 88,10 €/MWh liegen und somit
Kosten gegentiber dem regulatorischen Redispatch eingespart werden kdnnen.
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Am Beispiel firs Leistungssaldo reduzieren wird in Abbildung 5 gezeigt, wie durch den Smart
Market flexible Kapazitaten zur netzdienlichen Fahrplananpassung angereizt werden. Auf
Grund der limitierten Verschiebedauer der E-Mobilitat kann diese Lasthachfrage nur innerhalb
dieses Zeitkorridors vor oder nach dem Engpass verschoben werden. Um die Gebote
maoglichst niedrig zu halten, wird die Last im Rahmen der technischen Restriktionen in Stunden
mit hohen Spot-Markt-Preisen verschoben. Diese 6konomische Effizienz ist auch bei den
anderen betrachteten Technologien PV-Speicher und Biogasanlage zu beobachten. Jedoch
haben PV-Speicher und Biogasanlagen auf Grund anderer technischer Restriktionen (siehe
Abschnitt 2.2.2) die Moglichkeit ihre Netzeinspeisung bzw. -bezug uber einen langeren
Zeitraum zu verschieben. Im Modellbeispiel ist eine Verschiebung von 28 Stunden (BGAS)
bzw. 30 Stunden (PV-Speicher) zu erkennen.
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Abbildung 5: Fahrplananpassungen verschiedener Flexibilitatsoptionen durch einen Smart Market, Beispiel
Leistungssaldo reduzieren

Auf der Seite des Leistungssaldo erhdhen, ist die Leistungsanpassung des aggregierten
Flexibilitatspotentials der Biogasanlagen mit FF2 an Knoten 4 in der letzten Stunde des
Engpasses ausreichend um den Engpass in dieser Stunde zu losen. Dies wird zu Zeiten
niedriger Spot-Markt-Preise ausgeglichen, um auch hier die Gebote mdglichst gering zu halten
(siehe Abbildung 6 im Anhang).

Die Modellergebnisse zeigen, dass auf beiden Seiten des Engpasses die Flexibilitdtspotentiale
an den Knoten mit hdherer Sensitivitat auf die Engpassleitung (siehe Tabelle 1) bevorzugt fur
die Marktldsung herangezogen werden, die nach Formel (4) und (1) zu geringeren ,Smart
Market'-Kosten fuihren.

5 Ausblick

Um die deutschlandweiten Effekte einer Integration von Smart Markets in das
Engpassmanagement zu untersuchen, werden im ,Smart Market'-Modell weitere
Flexibilitatsoptionen mit ihren lokalen Potentialen implementiert und der Datensatz des
Ubertragungsnetzes auf 317 Knoten erweitert. Zusatzlich werden Sensitivititsanalysen
durchgefuhrt und fur verschiedene Szenarien ,Smart Market-Losungen berechnet um die
Kostenreduktion gegenuber dem Redispatch 2.0, die Integration zusétzlicher erneuerbarer
Strommengen bei gleichbleibendem Netzausbau sowie regional differenzierte
Investitionsanreize fur kleinere Flexibilitdten quantifizieren zu kénnen.
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7 Anhang
Tabelle 3: Durchschnittliche Gebote der Flexibilitatsoptionen im Modellbeispiel
Leistungssaldo reduzieren Leistungssaldo erhdhen
Knoten Flexoption @ Gebot Knoten Flexoption @ Gebot
1 Last -63,01 €/ MWh 4 BGA 48,87 €/ MWh
1 BGA -51,42 €/ MWh
1 PV-Speicher -3,81 €/ MWh
2 Last -63,01 €/ MWh
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Abbildung 6: Fahrplananpassungen verschiedener Flexibilitatsoptionen durch einen Smart Market, Beispiel
Leistungssaldo erhdhen
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