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0 Hintergrund, Zielsetzung und Vorgehen

Die Gruppe Bremen Energy Research an der Jacobs University Bremen wurde von der
dena beauftragt im Rahmen der dena Netzstudie Ill die Rickwirkungen von verschie-
denen Marktdesign-Anpassungsoptionen auf den Infrastrukturbedarf im Strom- und
Gassektor qualitativ abzuschatzen. Seitens des Expertengremiums ,Marktdesign® der
Netzstudie wurden finf Themenbereiche identifiziert, die im Rahmen des vorliegenden
Kurzgutachtens untersucht werden sollten. Im Folgenden werden verschiedene Mo-
delle beschrieben, die aktuell in den fiinf Themenbereichen diskutiert werden und aus
Sicht der Gutachter besonders relevant sind. Fur diese Modelle wurden dann die még-
lichen Rickwirkungen auf die Infrastrukturbedarfe im Strom- und Gassektor qualitativ
abgeschatzt. Hierbei handelt es sich um eine erste grundlegende Einschatzung, die
nicht als abschlieRend zu verstehen ist, sondern als Grundlage fir weitere Untersu-
chungen in diesem Bereich dient. Ziel ist es explizit nicht die Modelle selbst zu bewer-

ten.

Die nachfolgende Analyse fokussiert sich darauf drei unterschiedliche Effekte der dis-
kutierten Modelle zur Anderung des Marktdesigns auf den Infrastrukturbedarf im Strom-

und Gassektor zu erfassen. Die zentrale Argumentationslinie ist dabei wie folgt:

Der Einstieg in die Analyse erfolgt anhand des priméren Effekts der unterschiedlichen
Modelle auf den Strominfrastrukturbedarf. Grundlage des primaren Effekts sind zu-
meist differenziertere Bepreisungsmechanismen in unterschiedlicher Auspragung. Die
Analyse setzt damit beim Stromnetz an, da diese Infrastruktur bereits heute den grof3-
ten Anteil an erneuerbaren Energien integriert und die zunehmenden Engpasse das
zentrale Nadelohr fir die Energiewende darstellen. Dartiber hinaus zielen viele der un-
ten diskutierten Marktdesignthemen auf einen effizienten Umgang mit Netzknappheit
im Stromsektor als zentrales Signal zur Abwagung zwischen Investitionen in den ver-
schiedenen Infrastrukturen ab. Dieses Signal muss aus dem Stromnetz kommen, da
hier die Erneuerbaren angeschlossen sind und es bei der Sektorkopplung um die er-
neuerbaren Kapazitaten geht, die nicht ohne weitere Investitionen ins Stromnetz trans-
portiert werden koénnen. Darliber hinaus fallen auch die Anreize fir Investitionen in
Gaskraftwerke in den Bereich der primaren Effekte, so dass hier auch ein direkter Be-
zug zum Erdgasinfrastrukturbedarf besteht. Dies ist zumindest immer dann der Fall,

wenn die diskutierten Modelle auch Anreize fur Stromerzeugungskapazitaten haben.



Dartber hinaus und folgend aus dem primaren Effekt, werden insbesondere zwei se-
kundére Spillover-Effekte betrachtet, die indirekt aus den Marktdesignanpassungen fur

die Sektorkopplung entstehen:

Unter dem Elektrolyse-Effekt fassen wir die Anreize fur Investitionen in Elektrolyseure
zusammen. Grundsatzlich reprasentiert dieser Effekt die Anreize flr Investitionen in
Sektorkopplungstechnologien. Da der Analyserahmen der Studie sich jedoch auf das
Strom- und Gasnetz bezieht fokussieren wir die Analyse auf die Schnittstelle zwischen
diesen beiden Infrastrukturen, bei der die Elektrolyse eine zentrale Rolle einnimmt. Im
Folgenden werden zwei unterschiedliche Auspragungen des Elektrolyse-Effekts be-
trachtet. Zum einen kann es durch die Beimischung von Wasserstoff in das Methannetz
zu einem verstarkten Gasinfrastrukturbedarf kommen (bzw. zu einem reduzierten
Rlckbaubedarf). Zum anderen kann bei einem umfassenderen Wasserstoff-Angebot
ein Bedarf fur ein eigenstdndiges Wasserstoff-Transportnetz entstehen. Dies wirde
implizieren, dass der Gasinfrastrukturbedarf (Methan) fallt und der Wasserstoff-Infra-

strukturbedarf steigt.

Neben dem Elektrolyseeffekt wird noch der Substitutionseffekt zwischen den Energie-
tragern Strom und Gas als zweiter indirekter Effekt des Marktdesigns auf den Infra-
strukturbedarf analysiert: Steigt das allgemeine Preisniveau von Strom (und/oder fallt
das allgemeine Preisniveau von Gas), fallt die Stromnachfrage und es kann von einer
steigenden Gasnachfrage ausgegangen werden. Dementsprechend wirde in dem Fall
von steigenden Strompreisen der Strominfrastrukturbedarf fallen und der Gasinfra-

strukturbedarf (Methan) ansteigen und vice versa.

Neben der Analyse der potenziellen Rickwirkungen von verschiedenen Marktdesign-
Anpassungen auf den Infrastrukturbedarf wurde eine Einordnung der Progressivitét der
Modelle vorgenommen. Hierbei definieren wir Progressivitat als den notwendigen Um-
setzungsaufwand, der mit den einzelnen Modellen einhergeht. Ziel dieses Analyse-
schrittes ist es aufzuzeigen, welche Anpassungen im Marktdesign eine wesentliche
Anderung des bestehenden Regelrahmens mit entsprechend hohem Aufwand darstel-
len wirden, und welche mit vergleichsweise geringem Aufwand in die Praxis umgesetzt
werden koénnten. Es steht also der Umsetzungsaufwand im Vergleich zum Status Quo
in Deutschland im Fokus. Es soll explizit angemerkt werden, dass weitere Bewertungs-
kriterien, wie z.B. die Effektivitat, Effizienz, Verteilungseffekte, Akzeptanz der Modelle,
im Rahmen der Kurzuntersuchung nicht bertcksichtigt wurden; demzufolge wurde

keine Allgemeinbewertung gemacht.



Beim Umsetzungsaufwand unterscheiden wir drei Dimensionen:

- politische Umsetzung: Diese Dimension erfasst inwiefern ein Model im aktuel-
len politischen Umfeld voraussichtlich durchsetzbar ist oder ob grundsatzliche

Vorbehalte auf politischer Ebene zu erwarten sind.

- juristische/regulatorische Umsetzung: Diese erfasst den juristischen und regu-
latorischen Aufwand, also die notwendigen Gesetzesanderungen bzw. Anpas-

sung der bestehenden Regulierung, um die Modelle umzusetzen.

- firmen-interne operative Umsetzung: Diese bezieht sich auf den Aufwand (Zeit,

Ressourcen) bei den Unternehmen, um die Modelle in der Praxis umzusetzen.

Die drei Auspragungen werden dabei qualitativ abgeschatzt und in einer gemeinsamen

Bewertung zusammengefasst.

1 Themenbereich ,,Gebotszonenkonfiguration”

1.1 Modellbeschreibungen

Im Folgenden werden drei Modelle zur Anpassung der Gebotszonenkonfiguration dar-
gestellt: die nodale Bepreisung, zonale Bepreisung und lokale Flexibilitdtsmarkte. Da
die Modelle grundsatzlich ahnlich auf den Infrastrukturbedarf wirken, wobei sich die
Intensitat dieser Auswirkungen signifikant unterscheiden kénnen, werden zunachst die
Modelle eingefliihrt und danach gemeinsam im Hinblick auf die Rickwirkungen auf den

Infrastrukturbedarf analysiert.

1.1.1 Nodale Bepreisung

Nodale Bepreisung, auch als locational marginal pricing bekannt, stellt in der 6konomi-
schen Literatur einen theoretischen Benchmark fir die effiziente Stromnetzbepreisung
dar (vgl. Stoft 2002, Part 5). Es handelt sich um eine Berechnungsmethode zur Grenz-
kostenermittlung der Versorgung eines bestimmten Netzknotens mit Strom, der durch
das Stromnetz transportiert wurde. Der errechnete nodale Spotpreis besteht daher
analytisch aus einer Energiekomponente, die den Wert der Zusatzerzeugung reflektiert,

und einer Netzkomponente, die die Netzengpasse berucksichtigt.



Nodale Spotpreise werden knotenscharf berechnet. Die Netzkomponente ist gleich null,
wenn keine Netzengpasse vorliegen. Nodale Spotpreise konvergieren in diesem Fall
zu einem einheitlichen Systempreis. Liegt ein Netzengpass vor, ist der Wert der Erzeu-
gung in den exportbeschrankten Regionen und damit auch der Strompreis an den Kno-
ten in diesen Regionen geringer als bei einem einheitlichen Systempreis. Fur die im-
portbeschrankte Regionen wird die Argumentation umgedreht, d.h. der Strompreis ist
hoéher. Im Endeffekt besteht das Stromsystem aus Regionen mit unterschiedlichen
Preisniveaus, in denen die topologischen Grenzen der Regionen sowie das regionale

Preisniveau von der aktuellen Netzsituation abhangig sind.

Nodale Bepreisung wurde zum ersten Mal in Neuseeland umgesetzt. Die Methode ist
aber vor allem mit der Anwendung auf die Ubertragungsnetze in Teilen der USA be-

kannt geworden.

1.1.2 Zonale Bepreisung

Im Rahmen der zonalen Bepreisung werden mehrere Knoten des Stromnetzes in Preis-
zonen anhand struktureller Engpasse aggregiert. Die Einteilung der Zonen kann an-
hand der aktuellen Netzsituation (endogen) erfolgen, ist aber in Europa meistens durch
die vorab definierte Gebotszonengrenzen (exogen) eingeschrankt. In der Regel wird
das Stromnetz bei einer zonalen Bepreisung in eine kleinere Anzahl von Preiszonen
aufgeteilt, als es der wettbewerbliche Markt unter der Beriicksichtigung aller Netzrest-
riktionen unter nodaler Bepreisung tun wurde. Dementsprechend stellt die zonale Be-
preisung eine Vereinfachung der nodalen Bepreisung dar. Die Berechnung der Strom-
preise in den Preiszonen folgt der gleichen Logik wie bei der nodalen Bepreisung; die
Netzrestriktionen innerhalb der Preiszonen werden aber in der Berechnung nicht be-
ricksichtigt (einen guten Vergleich des zonalen und nodalen Ansatzes bietet z.B. Pé-

rez-Arriaga et. al. 2013).

Der Effekt der zonalen Bepreisung ahnelt dem Effekt von Knotenpreisen stark. Wird
die Kapazitat der strukturellen Engpasse nicht ausgeschopft, entsteht ein einheitlicher
Uberregionaler Strompreis. Sind die Leitungen zwischen den Preiszonen Uberlastet,
fuhrt dies zu preiszonenspezifischen Strompreisen. Preiszonen mit einem Erzeugungs-
Uberschuss haben einen niedrigeren Strompreis als Preiszonen mit einem Nachfrage-

Uuberschuss.

Zonale Bepreisung wird im Rahmen des Europaischen Strombinnenmarkts zur Bewirt-

schaftung von Interkonnektorkapazitaten sowie der strukturellen Engpéasse in lItalien,
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Schweden und Norwegen eingesetzt. Zudem besteht die Moglichkeit einer verpflichten-
den Umsetzung in Deutschland, sollten die bestehenden strukturellen Netzengpasse
bis Ende 2025 nicht ausreichend adressiert werden (BMWi 2020, Kahles & Pause
2019).

1.1.3 Lokale Flexibilitatsmarkte

Lokale Flexibilitatsmarkte beschreiben einen Netzbewirtschaftungsmechanismus, bei
dem regionale Strommarkte neben dem zentralen Strommarkt vom Netzbetreiber er-
6ffnet werden, um die durch den Zentralmarkt nicht berticksichtigten Netzrestriktionen
mithilfe einer regionalen Anpassung der Erzeugung und Nachfrage (Flexibilitat) adres-
sieren zu kénnen. Auf der Ubertragungsnetzebene ist das Konzept des Flexibilitats-
markts unter den zwei Bezeichnungen marktbasierter Redispatch und Countertrading
bekannt. Flexibilitatsmarkte werden haufig zur Behandlung von Netzrestriktionen inner-

halb der Preiszonen bei zonaler Bepreisung eingesetzt.

Im Gegensatz zu der nodalen und zonalen Bepreisung ist die Teilnahme an lokalen
Flexibilitatsmarkten fir die Netznutzer freiwillig. Nichtsdestotrotz haben mehrere Un-
tersuchungen theoretisch nachweisen kénnen, dass lokale Flexibilitdtsmarkte zu dem
gleichen Anlageneinsatz fuhren wie nodale Preise. Die Belastung des Stromnetzes ist
daher bei den beiden Mechanismen unter idealen Bedingungen aus kurzfristiger Sicht
identisch. Da die Kosten von lokalen Flexibilitatsmarkten in der Regel sozialisiert wer-
den unterscheiden sich die Verteilungseffekte und damit die Investitionsanreize lokaler
Flexibilitatsmarkte von denen der nodalen Bepreisung jedoch deutlich (de Vries & Hak-
voort 2001). Lokale Flexibilitdtsmarkte wurden bisher im Rahmen der auslaufenden
SINTEG Projekte in Deutschland erprobt. Der marktbasierte Redispatch wird aktuell

zum Beispiel im nordischen Strommarkt und in GroRbritannien eingesetzt.

1.2 Bewertung der Effekte auf den Infrastrukturbedarf

Die Ruckwirkung der drei oben vorgestellten Modelle auf den Strom- und Gasinfra-
strukturbedarf wird im Folgenden in Detail dargestellt. Die Anpassung der Gebotszo-
nenkonfiguration zielt explizit auf die Verringerung von Engpéssen im Stromnetz ab.
Daher ist der angestrebte primare Effekt eine Reduzierung des Strominfrastrukturbe-
darfs. Gleichzeitig wird durch die sekundaren Effekte der Gas- und Wasserstoffbedarf
in den Regionen mit hohen Strompreisen erhdht, was zu einer grofieren Auslastung

der Gasinfrastruktur innerhalb von hochpreisigen Stromregionen fihrt. In Regionen mit



niedrigen Strompreisen Uberlagern sich dagegen die sekundaren Effekte und kénnen
den Gasinfrastrukturbedarf in beide Richtungen beeinflussen. Zwar wirken alle Modelle
ahnlich, allerdings unterscheidet sich die Wirkungsintensitat der jeweiligen Modelle sig-

nifikant voneinander, wie unten diskutiert wird.

Alle drei untersuchte Modelle erganzen den aktuellen Strompreis um eine lokale Netz-
komponente, die die Netzknappheit widerspiegelt. Regional unterschiedliche Strom-
preise sind die Folge, die im Vergleich zur bisherigen einheitlichen Preiszone in export-
beschrankten Stromengpassregionen (z.B. Norddeutschland) niedriger und in stromi-
mportbeschrankten Engpassregionen (z.B. Stiddeutschland) héher ausfallen wirden.
Die regionalen Preisunterschiede sollen primar die Strominfrastruktur entlasten, neh-
men jedoch durch die sekundaren Elektrolyse- und Substitutionseffekte auch auf den

Gasinfrastrukturbedarf Einfluss.

Hohere Strompreise in importbeschrankten Regionen bieten einerseits einen starkeren
Anreiz fur Investitionen in die Stromerzeugungskapazitaten (Primareffekt) und damit
auch in Gaskraftwerke. Anderseits wird die Nutzung des Stroms durch die hdheren
Strompreise weniger attraktiv (Primareffekt), d.h. auch gegeniber Erdgas und Wasser-
stoff weniger wettbewerbsfahig (Substitutionseffekt). Primare Effekte reduzieren in im-
portbeschrankten Regionen den Stromnachfragetberschuss und entlasten somit das
Stromnetz. Sekundare Effekte bieten Anreize zu einer vermehrten Nutzung von Erdgas
und Wasserstoff, die zu den und innerhalb der hochpreisigen Stromregionen transpor-
tiert werden muissen. Der Bedarf an Gas- und Wasserstoffinfrastruktur steigt dement-

sprechend an.

Niedrigere Strompreise in exportbeschrankten Regionen spiegeln die Anreize der im-
portbeschrankten Stromregionen: Ein starkerer Anreiz fur Investitionen in Nachfrage-
kapazitaten (Primareffekt) und damit auch in Elektrolyseanlagen (Elektrolyseeffekt)
sind die Folge. Die niedrigeren Preise reduzieren die Anreize fir Investitionen in Er-
zeugungskapazitaten, so dass sich der Gasinfrastrukturbedarf reduziert. Gleichzeitig
wird durch die niedrigen Preise die Stromnutzung in exportbeschrankten Stromregio-
nen gefordert (Primareffekt), was die Nutzung von Strom auch gegentiber Erdgas und
Wasserstoff attraktiver macht (Substitutionseffekt). Primare Effekte reduzieren den re-

gionalen Stromerzeugungstuberschuss und entlasten damit das Stromnetz.

Die Einschatzung der sekundaren Effekte auf den Bedarf nach Erdgas- und Wasser-

stoffinfrastruktur in solchen Regionen ist deutlich schwieriger. Einerseits reduziert die
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durch den Substitutionseffekt verringerte Nachfrage nach Erdgas und Wasserstoff den
Bedarf an Gas- und Wasserstofftransport in einer Engpassregion. Gleichwohl gilt zu
beachten, dass in exportbeschrankten Stromregionen die durch den Elektrolyseeffekt
geférderten Elektrolyseanlagen nicht nur zur Deckung des Wasserstoffbedarfs in der
Engpassregion, sondern auch zum Export des gunstig erzeugten Wasserstoffs aus
diesen Regionen genutzt werden kann. Anders ausgedrickt, die fehlende Stromnetz-
kapazitat wird in Teilen durch Kapazitat der Gas- oder Wasserstoffnetze ersetzt. Der
Elektrolyseeffekt erhdht daher den Bedarf an Gas- und Wasserstoffinfrastruktur und ist
gegenlaufig zum Substitutionseffekt. Die potenziell sinkende Auslastung der Gasnetze
wegen verringerter regionaler Gasnachfrage (Substitutionseffekt) kann zwar die Auf-
nahmekapazitat des Gasnetzes bei Wasserstoffbeimischung der Gasnetze und damit
den Elektrolyseeffekt in diesen Regionen beeintrachtigen. Da es sich bei einer solchen
Interaktion der sekundaren Effekte aber bereits um eine Art Effekt dritten Grades han-
delt, durften die tatsachlichen Auswirkungen solcher nachgelagerten Effekte gegen-

Uber den primaren und sekundaren Effekten nur nachrangig sein.

Obwohl die drei untersuchten Modelle in die gleiche Richtung auf den Infrastrukturbe-
darf wirken, werden Unterschiede in der Intensitat der beschriebenen Effekte erwartet.
Die regionale Granularitat der Strompreise ist bei nodaler Bepreisung am héchsten,
reflektiert zudem die aktuelle Netzsituation. Dementsprechend sind die daraus resul-
tierenden Anreize und deren entlastende Wirkung auf die Stromnetze gezielt und damit
sehr effektiv. Bei der zonalen Bepreisung und lokalen Flexibilitdtsmarkten werden da-
gegen die Engpassregionen primar anhand von strukturellen Engpassen bestimmt und
konnen je nach Umsetzung bereits vorab institutionalisiert werden. Je marktbasierter
die Umsetzung bei diesen Ansatzen, desto schneller erfolgt die Anpassung der Preis-
zonen an die aktuelle Stromnetzsituation. Je institutioneller der Ansatz, desto stabiler
sind dagegen die Engpassregionen. Die Adressierung der Engpasse im Stromnetz ist
zwar in der Regel weniger effektiv, dafur sind aber die Investitionen mit weniger Risiko

verbunden.

Zudem gilt es zu beachten, dass die Flexibilitdtsmarkte in der Regel andere Vertei-
lungseffekte als zonale oder nodale Bepreisung aufweisen. Verzerrungen der Investi-
tionsanreize sowie strategisches Verhalten sind die Folge, deren konkrete Auspragung
von dem gewahlten Flexibilitatsmarktdesign abhangig ist (vgl. Brunekreeft et al, 2020b).
Solche Verzerrungen kdnnen in der Theorie zu einer Zunahme an Stromerzeugung in
exportbeschrankten Regionen, bzw. einer Zunahme an Stromnachfrage in importbe-

schrankten Regionen, fihren und damit die anvisierte Stromnetzentlastung verfehlen.
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1.3

Einordnung der Modelle in Bezug auf ihren Umset-
zungsaufwand

Die Einschatzung des Umsetzungsaufwands der Modelle zur Gebotszonenkonfigura-

tion wurde in der Tabelle unten zusammengefasst.

Begriindung
Politisch Regulatorisch

Einschatzung
Umsetzungsaufwand
Nodale
Bepreisung Hoch
Zonale
Bepreisung Mittel
Flexibilitats-

Nur sehr geringe politische

Unterstltzung

Nur geringe politische Un-
terstiitzung; Einfiihrung
ggf. notwendig wegen der
EU-Strommarktverordnung
2019/943

Nur geringe politische Un-
terstlitzung; wird in der Po-
litik diskutiert, aber auf-
grund der Gaming-Debatte
ist das angedachte Modell

erwartungsgemal nicht

umsetzbar (zumindest fur
die Erzeuger), weitere Mo-
delle werden im Auftrag
des BMWi derzeit unter-

sucht

Umfassende Umgestaltung
des bestehenden Systems
und des Regelrahmens

notwendig

Moderater Umgestaltungs-
bedarf; das bestehende
System kann weiterhin in-
nerhalb der Preiszonen ge-
nutzt werden, aber gegen-
seitige Abstimmung der in-
nerdeutschen Preiszonen
muss in den Regelrahmen

integriert werden

Geringer Umgestaltungs-
bedarf; das bestehende
System und dessen Regel-
rahmen bleibt nahezu un-
verandert, allerdings ms-
sen eigenstandige regio-
nale Markte in das System
sowie in den Regelrahmen
zusatzlich eingefiihrt wer-

den.

Komplexitat fir Unterneh-
men nimmt signifikant zu,
die durch neue Firmenstra-
tegien und Finanzinstru-
mente adressiert werden

muss

Zwar erhoht die zonale Be-
preisung den Unterneh-

mensaufwand, es gibt aber
bereits europaische Erfah-
rungen mit zonaler Beprei-
sung, auf denen die Unter-

nehmen aufbauen kénnen

Unternehmen mussen
neue Prozesse aufbauen,
etwa Nachweise von er-
brachter Flexibilitat, neue
Schnittstellen zu Handels-
plattformen etc., es gibt
aber bereits deutsche Er-
fahrungen aus SINTEG,
auf denen die Unterneh-

men aufbauen kénnen
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2 Themenbereich ,,Netzentgeltstrukturen Strom, raumli-

che Signale Strommarkt”

Im Folgenden werden drei Modelle zur Anpassung der Netzentgeltstrukturen Strom
besprochen: long run incremental costs (LRIC), deep charging und smart connection
agreements. In dieser eher allgemeineren Diskussion nehmen wir pauschal an, dass
die Erzeugerseite auch etwaige Netzentgelte bezahlt; in der Beurteilung des Umset-
zungsaufwands weisen wir darauf hin, dass die Berlcksichtigung der Erzeugerseite
den Umsetzungsaufwand ggf. erhéhen wirde. Es handelt sich bei dieser Modellaus-
wahl primar um Netzentgeltmodelle mit direkter rdumlicher Auswirkung; anderweitige
Modelle, mit ggf. nur indirekter rdumlicher Wirkung werden hier nicht betrachtet. Im
Allgemeinen zielen diese Modelle auf eine explizite raumliche Berlcksichtigung von
Netzknappheiten und Erweiterungsbedarfe ab, sodass der primare Effekt eine Einlas-

tung der Strominfrastruktur ist.

2.1 Modellbeschreibungen

211 Long run incremental costs (LRIC)

Long run incremental cost pricing (LRIC) ist ein Instrument, um die Netzerweiterungs-
kosten in die Netznutzungsentgelt (use of system, UoS) einzubeziehen (vgl. Brandstatt,
et al., 2011). Die Gebuhren signalisieren die Dringlichkeit von Netzinvestitionen. Ver-
meidet die Standortwahl Netzinvestitionen in der betreffenden Region, sind die Entgelte
niedrig. Im Gegensatz dazu sind die Entgelte hoch, wenn Netzverstarkungen erforder-
lich sind. Die Entgelte werden ex ante fir typische Falle an strategisch wichtigen Netz-
anschlusspunkten berechnet. Die so berechneten ,tiefen“ Netzkosten werden in Ent-

gelte umgerechnet und sind fiir Einspeisung und Last unterschiedlich.

In GroRbritannien kommt dieses System sowohl fiir das Ubertragungsnetz als auch auf
der Hochspannungsebene in den Verteilnetzen zum Einsatz. Fiir das Ubertragungs-
netz werden Transmission Network Use-of-System (TNUoS)-Entgelte fir verschiedene
Zonen berechnet. Bei den Verteilnetzen wurde ein System namens Common Distribu-

tion Charging Methodology eingefuhrt.
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21.2 Deep charging

Ein neuer Netznutzer, sei es Erzeugung oder Nachfrage, kann, abhangig von der
Standortwahl, entweder erhebliche Netzinvestitionen verursachen oder vermeiden. Die
Anschlussgebiihren decken in der Regel die zusatzlichen Kosten fir Leitungen, Trans-
formatoren und andere Anlagen, die fir den Anschluss eines neuen Benutzers an das
Netz erforderlich sind. Anschlussgebuhren, die die Anschlussbedingungen widerspie-

geln, kénnen die Standortentscheidung beeinflussen und so das System optimieren.

Grundsatzlich kénnen die Anschlussgebihren entweder shallow oder deep sein (vgl.
Brunekreeft et al., 2005). Bei shallow Gebuhren zahlt der Netznutzer nur die direkten
Kosten fiur die Herstellung einer neuen Verbindung zum nachsten Anschlusspunkt an
das bestehende Netz. Deep charges beinhalten auch einen Teil der Kosten fiir Ver-
starkungen, die in anderen, "tieferen" Teilen des bestehenden Netzes notwendig wer-
den - daher der Begriff. Beispielsweise kann eine zusatzliche Erzeugung an einem
lastfernen Standort die Aufristung von Transformatoren oder Leitungen in bestehen-
den Teilen des Netzes erforderlich machen. In der Regel sind die deep charges an
Uberlasteten Standorten tendenziell hdher, was den Standort flr Investitionen in Erzeu-

ger weniger attraktiv macht, jedoch steigende Nachfrage beanreizt.

Der wichtige Unterschied zu LRIC ist, dass deep charges fallspezifisch sind, wahrend
LRIC charges ex ante flir eine Anzahl von Fallen ausgerechnet und umgeschlagen
werden. Ein weiterer Unterschied besteht darin, dass die LRIC notwendigerweise po-
sitiv und negativ sind, wahren deep charges praktisch nur als positive charge vorkom-

men.

Erfahrungen mit deep charging finden sich primar in den USA; weiter findet deep
charging relativ wenig Anwendung. Auch Deutschland kennt derzeit kein deep charging
im eigentlichen Sinne. Jedoch gehen die Regelungen zum Netzanschlussbeitrag und
Baukostenzuschuss, die dem Kunden einen Anteil der Netzanschluss- bzw. Ausbau-
kosten zuweisen, einen Schritt in diese Richtung. Allerdings finden diese neuen Rege-
lungen nur in Ausnahmen Anwendung, da ein Beitrag zu den Anschlusskosten nur fur
Netzinvestitionen erhoben werden darf, die ohne einen Beitrag des Anschlussinhabers
wirtschaftlich nicht durchfiihrbar sind. Im Gegensatz dazu wird deep charging als Re-

gelfall, und nicht als berechtigen Ausnahmefall, angewendet.
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213 Smart connection agreements

Mit smart connection agreements (bzw. smart contracts) bietet der Netzbetreiber neben
dem standardisierten Netzanschlusstarif eine alternative Option, die den Netznutzer
anreizen soll, sich netzdienlich aufzustellen. Smart connection agreements kdnnen z.B.
eine zeitliche oder lokale Komponente beinhalten und adressieren insbesondere (er-

neuerbare) Erzeugungsanlagen (vgl. Furusawa, et al., 2019).

Eine Variante wird constrained connection agreement genannt. Der Netzbetreiber in-
formiert die Eigentiimer (erneuerbarer) Erzeuger Uber die Anschlusskosten der einge-
schrankten und nicht eingeschrankten Verbindung und gibt eine grobe Prognose zu
Haufigkeit und Volumen der erwarteten Einschrankungen. Ein constrained connection
agreement hat das Potenzial zusatzliche Investitionskosten fiir den Netzbetreiber zu
vermeiden, die Anschlussgebuhr fir den Eigentimer der Erzeugung, sowie die Netz-

kosten fir die Kunden zu reduzieren.

In der gegenwartigen Debatte um die weitere Ausgestaltung des §14a EnWG steht der
Vorschlag im Raum (EY, BET & WIK 2019) steuerbare Verbraucher optional entweder
mit einem vergleichsweise teuren, unbeschrankten oder tUber einem glnstigeren Zu-
gang mit Eingriffsrechten fur den Netzbetreiber anzuschlief3en. Diese Ausgestaltungs-

option kann im Wesentlichen als Smart Connnection eingestuft werden.

Kernstiick bei smart connection agreements ist, dass die Teilnahme auf Freiwilligkeit
beruht: Smart connection agreements werden optional zum Standardvertrag angebo-
ten, auf den der Netznutzer immer zurtckfallen kann. Damit hat das Konzept zwar hé-

here Akzeptanz, durfte aber auch weniger effektiv sein.

Unter anderem Namen wurden mit &hnlichen Konzepten bereits Erfahrungen gemacht.
In dieser Form und unter dem neuen Namen ist das Konzept vor allem im Stromsektor
relativ neu und viele Details missen noch ausgearbeitet werden. Erste Erfahrungen
werden derzeit in Landern wie Frankreich und dem Vereinigten Konigreich gesammelt

(vgl. Furusawa, et al., 2019).

2.2 Bewertung der Effekte auf den Infrastrukturbedarf

Die raumlichen Signale in den dargestellten Modellen zur Anpassung der Netzentgelt-
systematik zielen explizit auf eine bessere Reflektion der Netzausbaukosten ab und

spiegeln diese auf unterschiedliche Weise in den Netzentgelten wider. Diese Effekte
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sind nur bei Netzknappheiten und -engpassen praktisch relevant. Das ist auch der
Grund, warum solche Modelle erst in jingster Vergangenheit wichtig geworden sind; in
der zweiten Halfte des letzten Jahrhunderts, in denen die ,Kupferplatte® aufgebaut

wurde, gab es keine relevante Knappheit im Stromnetz.

In den Gasnetzten ist Knappheit innerhalb der bestehenden Gebotszonen bis heute
kein wesentliches Thema, sondern der Ausbau ist eher nachfragegesteuert. Da
Netzengpasse im Gasnetz nicht die praktische Relevanz wie im Stromnetz haben, er-
warten wir, dass raumliche Signale in der Netzentgeltstruktur der Gasnetze auch zu-

kiinftig eine untergeordnete Rolle spielen.

Bei allen genannten Modellen wird die netzbelastende Netznutzung der Stromnetze
teurer und die netzentlastende Netznutzung giinstiger. Der priméare Effekt auf den Stro-
minfrastrukturbedarf ist demzufolge eindeutig: es ware —zumindest theoretisch — zu
erwarten, dass die Modelle den Strominfrastrukturbedarf verringern. Genau dies ist der

zentrale Zweck der Modelle.

Zwar ist der Effekt theoretisch eindeutig, jedoch ist die Effektivitat der Anreize, die sich
aus den Netzentgelten fur die Netznutzer ergeben kénnen, in der Praxis eher fragwdr-
dig. Z.B. ist der Anteil der lokal differenzierten Netzgebihren bei den grof3eren Netz-
nutzern in Grof3britannien so gering, dass sie in den Standortentscheidungen kaum

relevant sein dirften.

Die sekundaren Effekte sind weniger eindeutig. Korrekt konzipierte lokale Netzentgelte
durften lokal differenzierte Anreize fur Investitionen in Elektrolyseure haben. In export-
beschrankten Regionen werden die Netznutzungs- und Anschlussgebuhren fur Ein-
speiser hoher und fir Last geringer und vice versa flr importbeschrankten Regionen.
Damit erhdhen sich die Anreize fur Investitionen in Elektrolyseure in exportbeschrank-
ten Regionen. Im Fallbeispiel Deutschland hiel3e das, dass die Netzentgelte im Norden
fur Einspeisung hoher und fir Last niedriger waren als im Siiden, sodass verstarkt An-

reize fur Investitionen in Elektrolyseure im Norden entstiinden.

Unklar ist allerdings, ob Wasserstoff auch vor Ort in der Region des exportbeschrank-
ten Knoten gebraucht wird. Wahrscheinlicher ist, dass der Wasserstoff an sich wieder
transportiert werden muss. Infolgedessen entsteht im Grunde eine Kosten-Nutzen Ab-
wagung zwischen dem Energietransport Gber Stromnetze und Energietransport als

Wasserstoff in den Gasnetzen bzw. einer eigenen Wasserstoffinfrastruktur.
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Dieser sekundare Effekt der lokalen Netzentgelte ist indirekt ein Fordereffekt fur Was-
serstoff. Da der Effekt indirekt ist (im Gegensatz zu z.B. einer Investitionsférderung
oder Wasserstoffquote), durfte der Effekt gering sein, sodass -auf Grund dieser Mo-
delle allein betrachtet- tendenziell eher die Wasserstoffbeimischung ins Gasnetz ange-
reizt wurde, und weniger eine eigenstandige Wasserstoffinfrastruktur. Folglich wirde

der Gasinfrastrukturbedarf steigen.

Als zweiter Sekundareffekt durfte der Substitutionseffekt zwischen Strom und Gas ge-
ring sein. Die rdumlichen Komponenten in den Netzentgelten differenzieren zwischen
netzbelastenden und -entlastenden Regionen und Netznutzern. Hinzu kommt, dass
eine Erhdhung der raumlichen Komponente an anderen Stellen in den Netzentgelten
mit einer Verringerung ausgeglichen wird; schlielich zielt die Regulierung der Netz-
entgelte auf Kostendeckung ab. In dem Sinne ist unklar, ob Netzentgelte insgesamt
steigen oder fallen werden. Da aber das gesamte System -zumindest theoretisch- effi-
zienter gestaltet wird, missten die Gesamtsystemkosten eher fallen. Da erwartungs-
gemal diese Effekte bei Strom signifikanter sein durften als bei Gas, wiirden wir, wenn
Uberhaupt, einen Substitutionseffekt weg von Gas in Richtung Strom erwarten. Dieser
Effekt erhdht den Infrastrukturbedarf fir Strom und verringert den Infrastrukturbedarf
fur Gas. Quantitativ durfte aber ein solcher Effekt insgesamt moderat sein. Gleichzeitig

kdnnen regionale Substitutionseffekte durchaus signifikant sein.

Vergleicht man die Modelle untereinander, so ware zu erwarten, dass deep charging
zu den starksten Effekten auf den Infrastrukturbedarf fuhren wirde, da dieses Modell
fallspezifisch und damit sehr genau sein kann. Da LRIC ex ante berechnet wird und die
entsprechenden Entgelte immer fir eine Klasse an Fallen aufgestellt werden, ist das
Modell relativ ungenau. Es ist nicht auszuschlieRen, dass auch wenn die gesamte
Struktur die richtigen rdumlichen Anreize setzt, im Einzelfall es durchaus zu verzerrten
Anreize kommt. Ein Vorteil der ex-ante Berechnung und Feststellung der Entgelte ist,
dass mogliche NeuanschlUsse besser eingeschatzt werden konnen. Ein weiterer Vor-
teil ware, dass mit LRIC auch positive Anreize gesetzt werden (falls die Entgelte negativ

sind), was mit deep charging nicht der Fall sein durfte.

Smart connection agreements lassen den Parteien viel Freiheit, sodass solche Ver-
trage recht flexibel kontextabhangig eingesetzt werden kénnen; in dem Sinne durfte die
Effektivitat hoch sein. Andererseits dlirfte die Optionalitat bei smart connection agree-

ments deren Effektivitat begrenzen.
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2.3

zungsaufwand

Einordnung der Modelle in Bezug auf ihren Umset-

Analog zum Vorgehen im ersten Kapitel wurden die Modelle zur Anpassung der

Netzentgeltstruktur in der folgenden Tabelle auf die Umsetzbarkeit (wie in der Einfiih-

rung definiert) bewertet. Es handelt sich hierbei lediglich um eine Einschatzung zum

Umsetzungsaufwand, ohne dass eine umfassende Bewertung der einzelnen Modelle,

z.B. bzgl. Effektivitat oder Effizienz stattfindet, die Uber den Umsetzungsaufwand hin-

ausgeht.

Einschatzung

Umsetzungsaufwand
LRIC (long run Hoch
incremental

cost pricing)

Deep charging Hoch
Smart Connec- Mittel
tion Agree-

ments

Begriindung
Politisch Regulatorisch

Das Konzept wird bisher
noch nicht diskutiert; aller-
dings ist eine Beteiligung
der Erzeugerseite politisch

problematisch.

Das Konzept wird bisher
noch nicht diskutiert. Eine
Beteiligung der Erzeuger-
seite ist politisch proble-
matisch. Allerdings ist der
Baukostenzuschuss fiir

Erzeuger ein Schritt in

diese Richtung.

Zunehmende politische
Unterstltzung fur Beanrei-
zung fur netzdienliches

Handeln.

Relativ hoch, da umfas-
sende juristische Anpas-

sungen notwendig sind.

Bisher nur als Ausnah-
meregelung im Falle des
Baukostenzuschusses.
Eine breitere Anwendung
bedingt Anpassung diver-
ser Regelungen, aber der
Aufwand ware geringer als
bei LRIC.

Grundsatzlich Gberschau-
barer Anpassungsbedarf
der bestehenden Regelun-

gen.

Umsetzungsaufwand fir
die Netzbetreiber hoch, da
vorrausschauende Netz-
kostenberechnungen fiir
verschiedene Entwicklun-

gen notwendig werden.

Umsetzung ist aufwendig,
sowohl fir die Netzbetrei-
ber, als auch die Marktteil-

nehmer.

Netzbetreiber miissen
Systematik erarbeiten und
Komplexitat der Netzent-
geltstruktur nimmt fur die

Netzbetreiber zu.
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3 Themenbereich ,,Erweiterung des Energy-Only-Marktes

um (lokale) Kapazitatsmechanismen”

Im dritten Themenbereich wurden die Riickwirkungen von Kapazitatsmechanismen auf
den Infrastrukturbedarf analysiert. Dabei wurde als Status Quo der Fall der strategi-
schen Reserve betrachtet, die in Deutschland in Form der Kapazitatsreserve angewen-
det wird. Dabei wurde auch die Netzreserve mitbetrachtet, die strikt genommen kein
Kapazitatsmechanismus ist, aber auf Grund ihrer lokalen Komponente von besonde-
rem Interesse fur die Bewertung der Infrastrukturauswirkungen ist. Als weiteres Modell
wurde ein umfassender Kapazitatsmarkt untersucht, dessen Einfihrung regelmaRig

Teil der energiepolitischen Debatte ist.

3.1 Modellbeschreibungen

3.1.1 (Strategische) Reserve

In Deutschland gibt es verschiedene Formen von Reservevorhaltungen, von denen fur
die hier angestellten Untersuchungen vor allem die Netzreserve und die Kapazitatsre-
serve von Bedeutung sind.? Die Kapazitatsreserve (nach § 13e EnWG) entspricht am
ehesten der Definition einer strategischen Reserve, da sie systemweite Versorgungs-
engpasse adressiert, also dann zum Einsatz kommen soll, wenn die Kapazitdten am
Strommarkt Angebot und Nachfrage nicht zum Ausgleich bringen kénnen. Die Kapazi-
tatsreserve wird zentral durch die UNB ausgeschrieben und die bezuschlagten Anlagen
werden dauerhaft vom Markt genommen (Vermarktungs- und Rickkehrverbot). Der
zentrale Abruf erfolgt durch den jeweiligen UNB, wobei der Einsatz der Kapazitatsre-
serve in der Rangfolge der NetzbetreibermaRnahmen (§ 13 EnWG) dem marktbasier-
ten Redispatch nachgelagert ist. Ein Abruf erfolgt somit nur in Ausnahmefallen vorran-
gig zu den NotfallmaRnahmen (Abregelung). Quantitativ ist die Kapazitatsreserve von
geringer Bedeutung: Von der nach § 13e EnWG festgelegten Reserveleistung von
2 GW wurden in der ersten Ausschreibung fiir das Winterhalbjahr 2020/2021 nur etwas
mehr als 1 GW bezuschlagt.®

2 Darliber hinaus gibt es die so genannte Sicherheitsbereitschaft (§ 13g EnWG), die fiir ausgewéhlte Braunkohlekraft-
werke eine zeitlich begrenzte Aufrechterhaltung der Betriebsbereitschaft fiir Notfalle vorsieht, bevor diese nach vier

Jahren stillgelegt werden.

3 https://www.netztransparenz.de/EnWG/Kapazitaetsreserve.
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Im Unterschied zur Kapazitatsreserve adressiert die Netzreserve gezielt das Problem
der Netzengpasse, die insbesondere an den Nord-Sud-Verbindungen auftreten (BMWi,
2015). Selbst bei hoher Stromproduktion durch Windkraftanlagen im Norden kann eine
Versorgung im Stiden auf Grund der Engpasse nicht gewahrleistet werden. Steuerbare
Kraftwerke im Stiden werden daher fiir den Redispatch benétigt, um bei geringer So-
larerzeugung oder Nachfragespitzen eine lokale Stromversorgung suidlich der Eng-
passe sicherzustellen. Da der einheitliche Strommarkt keine lokalen Preisanreize setzt,
besteht die Gefahr, dass (Gas-)Kraftwerke im Stiden am Strommarkt verdrangt werden
und daher nicht mehr fir den Redispatch zur Verfigung stehen. Die Netzreserve (nach
§ 13e EnWG) soll daher Anlagen betriebsbereit halten, die als systemrelevant einge-
stuft werden, jedoch am Markt nicht rentabel und daher von einer Stilllegung bedroht

sind.

Die Netzreserve ist strikt genommen kein Kapazitatsmechanismus. Sie wird nicht aus-
geschrieben, sondern auf Basis von Vertragen zwischen den Ubertragungsnetzbetrei-
bern und Anlagenbetreibern gebildet. Voraussetzung ist eine positive Prifung auf Sys-
temrelevanz, die im Nachgang zur Anzeige der Stilllegung der Anlage erfolgt. Die
Menge der vorgehaltenen Reserve wird in Abstimmung mit der Bundesnetzagentur auf
Basis der Systemanalyse der UNB festgelegt; derzeit umfasst die Netzreserve 6,6 GW,
wobei von einem ansteigenden Bedarf ausgegangen wird. Wie bei der Kapazitatsre-
serve werden die Anlagen vom Markt genommen und zentral durch den jeweiligen UNB
fur den marktbasierten Redispatch eingesetzt und vergutet, so dass keine Beeinflus-

sung der Marktpreise stattfindet.

3.1.2 Kapazitatsmarkte

Kapazitatsmarkte sind separate Markte flr Erzeugungskapazitaten, die den Energy-
Only-Markt ergénzen, ohne unmittelbar in die Preissetzung (Merit-Order) einzugreifen.
Es erfolgt eine zentrale Festlegung der benétigten Gesamtkapazitaten, einschlie3lich
einer als notwendig erachteten Sicherheitsmarge. Die Kapazitaten werden entweder
durch zentrale Ausschreibungen des UNB beschafft oder kénnen dezentral (iber
Markte gehandelt werden. Letztere Variante von dezentralen Kapazitatsmarkten ist vor
allem in den USA verbreitet und gilt auch fir den in Frankreich umgesetzten Kapazi-
tatsmarkt. Dabei werden von den Kapazitatsanbietern lastseitig zu erwerbende Kapa-
zitatszertifikate (capacity credits) ausgegeben und diese entsprechend den Kapazitats-
erlésen vergutet. Im Unterschied zur strategischen Reserve umfassen Kapazitats-

markte grundsatzlich alle am Strommarkt teilnehmende Anlagen, und diese verbleiben
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auch weiterhin am Markt. Die Kapazitatserldse sind Zusatzeinnahmen, die unabhangig
von den Markterlésen aus dem Energy-Only-Markt erzielt werden. In den USA beinhal-
ten Kapazitatsmarkte auch haufig ein locational pricing. Die Kapazitatspreise berlck-
sichtigen demnach Netzrestriktionen im Ubertragungsnetz, so dass in importbe-
schrankte Regionen c.p. ein héheren Kapazitatspreis resultiert und eine entsprechende
Lenkungswirkung bei den Investitionen erreicht wird (vgl. z.B. PJM, 2020). Ubertragen
auf Deutschland wirden sich auf Grund der Nord-Siid-Engpasse hohere Kapazitats-

preise im Suden einstellen und Investitionen angereizt werden.

3.2 Bewertung der Effekte auf den Infrastrukturbedarf

Die Auswirkungen von Kapazitatsmechanismen auf die Netzinfrastruktur sind eher als
gering einzuschatzen. Eine strategische Reserve, wie die in Deutschland umgesetzte
Kapazitatsreserve, stellt lediglich eine Notfallreserve dar, die au3erhalb der Markte ak-
tiviert wird und die aus dem Markt resultierenden Strompreise und Lastflisse nicht be-
einflusst. Die Kapazitatsausschreibungen werden in der Regel von solchen Anlagen
gewonnen, die am Markt keine grof3e Rolle mehr spielen, und daher auf Grund der
geringen Opportunitatskosten die niedrigsten Gebote abgeben. Ein Investitionssignal,
das die Erzeugungsstruktur und damit den Infrastrukturbedarf beeinflussen wirde, ist
daher nicht zu erwarten. Gleiches gilt auch fir den deutschen Spezialfall der Netzre-
serve, die strikt genommen keinen Kapazitdtsmechanismus darstellt, aber in dhnlicher
Weise funktioniert. Im Unterschied zur Kapazitatsreserve enthalt die Netzreserve eine
lokale Komponente: Anstelle einer systemweiten Ausschreibung wird die Netzreserve
aus kontrahierten Anlagen gebildet, fir die eine Stilllegung angezeigt wurde und die
als systemrelevant eingestuft werden. Systemrelevanz meint faktisch Netzdienlichkeit
und berlcksichtigt explizit die regionale Netzstruktur. Mit der Netzreserve werden somit
Anlagen in Betrieb gehalten, die dazu eingesetzt werden kdnnen, Netzengpasse im
Rahmen des Redispatch zu beheben. Da die Anlagen nicht Gber die Strommarkte ein-
gesetzt werden, beeinflusst die Reserve jedoch nicht die marktlich bestimmten Last-
flisse und verhindert damit nicht per se die Entstehung der Netzengpasse. Entspre-
chend durfte die Auswirkung auf den Netzinvestitionsbedarf gering sein, solange der
Redispatch nicht als dauerhafte und gleichwertige Alternative in den Netzausbaupla-

nen bertcksichtigt wird.

Ein Kapazitatsmarkt setzt dagegen gezielte Investitionsanreize fir Kraftwerke. Werden
die Netzrestriktionen durch eine lokale Komponente bertcksichtigt, andert sich auch

die regionale Erzeugungsstruktur und es kommt ggf. zu einer Anderung der Merit Order
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und der regionalen Lastflisse. Eine solche regionale Lenkungswirkung kann durch lo-
cational pricing erreicht werden, wie es z.B. in den USA bei PJM der Fall ist. Die Diffe-
renzierung der Kapazitatspreise in Deutschland wirde — vergleichbar zu nodalen
Strompreisen — Netzengpasse einbeziehen und eine direkte Abwagung zwischen den
Kosten des Stromnetzausbaus und den Kosten der zuséatzlichen Erzeugungsinvestiti-
onen (in Form der héheren Kapazitatspreise) ermdglichen. Infolgedessen ware zu er-
warten, dass sich zusatzliche Kraftwerkskapazitaten sidlich der Netzengpasse ansie-
deln. Anders als bei nodalen Preisen (vgl. Abschnitt 1.1.1) wirde es jedoch bei einem
einheitlichen Strompreis im Energy-Only-Markt bleiben. Die Auswirkung auf die Last-
flisse ware folglich begrenzt, da besonders Gaskraftwerke in der Merit-Order sehr weit
hinten stehen und daher gerade im Fall einer hohen EE-Einspeisung und entsprechend
niedriger Strompreise nicht zum Einsatz kommen. Die Funktion der Gaskraftwerke
bliebe in diesen Fallen die einer Kraftwerksreserve, die vornehmlich zu Redispatch-
Zwecken eingesetzt wurde und den Infrastrukturbedarf nicht grundséatzlich reduziert.
Die Intensitat des Infrastruktureffekts dirfte sich daher zwischen Kapazitats- und Netz-
reserve einerseits und einem Kapazitdtsmarkt andererseits nicht wesentlich unter-

scheiden.

Die Auswirkung auf den Gasinfrastrukturbedarf diirfte im Fall der Kapazitatsmechanis-
men tendenziell positiv, aber gering sein. Soweit eine lokale Komponente dazu fihrt,
dass Gaskraftwerke (im Stden) in Betrieb gehalten bzw. zusatzliche Investitionen an-
gereizt werden, kann dies zu einer Erh6hung der Transportnachfrage fihren, zumin-
dest aber einem Rickbau der Gasnetze entgegenwirken. Auf Grund des zu vermuten-
den weiteren Anstiegs beim Redispatch-Bedarf ist auch von einem positiven Effekt auf
die Gasnachfrage im Siden auszugehen. Die Entwicklung des Gasinfrastrukturbedarfs
durfte spiegelbildlich zur Stromnetzentwicklung erfolgen: Je starker und zugiger der
Stromnetzausbau erfolgt, desto geringer wird der Redispatch-Bedarf und die dadurch

induzierte Gasnachfrage im Siiden ausfallen.
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3.3 Einordnung der Modelle in Bezug auf ihren Umset-
zungsaufwand

Wie bei den vorherigen Analysen wurden die Modelle zur Weiterentwicklung der Kapa-
zitdtsmechanismen in der folgenden Tabelle auf die Umsetzbarkeit (wie in der Einfuh-

rung definiert) bewertet.

Begriindung
Einschatzung
Umsetzungsaufwand Politisch Regulatorisch Operativ
Kapazitats- und €l Status Quo: Kapazitats- Im Status Quo moderater Geringer Umsetzungsauf-
Netz Reserve und Netzreserve bereits Aufwand, da auf wenige wand; beschrankt auf still-

umgesetzt Anlagen begrenzt; mit an- gelegte Anlagen; hohe fi-
steigendem Bedarf vor al- nanzielle Sicherheit fur
lem bei der Netzreserve ausgewahlte Anlagen
héherer regulatorischer

Aufwand zu erwarten.

Kapazitats- Hoch Hoher Umsetzungsauf- Hoher regulatorischer An- Kompliziertes Marktdesign

markte wand, da in Deutschland passungsbedarf und Kon- und hohe Erlésunsicher-
bislang keine Erfahrungen | trollaufwand: Festlegung heit; damit unsicherer In-
mit Kapazitatsmarkten be- | des regional differenzier- vestitionsrahmen

stehen; insbesondere regi- | ten Kapazitatsbedarfs,

onale Differenzierung stellt | Monitoring, Verfligbar-

eine Herausforderung fur keitsprifung von Kapazita-
das Marktdesign dar ten
(Marktmacht und strategi-

sches Verhalten)

4 Themenbereich ,,Lenkungswirkung von Steuern, Abga-

ben, Umlagen”
Die aktuelle Debatte zur Reformierung der staatlich induzierten Preisbestandteile (SIP)
bei den Energiepreisen fokussiert sich auf zwei Aspekte. Zum einen gilt es die externen

Effekte des Energiekonsums zu internalisieren. Vor dem Hintergrund der zunehmend

angestrebten Klimaneutralitat stehen hier insbesondere die Internalisierung der Kosten
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der CO2-Emissionen Uber einen wirksamen CO2-Preis im Fokus.* Zum anderen kén-
nen durch SIP unerwlinschte Verzerrungen zwischen den Energietragern entstehen.

Diese beiden Aspekte stehen im Fokus des ersten Modells.

Die beiden anderen Modelle (Infrastrukturabgabe und Output-orientierte Regulierung)
stellen ebenfalls eine staatliche Intervention dar, wenn auch nicht explizit auf die SIP
bezogen. Da diese Modelle aber eine Anpassung im staatlich induzierten Regelrahmen

im Strom- und Gassektor beinhalten, wurden sie mit den SIP zusammengefasst.

4.1 Einfuhrung eines wirksamen sektorubergreifenden
CO2-Preises und der entsprechende Ausgleich der
Strompreise

Das Modell folgt den Vorschlagen von acatech (2019). Als zentrales Lenkungsinstru-
ment internalisiert der CO2-Preis (EU Emissionshandel (ETS) und nationaler Zertifika-
tehandel fir Brennstoffemissionen (BEHG)) die externen Effekte des Energiekonsums
im Hinblick auf CO2-Emissionen. Darlber hinaus werden Uber Infrastrukturabgaben
die Kosten der Infrastrukturen (z.B. liber Netzentgelte) gedeckt. Uber diese beiden
Kostenkategorien hinaus sollte ein mdglichst verzerrungsfreier Wettbewerb zwischen
den Energietragern erméglicht werden. Daher sieht das Modell vor, den Strompreis zu
entlasten, der starker als andere Energietrager durch SIP belastet ist. In dem Modell
wird angenommen, dass die EEG-Umlage komplett Gber den Staatshaushalt getragen

wird und die Stromsteuer auf den zulassigen Minimalsatz reduziert wird.

411 Bewertung der Riuckwirkungen auf den Infrastruktur-
bedarf

Der Wegfall der EEG-Umlage und die geringe Stromsteuer fihren zu insgesamt sin-
kenden Strompreisen. Selbst wenn der CO2-Preis sehr schnell steigen sollte Uberwiegt
die Reduktion der SIP die hoheren CO2-Kosten. Der primare Effekt ist daher eine Stei-

gerung der Stromnachfrage und des gesamten Transportbedarfs im Stromnetz.

4 Daneben gibt es weitere externe Effekte wie etwa lokale Schadstoffemissionen im Verkehr, die ebenfalls internalisiert
werden sollten. Zur Internalisierung dieser lokalen Externalitdten bieten sich lokale Mechanismen (vgl. Mautsys-

teme).
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Die sekundaren Effekte (Substitution und Elektrolyse) sind in ihrer Bestimmung kom-
plexer und stark beeinflusst von der Frage, ob eine netzdienliche Einbindung der Fle-
xibilitat, etwa Uber Preissignale wie in den Themenbereichen 1 und 2 diskutiert, vorliegt

oder nicht.

Zum einen erhdht der niedrigere Strompreis die Anreize fur Verbraucher von der Gas-
zur Stromversorgung zu wechseln. Daher ist hier zunachst von einer Reduzierung der
Gasnachfrage und des Gastransportbedarfs auszugehen. Dem wirkt aber entgegen,
dass sich durch den niedrigeren Strompreis die Wirtschaftlichkeit von P2X-Technolo-
gien erhoht. So erhdhen sowohl der sinkende Strompreis als auch der steigende CO2-
Preis (bei entsprechender Lenkungswirkung) die Anreize zur Investition in Elektroly-
seure und andere P2X-Technologien. Insgesamt steigt die Stromnachfrage durch Sek-
torkopplungstechnologien (Warme, Verkehr) und somit auch der Bedarf an Strominfra-
struktur. Durch die zunehmende Verbreitung der Sektorkopplungstechnologien erhéht
sich dann aber auch das Flexibilitdtspotenzial im Stromnetz um mit Engpassen umzu-
gehen. Mafdgeblich fir den Infrastrukturbedarf in den verschiedenen Sektoren ist dann
die Frage, ob dieses steigende Flexibilitdtspotenzial netzdienlich gehoben wird (z.B.
Uber Preissignale wie in Themenbereich 1 (Gebotszonen) und 2 (Netzentgelte) oder
direkten Eingriff). Kommt es nicht zu einer netzdienlichen Einbindung der Flexibilitat,
so erhdht sich der Strominfrastrukturbedarf noch zusatzlich durch den Elektrolyseeffekt.
Kommt es hingegen zu einer netzdienlichen Einbindung der Flexibilitat, wird zumindest

ein Teil des Infrastrukturbedarfs in die anderen Sektoren (Gas, Warme) verlagert.

Die Ruckwirkungen auf die Gasinfrastruktur Gberlagern sich, so dass hier der Effekt
nicht eindeutig zu bestimmen ist. Die Nachfrage nach Erdgas wird sich durch den wirk-
samen CO2-Preis reduzieren, da sich die Nachfrage auf den Stromsektor verlagern
wird (Substitution), so dass der Gas-Infrastrukturbedarf sinkt. Gleichzeitig fihrt der
wirksame CO2-Preis und der sinkende Strompreis aber auch dazu, dass Elektrolyse-
anlagen und andere P2X-Anlagen wirtschaftlich betrieben werden kénnen. Zumindest
in einer Ubergangsphase kénnte der Wasserstoff im Erdgasnetz beigemischt werden,
so dass der Bedarf der bestehenden Netze zumindest nicht abnehmen wirde. Je um-
fangreicher jedoch Wasserstoff hergestellt wird, desto wahrscheinlicher wird eine ei-
genstandige Wasserstoffinfrastruktur, so dass der Bedarf fir Erdgasinfrastruktur sin-
ken wirde und sich ein neuer Bedarf fir eine eigenstandige Wasserstoffinfrastruktur

ergibt.
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Grundsatzlich kann aber davon ausgegangen werden, dass der Wegfall der EEG-Um-
lage zusammen mit der Reduzierung der Stromsteuer intensiv auf den Infrastrukturbe-
darf wirken wird. Offen ist dabei noch die Frage, welcher Effekt, primarer vs. sekundare
Effekte, hier iberwiegt. Im Kern steht hier die Frage, wie stark die Sektorkopplung tiber
Engpassbepreisungsmechanismen dazu genutzt wird, um den Infrastrukturaufbau im
Gassektor mit dem Aufbau der Strominfrastruktur zu koordinieren. Je geringer die Len-
kungswirkung der Engpassbepreisung, desto héher wird der Strominfrastrukturbedarf

werden bzw. der Gasinfrastrukturbedarf fallen und vice versa.

4.2 Sektorubergreifende Finanzierung der Infrastruktu-
ren: Einflihrung einer Infrastrukturabgabe

Statt - wie aktuell der Fall - die Kosten der Infrastrukturen Uber die jeweiligen Nutzer
der einzelnen Infrastrukturen zu verteilen, kénnte eine Infrastrukturabgabe eingefuhrt
werden, die die Kosten der gesamten Infrastruktur (Strom, Gas und perspektivisch
Wasserstoff) im Monopolbereich Uber die Nutzer der verschiedenen Infrastrukturen
verteilt. Uber solch einen Mechanismus mit Quersubventionierung kénnte die Abwei-
chung vom wohlfahrtsoptimierenden Infrastrukturausbau tber die Infrastrukturgrenzen
hinweg reduziert werden. Grundlage eines solchen Ansatzes kann die inverse Prei-
selastizitat der Nachfrage sein. Dieses Prinzip wird aktuell etwa bei der Produktdiffe-
renzierung in der Telekommunikation (Smartphone Tarife) oder im Stromsektor (Pri-
vate Haushalte vs. Industrie) angewendet. Im Kern bedeutet dies, dass die Infrastruk-
turkosten Uber einen Grenzkostenaufschlag auf alle Infrastrukturnutzer verteilt werden.
Der Aufschlag ergibt sich dabei durch die Preiselastizitaten der Nachfrage in den ver-
schiedenen Sektoren und wird invers zur Preiselastizitat auf die Grenzkosten aufge-
schlagen: Je hoher die Elastizitat (d.h. je besser die Nutzer bei einer Preiserhéhung
ausweichen kdénnen) desto geringer fallt der Aufschlag auf die Grenzkosten und damit
die Infrastrukturabgabe aus und umgekehrt: Ist die Nachfrage wenig elastisch, fallt eine
hohere Infrastrukturabgabe an. Voraussetzung fur diesen Ansatz ist, dass umfassende
Informationen zu den tatsachlichen Grenzkosten der verschiedenen Infrastrukturen

und zu den Elastizitaten vorliegen.

421 Bewertung der Riuckwirkungen auf den Infrastruktur-
bedarf

Wird die sektoribergreifende Infrastrukturabgabe wie oben beschrieben anhand der

inversen Preiselastizitat der Nachfrage angewandt, dann hangen die Auswirkungen auf
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den Infrastrukturbedarf in den einzelnen Sektoren von den Unterschieden in den Prei-
selastizitaten der Nachfrage in den erfassten Sektoren ab. Dabei besteht die Heraus-
forderung, dass die Preiselastizitat der Nachfrage basierend auf historischen Werten
nicht erfasst, dass sich die Elastizitaten teilweise stark (etwa durch die verschiedenen
Anpassungen im Marktdesign wie oben und in den anderen Themenbereichen skizziert)
andern koénnen. Insbesondere im Stromsektor (aber nicht nur da) flhrt die neue Gera-
teausstattungen (Warmepumpe, Batteriespeicher, Elektrofahrzeuge) dazu, dass die
Nachfrage zwar weiterhin unelastisch ist, die Elastizitat aber mit einer weiteren Diffu-
sion der neuen flexiblen Verbraucher zunimmt. Hier zeigt sich der Bezug zu den ande-
ren Themenbereichen, da etwa Anreize zur Substitution von Gas durch strombasierte
Gerate (Beispiel Heizung) auch zu einer starkeren Flexibilisierung und damit tendenzi-

ell zu einer héheren Preiselastizitat der Stromnachfrage fihren kdnnen.

Basierend auf historischen Daten wird die Preiselastizitat der Nachfrage im Stromsek-
tor in Deutschland niedriger eingeschatzt als die Nachfrage nach Gas (vgl. Meier &
Rehdanz, 2010 fir Haushalte). Unter dieser Annahme waére die Infrastrukturabgabe im
Stromsektor wahrscheinlich héher als bei den Gasen, da zumindest die historische
Preiselastizitat der Nachfrage im Strombereich geringer ist. Es wirden sich so Anreize
zur Nachfragereduktion im Stromsektor bzw. flir Sektorenkopplung ergeben, um auf
gunstigere Infrastrukturen auszuweichen. Der primare Effekt ware unter den getroffe-
nen Annahmen daher eine Reduktion des Strominfrastrukturbedarfs durch Effizienzge-
winne, sowie durch die Substitution von Stromnachfrage durch Gasnachfrage. Wie
oben beschrieben kann sich dieser Effekt aber zunehmend umkehren, je umfassender
der Geratebestand im Stromsektor flexibilisiert wird, etwa durch den oben beschriebe-

nen Wegfall einiger SIPs am Strompreis.

Wie sich der Substitutionseffekt auf den Bedarf an Gasinfrastruktur auswirkt, hangt
malfgeblich von der Preiselastizitat der Wasserstoffnachfrage ab. Es kann davon aus-
gegangen werden, dass die Elastizitat bei Wasserstoff hoher ist als bei Erdgas, da die
primare Nachfrage hier aus dem Industriesektor kommt, der grundsatzlich sensitiver
auf Preise reagiert als die anderen Sektoren. Daher kann die Infrastrukturabgabe die
Tendenz zu einer eigenstandigen Infrastruktur fir Wasserstoff verstarken, wenn die
Preiselastizitat der Stromnachfrage weiterhin niedriger ist als die der Gasnachfrage.
Zwar ware die Elastizitat von Erdgas unter dieser Annahme grundsatzlich (etwas) ho-
her als im Strombereich, jedoch niedriger als im Wasserstoffsektor, so dass die Infra-
strukturabgabe hier héher ware als bei einer reinen Wasserstoffinfrastruktur. Zum ei-

nen steigt so die Nachfrage nach Erdgas als Substitut fur strombasierte Anwendungen
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(insbesondere auch bei Beimischung von Wasserstoff), allerdings steigen auch die An-
reize zu Wasserstoff zu wechseln, so dass eine eigenstandige Wasserstoffinfrastruktur
entstehen wiirde. Der Bezug auf die Auswirkungen der Infrastrukturabgabe auf die ver-
schiedenen Infrastrukturen ist letztendlich eine empirische Frage, die maf3geblich von
den tatsachlichen Preiselastizitaten der Nachfrage in den verschiedenen Sektoren be-
einflusst wird, die wiederum potenziell sehr stark durch andere Anderungen im Markt-

design beeinflusst werden kénnen.

4.3 Output-Orientierte Regulierung

Der Begriff des Whole System Approach (WSA) umfasst verschiedene Ebenen der
Gesamtsystemoptimierung: von der Koordination zwischen den Stromnetzen, Gber die
Koordination zwischen Stromnetz und Markt, bis hin zur sektoribergreifenden Koordi-

nation (Sektorenkopplung).

Stromsektor Andere Sektoren
| UNB | 3) Cross-systems | Gas |
) approach
211[)3;)/\!'/2;)5 Lol Netzbetreibe{rkoordination * > | Wasserstoff |
Sektorenkopplung

| VNB | | Verkehr |
2) Whole-chain { o

Netz-Markt{Koordination
approach

| Erzeugung |

| Retail |

| Nachfrage |

Abbildung: Drei Ebenen einer Gesamtsystemoptimierung (whole system approach).
Quelle: eigene Darstellung basierend auf CEER (2020).

Mit dem Ziel einer sektortibergreifenden Dekarbonisierung riickt die Gesamtsystemop-
timierung vor allem beim Aufbau neuer Infrastrukturen in den Fokus. Die Schaffung
einer Ubergreifend optimierten Infrastruktur flr verschiedene Energiebereiche (,Polyg-
rid“) erfordert regulatorische Anreize, die Uber isolierte Netzoptimierungen der einzel-
nen Netze und Sektoren hinausgehen und externe Effekte angemessen internalisieren.
Eine entsprechend konzipierte output-orientierte Regulierung (OOR) kénnte solche

sektoriibergreifenden Anreize setzen.
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OOR ist eine aktuelle Entwicklung in der Regulierungspraxis (vgl. Brunekreeft et al.,
2020a). Ziel der OOR ist die gezielte Anreizung vorgegebener Leistungsziele (Outputs),
die im Rahmen einer ansonsten vorwiegend auf Kosteneffizienz ausgerichteten Anreiz-

regulierung nicht im gesellschaftlich erwiinschten MalRe geférdert werden.

Anreizregulierung

A
I 1

Basis Erldsobergrenze |+| Output-orientierte Regulierung

v——
Mechanismen:
* OQutputbasiert
* |Inputbasiert
* Nicht-monetar
¢ Strukturell

Abbildung: Output-orientierte Regulierung als gezielte Ergédnzung zur Basiserlésober-
grenze.

Quelle: eigene Darstellung; vgl. Brunekreeft et al. (2020a).

Dabei ersetzt OOR nicht die bestehende Erldsobergrenze der Anreizregulierung, son-
dern erganzt diese um Erloselemente, die an das Erreichen regulatorisch vorgegebe-
ner Outputziele gekoppelt sind. Im vorliegenden Zusammenhang wirde OOR die Ab-
stimmung der Infrastrukturen als Outputziel definieren und so das Bestreben der Netz-

betreiber zu einer besseren Abstimmung zwischen den Infrastrukturen anreizen.

4.3.1 Bewertung der Effekte auf den Infrastrukturbedarf

Im Prinzip und in Theorie kdnnte eine solche Regulierung sektoribergreifend eine op-
timale Infrastrukturentwicklung erreichen; an dieser Stelle muss nicht bestimmt werden,
wie eine optimale Gesamtinfrastruktur aussahe. Wenn die Ziele, die Anreizmechanis-
men und die Anreizparameter angemessen gesetzt werden und untereinander ange-
stimmt sind, musste das Endergebnis theoretisch wohlfahrtsoptimal sein. Das gilt fur
die primaren, sowie fur die sekundaren Effekte. In der Praxis dirfte es allerdings eine
sehr grofl’e Herausforderung sein dieses theoretische Potenzial zu erschlieen. Fol-

gende Probleme treten auf:

Die Herausforderung den Infrastrukturaufbau zentral zu koordinieren bleibt bestehen,
allerdings verschiebt sich die Zustandigkeit fur diesen Prozess, so dass die Behdrden
die zentrale Definition der Zielsetzung Ubernehmen muissen. Das zentrale Ziel der Re-

gulierung ist die Gesamtsystemoptimierung, aber dieses Ubergeordnete Ziel misste in
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erreichbare, messbare und kontrollierbare Teilziele heruntergebrochen werden. Die

Spezifizierung der Ziele ist im Grunde eine Art zentrale Planung.

Die Informationsprobleme (asymmetrische Information zwischen Regulierer und Netz-
betreibern) sind nicht verschwunden. Die Anreizmechanismen mussten entworfen und
umgesetzt werden. Anreizmechanismen sind der Versuch mit (asymmetrischen) Infor-
mationsproblemen umzugehen. Das Informationsproblem an sich verschwindet aber
nicht und weitere Anreizverzerrungen waren zu erwarten, sodass das Endergebnis sys-

tematisch suboptimal sein wird.

Die Entwicklung einer output-orientierten Regulierung fiir eine sektortibergreifende Ge-
samtsystemoptimierung ware neu und es liegen derzeit kaum Erfahrungen vor. Alle
Umsetzungsdetails mussten noch ausgearbeitet werden. Insbesondere die Ausgestal-

tung geeigneter Anreizmechanismen und die Hohe der Anreizparameter sind kritisch.

Die Effektivitat und Intensitat eines solchen Modells ist abhangig von der Ausgestaltung

der Anreizmechanismen.

Zusammenfassend ware eine realistische Einschatzung, dass eine output-orientierte
Regulierung die Gesamtsystemoptimierung eher nicht erreichen kann, sondern viel-
mehr mit gezielten Anreizen Schritte in Richtung einer Gesamtsystemorientierung
macht. Es ware aber schon viel erreicht, wenn die Regulierung netzibergreifende Ef-

fekte Uberhaupt berticksichtigen wirde.

4.4 Einordnung der Modelle in Bezug auf ihren Umset-
zungsaufwand

Im Folgenden wurden die diskutierten Modelle entsprechend dem Studiendesign im
Hinblick auf den Umsetzungsaufwand (Definition siehe Einleitung) bewertet. Dabei
handelt es sich auch hier wieder um eine stark eingrenzende Bewertung, die flr eine
Gesamtsicht um weitere Kriterien (Effektivitat, Effizienz etc.) ergédnzt werden musste.

Solch eine Gesamtsicht liegt aber auferhalb des Auftrags dieses Kurzgutachtens.
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Einschatzung

Begriindung
Politisch Regulatorisch

Umsetzungsaufwand

CO2-Preis und Niedrig Eher gering, teilweise schon um- | Gering, da teilweise | Eher gering, Prozesse
Umlagen/ gesetzt (z.B. BEHG) bzw. in der | schon umgesetzt zur EEG-Abrechnung
Steuerbeferei- aktuellen Debatte (sieche EEG mussen umgestellt
ung Strom 2021) werden, es fallen ei-

nige Aufgaben weg

Infrastruktur- Hoch Politische  Unterstiitzung von | Dieser Ansatz wird | Unklar wie die Be-
abgabe Quersubventionierung voraus- | bisher hauptsachlich | rechnungsbasis fest-

sichtlich gering

innerhalb der Sekto-
ren angewandt und es
bestehen kaum Erfah-

rungen zur sekto-

rubergreifenden Um-

setzung

gelegt wiirde (wo sind
die Systemgrenzen)
und wie haufig diese
angepasst werden
mussen. Das System

wird komplexer und

erfordert eine Umstel-
lung der bestehenden

Prozesse.

Output-orien- Mittel Eher gering, allerdings waren sek- | Relativ hoch, da kaum | Hoher Umsetzungs-
tierte Regulie- toribergreifende Anreize in der | Erfahrungen vorliegen | aufwand bei den Netz-
rung (OOR) Regulierung der Netzbetreiber neu | und die bestehende | betreibern, da die Pro-
und es kann nicht auf Erfahrungs- | Regulierung ange- | zesse und Optimie-
werten aufsetzen passt werden muss. rungsbedingungen
sich verandern
5 Die Kernfragestellungen im Themenbereich ,,Marktliche

Einbindung von Wasserstoff”

Die folgenden Ausfiuihrungen basieren auf der zentralen Annahme, dass sich Wasser-
stoff in erheblichem Umfang in Deutschland etabliert. Dies setzt eine eigenstandige
Wasserstoffinfrastruktur voraus, wie diese in der Nationalen Wasserstoffstrategie der
Bundesregierung vorgesehen ist (Bundesregierung 2020, S. 7 & 23). Offen ist dabei,
in welchem Umfang diese eigenstandige Infrastruktur den Infrastrukturbedarf in den
anderen Sektoren beeinflusst. Zwar kann davon ausgegangen werden, dass eine ei-
genstandige Wasserstoffinfrastruktur den Bedarf an Erdgas-Infrastruktur reduziert. In
welchem Umfang dies der Fall ist und wie stark die Ruckwirkungen auf die Strominfra-
struktur sein werden, hangt aber von zentralen Richtungsentscheidungen ab, die aktu-

ell noch nicht getroffen wurden. Daher werden im Folgenden die Kernfragestellungen
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bzw. Richtungsentscheidungen im Regelrahmen der Wasserstoffinfrastruktur skizziert,
die Einfluss darauf haben, wie sich die Infrastruktur im Wasserstoffbereich entwickelt

und die anderen Infrastrukturen beeinflusst werden.

5.1 Zentrale Planung vs. marktbasierte Koordination beim
Aufbau der H2-Infrastruktur

Kernfragestellung ist hier zunachst, wie der Aufbau der Wasserstoffinfrastruktur erfolgt.
Zum einen ware es moglich, dass der in der dena Netzstudie Ill untersuchte Syste-
mentwicklungsplan explizit die eigenstandige Wasserstoffinfrastruktur miterfasst. Unter
dieser Annahme wiirde in Abstimmung mit der Strom- und Gasinfrastruktur der Bedarf
fur die Wasserstoffinfrastruktur zentral festgelegt und die Engpasse im Stromnetz so-
wie die freien Kapazitaten im Gasnetz mit bedacht werden. In diesem Fall ware der
primare Effekt, dass der Infrastrukturbedarf im Stromsektor sinken wiirde. Durch den
Substitutionseffekt kommt es dann zu einem steigenden Bedarf an Gasinfrastruktur.
Hier qgilt es zu beachten, dass durch diese Art der Festlegung indirekt auch die Kapa-
zitat der (nicht-leitungsgebundenen) Infrastruktur aus weiteren Sektoren zum Transport
von Wasserstoff mitgeplant wird, da die Gesamtmenge des leitungsgebundenen Trans-
ports impliziert, dass nur die Uber diesen Bedarf hinausgehende Energienachfrage

durch nicht-leitungsbedungene Infrastrukturen adressiert wird.

Die Frage welche Institution oder welcher Akteur die zentrale Planung durchfihrt hat
nur dann eine Auswirkung auf den Infrastrukturbedarf, wenn es zu Anreizverzerrungen
zwischen volkswirtschaftlicher Optimierung und den Eigeninteressen der planenden
Institution kommen kann. Dies ware etwa dann der Fall, wenn ein Akteur fur die zent-
rale Planung zustandig ware der aber nur mit dem Aufbau einer spezifischen Infrastruk-
tur Geld verdienen kann. Solange aber entweder ein Ministerium oder ein Stakeholder-
Gremium, das alle betroffenen Infrastrukturen und Sektoren erfasst (vgl. zu einer ana-
logen Debatte (Buchmann, 2020)), fur die zentrale Planung zustéandig ist, sollte es
keine Auswirkungen auf den Infrastrukturbedarf durch die Rolle dieser Akteure bei der

Planung geben.

Alternativ kann der Aufbau von Wasserstoffinfrastruktur dezentral marktgetrieben er-
folgen. Treiber der Infrastrukturauslegung ware dann die Marktnachfrage nach Was-
serstoff. Zur Koordination der Nachfrage mit dem Infrastrukturausbau koénnten etwa
analog zum Gasbereich in den USA und Kanada das Instrument der ,open se-

asons” genutzt werden. Auch im europaischen Kontext wurden Open Seasons bereits
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eingesetzt, allerdings mit Fokus auf transnationale Projekte (ERGEG, 2007). Um die
Marktnachfrage nach Transportkapazitat einer geplanten Leitung zu erfassen, erhalten
die Marktteilnehmer auf der Nachfrageseite im Rahmen einer Ausschreibung die Mog-
lichkeit Transportvolumina dieser Leitung vorab zu buchen. Werden wahrend der Aus-
schreibung ausreichende Transportkapazitaten in Form von Langfristvertragen kontra-
hiert, wird bei der zustandigen Behorde (zumeist der Regulierer) ein Genehmigungs-
antrag gestellt. In Rahmen des Antrags wird neben den gebuchten Kapazitaten gepruft,
ob die Ausschreibung diskriminierungsfrei und transparent erfolgte, die Finanzierung
des Projekts durch den Investor sichergestellt werden kann und ob die Umwelt- und

Sicherheitsstandards eingehalten werden.

Um einen koordinierten Ausbau der verschiedenen Infrastrukturen bei dezentral markt-
getriebenem Ansatz zu ermdglichen, bestehen zwei Optionen. Einerseits kann im Rah-
men der Prifung die Kompatibilitéat des geplanten Projekts mit der bestehenden Strom-
und Gasinfrastruktur als Kriterium eingefligt werden. Im Endeffekt wiirde diese Option
den marktgetriebenen Ansatz in die zentrale Systemplanung von oben integrieren. Al-
ternativ kbnnen regionale Preissignale im Stromsektor eingeflihrt werden, wie sie in
den Themenbereichen 1 und 2 diskutiert wurden. Diese Instrumente wirden dann die
Koordination des Infrastrukturaufbaus zwischen der Wasserstoff- und den anderen Inf-
rastrukturen anhand der Preissignale sicherstellen. Wie bereits oben diskutiert, fiihren
regionale Preissignale bei Netzengpassen zu niedrigen Strompreisen in exportbe-
schrankten Engpassregionen, so dass eine glinstige Herstellung des Wasserstoffs er-
laubt und der Strominfrastrukturbedarf sinken wiirde.® Mithilfe der Wasserstoffinfra-
struktur kann der guinstige Wasserstoff aus der Engpassregion in Regionen mit hohem
Bedarf an Wasserstoff transportiert werden, was wiederum das Stromnetz entlang der

gegebenen Stromtrasse entlastet, bzw. dessen Ausbaubedarf reduziert.

5.2 Investition und Betrieb der Wasserstoffinfrastruktur

Die Frage wer den Aufbau der Infrastruktur betreibt, kann erhebliche Auswirkungen auf
den Infrastrukturbedarf haben. Dabei gilt es vier grundsétzliche Modelle zu unterschei-
den, zwei regulierte und zwei marktgetriebene Ansatze. Bei den regulierten Modellen

gilt, dass die Ruckwirkung auf den Infrastrukturbedarf weniger davon abhangt, welche

5 Dabei ist jedoch zu beachten, dass Preissignale unter Umstanden auch zu ineffizienten Investitionsentscheidungen

fuhren kdnnen, wodurch das Optimum auch bei diesem marktbasierten Ansatz verfehlt wirde.
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Institution die Wasserstoffinfrastruktur ausbaut und betreibt, sondern wie diese regu-
liert sind. In diesem Fall ist davon auszugehen, dass die Effekte, die oben in Themen-
bereich 4 diskutiert wurden, relevanter fir die Infrastrukturentwicklungen sind als die
Rollenverteilung an sich. Bei den marktgetriebenen Ansatzen ist hingegen zunachst
ausschlaggebend, ob ein zentraler planerischer oder marktbasierter Koordinationsme-
chanismus besteht (wie in den Themenbldcken 1 und 2 diskutiert). Bei marktbasierten
Koordinationsmechanismus stellt sich dann die Frage, welche Anreize sich aus diesem
fur die verschiedenen Infrastrukturen ergeben. Im Folgenden skizzieren wir vor diesem

Hintergrund die vier moglichen Betreibermodelle der Wasserstoffinfrastruktur.

Zum einen kdnnte die Wasserstoffinfrastruktur als reguliertes Monopol durch einen ein-
zelnen unabhangigen Wasserstoffnetzbetreiber aufgebaut werden. Dann hangen die
Ruickwirkungen der Wasserstoffinfrastruktur auf den weiteren Aufbau der bestehenden
Infrastrukturen davon ab, wie der Infrastrukturaufbau koordiniert wird (siehe 5.1) und
welche Anreize die Regulierung sowohl im Strom als auch im Wasserstoffbereich setzt.
Je weniger die Gesamtsystemoptimierung dann Teil der Regulierung der einzelnen Inf-
rastrukturbetreiber ist (siehe die Diskussionen zum Whole System Approach im vorhe-
rigen Themenbereich), desto starker wird der gesamte Infrastrukturbedarf vom Opti-

mum abweichen.

Zweitens ware auch denkbar, dass die Strom- oder Gasnetzbetreiber den Aufbau der
Wasserstoffinfrastruktur in deren Netzgebiet verantworten. Unabhangig von der ge-
nauen Ausgestaltung des Models gilt hier, dass es zu Rickwirkungen auf den Wasser-
stoffinfrastrukturbedarf kommen kann, je nachdem welche Anreize die Regulierung
dem Betreiber der beiden Infrastrukturen gibt. Anders als im ersten Fall ware aber kein
zentraler Planungsprozess notwendig, da dies durch interne Abstimmung geschehen
wurde. Wirde die Regulierung jedoch analog zur aktuellen Regulierung der integrierten
Strom- und Gasnetzbetreiber auf Verteilnetzebene aufgebaut, so ware keine gemein-
same Optimierung der Infrastrukturen zu erwarten, da dies nicht durch die Regulierung

angereizt ware.

Drittens ware es mdglich, dass der Aufbau der Infrastruktur marktgetrieben erfolgt. Zum
einen konnte ein marktbasierter Ansatz mit einem zentralen Planungsprozess (siehe
5.1) kombiniert werden, in dem der zentral geplante Aufbau der Wasserstoffinfrastruk-
tur (regional) ausgeschrieben wird (competition for the market). Potenzielle Investoren
in die Wasserstoffinfrastruktur haben bei diesem Modell zwar ein Monopol in einer be-

stimmten Region oder auf einer bestimmten Trasse, missen sich aber mit einem Gebot
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im Wettbewerb um dieses Monopol ggu. weiteren Investoren durchsetzen. Die effizi-
ente Koordination des Infrastrukturaufbaus wird bei diesem Modell durch den zentralen
Planungsprozess gewahrleistet; die Kosteneffizienz der einzelnen Infrastrukturprojekte

durch den Wettbewerb zwischen den Investoren gesichert.

Alternativ kann ein marktbasierter Ansatz auch ohne zentralen Planungsprozess erfol-
gen. Geht man von einem dezentralen marktgetriebenen Wachstum der Wasserstoff-
infrastruktur aus, dann wirden verschiedenen Betreiber im Wettbewerb zu einander
stehen (competition in the market). Die genauen Auswirkungen auf den Ausbau der
Wasserstoffinfrastruktur hangen dann von den Marktregeln ab, die die Wasserstoff-
nachfrage beeinflussen (siehe u.a. Themenbereich 1), oder ob ein Abgleich mit zent-

ralen Planungsprozesses besteht (siehe oben).

5.3 Finanzierung des Wasserstoffnetzes

Die Finanzierung der Wasserstoffinfrastruktur hat eine Riickwirkung auf den Infrastruk-
turbedarf in den anderen Sektoren, wenn es zu einer Quersubventionierung der Infra-
strukturkosten kommt. Dies kann im regulierten Fall zum einen Uber eine sektoriber-
greifende Infrastrukturabgabe (siehe 4.2) geschehen. Je nach Ausgestaltung der Ver-
teilung der Infrastrukturkosten zwischen Wasserstoff und den anderen Sektoren kommt
es hier zu unterschiedlichen Auswirkungen auf den Infrastrukturbedarf fir Wasserstoff.
Zum anderen ware eine Quersubventionierung ebenfalls Uber staatliche Zuschisse

aus staatlichen Mitteln (etwa den Einnahmen aus dem BEHG) moglich.

Die Wasserstoffinfrastruktur kbnnte analog zu den anderen Infrastrukturen tber regu-
lierte Netzentgelte (im Falle eines monopolbasierten Aufbaus und Betriebs des Was-
serstoffnetzes) finanziert werden. Die Auswirkungen auf den Infrastrukturausbau han-
gen dann davon ab, welche Netzentgeltsystematik hier angewandt wird (siehe Thema
2).

Alternativ ware es denkbar, dass bei einem dezentralen marktgetriebenen Wachstum
die Kosten der Infrastruktur Gber Handelsgewinne refinanziert werden. Dies entspricht
etwa den aktuellen Finanzierungsmechanismen der bestehenden Wasserstoffinfra-
struktur. Analog zum Vorgehen im Gassektor ware es auch mdglich die Kosten der

Wasserstoffinfrastruktur anteilig Uber langfristige Liefervertrage abzudecken.
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6 Zusammenfassung der Kernaussagen

Im Fokus dieser Kurzstudie steht die qualitative Analyse der Auswirkungen verschie-
dener Anpassungen des Marktdesigns auf den Infrastrukturbedarf im Strom- und
Gassektor. Anhand von funf Themenbereichen, die durch das Expertengremium der
dena Netzstudie Ill vorgegeben wurden, wurden verschiedene Modelle beschrieben,
die aktuell zur Anpassung des bestehenden Marktdesigns diskutiert werden. Fir diese
Modelle wurden dann die mdglichen Ruckwirkungen auf die Infrastrukturbedarfe im
Strom- und Gassektor qualitativ abgeschatzt. Diese erste Abschatzung fokussiert sich
auf drei Effekte, die die Modelle auf den Infrastrukturbedarf haben kénnen. Der Einstieg
in die Analyse erfolgt anhand des priméren Effekts der unterschiedlichen Modelle auf
den Strominfrastrukturbedarf. Grundlage des primaren Effekts sind zumeist differen-
Ziertere Bepreisungsmechanismen in unterschiedlicher Auspragung. Als sekundére Ef-
fekte werden dann noch die Anreize der Modelle fur Sektorkopplungstechnologien, ins-
besondere fiir Investitionen in Elektrolyseure als eine zukinftig relevante Technologie
zur Kopplung des Strom- und Gasnetzes, analysiert (Elektrolyse-Effekt). Drittens wer-
den die Anreize zur Substitution der Nachfrage der betrachteten Energietrager abge-
schatzt (Substitutionseffekt). Hierbei handelt es sich um eine erste grundlegende Ein-
schatzung, die nicht als abschlieRend zu verstehen ist, sondern als Grundlage fur wei-
tere Untersuchungen in diesem Bereich dient. Im Folgenden fassen wir die Kernaus-

sagen der qualitativen Abschatzung in den flinf Themenbereichen kurz zusammen.

Der erste Themenbereich fokussiert sich auf Anpassungen in der Gebotszonenkonfi-
guration. Hier wurden drei Modelle untersucht: Nodale Bepreisung, zonale Bepreisung
und lokale Flexibilitadtsmarkte. Alle drei Modelle haben gemein, dass sie durch Einfih-
rung von regionalen Strompreisunterschiede das Stromnetz entlang der bestehenden
Netzengpasse entlasten. Gleichwohl verandert sich bei Einfihrung der drei Modelle
aus Systemsicht auch die regionale Verteilung von Gas- und Wasserstoffnachfrage.
So kann bei einer Einfuhrung der Modelle von einer Erhéhung des Transportbedarfs
von Gas und Wasserstoff zu den und innerhalb der importbeschrankten Stromregionen
ausgegangen werden. Gleichzeitig impliziert dies jedoch nicht notwendigerweise eine
geringere Auslastung der Gas- und Wasserstoffnetze innerhalb bzw. aus den export-
beschrankten Stromregionen. So kann es in den exportbeschrankten Regionen auch
zu einem steigenden Bedarf an Gas- und Wasserstoffinfrastruktur kommen, wenn dort

ein hoher Anteil an Elektrolyseuren aufgebaut wird, um den Stromengpass zu umgehen.
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Wie im zweiten Themenbereich dargestellt umfassen auch die Netzentgelte bzw. An-
schlussgebulhren direkt oder indirekt eine lokale Komponente und kénnen somit einen
Effekt auf den Infrastrukturbedarf entfalten. Wir haben drei Modelle in die Analyse des
zweiten Themenbereichs aufgenommen: Long run incremental costs pricing, deep
charging und smart connection agreements. Alle drei Modelle zielen explizit darauf ab,
Netzknappheiten im Stromnetz zu adressieren bzw. Netzerweiterungsinvestitionen zu
optimieren. Daher ist der direkte primare Effekt aller drei Modelle analog zu den Mo-
dellen in Themenfeld 1 eine Verringerung des Strominfrastrukturbedarfs. Die sekunda-
ren Effekte sind weniger eindeutig. Alle drei Modelle férdern und lenken Investitionen
in Sektorkopplungstechnologien und damit auch von Elektrolyseuren an die richtigen
Stellen im Stromnetz, so dass es hier zu einer Entlastung der Stromnetze und einem
steigenden Gasnetzbedarf kommen kann. Allerdings Uberlagern sich die Substitutions-
effekte zwischen den Strom- und Gasnetzen, so dass diese nicht eindeutig zu bestim-
men sind. Je nach Ausgestaltung der lokalen Differenzierung der Netzentgeltmodelle
kann der Gesamteffekt auf die Endenergiepreise in Summe sehr gering sein, sodass

die angereizten Substitutionseffekte auch eher gering ausgepragt waren.

Im dritten Themenbereich wurden die Riickwirkungen von Kapazitatsmechanismen auf
den Infrastrukturbedarf analysiert. Neben den aktuellen Anwendungen der strategi-
schen Reserven gibt es hier lediglich ein weiteres Modell, die Einfiihrung von Kapazi-
tatsmarkten, das Teil der aktuellen Debatte ist. Daher fokussiert sich die Analyse auf
diese beiden Mechanismen. Grundsatzlich gilt, dass Kapazitdtsmechanismen zu einer
Auflésung von Engpassen im Stromnetz beitragen kdénnen, wenn die Netzstruktur
durch eine lokale Komponente explizit berticksichtigt wird. Dies ist bei der Netzreserve
in Deutschland der Fall, wenngleich diese nicht als klassischer Kapazitatsmechanis-
mus definiert ist. Da sie lediglich zu Redispatch-Zwecken eingesetzt wird und keine
Investitionsanreize setzt, ist die Auswirkung auf den Strominfrastrukturbedarf jedoch
begrenzt. Umfassende Kapazitatsmarkte mit lokaler Bepreisung kénnen eine starkere
Steuerungswirkung haben, wenn eine lokale Komponente die Netzrestriktion im Strom-
netz mit betrachtet. Dann wirde eine dhnliche Lenkungswirkung eintreten wie bei den
Modellen im Themenbereich 1. Darlber hinaus kdnnen Kapazitatsmarkte die Investiti-
onsanreize in Gaskraftwerke im importbeschrankten Siden starker anreizen. Damit
ware auch ein etwas starkerer Infrastrukturbedarf fir Gasnetze, sowohl Erdgas als

auch Wasserstoff, zu erwarten.

Im vierten Themenbereich wurden die aktuellen Modelle zusammenfasst, die eine An-

passung im staatlich induzierten Regelrahmen im Strom und Gassektor beinhaltet.
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Dies betrifft die Anpassung der staatlich induzierten Preisbestandteile (SIP), die Ein-
fihrung einer sektortibergreifenden Infrastrukturabgabe und die Anpassung der An-
reizregulierung der Infrastrukturbetreiber. Eine Anpassung der SIP mit dem Ziel die
Verzerrungen zwischen den Energietragerkosten zu reduzieren, flhrt zu einer Reduk-
tion des Strompreises und erhdht damit sowohl die Stromnachfrage als auch die An-
reize fur Sektorkopplung. Unter der Bedingung, dass die Investitionen in Sektorkopp-
lungstechnologien netzdienlich eingesetzt werden (Themen 1 und 2) kann es zu einer
Entlastung des Stromnetzes und einem steigenden (oder zumindest nicht fallenden)
Bedarf im Gasnetz kommen. Wahrend die Effekte einer infrastrukturiibergreifenden Fi-
nanzierung sich gegenseitig Uberlagern ist davon auszugehen, dass (bei korrekter De-
finition der Outputs) die output-orientierte Regulierung den gesamten Infrastrukturbe-

darf optimiert.

Fir den Bereich der Wasserstoffinfrastruktur lag der Fokus der Studie im flnften The-
menbereich auf der Diskussion relevanter Fragestellungen, die aus wirtschaftspoliti-
scher Sicht im Fokus stehen und eine Auswirkung auf den Ausbau einer eigenstandi-
gen Wasserstoffinfrastruktur haben kénnen. Im Vordergrund standen hier die Fragen
nach dem Planungsprozess der Infrastruktur und welche Infrastrukturen in diesem Pro-
zess betrachtet werden, wer die Infrastruktur plant und wie der Wasserstoff-Infrastruk-
turausbau finanziert wird. Dabei zeigt sich grundsatzlich, dass die Auswirkungen auf
den Infrastrukturbedarf weniger von der eigentlichen Rollenverteilung abhangen. Viel-
mehr scheint ausschlaggebend zu sein, welche Anreize die Regulierung den regulier-
ten Betreibern der Infrastrukturen zur Gesamtsystemoptimierung setzen (siehe dazu
OOR in Themenbereich 4) bzw. ob bei einem marktgetriebenen Ansatz die Koordina-
tion der Infrastrukturen tber entsprechende Preissignale (Themenbereich 1 und 2) er-

folgt.

Im Rahmen der Analyse zeigte sich auch, dass die Intensitat, mit der die verschiedenen
Modelle auf den Infrastrukturbedarf im Strom- und Gassektor wirken, sowohl zwischen
den Themenbereichen als auch zwischen den Modellen in den Themenbereichen va-
riiert. So wirken die Modelle zur Anpassung der Gebotszonenkonfiguration zwar in die
gleiche Richtung auf den Infrastrukturbedarf, die Anreizwirkung auf die Investitionen
hangt jedoch davon ab, wie langfristig die Engpassregionen Bestand haben: Je lang-
fristiger die Gebotszonen definiert sind (wie im zonalen Modell), desto geringer ist das
Investitionsrisiko. Auch bei der Analyse der Netzentgeltmodelle zeigt sich, dass diese

durchaus eine sehr unterschiedlich intensive Anreizwirkung auf den Infrastrukturbedarf
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haben kdénnen: Die intensivste Lenkungswirkung ware voraussichtlich bei der Einfuh-
rung von deep charging zu erwarten, da dieses Instrument genauer als LRIC ist und
verbindlicher als die diskutierten smart connection agreements. Im Vergleich zu den
vorherigen Themenbereichen zeigt die Analyse in Themenbereich 3, dass die Starke
der Anreizwirkung auf den Infrastrukturbedarf, die sich aus den Kapazitatsmechanis-
men ergeben, im Vergleich voraussichtlich gering sein werden. Die Analyse moglicher
Anpassung des staatlich induzierten Regelrahmens zeigt, dass sowohl ein Wegfall der
EEG-Umlage als auch die Einfihrung der Output-Orientierten-Regulierung (OOR) ei-
nen sehr direkten Effekt auf die Investitionen in die verschiedenen Infrastrukturen ha-
ben kénnen, wohingegen der Effekt der Infrastrukturabgabe von den tatsachlichen
Preiselastizitdten der Nachfrage in den Sektoren abhangt, die empirisch analysiert wer-

den muss, um die Intensitat dieses Instruments genauer abschatzen zu konnen.

AbschlieRend wurde noch der Umsetzungsaufwand der verschiedenen Modelle in Be-
zug auf drei Dimensionen abgeschatzt: Der politische, regulatorische und firmen-in-
terne operative Umsetzungsaufwand. Dabei handelt es sich nur um einen engen Aus-
schnitt an relevanten Kriterien zur Bewertung der Modelle. Eine umfassendere Multi-
Kriterien-Bewertung anhand relevanter Kriterien (Effektivitat, Effizienz, Verteilungsef-
fekte etc.) lag hingegen nicht im Fokus dieses Kurzgutachtens. Die Bewertungen des
Umsetzungsaufwands sind in der folgenden Tabelle zusammengefasst. Hier zeigt sich,
dass gerade bei den Modellen, die explizit auf den differenzierten Umgang mit Netzen-
gpassen zielen, also bei der Gebotszonenkonfiguration und der Netzentgeltsystematik,
entweder die politische Unterstitzung fehlt oder aber der regulatorische und firmen-

interne operative Umsetzungsaufwand potenziell hoch ist.

Einschatzung Begriindung

Umsetzungsaufwand
Politisch Regulatorisch Operativ

Themenbereich 1: Gebotszonenkonfiguration

Nodale
Bepreisung lalelsBll Nur sehr geringe politische | Umfassende Umgestaltung | Komplexitat fiir Unterneh-

Unterstltzung des bestehenden Systems men nimmt signifikant zu,

und des Regelrahmens die durch neue Firmenstra-
notwendig tegien und Finanzinstru-
mente adressiert werden

muss
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Zonale
Bepreisung

Flexibilitats-

markte

Themenbereich 2:

LRIC (long run
incremental

cost pricing)

Deep charging

Smart

Connection

Agreements

Mittel

Mittel

Hoch

Hoch

Mittel

Nur geringe politische Un-
terstiitzung; Einfiihrung
ggf. notwendig wegen der
EU-Strommarktverordnung
2019/943

Nur geringe politische Un-
terstlitzung; wird in der Po-
litik diskutiert, aber auf-
grund der Gaming-Debatte
ist das angedachte Modell
erwartungsgemal nicht
umsetzbar (zumindest fur
die Erzeuger), weitere Mo-
delle werden im Auftrag
des BMWi derzeit unter-

sucht

Moderater Umgestaltungs-
bedarf; das bestehende
System kann weiterhin in-
nerhalb der Preiszonen ge-
nutzt werden, aber gegen-
seitige Abstimmung der in-
nerdeutschen Preiszonen
muss in den Regelrahmen

integriert werden

Geringer Umgestaltungs-
bedarf; das bestehende
System und dessen Regel-
rahmen bleibt nahezu un-
verandert, allerdings ms-
sen eigenstandige regio-
nale Markte in das System
sowie in den Regelrahmen
zusatzlich eingefiihrt wer-
den.

Zwar erhoht die zonale Be-
preisung den Unterneh-

mensaufwand, es gibt aber
bereits europaische Erfah-

rungen mit zonaler Beprei-

sung, auf denen die Unter-

nehmen aufbauen kénnen

Unternehmen mussen
neue Prozesse aufbauen,
etwa Nachweise von er-
brachter Flexibilitat, neue
Schnittstellen zu Handels-
plattformen etc., es gibt
aber bereits deutsche Er-
fahrungen aus SINTEG,
auf denen die Unterneh-

men aufbauen kénnen

Netzentgeltstrukturen Strom, raumliche Signale Strommarkt”

Das Konzept wird bisher
noch nicht diskutiert; aller-
dings ist eine Beteiligung
der Erzeugerseite politisch

problematisch.

Das Konzept wird bisher
noch nicht diskutiert. Eine
Beteiligung der Erzeuger-
seite ist politisch problema-
tisch. Allerdings ist der
Baukostenzuschuss fiir Er-
zeuger ein Schritt in diese

Richtung.

Zunehmende politische
Unterstltzung fur Beanrei-
zung fur netzdienliches

Handeln.

Relativ hoch, da umfas-
sende juristische Anpas-

sungen notwendig sind.

Bisher nur als Ausnah-
meregelung im Falle des
Baukostenzuschusses.
Eine breitere Anwendung
bedingt Anpassung diver-
ser Regelungen, aber der
Aufwand ware geringer als
bei LRIC.

Grundsatzlich Gberschau-
barer Anpassungsbedarf
der bestehenden Regelun-

gen.

Umsetzungsaufwand fir
die Netzbetreiber hoch, da
vorrausschauende Netz-
kostenberechnungen fiir
verschiedene Entwicklun-

gen notwendig werden.

Umsetzung ist aufwendig,
sowohl fiir die Netzbetrei-
ber, als auch die Marktteil-

nehmer.

Netzbetreiber miissen Sys-
tematik erarbeiten und

Komplexitat der Netzent-

geltstruktur nimmt fur die

Netzbetreiber zu.
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Themenbereich 3: Erweiterung des Energy-Only-Marktes um (lokale) Kapazitats-

Kapazitats-
und Netz-
Reserve

Kapazitats-
markte

Gering

Hoch

mechanismen”

Status Quo: Kapazitats-
und Netzreserve bereits

umgesetzt

Hoher Umsetzungsauf-
wand, da in Deutschland
bislang keine Erfahrungen
mit Kapazitatsmarkten be-
stehen; insbesondere regi-
onale Differenzierung stellt
eine Herausforderung fur
das Marktdesign dar
(Marktmacht und strategi-

sches Verhalten)

Im Status Quo moderater

Aufwand, da auf wenige

Anlagen begrenzt; mit an-

steigendem Bedarf vor al-
lem bei der Netzreserve
héherer regulatorischer

Aufwand zu erwarten.

Hoher regulatorischer An-
passungsbedarf und Kon-
trollaufwand: Festlegung
des regional differenzierten
Kapazitatsbedarfs, Monito-
ring, Verfugbarkeitspriifung

von Kapazitaten

Geringer Umsetzungsauf-
wand; beschrankt auf still-
gelegte Anlagen; hohe fi-
nanzielle Sicherheit fiir

ausgewahlte Anlagen

Kompliziertes Marktdesign
und hohe Erlésunsicher-
heit; damit unsicherer In-

vestitionsrahmen

Themenbereich 4: ,Lenkungswirkung von Steuern, Abgaben, Umlagen”

CO2-Preis und
Umla-
gen/Steuerbe-

freiung Strom

Infrastruktur-

abgabe

Output-orien-
tierte Regulie-
rung (OOR)

Niedrig

Hoch

Mittel

Eher gering, teilweise
schon umgesetzt (z.B.
BEHG) bzw. in der aktuel-
len Debatte (siehe EEG
2021)

Politische Unterstiitzung
von Quersubventionierung

voraussichtlich gering

Eher gering, allerdings wa-
ren sektorubergreifende
Anreize in der Regulierung
der Netzbetreiber neu und
es kann nicht auf Erfah-

rungswerten aufsetzen

Gering, da teilweise schon

umgesetzt

Dieser Ansatz wird bisher
hauptsachlich innerhalb
der Sektoren angewandt
und es bestehen kaum Er-
fahrungen zur sektoriiber-

greifenden Umsetzung

Relativ hoch, da kaum Er-

fahrungen vorliegen und

die bestehende Regulie-
rung angepasst werden

muss.

Eher gering, Prozesse zur
EEG-Abrechnung mussen
umgestellt werden, es fal-

len einige Aufgaben weg

Unklar wie die Berech-
nungsbasis festgelegt
wirde (wo sind die Sys-
temgrenzen) und wie hau-
fig diese angepasst werden
mussen. Das System wird
komplexer und erfordert
eine Umstellung der beste-

henden Prozesse.

Hoher Umsetzungsauf-
wand bei den Netzbetrei-
bern, da die Prozesse und
Optimierungsbedingungen

sich verandern
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AbschlieRend kénnen folgende Kernaussagen basierend auf der Analyse in der Kurz-

studie festgehalten werden:

Unter allen betrachteten Modellen zur Anpassung des Marktdesigns sticht die
Anpassung der Gebotszone als ein wesentliches Instrument heraus, das den
Infrastrukturbedarf im Strom- und Gassektor signifikant beeinflussen und po-
tenziell koordinieren kann.

Bei den Modellen zur Anpassung der Netzentgeltsystematik zeigt sich, dass die
Effekte auf den Infrastrukturbedarf in den betrachteten Modellen insbesondere
dann relevant sind, wenn die Erzeugerseite an den Kosten der Infrastruktur be-
teiligt wird.

~omart Connection Agreements® bieten erhebliches Potenzial. Dieses Instru-
ment raumt den Netzbetreibern viel kontext-abhangige Flexibilitat ein, gleich-
zeitig ist die Teilnahme der Netznutzer (Erzeuger und Verbraucher) freiwillig
und damit potenziell auch akzeptierter als verbindliche Lésungen.

Einige Modelle, wie etwa die Output-Orientierte-Regulierung, bieten dartber
hinaus das Potenzial den Infrastrukturbedarf Gber die verschiedenen Infrastruk-
turen hinweg zu optimieren. Diese Gesamtoptimierung riickt durch die Sektor-
kopplung zunehmend in den Fokus, so dass dieser Aspekt in der zukinftigen
Debatte an Relevanz gewinnen wird.

In Bezug auf die Wasserstoffinfrastruktur und deren Einflisse auf den Infra-
strukturbedarf in den anderen Sektoren ist insbesondere relevant, wie die Pla-
nung der verschiedenen Infrastrukturen aufeinander abgestimmt wird (zentral,
Uber regulierte Netzbetreiber oder marktgetrieben). Insbesondere hybride An-
satze, die zentrale Planungsprozesse mit marktbasierten Mechanismen kombi-
nieren, kdnnten einen potenziellen Mittelweg darstellen.

Der Aufbau einer Wasserstoffinfrastruktur, aber auch die Sektorkopplung an
sich, wirft die Frage nach einer potenziellen Quersubventionierung der Infra-
struktursysteme auf. Eine sektoribergreifende Infrastrukturabgabe kénnte hier
einen moglichen Ansatz bieten, die Kosten des Energietransports Uber die ver-

schiedenen Sektoren effizient zu verteilen.
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