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1 Einfiihrung

1.1 Hintergrund und Zielsetzung

Bereits seit einigen Jahren wird in Deutschland und anderen europdischen Landern dariber dis-
kutiert, wie die Versorgungssicherheit auch bei hohen Anteilen erneuerbarer Energien und bei
einem Rickgang der Stromproduktion in konventionellen Kraftwerken gewadhrleistet werden
kann. Mit dem beschlossenen Ausstieg aus der Kohleverstromung hat diese Debatte auch in
Deutschland neue Relevanz gewonnen.

Dabei zeigt die Erfahrung der vergangenen Jahre, dass es bisher keine einheitliche Best Practice
zu Fragen der Gewahrleistung von Versorgungssicherheit gibt. Wahrend einzelne Lander wie die
Niederlande darauf vertrauen, dass das Preisniveau am GrofRhandelsmarkt zu einer ausreichen-
den Vorhaltung von Erzeugungskapazitat fiihrt, haben andere Lander unterschiedliche Formen
von Kapazitatsmechanismen eingefiihrt. Deutschland hat mit dem Strommarkt 2.0 grundsatzlich
auf eine Starkung der Preissignale an GroBhandelsmarkten und eine wettbewerbliche Gewahr-
leistung von Versorgungssicherheit ohne staatliche Interventionen gesetzt. Gleichzeitig hat sich
Deutschland aber dafiir entschieden, aulRerhalb des Marktes eine strategische Reserve, die so-
genannte Kapazitatsreserve, vorzuhalten, die u. a. der Absicherung unsicherer und in ihrer Ein-
trittswahrscheinlichkeit nicht beschreibbarer Extremereignisse dient.

Vor dem Hintergrund der — trotz bislang fehlender Hinweise auf ein Resource-Adequacy Prob-
lem — immer wieder aufkommenden Debatte, ob der in Deutschland gewahlte Weg dauerhaft
Versorgungssicherheit ermdéglicht, werden in der vorliegenden Studie die Einfllisse unterschied-
licher Ausgestaltungsformen von Kapazitdtsmechanismen auf Endverbraucherpreise unter-
sucht. Insbesondere sind hierbei folgende Fragen zu beantworten: Ist der Energy-Only-Markt
(EOM) der effizienteste Ansatz, um die Versorgungssicherheit in Deutschland zu gewahrleisten?
Warum haben sich in anderen Landern andere Mechanismen durchgesetzt als in Deutschland?
Dabei werden neben der Kapazitdtsreserve sowie dem zentralen und dezentralen Kapazitats-
markt auch Betriebsbeihilfen in Form der KWK-Férderung sowie Investitionsbeihilfen am Bei-
spiel des Kohleersatzbonus als mogliche Kapazitatsmechanismen untersucht. Abschnitt 2 gibt
einen Uberblick iber die vorhandenen und analysierten Kapazitdtsmechanismen.

1.2 Untersuchungsansatz

Die Untersuchung der Wirkung unterschiedlicher Kapazitatsmechanismen auf Endverbraucher-
preise ist nachfolgend in drei Analyseschritte gegliedert.

= Fir die Frage, welche Wirkung unterschiedliche Kapazitatsmechanismen auf Endverbrau-
cherpreise haben, ist zunachst relevant, welche Kosten insgesamt fiir eine sichere Bedarfs-
deckung anfallen, die — zumindest im langfristigen Gleichgewicht — dann von Endverbrau-
chern zu tragen sind (Abschnitt 3).

* AnschlieBend werden die fiir die Refinanzierung der sicheren Bedarfsdeckung genutzten
Aufbringungsmechanismen diskutiert (Abschnitt 4). Diese bestimmen u. a., welche Kosten
Uberhaupt von Stromverbrauchern zu tragen sind und beeinflussen zumindest teilweise die
zu erwartenden Verteilungswirkungen, weil je nach gewahltem Mechanismus Umverteilun-
gen nicht oder im Gegenteil sehr gezielt moglich sind.

= In Abschnitt 5 werden dann die Wirkungen von unterschiedlichen Kapazitatsmechanismen
auf Endverbraucherpreise anhand verschiedener Musterverbraucher und der im vorherigen
Analyseschritt diskutierten Aufbringungs- und Verteilungsmechanismen untersucht.
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2 Betrachtete Kapazitaitsmechanismen

Die vorliegende Studie bewertet den Effekt finf verschiedener Marktdesigns/Kapazitatsmecha-
nismen (KapM) auf die Endverbraucherpreise. Dabei soll vor allem untersucht werden, ob eine
Verbesserung gegeniiber dem Status quo erreicht werden kdnnte. Zundchst werden die be-
trachteten KapM jeweils am Beispiel eines oder mehrerer Lander vorgestellt, in welchen diese
bereits Anwendung finden. Da es sich bei Kapazitatsmechanismen um eine staatliche Férderung
der bezuschlagten Anbieter handelt, benétigen sie eine beihilferechtliche Genehmigung von Sei-
ten der Europdischen Kommission.

EOM 2.0

Die im Folgenden vorgestellten KapM sollen dem aktuell in Deutschland angewendeten Modell
»EOM + Reserve” gegeniibergestellt werden. Es basiert auf dem optimierten deutschen Energy-
Only-Markt (EOM 2.0), einem reinen Strommarkt ohne den Handel von Kapazitdten, und damit
auf einer Starkung der Preissignale an GroBhandelsmarkten und auf eine wettbewerbliche Ge-
wahrleistung von Versorgungssicherheit ohne staatliche Interventionen. Verschiedene Studien
(u. a. Frontier Economics und Consentec, 2014; Peek und Diels, 2016; r2b energy consulting et
al., 2019) haben gezeigt, dass bereits der EOM 2.0 alleine in der Lage ist, Versorgungssicherheit
zu gewahrleisten. Auch der EOM 2.0 ohne Kapazitatsreserve wird mit dem Referenzmodell ver-
glichen, auch wenn es sich nicht im tiblichen Sinne um einen Kapazitdtsmechanismus handelt.

EOM + Reserve

Zur Absicherung unsicherer und in ihrer Eintrittswahrscheinlichkeit nicht beschreibbarer Extre-
mereignisse wird der EOM in Deutschland seit dem Winterhalbjahr 2020/2021 auRerhalb des
Marktes mit einer strategischen Reserve nach §13e des EnWG, der sogenannten Kapazitatsre-
serve, flankiert. Die hierfir vorgesehenen Reservekraftwerke sind in der Reserve gebunden und
nehmen damit nicht am Strommarkt teil. Ihr Einsatz ist ausschlief8lich in Knappheitssituationen
moglich. Sofern die Kapazitatsreserve zum Einsatz kommt und ihr Einsatz notwendig ist, um eine
Zwangsabschaltung von Verbrauchen abzuwenden, wird der Ausgleichsenergiepreis wahrend
des Einsatzzeitraums auf mindestens 20.000 €/MWh festgelegt. Damit entsteht flr Bilanzkreis-
verantwortliche ein hoher Anreiz, sich in einer solchen Situation nicht systembilanzschadigend
zu verhalten.

Der Bedarf an Reserveleistung wird regulatorisch vorgegeben und ermdoglicht die SchlieRung von
Licken zwischen der im EOM bereitgestellten Erzeugungsleistung und einem vorgegebenen Ziel-
wert. In Deutschland belauft sich die Soll-GréRe der Reserve aktuell auf 2 GW, wobei diese Leis-
tung nicht bendtigt wird, um einen vorgegebenen Versorgungssicherheitsstandard einzuhalten.
Sie dient vielmehr dariiber hinaus der Absicherung des Marktes auch in Extremsituationen, die
in Form sogenannter ,reasonable worst cases” Grundlage der Dimensionierung waren. Die Er-
bringung der Kapazitatsreserve wird alle zwei Jahre fir einen Erbringungszeitraum von jeweils
zwei Jahren ausgeschrieben. An der Ausschreibung kénnen nur aus dem Markt ausgeschiedene
Bestandsanlagen bzw. schon in der Reserve gebundene Anlagen und Speicher sowie regelbare
Lasten unter Einhaltung der in § 9 der Kapazitatsreserveverordnung vorgegebenen Kriterien teil-
nehmen, eine Rickkehr in den Markt nach Ende des Erbringungszeitraums ist nicht moglich.
Davon ausgenommen sind regelbare Lasten, welche nach Ende des Erbringungszeitraums ihre
Lasten wieder auf dem Strommarkt anbieten diirfen. Bezuschlagte Erzeugungseinheiten erhal-
ten einen Einheitspreis fir die Vorhaltung ihrer Kapazitaten fiir die Dauer des Bereitstellungs-
zeitraums, bei Nichtverfligbarkeit drohen Pdnalen. Die Kosten des Mechanismus werden tiber
die Netztarife auf die Verbraucher umgelegt (Europaische Kommission, 2018a).
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Zentraler Kapazitdatsmarkt (ZKM)

Im Gegensatz dazu setzen Lander wie GroRRbritannien und Polen auf einen zentralen Kapazitats-
markt (ZKM), bei dem der Gesamtbedarf an gesicherter Leistung regulatorisch festgelegt und
durch eine zentrale Instanz (in den genannten Beispielen die Ubertragungsnetzbetreiber) be-
schafft wird. Die Finanzierung erfolgt in der Regel (iber eine Umlage auf die Stromversorger. Die
kontrahierten Kapazitaten dirfen nicht nur am Strommarkt teilnehmen, sondern sie werden ex-
plizit dazu beanreizt. Darlber hinaus werden sie bei einem Zuschlag fiir ihre bereitgestellten
Kapazitaten verglitet, wobei die Wirtschaftlichkeit der Anlagen liber die Kombination von De-
ckungsbeitragen am , Dispatchmarkt” und Kapazitatsmarkt (KM) zu gewahrleisten ist. Insbeson-
dere Mittel- und Grundlastkraftwerke werden Uber Kapazitatsmarkte typischerweise nur eine
Teilfinanzierung erhalten.

Im Folgenden betrachten wir ausschlieRlich den umfassenden ZKM, in welchem alle pra-qualifi-
zierten Einheiten gleichermallen an der Ausschreibung teilnehmen kénnen. Theoretisch ware
auch ein fokussierter ZKM denkbar, wobei die Anbieter nach zuvor definierten Kriterien in Grup-
pen unterteilt werden und entsprechend diesen Kriterien an unterschiedlichen Ausschreibun-
gen teilnehmen bzw. von einer Teilnahme génzlich ausgeschlossen sind.

Im britischen KM (Europadische Kommission, 2019) miissen Kapazitdtsanbieter pra-qualifiziert
sein. Eine Teilnahme an den Ausschreibungen ist sowohl fur Erzeuger (inklusive KWK) als auch
fir Demand-Side-Response (DSR), Speicher und Interkonnektoren méglich. Die Vergabe der Ka-
pazitatszertifikate ist in zwei Ausschreibungsrunden organisiert. Die erste Runde findet vier
Jahre vor Bereitstellung der Kapazitdten (T-4), die zweite mit einem Jahr Vorlauf (T-1) statt. In
einer ,, descending-clock“-Auktion werden, ausgehend von einem Startpreis (75 GBP/kW), in je-
der Runde niedrigere Preise vorgegeben, zu welchen die Anbieter ihre Mengen-Gebote (die von
Runde zu Runde gleichbleiben oder abnehmen kénnen) abgeben kdnnen, bis die Nachfrage
nicht mehr gedeckt werden kann. Fiir Bestandsanlagen gilt auRerdem eine Gebotsobergrenze
von 25 GBP/kW, sie sind somit Preisnehmer. Damit soll sichergestellt werden, dass abgeschrie-
bene Bestandsanlagen keine GbermaRigen Erlose erzielen kdnnen. Gleichzeitig werden Kapazi-
tatsgebote von Neuanlagen und DSR gefordert. Dariiber hinaus erhalten modernisierte bzw.
neue Anlagen Kontrakte Gber bis zu 3 bzw. 15 Jahre, die das Investitionsrisiko begrenzen. Fur
alle anderen Anbieter werden nur 1-Jahres Kontrakte vergeben. Allen erfolgreichen Bietern wird
der letzte akzeptierte Preis ausgezahlt (,Einheitspreissystem®). Werden die zertifizierten Kapa-
zitaten bei Abruf nicht bereitgestellt, dann wird eine Strafzahlung erhoben.

Der polnische KM (Europdische Kommission, 2018b) ist im Grundsatz ahnlich aufgebaut. Im Ge-
gensatz zu GroRRbritannien ist hier jedoch auch die Teilnahme auslandischer Kapazitaten vorge-
sehen. Auch hier werden generell 1-Jahresvertrage ausgeschrieben, bei modernisierten oder
neuen Anlagen sind je nach Investitionsschwelle auch Kontrakte tber 5 oder 15 Jahre mdglich,
ebenso unterscheiden sich die Gebotsgrenzen fiir unterschiedliche Fristigkeiten. Darliber hinaus
werden zusatzlich zum Preis auch Nachhaltigkeitskriterien berticksichtigt: So kénnen Kontrakte
bei Einhaltung bestimmter Umweltstandards um 2 Jahre verlangert werden, bei Preisgleichheit
zwischen zwei Geboten wird der Anbieter mit dem geringeren CO2-Ausstol’ bevorzugt. Fiir jedes
Lieferjahr finden insgesamt flnf Ausschreibungen statt, eine fiinf Jahre im Voraus (T-5) und je
Quartal des Jahres vor der Bereitstellung (T-1).

Dezentraler Kapazitdtsmarkt (DKM)

Im dezentralen Kapazitatsmarkt sind sowohl Nachfrage als auch Beschaffung dezentral organi-
siert. Stromverbraucher erwerben dabei von den Kapazitdtsanbietern sogenannte Kapazitats-
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nachweise oder Kapazitatszertifikate, mit denen sie nachweisen missen, dass sie fiir ihre Nach-
frage ausreichend Leistung kontrahiert haben. Wie im Strommarkt sind hier bilaterale Vertrage
wie auch ein Bérsenhandel der Nachweise denkbar. Dabei kann zwischen zwei Modellen unter-
schieden werden: In dezentralen Kapazitdtsmdrkten mit zentraler Verpflichtung ist die Héhe der
nachzuweisenden Kapazitdten durch eine zentrale Instanz festgelegt. Ahnlich dem ZKM kénnte
diese an pra-qualifizierte Anbieter Kapazitatsnachweise in entsprechender Hohe ausgeben.
Demgegenliiber steht der dezentrale Kapazitdtsmarkt ohne zentrale Verpflichtung, in welchem
die Marktteilnehmer selbst ihren Bedarf an gesicherter Leistung bestimmen.

Der franzésische KM (Europdische Kommission, 2018a) verfolgt das Modell eines DKM mit zent-
raler Verpflichtung, sodass zwar die Beschaffung dezentral ablauft, die Berechnung der Nach-
frage aber durch den Energieminister vorgegeben ist. Dabei ergibt sich die Kapazitatsverpflich-
tung eines Verbrauchers aus dessen individueller Spitzenlast, korrigiert um dessen Thermosen-
sibilitdt und Lastreduktion durch Verbrauchsminderungen oder die Zertifizierung von Lastreduk-
tionskapazitaten. Zur Bevorratung verpflichtete Akteure kénnen ihre Verpflichtung dabei so-
wohl durch den Einkauf von Kapazitatszertifikaten als auch durch die Flexibilisierung der eigenen
Nachfrage decken, benotigen Kapazitatszertifikate also nur fir ihre unflexible Nachfrage. Die
Kapazitatsanbieter (Stromerzeuger oder DSR) werden mindestens 3 Jahre vor Lieferdatum durch
den Ubertragungsnetzbetreiber RTE zertifiziert und erhalten Kapazitidtsnachweise, welche sie
anschlieRend auf einem dezentralen Kapazitatsmarkt handeln kénnen. Die Nachweise werden
grundsatzlich als 1-Jahres-Kontrakte vergeben. In einem solchen Mechanismus blieben die Risi-
ken flr Neuinvestitionen jedoch weiterhin dhnlich hoch wie in einem EOM-Marktdesign. Daher
wurde der urspringlich vorgesehene Mechanismus im Rahmen der beihilferechtlichen Geneh-
migung durch die Europdische Kommission so angepasst, dass die Risiken fir Neuinvestitionen
durch ein zusatzliches Instrument reduziert wurden. Dabei bietet der franzosische Staat Neuan-
lagen eine siebenjdhrige Preisgarantie fiir die von ihnen ausgegebenen Kapazitatszertifikate.
Wahrend der normale dezentrale Mechanismus auf privatwirtschaftlichem Zertifikatehandel
zwischen Marktakteuren beruht und keine organisierte Refinanzierung benétigt, erfordert diese
staatliche Preisgarantie einen eigenen Refinanzierungsmechanismus. Auch im franzosischen KM
fallen Strafzahlungen bei Nichtbereitstellung der in den Kapazitdtsnachweisen festgelegten Ka-
pazitaten an.

Betriebs- und Investitionsbeihilfen

Neben den zuvor beschriebenen expliziten Kapazitatsmodellen kénnen auch Beihilfen zum Be-
trieb bzw. der Finanzierung von Kapazitaten wie ein Kapazitdtsmechanismus wirken, indem sie
die Wirtschaftlichkeit der Anlagen verbessern und somit ansonsten unrentable Entscheidungen
wie Errichtung oder Weiterbetrieb rentabel machen kénnen. Damit schaffen sie einen Anreiz
dafiir, mehr gesicherte Leistung im Markt zu halten oder zusatzliche Kapazitdaten aufzubauen
und haben somit eine indirekte Wirkung auf die Versorgungssicherheit. Es handelt sich hierbei
jedoch nicht um zielgenaue Kapazitatsmechanismen, sondern eher um Nebenprodukte nicht auf
die Versorgungssicherheit ausgerichteter Steuerungsmechanismen.

Dabei zielen Investitionsbeihilfen auf die Investitionskosten fiir den Neu- oder Umbau von gesi-
cherter Leistung. Dies geschieht beispielsweise beim Kohleersatzbonus nach § 7c KWKG durch
die Auszahlung eines Bonus fir den Umbau von bestehenden kohlebasierten KWK-Anlagen, so-
fern diese nicht bereits an Ausschreibungen im Rahmen des Kohleverstromungsbeendigungsge-
setzes teilgenommen haben. Ohne diesen Bonus ware angesichts hoher Kosten im Rahmen des
fiir bis 2038 geplanten deutschen Ausstiegs aus der Kohleverstromung fiir viele dieser Kraft-
werke eine Stilllegung oft rentabler als der Weiterbetrieb mit klimafreundlicheren Energietra-
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Betrachtete Kapazitatsmechanismen

gern. Ware eine Anlage dennoch unrentabel, weil sie nicht in der Lage ist, ihre laufenden Be-
triebskosten zu decken, kdnnen auch Betriebsbeihilfen, wie die KWK-Férderung, wie Kapazitats-
mechanismen wirken. Solche Beihilfen sind in der Regel pauschale, leistungsabhangige Zahlun-
gen zur Minderung der Betriebskosten.
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3 Gesamtkosten der sicheren Bedarfsdeckung

Fir die Frage, welche Wirkung unterschiedliche Kapazitatsmechanismen auf Endverbraucher-
preise haben, ist zunachst relevant, welche Kosten insgesamt fiir eine sichere Bedarfsdeckung
anfallen, denn diese werden zumindest im langfristigen Gleichgewicht vom Kollektiv der End-
verbraucher zu tragen sein. Wie auch schon die Diskussion zum Strommarktdesign in den letzten
Jahren in Deutschland gezeigt hat, ist eine vollstandig objektive Schlussfolgerung zu den Kosten
der sicheren Bedarfsdeckung mit unterschiedlichen Marktdesigns kaum moglich. Vielmehr tre-
ten hier zwischen den Marktdesigns unterschiedliche und gegenlaufige Effekte auf. Deren (sub-
jektive) Gewichtung bestimmt wesentlich die Schlussfolgerungen zum bevorzugten Marktde-
sign. Wir diskutieren daher zunachst ohne quantitative Aussage eine Reihe unterschiedlicher
Ursache-Wirkungs-Zusammenhange, welche in verschiedener Auspragung auf die Gesamtkos-
ten wirken (Abschnitt 3.1). Eine quantitative Kostenabschatzung treffen wir —im vollen Bewusst-
sein o. g. subjektiver Einfliisse — anhand der Analyse friherer Studien, welche die Gesamtkos-
ten verschiedener Kapazitdtsmechanismen modelliert haben (Abschnitt 3.2), sowie eines ver-
einfachten Rechenbeispiels (Abschnitt 3.3).

3.1 Wirkmechanismen

Bei der Betrachtung der Wirkung auf Endverbraucherpreise darf nicht nur auf die isolierten Kos-
ten z. B. eines Fordermechanismus geschaut werden. Stattdessen sollten ibergreifend die Kapi-
tal- und Betriebskosten aller Anlagen, die zur sicheren Bedarfsdeckung notwendig sind, berick-
sichtigt werden. Diese Gesamtkosten fiir eine sichere Bedarfsdeckung kénnen sich aufgrund un-
terschiedlicher Ursache-Wirkungs-Zusammenhange unterscheiden, die in diesem Abschnitt dis-
kutiert werden. Eine Ubersicht dieser Auswertung findet sich in Anhang A.

Ob ein Kapazitatsmechanismus bezlglich eines Wirkmechanismus eher positiv oder eher nega-
tiv zu bewerten ist, wird hier schematisch anhand eines Ampelsystems dargestellt (d.h. eine
grine, gelbe oder rote Markierung entspricht einer positiven, neutralen bzw. negativen Bewer-
tung), wobei eine dunkelgriine Markierung einer besonders positiven Bewertung im Vergleich
zu den anderen Kapazitdtsmodellen entspricht. Hierbei ist zu beachten, dass es sich um eine rein
qualitative Bewertung der einzelnen Wirkmechanismen handelt. Wie die unterschiedlichen
Wirkmechanismen in der Gesamtbewertung der Kapazitatsmodelle gewichtet werden, ist per-
spektivabhingig. Dementsprechend lasst sich hier auch keine klare Empfehlung fiir ein bestimm-
tes Kapazitatsmodell ableiten, die Entscheidung zugunsten des einen oder anderen Kapazitats-
mechanismus diirfte eher auf politischer Basis denn aufgrund eindeutiger 6konomischer Uber-
legenheit getroffen werden.

3.1.1 Effektivitat

Bei der Bewertung von Kapazitdatsmechanismen ist zunachst interessant, ob alle betrachteten
Mechanismen in der Lage sind, eine sichere Bedarfsdeckung zu gewahrleisten. Oftmals wird hier
Uberdies zwischen Effektivitat beziglich eines (nahezu) optimalen Versorgungssicherheitsni-
veaus und politischer Zielgenauigkeit unterschieden. Ein (nahezu) optimales Versorgungssicher-
heitsniveaus ist dann gewahrleistet, wenn Verbraucher (bei entsprechender Zahlungsbereit-
schaft) zu jedem Zeitpunkt Strom beziehen kénnen. Politische Zielgenauigkeit dagegen strebt
das Treffen eines vorgegebenen Kapazitatsziels an.

Bei keinem der betrachteten Marktdesigns bzw. Kapazitdtsmechanismen ist zu erwarten, dass
es dauerhaft zu Versorgungssicherheitsdefiziten kommt. Dennoch kénnen relevante Unter-
schiede auftreten. Insbesondere gilt fiir den reinen EOM ohne Reserve wie fiir eine auf Betriebs-
und Investitionsbeihilfen basierende indirekte Kapazitatsforderung, dass sie nicht zielgenau ein
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Gesamtkosten der sicheren Bedarfsdeckung

bestimmtes Kapazitdtsniveau ansteuern kdnnen. Die vorgehaltene Kapazitat ist vielmehr ein
Marktergebnis, das sich als Reaktion auf Preissignale ergibt.

Dabei gibt es keine Evidenz dafiir, dass ein Marktdesign wie der EOM (dessen grundsatzliche
Wirkungen auch durch Betriebs- und Investitionsbeihilfen nicht unterlaufen werden) zu einem
dauerhaften VS-Defizit flihren wird. Aufgrund der Wirkungsweise der Marktmechanismen kon-
nen allerdings in einem solchen Design einzelne Knappheitssituationen nicht ausgeschlossen
werden. Teilweise wird auch die Erwartung gedulert, dass eine perfekte Voraussicht von Markt-
akteuren unrealistisch sei, das Auftreten von Knappheitssituationen notwendig sein kdnnte, um
z. B. Aktivitaten zur ErschlieBung von Lastflexibilitditen anzureizen. Derartige kurzfristig zur Ver-
figung stehende Flexibilitatsoptionen werden wiederum dazu beitragen, dass Knappheiten
nicht dauerhaft bestehen bleiben werden. Allerdings ist auch anzuerkennen, dass ein EOM keine
Absicherung von sehr seltenen und in ihrer Wahrscheinlichkeit nicht quantifizierbaren Extrem-
situationen ermoglicht, da nicht zu erwarten ist, dass Marktteilnehmer hierfir systematisch Re-
serven vorhalten.

Demgegenliber zielen dezentrale wie zentrale Kapazitdtsmechanismen auf eine regulatorische
Steuerung der Kapazitatsvorhaltung ab. Sofern solche Mechanismen grundsatzlich funktional
ausgestaltet sind, sollten sie in der Lage sein, Versorgungssicherheit dann zu gewahrleisten,
wenn die der Dimensionierung zugrunde liegenden Lastprognosen korrekt sind. In der Praxis
diirften solche regulatorischen Prognosen aufgrund von Wissensdefiziten, aber auch der Uber-
lagerung mit politischen Einfllissen nur eine beschrankte Genauigkeit erreichen. Nach allgemei-
ner Erwartung wiirde dem mit einer Gber besonders risikoaverse Annahmen gesteuerten, aller-
dings wohl im Regelfall nicht zielgenauen Uberdimensionierung entgegengewirkt werden. Bei
der Beurteilung der Effektivitat sollte jedenfalls berilicksichtigt werden, dass regulierte Kapazi-
tatsmechanismen punktuelle Knappheiten und die Notwendigkeit von Zwangsabschaltungen
nicht ausschlieRen. Vielmehr werden diese bei der Dimensionierung realer Mechanismen durch
Versorgungssicherheitsstandards, die auf Kosten-Nutzen-Analysen basieren, bewusst akzep-
tiert. Gleichzeitig werden extreme, nicht quantifizierbare Extremsituationen typischerweise
auch bei einer regulatorischen Steuerung von Kapazitdten liber Kapazitatsmarkte nicht bertck-
sichtigt.

Dies ist allenfalls beim Mechanismus eines EOM mit Reserve etwas anders zu bewerten, weil die
auBerhalb des Marktes bestehende Reserve nicht nur eine Absicherung des EOM darstellt, son-
dern in der Vergangenheit z. B. in Deutschland fiir sogenannte ,reasonable worst cases” dimen-
sioniert wurde, damit als einziger der hier betrachteten Mechanismen eine gezielte Absicherung
von Extremsituationen unabhangig von deren Eintrittswahrscheinlichkeit ermdglicht wird.

. leffektiiwr

e Keine Evidenz flr VS-Defizit

e Anreize fiir individuelle Leistungsvorsorge

e Einzelne Knappheitssituationen konnen dennoch auftreten

e Keine Absicherung von (in Wahrscheinlichkeit) nicht quantifizierba-
ren Extremsituationen

e VS grundsatzlich gewahrleistet

e Zusatzliche Sicherheit durch Aufbau der Reserve = einzelne Knapp-

EOM + Reserve heitssituationen kénnen vermieden werden

e Bestimmte Extremsituationen werden abgefangen (abh. von Dimen-
sionierungsregeln)
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| [ Effektivitat

e VS grundsatzlich gewahrleistet, wenn Lastprognosen korrekt sind

e Tendenz zu Uberkapazitaten durch risikoaverse friihzeitige Bedarfs-
festlegung

e Ubliche Dimensionierungsregeln verlangen keine vollstdndige Ver-
meidung von Knappheitssituationen

e Beriicksichtigung von Extremsituationen schwierig

e VS-Niveau abhdngig von Methode der Bedarfsfestlegung

e Tendenz zu Uberkapazititen bei risikoaverser friihzeitiger Bedarfs-
festlegung

e Beriicksichtigung von Extremsituationen schwierig

Dezentraler KM

e Beibehaltung / Ausweitung von Kapazitaten - keine Reduktion des
VS-Niveaus

e Einzelne Knappheitssituationen konnen dennoch auftreten

e Keine Absicherung von (in Wahrscheinlichkeit) nicht quantifizierba-
ren Extremsituationen

Tabelle 1: Wirkmechanismus Effektivitdt

Betriebs-/
Investitionsbeihilfen

3.1.2 Wettbewerbswirkungen

Ein ideal ausgestalteter KapM muss ausreichend Wettbewerb sowohl im Kapazitatssegment als
auch auf dem Strommarkt sicherstellen (siehe Tabelle 2), um so eine moglichst effiziente Bereit-
stellung der Leistung zu gewdhrleisten. In allen betrachteten KapM ist der Wettbewerb auf den
StromgrolRhandelsmarkten grundsatzlich unbeeinflusst. Dies gilt auch fir den EOM + Reserve,
solange die Reservekapazitaten nur zu sehr hohen Preisen abgerufen werden.

Im Kapazitatssegment dagegen ist der Wettbewerb in einigen Modellen durch Markteintritts-
barrieren eingeschrankt (siehe auch 3.1.5). Insbesondere KapM mit zentraler Bedarfsfestlegung
laufen Gefahr, liber die notwendige regulatorische Praqualifikation moglicherweise effiziente
bzw. innovative Technologien auszuschlieBen und dadurch die Gesamtkosten nach oben zu trei-
ben. Dies gilt vor allem fiir Technologien mit unsicherer Verfiigbarkeit, wie Speicher und DSM,
welche durch die Notwendigkeit einer — typischerweise an Eigenschaften bekannter Technolo-
gien orientierten —regulatorischen Festlegung von Praqualifikationskriterien gegeniiber solchen
Technologien (insbesondere Erzeugungsanlagen) potenziell benachteiligt werden (siehe 3.1.4).
Praqualifikationskriterien bergen dabei auch das Risiko, als Markteintrittsbarriere zu wirken. Ne-
ben dem ZKM schneiden auch Betriebs- und Investitionsbeihilfen in dieser Hinsicht schlecht ab,
da ihre Forderung sich per Definition auf einzelne Technologien beschrankt und damit eher zu
einer Verzerrung des Wettbewerbs beitragt. Gleiches trifft auch auf die Kapazitatsreserve zu,
die Gberdies ein endgliltiges Ausscheiden der Reserveeinheiten aus dem Strommarkt impliziert.
Dagegen sind die Markteintrittsbarrieren im DKM mit zentraler Verpflichtung (wie im Beispiel
Frankreichs) etwas geringer als im ZKM. Zwar stellt der Zertifizierungsprozess eine Hiirde dar,
dennoch steht der KM im Grundsatz allen Technologien offen (im DKM ohne zentrale Verpflich-
tung gilt dies umso mehr). Uberdies kdnnen Nachfrager mit flexiblen Lasten diese fiir die Reduk-
tion ihrer Spitzenlast einsetzen, wodurch sich der Erwerb von Kapazitdatsnachweisen auf die un-
flexible Last beschrankt.

Eine weitere Einschrankung des Wettbewerbs erfahren solche KapM, die durch die Ausgestal-
tung ihres Ausschreibungsverfahrens Anreize fiir strategisches Verhalten setzen. Die Auktions-
theorie bringt hier Vorteile fiir unterschiedliche Ausschreibungsarten vor, in der Regel werden
Auktionen mit Auszahlungen gemaR des Gebotspreises (,pay-as-bid“) jedoch als weniger anfal-
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lig fur strategisches Verhalten angesehen als Ausschreibungen mit Verglitung zum Einheits-
preist. Demgegeniber fiihrt ein Einheitspreissystem, wie es aktuell im franzdsischen ZKM sowie
in der Kapazitatsreserve Anwendung findet, in der Regel zu kompetitiveren Preisen, da die do-
minante Strategie hier in Geboten zu den tatsdchlichen Grenzkosten liegt. AuRerdem kann ein
Einheitspreissystem die Markteintrittsbarrieren verringern, da fir eine erfolgreiche Teilnahme
an der Kapazitatsausschreibung keine tiefgreifende Kenntnis des Marktes und der Wettbewer-
ber notwendig ist.

Neben strategischem Gebotsverhalten sind auch strategische Kraftwerksstilllegungen denkbar.
Die Besserstellung von neuen und modernisierten Anlagen durch hohere Gebotsgrenzen und
langfristigere Liefervertrage flihrt im ZKM dazu, dass es fiir Bestandsanlagen unter Umstanden
rentabel sein kann, friiher als volkswirtschaftlich sinnvoll stillgelegt zu werden.

| [ wettbewerbswirkungen

Technologieoffen, dadurch einfachere Einbindung von Flexibilitaten

e EOM technologieoffen, dadurch einfachere Einbindung von Flexibili-
taten

e Reserve aber mit moglicherweise wettbewerbseinschrankenden
Praqualifikationskriterien

EOM + Reserve

e Barriere fiir neue Technologien, dadurch Hemmung der Innovati-
onstatigkeit
e Bei Bestandsanlagen Anreiz zu strategischer Stilllegung

e Barriere fiir neue Technologien, dadurch Hemmung der Innovati-
onstatigkeit, aber geringer als bei zentralem KM

e BeigroRen Anlagen Anreiz fir strategische Gebote

e Grundsatzlich jedoch Wettbewerb vorhanden

Dezentraler KM

Betriebs-/ e Beschrankung auf spezifische Technologie
Investitionsbeihilfen e Geringe Flexibilitat

Tabelle 2: Wirkmechanismus Wettbewerb

3.1.3 Finanzierungsrisiko

Ein von Beflirwortern von Kapazitdtsmechanismen haufig stark betontes, auf institutionendko-
nomischen Uberlegungen beruhendes Argument liegt in den niedrigeren Finanzierungskosten
von staatlich abgesicherten Investitionen. Insbesondere der staatlich administrierte ZKM mit der
Moglichkeit von langfristigen Vertragen fir Neuinvestitionen konnte dazu beitragen, die Finan-
zierungskosten fir Investitionen in neue Kraftwerksleistung zu senken und somit auch das von
Verbrauchern aufzubringende Refinanzierungsvolumen zu begrenzen. Ahnliches gilt fiir die For-
derung durch Betriebs- oder Investitionsbeihilfen, welche die Finanzierungsunsicherheiten der
geforderten Kapazitaten gezielt reduziert.

! Eine typische Gebotsstrategie von Bietern mit mehreren Erzeugungseinheiten bei Ausschreibungen nach Einheitspreissystem ist
beispielsweise, kleinere Erzeugungseinheiten zu hohen Preisen anzubieten, um so die einheitliche Férdersumme in die Hohe zu
treiben und gleichzeitig groRere Einheiten zu geringen Preisen anzubieten, um die Férderung fir diese abzusichern.
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Der stark wettbewerblich getriebene EOM 2.0 hingegen birgt groRe Unsicherheiten, da die Re-
finanzierung abhangig von den im Markt auftretenden und nur bedingt prognostizierbaren
Preisspitzen ist. Dementsprechend ist fiir Investitionen im EOM 2.0 mit Risikoaufschlagen zu
rechnen. Der DKM ordnet sich diesbezliglich zwischen den beiden o. g. Extrempunkten ein. Die
Verpflichtung zur Absicherung der eigenen Spitzenlast durch Kapazitatszertifikate erhoht zwar
die Nachfrage nach Kapazitat, die typischerweise nur kurzfristigen Vertrage kénnen aber keine
langfristige Investitionssicherheit bieten und die Investoren z. B. nicht vor Risiken aus dem
Markteintritt von Wettbewerbern schiitzen. Im franzésischen DKM wurden deshalb zusatzliche
Garantiepreise fiir Zertifikate aus neuen Kapazitdten eingefiihrt, wobei die Garantieperiode im-
mer noch signifikant kiirzer ist als bei ZKM. Im Ergebnis dirften die Finanzierungskosten damit
zwar hoher als im ZKM, aber niedriger als im EOM sein. Ein recht ausgeglichenes Bild zeichnet
sich auch beim EOM + Reserve ab. Einerseits sind die marktlichen Finanzierungsrisiken gemalfd
dem EOM 2.0 im Vergleich zu den anderen KapM hoch, andererseits bietet das Reservesegment
den dort kontrahierten Kapazitaten eine zuverldssige Vergltung fiir die Dauer des Erbringungs-
zeitraums. Es ist auBerdem denkbar, dass das Uberfiihren von Bestandsanlagen in die Kapazi-
tatsreserve den Markteintritt neuer Kapazititen erleichtert (siehe 3.1.5).

| Finanaierungisken

Hohe Risikopramien

e Hohe Risikopramien fiir EOM

EOM + Reserve
e Unsicherheit bei Reserve gering

e Gering, da langfristige Vertrage fur Neueintritt / Modernisierung

e Tendenziell héher als bei zentralem KM, da kurzfristigere Vertrage
Dezentraler KM e FR: FUr neue Kapazitaten sollen Mehrjahresvertrage eingefiihrt wer-
den (CfD)

Betriebs-/
Investitionsbeihilfen

e Unsicherheit wird durch Férderung reduziert

Tabelle 3: Wirkmechanismus Finanzierungsrisiken

3.1.4 Demand-Side-Response (DSR) und andere Flexibilitdtsoptionen

Neben steuerbaren Erzeugungskapazitdten kdnnen auch (unkonventionelle) Flexibilititen wie
Speicher, dargebotsabhadngige erneuerbare Energien, Notstromaggregate sowie Lastverschie-
bung und Lastverzicht (nachfolgend zusammenfassend als Demand-Side-Response, DSR, be-
zeichnet) Beitrage zur Sicherstellung einer bedarfsgerechten Versorgung leisten. Unterschiedli-
che Untersuchungen (r2b energy consulting et al., 2014; BET, 2015) zeigen erhebliche und kos-
tenglnstige Potenziale fiir derartige Flexibilitdten auf. Insbesondere kénnen diese haufig in ver-
gleichsweise kurzen Zeitraumen erschlossen werden und haben deutlich niedrigere Investitions-
und ErschlieBungskosten als z. B. thermische Kraftwerke.
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Allerdings ist die Teilnahme fiir derartige Flexibilitaten an Kapazitatsmarkten mit einer struktu-
rierten Kapazitatsbeschaffung haufig nicht einfach moglich, da die Beitrage zur Versorgungssi-
cherheit weniger eindeutig zu bestimmen und nicht fiir lange Zeitraume garantiert sind (siehe
Tabelle 2). Deshalb ist, wie unter 3.1.2 bereits diskutiert, die Einbindung von Flexibilitaten in
Mechanismen ohne Praqualifikation wie dem EOM (mit oder ohne Reserve) am einfachsten
moglich. Wahrend Kapazitdatsmechanismen mit einer strukturierten Kapazitatsbeschaffung zu
einer Glattung der Marktpreise fiihren, wird die Aktivierung von Flexibilitdten in KapM ohne
Praqualifikation durch Preisspitzen auf dem Strommarkt beanreizt wird und es missen keine
langfristigen Verfligbarkeitszusagen erteilt werden.

Insbesondere zentrale Kapazitatsmarkte sind hingegen auf eine Praqualifikation der Teilnehmer
und die Zusage garantierter Verfligbarkeiten (auch im Bereich von Speichern und DSM) ange-
wiesen. Sie bevorzugen Uber ihre Praqualifikationsmechanismen daher haufig eher Kraftwerke
und erschweren damit die Teilnahme nachfrageseitiger Flexibilitaten. Selbst dort, wo spezielle
Segmente fiir sonstige Flexibilitaten ausgeschrieben werden, sind die Bedingungen haufig auf
einzelne Technologien zugeschnitten und decken nicht die Breite des Marktes ab bzw. beanrei-
zen nicht die ErschlieBung neuer, von den Praqualifikationskriterien nicht erfasster Optionen.
Daruber hinaus fiihrt die Segmentierung der Kapazitdtsangebote in konventionelle Erzeugungs-
leistung auf der einen und ,neuen” Technologien auf der anderen Seite dazu, dass die Zusam-
mensetzung des Kapazitatsmarktes regulatorisch gesteuert ist und entsprechenden Annahmen
unterliegt. Auch innerhalb des Segments ,neuer” Technologien werden eher diejenigen bevor-
zugt, welche dem Konzept der ,gesicherten Leistung” als Ausdruck der Versorgungssicherheit
ndaherkommen, also beispielsweise Lastverschiebemoglichkeiten durch redundante Auslegung
von Produktionsprozessen mit geringen Aktivierungskosten, dafiir aber hohen ErschlieRungs-
kosten. Uber die strukturierte Beschaffung von gesicherter Erzeugungskapazitat mit haufig ho-
hen Fixkosten, aber vergleichsweise niedrigen variablen Kosten, wird dariiber hinaus auch die
Wahrscheinlichkeit von Preisspitzen im Fahrplanenergiemarkt und damit die Moglichkeit der
Rentabilitdat von FlexibilitatserschlieBung aulRerhalb des Kapazitdtsmarktes verringert. Die Ge-
samtwirkung des ZKM fallt damit fiir verschiede Akteure sehr unterschiedlich aus und wird da-
her in Summe als neutral bewertet. Einerseits ist der Markteintritt von Flexibilitdten durch die
Praqualifikation haufig erschwert, andererseits bietet dieser Mechanismus aufgrund der hohen
Finanzierungssicherheit ein groRes Potenzial flr diejenigen Flexibilitdten, die es schaffen, sich
zu praqualifizieren.

Sehr eindeutig fallt hingegen die Bewertung gezielter Betriebs- bzw. Investitionsbeihilfen, wel-
che auf die Forderung sehr spezifischer Erzeugungstechnologien (wie KWK) abzielen und die In-
tegration von DSR naturgemal ausschlieRen. Besser gelingt die ErschlieBung von Flexibilitatsop-
tionen typischerweise in einem dezentralen Markt, wo sie auch zur Absenkung der individuellen
Spitzenlast und damit zur Verringerung des Bedarfs an Kapazitatszertifikaten der Betreiber ein-
gesetzt werden kénnen. Wenn eine Praqualifikation fir den Zertifikatehandel nicht moglich ist,
entstehen allerdings zumindest hohe Transaktionskosten, die eine effiziente Nutzung der Flexi-
bilitdten erschweren kdnnten.

Andererseits hdangt die Art der DSR-Technologien, die in das jeweilige Kapazitdtsmodell einge-
schlossen werden kdnnen, auch von der Finanzierungssicherheit eines Mechanismus ab (siehe
3.1.3). Technologien mit hohen ErschlieBungskosten, wie sie zum Beispiel beim Einbau von Spei-
chern oder bei ErschlieBung von Lastverschiebungspotenzialen, die haufig Speicher fir Zwi-
schen- oder Endprodukte bzw. eine redundante Auslegung von Produktionsstatten erfordern,
anfallen, lassen sich aufgrund der vergleichsweise guten Refinanzierbarkeit am einfachsten in

consentec



Gesamtkosten der sicheren Bedarfsdeckung

ZKM integrieren. Auch die Kapazitatsreserve bietet ausreichend Finanzierungssicherheit fiir sol-
che Technologien, wohingegen der EOM 2.0 bzw. das Marktsegment des EOM + Reserve und
der DKM durch das Ausnutzen von Preisspitzen eher Technologien wie Notstromaggregate mit
niedrigen ErschlieBungskosten, daflir aber vergleichsweise hohen Aktivierungskosten beglinsti-
gen (Tabelle 4).

e Teilnahme moglich
EOM + Reserve e In EOM-Segment Technologien mit niedrigen ErschlieBungs- und ho-

hen Aktivierungskosten, in Reserve umgekehrt

e Teilnahme abhangig von Ausgestaltung

e Finanzierung einfacher als in anderen Modellen = Technologien
mit hohen ErschlieBungs- und niedrigen Aktivierungskosten

e Bedarf muss separat festgestellt werden

[ |

e Teilnahme abhéangig von Ausgestaltung

e Technologien mit niedrigen ErschlieBungs- und hohen Aktivierungs-
kosten

e Bedarf ergibt sich aus Preis

Demand Side Response (DSR)

e Teilnahme maglich fiir Technologien mit niedrigen ErschlieBungs-
und hohen Aktivierungskosten
e Bedarf ergibt sich aus Preis

Dezentraler KM

Betriebs-/
Investitionsbeihilfen

Keine Teilnahme

Tabelle 4: Wirkmechanismus Demand-Side-Response (DSR)

3.1.5 Zu- oder Riickbau

Fiir das Erreichen eines anndahernd optimalen Versorgungssicherheitsniveaus ist unter Umstan-
den die Beanreizung von Kraftwerkszu- bzw. -riickbauten notwendig, welche dariber hinaus ge-
gebenenfalls zu einem effizienteren Kraftwerkspark mit niedrigeren Erzeugungskosten und ge-
ringeren Treibhausgasemissionen fiihren kann. Dabei gilt einerseits, dass KapM mit exogener
Vorgabe eines bestimmten Kapazitatsvolumens, also der ZKM und der DKM mit zentraler Leis-
tungsvorgabe, einen positiven Effekt auf Kraftwerksneubauten haben, da die Summe der beno-
tigten Leistungsvorhaltung hier in der Tendenz groRRer ist als bei marktlicher Bedarfsermittlung
und zudem, wie im vorigen Abschnitt ausgefiihrt, steuerbare Erzeugungsanlagen bessergestellt
werden als z. B. im EOM.

Andererseits hdngt die Frage, ob ein KapM in der Lage ist, Anreize fiir die Modernisierung des
Kraftwerksparks zu schaffen, mit dem jeweiligen Finanzierungsrisiko zusammen, die Bewertung
des Wirkmechanismus Zu- oder Riickbau dhnelt daher der Diskussion in 3.1.3 (siehe Tabelle 5).
Die relative Finanzierungssicherheit des ZKM sowie der Betriebs- und Investitionsbeihilfen be-
glinstigt eine Modernisierung des Kraftwerksparks, entweder durch finanzielle Anreize zum Bau
neuer Erzeugungseinheiten oder (im Falle der Investitionsbeihilfen in Form des Kohleersatzbo-
nus) zum Umbau von Bestandsanlagen. DKM sind auch in dieser Hinsicht etwas weniger positiv
zu bewerten, bedingt durch die geringere Finanzierungssicherheit im Vergleich z. B. zum ZKM.
Von den expliziten Kapazitaitsmechanismen bietet einzig der EOM + Reserve (in der deutschen
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Ausgestaltung) trotz geringer finanzieller Unsicherheiten im Reservesegment keinerlei spezifi-
schen Anreiz flir den Zubau von Kapazitdten, da nur aus dem Markt ausgeschiedene Bestands-
anlagen bzw. schon in der Reserve gebundene Anlagen sowie regelbare Lasten am Reserveseg-
ment teilnehmen kénnen. Die Moglichkeit des Wechsels in die Reserve kann allerdings den
Riickbau ineffizienter Technologien und den Abbau von Uberkapazititen beschleunigen. Dar-
Uber hinaus kdnnte argumentiert werden, dass eventuelle , Liicken”, welche in die Reserve liber-
tretende Kapazitdaten im Markt hinterlassen, bessere Eintrittschancen fiir Neuanlagen bieten.
Aller Wahrscheinlichkeit nach werden jedoch nur diejenigen Kapazitdten in die Reserve eintre-
ten, deren Teilnahme am Strommarkt ohnehin nicht mehr wirtschaftlich ware.

Bei der Anreizsetzung zur Modernisierung des Kraftwerksparks werden je nach Ausgestaltung
manche Technologien bessergestellt als andere. Wahrend Betriebsbeihilfen im Sinne einer KWK-
Forderung ausschlielRlich den Bau von KWK-Anlagen und Investitionsbeihilfen im Sinne des Koh-
leausstiegsbonus nur den Umbau bestehender Kohlekraftwerke beanreizen, ist eine solche Pri-
orisierung bestimmter Technologien auch im ZKM moglich, beispielsweise durch spezifische
Praqualifikationskriterien oder separate Ausschreibungsrunden.

u e Keine Anreize fiir Neuinvestitionen
EOM + Reserve e Keine Anreize fiir Neuinvestitionen
e Finanzierungssicherheit und Orientierung an Kapazitatsvolu-
men reizen Zubau an
e Je nach Ausgestaltung konnen bestimmte Technologien starker
angereizt werden
[ |

o (Relative) Finanzierungssicherheit und Orientierung an Kapazi-

Dezentraler KM . .
tatsvolumen reizen Zubau an

Betriebs-/
Investitionsbeihilfen

e Anreiz zum Neu- oder Umbau von Erzeugungsanlagen

Tabelle 5: Wirkmechanismus Zu- und Riickbau

3.1.6 Preisstabilitat

Ein Argument, welches haufig im Zusammenhang mit zentralen oder dezentralen Kapazitats-
markten hervorgebracht wird, ist eine Forderung der Preisstabilitat durch Einfiihrung dieser Me-
chanismen, wobei hiermit insbesondere ein geringeres Auftreten von Preisspitzen gemeint ist.
Hier ist zunachst zu diskutieren, inwiefern Preisstabilitdt unabhangig vom durchschnittlichen
Preisniveau einen Wert an sich darstellt. In der Realitat lassen sich im Strommarkt auftretende
Preisspitzen zwar durch alle vorgeschlagenen Kapazitatsmechanismen verringern (insbesondere
bei hoher Investitionssicherheit bzw. einer Bevorzugung von Kapazitaten mit hohen Fixkosten
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und vergleichsweise niedrigen variablen Kosten, wie beispielsweise im ZKM), eine gewisse Vola-
tilitat wird insbesondere durch die Zunahme an Erneuerbaren am Strommix jedoch auch in Zu-
kunft erhalten bleiben. Zudem werden effizient dimensionierte Kapazitdtsmechanismen Preis-
spitzen am Dispatchmarkt nicht vollig ausschlieen kénnen, ein Vermeiden von Preisspitzen
wire damit allenfalls durch eine ineffiziente Uberdimensionierung von Kapazititsmechanismen
zu erreichen.

Auch fiir das Kapazitdatssegment ldsst sich ein solcher Effekt in den bestehenden KM nicht nach-
weisen, wie die Betrachtung der Entwicklung empirischer Kapazitatspreise am Beispiel des bri-
tischen, polnischen und franzésischen Kapazitatsmarkts (siehe Anhang B) zeigt. Dementspre-
chend ist bezliglich der Preisstabilitat kein Mechanismus besonders positiv oder negativ zu be-
werten.

3.1.7 Regulierungsrisiko

Je starker ein Kapazitatsmechanismus reguliert ist, desto hoher ist auBerdem das Risiko von Re-
gulierungsfehlern (siehe Tabelle 6) und einer daraus resultierenden ineffizienten Ausgestaltung
des Mechanismus. Dagegen sind Mechanismen mit einer geringen Regulierungstiefe deutlich
weniger anfillig, da sie eine mehr oder weniger freie Optimierung des Marktes zulassen. Dem-
entsprechend sind diese Risiken im EOM 2.0 zumindest sehr gering. Dagegen weisen sowohl das
Reservesegment des Modells ,,EOM + Reserve” als auch der ZKM eine starke Regulierungstiefe
auf, denn die Bedarfsfestlegung sowie die Festlegung und Umsetzung von Sanktionen bei Nicht-
bereitstellung der versprochenen Kapazitdten liegen beim Regulierer. Insbesondere im ZKM,
welcher dariiber hinaus mit Unsicherheiten und Informationsasymmetrien behaftet ist, fiihrt
dies haufig zu Uberkapazitaten in Form eines Sicherheitsaufschlags auf den festgestellten Kapa-
zitdtsbedarf (entweder als bewusster Aufschlag oder z. B. durch eine unrealistische Kombination
von Worst-Case-Annahmen), welche die Kosten des KapM in die Héhe treiben.? Auch im DKM
legt der Regulierer Pénalen fest, die Kapazitatsmenge gibt er entweder vor (DKM mit zentraler
Bedarfsfestlegung) oder beeinflusst diese nur indirekt durch Festlegung des ,trigger price” (DKM
ohne zentrale Bedarfsfestlegung), im zweiten Fall wird der Bedarf also wettbewerblich ermittelt.
Die Regulierungstiefe und dementsprechend das Risiko von Regulierungsfehlern ist damit im
Schnitt etwas geringer als im ZKM. Betriebs- und Investitionsbeihilfen sind hier dahnlich einzu-
ordnen wie der ZKM: Der Bedarf ist regulatorisch vorgegeben, (iberdies werden nur bestimmte
Technologien geférdert, welche sehr spezifische Kriterien erfiillen miissen. Durch die Unabhan-
gigkeit von anderen Mechanismen ist ein Gegensteuern bei Fehlparametrierung nur durch er-
neute staatliche Eingriffe, nicht aber durch einen marktbasierten Ausgleich moglich.

Daneben bieten viele der betrachteten Marktdesigns den Akteuren erhebliche Anreize dafiir,
die Regulierungsentscheidungen zu ihren Gunsten zu beeinflussen, was die Gesamtkosten des
KapM in die HOhe treibt. Insbesondere bei Kapazitatsmarkten (also ZKM und DKM) sowie Beihil-
fen haben die Regulierungsentscheidungen einen erheblichen Einfluss auf Kosten und Erlse der
Marktakteure, da die beiden Marktsegmente (Kapazitdts- und Strommarkt) hier stark miteinan-
der verkniipft sind. Die Gefahr politischer Einflussnahme ist entsprechend groR, wobei auch hier
der DKM dank seiner geringeren Regulierungstiefe etwas besser abschneidet.

Im Gegensatz dazu hangt der EOM 2.0 weniger von regulatorischen Vorgaben als vielmehr von
den Kraften des Marktes ab und unterliegt damit keinem erwdhnenswerten Regulierungsrisiko.

2 Hier ist auch die Anreizsituation fur die bedarfsfestlegende Stelle, z. B. Regulierungsbehérde, zu beachten. Erweist sich der Kapa-
zitdtsmarkt ex-post als unterdimensioniert, diirfte sie mit harscher Kritik zu rechnen haben, wihrend eine Uberdimensionierung viel
schwieriger nachzuweisen und weniger kritikanfallig ist.
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Ein bewusster Aufbau von Uberkapazititen, wie er in KapM mit zentraler Bedarfsfestlegung ty-
pischerweise zu beobachten ist, ist hier nicht zu erwarten. Zwar kdénnten z. B. im Rahmen der
Beschaffung von Regelreserve Redundanzen beanreizt werden. Dieser Einfluss von Regelreserve
wirde aber durch die Einfiihrung eines ZKM nicht eliminiert und dirfte sich dartber hinaus —
auch aufgrund der Moglichkeit, Regelreserve aus diversen unkonventionellen Flexibilitatsoptio-
nen zu beschaffen — auf die Gesamtdimensionierung des Erzeugungssystems weniger stark aus-
wirken. Der EOM + Reserve ordnet sich dementsprechend zwischen EOM 2.0 und ZKM ein. Fir
das Reservesegment bestehen auch hier Regulierungsrisiken und die Gefahr politischer Einfluss-
nahme. Die Auswirkungen auf das Gesamtsystem sind jedoch begrenzt, da die Reserve im Ver-
haltnis zum Gesamtmarkt nur einen kleinen Teil der Erzeugungskapazitaten umfasst und Reser-
vesegment und Strommarkt beziglich ihrer Erlése und Kosten voneinander losgel6st sind.

| [ Regulierungsrisiko

Vernachlassigbar

e Stark reguliert (Bedarfsfestlegung, Sanktionen)
EOM + Reserve e Kaum Anreize fiir Einflussnahme, zudem nur fiir Reservesegment
relevant

e Stark reguliert (Bedarfsfestlegung, Sanktionen)
e Unsicherheiten, Informationsasymmetrie und erhebliche Anreize
fiir Einflussnahme

e Geringe Regulierung (Festlegung von Ponale und trigger price)
e Erhebliche Anreize fir Einflussnahme

Dezentraler KM

Betriebs-/ e Stark reguliert
Investitionsbeihilfen e Erhebliche Anreize fiir politische Einflussnahme

Tabelle 6: Wirkmechanismus Regulierungsrisiko

3.1.8 , Mitnahmeeffekte” bei Kapazitatszahlungen

In allen betrachteten Kapazitdtsmechanismen sind die erzielbaren Kapazitatszahlungen nicht
ausschlieBlich auf Kapazitaten beschrankt, die ansonsten nicht am Markt verfligbar waren. Ka-
pazitatsmechanismen bieten Kapazitiatsanbietern mit geringen Grenzkosten oder geschickter
Platzierung strategischer Gebote die Mdglichkeit, eine inframarginale Rente zu erzielen. Infra-
marginale Renten treten aber auch am Dispatchmarkt auf. Durch die tendenziell héheren Preise
sind sie in einem EOM-basierten Marktdesign héher als bei Vorliegen eines Kapazitatsmarktes
(vgl. Abbildung 1 und Abbildung 2)3. Deshalb kénnen sich auch dort ,,Mitnahmeeffekte” fiir die-

3 Die Merit Order des EOM 2.0 (Abbildung 1) zeigt, dass die Vorhaltung weiterer Kraftwerkskapazitaten nur dann rentabel ist, wenn
diese sich Giber sehr hohe Preisspitzen refinanzieren kénnen. Ein Kapazitatsmarkt bzw. Betriebs- oder Investitionsbeihilfen (Abbil-
dung 2) wirken dagegen wir eine Versicherung gegen hohe Preisspitzen: Sie erleichtern durch Kapazitatszahlungen die Refinanzie-
rung einer hoheren Gesamtkraftwerksleistung. Gleichzeitig geht die Aufbringung der Kapazitatszahlungen zulasten aller Verbrau-
cher, wahrend die Preisspitzen im EOM nur solche Verbraucher betreffen, welche zum Knappheitszeitpunkt Strom beziehen.
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jenigen Kapazitdten ergeben, die hohe Preise oder Preisspitzen nicht zur Refinanzierung beno-
tigen. Beim Vergleich ist allerdings zu beriicksichtigen, dass in einem EOM-Marktdesign auch die
mit einer Kapazitatsbereitstellung verbundene Risikoexposition deutlich hoher ist, hohe Rendi-
ten fir profitable Entscheidungen deshalb auch einen Unternehmerlohn und wichtigen Anreiz-
mechanismus darstellen.

Selten auftretende
maximale Residuallast

I

DSM mit geringen
ErschlieBungskosten aber
hohen Aktivierungskosten

KW (bieten zu
Grenzkosten)

)

Kosten (EUR/MWh)

Volumen (GW)
Abbildung 1: Merit Order im EOM 2.0. Quelle: 50Hertz Transmission GmbH.

Selten auftretende
maximale Resilduallast
1
1

1 | Zusétzliche Erzeugung /

+ DSM mit hohen
1 ErschlieBungskosten
i durch KapM

j

KW (bieten zu
Grenzkosten)

|

DSM mit geringen
Erschliefungskosten aber
hohen Aktivierungskosten

Kosten (EUR/MWh)

Volumen (GW)

Abbildung 2:  Merit Order mit Kapazitdtsmarkt bzw. Betriebs- und Investitionsbeihilfen.
Quelle: 50Hertz Transmission GmbH.

Die Kostenwirkung solcher Mitnahmeeffekte auf die Endverbraucher hangt stark davon ab, wie
viele Akteure auf den jeweiligen Marktsegmenten eine inframarginale Rente erzielen kénnen
und welche Mechanismen greifen, um Mitnahmeeffekte zu begrenzen. Dabei ist der zu erwar-
tende Umfang von Mitnahmeeffekten bei umfassenden Kapazitdtsmechanismen wie DKM und
ZKM, bei denen grundsatzlich alle im Markt operierenden Anlagen eine Chance auf Kapazitats-
zahlungen haben, hoher als bei einer Reserve, die gezielt Anlagen adressiert, die ansonsten nicht
am Markt operieren bzw. stillgelegt wiirden. Allerding konnen insbesondere in ZKM (wie z. B. in
UK angewandt) gezielte MaBnahmen zur Begrenzung von Mitnahmeeffekten wie z. B. Gebots-
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obergrenzen und Preisregeln fir Bestandsanlagen ergriffen werden. In DKM ist dies kaum um-
setzbar, da der Preis fir die dezentral gehandelten Kapazitatszertifikate nicht von der sie aus-
stellenden Anlage abhangt.

Gezielte Investitions- und Betriebsbeihilfen sind nicht frei von Mithahmeeffekten, in dieser Hin-

sicht jedoch etwas positiver als umfassende Kapazitatsmechanismen einzustufen, weil diese Bei-
e , Mitnahmeeffekte” anders einzuordnen als bei KM
| N e Fir Anlagen aulRerhalb der Reserve analog zum EOM
e Inframarginale Renten im Reservesegment denkbar
EOM + Reserve o Mitnahmeeffekte allerdings begrenzt, da Reserve im Verhaltnis zum

Gesamtmarkt klein und gezielt auf ansonsten nicht im Markt befind-
liche Anlagen ausgerichtet
Zahlung im Markt verblieben

hilfen nicht an alle Anlagen im Markt ausgezahlt werden und z. B. durch Ausschreibungsmecha-

e Ausnutzen von Preisspitzen am Dispatchmarkt

e Inframarginale Renten im Kapazitatsmarkt

e Kapazitatszahlungen auch an Anlagen, die auch ohne eine solche
Zahlung im Markt verblieben

e Aber Begrenzung der Mitnahmeeffekte durch spezielle Gebots- und
Preisregeln denkbar

e Keine einfache Moglichkeit der Begrenzung

nismen zur Feststellung der Hohe der Beihilfe Uberférderungen adressiert werden kénnen.
_ Mitnahmeeffekte bei Kapazitdtszahlungen
o Effekt auf Verbraucherpreise abhangig vom individuellen Verhalten
der Verbraucher zum Hochstlastzeitpunkt
e Inframarginale Renten im Kapazitdtsmarkt
Dezentraler KM e Kapazitatszahlungen auch an Anlagen, die auch ohne eine solche

e Uberférderung nicht ausgeschlossen

e Zahlungen aber nur an wenige Anbieter, daher begrenzte Mitnah-
meeffekte

e Abmilderung zudem z. B. durch wettbewerbliche Bestimmungen
von Férderhéhen denkbar

Betriebs-/
Investitionsbeihilfen

Tabelle 7: Wirkmechanismus ,,Mitnahmeeffekte” bei Kapazitétszahlungen

3.1.9 Wechselwirkung mit Ausland

Insbesondere im integrierten europdischen Stromhandel darf eine Abwagung der Kapazitdtsmo-
delle nicht losgeldst von Wechselwirkungen mit dem Ausland erfolgen. Als hauptsachliche Ein-
flussfaktoren gelten hier Angebots- und Nachfrageverschiebungen als Reaktion auf Kapazitats-
entwicklungen im Ausland sowie die Frage, ob auslandische Kapazitaten direkt am Kapazitats-
mechanismus teilnehmen kénnen.

Letzteres ist flir den EOM 2.0 am eindeutigsten zu beantworten, der bereits in den europaischen
Strommarkt integriert und damit fiir einen grenziiberschreitenden Austausch von Kapazitdten
offen ist. Dagegen stellen die Kapazitatsreserve sowie Betriebs- und Investitionsbeihilfen natio-
nale Forderinstrumente dar, die eine Teilnahme grenziiberschreitender Kapazitaten nicht zulas-
sen. Im Falle von Kapazitatsmarkten lasst sich diesbezlglich keine pauschale Aussage treffen, da
unterschiedliche Arten der Ausgestaltung denkbar sind. Wahrend beispielsweise im polnischen
ZKM die Teilnahme auslandischer Kapazitaten ausdriicklich gestattet ist, sieht der britische ZKM
ausschlieBlich die Teilnahme von Interkonnektoren vor. Auch im DKM ist die Moglichkeit zur
direkten Teilnahme grenziberschreitender Kapazitdten abhangig vom Kapazitatsmarktdesign.
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Aufgrund der Vorgaben der Strombinnenmarktverordnung ist zu erwarten, dass Kapazitats-
markte auf dem Gebiet der Europdischen Union in Zukunft fiir auslandische Teilnahme im Prin-
zip geoffnet werden missen, Details der Ausgestaltung und der resultierenden Wirkungen sind
jedoch noch offen.

Dabei fiihrt eine wettbewerbliche Einbindung auslandischer Kapazitdten tendenziell zu weniger
Verzerrungen in den Reaktionen von Angebot und Nachfrage, beispielsweise im EOM 2.0. Ins-
besondere durch die enge Verkniipfung der europaischen Strommarkte und die groBen Ahnlich-
keiten in Design und Marktregeln sind auch die Wechselwirkungen mit dem Ausland ahnlich
denen eines nationalen Wettbewerbs. Gleiches gilt fir den EOM + Reserve: Aufgrund der Tren-
nung von Markt und Reservesegment hat die Reserveleistung keine Riickwirkungen auf auslan-
dische Markte, die wiederum den nationalen Markt beeinflussen konnten. Im Gegensatz dazu
wirde sich im Zuge der Einfihrung eines ZKM oder DKM die im Inland verfligbare Leistung er-
héhen, was die Strompreise am GrofRhandelsmarkt driicken wiirde. Die Reaktionen aus dem
Ausland sind hier nur schwer vorhersehbar: einerseits konnte dadurch ein Anreiz zum Aufbau
auslandischer Kapazitdtsmarkte entstehen, andererseits wéare jedoch auch ein Trittbrett-
fahrerverhalten auslandischer Konsumenten bzw. der Abbau auslandischer Kapazitaten denk-
bar. Beides hatte Riickwirkungen auf die inlandischen GroRhandelspreise, welche jedoch stark
von den jeweiligen Reaktionen abhdngen. Ein Land wie Deutschland ohne umfassenden Kapazi-
tatsmechanismus wird zumindest teilweise von den Kapazitatsmechanismen in Nachbarlandern
profitieren und dadurch die Kosten der sicheren Bedarfsdeckung verringern konnen. Die Wech-
selwirkungen im Falle von Investitionsbeihilfen kdnnten im Grundsatz denen eines Kapazitats-
marktes dhneln, jedoch ist aufgrund der deutlich kleineren Dimensionierung unklar, ob solche
Wechselwirkungen tatsachlich spiirbar waren.

Die obige Diskussion macht deutlich, dass Wechselwirkungen mit dem Ausland sehr komplex
und vielschichtig sind. Eine normative Bewertung einzelner KapM ist in dieser Hinsicht nicht
ohne weiteres moglich und wird daher in der Ubersicht in Tabelle 8 nicht abgebildet.

_ Wechselwirkungen mit Ausland
|
EOM + Reserve e Keine xb-Teilnahme moglich
M e Abhangig von Regeln zur xb-Teilnahme
[ |

Dezentraler KM e Abhéngig von Regeln zur xb-Teilnahme

e Verringerter Finanzierungsbedarf durch xb-Teilnahme
e Automatische Reaktion auf Kapazitatsentwicklung im Ausland

Betriebs-/
Investitionsbeihilfen

e Keine xb-Teilnahme moglich

Tabelle 8: Wirkmechanismus Wechselwirkungen mit Ausland
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3.2 Auswertung fritherer Studien und Impact Assessments

Um zusatzliche empirische bzw. modellbasierte Erkenntnisse zu den Kosten der Gewahrleistung
von Versorgungssicherheit beriicksichtigen zu kénnen, werden nachfolgend Erfahrungen und
Studien zu den Gesamtkosten des fir eine sichere Bedarfsdeckung notwendigen Erzeugungs-
/Flexibilitdtsparks aus Deutschland, Frankreich und GroRbritannien miteinander verglichen. Das
deutsche und franzdsische System sind hierbei mit einem Nettostromverbrauch von 526 TWh
bzw. 446 TWh von dhnlicher GroRRe, GroRbritannien weist mit einem Nettostromverbrauch von
302 TWh ein etwas kleineres System auf. Wir gehen davon aus, dass, wie in Abschnitt 3.1 dar-
gelegt, in allen betrachteten Systemen im Zuge des Kapazitdtsmechanismus die Versorgungssi-
cherheit gewahrleistet werden kann. Im Folgenden nehmen wir daher einen reinen Vergleich
der in Studien ermittelten Kosteneffekte durch die Einflhrung eines Kapazitatsmechanismus
vor, Nutzen durch vermiedene Abschaltungen sind nicht Teil der Betrachtung.

Die Studie von Frontier Economics und Consentec (2014) betrachtet einen Zeithorizont von 25
Jahren*. Sie vergleicht u. a. die Gesamtsystemkosten® einer deutschen Kapazititsreserve sowie
eines in Deutschland eingefiihrten umfassenden, zentralen Kapazitatsmechanismus im Ver-
gleich zu den Systemkosten des EOM 2.0. Dabei unterscheidet die Studie zusatzlich zwischen
einem Referenzwert und einem erhdhten Wert fiir die Leistungsvorhaltung®. Die Abbildung der
daraus abgeleiteten annuititischen Systemmehrkosten’ (Abbildung 3) zeigt, dass gemaR der
Studie die Kapazitatsreserve im Grundsatz geringere Mehrkosten gegeniiber dem EOM aufweist
als der ZKM. Dies wird wesentlich von der Annahme getrieben, dass Kapazitatsmechanismen im
Verhiltnis zum EOM zu einem weniger effizienten Kapazitidtsmix bzw. zu Uberkapazititen fiih-
ren. Da bei der Kapazitatsreserve die Wirkung des Kapazitatsmechanismus deutlich begrenzter
ist als beim ZKM, fuihrt sie entsprechend zu geringeren Mehrkosten. Auch der Vergleich mit einer
erhéhten Leistungsvorhaltung (als Folge von Uberdimensionierung) wirkt sich beim ZKM starker
aus als bei der Reserve, weil hiervon der gesamte Markt betroffen ist. So fiihrt eine VergréRe-
rung der Reserve um 1-3 GW (das entspricht hier 25-60 %) zu einem Mehrkostenanstieg von gut
50 %, die Mehrkosten des ZKM werden durch eine Erhdhung der Leistungsvorhaltung um 14-
19 GW (19-32 %) beinahe verflinffacht.

4 Zieljahr 2039.

5> Dabei setzen sich die betrachteten Gesamtsystemkosten aus den Erzeugungskosten Deutschlands und angrenzender européischer
Lander, den Kosten fiir Investitionen in Deutschland und Osterreich sowie Kosten des Stromaustauschs innerhalb des européischen
Wirtschaftsraums (ohne Island, im Stidosten begrenzt durch Ungarn, Kroatien und Bosnien-Herzegowina) zusammen.

6 Hierbei belduft sich der Referenzwert auf 3 (5) GW flr die Reserve und 74 (60) GW fir den Kapazitatsmarkt in 2015 (2035). Die
hohere Leistungsvorhaltung liegt bei 4 (8) GW fiir die Reserve und 88 (79) GW fir den Kapazitatsmarkt in 2015 (2035).

7 Fir die Diskontierung der annuitdtischen Systemkosten unterstellen wir einen Kalkulationszinssatz von 5 %.
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Abbildung 3:  Annuitétische Systemkosten der Kapazitétsmechanismen im Vergleich zum
EOM 2.0 in Deutschland (Zieljahr: 2039); Quelle: eigene Darstellung auf Basis
von Frontier Economics und Consentec (2014)

Flr das Impact Assessment von r2b energy consulting et al. (2014) wird der klassische Energy-
Only-Markt als Referenz herangezogen, daneben werden die Kapazitatsreserve, der zentrale Ka-
pazitdtsmarkt (mit und ohne Einbeziehung von Demand-Side-Management) und der dezentrale
Kapazitatsmarkt (mit einer Pénale von 20.000 € bzw. 10.000 € im Falle von GlbermaRigem Strom-
bezug oder einer Unterdeckung des Angebots?) fiir Deutschland betrachtet (siehe Abbildung 4).
Die Zusatzkosten der Reserve sind nahezu identisch mit denen der Frontier-Studie, der ZKM ist
aufgrund seiner vergleichsweise groRen Dimensionierung auch hier deutlich teurer, insbeson-

8 Die Ponale kann sowohl auf der Nachfrageseite anfallen (wenn Verbraucher tber die von ihnen erworbenen Nachweise hinaus
Strom erwerben), als auch auf der Angebotsseite (wenn Anbieter zugesicherte Mengen nicht bereitstellen kénnen).
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dere wenn verbrauchsseitige Flexibilitaten (DSM) nicht in den Kapazitatsmarkt einbezogen wer-
den. Dagegen liegen die Kosten des DKM nur leicht oberhalb der Kosten der Reserve und sind
abhangig von der Hohe der erhobenen Pdnale.

600,00 1,05 €/MWh
W 500,00 0,89 €/MWh
S
= 400,00
£
N
[
g 300,00
Q
=
_g 200,00 0,35 €/MWh 0,39 €/MWh
o 0,28 €/MWh
g

100,00 I

EOM 2.0 + Zentraler Zentraler Dezentraler KM Dezentraler KM
Reserve umfassender KM umfassender KM mit P6nale mit Pénale
mit DSM ohne DSM 20.000€/MW 10.000€/MW

Abbildung 4:  Annuitétische Systemkosten der Kapazitdtsmechanismen im Vergleich zum EOM
2.0 in Deutschland (Zieljahr: 2030); Quelle: eigene Darstellung auf Basis von r2b
energy consulting et al. (2014)

RTE (2018) vergleicht fur Frankreich die Kosten eines EOM mit Preisdeckelung bei 3.000 €/MWh
(“EOM 3k”) mit den Kosten eines EOM mit Preisdeckelung bei 20.000 €/MWh (“EOM 20k”) und
einem Kapazitatsmarkt, dessen Energiepreise in der Ausgestaltung “EM 3k + CM 60k” (bzw. “EM
20k + CM 60k”) bei 3.000 €/MWh (bzw. 20.000 €/MWh) und dessen Kapazititspreise bei
60.000 €/MW/a gedeckelt sind. Die Preisobergrenze reflektiert dabei die soziookonomischen
Kosten eines Energieliberschusses bei Marktungleichgewicht. Es zeigt sich, dass je nach Preis-
obergrenze die Kosten des Kapazitatsmarktes sogar unterhalb der Kosten eines EOM mit der
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gleichen Preisobergrenze liegen kann. Auch hier ist also die Ausgestaltung des Mechanismus fir
die Kostenreihung entscheidend (siehe Abbildung 5).

€300,00 0,48 €/MWh; 0,46 €/MWh;
€250,00 €240,00
W €250,00
o
§ €200,00 0,19 €/MWh;
= €150,00 €100,00
qc) €100.00 Variable
E ' Produktionskosten
% €50,00
c B Fixkosten -
*q-'u': & e Mengeneffekt
(]
2 €(50,00) W Fixkosten - Risikoeffekt
€(100,00) (Marktungleichgewicht)
Energy-only-Markt mit KM mit Energiepreisen KM mit Energiepreisen
gedeckelten gedeckelt bei 3.000 gedeckelt bei 20.000
Energiepreisen bei €/MWh und €/MWh und
20.000 €/MWh Kapazitatspreisen Kapazitatspreisen
gedeckelt auf 60.000 gedeckelt bei 60.000
€/MW/Jahr €/MW/Jahr

Abbildung 5:  Annuitétische Systemkosten der Kapazitdtsmechanismen im Vergleich zum EOM
mit Energiepreisobergrenze von 3.000 €/MWh in Europa; Quelle: eigene Darstel-
lung auf Basis von RTE (2018)

SchlieBlich veranschlagt das Impact Assessment von Ofgem (2014) Zusatzkosten von 415 Mio.
GBP (entspricht 511,93 Mio. €) fiir den britischen Kapazitdtsmarkt gegentiber dem EOM (siehe
Abbildung 6). Damit liegen die Zusatzkosten bei einem Nettostromverbrauch von 304 MWh/Jahr
(siehe oben) bei 0,79 GBP/MWh (0,97 €/MWHh). Sie dhneln daher in der GroRenordnung den
Erkenntnissen der r2b-Studie. Die unterschiedlichen Schlussfolgerungen aus den Studien (Kapa-
zitdtsmarkt in GroRRbritannien vs. EOM + Reserve in Deutschland) sind dadurch begriindet, dass
in GroRbritannien die Gefahr von Versorgungssicherheitsproblemen bei Beibehaltung des EOM
ohne Kapazitatsmarkt gesehen wurde.

Kostenschadtzung des Kapazitats- Mio £2012 £ / MWh Nettostromver-
marktes ggii. EOM (2012 - 2030) brauch

Energy System Cost 264,00 0,50
Carbon Cost 85,00 0,16
Generation Cost 108,00 0,21
Capital Cost -218,00 -0,41
System Cost 535,00 1,02
Interconnection cost -248,00 -0,47

Institutional costs 41,00 0,08

Administrative costs 112,00 0,21

| summe | 415,00
Abbildung 6:  Kostenschdtzung des Kapazitdtsmarktes ggii. EOM (2012 — 2030) in Grofbritan-
nien; Quelle: eigene Darstellung auf Basis von Ofgem (2014)

Ein Vergleich der vorhandenen Studien ist durch deren unterschiedlichen Fokus schwierig. Ei-
nerseits gehen sie von unterschiedlichen Referenzpunkten und Annahmen aus, andererseits
streben sie teilweise unterschiedliche Zielszenarien an. Allen Studien ist jedoch gemein, dass die
Gesamtkosten eines Kapazitdtsmechanismus (also die Zusatzkosten im Vergleich zum Fall ohne
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Kapazitatsmechanismus) fir mit DE zumindest grob vergleichbare Systeme bei unter
1 Mrd. €/Jahr liegen. Dies gilt zunachst fur alle betrachteten Typen von Kapazitdtsmechanismen,
im Falle umfassender Kapazititsmechanismen ist der Effekt einer Uberdimensionierung jedoch
starker als im Falle eines fokussierten Kapazitdatsmarktes oder einer Kapazitdtsreserve.

3.3 Modellhafte Kostenabschatzung fiir Deutschland

Die Bewertung der Kostenwirkung einzelner Kapazitatsmechanismen ist abhangig von den un-
terstellten Auswirkungen auf die notwendige Verzinsung sowie den zu treffenden Annahmen zu
regulatorischen Ineffizienzen zentraler Kapazitatsfestlegung. Die hieraus abgeleiteten Konse-
quenzen fiir Technologiewahl haben ihrerseits wiederum eine Auswirkung auf die Kosten. Zu
keinem dieser Punkte liegen ausreichend empirische Erkenntnisse vor, gleichzeitig kdnnen sie
die Wahl des praferierten Kapazitatsmodells sowie die Kostenunterschiede zwischen verschie-
denen Modellen stark beeinflussen.

Um dies zu verdeutlichen, sind im Folgenden drei beispielhafte Rechnungen fiir ein Stromver-
sorgungssystem, das sich grob am deutschen System orientiert, unter Variation der Annahmen
oben genannter Punkte dargestellt. Dabei vergleichen wir jeweils die folgenden Kapazitatsmo-
delle:

e EOM ohne Reserve
e EOM mit einer Reserve in Hohe von 2 GW

e Zentraler Kapazitatsmarkt (ZKM), bei dem von einer risikoaversen Parametrierung mit
einer Uberdimensionierung von 5 GW ausgegangen wird

e EOM, bei dem ein Teil der notwendigen Kapazitdt durch Lastflexibilitdt in Hohe von
5 GW bzw. 10 GW? ersetzt wird

Dariiber hinaus ware auch die Untersuchung des Einflusses von Lastflexibilitdt in anderen KapM
denkbar. Auf Basis der Diskussion in 3.1.4 nehmen wir diese nicht vor, da wir eine umfangreiche
Teilnahme von DSM am ZKM oder der Kapazitatsreserve fiir schwierig halten. Die dennoch teil-
nehmenden Lastflexibilitdtsoptionen werden sich hauptsachlich auf solche mit hohen Erschlie-
Bungskosten beschranken, wodurch die Kostenunterschiede zwischen Lastflexibilitdt und ande-
ren Kapazitaten deutlich geringer ausfallen wiirden als im Beispiel ,,EOM + Lastflexibilitat“. Der
Effekt, der durch Einbindung der Lastflexibilitat gegeniliber den Beispielen ,,EOM + Reserve” und
»ZKM“ abzulesen ware, wiirde eine grofRere Genauigkeit suggerieren, als sich diese auf Basis
dieser stark annahmengetriebenen Szenarien abbilden lasst.

In allen Rechnungen gehen wir von einer bereitzustellenden Kapazitat aus steuerbarer Erzeu-
gungsleistung (oder Lastflexibilitdt) von 60 GW aus, welche — aulRer im Fall der expliziten Nut-
zung von Lastflexibilitdt — in Form von Gasturbinen bereitgestellt wird. Fir die Kostenrechnung
wird eine Nutzungsdauer von 20 Jahren veranschlagt. Fiir die Investitionskosten von Gasturbi-
nen nehmen wir 400 €/kW an (r2b energy consulting et al., 2019), die Investitions- bzw. Erschlie-
RBungskosten der Lastflexibilitdt sind mit 100 €/kW veranschlagt. Weiterhin gehen wir von einem
WACC zwischen 6 % und 10 % aus, wobei die Spanne Schatzungen von Branchenexperten zu den
Finanzierungskosten reflektiert. Die modellhaften Kosten einer im Kapazitadtsmarkt abgesicher-
ten Leistungsvorhaltung werden mit einem niedrigeren WACC berechnet als fir die Leistung, die

° Hierbei wird angenommen, dass 5 bzw. 10 GW Leistung einer im Vergleich zur Gasturbine ginstigeren Technologie zur Verfligung
stehen.
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sich am EOM refinanzieren muss, bzw. die Lastflexibilitat, fir welche jeweils 10 % WACC veran-
schlagt werden.

In Beispiel 1 gehen wir zunachst von einem anwendbaren Zinssatz (WACC) in Hohe von 8 % fiir
im Kapazitatsmarkt abgesicherte Leistung aus, die Lastflexibilitdt im Modell ,,EOM + Lastflexibi-
litat” ist auf 10 GW dimensioniert. Die daraus resultierenden annuitatischen Kapitalkosten der
gesamten Flexibilitaten sind in Abbildung 7 dargestellt. In diesem Beispiel liegen die Kosten des
EOM als teuerstem Modell mit 2,8 Mrd. € etwa 350 Mio. € lber denen des kostenglinstigsten
Modells ,,EOM + Lastflexibilitat”. Die Modelle ,EOM + Reserve” und ,ZKM“ liegen mit 2,7 bzw.
2,6 Mrd. € jeweils zwischen den zuvor genannten Modellen.
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EOM + Reserve ZKM (+ 5GW) EOM +
(2Gw) Lastflexibilitat

Abbildung 7: Beispiel 1 - WACC KapM = 8 %, Leistung Lastflexibilitdt = 10 GW

Beispiel 2 unterscheidet sich von Beispiel 1 ausschlieflich in der Hohe der angenommenen Last-
flexibilitat im Modell ,EOM + Lastflexibilitat”, die nun auf 5 GW (bei entsprechender Anhebung
der im EOM vorzuhaltenden Kraftwerksleistung) reduziert ist. Entsprechend bleiben die Kosten
aller anderen Kapazitatsmechanismen konstant, wohingegen sich das Modell ,,EOM + Lastflexi-
bilitat” um knapp 0,2 Mrd. € verteuert und damit etwa die gleichen Kosten wie der ZKM aufweist
(siehe Abbildung 8). Dieser Effekt ist durch die Dimensionierung der Lastflexibilitat zu erklaren,
welche im Vergleich zu der Leistung im Markt weniger kostenintensiv ist.
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Abbildung 8: Beispiel 2 - WACC KapM = 8%, Leistung Lastflexibilitéit =5 GW

In Beispiel 3 reduziert sich der angenommene Kapazitatsmarktzins auf 6 %, die weiteren Annah-
men entsprechen denen in Beispiel 2. Die geringere Risikopramie flihrt zu einer Kostenreduktion
des ZKM um knapp 0,4 Mrd. € auf etwa 2,2 Mrd. € (siehe Abbildung 9).

3,000
g
<
©
~ 2,500
I
-
w
S 2,000
e
0
'5 1,500

1,000

0,500

EOM + Reserve ZKM (+ 5GW) EOM +
(2GW) Lastflexibilitat

Abbildung 9: Beispiel 3 - WACC KapM = 6 %, Leistung Lastflexibilitit =5 GW

Auch diese stilisierte modellhafte Abschatzung lasst erkennen, dass die zu erwartenden Unter-
schiede in den Gesamtsystemkosten in unterschiedlichen Marktdesigns begrenzt sind.

Die Unterschiede in der Gesamtkostenwirkung der einzelnen Kapazitdtsmodelle liegt in dieser
beispielhaften Analyse bei maximal 500 Mio. € pro Jahr fiir ein System, das groRenmaRig mit
dem deutschen Stromversorgungssystem vergleichbar ist. Sie ist damit sehr begrenzt im Ver-
gleich zu den Auswirkungen anderer energiepolitischer Instrumente. Insbesondere ist erkenn-
bar, dass die bei Einflihrung eines Kapazitdtsmechanismus denkbaren Effekte wie das Risiko ei-
ner ineffizienten Systemdimensionierung einerseits und Reduktion von Finanzierungskosten an-
dererseits nicht nur gegenldufig wirken, sondern auch betragsmaRig dhnliche Wirkungen haben
koénnen. Insofern kann aus den o. g. Betrachtungen keine eindeutige Schlussfolgerung gezogen
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werden, welches Marktdesign die letztendlich von Endverbrauchern zu tragenden Kosten fiir die
Gewadbhrleistung von Versorgungssicherheit minimiert.
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4 Aufbringungsmechanismen und Verteilungswirkungen

Besonders relevant fir die Wirkung auf die Endverbraucher-Preise sind neben den Gesamtkos-
ten eines Marktdesigns die fir die Refinanzierung der sicheren Bedarfsdeckung genutzten Auf-
bringungsmechanismen (AM). Diese bestimmen u. a., welche Kosten tGberhaupt von Stromver-
brauchern zu tragen sind und beeinflussen zumindest teilweise die zu erwartenden Vertei-
lungswirkungen, weil je nach gewdhltem Mechanismus Umverteilungen nicht oder im Gegen-
teil sehr gezielt moglich sind.

Dabei treten Aufbringungsmechanismen vielfach nicht exklusiv auf, sondern werden kombi-
niert, um das insgesamt notwendige Refinanzierungsvolumen zu erreichen. Nachfolgend ge-
ben wir einen Uberblick iiber einzelne besonders wichtige Aufbringungsmechanismen und de-
ren Wechselwirkungen mit den verschiedenen Kapazitatsmechanismen (4.1). AnschlieRend
diskutieren wir die Eigenschaften der verschiedenen Aufbringungsmechanismen anhand eines
in 4.2 erlauterten Bewertungsschemas.

4.1 Interdependenzen zwischen Kapazitatsmodell und Aufbringungsmecha-
nismus

Nicht alle Aufbringungsmechanismen eignen sich fir die Finanzierung aller Arten von Kapazi-
tatsmechanismen, insbesondere wenn die Kosten des Kapazitatsmechanismus und die Erlose
des Aufbringungsmechanismus an unterschiedlicher Stelle anfallen. Im Folgenden diskutieren
wir daher zunachst, welche Kombinationen aus Aufbringungs- und Kapazitatsmechanismus
moglich und sinnvoll sind (Tabelle 9).

Ein fur alle Stromverbraucher relevanter Aufbringungsmechanismus ist der Grofshandelsstrom-
preis an Dispatchmarkten. Uber Preisspitzen im Strommarkt kénnen bei allen Kapazitdtsmecha-
nismen Erlése erwirtschaftet und als Bestandteil der Aufbringung verwendet werden. Dabei
werden sich unterschiedliche Kapazitatsmechanismen sowohl hinsichtlich des Preisniveaus und
der Preisvolatilitat unterscheiden als auch hinsichtlich des Anteils der Gesamtkosten der siche-
ren Bedarfsdeckung, der tiber GroRhandelspreise refinanziert wird. So miissen sich nur im EOM
2.0 die Kosten der sicheren Bedarfsdeckung vollstandig Giber den GroRhandelspreis refinanzie-
ren. Die in Kapazitdtsmechanismen angebotenen Kapazitaten kdnnen zwar (abgesehen von den
in der deutschen Kapazitatsreserve gebundenen Erzeugungsanlagen) ebenfalls Erlose auf dem
Strommarkt erwirtschaften und diese zur Refinanzierung nutzen. Es ist aber nicht davon auszu-
gehen, dass die dort erzielbaren Erlose fiir die Vorhaltung von Kapazitdten entscheidungsrele-
vant sind, da zur Refinanzierung fehlende Erlosbeitrage tber den Kapazitatsmarkt eingenom-
men werden kénnen. Allerdings konnen die Erlése aus GroRhandelsstrompreisen die Anlagen-
auslegung beeinflussen. So wird auch in zentral gesteuerten Kapazitatsmarkten der Kapazitats-
preis in der Regel maximal die Fixkosten von Spitzenlasterzeugungsanlagen decken. Anlagen mit
hoheren Fixkosten (wie GuD-Kraftwerke) mussten einen Teil ihrer Fixkosten aus der am GroR-
handelsmarkt erzielbaren inframarginalen Rente refinanzieren.

Gleiches gilt fur die Refinanzierung tiber das Ausgleichsenergiepreissystem, welches fiir die meis-
ten KapM ebenfalls nur eine Teilfinanzierung der Kosten der sicheren Bedarfsdeckung ermog-
licht. Dabei geht es beim Ausgleichsenergiepreis allerdings weniger um einen gezielten Finan-
zierungsmechanismus als um die P6nalisierung von systemgefdhrdendem Verhalten. Eine sol-
che Idee liegt z. B. der Definition eines Mindestausgleichsenergiepreises bei einem Abruf der
Kapazitatsreserve gemall KapResVO zugrunde. Dadurch von den Bilanzkreisverantwortlichen
eingenommene, die tatsachlichen Abrufkosten (bersteigenden Ausgleichsenergiezahlungen
kénnen zur Gegenfinanzierung von MaBnahmen zur sicheren Bedarfsdeckung genutzt werden.
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Auch dieser Aufbringungsmechanismus ist nur im EOM 2.0 fiir die Refinanzierungskosten ent-
scheidungsrelevant. Die Aufbringung Gber den AEP l3sst in allen Mechanismen nur eine Teilfi-
nanzierung zu, da dessen Erlose schwer abschatzbar sind und sich nicht zielgenau mit dem fir
den KapM bendtigten Finanzierungsvolumen decken werden.

Ein weiterer Aufbringungsmechanismus ware eine — teilweise — Aufbringung des notwendigen
Finanzierungsvolumens fiir eine sichere Bedarfsdeckung lber Steuermittel. Selbstverstandlich
wirde das eine genehmigungspflichtige staatliche Beihilfe darstellen, die EU-Kommission hat
aber in der Vergangenheit auch nicht steuerfinanzierte Kapazitdtsmechanismen als Beihilfe ein-
gestuft. Eine Steuerfinanzierung ware insofern besonders, als sie das Volumen der von Strom-
verbrauchern zu tragenden Kosten verringern wiirde und stattdessen das (natirlich teilweise
identische) Kollektiv der Steuerzahler inkl. aller dort bestehenden Verteilungswirkungen belas-
ten wirde. Die Aufbringung lGber Steuermittel ermoglicht keine selbststandige Refinanzierung
der angebotenen Kapazitaten und setzt damit voraus, dass deren Bereitstellung vonseiten des
als Nachfrager auftretenden Regulierers verglitet wird. Folglich kdnnen Steuermittel nur zur Re-
finanzierung von KapM mit zentraler Verpflichtung eingesetzt werden.

Betriebs-/In-
Reservel® vestitionsbei-
hilfen

GroBhandelss-

trompreis M () () () ()
Steuermittel |Zl [Z[ [Z[
Netztarife M ] 4|
Umlage auf
Leistungs- |Zl M M
spitze
Arbeitsba-

X X
sierte Umlage M M A
Dynamische

X X
Umlage M M M
Pauschale

X X
Umlage M M M
Ausgleichs-
energiepreis- | () () () ()
system
Handel von
Vs-Zertifika- M
ten

10 Hier wird nur das Reservesegment des EOM + Reserve diskutiert. Die Refinanzierungsméglichkeiten fiir das Strommarktsegment
werden unter ,EOM 2.0 separat diskutiert.

1 Hier ist der DKM ohne zentrale Verpflichtung gemeint. Die Anwendung von Aufbringungsmechanismen fiir den DKM mit zentraler
Verpflichtung ist analog zu der des ZKM.
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Tabelle 9: Interdependenzen zwischen Aufbringungs- und Kapazitdtsmechanismen

Denkbar und z. B. bei der Kapazitatsreserve bereits praktiziert ist dariiber hinaus eine Einbezie-
hung von Kosten der sicheren Bedarfsdeckung in die allgemeinen Netzkosten, vermutlich vor-
zugsweise auf der Ubertragungsebene aufgrund der dort verorteten Systemverantwortung.
Damit waren in gewisser Weise Verteilungswirkungen (z. B. hinsichtlich Kundengruppen und
Tarifstrukturen wie Leistungs- und Arbeitspreisen) vorgepragt, zumindest wenn man davon
ausgeht, dass die Struktur der Netzentgelte nicht mit Blick auf die hier diskutierte Refinanzie-
rungsaufgabe vollstandig verandert wird. Auch hier ist eine Verglitung tiber den Regulierer
bzw. die Ubertragungsnetzbetreiber und damit die Bereitstellung gesicherter Leistung auf Ba-
sis eines KapM mit zentraler Bedarfsfestlegung notwendig. Die Refinanzierung der sicheren Be-
darfsdeckung in EOM 2.0 und DKM ohne zentrale Verpflichtung kann nicht Gber die allgemei-
nen Netzkosten erfolgen.

Schlielilich ist eine Finanzierung lber eine separate Umlage denkbar, die dhnlich der EEG-Um-
lage ein bestimmtes Refinanzierungsvolumen abdecken muss und von den Stromverbrauchern
erhoben wird, wobei die Freiheitsgrade bei der Gestaltung (Wer muss zahlen? Was sind Bemes-
sungsgrofRen?) bei einer separaten Umlage tendenziell héher sind als z. B. bei einer Einbezie-
hung in die Netzentgelte. Diese Studie untersucht vier mogliche Formen der Ausgestaltung. Zu-
nachst betrachten wir die Aufbringung der Kosten des KapM Uber eine arbeitsbasierte Umlage,
welche einen Aufschlag je MWh Strombezug erhebt, wodurch insbesondere Verbraucher mit
hohen Vollbenutzungsstunden fiir die Refinanzierung herangezogen werden. Dagegen wirkt
eine Umlage auf die Leistungsspitze tiberproportional auf Verbraucher mit niedrigen Vollbenut-
zungsstunden. Bessere Anreizwirkungen lieRen sich durch eine dynamische Umlage erzielen, die
sich z. B. an der Residuallast oder den Strompreisen orientiert. Eine vierte Option ware die Auf-
bringung Uber eine netzebenen- und netzanschlussbezogene pauschale Umlage, welche ebenso
wie die Umlage auf die Leistungsspitze stark zulasten kleiner Verbraucher gehen und daher aus
politischer Sicht schwer umsetzbar sein diirfte. Jede dieser Umlagen ist analog zu der Aufbrin-
gung Uber die Netzentgelte nur fiir KapM mit zentraler Verpflichtung moglich.

Eine Besonderheit dezentraler Kapazitatsmarkte ist dartiber hinaus die Erzielung von Einnahmen
aus dem Verkauf von Zertifikaten fiir die Bereitstellung gesicherter Leistung. Diese Zertifikate
mussen von Vertrieben und/oder Bilanzkreisverantwortlichen erworben werden, wobei flexible
Lasten eine Optimierung zwischen Kauf eines Zertifikates und Nutzung der vorhandenen Last-
flexibilitat durchfiihren kdnnen. Die Erl6se aus dem Handel mit Versorgungssicherheitszertifika-
ten konnen wiederum fir die Refinanzierung der gesicherten Leistung im DKM aufgewendet
werden. Fir Kapazitdtsmechanismen mit zentraler Kapazitdtsbeschaffung (also ZKM, Beihilfen
und Kapazitatsreserve) sind sie hingegen nicht relevant, da Angebot und Nachfrage zentral ko-
ordiniert und die gesicherte Leistung durch den Regulierer vergiitet werden. Auf dem EOM 2.0
ist die gesicherte Leistung Teil des marktlichen Angebots, der Handel von Versorgungssicher-
heitszertifikaten wiirde die Schaffung eines Kapazitatsmarktes voraussetzen.

4.2 Schematische Bewertung von Aufbringungsmechanismen

Die Wahl des Aufbringungsmechanismus kann die Wirksamkeit des verwendeten Kapazitatsme-
chanismus sowie die Entwicklung des Gesamtstromsystems zusatzlich beeinflussen. Darliber
hinaus ergeben sich abhangig von den verschiedenen Aufbringungsmechanismen unterschied-
liche Moglichkeiten, die Belastung von Endverbrauchergruppen zu steuern. Die betrachteten
Aufbringungsmechanismen werden daher anhand der nachfolgend vorgestellten Kriterien be-
wertet. Eine Ubersicht zur Bewertung der verschiedenen Aufbringungsmechanismen befindet
sich in Anhang B.
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Bewertungskriterien

Bei idealer Ausgestaltung kann ein Aufbringungsmechanismus das durch den Kapazitatsmecha-
nismus verfolgte Ziel der Versorgungssicherheit/Bedarfsdeckung zusatzlich unterstltzen. Einer-
seits kann durch die Belastung von Verbrauchern mit hoher Kapazitdtsabnahme zum Zeitpunkt
der systemweiten Hochstlast ein Anreiz zur Verringerung des Kapazitatsbedarfs geschaffen wer-
den, andererseits sind Anreize zur Erhéhung der Kraftwerksverfligbarkeit zum Knappheitszeit-
punkt denkbar.

Gleichzeitig sollte ein Aufbringungsmechanismus die angestrebte dynamische Entwicklung des
Stromsystems nicht negativ beeinflussen. Vielmehr sollte er Anreize fir eine effiziente Transfor-
mation des Stromsystems und das Erreichen der politischen Ziele (insbesondere der Dekarboni-
sierung) schaffen oder diesen zumindest nicht entgegenstehen. Aufbringungsmechanismen, die
Anreize zur Flexibilisierung des Stromsystems setzen, sind beziglich des Kriteriums Entwicklung
z. B. positiv zu bewerten, wahrend solche, die durch eine GbermaRige Pénalisierung des Strom-
bezugs gegeniiber dem sonstigen Energieverbrauch die Sektorkopplung erschweren, eher nega-
tiv bewertet wiirden.

Weiterhin ist die Fairness der Aufbringungsmechanismen hinsichtlich der Refinanzierung gemaf
dem Verursacherprinzip zu beurteilen. Fairness ist dabei nicht eindeutig zu definieren, spielt
gleichzeitig aber auch als weiches Kriterium fir die politische Beurteilung von Marktdesigns er-
fahrungsgemal’ eine erhebliche Rolle. Als fair werden hier solche AM angesehen, in denen Ver-
braucher mit besonders hohen Versorgungssicherheitsanforderungen durch grofle Stromab-
nahmen zum Hochstlastzeitpunkt die finanzielle Hauptlast des Kapazitatsmechanismus tragen.

Eine ibermaRige Belastung sozial schwacher Verbraucher ist dabei moéglichst zu vermeiden. Fir
eine soziale Ausgewogenheit des AM muss es diesen Verbrauchern mindestens moglich sein,
eine starke Belastung durch den KapM zu vermeiden, indem sie ihr Verbrauchsverhalten ent-
sprechend anpassen.

Auch die Moglichkeit einer Entlastung anderer sensibler Gruppen, wie zum Beispiel der Indust-
rie, kann fir die Wahl des AM herangezogen werden, wobei eine solche Steuerung der Vertei-
lungswirkungen keinen Wert an sich darstellt, sondern vor dem Hintergrund der subjektiven
Praferenzen von Entscheidungstrdagern zu bewerten ist. So kdnnte einerseits eine hohe Belas-
tung derart sensibler Gruppen eine Benachteiligung des Industrie- und Wirtschaftsstandortes
gegeniber dem Ausland nach sich ziehen und wird deshalb haufig als Nachteil angesehen. An-
dererseits steht eine gezielte Entlastung einzelner Gruppen in vielen Fallen im Widerspruch zur
Fairness eines AM.

Insbesondere bezliglich der Gesamtkosten des KapM ist es von Vorteil, wenn die Ein- und Durch-
fliihrung des jeweiligen AM eine moglichst geringe Komplexitdt aufweist, beispielsweise weil auf
bereits vorhandene Strukturen zurlickgegriffen werden kann. Dagegen sind Mechanismen, wel-
che eine umfangreiche Konsultation von Stakeholdern oder die Diskussion komplizierter Design-
fragen nach sich ziehen als komplex zu bewerten und damit vergleichsweise kostenintensiver.

4.2.1 GrofRhandelsstrompreise

Die Hohe des StromgrofRhandelspreises ist durch die Hoéhe der abgerufenen Leistung bedingt.
Die sich daraus ergebenden Preisspitzen zu Hochstlastzeitpunkten schaffen auf der Nachfra-
geseite einen Anreiz zur Verringerung des Kapazitatsbedarfs in den jeweiligen Stunden. Gleich-
zeitig kdnnen die in den Spitzenlastzeiten erwirtschafteten Erlose fiir die Refinanzierung der zu
diesem Zeitpunkt abgerufenen Kapazitdaten aufgewendet werden.
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Die Entwicklung des Stromsystems wird durch diesen Aufbringungsmechanismus nicht negativ
beeinflusst, vielmehr erleichtert der Anreiz zur Verringerung des Kapazitatsbedarfs zum Hochst-
lastzeitpunkt die ErschlieBung von Lastflexibilitat. Auch die Anreizwirkung des CO2-Preises, der
sich direkt auf den GrofRhandelspreis auswirkt, bleibt erhalten.

Hohe Preise fallen in diesem AM nur bei den Verbrauchern an, von denen auch zu Knappheits-
zeitpunkten (unter der Voraussetzung grundsatzlich zeitvariabler Tarife) Energie bezogen wird.
Allerdings werden auch Verbraucher, die ihren Bedarf komplett auBerhalb der organisierten
Markte decken, in ihren Strombezugskosten von den Marktpreisen der GroShandelsmarkte be-
einflusst, weil das Agieren an diesen Markten fir alle Kdufer und Verkaufer eine besonders re-
levante Opportunitat darstellt. Insgesamt dirfte die Fairness dieses AM aber als sehr gut emp-
funden werden.

Bei einer Aufbringung liber den GroRBhandelsstrompreis werden die Kosten entsprechend ihres
Energiebezugs auf alle Verbraucher verteilt. Solche Belastungen (iber den Arbeitspreisanteil
werden typischerweise als sozial gerecht empfunden, da sie abhangig vom tatsachlichen Ver-
brauch sind. Kleinverbraucher haben in der Regel langfristige Vertrage mit ihrem jeweiligen Ver-
sorger und sind daher gegeniiber Preisschwankungen nur maRig exponiert. Eine gezielte Entlas-
tung einzelner Verbrauchergruppen, wie der Industrie, ist dagegen nicht moglich.

Die Erwirtschaftung von Erlésen und Aufwendung zur Refinanzierung errichteter Kraftwerksleis-
tung ist dem Strommarkt inharent und bedarf folglich nicht der Ausgestaltung und Einfiihrung
eines neuen Mechanismus.

[

e Anreiz zur Reduktion des Kapazitatsbedarfs
e Erl6se aus Preisspitzen zur Refinanzierung abgerufener Kapazita-
ten aufwendbar

Versorgungssicher-
heit/Bedarfsdeckung

Dynamische Entwick- e Erleichterte ErschlieBung von Flexibilitaten
lung e Anreizwirkung des CO2-Preises bleibt erhalten

e Geknlipft an Energiebezug zu Knappheitszeitpunkten
e Allerdings auch Beeinflussung der Strombezugskosten von Ver-
brauchern auBerhalb der organisierten Markte

e Kostenverteilung anhand Energiebezug
e Kleine Verbraucher durch Langfristvertrage gegen Preisschwan-
kungen abgesichert

Soziale Ausgewogen-
heit

Steuerung der Vertei-

. e Nicht moglich
lungswirkungen

Komplexitat e Vorhandener Mechanismus

Tabelle 10: Aufbringung (ber Grofshandelsstrompreis

4.2.2 Steuermittel

Die Aufbringung tGber Steuermittel ist abhangig von der jeweiligen Bemessungsgrundlage, hat
aber in keinem Fall einen unmittelbaren Bezug zur Stromabnahme in Knappheitssituationen
oder zur Kraftwerksverfiigbarkeit zum Hochstlastzeitpunkt. Sie ist daher nicht in der Lage, ge-
zielte Versorgungssicherheitsanreize zu setzen.
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Abhangig von der Art der erhobenen Steuer variiert die Wirkung dieses AM auf die Entwicklung
des Stromsystems stark. Beispielsweise hatte die Refinanzierung lber eine allgemeine Steuer
(z. B. die Koérperschaftssteuer) hierauf keinerlei Einfluss. Mit dem Strommarkt verbundene Steu-
ern kdnnen dagegen in unterschiedliche Richtungen wirken. So wirde einerseits die Aufbrin-
gung Uber eine CO2-Steuer sehr zielgerichtete Anreize zur Emissionsreduktion setzen. Auf der
anderen Seite kann eine solche Steuer jedoch auch kontraproduktiv wirken — z. B. stlinde eine
Erh6hung der Stromsteuer der angestrebten Elektrifizierung der Sektoren Verkehr und Warme
eher im Weg.

Aufgrund der Entkopplung der Steuer von der Stromabnahme zum Hochstlastzeitpunkt kénnte
dieser AM als unfair empfunden werden, da gegebenenfalls auch Akteure, die wenig zum Kapa-
zitdtsbedarf beitragen, einen hohen Anteil der Kosten Gbernehmen missten. Wird der KapM
dagegen als allgemeine Krisenvorsorge gesehen, konnte diese Wahrnehmung ggf. aufgeldst
werden.

Die soziale Ausgewogenheit hdangt von der Art der Steuer ab. Eine gezielte Steuerung der Ver-
teilungswirkungen zugunsten einzelner Verbrauchergruppen ist bei einer Steuerfinanzierung
grundsatzlich moglich, aber an die Gesamtheit der Steuerzahler geknipft (beispielsweise wiirde
eine gewlinschte Be- oder Entlastung der Industrie z. B. Gber die Kérperschaftssteuer nicht nur
gezielt einzelne Industriezweige wie die Stahlindustrie, sondern auch alle anderen Unternehmen
betreffen). Die Zielgenauigkeit einer solchen Steuerung ist folglich beschrankt.

Die Komplexitat der Umsetzung ist gering, da auf bereits vorhandene Steuermechanismen zu-
riickgegriffen werden kann. Je nach Art der zur Aufbringung gewahlten Steuer bietet dieser Me-
chanismus eine grofRe Ausgestaltungsfreiheit, beispielsweise bezogen auf die belasteten Ver-
brauchergruppen und die Art der Erhebung. Durch die Verwendung von Steuermitteln fiir die
Finanzierung von Kapazitatsmechanismen wiirden letztere allerdings Teil der Haushaltsdebatte,
was zusatzliche Stakeholder in die Ausgestaltung mit einbeziehen wiirde und bei den Empfan-
gern von Kapazitatszahlungen zu Unsicherheit flihren konnte. Darliber hinaus unterliegt die Ver-
wendung von Steuermitteln fir die Finanzierung des KapM einer Genehmigung durch die State
Aid Kontrolle der Europaischen Kommission.

e Abhéngig von gewahlter Steuer
e Kein Anreiz zur Reduktion des Kapazitatsbedarfs
e Kein Anreiz fiir hohere KW-Verfiligbarkeit

Versorgungssicher-
heit/Bedarfsdeckung

Dynamische Entwick- e Abhangig von gewahlter Steuer zielflihrend, kontraproduktiv oder
lung neutral

e Nicht gekniipft an Energiebezug zu Knappheitszeitpunkten
e Ggf. positivere Wahrnehmung falls als allgemeine Krisenvorsorge
angesehen

Soziale Ausgewogen-
heit

e Abhéngig von gewahlter Steuer

Steuerung der Vertei- e Grundsatzlich méglich, aber an die Gesamtheit der Steuerzahler
lungswirkungen geknlpft = nicht zielgenau
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| B ¢ Vorhandener Mechanismus

e Hohe Gestaltungsfreiheit

e Genehmigung durch EC notig

e KapM wiirden Teil der Haushaltsdebatte

Tabelle 11: Aufbringung liber Steuermittel

Komplexitat

4.2.3 Netztarife

Die Netzentgelte setzen sich aus einer strombezugsbasierten Komponente (Arbeitspreis) sowie
— je nach Verbrauchertyp — einem pauschalen (Grundpreis) oder einer leistungsbasierten Kom-
ponente (Leistungspreis) zusammen. Dabei haben Arbeitspreis und Grundpreis keinerlei Anreiz-
wirkung auf die Reduktion des Kapazitatsbedarfs, vom Leistungspreis geht allenfalls eine zufal-
lige Wirkung aus: Wenn die individuelle und systemweite Spitzenlast zusammenfallen, dann
fiihrt ein hoher Strombezug zum Spitzenlastzeitpunkt zu hohen Kosten. Fir eine Erhéhung der
Kraftwerksverfiigbarkeit in Knappheitssituationen geht von keiner der drei Komponenten ein
besonderer Anreiz aus, da Erzeugungseinheiten keine Netzentgelte zahlen.

Auch bezlglich der Entwicklung des Stromsystems ist das Netzentgeltsystem nicht in der Lage,
gezielte Anreize zu setzen, da hier ausschlieRlich die Dimensionierung der Stromflisse, nicht
aber deren Zusammensetzung relevant ist.

Durch Standort- und Verbrauchsprofil-abhangige Tarife sowie durch die bereits angesprochene
Kostenwalzung Uber die verschiedenen Netzebenen hinweg werden verschiedene Verbraucher-
gruppen unterschiedlich stark belastet. Dennoch dirfte dieser AM grundsatzlich als fair betrach-
tet werden, da besonders Verbraucher mit hohen individuellen Spitzenlasten einen héheren
Beitrag leisten. Auch hinsichtlich der sozialen Gerechtigkeit gelten die Netztarife nicht grund-
satzlich als unausgewogen.

Netzentgelte werden bewusst mit Blick auf ihre Verteilungswirkungen gestaltet, wie z. B. regu-
latorische Vorgaben u. a. zur deutschlandweiten Vereinheitlichung der Ubertragungsnetzent-
gelte oder zu Sondernetzentgelten fiir Unternehmen der energieintensiven Industrie zeigen.
Wirden Netzentgelte als Refinanzierungsmechanismus fur Kapazitdtsmechanismen genutzt,
wirden diese Verteilungswirkungen auch fiir den Bereich der Gewahrleistung von Versorgungs-
sicherheit zum Tragen kommen. Die Entlastung einzelner Verbrauchergruppen ist dementspre-
chend moglich, allerdings nur im Rahmen der Netzentgelte als Ganzes, nicht aber beschrankt
auf die Kosten des KapM.

Dieser AM weist eine geringe Komplexitat auf, da die Netztarife bereits erhoben werden. Am
einfachsten ware die Refinanzierung umsetzbar, wenn die Kosten des Kapazitatsmechanismus
direkt bei den Ubertragungsnetzbetreibern anfallen, welche diese dann wiederum auf die nach-
gelagerten Verbraucher umwalzen kénnen.

e Anreiz zur Reduktion des Kapazitatsbedarfs allenfalls zufallig und
nur fir AP
e Kein Anreiz fiir h6here KW-Verfiigbarkeit

Versorgungssicher-
heit/Bedarfsdeckung

Dynamische Entwick-
lung

e Keine Anreize fur Transformation
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e Unterschiedliche Belastung verschiedener Verbrauchergruppen
e Dennoch als fair betrachtet, da gekniipft an (individuelle) Spitzen-
last

Soziale Ausgewogen-

heit e Grundsatzlich ausgewogen

Steuerung der Vertei- e Grundsatzlich moglich, aber nur im Rahmen der Netzentgelte als
lungswirkungen Ganzes = nicht zielgenau

e Vorhandener Mechanismus
e Am einfachsten wenn direkt bei UNB erhoben

Komplexitat

Tabelle 12: Aufbringung liber Netztarife

4.2.4 Arbeitsbasierte Umlage

Eine arbeitsbasierte Umlage belastet besonders Verbraucher mit hohem Strombezug, unabhan-
gig davon, ob dieser zu einem systemweiten Knappheitszeitpunkt oder in einer Phase hoher
Kraftwerksverfligbarkeiten abgerufen wird. Die Umlage setzt daher keine gezielten Versor-
gungssicherheitsanreize.

Die Umlage ponalisiert ausschliefllich hohe Stromverbrauche, andere Formen des Energiebe-
zugs werden durch diesen AM nicht belastet. Insbesondere im Bereich der Sektorkopplung wére
eine arbeitsbasierte Umlage damit — dhnlich einer Erh6hung der Stromsteuer — eher ein Hemm-
nis fiir die Transformation des Energiesystems.

Die Kosten des KapM waren hier nicht den unmittelbaren Verursachern des Kapazitatsabrufs
zugeordnet, sondern wiirden auf die Masse der Stromverbraucher umgelegt, insofern wiirde
dieser Mechanismus vermutlich als wenig fair wahrgenommen. Zumindest in Bezug auf sozial
schwache Verbraucher ist er jedoch grundsatzlich ausgeglichen, da (ibermafig hohe Abgaben
durch eine Reduktion des Verbrauchs vermieden werden kénnen.

Verglichen mit der Verteilungswirkung der Refinanzierung von Kapazitdatsmechanismen lber
Netzentgeltfinanzierung dirfte eine energiebezugsabhidngige Umlagefinanzierung (bei identi-
schem Refinanzierungsvolumen) zu hoheren Kostentragungsanteilen bei den Endverbrauchern
auf héheren Spannungsebenen flihren, u. a. wegen der dort im Verhéltnis zur Hochstlast héhe-
ren Volllaststunden der Abnahme. Analog zur besonderen Ausgleichsregelung im EEG kdnnten
solche Verbrauchergruppen jedoch gezielt entlastet werden.

Bisher wird keine strombezugsbezogene Versorgungssicherheits-Umlage erhoben, wodurch die
Einflhrung eines solchen Mechanismus zumindest komplexer ware als die Nutzung bereits be-
stehender AM. Dariber hinaus waren zunachst Fragen des Designs, einschlielich des Umgangs
mit Eigenversorgung oder zur Notwendigkeit und Ausgestaltung einer Verschonung bestimmter
Verbrauchergruppen analog zur besonderen Ausgleichsregelung im EEG zu klaren. Bei der Aus-
gestaltung gibt es grundsatzlich hohe Freiheitsgrade, Voraussetzung ist jedoch eine Genehmi-
gung durch die State Aid Kontrolle der Europdischen Kommission.
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Versorgungssicher- e Kein gezielter Anreiz zur Reduktion des Kapazitatsbedarfs
heit/Bedarfsdeckung e Kein Anreiz fiir h6here KW-Verfiligbarkeit

Dynamische Entwick- e Hemmnis fiir Transformation des Stromsystems, insbesondere der
lung Sektorkopplung

e Nicht geknlpft an Energiebezug zu Knappheitszeitpunkten

Soziale Ausgewogen-
heit

e Grundsatzlich ausgewogen

Steuerung der Vertei- e Entlastung auf hohen Netzebenen mdglich, analog zu besonderer
lungswirkungen Ausgleichsregelung (EEG)

e Einflhrung eines neuen Mechanismus, Designfragen unklar
Komplexitat e Hohe Gestaltungsfreiheit
e Genehmigung durch EC notig

Tabelle 13: Aufbringung (liber eine arbeitsbasierte Umlage

4.2.5 Umlage auf Leistungsspitze

Wie auch bei der leistungsbasierten Netzentgeltkomponente geht hier kein spezifischer Anreiz
fiir eine erhohte Verfligbarkeit von Erzeugungsanlagen oder Speichern zum Hdéchstlastzeitpunkt
aus. Ebenso setzt dieser AM nur dann einen Anreiz zur Verringerung der individuellen Leistungs-
spitze, wenn diese mit der systemweiten Knappheitssituation zusammenfallt, und ist damit nicht
sehr zielgenau. Vielmehr kénnte eine Glattung der individuellen Last beanreizt werden, welche
die Knappheit zum systemweiten Spitzenlastzeitpunkt gegebenenfalls sogar verscharft!2,

Weiterhin tragt eine Umlage auf die Leistungsspitze nicht zur effizienten Transformation des
Stromsystems bei. Sie kann sogar kontraproduktiv wirken, wenn dadurch z. B. Lasterh6hungen
im Falle hoher EE-Verfiigbarkeit pénalisiert werden.

Eine solche Umlage belastet insbesondere Verbraucher mit niedrigen Vollbenutzungsstunden,
die moglicherweise nur wenig zur Verursachung der Knappheitssituation beitragen und ist daher
aus Fairnessgesichtspunkten eher negativ zu bewerten. Darliber hinaus ware sie sozial eher un-
ausgewogen, denn, wahrend die Umlage bei groRen Verbrauchern auf die individuelle Leis-
tungsspitze erhoben wiirde, wiirden kleinere Verbraucher, deren Strombezug liber Standard-
lastprofile abgerechnet wird, vermutlich alle gleich behandelt und hatten damit keine Moglich-
keit, die von ihnen zu tragenden Kosten durch ihr Verhalten zu reduzieren.

Besonders sensible (Industrie-)Verbraucher triigen aufgrund ihrer hohen Vollbenutzungsstun-
den einen vergleichsweise kleinen Anteil der Kosten. Eine gezielte Umverteilung zur weiteren
Entlastung solcher Verbraucher lieRe sich, obwohl technisch moglich, in diesem AM daher nur
schwer begriinden.

12 Hierbei handelt es sich um eine theoretische Uberlegung ohne bisherige Evidenz.
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Die Einfihrung dieses — bisher nicht vorhandenen — Mechanismus wéare komplex, insbesondere
aufgrund fehlender Vorerfahrung und bisher ungeklarter Fragen u. a. zu Erhebung, Bemessung
und Verteilungseffekten. In der Realitat ist dieser Aufbringungsmechanismus aus unserer Sicht
wenig relevant, da er gegeniiber anderen AM kaum Vorteile bringt, seine Umsetzung jedoch mit
vielen offenen Fragen einhergeht.

e Anreiz zur Reduktion des Kapazitatsbedarfs allenfalls zufallig
e Anreiz zu Glattung individueller Lastspitze ggf. kontraproduktiv
e Kein Anreiz flir h6here KW-Verfiigbarkeit

Versorgungssicher-
heit/Bedarfsdeckung

e Keine Anreize fiir Transformation
e Ggf. kontraproduktiv, wenn Lasterhohung bei hoher EE-Verfiigbar-
keit ponalisiert wird

Dynamische Entwick-
lung

e Nicht gekniipft an Energiebezug zu Knappheitszeitpunkten
e Hohe Belastung von Verbrauchern mit niedrigen Vollbenutzungs-

stunden
Soziale Ausgewogen- e Keine Reduktion durch Anpassung des Verhaltens moglich
heit e Alle SLP-Verbraucher werden gleich behandelt

e Technisch moglich
e Kostenanteil sensibler Verbraucher tragen gering, daher schwer
begriindbar

Steuerung der Vertei-
lungswirkungen

Komplexitat e Einflhrung eines neuen Mechanismus, Designfragen unklar

Tabelle 14: Aufbringung (iber eine leistungsbasierte Umlage

4.2.6 Dynamische Umlage

Eine dynamische Umlage, die im Grundsatz auf den individuellen Energiebezug erhoben wiirde,
bei der die Hohe abhangig von einer SystemgréRe wie Residuallast oder Strompreis ware, wiirde
darauf abzielen, die Flexibilitdt und Gestaltungswirkungen einer Umlagefinanzierung mit den
positiven Anreizwirkungen der Aufbringung lber den GroRBhandelsstrompreis zu verbinden.
Auch hier wiirde die Erhéhung der Verbraucherkosten zu Zeiten der systemweiten Hochstlast
bzw. einer hohen systemweiten Residuallast nachfrageseitig Anreize zur Verringerung des Ka-
pazitatsbedarfs in den jeweiligen Stunden setzen. Diese Anreize tragen zu einer Flexibilisierung
der Nachfrage bei und férdern somit auch die Absicherung und Transformation des Stromsys-
tems.

Bei der Aufbringung tiber eine dynamische Umlage wiirde das individuelle Verhalten zum Sys-
temhochstlastzeitpunkt die Belastung der Verbraucher wesentlich bestimmen. Die Fairness und
soziale Ausgewogenheit dieses AM dirfte daher als gut empfunden werden, da hohe Kosten
durch die Anpassung des Verhaltens zum Hochstlastzeitpunkt reduziert werden kénnen. Anders
als beim GroRhandelspreis wére eine Vermeidung der Belastung durch langfristige Absiche-
rungsgeschafte aber nicht moglich.

Je nach Ausgestaltung kdnnten sensible Verbrauchergruppen bei einer dynamischen Umlage
gezielt entlastet werden, beispielsweise analog zur besonderen Ausgleichsregelung im EEG. Die
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Akzeptanz fur solche Entlastungen dirfe in diesem AM besser sein als bei Umlagen wie der Um-
lage auf die Leistungsspitze, welche ohnehin schon eine Mehrbelastung kleiner Verbraucher
nach sich ziehen.

Eine dynamische Umlage kdnnte eine sinnvolle Alternative zu anderen Umlagemechanismen
darstellen, welche zwar in der Lage sind, die Kosten eines umfassenden KapM zu refinanzieren,
jedoch mit teilweise erheblichen Nachteilen beziiglich ihrer Anreizwirkungen, Fairness oder so-
zialer Ausgewogenheit einhergehen. Dennoch ware die Einflihrung einer solchen Umlage, die in
dieser Form bisher nicht existiert, komplex und wiirde viele Fragen zur Ausgestaltung und Para-
metrierung aufwerfen. Insbesondere ist die Planung des Gesamtaufkommens einer solchen Um-
lage deutlich komplizierter als bei nicht-dynamischen Umlagen. Deshalb diirfte sich ein erhéhter
Bedarf fir intertemporale Verrechnungen und Rickfallmechanismen wie Liquiditatsreserven er-
geben.

e Anreiz zur Reduktion des Kapazitdtsbedarfs in Systemhdchstlast-
zeitpunkten, aber abhéngig von Ausgestaltung der Dynamisierung

e ,Hebelung” des Preissignals durch dynamische Umlage kann selbst
wiederum als verzerrend empfunden werden

e Kein besonderer Anreiz fiir Verfligbarkeit von Erzeugungsanlagen

Versorgungssicher-
heit/Bedarfsdeckung

Dynamische Entwick-

Iu\:'lg e Anreize zu Absicherung und Transformation des Stromsystems

e Geknlipft an Energiebezug zu Knappheitszeitpunkten

e Keine Maglichkeit zur Vermeidung von Belastung durch langfris-
tige Absicherung

Soziale Ausgewogen-
heit

e Kostenverteilung anhand Energiebezug zum Héchstlastzeitpunkt

e gezielte Steuerung z.B. Giber Verschonungsregelungen von der
Umlage moglich, analog zu besonderer Ausgleichsregelung (EEG)
e Dabei aber auch Verlust von Anreizwirkungen

Steuerung der Vertei-
lungswirkungen

e Einflihrung eines neuen komplexen Mechanismus, Designfragen
unklar

e Planung des Aufkommens schwieriger als bei anderen Mechanis-
men

Komplexitat

Tabelle 15: Aufbringung (iber eine dynamische Umlage

4.2.7 Pauschale Umlage

Daneben ware auch eine pauschale Umlage je Netzanschluss denkbar, welche lediglich zwischen
den einzelnen Netzebenen unterscheidet. Eine solche Umlage ware véllig losgeldst von Energie-
und Leistungsbezug und hatte folglich keinerlei Anreizwirkungen auf das Versorgungssicher-
heitsniveau oder die Entwicklung des Stromsystems (abgesehen von der Frage, ob tGberhaupt
ein Netzanschluss beantragt wird und ggf. auf welcher Spannungsebene).

Auch die Bewertung der Fairness fillt hier eher negativ aus: Die Kosten des KapM werden je
Netzanschluss erhoben und kénnen sich je Netzebene unterscheiden. Innerhalb einer Netz-
ebene ist jedoch keine Unterscheidung entsprechend dem Verursacherprinzip moglich. Dies
wirkt sich auch negativ auf die soziale Ausgewogenheit aus, denn die Kosten werden gleichma-
Rig auf alle Verbraucher verteilt, sodass sozial schwache Verbraucher, welche durch ihre hohe
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Preiselastizitat einen Anreiz hatten, ihr Verbrauchsverhalten entsprechend vorhandener Preis-
signale anzupassen, um hohe Kosten zu vermeiden, genauso viel zahlen missen wie starkere,
weniger preiselastische Verbraucher.

Eine endgiiltige Bewertung der Verteilungseffekte hangt stark von der spezifischen Ausgestal-
tung der Umlage ab, welche gegebenenfalls auch die Entlastung einzelner Verbrauchergruppen
ermoglicht. Eine Steuerung zugunsten der hier tendenziell ohnehin schon gering belasteten In-
dustrie ware aus politischer Sicht aber schwer begriindbar.

Ebenso wie fiir die Umlage auf die Leistungsspitze ware hier die Einflihrung eines vollstandig
neuen Mechanismus notwendig, flir den es bislang keine Vorerfahrungen gibt und der viele Pa-
rametrierungs- und Erhebungsfragen aufwirft. Aufgrund der hohen Komplexitat und der gerin-
gen Vorteile erscheint auch dieser AM in der Realitdt wenig relevant.

Versorgungssicher- e Kein Anreiz zur Reduktion des Kapazitatsbedarfs
heit/Bedarfsdeckung e Kein Anreiz fiir h6here KW-Verfligbarkeit

Dynamische Entwick-

e e Keine Anreize fiir Transformation

e Nicht gekniipft an Energiebezug zu Knappheitszeitpunkten

Soziale Ausgewogen- e Keine Reduktion durch Anpassung des Verhaltens moglich
heit e Alle Verbraucher einer Netzebene werden gleich behandelt

e Technisch maglich
e Kostenanteil sensibler Verbraucher tragen gering, daher schwer
begriindbar

Steuerung der Vertei-
lungswirkungen

Komplexitat e Einflhrung eines neuen Mechanismus, Designfragen unklar

Tabelle 16: Aufbringung (iber eine pauschale Umlage

4.2.8 Ausgleichsenergiepreissystem

Die Aufbringung von Refinanzierungsbeitragen Uber das Ausgleichsenergiepreissystem ergibt
sich einerseits aus Erlésen fiir sich systemstabilisierend verhaltende Bilanzkreise. Andererseits
kénnten Uberschiisse des Ausgleichsenergiepreissystems, die die Kosten des Regelenergieein-
satzes Ubersteigen, zur Refinanzierung von Kapazitditsmechanismen genutzt werden. Solche
Uberschiisse resultieren z. B. aus dem in der KapResVO vorgesehenen Mindestausgleichsener-
giepreis bei einem Abruf der Kapazitatsreserve. Bei einem symmetrischen Ausgleichsenergie-
preis (AEP), also einem AEP der sowohl systemgefdahrdendes Verhalten pénalisiert als auch sys-
temstabilisierendes Verhalten vergiitet, waren die Anreizwirkungen dhnlich wie bei einer Auf-
bringung Uber den StromgroBhandelspreis. Neben einer Verringerung des Kapazitatsbedarfs
wirde in diesem Fall auch die Bilanzkreistreue bzw. der systemdienliche Einsatz von Flexibilitat
durch den AM beférdert.
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Die Anreize zur Reduktion der individuellen Spitzenlast wirken sich dariliber hinaus positiv auf
die Flexibilisierung der Nachfrage sowie die Absicherung und Transformation des Stromsystems
aus.

Statt eines gezielten Finanzierungsmechanismus handelt es sich beim Ausgleichsenergiepreis
primar um die P6nalisierung von systemgefahrdendem Verhalten. Die Kosten des KapM werden
denjenigen Bilanzkreisverantwortlichen zugeordnet, die den Einsatz der Kapazitdten verursacht
haben, hohe Preise fallen also nur dort an, wo zu Knappheitszeitpunkten Energie bezogen und
nicht durch entsprechende Liefervertrage abgesichert wird. Die Fairness des Mechanismus ist
folglich positiv zu bewerten. Der AM weist dariiber hinaus eine hohe soziale Ausgewogenheit
auf, da die Kosten direkt bei verursachenden Bilanzkreisverantwortlichen erhoben werden und
kleine Verbraucher in der Regel durch langfristige Strombezugsvertrage gegen Preisschwankun-
gen abgesichert sind bzw. Verbraucher mit SLP-Bezug keinem Ausgleichsenergiepreisrisiken z. B.
durch von ihnen verursachte Lastspitzen ausgesetzt sind.

Eine Steuerung der Verteilungswirkungen zur Entlastung sensibler Verbrauchergruppen ist hin-
gegen nicht moglich.

Bei dem AEP handelt es sich um einen bereits bestehenden Mechanismus, sodass die Verwen-
dung zur Teilaufbringung der KapM-Kosten recht einfach ware Eine vollstdndige Refinanzierung
des KapM ist iber den AEP jedoch nicht moglich, da dessen Erlose schwer abschatzbar sind und
sich nicht zielgenau mit dem fiir den KapM benétigten Finanzierungsvolumen decken werden.

_ Ausgleichsenergiepreissystem

| B e Anreiz zur Reduktion des Kapazitatsbedarfs
e Anreiz zu Bilanzkreistreue und systemdienlichem Einsatz von Flexi-

Versorgungssicher-
heit/Bedarfsdeckung

bilitat
Dynamische Entwick- e Erleichterte ErschlieBung von Flexibilitdten
lung e Anreiz zu Absicherung und Transformation des Stromsystems

e Geknlipft an Energiebezug zu Knappheitszeitpunkten

e Kostenverteilung anhand Energiebezug
e Kleine Verbraucher durch Langfristvertrage gegen Preisschwan-
kungen abgesichert

Soziale Ausgewogen-
heit

Steuerung der Vertei-
lungswirkungen

e Nicht moglich

Komplexitat e Vorhandener Mechanismus

Tabelle 17: Aufbringung (iber Ausgleichsenergiepreissystem

4.2.9 Handel von Versorgungssicherheitszertifikaten

Der Handel mit Versorgungssicherheitszertifikaten ist insofern ein besonderer Aufbringungsme-
chanismus, als er untrennbar mit dem dezentralen Kapazitatsmechanismus verbunden ist. Des-
sen Bewertung beriicksichtigt daher auch die Eigenschaften des DKM. Im Falle eines Handels mit
Versorgungssicherheitszertifikaten sind Verbraucher verpflichtet, ihren Kapazitdatsbedarf durch
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den Erwerb von Kapazitatsnachweisen abzusichern. Dadurch entsteht ein Anreiz, die Menge be-
notigter Nachweise und damit die individuelle Leistungsspitze zu reduzieren. Darlber hinaus
profitieren Kraftwerksbetreiber, welche zum Knappheitszeitpunkt Kapazitdten bereitstellen,
von durch die Nachfrage getriebenen hohen Erlésen. Der AM wirkt sich somit auf die Gewahr-
leistung von Versorgungssicherheit und sicherer Bedarfsdeckung positiv aus.

Durch den oben erwahnten Beitrag zur Flexibilisierung der Nachfrage wirkt sich der AM auller-
dem positiv auf die Transformation des Stromsystems aus.

Die Bewertung der Kriterien Fairness, soziale Ausgewogenheit und Steuerung der Verteilungs-
wirkungen dhnelt der des GroBhandelspreises stark. Hohe Preise fallen nur dort an, wo zu
Knappheitszeitpunkten Energie bezogen wird, was dem Verursacherprinzip entspricht und sozial
schwache Verbraucher nicht (ibermaRig belastet. Die Verteilung kann sich zwar stark von der
Verteilung bei einer Aufbringung Giber den GroRBhandelspreisen unterscheiden, auch hier ist aber
eine gezielte Entlastung einzelner Verbrauchergruppen schwierig.

Die Aufbringung der Kosten des deutschen Kapazitatsmechanismus tber Versorgungssicher-
heitszertifikate wirde die Einfihrung eines neuen und komplexen Mechanismus bedeuten. Sie
ist lediglich im Falle eines DKM sinnvoll, dort jedoch auch als Kernbestandteil des Mechanismus
anzusehen und fir seine Wirkungen essenziell.

_ Handel von Versorgungssicherheitszertifikaten

Versorgungssicher- e Anreiz zur Reduktion des Kapazitdtsbedarfs
heit/Bedarfsdeckung e Anreiz fur hohere KW-Verfligbarkeit zum Héchstlastzeitpunkt

Dynamische Entwick- e Anreiz zur Flexibilisierung der Nachfrage
lung e Anreiz zu Absicherung und Transformation des Stromsystems

e Geknlipft an Energiebezug zu Knappheitszeitpunkten

e Kostenverteilung anhand Energiebezug
e Kleine Verbraucher durch Langfristvertrage gegen Preisschwan-
kungen abgesichert

Soziale Ausgewogen-
heit

Steuerung der Vertei-

. e Nicht moglich
lungswirkungen

e Einfllhrung eines neuen Mechanismus

Komplexitat . .
e Nur sinnvoll bei DKM

Tabelle 18: Aufbringung liber Handel von Versorgungssicherheitszertifikaten

4.3 Eignung der Aufbringungsmechanismen

Die vorangegangene Diskussion hat gezeigt, dass insbesondere fir KapM, bei denen die Kosten
fUr Kapazitatszahlungen bei einer zentralen Instanz anfallen (Reserve, ZKM, Beihilfen) unter-
schiedliche Aufbringungsmechanismen in Frage kommen, dass aber gleichzeitig einige der the-
oretische in Frage kommenden Aufbringungsmechanismen vermutlich aufgrund inakzeptabler
Verteilungswirkungen oder hoher Komplexitat keine praktische Relevanz entfalten werden. So
wirden wir aufgrund ihrer hohen Komplexitat, der tendenziell hohen Belastung fiir kleine Ver-
braucher und auch ansonsten vernachlassigbarer Vorteile pauschale Umlagen und Umlagen auf
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die Leistungsspitze als Aufbringungsmechanismen fiir derartige KapM nicht empfehlen. Fir die
Kapazitatsreserve, den ZKM sowie die Investitions- und Betriebsbeihilfen bietet sich stattdessen
die Refinanzierung liber die Netztarife, Steuermittel, oder eine entweder arbeitsbasierte oder
dynamische Umlage an, wobei die Entscheidung fiir einen dieser Aufbringungsmechanismen an-
hand im individuellen Fall zu definierender Kriterien zu treffen ist (siehe Tabelle 19). Die Auf-
bringung im Falle des EOM bzw. des DKM ist — wie eingangs erwahnt — nur liber den GroRhan-
dels- oder Ausgleichsenergiepreis bzw. tiber den Handel von Versorgungssicherheitszertifikaten
sinnvoll moéglich.

Steuermittel Arbeitsbasierte Um- Dynamische Umlage
lage
| | [ |

Versor-

gungssi- e von gewiahlter e Anreiz zur Re- e Keingezielter An-  ® Anreiz zur Reduktion
cher- Steuer duktion des Ka- reiz zur Reduktion des Kapazitatsbedarfs
heit/Be- e Kein Anreiz zur pazitdtsbedarfs des Kapazitatsbe- in Systemhdchstlast-
darfsde- Reduktion des allenfalls zufal- darfs zeitpunkten, aber ab-
ckung Kapazitatsbe- lig und nur fir e Kein Anreiz fiir hangig von Ausgestal-
darfs AP héhere KW-Ver- tung der Dynamisie-
e KeinAnreizfar o Kein Anreiz fiir fuigbarkeit rung
hohere KW- hohere KW- e ,Hebelung”des Preis-
Verfuigbarkeit Verflgbarkeit signals durch dynami-

Dynami-
sche Ent-
wicklung

Abhéangig von .
gewahlter

Steuer zielfiih-
rend, kontra-
produktiv oder
neutral

Nicht geknlipft .
an Energiebe-

Keine Anreize
fir Transforma-
tion

Unterschiedli-
che Belastung

Hemmnis fiir
Transformation U
des Stromsys-

tems, insbeson-

dere der Sektor-
kopplung

Nicht geknlipft an
Energiebezug zu

sche Umlage kann
selbst wiederum als
verzerrend empfun-
den werden

Kein besonderer An-
reiz fur Verfugbarkeit
von Erzeugungsanla-
gen

Anreize zu Absiche-
rung und Transforma-
tion des Stromsys-
tems

zug zu Knapp- verschiedener Knappheitszeit- e Geknipft an Energie-
heitszeitpunk- Verbraucher- punkten bezug zu Knappheits-
ten gruppen zeitpunkten
o Ggf. positivere e Dennoch als e Keine Moglichkeit zur

Wahrnehmung fair betrachtet, Vermeidung von Be-
falls als allge- da geknlipft an lastung durch langfris-
meine Krisen- (individuelle) tige Absicherung
vorsorge ange- Spitzenlast
sehen

Soziale

Ausgewo- e Abhingig von e Grundsétzlich e Grundsatzlich * Kostenverteilung an-

genheit gewihlter ausgewogen ausgewogen hand Energiebezug
Steuer zum Hochstlastzeit-

punkt
Steuerung
CCALLE o Grundsatzlich e Grundsitzlich e Entlastungaufho- e gezielte Steuerung

lungswir-
kungen

42

moglich, aber

an die Gesamt-
heit der Steuer-
zahler gekniipft

moglich, aber
nur im Rahmen
der Netzent-

hen Netzebenen
moglich, analog
zu besonderer

z.B. iber Verscho-
nungsregelungen von
der Umlage moglich,
analog zu besonderer
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Komplexi-
tat

- nicht zielge-
nau

Vorhandener
Mechanismus
Hohe Gestal-
tungsfreiheit
Genehmigung
durch EC nétig
KapM wiirden
Teil der Haus-
haltsdebatte

gelte als Gan-
zes = nicht
zielgenau

Vorhandener
Mechanismus
Am einfachsten
wenn direkt bei
UNB erhoben

Ausgleichsrege-
lung (EEG)

Einfuhrung eines
neuen Mechanis-
mus, Designfra-
gen unklar

Hohe Gestal-
tungsfreiheit
Genehmigung
durch EC noétig

Ausgleichsregelung
(EEG)

Dabei aber auch Ver-
lust von Anreizwir-
kungen

Einflhrung eines
neuen komplexen
Mechanismus, De-
signfragen unklar
Planung des Aufkom-
mens schwieriger als
bei anderen Mecha-
nismen

Tabelle 19: Gegeniiberstellung geeigneter Aufbringungsmechanismen fiir strukturierte Kapazi-

consentec

tdtsmechanismen. Quelle: eigene Darstellung.

43



Belastung betroffener Endverbrauchergruppen

5 Belastung betroffener Endverbrauchergruppen

Die vorherigen Ausfiihrungen haben klargemacht, dass die Beurteilung der Wirkungen von un-
terschiedlichen Kapazitdtsmechanismen auf Endverbraucherpreise sowohl von verschiedenen
grundsatzlichen Eigenschaften der Kapazitatsmechanismen als auch von konkreten regulatori-
schen Entscheidungen abhangt, wobei die Moglichkeiten der regulatorischen Einflussnahme un-
terschiedlich ausgepragt sind. Erst die Zusammenfiihrung aller Untersuchungsstrange erlaubt
daher eine umfassende Beantwortung der Frage, wie sich unterschiedliche Kapazitdtsmechanis-
men auf Endverbraucherpreise auswirken. Dazu untersuchen wir die Kostenwirkungen anhand
verschiedener Musterverbraucher und der verschiedenen in Abschnitt 4 diskutierten Aufbrin-
gungs- und Verteilungsmechanismen.

5.1 Rahmenannahmen

Fiir die Analyse der Kostenbelastung betroffener Endverbraucher definieren wir gemaR Abbil-
dung 10 fiinf verschiedene Verbrauchergruppen. Diese Verbrauchergruppen werden so para-
metriert, dass die Mengenverhaltnisse grob dem deutschen Stromsystem entsprechen, wobei
die Herangehensweise natirlich stark typisierend und vereinfachend gewahlt ist, um grundsatz-
liche Effekte herauszuarbeiten. Insbesondere gehen wir davon aus, dass die von uns betrachte-
ten Musterverbraucher den gesamten Stromverbrauch beschreiben und die Kosten des Kapazi-
tatsmechanismus vollstandig auf diese umgelegt werden. Die Grundgesamtheit der Verbraucher
in unserem Berechnungsmodell ist in Tabelle 21 zusammengefasst.

Definition der Verbrauchergruppen

Auf der Hoch- und Héchstspannungsebene sind ausschlieBlich groRe industrielle Verbraucher
mit einem Jahresverbrauch von (genau) 100 GWh/a angesiedelt. Bei einer Mindestanzahl von
7500 Volllaststunden, also einer jahrlichen Hochstleistung von 13 MW, haben solche Verbrau-
cher Anspruch auf maximale Befreiungen nach § 19 Il StromNEV (Grofindustrie mit Befreiung),
welche sich auf mindestens 85 % ihres Kostenanteils belduft. Fiir die nachfolgende Analyse ge-
hen wir entsprechend von einer durchschnittlichen NetzentgeltermaRigung in Hohe von 75 %
aus (BMWi, 2021). Verbraucher mit geringeren Volllaststunden — in unserem Beispiel mit einer
jahrlichen Hochstleistung 23 MW — haben keinen Anspruch auf eine solche Befreiung (Grofin-
dustrie ohne Befreiung).

In der Gruppe Kleinindustrie und Gewerbe sind kleine industrielle Verbraucher und gewerbliche
Verbraucher in der Mittel- und Niederspannungsebene zusammengefasst. Wir unterstellen hier
jeweils einen jahrlichen Strombezug von 30 MWh/a und eine Hochstleistung von 13 kW.

Die betrachteten Haushaltsverbraucher sind vollstandig in der Niederspannungsebene ange-
schlossen. Dabei unterscheiden wir zwischen Haushalten mit flexiblen Lasten, wobei 3500 kWh
der 7500 kWh Jahresverbrauch steuerbar sind (Hochstleistung 15 kW) und Haushalten ohne fle-
xible Lasten mit einem Jahresverbrauch von 3500 kWh und einer Héchstleistung von 7 kW. Beide
Arten von Haushaltsverbrauchern haben je 500 Vollbenutzungsstunden pro Jahr.
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GroRe industrielle Verbraucher
mit maximalen Befreiungen

GroRe industrielle Verbraucher

Jahresverbrauch 100 GWh/a, Hochstleistung 13 MW
Anschluss in HS und H&S
Befreiung nach § 19 Il StromNEV

Jahresverbrauch 100 GWh/a, Hochstleistung 23 MW

ohne Anspruch auf Befreiungen Anschluss in HS und H&S

Kleine industrielle Verbraucher Jahresverbrauch 30 MWh/a, Héchstleistung 13 kW
und Gewerbe »  Anschluss in MS & NS

Haushaltsverbraucher mit flexibler Jahresverbrauch 7500 kWh/a , davon 3500 kWh steuerbar, Hochstleistung 15 kW
Last = Anschluss in NS

Haushaltsverbraucher mit » Jahresverbrauch 3500 kWh/a, Héchstleistung 7 kW
unflexibler Last = Anschluss in NS

Abbildung 10: Ubersicht der betrachteten Endverbrauchergruppen.

Grundgesamtheit

Um zu ermitteln, wie sich die verschiedenen Endverbrauchergruppen auf die Netzebenen ver-
teilen und welchen Anteil jede Gruppe am deutschen Gesamtstromverbrauch hat, betrachten
wir zunachst die empirische Grundgesamtheit der Zahlpunkte im deutschen Netz. Im Jahr 2016
waren gut 51,2 Mio. Netzanschliisse mit einem Netto-Netzbezug von insgesamt 517 TWh ent-
sprechend der Darstellung in Tabelle 20 auf die sieben Netzebenen verteilt. Ein Vergleich mit
dem Monitoringbericht 2020 (BMWi, 2021) zeigt, dass diese Zahlen nach wie vor Bestand haben.

Summe individueller
Hochstleistungen Letzt-

Netto-Netzbezug

Anzahl Zahlpunkte Letztverbraucher [TWh] |verbraucher [GW]

H6S 0 0 0
HGS/HS 246 82 18
HS 1.437 78 15
HS/MS 4.820 25 9
MS 49.174 29 12
MS/NS 175.754 82 26
NS, davon 51.000.000 221 421

NS: Anteil Gewerbe 6.700.000 74 91

NS: Anteil Haushalte 44.300.000 147 330
Tabelle 20: Zdhlpunkte, Netzbezug und Summe individueller Hochstleistungen der Letztver-

braucher jeder Netzebene. Quelle: eigene Darstellung auf Basis von BMWi

(2021) und eigenen Recherchen.

Fiir die Verteilung dieser Grundgesamtheit auf die in Abbildung 10 definierten Endverbraucher-
gruppen ziehen wir zunachst die Anteile der einzelnen Netzebenen am Netto-Stromverbrauch
heran (Tabelle 20). Dabei entfallen 31 % auf die Hoch- und Héchstspannungsebene (Netzebenen
5 bis 7), 26 % auf die Mittelspannung und die dort verkniipften Umspannebenen (Netzebenen 2
bis 4) und die verbleibenden 43 % auf die Niederspannungsebene (Netzebene 1), wobei sich
letztere aus Haushalts- und Gewerbeverbrauchern zusammensetzt. AnschlieRend ermitteln wir
die Anteile der Verbrauchergruppen an den Stromverbrauchen der jeweiligen Netzebenen (Ta-
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belle 21). Dabei legen wir Annahmen des Monitoringberichts (BMWi, 2021) und des Szenarior-
ahmens des deutschen Netzentwicklungsplans (NEP) 2021-2035 (Bundesnetzagentur, 2020) zu-
grunde.

Laut Monitoringbericht betrafen die Netzentgeltbefreiungen nach §19 Il StromNEV fir stromin-
tensive Netznutzung im Jahr 2020 Netznutzer mit einem Netto-Netzbezug von insgesamt 52,4
TWh im Ubertragungs- und Regionalnetz, also etwa 33 % des Verbrauchs auf den Netzebenen 5
bis 7. Fir die weiteren Analysen unterstellen wir, dass es sich dabei ausschlielich um industri-
elle Verbraucher handelte. Somit handelt es sich bei den verbleibenden 67 % der Verbraucher
auf der Hoch- und Hochstspannungsebene um GroRindustrie ohne Anspruch auf Befreiung.

Kleinindustrie und Gewerbe sind in Mittel- und Niederspannung angeschlossen und machen
entsprechend Tabelle 21 etwa 7 Mio. der im deutschen Netz angeschlossenen Zahlpunkte aus.
Vereinfachend gehen wir davon aus, dass hier keine Befreiungen anfallen, Bei einem unterstell-
ten Jahresverbrauch von je 30 MW entfallen damit knapp 40 % des Nettonetzbezugs auf diese
Verbrauchergruppe.

Die verbleibenden 44,3 Mio. Zdhlpunkte — alle angeschlossen in der Niederspannungsebene —
beziehen sich auf Haushaltsanschliisse. Dabei werden manche dieser Haushalte einen Teil ihrer
Last flexibilisieren kdnnen. Wir unterstellen, dass in den nachsten 15 Jahren die im Szenario B
2035 des NEP prognostizierten Niveaus steuerbarer Verbrauchseinheiten in Form von 5 Mio.
Haushaltswarmepumpen und 11,2 Mio. Elektro-PKW erreicht werden. Unter der Annahme, dass
diese sich gleichmaRig auf die Verbraucher in Mittel- und Niederspannungsnetz, also Kleinin-
dustrie, Gewerbe und Haushalte verteilen, jedoch nur die Halfte der E-PKW im Privatbesitz an
Heimladepunkten geladen werden®3, ergibt sich eine Summe von etwa 9,2 Mio. Haushalten mit
flexiblen Lasten. Der Rest der Haushalte belauft sich somit auf gut 35 Mio. Zahlpunkte.

Anteil an Jahresver-

Anzahl Gesamtver- |brauch davon Jahreshochst-|Vollbenut-
Zihlpunkte [brauch (WAYLYEY) steuerbar

GroRindustrie

mit Befreiung 551 10% 100.000 0 13 7692
GroRindustrie

ohne Befreiung 1132 20% 100.000 0 23 4348
Kleinindustrie &

Gewerbe 6.929.748 37% 30 0 0,013 2308
HH mit flexiblen

Lasten 9.166.159 12% 7,5 3,5 0,015 500
HH ohne flexible

Lasten 35.133.841 22% 3,5 0 0,007 500
Tabelle 21: Grundgesamtheit der Endverbrauchergruppen im Rechenbeispiel. Quelle: eigene

Darstellung.

Gesamtkosten des Kapazitatsmechanismus

13 Die andere Hélfte der Haushalte mit E-PKW wird diese an 6ffentlichen oder halbéffentlichen Ladepunkten laden. Im Falle 6ffent-
licher Ladepunkte, beispielsweise an Tankstellen oder Parkplatzen, ist die Last in Form von E-PKW nicht steuerbar, vielmehr wird
hier der Ladevorgang zum Zeitpunkt der Ankunft am Ladepunkt gestartet. Bei halboffentlichen Ladepunkten, etwa am Arbeitsplatz
oder in Mehrfamilienh&dusern, ist unter Umstanden zwar ein gewisses Mal an Steuerung moglich, die Last des E-PKWs ist hier jedoch
nicht dem Zahlpunkt des einzelnen Haushaltes zugeordnet.

46 consentec



Weiterhin sind fir die Untersuchung der Belastung betroffener Endverbrauchergruppen Annah-
men bezliglich der zu refinanzierenden Kosten des Kapazitdtsmechanismus zu treffen. Wir un-
terstellen hier die Situation aus Beispiel 2 in Abschnitt 3.3. Dort gehen wir von einer bereitzu-
stellenden Kapazitat aus steuerbarer Erzeugungsleistung von 60 GW mit Investitionskosten von
400 €/kW fir Erzeugungsleitung und 100 €/kW fur die Lastflexibilitat (Nutzungsdauer: 20 Jahre).
Der WACC wird (analog zu 3.3) fiir die Leistung im Markt sowie fiir Lastflexibilitaten mit 10 %,
fiir die Leistung im Kapazitatsmarkt mit 8 % veranschlagt. Der Kapazitdtsmarkt ist auf 65 GW
dimensioniert, die Kapazitatsreserve halt 2 GW in Form von Lastflexibilitat bereit und der Anteil
der Lastflexibilitdt im Beispiel des EOM + Lastflexibilitat ist auf 5 GW dimensioniert. Damit erge-
ben sich je nach betrachtetem Kapazitditsmechanismus annuitatische Gesamtkosten zwischen
2,6 und 2,8 Mrd. €.

Parametrierung der Aufbringungsmechanismen

In Abschnitt 4 wurden acht Arten von Aufbringungsmechanismen vorgestellt. In einigen davon
hangt die Kostenverteilung stark von individuellen Entscheidungen zum Héchstlastzeitpunkt®®
bzw. der Grundgesamtheit der zahlungspflichtigen Marktteilnehmer® ab und lasst sich daher
nicht im Einzelnen berechnen. Ein Direktvergleich ist daher nur zwischen den Verteilungswir-
kungen der Netztarife sowie arbeitsbasierten, leistungsbasierten und pauschalen Umlagen mog-
lich.

Die zugrunde gelegten Netztarife basieren auf Durchschnittswerten der fiir 2016 geltenden
Preisblatter von den vier deutschen Ubertragungsnetzbetreibern sowie etwa 20 Verteilnetzbe-
treibern, welche ca. 50 % der Endverbraucher abdecken. Anhand der verbrauchsgruppenschar-
fen Netztarifentwicklung laut Monitoringbericht (BMWi, 2021) leiten wir daraus fir das Jahr
2020 durchschnittliche Tarife fir Verbraucher auf den verschiedenen Netzebenen ab (siehe An-
hang 0), wobei wir unterstellen, dass steuerbare Lasten gemaR § 14a EnWG eine Reduktion des
Arbeitspreises um 3,5 ct/kWh erhalten.

Fiir die Hohe der separaten Umlagen werden die Gesamtkosten des Kapazitatsmechanismus
gleichmaRig entsprechend des Strombezugs, der individuellen Hoéchstleistung oder eines
netzebenenspezifischen Faktors umgelegt. Somit zahlen alle Verbraucher (im Falle ohne Befrei-
ungen fur stromintensive Verbraucher) bei einer arbeitsbasierten Umlage 14 ct/MWh Ver-
brauch bei einer Umlage auf die Leistungsspitze 16 ct je kW Hochstlast. Fir die netzebenen- und
anschlussbezogene pauschale Umlage unterstellen wir, dass die Kostentragung zu jeweils 25 %
auf den Netzebenen 5 und 6, zu jeweils 15 % auf den Netzebenen 3 und 4 und zu jeweils 10 %
auf den Netzebenen 1 und 2 lastet. Je Anschluss in der Netzebene 5 fielen damit Kosten von
etwa 2.500 € jahrlich an, in der Netzebene 2 waren es nur 46 € je Anschluss und Jahr. Diese
Parametrierung ist jedoch arbitrar, bei der tatsdchlichen Ausgestaltung gibt es hohe Freiheits-
grade.

1 Hier werden ausschlieRlich die Kosten des Kapazitdtssegments, losgelGst von etwaigen Interdependenzen mit dem EOM, darge-
stellt.

15 Fir GroBhandelspreise und Ausgleichsenergiepreise lasst sich unter Annahme der Anzahl zu belastender Stunden (bspw. die 500
Stunden mit der hochsten Last innerhalb eines Jahres) eine grobe Abschatzung treffen, wie hoch die Kostenlast je verbrauchter
Energie in diesen Stunden ausfiele. Eine Abschédtzung der Kostenverteilung beim Handel mit Versorgungssicherheitszertifikaten ist
im Einzelnen nicht moglich.

16 |m Falle einer Aufbringung Giber Steuermittel ist die Kostenverteilung abhédngig von der Annahme zur gewéhlten Grundgesamtheit
der Steuerzahler sowie der Steuererhebungsmethodik.
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Im Falle der Befreiung stromintensiver Verbraucher zahlen diese bei einer leistungsbasierten
oder pauschalen Umlage nur noch 25 % der anhand des Umlageschlissels von ihnen zu tragen-
den Kosten, bei einer arbeitsbasierten Umlage unterstellen wir vereinfachend, dass strominten-
sive Verbraucher vollstandig von der Kostentragung an der Refinanzierung des Kapazitatsme-
chanismus befreit werden. Dies reflektiert die Erwartung, dass ein weitgehender politischer
Konsens besteht, stromintensive Verbraucher von Belastungen durch Entgelte, Abgaben und
Umlagen moglichst freizustellen (wie auch bei Netzentgelten und EEG praktiziert).

5.2 Anteilige Kostenbelastung der Endverbrauchergruppen

Wir betrachten zunachst, wie sich die Gesamtkosten des Kapazitatsmechanismus in Abhangig-
keit vom Aufbringungsmechanismus auf die Verbrauchergruppen verteilen, also welche Gruppe
den groRten Anteil der finanziellen Last schultert.

In Abbildung 11 ist diese Kostenverteilung fiir den Fall eines zentralen Kapazitdtsmarktes darge-
stellt. Fur diese Abbildung wird unterstellt, dass keine Entlastung stromintensiver Verbraucher
vorgenommen wird. Die unterschiedlich groRen Anteile der Kostentragung zwischen Grof3in-
dustrie mit und ohne Anspruch auf Befreiung nach § 19 Il StromNEV rihrt daher ausschlieRlich
von der Anzahl der Nutzer innerhalb der jeweiligen Untergruppe her. Gleiches gilt fiir die Haus-
haltsverbraucher: da wir davon ausgehen, dass die Flexibilisierung von Lasten im ZKM eine eher
untergeordnete Rolle spielt, haben Haushalte mit der Méglichkeit zur Laststeuerung hier keiner-
lei Vorteile gegeniliber denen mit ausschliefRlich inflexiblen Lasten.

Grundsatzlich ahneln sich die Verteilungswirkungen der strombezugsbasierten Umlage und der
Netztarife, wobei die Belastung der Haushaltsverbraucher zugunsten der Industrie bei einer Auf-
bringung Gber das Netztarifsystem etwas hoher ist. Besonders stark sind die Haushaltsverbrau-
cher aufgrund ihrer vergleichsweise geringen Benutzungsstunden von AM betroffen, die sich auf
die Jahreshochstlast konzentrieren. Dagegen der ginge eine pauschale netzebenen- und an-
schlussbezogene Umlage in der hier verwendeten Ausgestaltung eher zulasten der Industrie.

Umlage (pauschall ’ T ——
Umlage (kWh) T
Umlage (kW)™ I
Metztarife — |
500,00 1.000,00 1.500,00 2.000,00 2.500,00 3.000,00
Kostensumme in Mio. €

*geringe praktische Relevanz

GroBindustrie mit Befreiung M GroRindustrie ochne Befreiung B Kleinindustrie & Gewerbe

HH mit flexiblen Lasten HH ohne flexible Lasten

Abbildung 11: Kostensumme je Nutzergruppe (ohne Befreiung stromintensiver Verbraucher) im
ZKM (65 GW). Quelle: eigene Darstellung.

Die anteilige Kostentragung der Endverbrauchergruppen im Modell EOM + Reserve ware iden-
tisch zu der im ZKM, unterschiede sich jedoch in ihrer Hohe, da in diesem Fall ausschlieRlich die
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Kosten der Kapazitdtsreserve im Rahmen der betrachteten Aufbringungsmechanismen refinan-
ziert werden kénnten?’. Die Kapitalkosten der ibrigen Anlagen wiren Uber den StromgroRhan-
delspreis zu refinanzieren. Folglich beeinflusst die Wahl des Kapazitatsmodells vor allem die Ge-
samtkosten, sowie die Auswahl sinnvoller AM, die anteilige Kostenteilung je Aufbringungsme-
chanismus bleibt hingegen weitgehend unverandert.

Im  Gegensatz zu  Abbildung 11 kdbnnen  stromintensive  Verbraucher in

U mlage (ipauschal) ™ 1
Umlage (kwh)
Umlage (kw) *
Netztarife

500,00 1.000,00 1.500,00 2.000,00 2.500,00 3.000,00

* . . Kostensumme in Mio. €
geringe praktische Relevanz

GroBindustrie mit Befreiung M GroRindustrie ohne Befreiung B Kleinindustrie & Gewerbe

HH mit flexiblen Lasten HH ohne flexible Lasten

Abbildung 12 eine Befreiung nach § 19 Il StromNEV in Anspruch nehmen. Die dadurch fehlenden
Erlése aus dem Aufbringungsmechanismus werden entsprechend der anteiligen Kostentragung
auf die anderen Verbrauchergruppen verteilt. Die Zusatzlast der Verbrauchergruppen ohne Be-
freiungistinsbesondere in solchen AM hoch, in denen stromintensive Verbraucher im Falle ohne
Befreiungen einen vergleichsweise grolRen Teil der Kostenlast tragen wiirden, also z. B. bei ar-
beitsbasierten Umlagen.

U mlage (ipauschal) " 1
Umlage (kwh)
Umlage (kw) *
Netztarife

500,00 1.000,00 1.500,00 2.000,00 2.500,00 3.000,00

* . . Kostensumme inMio. €
geringe praktische Relevanz

GroBindustrie mit Befreiung M GroRindustrie ochne Befreiung B Kleinindustrie & Gewerbe

HH mit flexiblen Lasten HH ohne flexible Lasten

Abbildung 12: Kostensumme je Nutzergruppe (mit Befreiung stromintensiver Verbraucher) im
ZKM (65 GW). Quelle: eigene Darstellung.

5.3 Kostenbelastung je Nutzer und Jahresstromverbrauch

Bei der vorangegangenen Betrachtung der anteiligen Kostenbelastung der Endverbrauchergrup-
pen hangt der Kostenanteil, der von einer bestimmten Gruppe zu tragen ist, auch von der Anzahl
der Nutzer in dieser Gruppe ab. Zum besseren Vergleich der Kostenbelastung einzelner Nutzer

7 Eine gemeinsame Darstellung der Auswirkungen des Aufbringungsmechanismus auf Kapazitdts- und Marktsegment ist aufgrund
der groRen Unsicherheiten, mit denen die Aufbringung Gber den Strompreis behaftet ist, nicht moglich (siehe 5.4).
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durch die verschiedenen Kapazitats- und Aufbringungsmechanismen betrachten wir daher nun
die verbrauchsabhangige Kostenbelastung je Nutzer.

Zundchst blicken wir in Abbildung 13 wieder auf die Refinanzierung eines ZKM ohne Befreiung
der stromintensiven (Industrie-)Verbraucher. Unter Bericksichtigung der verwendeten Grund-
gesamtheit werden Verbraucher mit inflexiblen Lasten je kWh tendenziell starker belastet als
solche mit flexiblen Lasten, was jedoch auch auf die zugrunde gelegten Annahmen beziiglich des
Gesamtverbrauchs der unterschiedlichen Haushaltsgruppen zuriickzufiihren ist. Darliber hinaus
werden Verbraucher mit niedrigen Benutzungsstunden immer dann starker belastet, wenn die
individuelle Hoéchstlast zur Verteilung herangezogen wird. Folglich sticht besonders die enorme
Kostenumverteilung von der Industrie hin zu Haushaltsverbrauchern, insbesondere solcher
ohne flexible Lasten, im Falle einer Umlage auf die individuelle Hochstleistung ins Auge, weshalb
eine solche Umlage in der Realitadt nur eine geringe Relevanz hat.

Die Verteilung im Falle einer pauschalen (netzebenen- und anschlussbezogenen) Umlage hangt
dagegen stark von deren Ausgestaltung ab. Auch fiir diese Umlage ist, wie in 4.2.6 dargestellt,
die praktische Relevanz beschrankt.

12,00

10,00

4,00
2,00 I I
i |

Metztarife Umlage (kW) * Umlage (kWh) Umlage (pauschal) *

Kostenje Nutzerin € / MwWh
o
=]
=]

GroBindustrie mit Befreiung M GroRindustrie chne Befreiung B Kleinindustrie & Gewerbe

HH mit flexiblen Lasten HH ohne flexible Lasten *ceringe praktische Relevanz

Abbildung 13: Kosten je Nutzer in €/MWh (ohne Befreiung stromintensiver Verbraucher) im
ZKM (65 GW). Quelle: eigene Darstellung.

Bei einer strombezugsbasierten Umlage tragen definitionsgemal alle Nutzer die gleichen Kosten
je kWh Stromverbrauch. Damit wiirden sich aber gerade fiir Verbraucher mit hohen Volllast-
stunden wie die energieintensive Industrie absolut besonders hohe Belastungen ergeben. Um
dies auszugleichen, wird in Abbildung 14 gegeniiber Abbildung 13 eine Befreiung der stromin-
tensiven Verbraucher eingefiihrt. Eine solche Befreiung belastet insbesondere diejenigen Ver-
braucher, die bereits zuvor einen GroRteil der Umlage getragen haben.
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B GroBindustrie mit Befreiung M GroBindustrie chne Befreiung B Kleinindustrie & Gewerbe
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Abbildung 14: Kosten je Nutzer in €/MWh (mit Befreiung stromintensiver Verbraucher) im ZKM
(65 GW). Quelle: eigene Darstellung.

Die Darstellungen in Abbildung 15 und Abbildung 16 zeigen beide Situationen im Falle eines
EOM + Reserve. Die grundlegenden Ergebnisse sind hier dquivalent zu denen im Falle eines ZKM.
Einzig die Hohe der (iber die hier dargestellten Aufbringungsmechanismen zu erhebenden Refi-
nanzierungssumme ist verglichen zum ZKM niedriger, da die Kosten des Marktes liber den
StromgrolRhandelspreis refinanziert werden missen.
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Metztarife Umlage (kW) Umlage (kwWh) Umlage (pauschal)

Kostenje Nutzerin € / MwWwh

B GroBindustrie mit Befreiung M GroBindustrie chne Befreiung B Kleinindustrie & Gewerbe
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Abbildung 15: Kosten je Nutzer in €/MWh (ohne Befreiung stromintensiver Verbraucher) in der
Kapazitdtsreserve (2 GW). Quelle: eigene Darstellung.
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Abbildung 16: Kosten je Nutzer in €/MWh (mit Befreiung stromintensiver Verbraucher) in der
Kapazitdtsreserve (2 GW). Quelle: eigene Darstellung.

5.4 Kostenabschatzung bei Aufbringung liber GroBhandelsstrompreis

Die Kostenverteilung bei Aufbringung lber das Ausgleichsenergiepreissystem oder einen Auf-
schlag auf den GroRhandelspreis hdangt stark vom individuellen Verhalten zum Hochstlastzeit-
punkt ab, wodurch ein direkter Vergleich mit anderen Aufbringungsmechanismen nicht moglich
ist. FUr eine schematische Abschatzung der moglichen Kostenbelastung verfolgen wir daher ei-
nen alternativen Ansatz. Dabei untersuchen wir, wie viele Betriebsstunden abhangig von einem
maximal akzeptierten Strompreisniveau am GroBhandelsmarkt notwendig waren um ein Spit-
zenlastkraftwerk zu refinanzieren und welcher Anteil der Stromnachfrage auf diese Stunden ent-
fallt.

Fir die vereinfachte Betrachtung, welcher Anteil der Stromnachfrage von Preisspitzen betroffen
sein kénnte, ziehen wir eine Dauerlinie der Last im deutschen Stromsystem?® heran. Die Analyse
ist dabei nur als eine grobe Abschatzung zu verstehen. Einerseits werden dabei Effekte wie die
Auswirkung von erneuerbaren Energien auf die Form der durch steuerbare Erzeugungsanlagen
zu deckenden Lastdauerlinie und Austausche mit dem Ausland vernachlassigt. Auch kann eine
auf historischen Nachfragedaten beruhende Analyse den Effekt einer bei Preisspitzen elasti-
schen Nachfrage nicht nachbilden. Vernachlassigt sind dartiber hinaus weitere Erlosstrome wie
z. B. aus Warmebereitstellung und dem Angebot von Regelreserve. Die in Abbildung 17 darge-
stellte Analyse erlaubt jedoch dennoch erste Schlussfolgerungen.

18 Basierend auf der deutschen Lastzeitreihe im Jahr 2020 (ENTSO-E, 2021).
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Abbildung 17: Notwendige Betriebsstunden zur Refinanzierung von Spitzenlastkraftwerken
und betroffene Stromnachfrage bei unterschiedlichen Preisobergrenzen am
Stromgrofshandelsmarkt. Quelle: eigene Darstellung.

Einerseits ist erkennbar, dass die Zahl der Stunden mit zur Refinanzierung notwendigen Preis-
spitzen auch in einem EOM-Marktdesign begrenzt ist. Bereits relativ wenige Stunden mit Preis-
spitzen erlauben eine Refinanzierung von Spitzenlastanlagen?®. Dabei ist der Teil der Nachfrage,
der gegenilber Preisspitzen exponiert ist, umso hoher, je niedriger die akzeptierte Preisober-
grenze am GrolRhandelsmarkt ist. Sehr hohe Preisobergrenzen beglinstigen daher besonders
stark solche Verbraucher, die diese flexibel vermeiden kdnnen.

Die Bezugskosten tendenziell unflexibler Verbraucher werden hingegen starker von Preisspitzen
im GroRhandelsstrompreis beeinflusst werden. Zwar werden solche Verbraucher die Volatilitat
ihrer Bezugskonditionen durch Hedging-Geschafte wie den Abschluss langfristiger Lieferver-
trage verringern kénnen, gleichzeitig wird die Preisgestaltung solcher Vertrage in einem funkti-
onierenden Wettbewerbsmarkt wird aber ebenfalls dazu fiihren, dass unflexible Verbraucher
die Kapazitatskosten der fiir ihre Versorgung benétigten Spitzenlastanlagen (mittelbar) tragen
mdissen.

Wie oben angedeutet, hangt die Frage, ob Preisspitzen am GroBhandelsmarkt fir einen Ver-
braucher relevant sind, von seiner Flexibilitdt ab. Deswegen ist ein Herunterbrechen der Effekte
auf die in 5.1 parametrierten Musterverbraucher nicht moglich. Hilfsweise kann allenfalls fiir
einen Verbraucher des Typs energieintensive Industrie mit sehr hohen Volllaststunden ange-
nommen werden, dass seine Nachfrage so unflexibel ist, dass er zur ,Mitnahme” von Preisspit-
zen am GrolRhandelsmarkt “gezwungen ist. Das wiirde z. B. bei Auftreten eines Preises von min-
destens 10.000 EUR/MWh wahrend 5 Stunden des Jahres fiir dieses Unternehmen einen Auf-
schlag auf die Strombezugskosten von ca. 7 EUR/MWh bedeuten. Diese Zahl liegt leicht hoher
als die in Abschnitt 5.3 abgeschatzten Belastungen bei einer energieverbrauchsbezogenen Um-
lage der Kosten eines zentralen Kapazitatsmarkts. Dies ist plausibel, weil die hier unterstellte
Inflexibilitat des Verbrauchers sich bei einer Refinanzierung von Kapazitatsvorhaltungen lber
GroBhandelsstrompreise starker auswirkt als bei der diesbeziiglich insensitiven Umlage liber

1% Anlagen mit héheren Kapitalkosten und niedrigeren einsatzabhangigen Kosten bendétigen hohere Betriebsstunden, erzielen aber
aufgrund ihrer Position in der Merit Order typischerweise auch wéahrend weiter Teile des Jahres inframarginale Renten, die zur
Refinanzierung genutzt werden kdnnen.
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den gesamten Stromverbrauch. Im Vergleich zu einer Befreiung der energieintensiven Industrie
von den Kosten einer Kapazitatsumlage flihrt die Refinanzierung Gber GroRhandelspreise natir-
lich zu einer deutlich hoheren Belastung. Dies reflektiert den — bereits vorher herausgearbeite-
ten— Effekt der fehlenden Moglichkeit, in diesem Mechanismus Verteilungseffekte der Vorhal-
tekosten fiir Kapazitat gezielt zu steuern.
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6 Zusammenfassung und Empfehlung

Die vorliegende Studie untersucht die Frage, wie sich das in Deutschland zur Gewahrleistung
von Versorgungssicherheit genutzte Marktdesign des EOM 2.0 in Verbindung mit einer Kapazi-
tatsreserve mit Blick auf die Endverbraucherpreise im Verhaltnis zu anderen denkbaren Markt-
designs verhélt. Dazu wurde dieses Marktdesign mit vier weiteren Optionen (Strommarkt 2.0,
zentraler Kapazitatsmarkt, dezentraler Kapazitatsmarkt und Investitions- bzw. Betriebsbeihil-
fen) zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit verglichen. Gleichzeitig wurde untersucht,
welche Aufbringungs- und Verteilungsmechanismen fir die Kosten zur Gewahrleistung von Ver-
sorgungssicherheit in den verschiedenen Marktdesigns denkbar sind und wie diese sich mit Blick
auf Endverbraucherpreise und Anreizwirkungen unterscheiden.

Fir jeden der Kapazitdatsmechanismen wurden zunachst Wirkmechanismen diskutiert, welche
dessen Gesamtkosten fiir die Gewahrleistung von Versorgungssicherheit beeinflussen. Dabei
fallt auf, dass einzelne KapM zwar bezliglich einzelner Kriterien tberlegen sind, daflir aber be-
zlglich anderer Kriterien eher negativ zu bewerten sind. Eine dominante Empfehlung, welches
Marktdesign zu den geringsten Gesamtkosten fiir die Gewahrleistung von Versorgungssicher-
heit fuhrt, lasst sich nicht ableiten.

Auch der Vergleich von Modellierungsergebnissen fritherer Studien sowie unsere eigene mo-
dellhafte Kostenabschatzung zeigen keine klaren Vorziige eines der Kapazitdtsmechanismen
auf. Die modellierten Gesamtkosten unterscheiden sich nur leicht in Abhdngigkeit vom gewahl-
ten Modell. Die tatsachlichen Kostenunterschiede hangen dabei stark von den gewdhlten An-
nahmen (insbesondere beziglich des WACC) ab. Die Wahl eines bevorzugten Marktdesigns
hangt daher stark von den Praferenzen politischer Entscheidungstrager und der Einschatzung
der Relevanz der Vor- und Nachteile ab (z. B. hohere Finanzierungskosten bei EOM vs. Regulie-
rungsrisiken beim zentralen Kapazitatsmarkt; auBerdem ist von zentraler Bedeutung, inwiefern
und zu welchen Kosten DSM Potentiale zur Verfligung stehen). Dabei ist auch anzuerkennen,
dass diese politischen Praferenzen sich im Zeitverlauf verandern kdnnen. Das fiir das heutige
System bestgeeignete Marktdesign ist nicht zwangslaufig auch fiir 2050 optimal.

Bei dezentral wirkenden Mechanismen wie dem EOM und den dezentralen Kapazitatsmarkten
sind die Refinanzierungsmechanismen weitgehend festgelegt. Sie sind deshalb in ihren Vertei-
lungs- und Kostenwirkungen wenig steuerbar, sondern stattdessen stark vom individuellen Ver-
halten der Stromverbraucher abhangig. Davon kénnen speziell flexible Stromverbraucher, die
ihren Verbrauch zum Zeitpunkt besonders hoher Systemlasten reduzieren kénnen, profitieren.
Sie verringern die fiir die Gewahrleistung von Versorgungssicherheit notwendige Leistungsvor-
haltung, miissen sich aber dafiir auch an deren Finanzierung nicht bzw. nur in geringerem Um-
fang beteiligen.

Hingegen hangt die Tragung der Kosten eines Kapazitdtsmechanismus mit zentraler Kapazitats-
beschaffung/-férderung durch verschiedene Gruppen von Endverbrauchern nicht unbedingt
von deren Verbrauchsverhalten in Spitzenlastsituationen ab, sondern kann Uber die Wahl des
Aufbringungsmechanismus gezielt gesteuert werden. Mogliche Kriterien sind dabei z. B. Fairness
und soziale Ausgewogenheit, aber auch gezielte Anreize zur Steuerung des Verbrauchsverhal-
tens. Von den untersuchten Mechanismen haben sich —neben einer Steuerfinanzierung, die den
Vorteil hat, Strompreise nicht zu belasten, aber dafiir mit hohen politischen Hiirden verbunden
ist - insbesondere eine Aufteilung lGber die Netzentgelte und eine arbeitsbezogene Umlage als
praktikabel und bzgl. der meisten Kriterien akzeptabel erwiesen. Eine arbeitsbezogene Umlage
bringt dabei zwar zuséatzlichen Einrichtungs- und Verwaltungsaufwand mit sich, hat aber den
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Vorteil, dass die Verteilungswirkungen (z. B. bzgl. Entlastungen fiir besonders sensible Verbrau-
cher) besser gesteuert werden kdnnen. Beide Mechanismen setzen aber keine gezielten Anreize
fiir ein besonders systemdienliches Verhalten im Sinne der Gewahrleistung von Versorgungssi-
cherheit. Als Alternative kénnte daher eine — wiederum aufwandigere, aber ggf. besser vermit-
telbare —dynamische Umlage, die sich z. B. an der Residuallast oder den Strompreisen orientiert,
erwogen werden.

Die abschlieRende quantitative Abschatzung der Kostenbelastung fiir betroffene Endverbrau-
chergruppen anhand eines stilisierten Modellsystems bestitigt die vorherigen Uberlegungen
und zeigt die moglichen Unterschiede in der Belastung von unterschiedlichen Endverbraucher-
gruppen sowie den Wert von Flexibilitat bei Marktdesigns mit dezentraler Gewahrleistung von
Versorgungssicherheit auf.
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Anhang A - Ubersicht Wirkmechanismen

A Ubersicht Wirkmechanismen

EOM 2.0 + Reserve m Dezentraler KM Betriebs-/Investitionsbeihilfen
[ |

Effektivitat

Wettbe-
werbswirkun-

gen

Finanzie-
rungsrisiken

Keine Evidenz fir VS-Defizit
Anreize flr individuelle Leis-
tungsvorsorge

Einzelne Knappheitssituati-
onen kénnen dennoch auf-
treten

Keine Absicherung von (in
Wahrscheinlichkeit) nicht
quantifizierbaren Extremsi-
tuationen

Technologieoffen, dadurch
einfachere Einbindung von
Flexibilitaten

Hohe Risikopramien

VS grundsatzlich gewahr-
leistet

Zusatzliche Sicherheit durch
Aufbau der Reserve - ein-
zelne Knappheitssituatio-
nen kénnen vermieden
werden

Bestimmte Extremsituatio-
nen werden abgefangen
(abh. von Dimensionie-
rungsregeln)

EOM technologieoffen,
dadurch einfachere Einbin-
dung von Flexibilitaten
Reserve aber mit moglicher-
weise wettbewerbsein-
schrankenden Praqualifika-
tionskriterien

Hohe Risikopramien fiir
EOM

Unsicherheit bei Reserve
gering

VS grundsatzlich gewahr-
leistet, wenn Lastprognosen
korrekt sind

Tendenz zu Uberkapazita-
ten durch risikoaverse friih-
zeitige Bedarfsfestlegung
Ubliche Dimensionierungs-
regeln verlangen keine voll-
standige Vermeidung von
Knappheitssituationen
Berucksichtigung von Ext-
remsituationen schwierig

Barriere fiir neue Technolo-
gien, dadurch Hemmung
der Innovationstatigkeit

Bei Bestandsanlagen Anreiz
zu strategischer Stilllegung

Gering, da langfristige Ver-
trage flr Neueintritt / Mo-
dernisierung

VS-Niveau abhéngig von
Methode der Bedarfsfestle-
gung

Tendenz zu Uberkapazita-
ten bei risikoaverser frih-
zeitige Bedarfsfestlegung
Beriicksichtigung von Ext-
remsituationen schwierig

Barriere fiir neue Technolo-
gien, dadurch Hemmung
der Innovationstatigkeit,
aber geringer als bei zentra-
lem KM

Bei groRRen Anlagen Anreiz
flr strategische Gebote
Grundsatzlich jedoch Wett-
bewerb vorhanden

Tendenziell hoher als bei
zentralem KM, da kurzfristi-
gere Vertrage

FR: Fir neue Kapazitaten
sollen Mehrjahresvertrage
eingefiihrt werden (CfD)

Beibehaltung / Ausweitung
von Kapazitaten - keine
Reduktion des VS-Niveaus
Einzelne Knappheitssituati-
onen kénnen dennoch auf-
treten

Keine Absicherung von (in
Wahrscheinlichkeit) nicht
quantifizierbaren Extremsi-
tuationen

Beschrankung auf spezifi-
sche Technologie
Geringe Flexibilitat

Unsicherheit wird durch
Forderung reduziert



DSR und an-
dere Flexibili-
tatsoptionen

Zu- und Riick-
bau

Regulierungs-
risiko

»Mitnahme-
effekte” bei
Kapazitats-

zahlungen

Teilnahme maglich fir
Technologien mit niedrigen
ErschlieBungs- und hohen
Aktivierungskosten

Bedarf ergibt sich aus Preis

Keine Anreize fiir Neuinves-
titionen

Vernachlassigbar

»Mitnahmeeffekte” anders
einzuordnen als bei KM
Ausnutzen von Preisspitzen
am Dispatchmarkt

Effekt auf Verbraucher-
preise abhangig vom indivi-

Teilnahme moglich

In EOM-Segment
Technologien mit niedrigen
Erschliefungs- und hohen
Aktivierungskosten, in Re-
serve umgekehrt

Keine Anreize fiir Neuinves-
titionen

Teilnahme abhéngig von
Ausgestaltung

Finanzierung einfacher als
in anderen Modellen >
Technologien mit hohen Er-
schlieBungs- und niedrigen
Aktivierungskosten

Bedarf muss separat festge-
stellt werden

Finanzierungssicherheit und
Orientierung an Kapazitats-
volumen reizen Zubau an

Je nach Ausgestaltung kén-
nen bestimmte Technolo-
gien starker angereizt wer-
den

Anhang A - Ubersicht Wirkmechanismen

Teilnahme abhédngig von
Ausgestaltung
Technologien mit niedrigen
ErschlieBungs- und hohen
Aktivierungskosten

Bedarf ergibt sich aus Preis

(Relative) Finanzierungssi-
cherheit und Orientierung
an Kapazitatsvolumen rei-
zen Zubau an

Kapazitatsmarkte konnen Preisspitzen zwar verringern, aber nicht vollstéandig verhindern

Stark reguliert (Bedarfsfest-
legung, Sanktionen), aber
kaum Anreize fir Einfluss-
nahme

Zudem nur flr Reserveseg-
ment relevant

Fiir Anlagen aulRerhalb der
Reserve analog zum EOM
Inframarginale Renten im
Reservesegment denkbar
Mitnahmeeffekte allerdings
begrenzt, da Reserve im
Verhaltnis zum Gesamt-
markt klein und gezielt auf

Stark reguliert (Bedarfsfest-
legung, Sanktionen)
Unsicherheiten, Informati-
onsasymmetrie und erhebli-
che Anreize fiir Einfluss-
nahme

Inframarginale Renten im
Kapazitatsmarkt
Kapazitatszahlungen auch
an Anlagen, die auch ohne
eine solche Zahlung im
Markt verblieben

Geringe Regulierung (Fest-
legung von Ponale und trig-
ger price)

Erhebliche Anreize fir Ein-
flussnahme

Inframarginale Renten im
Kapazitatsmarkt
Kapazitatszahlungen auch
an Anlagen, die auch ohne
eine solche Zahlung im
Markt verblieben

Keine einfache Moglichkeit
der Begrenzung

Keine Teilnahme

Anreiz zum Bau neuer KWK-
Anlagen

Erhebliche Anreize fiir poli-
tische Einflussnahme

Uberférderung nicht ausge-
schlossen

Zahlungen aber nur an we-
nige Anbieter, daher be-
grenzte Mitnahmeeffekte
Abmilderung zudem z. B.
durch wettbewerbliche



Anhang B - Ubersicht Aufbringungsmechanismen

Wechselwir-
kungen mit

Ausland

Effizienz
Wohlfahrt

duellen Verhalten der Ver- ansonsten nicht im Markt e Aber Begrenzung der Mit- Bestimmungen von Forder-
braucher zum Hochstlast- befindliche Anlagen ausge- nahmeeffekte durch spezi- hohen denkbar
zeitpunkt richtet elle Gebots- und Preisregeln

e Verringerter Finanzierungs-
bedarf durch xb-Teilnahme

e Automatische Reaktion auf
Kapazitatsentwicklung im

Ausland

Keine xb-Teilnahme moglich e

B Ubersicht Aufbringungsmechanismen

denkbar

Abhéngig von Regeln zur

xb-Teilnahme

4

Urteil abhangig von Gewichtung der Bewertungskriterien

e Abhéangig von Regeln zur
xb-Teilnahme

Keine xb-Teilnahme mog-

lich

GroRhandels- Steuermittel Netztarife Arbeitsbasierte Dynamische Um- Umlage auf Pauschale Ausgleichsener- Handel von VS-
strompreis Umlage lage Leistungsspitze | Umlage giepreissystem Zertifikaten
Versor- ] ] [ [ H |
gungssi- AnreizzurRe- e vongewshl- e Anreizzur e Keingezielter ¢ AnreizzurRe- o Anreizzur e Kein Anreiz AnreizzurRe- o Anreiz zur Re-
cher- duktion des ter Steuer Reduktion Anreiz zur Re- duktion des Ka- Reduktion zur Reduk- duktion des duktion des
heit/Be- Kapazititsbe- o Kein Anreiz des Kapazi- duktion des pazitatsbedarfs des Kapazi- tion des Kapazititsbe- Kapazititsbe-
darfsde- darfs zur Reduk- tatsbedarfs Kapazitdtsbe- in Systemhdchst- tatsbedarfs Kapazitats- ki darfs
ckung Erl6se aus tion des Ka- allenfalls darfs lastzeitpunkten, allenfalls bedarfs P o Anreiz fur h-
Preisspitzen pazititsbe- zufilligund e  Kein Anreiz fir aber abhdngig zufillig e Kein Anreiz )
zur Refinan- darfs nur fiir AP hohere KW- von Ausgestal- o Anreiz zu fiir hahere lanzkreistreue here KW-Ver-
zierungabge- o KeinAnreiz ® Kein Anreiz Verfiigbarkeit tung der Dyna- Glattung in- KW-Ver- u.nd system- fugbar!fen
rufener Kapa- fiir héhere fiir hohere misierung dividueller fiigbarkeit dienlichem zum Hochst-
zitdten auf- KW-Verfiig- KW-Verfiig- e  Hebelung” des Lastspitze Einsatz von lastzeitpunkt
wendbar barkeit barkeit Preissignals ggf. kontra- Flexibilitat
durch dynami- produktiv
sche Umlage o Kein Anreiz

kann selbst wie-

fiir héhere



Dynami-
sche Ent-
wicklung

Erleichterte
ErschlieBung
von Flexibili-
taten
Anreizwirkung
des CO2-Prei-
ses bleibt er-
halten

Geknupft an
Energiebezug
zu Knapp-
heitszeitpunk-
ten

Allerdings
auch Beein-
flussung der
Strombezugs-
kosten von
Verbrauchern
aulerhalb der

Abhangig
von gewahl-
ter Steuer
zielfihrend,
kontrapro-
duktiv oder
neutral

Nicht ge-
knipft an
Energiebe-
zug zu
Knappheits-
zeitpunkten
Ggf. positi-
vere Wahr-
nehmung
falls als all-
gemeine

Keine An-
reize fur
Transfor-
mation

Unter-
schiedliche
Belastung
verschiede-
ner Ver-
braucher-
gruppen
Dennoch als
fair be-
trachtet, da
geknipft an

Hemmnis fir
Transforma-
tion des
Stromsystems,
insbesondere
der Sektor-
kopplung

Nicht geknlipft
an Energiebe-

zug zu Knapp-

heitszeitpunk-
ten

derum als ver-
zerrend empfun-
den werden

Kein besonderer
Anreiz fur Ver-
fligbarkeit von
Erzeugungsanla-
gen

Anreize zu Absi-
cherung und
Transformation
des Stromsys-
tems

Geknipft an
Energiebezug zu
Knappheitszeit-
punkten

Keine Moglich-
keit zur Vermei-
dung von Belas-
tung durch lang-
fristige Absiche-
rung

KW-Verfug-
barkeit

Keine An-
reize fur
Transfor-
mation
Ggf. kontra-
produktiv,
wenn Las-
terhohung
bei hoher
EE-Verflg-
barkeit
ponalisiert
wird

Nicht ge-
knupft an
Energiebe-
zug zu
Knappheits-
zeitpunkten
Hohe Belas-
tung von
Verbrau-
chern mit
niedrigen

Anhang B - Ubersicht Aufbringungsmechanismen

Keine An-
reize fir
Transfor-
mation

Nicht ge-
knipft an
Energiebe-
zugzu
Knapp-
heitszeit-
punkten

Erleichterte
ErschlieBung
von Flexibili-
taten

Anreiz zu Ab-
sicherung und
Transforma-
tion des
Stromsystems

Geknupft an
Energiebezug
zu Knapp-
heitszeitpunk-
ten

Anreiz zur Fle-
xibilisierung
der Nachfrage
Anreiz zu Ab-
sicherung und
Transforma-
tion des
Stromsystems

Geknupft an
Energiebezug
zu Knapp-
heitszeitpunk-
ten



Anhang B - Ubersicht Aufbringungsmechanismen

Soziale
Ausgewo-
genheit

Steue- [}
rung der [N
Vertei-

lungswir-
kungen

Komplexi-

tat [

organisierten
Markte

Kostenvertei-
lung anhand
Energiebezug
Kleine Ver-
braucher
durch Lang-
fristvertrage
gegen Preis-
schwankun-
gen abgesi-
chert

Nicht moglich

Vorhandener
Mechanismus

Krisenvor-
sorge ange-
sehen

Abhéngig
von gewahl-
ter Steuer

Grundsatz-
lich mog-
lich, aber an
die Gesamt-
heit der
Steuerzah-
ler geknipft
- nicht
zielgenau

Vorhande-
ner Mecha-
nismus

(individu-
elle) Spit-
zenlast

Grundsatz-
lich ausge-
wogen

Grundsatz-
lich mog-
lich, aber
nur im Rah-
men der
Netzent-
gelte als
Ganzes 2>
nicht zielge-
nau

Vorhande-
ner Mecha-
nismus

Am ein-
fachsten

Grundsatzlich
ausgewogen

Entlastung auf
hohen Netz-
ebenen mog-
lich, analog zu
besonderer
Ausgleichsre-
gelung (EEG)

Einflihrung ei-
nes neuen
Mechanismus,
Designfragen
unklar

Kostenverteilung  ®
anhand Energie-
bezug zum
Hochstlastzeit-

punkt

gezielte Steue- °
rung z.B. liber
Verschonungsre- o
gelungen von

der Umlage

moglich, analog

zu besonderer
Ausgleichsrege-

lung (EEG)

Dabei aber auch
Verlust von An-
reizwirkungen

Einfuhrung eines o
neuen komple-

xen Mechanis-

mus, Designfra-

gen unklar

Vollbenut-
zungsstun-
den

Keine Re-
duktion
durch An-
passung
des Verhal-
tens mog-
lich

Alle SLP-
Verbrau-
cher wer-
den gleich
behandelt

Technisch
moglich
Kostenan-
teil sensib-
ler Ver-
braucher
tragen ge-
ring, daher
schwer be-
grindbar

Einflhrung
eines

neuen Me-
chanismus,

Keine Re-
duktion
durch An-
passung
des Verhal-
tens mog-
lich

Alle Ver-
braucher
einer Netz-
ebene
werden
gleich be-
handelt

Technisch
moglich
Kostenan-
teil sensib-
ler Ver-
braucher
tragen ge-
ring, daher
schwer be-
grindbar

Einfuhrung
eines

neuen Me-
chanismus,

e Kostenvertei-
lung anhand
Energiebezug

e Kleine Ver-
braucher
durch Lang-
fristvertrage
gegen Preis-
schwankun-
gen abgesi-
chert

e Nicht moglich

e Vorhandener
Mechanismus

Kostenvertei-
lung anhand
Energiebezug
Kleine Ver-
braucher
durch Lang-
fristvertrage
gegen Preis-
schwankun-
gen abgesi-
chert

Nicht moglich

Einflhrung ei-
nes neuen
Mechanismus
Nur sinnvoll
bei DKM



Hohe Ge- wenn direkt o
staltungs- bei UNB er-
freiheit hoben .
Genehmi-

gung durch

EC notig

KapM wiir-

den Teil der

Haushalts-

debatte

Hohe Gestal-
tungsfreiheit
Genehmigung
durch EC nétig

Designfra-

Planung des Auf-
gen unklar

kommens
schwieriger als
bei anderen Me-
chanismen
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Designfra-
gen unklar



Anhang C - Empirische Preisstabilitat

C Empirische Preisstabilitat

Wie in 3.1.6 diskutiert, wird vielerorts die Hoffnung vertreten, dass KapM in der Lage sind, die
Preisstabilitat zu férdern. Im Folgenden werden daher die Ergebnisse der letzten Kapazitatsauk-
tionen in GroRRbritannien, Polen und Frankreich gegenlibergestellt.

in EUR/kW/Jahr:

Lieferjahr [GBT-4  |GB T-1
2016  33,68*
50,00 2017  51,36* 7,93
45,00 2018 24,07 6,78
2019 24,80 0,88
40,00 2020 27,56 1,12
35,00 2021 9,49
_ 2022 7,24
§ 3000 2023 17,96
3
2 25,00
£
£ 20,00
15,00
10,00
5,00 \_ =T-4 Auktion
~ =T-1 Auktion
2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023

Abbildung 18: Empirische Preisentwicklung auf dem britischen Kapazitdtsmarkt fiir die Aus-
schreibungsrunden T-1 und T-4. Quelle: eigene Darstellung auf Basis von Daten
der National Grid Plattform?

Sowohl fiir den britischen (Abbildung 18) als auch fir den polnischen (Abbildung 19) ZKM weisen
die Kapazitatspreise zu jedem Zeitpunkt eine hohe Volatilitat auf, insbesondere bei langer Vo-
raussicht, wie der Vergleich der T-4 Ausschreibungsrunde mit der T-1 Ausschreibungsrunde im
britischen ZKM zeigt.

in EUR/kW/Jahr:

Lieferjahr [PLT-5 |
2021 56,01*

300
2022 46,15*

2023 47,31
250 2024 61,09
2025 37,91
200
E
©
3
3 150
=
=
=
100

50

=—T-5 Auktion
2021 2022 2023 2024 2025

Abbildung 19: Empirische Preisentwicklung auf dem polnischen Kapazitétsmarkt fiir die Aus-
schreibungsrunden T-5. Quelle: eigene Darstellung auf Basis der PSE-Plattform?*

20 https://www.emrdeliverybody.com/CM/Auction-Results-1.aspx

21 https://www.pse.pl/obszary-dzialalnosci/krajowy-system-elektroenergetyczny/informacje-o-systemie
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Anhang D - Netztarife

Der franzésische DKM weist ebenfalls extreme Preisvolatilitaten auf, in Abbildung 20 dargestellt
fiir die 1-Jahres-Kontrakte. Die ersten Auktionen fir Mehrjahresvertrage (zuldssig fiir Neuanla-
gen) fanden 2019 statt. Eine Beurteilung der Preisstabilitat ist hier nicht moglich, da ein Clearing
nur fir die Zeitrdume 2021-2027 und 2022-2028 méglich war?? (jeweils zu 29 €/kW/Jahr).

Graph 45: Price and volumes from capacity guarantee auctions held by delivery year (DY)

/MW MW
25000 A r 25000

22636 22382,0

20000,9 20000,8 19499,2
20000 4 18500,0 18500,2 192203 20000
18240,9 18500,7 180457
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20002,4

[ ]
16583,9 166417
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’ 93100 93753 5000
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499552215482 535 1678 5032
5000 A 4169 4258 43494443 42754240 + 5000
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1175 12201235
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Abbildung 20: Empirische Preisentwicklung auf dem franzésischen Kapazitétsmarkt fiir die Aus-
schreibung einjéhriger Kontrakte. Quelle: eigene Darstellung auf Basis von CRE
(2020)

D Netztarife

Die in Tabelle 22 angegebenen Netztarife basieren auf Durchschnittswerten der fiir 2016 gel-
tenden Preisblatter von den vier deutschen Ubertragungsnetzbetreibern sowie etwa 20 Verteil-
netzbetreibern, welche ca. 50 % der Endverbraucher abdecken, skaliert anhand der verbrauchs-
gruppenscharfen Netztarifentwicklung laut Monitoringbericht (BMWi, 2021). Fiir die einzelnen
Verbrauchertypen ergeben sich die Tarife als gewichteter Durchschnitt der Tarife auf den ent-
sprechenden Netzebenen (Tabelle 23).

durchschnittli- | durchschnittli-
cher LP in cher AP in
€/kW ct/kWh

durchschnittli-
cher GP in €/a

2 Fiir die anderen beiden Lieferperioden wurden keine Angebote bezuschlagt, da fiir den Zeitraum nicht ausreichend Zeit zwischen
Bekanntgabe und Lieferperiode lag (es wurde daher eine Reduktionsrate angewendet) und die Gebote fir den Lieferzeitraum 2023-
2029 aufgrund der mit héheren Unsicherheiten einhergehenden geringeren Attraktivitdt im Schnitt zu teuer waren.
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Anhang D - Netztarife

g
Sy
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w
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Unterstellte Netzentgelte je Netzebene fiir das Jahr 2020. Quelle: eigene Darstel-
lung auf Basis von Tarifbléttern der UNB und VNB sowie BMWi (2021).

durchschnittli- | durchschnittli-
cher LP in cher AP in

durchschnittli-

her GP in €
€/kw ct/kWh cheCRlS &

GroRindustrie mit Befreiung 0,41
GroRindustrie ohne Befreiung 112,68 0,41
Kleinindustrie & Gewerbe 23,71 4,70

HH mit flexiblen Lasten 6,44 5,03

HH ohne flexible Lasten 644 5,03

-
Q
o
0
=
1))
N
w

Unterstellte Netzentgelte je Endverbrauchertyp fiir das Jahr 2020. Quelle: eigene
Darstellung auf Basis von Tarifbléttern der UNB und VNB sowie BMWi (2021).

23 Fir steuerbare Lasten abziglich 3.5 ct/kWh.
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