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Kurzfassung: Die gezielte Steuerung der Stromnachfrage im Zuge eines Lastmanagements
kann einen Beitrag zum Ausgleich der Fluktuationen erneuerbarer Einspeisung im Stromsys-
tem liefern. Stromtarifmodelle kénnen wiederum einen Einfluss auf die Nutzung der Lastma-
nagementpotenziale haben, der bislang noch unzureichend im Systemkontext analysiert ist.
Daher wird mit dem agentenbasierten Strommarktmodell AMIRIS in einer Fallstudie fur die
Bundesrepublik Deutschland im Jahr 2019 ebendieser Einfluss untersucht. Lastverzicht und
-verschiebung werden im Zusammenspiel mit verschiedenen Strompreismodellen fir Endkun-
den betrachtet. Die Strompreismodelle unterscheiden sich im Grad ihrer zeitlichen Variabilitat
(Dynamisierung). Im Ergebnis zeigt sich, dass von der Mdglichkeit des Lastverzichts wegen
unzureichender Preise im Simulationszeitraum unter den angesetzten Zahlungsbereitschaften
kein Gebrauch gemacht wird. Ferner bestétigt sich die Erwartung, dass mit steigendem Dyna-
misierungsanteil starkere Anreize bestehen, Lasten zeitlich zu verschieben, um Strompreis-
zahlungen zu reduzieren. Der Einfluss leistungsbasierter Preiskomponenten auf das Lastma-
nagement (,Spitzenlastmanagement®) soll in Folgeanalysen vertieft werden.

Keywords: Lastmanagement, Stromtarife, agentenbasierte Modellierung, dynamische Pro-
grammierung

1 Einleitung

Die Energiewende im Stromsektor geht einher mit einem zunehmenden Bedarf an Flexibili-
tatsoptionen zum Ausgleich der Fluktuationen erneuerbarer Erzeuger [1]. Eine dieser Flexibi-
litatsoptionen ist die Flexibilisierung der Stromnachfrage, auch als Lastmanagement bezeich-
net [2, 3]. Ob und in welchem Umfang Lasten flexibilisiert werden, ist jedoch mal3geblich davon
abhangig, wie Anreize aus dem regulatorischen Rahmen wirken. Hierbei spielen insbesondere
die Hohe und zeitliche Struktur von Endkundenstrompreisbestandteilen eine Rolle.

Eine Reihe von einzelwirtschaftlichen Analysen widmet sich bereits dem Themenkomplex
Endkundentarife. Ein Vorschlag zur spotmarktbasierten Dynamisierung der EEG-Umlage wird
in [4] vorgestellt und diskutiert. Es wird geschlussfolgert, dass durch Dynamisierung dieser
Preiskomponente Lastmanagementanreize gestarkt und Stromsystemkosten gesenkt werden
kénnten. Auch das Gutachten [5] stellt gesteigerte Lastflexibilisierungsanreize und eine Star-
kung der Ausrichtung von Eigenerzeugungsanlagen an Spotpreise in Niedrigpreisphasen dar.
Um Uberanreize und Verzerrungseffekte zu reduzieren, werden alternative Dynamisierungs-
varianten vorgeschlagen. In [6] werden weitere Bezugsgroéf3en und verschiedene Ansétze zur
Dynamisierung von Endkundenpreisen diskutiert. Es wird eine Variante entwickelt, bei der
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durch verringerte Volatilitat niedrigere endkundenseitige Preisrisiken entstehen. Wahrend die
Autoren von [7] grundlegende Tarifoptionen aufarbeiten und fur die Bundesrepublik Deutsch-
land endkundenseitige Einsparpotenziale vermuten, raten sie dennoch angesichts der den
Nutzeneffekten entgegenstehenden Hemmnisse der konkreten Ausgestaltung von einer fla-
chendeckenden Einfiihrung ab. Sie regen aus systemischer Perspektive an, in das Tarifdesign
zeitvariable Netznutzungsentgelte einzubeziehen und kritisieren das Fehlen empirischer Ana-
lysen fUr die Bundesrepublik Deutschland. Ebensolche werden im Rahmen breit angelegter
Feldstudien im Rahmen der E-Energy-Projekte durchgefiihrt [8]. Die Heterogenitét darin be-
trachteter Tarifdesigns und Untersuchungsregionen erschwert jedoch die Verallgemeinerbar-
keit der Erkenntnisse.

Die Fallstudien [9] und [10] identifizieren deutliche endkundenseitige Kosteneinsparpotenziale
aus zeitvariablen Tarifen. Weitere Fallstudien mit Fokus auf Haushaltskunden im internationa-
len Kontext werden in [11] und [12] ausgewertet. Es zeigen sich Kosteneinsparpotenziale im
ein- bis zweistelligen Prozentbereich, wobei in [12] die Aussagekraft angesichts der Heteroge-
nitat der betrachteten Stromsysteme und des Experimentdesigns anzweifelt. Die Analyse [13]
identifiziert fur dynamische Preise insbesondere ein Potenzial zur Reduktion von Spitzenlas-
ten. In einer Fallstudie in [14] wird ebenso geschlussfolgert, dass flexible arbeits- und leis-
tungsbezogene Preise zu einer Reduktion von Spitzenlasten und einer Reduktion der Gleich-
zeitigkeit der Netzentnahme fiihren kénnen. Ein kritischeres Fazit zu flexiblen Preisen wird in
[15] gezogen. Es wird geschlussfolgert, dass die Ersparnisse die Kosten des Rollouts einer
Smart Meter-Infrastruktur in der Flache wohl nicht Gibersteigen. Auch [16] beinhaltet ein eher
skeptisches Reslimee zu dynamischen Tarifen. Es wird festgestellt, dass Wohlfahrtsgewinne
bei htheren CO»-Preisen und Erneuerbaren-Energien-Anteilen unterhalb derjenigen bei nied-
rigerer CO2-Bepreisung liegen kénnen.

In den vorgestellten Analysen zu Endkundentarifen kommen tberwiegend Befragungen, the-
oretische Fallstudien und empirische Feldtests sowie konzeptionelle einzelékonomische und
systemische Betrachtungen zum Einsatz. Daneben existiert ein separater Forschungsstrang
zu den Potenzialen von Lastmanagement im Gesamtsystem. So wird etwa in den Dissertatio-
nen [3], [17] und [18] mit einem Energiesystemmodell ein summarisches Potenzial von jeweils
mehreren Gigawatt Leistung fiir Deutschland festgestellt, das einer groRen Zeitabhangigkeit
unterliegt. Weitere Analysen liegen etwa auch in [19] vor, wo Lastmanagement als funktionaler
Energiespeicher analysiert wird und insbesondere fur die Industrie und Querschnittsanwen-
dungen eine detaillierte Betrachtung erfolgt. Eine Metaanalyse zu industriellen Potenzialen ist
im Projekt SynErgie erstellt worden [20]. Detaillierte branchenspezifische Analysen von Flexi-
bilitdtspotenzialen und Prozessrestriktionen, unter anderem fiir die Aluminium-, Stahl- und Ze-
mentindustrie sowie den Maschinen- und Anlagenbau sind im Projektabschlussbericht [2] der
ersten Forderphase gebindelt. In einer vorausgegangenen Analyse des Autors [21] werden
technische Lastmanagementpotenziale aus insgesamt 30 Analysen ausgewertet. Es wird fest-
gestellt, dass in allen Sektoren erhebliche Potenziale liegen, die H6he der Potenziale jedoch
mit erheblichen Datenunsicherheiten belegt ist und Datenliicken insbesondere im GHD-Sektor
sowie bei ZeitgréRen bestehen. Ferner wird eine wechselseitige Abhangigkeit des Literatur-
spektrums identifiziert.

Mit Ausnahme von [9], wo ein Bottom-Up-Strommarktmodell mit einem Modell fir die preis-
elastizitatsbasierte Kundenreaktion gekoppelt wird, sowie [16] und [22], bei denen gekoppelte
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Gleichgewichtszustéande auf dem Endkunden- und Grof3handelsmarkt simuliert werden, fokus-
sieren die Analysen entweder auf eine isolierte Bewertung der Systemperspektive oder der
einzelokonomischen Endkundenperspektive. Einzig in [23] werden einzeldkonomische Preis-
rackwirkungen in einem einzelwirtschaftlich ausgerichteten agentenbasierten Simulationsmo-
dell betrachtet. Dabei wird allerdings auf Elektromobilitat mit spezifischen Restriktionen fokus-
siert und kein generischer Ansatz verwendet. Wahrend somit zwar bereits einzelwirtschaftliche
Analysen zu der genannten Anreizwirkung von Endkundentarifen sowie theoretische System-
studien zu den Potenzialen des Lastmanagements in StromgroRhandelsmarkten existieren,
bleibt die Frage unbeantwortet, welche einzeldkonomischen Potenziale in einem gréf3eren und
von einzelwirtschaftlicher Rationalitat bestimmten Stromsystemkontext fUr einen marktbasier-
ten Lastmanagementeinsatz existieren. Im Speziellen bleibt in diesem Kontext zu analysieren,
welche Anreizwirkung durch flexible Stromtarife entsteht. Diese Forschungsliicke soll durch
eine Fallstudie mit dem agentenbasierten Strommarktmodell AMIRIS geschlossen werden, in
der verschiedene Endkundenstromtarifdesigns auf deren Rickwirkung auf Lastmanagement-
potenziale hin analysiert werden.

Der vorliegende Beitrag ist folgendermalfen strukturiert: Im anschlie@enden Kapitel 2 wird die
Methode der Modellierung und Parametrierung von Lastmanagement und Endkundenstrom-
tarifen dargelegt. Kapitel 3 beinhaltet eine Fallstudie mit dem Modell AMIRIS fiir das deutsche
Stromsystem im Jahr 2019. Die Ergebnisse werden in Kapitel 4 diskutiert. In Kapitel 5 wird ein
Fazit gezogen.

2 Methode

Das Vorgehen in diesem Beitrag baut auf vorherigen Analysen aus [21], [24] und [25] auf.
Wahrend in [21] und [24] technische Lastmanagementpotenziale fir die Bundesrepublik
Deutschland in einer Metaanalyse zusammengetragen werden, wird in [25] der im agentenba-
sierten Strommarktmodell AMIRIS verwendete dynamische Programmierungsansatz fur Last-
management vorgestellt. Der vorliegende Beitrag fihrt nun die Analysestrdnge zusammen und
erweitert diese um die Untersuchung von Stromtarifen in einer Fallstudie. Im Folgenden sind
zunachst die Modellierungsansatze fiir Lastmanagement sowie Stromtarife im Uberblick dar-
gelegt, bevor auf verwendete Daten und die vorgenommene Parametrierung eingegangen
wird.

2.1 Modellierung von Lastmanagement

2.1.1 Reprasentation von Lastverzicht und Lastverschiebung

Lastverzicht wird in AMIRIS durch Segmentierung der Nachfragekurve dargestellt. Jedes
Nachfragesegment ist mit einer Basisnachfrage sowie einem Wert fir die maximale Zahlungs-
bereitschaft im Sinne des Value of Lost Load (VOLL) versehen. [25, pp. 3-4]

Lastverschiebungen werden mithilfe eines dynamischen Programmierungsansatzes reprasen-
tiert, wobei sich die einnehmbaren Zustdnde der Lastverschiebung zu jedem Zeitpunkt als
Tupel aus Verschiebungsdauer und Energieniveau zusammensetzen. Die maximale Verschie-
bedauer und verschiebbare Gesamtenergiemenge begrenzen die Anzahl der Zustande. Beim
Ubergang zwischen zwei Zustanden muss zudem die maximale Anderung der Leistung be-
ricksichtigt werden. Der dynamische Programmierungsalgorithmus wertet alle von einem
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Startzustand erreichbaren Folgezustande aus. Dauert eine Verschiebung an, so wird mit je-
dem weiteren Zeitschritt die aktuelle Verschiebedauer um eins erhéht. Wird die Verschiebung
ausgeglichen, so wird die Verschiebedauer auf null zurtickgesetzt. Erfolgt eine Umkehrung der
Lastverschiebung, beginnt diese mit einer Verschiebedauer von eins. [25, pp. 4-6]

In Abbildung 1 wird exemplarisch visualisiert, welche Zustandsibergange von dem beispiel-
haften Startzustand mit einer bisherigen Verschiebedauer von eins und einem Energieniveau
von eins zulassig sind. Das Energieniveau eins liegt GUber dem Nullenergieniveau, somit ist
initial eine Lasterhdhung erfolgt, die innerhalb der zuldssigen Hochstverschiebedauer, die im
Beispiel grof3er oder gleich drei Zeitschritte gewahlt wird, auszugleichen ist.

Verschiebe- ‘
e dauer Energiezustand
A |
(2,2) Nullenergieniveau
€max = 2 O O Lastverschiebezustande (t;, e)
T
1 (1.1) (2. 1) Pmax (1) . Startzustand
— Erlaubte Ubergénge
0 Lo
(0C 0) Panax(?) — Ricksetzung
—— Umkehrung
! O
(1.-1)
Coin = 2 O—O— ¢,
0 1 2

Abbildung 1: Zustandsnetz und erlaubte Ubergange fiir den Ausgangszustand (1, 1) [25, p. 7]

2.1.2 Modellierung der Vermarkungsstrategie und von Stromtarifen

Fur die Vermarktungsstrategie von Lastmanagement existieren in AMIRIS verschiedene Alter-
nativen. In diesem Beitrag wird eine gewinnmaximierende Vermarktungsstrategie verwendet,
bei der Anreize aus dem Stromtarifdesign fur Endkunden in das Optimierungskalkil einbezo-
gen werden. Somit entspricht das Kalkil des simulierten Vermarkungsagenten realwirtschaft-
lich dem eines im Auftrag des Kunden handelnden Flexibilitatsaggregators. Der zusténdige
Vermarktungsagent pruft fur jeden Zustandsiibergang, mit welchem Folgezustand der grof3t-
maogliche Gewinn erzielt werden kann. Als Erlése bzw. Opportunitéatskosten flieRen dabei ge-
ringere Strombdrsenpreise am Day-Ahead-Markt sowie eine Verminderung der sonstigen
Strompreisbestandteile ein. Letztere besteht nur, wenn diese Tarifkomponenten dynamisch,
d. h. Day-Ahead-Markt-indexiert, sind. Kosten bzw. Opportunitatsgewinne entsprechen zu-
satzlichen Kosten fiir den zeitweilig erhdhten Strombezug (bei geringeren Strompreisen) sowie
den variablen Kosten der Lastverschiebung. Letztere kdnnen prozessabhangig etwa durch
Speicherverluste, Wirkungsgradeinbuf3en, Entsorgungs- und Wiederanfahrkosten entstehen
[26, p. 181]. Abhangig vom gewahlten Stromtarifdesign werden additive Strompreiskomponen-
ten, d. h. Steuern, Netzentgelte, Umlagen und Abgaben, als fixe Terme, also als statische
Preiskomponenten, wie sie im Status quo vorliegen, aufgeschlagen oder als dynamische Kom-
ponenten am modellendogen ermittelten Day-Ahead-Preis indexiert. Bei der Wahl der Folge-
zustande bertcksichtigt der Vermarktungsagent die Preisrickwirkung auf den Day-Ahead-
Preis sowie auf daran bemessene dynamische Preiskomponenten, durch den Einsatz des

Seite 4 von 17



17. Symposium Energieinnovation, 16.-18.02.2022, Graz/Austria

Lastmanagementportfolios. So wirkt die zusatzliche Nachfrage bei einer Lasterhohung preis-
erhdéhend, wahrend eine Nachfragesenkung den Preis reduziert. [27, pp. 19-20]. Zur Abschat-
zung der Preisrtickwirkung berticksichtigt der Agent eine Preisprognose. Im gewahlten Beitrag
wird eine perfekte Preisprognose und damit eine ideale Vermarkungsstrategie gewahlt. Durch
die modulare Struktur des Modells AMIRIS kodnnte auch eine fehlerbehaftete und somit realis-
tischere Prognose gewahlt werden, was Gegenstand zukunftiger Analysen werden soll.

Wahrend fur arbeitsabhéngige Preiskomponenten eine Day-Ahead-Markt-basierte Dynamisie-
rung geprift wird, wie sie etwa in [4] oder [28, pp. 45-59] diskutiert wird, folgen leistungsba-
sierte Netznutzungsentgelte im aktuellen Tarifdesign einer grundlegend anderen Systematik.
Fur leistungsgemessene Kunden wird hierbei der individuelle maximale Leistungsbezug mit
einem ex ante festgelegten Leistungspreis multipliziert, der abhangig ist von den Benutzungs-
stunden des Verbrauchers und der damit zusammenhé&ngenden geschéatzten Gleichzeitigkeit
der Lastinanspruchnahme [29, pp. 12-16, 30, 8 17 Abs. 4]. Je hoher die Leistungspreise in
Relation zu den arbeitsabhangigen Zahlungen ausfallen, desto starker entsteht fir Nachfrager
somit ein Anreiz, die eigene maximale Bezugsleistung zu reduzieren oder zumindest nicht zu
erhdhen [31, pp. 98-99]. Die drohenden Zahlungen aus neuen Leistungsspitzen kénnen opti-
onal in das Optimierungskalkil des Vermarkters aufgenommen werden. Da dieser Ansatz zum
Zeitpunkt der Verfassung dieses Beitrags jedoch noch im Teststadium ist, wird auf eine quan-
titative Auswertung verzichtet. Stattdessen werden beziiglich leistungsabhangiger Strompreis-
komponenten qualitative Hypothesen formuliert, die in Folgeanalysen zu prifen sind.

Die fur das Lastmanagementportfolio angelegten Stromtarife werden von einem Strategie-
agenten kontrolliert. Grundsatzlich kann jede Preiskomponente wie Strompreis (Day-Ahead-
Preis), Arbeitspreis bei den Netzentgelten, EEG-Umlage sowie andere Preiskomponenten
(KWK-Umlage, 8 19 StromNEV-Umlage, Offshore-Netzumlage, AbLaV-Umlage, Stromsteuer
und Konzessionsabgabe) entweder als statisch oder dynamisch festgelegt werden. In der dy-
namischen Ausgestaltung variieren die Preiskomponenten stiindlich, relativ zum modellendo-
gen ermittelten Day-Ahead-Preis. Der zugehdrige Multiplikator wird vor dem eigentlichen Mo-
delllauf als Parameter festgelegt. Zudem kénnen absolute Ober- und Untergrenzen je Tarif-
komponente betrachtet werden. Diese begrenzen endkundenseitig das Preisrisiko. Es wird
eine fixe Vertriebsmarge aufgeschlagen und der Gesamtpreis wird mit einem Mehrwertsteuer-
aufschlag versehen.

2.2 Parametrierung

2.2.1 Technische Lastmanagementpotenziale

Die verwendeten technischen Lastmanagementpotenziale sind der Metaanalyse aus [21] ent-
nommen. In [21] werden Parameterwerte zur Charakterisierung des Lastmanagementpotenzi-
als aus insgesamt 30 Publikationen extrahiert. Diese leistungs-, zeit- oder kostenbezogenen
Kenngrofien werden, wie in Abbildung 2 exemplarisch dargestellt, zu parameterspezifischen
Datensatzen zusammengefihrt. Daran ankntpfend wird in [24] fir den Gesamtdatensatz ein
Clustering der Lastmanagementkategorien anhand der Cluster-Parameter Verschiebe- und
positive Schaltdauer sowie den Kostenkenngrof3en variable und fixe Kosten und spezifische
Investitionsausgaben vorgenommen.
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Im Zuge des vorliegenden Beitrags wird eine striktere Segmentierung der Lastmanagementka-
tegorien nach deren Eignung fur Lastverschiebung bzw. Lastverzicht vorgenommen. Zudem
werden zur Generierung von Modellinputdatensatzen neben der Medianschatzung das 5 %-
und das 95 %-Perzentil und damit eine gréRere Wertespreizung herangezogen, die in
Folgeanalysen eine moglichst vollstdandige Abdeckung des Mdglichkeitsraums erlauben soll.
Durch diese Anpassungen ergeben sich sieben, leicht abweichende Cluster.

3000 Werte fur das positive Lastmanagementpotenzial (Lastreduktion) im Status quo

rey
——

= 25001
=
i=
— 20004 T
©
= )
c L]
2 1500 1 - --
- |
o
w - ||
] | + 4 1
¢ 1000 ! : | w
S ) | —
2 . . |
%)
8— 500 et i | - _I- —i_ .
- | 4L = -5 oL,
¢ —— . = - | | 1 - ®
‘ oe - € als U8 ot
0 —_ ¢ L ‘ == s)®
< n 0 < M ~ < ~ B [fa} N m ~ m —
N E £ N £ E N E . . . E E - £
o~ - - < - . m - o~ wn Sy - - ~ -
c s = . s c s = c . Py | =
~ c = c c c o c = S z c c o &
= N N N N " -
o N o - o £ ] Q c I @ U £ N
2 c I o S c o = = i < I 2 © o
5 =1 wn c — =1 0 0 7] = = > Hol wn c
a = > > o = Q Y3 5 9 5] ° vy 1] =
- =1 [=] =} [=4 ] (=] 10} o I = w o =
= b c o =) v =) 0 ]
o [} = 5 3 v € £ 5 s ¥ @ = g
c o L] o = = = = £ o N w 7]
= [} = <] [0} = bvg [} E= = pd
5 o z a < ] £ 5 b ] < o 9]
S T &g E 5 3 E s 5 §5 = £
2 g 3 3 i = 2 £ & = T
= = v = = g = £
] < ] o o 8 £ b
a ful =] c N o] =] N
g g 5 5 3 3 s
: 5 i ? :
5 N 3 =
< 2 5 =
= z
[1+]
5
n
<
=]
hv]
<@
w

Lastmanagementkategorie

Abbildung 2: Schatzungen fur technische Lastmanagementpotenziale im Industriesektor
n: Anzahl der Publikationsgruppen mit Werteangaben; m: Anzahl der Datenpunkte

2.2.2 Stromtarifmodelle

Die verwendeten Stromtarifmodelle werden jeweils derart parametriert, dass sich fir das be-
trachtete Lastmanagementportfolio Uber den Betrachtungszeitraum von einem Jahr gleiche
Zahlungsverpflichtungen je Tarifkomponente ergeben, unabhangig davon, ob die jeweilige
Komponente statisch oder dynamisch ausgestaltet ist. Zur Bemessung der Dynamisierung
werden der modellendogen ermittelte Day-Ahead-Strompreis aus einem Referenzlauf ohne
Lastmanagement und fir das Lastmanagementportfolio der Basislastgang vor Lastmanage-
ment herangezogen. Bei der Bemessung wird zudem bericksichtigt, ob Preisunter- und Preis-
obergrenzen je Tarifkomponente genutzt werden. Sofern diese vorhanden sind, wird der obere
Wert bei additiven Strompreiskomponenten auf das Doppelte der statischen Komponente und
beim Day-Ahead-Strompreis selbst auf 200 € MWh limitiert. Das untere Preislimit wird in allen
Fallen auf 0 €/ MWh festgelegt.
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Der vereinfachte Parametrierungsansatz dient somit dazu, die Effekte eines flexiblen Lastma-
nagementeinsatzes zu isolieren. Aspekte wie Verteilungswirkungen zwischen den Kunden-
gruppen und Aufkommensneutralitdt sowie Liquiditatsiberschiisse und -defizite als Konse-
guenzen einer Dynamisierung werden nicht betrachtet.

3 Fallstudie

Zur Bewertung der Lastmanagementpotenziale wird eine Fallstudie mit dem agentenbasierten
Strommarktmodell AMIRIS fiir die Bundesrepublik Deutschland im Jahr 2019 in stindlicher
Auflosung durchgefihrt. Hierzu wird die 6ffentliche Beispielparametrierung® der Open Source-
Version des Modells AMIRIS? verwendet. Die eigentlichen Rechnungen erfolgen jedoch mit
einer noch unverdéffentlichten Erweiterung des Modells.

3.1 Parametrierung

3.1.1 Verwendete Stromsystemdaten

Kraftwerksleistungen und Effizienzen fur das Jahr 2019 sind dem Datensatz der Open Power
System Data [32] entnommen. Die Kraftwerkseffizienzen werden mit einem linearen Regres-
sionsmodell geschétzt, da in der verwendeten Konfiguration im Sinne schneller Rechenzeiten
und einer einfachen, weniger fehlertréachtigen Parametrierung nach Effizienz gestaffelte, stan-
dardisierte Kraftwerksblécke anstelle realer Blocke simuliert werden [s. 33]. Brennstoffpreise
sind den Energiedaten des Bundesministeriums fur Wirtschaft und Klimaschutz [34] sowie den
Indexreihen des statistischen Bundesamts [35] entnommen. Transportkosten aus [36, p. 163]
werden aufgeschlagen. Die verwendeten CO,-Preise sind die realen Werte der Primarauktion
an der EEX [37]. Kraftwerksnichtverfligbarkeiten sowie Markups und Markdowns in der Ge-
botslegung basieren auf eigenen Annahmen. Sonstige Zeitreihendaten, wie Erzeugungsprofile
erneuerbarer Erzeuger, sind von der Transparenzplattform SMARD der Bundesnetzagentur
entnommen [38]. Die Nachfragezeitreihe wurde mit kommerziellen Ex- und Importen verschnit-
ten, sodass eine Nettonachfrage nach grenziberschreitendem Handel fir Deutschland abge-
bildet wird.

Erneuerbare Erzeuger werden nach Fordermodell (fixe Einspeisevergitung vs. Marktpramien-
modell) gruppiert und Anlagen in der Marktpramie basierend auf ihren anzulegenden Werten
geclustert. Die Cluster-Ergebnisse sind Output einer vorgelagerten Routine des Datenaufbe-
reitungsmodells pommesdata®, welche wiederum auf den Anlagenstamm- und Bewegungsda-
ten der Ubertragungsnetzbetreiber [39, 40] beruhen. Der verwendete Ansatz entstammt [41].

Tabelle 1 stellt die technischen Kennwerte der simulierten Kraftwerksflotten und die verwen-
deten mittleren Brennstoffpreise dar.

1 https://gitlab.com/dIr-ve/esy/amiris/examples/-/tree/main/Germany2019, Abruf am 29.01.2022

2 https://qgitlab.com/dir-ve/esy/amiris/amiris, v1.1, Abruf am 29.01.2022

3 https://github.com/pommes-public/pommesdata, Open Source-Verdffentlichung ausstehend; Abruf am
29.01.2022
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Tabelle 1: Kenndaten der in der Fallstudie simulierten Kraftwerksflotten

Installierte Minimale Flotten- Maximale Flotten- Mittlerer Brenn-
Leistung in effizienz in % effizienz in % stoffpreis in
MW Regression basie- Regression basie- €/MWhn
[32] rend auf [32] rend auf [32] [34, Tabelle 26, 35,
36, p. 163]; eigene
Annahme fiir Kern-
energie und
Braunkohle
Kernenergie 9516 33 33,1 2,00
Braunkohle 18.049 31,3 45,2 5,00
Steinkohle 22.051 34 49,2 10,98
Gas (Gas- und Dampf- 16.062 445 64.3 16,67
turbinen)
Gas (Qasturblnen und 7820 333 42,6 16,67
sonstige)
Ol und sonstige fossile 3748 30,9 39,9 37,10

Im Unterschied zur 6ffentlichen AMIRIS-Beispielparametrierung fur Deutschland im Jahr 2019
werden keine Speicher simuliert. Dies liegt daran, dass in der verwendeten Modellkonfigura-
tion mehrere miteinander in Wettbewerb stehende Flexibilitatsagenten wegen der verwende-
ten endogenen Preisprognose sowie der zu berticksichtigenden Preisrickwirkungen nicht ab-
gebildet werden konnen. Entsprechende Modellerweiterungen sind in Entwicklung.

3.1.2 Lastmanagementportfolio und Stromtarife

Die Moglichkeit des Lastverzichts kann fir alle betrachteten Lastmanagement-Cluster analy-
siert werden. Die variablen Kosten des Lastverzichts sind wie folgt bemessen:

Tabelle 2: variable Kosten fir Lastverzicht

Cluster Variable Kosten des Lastverzichts
in €2018/MWh

Lastverschiebe-Cluster Industrie 193,58

Cluster Haushalte 300,0

Lastverzicht-Cluster Industrie 573,95

Kombiniertes Cluster Industrie 864,42

Datenquelle: in [21] ausgewertete Publikationen; eigene Annahme fur Haushalte

Exemplarisch wird in den Analysen ein Lastverschiebungs-Cluster untersucht, das sich aus
industriellen Prozessen und (Querschnitts-)Anwendungen zusammensetzt. In Tabelle 3 wird
dieses Lastverschiebungs-Cluster charakterisiert.

Tabelle 3: Kenndaten des analysierten industriellen Lastmanagement-Clusters

Charakteristikum Auspragung
Altpapierrecycling (Pulper); Beliiftung; Druckluftanwendungen;
Holz- und Zellstoffherstellung; Klimakéalte; Luftzerlegung;

Papiermaschinen; Prozesskalte

Enthaltene Prozesse & Anwendungen

Maximales positives Schaltpotenzial

2079 MW
(Reduktion)
NMaxi - -
aX|"maIes negatives Schaltpotenzial 1627 MW
(Erh6hung)
Maximale zeitgleiche Bezugsleistung 5848 MW
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Maximale Verschiebedauer 6 h
Maximale Schaltdauer (eine Richtung) 3h
Variable Kosten 160,4 €2018/MWh
Fixe Kosten 1 €2018/kW * &
Spezifische Investitionsausgaben 3,3 €2018/kW

Datenquelle: in [21] ausgewertete Publikationen

Da die variablen Kosten des Lastverschiebungs-Clusters angesichts der vergleichsweise ge-
ringen Preis-Spreads im Jahr 2019 hoch ausfallen und somit keine oder kaum Lastmanage-
ment-Aktivierungen beobachtbar sind, werden die variablen Kosten variiert und Simulations-
laufe mit dem eigentlichen Wert sowie Werten von 1 € MWh, 10 €/ MWh und 20 € MWh durch-
gefuihrt, um den Effekt dieser Kenngrol3e auf Lastmanagement-Aktivierungen zu analysieren.

In der Fallstudie werden funf verschiedene Stromtarifmodelle betrachtet. Diese sind in Tabelle
4 beschrieben. Beim Tarifmodell ,Static* handelt es sich um einen vollstandig statischen End-
kundentarif. Beim Modell ,DA* (,day-ahead®) wird der Preis am Day-Ahead-Markt an Endkun-
den durchgereicht. In der Erweiterung ,DA + dyn. EEG* wird die EEG-Umlage zusatzlich dy-
namisch ausgestaltet. Das Tarifmodell ,RTP* (,real-time pricing®) ist ein vollstdndig dynami-
sierter Tarif. In der Variante ,/wo Caps* entfallen die ansonsten vorhandenen Preisunter- und
Preisobergrenzen der dynamischen Tarifkomponenten.

Tabelle 4: In der Fallstudie betrachtete Stromtarifmodelle

. DA +dyn. RTP /wo
Static DA EEGy RTP /w Caps Caps

Preiskomponente Dyn. | Caps | Dyn. | Caps | Dyn. | Caps | Dyn. | Caps | Dyn. | Caps
Strompreis (Day-Ahead) X - v v v v v v v X
EEG-Umlage X - X - v v v v v X
Arbeitspreis Netzentgelt X - X - X - v v v X
Andere arbei zogen
e [ x| x x|~

Dyn.: dynamisiert; Caps: Ober- und Untergrenzen enthalten;

v/: Auspragung vorhanden; X Auspragung nicht vorhanden

Fir die Bemessung der Preiskomponenten werden Daten des Jahres 2021 herangezogen,
wie in Tabelle 5 zusammengestellt.* Vereinfachend wird von einer homogenen Tarifstruktur
fur die Verbraucher des Lastmanagement-Clusters ausgegangen. Zudem wird unterstellt, dass
einzelne Industrieverglinstigungen bei den arbeitsbezogenen Preiskomponenten gewahrt wer-
den, aber eine volle EEG-Umlagepflicht besteht, auch wenn dies in der Realitat auf einzelne,
sehr energieintensive Verbraucher des Clusters nicht zutrifft.

Tabelle 5: Héhe der angenommenen statischen Preiskomponenten in der Fallstudie

Preiskomponente Statischer Wert in € MWh Quelle
Strompreis (Day-Ahead); 3784 AMIRIS-
bezugsleistungsgewichteter Mittelwert ' Simulation
EEG-Umlage 65,00 [42]
Ar.beltsprels Netzentgelt; 11.70 [43]
Mittelspannung, > 2.500 Benutzungsstunden

4 Auch wenn dadurch Inkonsistenzen gegeniiber dem Datensatz von 2019 auftreten, bleiben Systematik und Er-
gebnistendenz hiervon unberihrt. Dies liegt daran, dass additive Preiskomponenten im Wesentlichen auf eine ad-
ministrative Festlegung und nicht das Marktgeschehen selbst zuriickgehen.
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Andere arbeitsbezogene Preiskomponenten: Gesamt: 23,55
e KWK-Umlage e 254 , [44‘;'9]’ o
e §19 StromNEV-Umlage e 050 eigene berech-
nung unter An-

e  Offshore-Netzumlage e 3,95
nahme von In-

e AblLaV-Umlage e 0,09 .

i baab dustrieausnah-
. Konzessionsabgabe e 1,10 meregelungen

e  Stromsteuer e 1537

3.2 Ergebnisse

3.2.1 Basisfall und Lastverzicht

Im Basisfall ohne Lastmanagement oder sonstigen Speichern zeigen sich eine gute Uberein-
stimmung der simulierten mit der realen Preisdauerlinie (Abbildung 3). Somit kann auch ohne
Einbezug von Speichern von validen Modellergebnissen ausgegangen werden.

1
1
100 |
50 -
= e
=
=
14
=) 0
T
-50
-100
0 2000 4000 6000 8000
Hours
—— Simulated prices === Historical prices

Abbildung 3: Simulierte und reale Preisdauerlinie im Basisfall ohne Lastmanagement

In Bezug auf Lastmanagement zeigt sich, dass in allen simulierten Fallen kein Lastverzicht
eingesetzt wird, da die maximale Preisspitze mit 113,6 €/ MWh deutlich unter den Opportuni-
tatskosten des gunstigsten Lastverzicht-Clusters (193,6 €/MWh) liegt.

3.2.2 Ergebnisse fur die betrachteten Stromtarifmodelle

Wie zu erwarten zeigen sich in Abbildung 4 keine Aktivierungen von Lastverschiebung fir den
Fall statischer Stromtarife, da endkundenseitig wegen Invarianz der Preise keine Anreize fur
Lastverlagerungen bestehen.
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Die durch Lastmanagement insgesamt verschobene Energie steigt mit dem Anteil dynamisier-
ter Preiskomponenten an — fur alle betrachteten variablen Kostenwerte Bei héheren variablen
Kosten von 20 €/ MWh sind im Tarifmodell DA zunachst sehr verhaltene Lastmanagement-
Aktivitaten ersichtlich, wogegen bei niedrigen variablen Kosten von 1 €/ MWh bereits bei mo-
deraten Dynamisierungsanteilen (Szenario DA + dyn. EEG) eine Séattigung erreicht scheint.
Die Lastmanagement-Aktivitaten, ausgedriuckt durch die Anzahl an Vollverschiebezyklen (Ab-
bildung 4), nehmen hier nur noch sehr moderat zu mit weiterer Dynamisierung des Stromtarifs.
Ein Vollverschiebezyklus entspricht hierbei der Energiemenge, die wahrend einer regularen
Aktivierung maximal verschoben werden kann. Fur die im Median der ausgewerteten Unter-
suchungen aus [21] tatsachlich anlegbaren Kosten des Lastverschiebungs-Clusters von
160,4 €201s/MW zeigt sich lediglich im Falle voll dynamisierter Tarife ohne Preisgrenzen ein
wenngleich geringes Niveau an Lastverschiebungs-Aktivierungen. Die anderen Tarifvarianten
hingegen weisen bei so hohen Kosten keinerlei Lastverschiebungsaktivitditen mehr auf.

Vollverschiebezyklen bei verschiedenen variablen Kosten
700

n
o~
o
o

500
400
300
200
100

0 P
Static DA DA +dyn.EEG RTP /w Caps RTP /wo Caps

Vollverschiebezykle

1.0 €/MWh 10.0 €/MWh 20.0 €/MWh ®160.4 €/MWh (tatsachlicher Wert)
Abbildung 4: Vollverschiebezyklen fur die verschiedenen Stromtarifmodelle und Kosten

Aus Endkunden- und Vermarkterperspektive ist die Frage relevant, ob durch die Lastmanage-
ment-Aktivitditen Strombezugskosten eingespart werden kdnnen. In Abbildung 5 sind die er-
zielbaren Einsparungen relativ zueinander dargestellt. Es zeigt sich ein deutlicher Anstieg der
erzielbaren Einsparungen mit zunehmendem Flexibilisierungsanteil. Die gré3ten Einsparmég-
lichkeiten bestehen im Fall niedriger variabler Kosten von 1 €/ MWh.
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Reduktion der Zahlungen bei verschiedenen variable Kosten

100
90
80
70
60
50
40
30
20
10
0 |
Static DA DA +dyn. EEG RTP /w Caps RTP /wo Caps

relative Reduktion
(100 = RTP/wo Caps)

1.0 €/MWh 10.0 €/MWh 20.0 €/MWh ®160.4 €/MWh (tatsachicher Wert)

Abbildung 5: Erzielbare Reduktion der Strompreiszahlungen durch flexibles Verhalten aus Endkundenperspektive
(ohne Bericksichtigung zuséatzlicher Lastverschiebungskosten)

4 Diskussion

Wahrend im simulierten Jahr 2019 kein Lastverzicht aktiviert wird, stellt dies im aktuellen Hoch-
preisumfeld des StromgroRhandels ([s. 50]; Stand: Ende Januar 2022) fir einzelne Verbrau-
chergruppen durchaus eine Option dar, wie die ausgewerteten variablen Kostenwerte nahele-
gen.

Die Analysen zeigen einen deutlichen Anstieg der Lastverschiebungs-Aktivitdten mit zuneh-
mendem Flexibilisierungsanteil des Endkundenstrompreises. Zudem zeigt sich, dass Lastver-
schiebung nur dann als Option relevant ist, wenn die variablen Kosten die beobachtbaren (ma-
ximalen) Preis-Spreads nicht Ubersteigen. Einschrankend ist jedoch darauf hinzuweisen, dass
Preisbestandteile in Abhangigkeit der Spitzenleistung noch keine Beriicksichtigung fanden.
Insbesondere fir den Fall, dass zuséatzliche Bezugsspitzen drohen und der Leistungspreis in
Relation zum Arbeitspreis hoch ausfallt, konnte dieser Effekt die Einsparungen der Lastver-
schiebung signifikant mindern. In der betrachteten Fallstudie entfallen auf die EEG-Umlage mit
65 €/ MWh etwa 41 % des gesamten Endkundenpreises. Eine Dynamisierung selbiger setzt
entsprechend hohe Anreize fir ein flexibles Lastverhalten, wie auch der deutliche Anstieg der
erzielbaren Einsparungen vom Tarifmodell ,DA* zum Tarifmodell ,DA + dyn. EEG" zeigt. An-
gesichts der avisierten Haushaltsfinanzierung der EEG-Umlage spatestens ab dem Jahr 2023
[51, p. 62] entfallen damit Spielraume fir den Anreiz von mehr Flexibilitat durch Dynamisierung
dieser Preiskomponente. Es besteht ein Trade-off zwischen zusatzlichen Flexibilisierungsan-
reizen aus der Dynamisierung und der Angleichung von Preisrelationen zwischen den Ener-
giesektoren, im Wesentlichen forciert durch eine Senkung von Strompreisen [52].

Generell bringt die Parametrierung und Umsetzung dynamischer Stromtarife in der Realitat
Herausforderungen mit sich. Neben der Schaffung der mess- und steuerungstechnischen Vo-
raussetzungen, inshesondere im Kleinkundensegment im Zuge des derzeit laufenden Smart
Meter-Rollouts, bestehen eine Reihe weiterer Fragen. Diese betreffen etwa tolerable Vertei-
lungs- und Mitnahmeeffekte sowie potenziell schitzenswiirdige Gruppen und nicht zuletzt den
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Umgang mit Fehlprognosen und die Verrechnung von Liquiditatsiiberschiissen und -defiziten.
Zudem existieren hinsichtlich der Parametrierung von Lastmanagement erhebliche Datenun-
sicherheiten und Erfassungsliicken, wie in [21] aufgezeigt.

Zuletzt ist limitierend anzumerken, dass die isolierten Effekte des flexiblen Verhaltens eines
Lastmanagement-Clusters simuliert werden. Aus dem Wettbewerb mit anderen flexiblen Ver-
brauchern und Speichern resultierende Preisriickwirkungen und die damit zusammenhéan-
gende Abschwachung von Preis-Spreads bleiben somit unberticksichtigt. Die Analysen aus
[25] lassen jedoch vermuten, dass in einem solchen Umfeld Kannibalisierungseffekte auftreten
kénnen.

5 Fazit und Ausblick

Im vorliegenden Beitrag wird in einer Fallstudie fur die Bundesrepublik Deutschland im Jahr
2019 der Einfluss von Stromtarifmodellen auf Lastmanagementpotenziale untersucht. Hierzu
wird das agentenbasierte Strommarktmodell AMIRIS verwendet, welches um eine Paramet-
rierung flr technische Lastmanagementpotenziale aus vorherigen Analysen sowie eine Mo-
dellierung von Stromendkundentarifen erweitert wird. Im Ergebnis zeigt sich, dass von der
Mdoglichkeit des Lastverzichts wegen unzureichender Preise kaum Gebrauch gemacht wird.
Ferner wird deutlich, dass mit steigendem Dynamisierungsanteil des Endkundenpreises stér-
kere Anreize entstehen, Lasten zu verschieben.

Der Effekt von leistungsbezogenen Netzentgelten wird in diesem Beitrag nur qualitativ disku-
tiert. Dieser soll in Folgeanalysen quantitativ untersucht werden und hier insbesondere auf die
Preisrelationen zwischen Leistungs- und Arbeitspreis sowie die damit verknlpften Anreize ein-
gegangen werden. Zudem soll der Effekt mehrerer konkurrierender Flexibilitatsoptionen ana-
lysiert werden, wie auch deren Ruckwirkung auf die jeweiligen Erldspotenziale. Zuletzt sollen
die Ergebnisse des agentenbasierten Modells mit einer Lastmanagement-Potenzialschatzung
eines systemkostenminimierenden Modells kontrastiert werden.
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