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Executive Summary - German

In diesem Gutachten wird untersucht, ob die Einfiihrung eines Kapazititssystems
im deutschen Strommarkt sinnvoll ist, um die langfristige Versorgungssicherheit si-
cherzustellen. Dazu werden die Moglichkeiten einer Implementierung alternativer
Kapazitdtsmechanismen und die damit verbundenen Probleme dargestellt. Die Exi-
stenz unterschiedlicher Marktsysteme bildet einerseits die Pfadabhingigkeiten der
Regulierung und Industriekultur ab und ist andererseits auch das Resultat verschie-
dener Ansichten beziiglich des optimalen Handels des komplexen Produktes Strom,
welches sich grundlegend von iiblichen Produktions- und Konsumgiitern unterschei-
det. Die Hauptgriinde dafiir liegen im Konsumentenverhalten und den besonderen
physikalischen Eigenschaften des Gutes, z.B. Leitungsgebundenheit.

In einem absolut effizienten Handelssystem sind sich alle Nachfrager des kontem-
pordren Wertes bzw. der Kosten des Stromverbrauchs bewusst und reagieren fle-
xibel auf Knappheitssituationen. Die Zahlungsbereitschaft der Kunden wird iiber
den individuellen Value of Lost Load, also dem Wert der Vermeidung eines Aus-
falls der nichsten Kilowattstunde Strom, ausgedriickt. Dem sich daraus ergebenden
Gleichgewicht aus Angebot und Nachfrage sowie den technischen Anforderungen
entsprechend, ergibt sich ein solcher Erzeugungspark, welcher zu einer vollstdndigen
Deckung der Vollkosten fiihrt. Jede Nachfrage iiber dieses Kapazitatsniveau hinaus
wird nicht gedeckt und fiihrt zu gesellschaftlich akzeptierten Lastabschaltungen. Die
dafiir notwendigen Annahmen der Realbepreisung und Nachfrageelastizitit sind je-
doch in der Praxis bis heute nicht in ausreichendem Mafse realisierbar. Dies liegt vor
allem an der Tatsache, dass nicht alle Kundengruppen mit der dafiir notwendigen
technischen Ausriistung ausgestattet sind. Als Konsequenz aus der fehlenden Reali-
sierbarkeit dieses Modells erwachsen zwei weitere theoretische Marktdesigns, welche
die existierenden Probleme als gegeben annehmen und somit potenzielle Second-
Best-Losungen im eigentlichen Sinn darstellen.

Im ersten Marktsystem, dem Energy-Only-Markt, wird versucht, die First-Best-
Losung moglichst ohne gréfere Markteingriffe zu erreichen. Das grundlegende Prin-
zip des Handels von tatsédchlich zu erzeugendem Strom wird nicht verdndert, jedoch
wird eine kiinstliche Preisobergrenze eingefiihrt, welche sich an einem gewichteten
Durchschnitt des Value of Lost Load orientieren soll. Es wird weiterhin der Fokus auf
die Anregung nachfrageseitiger Reaktion gelegt. Cramton und Stoft (2008) haben
die Nachteile eines Energy-Only-Marktes besonders an zwei Problemen festgemacht:
Investitionsrisiko und Marktmacht. Erstgenanntes Problem beschéftigt sich mit der
Bestimmung des VoLL, der zu geringen Anzahl der notwendigen Knappheitssitua-
tionen sowie den Preisobergrenzen unterhalb des VoLL. Alle drei Punkte zielen auf
das Missing-Money-Problem ab. Investitionen bleiben aus bzw. erfahren zu hohe
Aufschldge bei Risikopramien, da Spitzenlastkraftwerke nicht mehr ihre Fixkosten
decken konnen, was als Konsequenz die Versorgungssicherheit gefdhrdet.



Das ist der erste Ansatzpunkt des Mechanismus fiir Kapazitatszahlungen. Priméres
Ziel ist das Erreichen eines bestimmten Kapazitdtsniveaus bzw. einer gewissen Reser-
ve Margin. Dieses Kapazitatsniveau wird genau dann vorgehalten, wenn die Hohe des
Kapazitétspreises sich an den Vollkosten der Spitzenlastkraftwerke orientiert. Somit
orientiert sich die genaue Hohe des Kapazitétspreises auch an diesen Kraftwerken. In
dieser Untersuchung werden drei theoretische Modelle fiir Kapazitatsmechanismen
diskutiert, welche genau auf die Rekompensation abzielen.

1. Getrennter Handel von Kapazitdt und Energie
2. Kombination von Kapazitdt und Energie geméaft Joskow und Tirole

3. Kombination von Kapazitit und Energie geméf Cramton und Stoft

Das erste Modell, welches auch in der Praxis schon gescheitert ist, weist drei
grofse Schwichen auf. Die fehlende Gegenrechnung von iiberméafigen Renditen aus
beiden Mérkten fiihrt zu einer doppelten Kompensation der Fixkosten eines Spit-
zenlastkraftwerks und fordert fiir dieses hohe Maf an Uberkompensation keinerlei
Gegenleistung. Das Problem der missbrauchlichen Marktmachtausiibung wird durch
die fehlende Anbindung des Kapazitdtsmarktes an den Energiemarkt in keiner Wei-
se adressiert. Die zu kurzen Handelszeitrdume (tégliche oder monatliche Ausschrei-
bung) setzen keinerlei Anreize zur Erh6hung des Wettbewerbs auf Erzeugungsebene
und besitzen eher den Charakter einer Markteintrittsbarriere.

Die Modelle von Joskow und Tirole sowie Cramton und Stoft zielen beide auf eine
Vermeidung der Uberkompensation von Erzeugern ab und beseitigen durch Preis-
obergrenzen, Angebotspflicht und Strafzahlungen bei Nichteinhaltung eben jener
Pflicht die Anreize zur Ausiibung von Marktmacht auf dem Energiemarkt komplett
oder zumindest in erheblichem Mafe. Jedoch ist beiden Modellen ebenso gemein,
dass das Problem der potenziellen Ausiibung von Marktmacht nicht insgesamt eli-
miniert, sondern vom Energie- auf den Kapazitdtsmarkt transferiert wird. Zudem
setzen beide eine (administrative) Festlegung einer Reihe von marktlich essentiellen
Parametern voraus. Fehler bei der Bestimmung dieser Faktoren haben somit grofe
Auswirkungen auf das Teilnehmerverhalten und die Leistungsfahigkeit des Markt-
modells. Es ist jedoch zu konstatieren, dass ein Kapazititssystem, abseits wettbe-
werblicher Defekte, theoretisch in der Lage ist, eine effiziente und sichere Versorgung
zu gewahrleisten.

In der Praxis sind in zahlreichen Lindern verschiedene Marktsysteme realisiert wor-
den, wobei diese sich anhand des Ausmafes des administrativen Eingriffs in den
Marktmechanismus unterscheiden lassen. Die Untersuchung der realisierten Syste-
me zeigt die Vor- und Nachteile bei Umsetzung der theoretischen Marktsysteme auf.
Hierzu werden fiinf Lander ausgewahlt, die exemplarisch die haufigsten Realisationen
darstellen sollen. Jedes Marktsystem wurde auf den Grad des staatlichen Eingriffs,
den Preismechanismus, die Versorgungssicherheit und eventuelle Verzerrungen der
Marktergebnisse untersucht. Das Urteil hinsichtlich der Superioritit einzelner Syste-
me fallt nicht eindeutig aus. Es zeigt sich, dass ein Systemvergleich dufserst schwierig
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ist, da Kontrollgruppen nicht direkt vorhanden sind und die Bewertung der Leis-
tungsfahigkeit eines Marktes hinsichtlich der langfristigen Versorgungssicherheit in
einem so kurzen Bewidhrungszeitraum mit frei verfiigharen Daten nicht zu leisten
ist. Also ist die Frage, ob ein System ausreichenden Kraftwerksneubau induziert
hat, erst bei Abschliefsen des ersten vollumfinglichen Neubauzyklus moglich.

Es kann dennoch festgehalten werden, dass es Markteingriffe gab, die darauf hindeu-
ten, dass entweder die (anfangs) gewéhlten Systeme nicht ausreichend Kapazitéiten
induziert haben oder diesen zumindest vor tatsidchlichem Eintreten des kritischen
Testfalls nicht genug Vertrauen entgegen gebracht wurde. In Australien und Schwe-
den wurden Kraftwerkskapazitdten als Notreserven vorgehalten, um der Situation
einer kurzfristigen Unterversorgung, z.B. ein gesamter Tag, vorzubeugen. Hierbei ist
hervorzuheben, dass es in den genannten Landern bisher kombinierte Ausfille der
Erzeugung und des Stromnetzes waren, welche zum Einsatz der Kraftwerksreserven
fiihrten. Im Falle Schwedens liegt dies vor allem im gewéhlten Kraftwerksportfolio,
welches sich primér auf zwei Erzeugungsarten, Kern- und Wasserkraft, stiitzt. Der
Netzverbund, Nord Pool, war in wenigen Fillen nicht in der Lage den witterungsbe-
dingten Ausfall von Kraftwerken in Schweden zu kompensieren. Ahnliches lésst sich
auch fiir Australien festhalten, wo kombinierte Ausfille von Ubertragungsnetzen
an Grenzkuppelstellen einerseits und Kraftwerken andererseits Lastabschaltungen
notwendig machten. Ob diese Ausfille in Schweden und Australien auf Probleme
bei der Ausgestaltung der Mérkte zuriickzufiihren sind, kann nicht eindeutig besta-
tigt werden. Fin Grund dafiir liegt in der Tatsache, dass das einfache Grundprinzip
des Energy-Only-Systems, ndmlich das Knappheit bzw. die Hiufung von Ausfillen
vermehrten Kraftwerkszubau durch héhere Preisniveaus induziert, keinerlei Bewéh-
rungsprobe erhalten hat. Somit bleibt es bei der Vermutung, dass das Marktsystem
nicht funktioniert.

Die Schwierigkeit bei der Beurteilung der Marktsysteme zeigt sich deutlich bei der
Beurteilung der verschiedenen Systeme in Grofsbritannien. Hier erfolgte ein Wechsel
von einem System mit Kapazitdtszahlungen hin zu einem Energy-Only-Markt. So
war etwa die Manipulation der Hohe des Kapazitatspreises durch die Erzeuger einer
der Griinde fiir die Abschaffung des Systems. Das auf bilaterale Kontrakte ausgeleg-
te Energy-Only-System scheint jedoch ebenfalls wieder gegen ein Kapazitiatssystem
ausgetauscht zu werden. Als Begriindung wird angefiihrt, dass die marktlichen Er-
gebnisse darauf hindeuten, dass das System den notwendigen Anforderungen an die
Versorgungssicherheit nicht gerecht wird.

Die Komplexitit und Fehleranfilligkeit der Kapazititssysteme lasst sich sehr deut-
lich am Kapazitdtsmarkt im PJM-Gebiet in den USA sehen. Das fehlerbehaftete er-
ste Modell wurde grundlegend restrukturiert und besitzt nun eine sehr grofse Anzahl
an administrativ festzulegenden Parametern, welche entscheidenden Einfluss auf den
Markt und somit die Versorgungssicherheit ausiiben. Wéahrend das Primérziel der
Versorgungssicherheit stets erreicht wird, ist die Leistungsfidhigkeit des Systems hin-
sichtlich der Kosteneffizienz und Gewihrleistung wettbewerblicher Marktergebnisse
fraglich. Das System weist einige Hilfsmechanismen auf, z.B. Preisobergrenzen bei
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nicht bestandenen Marktmachttests, um die Problematik systemimmanenter Markt-
macht zu begrenzen.

Das spanische Kapazititszahlungssystem weist zwar einen deutlich geringeren Kom-
plexititsgrad auf, jedoch sind die Kapazitdtszahlungen nicht das Resultat markt-
licher Prozesse, sondern werden administrativ festgelegt. Sie sind damit deutlich
willkiirlicher und zudem politischem Einfluss ausgesetzt. Obwohl kein vollstandiger
Systemwechsel vollzogen wurde, sind signifikante Markteingriffe erfolgt, welche eben-
falls darauf hindeuten, dass das vorherige System nicht die gewiinschten Ergebnisse
produziert hat.

Zusammenfassung der Landerstudien

Kriterium Australien  Schweden UK PJM  Spanien
Liberalisierung 1998 1996 1990 1998 1997
Privatisierungsgrad Mittel* Niedrig Sehr Hoch  Mittel  Hoch
System E-O Pool E-O Markt E-O Markt KM DKZ
Kernelemente...
...keine Preisobergrenze X X X
...Mengenfreiheit X
... Teilnahmefreiheit X X
Systemwechsel erfolgt Nein Nein Ja Nein Nein
Systembewertung
...kein Eingriff erfolgt X X X X X
...Preismechanismus

funktioniert X X
...Reserveniveau

erreicht

* Teilgebiete weisen sehr unterschiedliche Grade auf; E-O=Energy-Only; DKZ=Direkte Kapazi-
tatszahlung; KM=Kapazitatsmarkt.

Der deutsche Markt folgt in seiner Struktur einem Energy-Only-System, wobei
im Vergleich zu Schweden und Australien bisher keine Markteingriffe in Form von
Preisobergrenzen oder Ausschreibungen fiir langfristige Kapazititsreserven erfolgt
sind. Ob der Markt in Deutschland funktioniert oder nicht, kann nicht eindeutig ge-
klart werden. Hinsichtlich der historischen Versorgungssicherheit kann festgehalten
werden, dass in Deutschland stets ausreichend Kapazitaten zur Deckung der Nach-
frage vorhanden waren, was allerdings auch durch Restbestinde an Erzeugungskapa-
zitdten aus den Zeiten vor der Marktliberalisierung bedingt wird. Dementsprechend
sind die Preise in Deutschland im Vergleich zur Gesamtanzahl der Stunden auch
selten iiber 100 oder 500 €/MWh gestiegen.

Unabhéngig davon, ob das Marktsystem bestehen bleibt oder nicht, ergeben sich

Probleme, welche aufgrund des gesellschaftlichen Konsens hinsichtlich des starkeren
Einflusses der Umweltpolitik auf den Energiesektor nicht vermeidbar sind und im
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Marktdesign Beriicksichtigung finden miissen. Es gilt, drei fundamentale Themen-
komplexe zu analysieren und zu bewerten.

e Der Ausbau der EE erfordert einen konventionellen Schattenpark. Da dieser
bei abnehmenden Volllaststunden immer teurer wird, stellt sich die Frage nach
der Balance aus dem Ausbau EE einerseits und den damit verbundenen Kosten
der Sicherstellung eines gewissen Versorgungsniveaus andererseits.

e Die fortschreitende Marktintegration bis hin zum gemeinsamen europiischen
Binnenmarkt fiir Strom ist weiter zu forcieren. Der relevante Markt muss in
seinen Grenzen eindeutig definiert sein, bevor ein neues Marktsystem imple-
mentiert wird.

e Nachfrageseitige Moglichkeiten zur Senkung des Strombedarfs bilden die dritte
wichtige Herausforderung. Ein System, welches in seinem Bedarf nach Strom
flexibel reagieren kann, schafft klimaschonende Méglichkeiten zur Vermeidung
von Stromausfillen und dient als wettbewerbsokonomisches Element zur Ein-
ddmmung von Marktmachtmissbrauch.

Bei der Implementierung eines Kapazititsmarktes existieren viele wichtige Stell-
schrauben im System, welche grofsen Einfluss auf das Gesamtdesign und auch die
volkswirtschaftliche Vorteilhaftigkeit gegeniiber Energy-Only-Systemen haben. Ei-
nige dieser Systemelemente konnen vor allem durch politischen Einfluss negative
Auswirkungen haben. Dazu zdhlen so grundlegende Faktoren wie die Festlegung
der Teilnahmebedingungen und die Festsetzung der Parameter zur Bestimmung des
VoLL, Ausiibungspreises,der Gebotsgréfsen et cetera. So hingt etwa der Referenz-
wert fiir die benétigte Kapazitit davon ab, ob die gesamte Nachfrage durch einen
konventionellen Park gespiegelt werden muss oder auch ein Vorhalten von weniger
Kapazitaten ausreichen konnte. Wenn beispielsweise statt 79 GW plus 10% nur 60
GW plus 10% gebraucht wiirden, hitte das erhebliche Auswirkungen auf den Kapa-
zitdtspreis. Je hoher der Referenzwert, desto hoher ist der Anteil jener Kraftwerke,
die nur wenige Stunden im Jahr Strom erzeugen. Es gibt aufserdem drei weitere
kritische Punkte, welche gegen eine derartige Lésung sprechen kénnen.

1. Eine Teilnahme am Kapazitdtsmarkt geht mit der Verpflichtung zur Teilnah-
me am Energiemarkt einher. Dies bedeutet, dass ausldndische Teilnehmer die
Kapazititen der Grenzkuppelstellen dauerhaft mieten miissten, damit sie das
Versprechen der permanenten Bereitschaft auch erfiillen kénnen. Aus rein 6ko-
nomischer Sicht stellt die Finanzierung ausldndischer Kraftwerke insofern kein
Problem dar, als dass diese fiir den Zeitraum des Kontraktes dauerhaft dem
Markt angehoren. Auf politischer bzw. gesellschaftlicher Ebene gilt es aller-
dings zu kldren, ob die Finanzierung von ausldndischen Kraftwerken gewiinscht
wird. Konkret lautet der Vorwurf, dass deutsche wie Osterreichische Konsumen-
ten die Versorgungssicherheit anderer Lander bezahlen. Dem ist klar entgegen
zu halten, dass die Kraftwerke sich verpflichtet haben, in den deutschen Markt
zu bieten. Erst, wenn diese Kraftwerke nicht gerufen werden, besteht fiir sie
die Moglichkeit im heimischen Energiemarkt Strom zu verdufern.



2. Ebenso ergeben sich Querfinanzierungen im umgekehrten Fall, wie Eurolectric
(2011) fiir den Fall eines Couplings zwischen Kapazitdtsmarkt und Energy-
Only-Markt plus Notreserve zeigt. Da der nationale Bedarf im Kapazitits-
markt plus einer zusétzlichen Reserve gedeckt wird, steht diese Reserve zu-
néichst priméir dem deutschen Kapazititsmarkt zu. Da diese Uberkapazititen
jedoch nur in sehr wenigen Fillen im Jahr gebraucht werden, konnen diese
beim Coupling anderen Gebieten zur Verfiigung stehen. Somit tragt das Sys-
tem mit Kapazitatsmarkt, in diesem Fall Deutschland/ Osterreich, zwar allei-
ne die Kosten der Bereitstellung des Kraftwerks, aber es profitieren zuséatzlich
auch die européischen Nachbarstaaten von dem Beitrag dieses Kraftwerks zur
Systemsicherheit.

3. Eine weitere Konsequenz ist, dass die Marktsysteme auch unterschiedlich ho-
he Investitionsanreize hinsichtlich der Standortwahl liefern. Sind diese Unter-
schiede hoch genug, ergeben sich im européischen Kontext Fehlallokationen in
der Erzeugung, d.h. neue Engpésse zwischen den Lindern konnen entstehen.
Dies ist eine langfristige Gefdhrdung der Idee eines europdischen Binnenmark-
tes und somit ist ein lokaler Kapazititsmarkt im européischen Verbund von
Energy-Only-Mirkten eher inakzeptabel.

Kapazitdatsmérkte sind vor allem langfristige Méarkte mit Handelszeitrdumen, die
sich je nach Ausgestaltung auf wenige Jahre oder sogar ein Jahrzehnt erstrecken kon-
nen. Somit wird auch deutlich, dass ein deutscher Alleingang seinen vollen Effekt
erst mit grofser Verzogerung zeigen wiirde. Jedoch ist gleichzeitig zu erwarten, dass
die marktliche Integration der europiischen Strommérkte in den néchsten zehn bis
zwanzig Jahren deutlich angestiegen sein diirfte. Ein einzelnes Kapazitdtssystem
kann im europdischen Kontext eher eine Systemstérung verursachen. Dies spriche
erneut gegen eine Implementierung.

Eine Verbesserung der wettbewerblichen Situation ist durch einen Systemwechsel
eher nicht zu erwarten. Marktmacht ist auf Kapazititsmérkten systemimmanent
und kann entweder nur durch Hilfsmechanismen mit Nebeneffekten, z.B. Preisober-
grenzen, oder durch schwere Eingriffe in den Markt, z.B. eigentumsrechtliche Ent-
flechtung, zu einem gewissen Grad eingeddmmt werden. Einzig der Einstieg neuer
Wettbewerber gilt als reine marktliche Losung. Dagegen bieten Kapazitdtsmérkte,
vor allem mit lokalen Engpassaufschligen, keinerlei Losung.

Hinsichtlich der Implementierung eines Kapazitdtsmarktes im europdischen Raum
lasst sich zunéchst festhalten, dass die Probleme eines nationalen Kapazitdtsmark-
tes, z.B. die Verlagerung des Marktmachtproblems, im européischen Modell die glei-
chen sind. Jedoch entféllt im Gegensatz zu einem nationalen Kapazitdtsmarkt das
Querfinanzierungsproblem aufgrund von Systemarbitrage. Da, in Abhangigkeit der
vorhandenen Netzkapazititen an den jeweiligen Grenzkuppelstellen, eine gewisse
Reserve in jedem Land vorgehalten wird, ist diese Reserve nicht durch ein einzi-
ges Land zum Wohle anderer Léinder finanziert worden. Daran ankniipfend wird
im europdischen Raum kein Anreiz zur iiberméfigen Ansiedlung von Kraftwerken
im Kapazitdtsmarkt aufgrund von Systemarbitrage erzeugt (Kapazitéitszahlung vs.
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keine Zahlung).

Problematischer gestaltet sich die Verpflichtung zur Erzeugung im jeweiligen na-
tionalen Kapazititsmarkt bzw. in jenem Gebiet, in dem das Angebot akzeptiert
wurde. Wenn beispielsweise ein polnischer Anbieter aufgrund erwarteter héherer
Kapazitatszahlungen im deutschen Markt mitbietet, miisste dieser seine Kapazita-
ten stets zuerst in den deutschen Day-Ahead-Markt (und je nach Gestaltung auch in
den Real-Time-Markt) bieten, obwohl der Optimierungsalgorithmus fiir das européi-
sche System eine andere Losung vorsehen kénnte. Eine Behebung dieses Problems
kénnte dadurch erfolgen, dass der Exporteur zwar in die vorgesehene nationale Bor-
se bietet, jedoch der europdische Dispatchprozess Vorrang hat und somit iiber das
Gebot entscheidet. Dieses Problem verschirft sich, wenn Engpassgebiete, d.h. lo-
kale Kapazititspreisaufschlige, eingefiihrt werden, welche sich nicht auf nationale
Grenzen beschrianken, sondern gemdft der tatsidchlichen Grofe ergeben. Eine Netz-
einspeisegebiihr wiirde dieses Problem neben dem im Abschnitt zuvor angesproche-
nen Problem der Marktmacht ebenfalls beheben. Insgesamt ist die Einfiihrung eines
Kapazititsmarktes nur auf européischer Ebene anzustreben, da eine lokale Variante
dem urspriinglichen Gedanken eines gemeinsamen Marktes widerspricht. Dies setzt
jedoch eine Einigung auf ein geeignetes Kapazitiatszahlungssystem voraus. In der fol-
genden Tabelle sind zwei moégliche Ausgestaltungen als Ergebnis der Untersuchung
zusammengefasst, die davon abhingen, wie hoch die Bereitschaft zur kurzfristigen
Verdnderung des Marktes ist. Die wichtigste Unterscheidung liegt hierbei in der
Teilnahmebedingung, da sich die restlichen Abweichungen aus der weiteren Analyse
ergeben.

Ausgestaltung eines Kapazitdtsmarktes

Elemente System I System II
Teilnahmepflicht | Nein Ja

Teilnehmer Alle aufser FEE Alle aufser FEE
Handelssystem Indiv. Auktion Descending Clock Auktion
Energiemarkt Indiv. Ausiibungspreis Var. Ausiibungspreis
Engpassaufschlag | Nein Moéglich

Einfiihrung Kurzfristig Langfristig

Quelle: Eigene Darstellung.

Die erste entscheidende Stufe betrifft die Frage nach der Notwendigkeit des Sy-
stems. Wird ein Energy-Only-Markt, wie er in Deutschland derzeit existiert, als
nicht mehr funktionsfihig zur Absicherung der Versorgung erachtet, so muss dies
administrativ geschehen. Dies erfordert ein Kapazitdtsmarktsystem mit verpflich-
tender Teilnahme der Erzeuger und Versorger (,System II“). Wird dem Prinzip des
Energy-Only-Marktes noch vertraut, jedoch eine zuséatzliche Moglichkeit zum Han-
del von Absicherungsprodukten als wichtig erachtet, so konnte die mit ,System I“
bezeichnete Variante sinnvoll sein. Die skizzierten Méarkte besitzen allerdings immer
noch die iiblichen Probleme eines Kapazitdtsmarktes.

In beiden Vorschlégen sollen fluktuierende erneuerbare Energien von der Teilnahme
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eher ausgeschlossen werden, da jeder Erzeuger in einem Kapazititssystem eine Ga-
rantie zur Leistungserbringung geben muss. Dies ist aufgrund der Eigenschaften des
Primérenergietragers jedoch ohne die Verwendung ausreichender Speicherméglich-
keiten nicht moglich.

Der Handel der Kontrakte soll iiber Auktionen erfolgen und langfristig ausgelegt
sein, d.h. der Handelszeitpunkt soll mehrere Jahre vor Beginn des Lieferzeitraums
liegen. Der letztgenannte Punkt soll sowohl einer gewissen Planungssicherheit die-
nen als auch die Markteintrittsbarrieren fiir potenzielle Erzeuger senken.

Abhédngig vom ersten Entscheidungsschritt, also der Freiwilligkeit der Teilnahme,
dandern sich die gehandelten Produkte und die Auktionen. In System I sollen die
Erzeuger dhnlich Auktionsplattformen wie eBay oder Amazon ihre Mengen kombi-
niert mit einer Call-Option (Ausiibungspreis) auf dem Energiemarkt anbieten. Der
erzielte Auktionspreis ist der Kapazitatspreis und gleichzeitig der Optionspreis fiir
den Ausiibungspreis auf dem reguléren Energiemarkt. Im Fall einer verpflichtenden
Teilnahme, System II, soll die Auktion einer sogenannten Descending-Clock folgen.
Hierbei schreibt der Marktbetreiber eine Gesamtmenge an notwendiger Kapazitit
aus, auf welche die teilnehmenden Erzeuger bieten. Der Preis fiir Kapazitaten wird
kombiniert mit einem Ausiibungspreis fiir Energie in der Auktion angezeigt. Wéh-
rend der Preis fiir Kapazitiaten schrittweise fallt und fiir den Ausiibungspreis an-
steigt, konnen die einzelnen Erzeuger entscheiden, ob sie weiterhin an der Auktion
teilnehmen wollen oder nicht. Ist eine vordefinierte Kapazitatsmenge erreicht, wird
die Auktion gestoppt und der letzte akzeptierte Preis gilt dann als finaler Kapazi-
tatspreis.

Innerhalb des Kapazitatsmarktes besteht zusitzlich zum reinen Investitionsanreiz
auch die Moglichkeit tempordare Anreize zum lastnahen Kraftwerksbau zu setzen.
Dies geschieht iiber sogenannte lokale Engpassaufschlige. Diese werden fiir System
I ausdriicklich nicht empfohlen, wahrend sie in System Il zwar durchaus moglich,
jedoch ebenfalls kritisch zu sehen sind. Zudem existieren auch Alternativen, wie z.B.
positive bzw. negative Einspeisegebiihren, um lastnahe Erzeugung zusatzlich zu be-
lohnen, ohne dass diese an Kapazitdtszahlungen gebunden werden miissten.

Als alternative Marktsysteme stehen einerseits die Erweiterung des bestehenden
Marktes um ein Preisanreizsystem geméils VoLL-Bepreisung und andererseits die
Ausschreibung einer strategischen Reserve zur Verfiigung. Bei beiden Varianten exi-
stiert die Moglichkeit, den Eingriff entweder minimalinvasiv, also m&glichst markt-
lich, oder administrativ zu gestalten. Jedoch wird von den administrativen Varianten
abgeraten, da selbst geringfiigige Fehler in der Bestimmung wichtiger Marktparame-
ter grofse Ineffizienzen zur Folge haben kann. Die beiden marktlichen Varianten der
VoLL-Bepreisung und Kaltreserve sind im Vergleich zu einem vollstindigen Kapazi-
tatsmarkt im Aufwand sehr gering. Ein marktlicher VoLL ist hierbei die einfachste
Variante und ist jetzt schon im Prinzip umgesetzt, da hierfiir nur als Bedingung
gelten muss, dass keine Preisobergrenze eingefiihrt wird.

Durch die VoLL-Bepreisung entstehen zwar hohe Kosten, die unter Umstidnden poli-
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tisch unerwiinscht sind. Dennoch ist dies im Vergleich zu Kapazitiatszahlungen keine
dauerhafte Belastung der Konsumenten, wie etwa im PJM Markt oder in Spanien.
Auferdem werden durch die hohen Preise Signale an die Marktteilnehmer gesendet,
so dass es beispielsweise zu freiwilligem Lastabwurf oder zum Angleichen des eige-
nen Verbrauchs an die Lastzeiten kommt. Sind Verbraucher direkt den Preisspitzen
ausgesetzt, haben diese einen maximalen Anreiz ihren Verbrauch anzugleichen.

Das Halten von Reservekapazititen stellt den zweiten Weg dar, die Versorgungs-
sicherheit in Knappheitssituationen sicherzustellen. Allerdings handelt es sich dabei
nicht um eine rein marktliche Losung. Zwar kann der Markt durch den Vergabeme-
chanismus bestimmen, zu welchem Preis er bereit ist diese Reserve vorzuhalten und
welche Kraftwerke diese Aufgabe am kostengiinstigsten 16sen. Die Entscheidung wie
viel Reserve benotigt wird, ist aber rein administrativ.

Bis die europiischen Strommaérkte ihre durch die EU zum Ziel gesetzte Marktinte-
gration abgeschlossen haben, ist die marktliche Variante der Kaltreserve zumindest
als Ubergangslosung eine schnell einfiihrbare Alternative. Die zu tragenden Kosten
fiir die Reserve sind zwar abhingig von der Art der Ausschreibung und dem Grad
an Wettbewerb, jedoch diirften die Kosten zumindest geringer sein als die einer Ein-
fiihrung eines vollstéindigen Kapazititsmarktes. Derzeit ist eine Einfiihrung fiir den
deutschen Markt nicht notwendig und kann bei isolierter Einfiihrung den effizienten
Ablauf des européischen Market Couplings geféhrden.

Unsere Analyse zeigt, dass ein Kapazitdtsmarktfiir den deutschen Markt in der
momentanen Situation nicht zwingend erforderlich ist, deshalb wird von der Ein-
fiihrung eines solchen abgeraten. Sollte er dennoch eingefiihrt werden, sollte dies
ausschlieklich auf europiischer Ebene erfolgen, Insellosungen einzelner Lander er-
scheinen nicht sinnvoll.

Andere Probleme des Strommarktes sollten zuerst behandelt werden. Dazu zdhlen
u.a. die weitere Marktintegration mit den umliegenden Landern, die marktliche Inte-
gration der erneuerbaren Energien und natiirlich der Netzausbau auf nationaler und
zwischenstaatlicher Ebene. Dariiber hinaus sollte die Teilnahme nachfrageseitiger
Ressourcen stirker vorangetrieben werden. Reaktion der Nachfrage auf Realbeprei-
sung kann Knappheitssituation l6sen oder zumindest entschirfen. Grofse Nachfrager
sollten als Nachfrage an der Stromborse bieten kénnen und so die Last reduzieren,
wenn dies 6konomisch sinnvoll ist.

Sollte dennoch eine weitere Absicherung der Versorgungssicherheit politisch erwiinscht
sein, empfehlen wir Preise auf das VoLL-Niveau steigen zu lassen, also die technisch
notige Preisgrenze auf VoLL zu setzen. Zusétzlich konnen strategische Reservekapa-
zitdten verauktioniert werden. Strategische Reservekraftwerke miissen dann zu jeder
Stunde zum VoLL in den Markt bieten. Sie werden dementsprechend nur gerufen,
wenn die Knappheitssituation nicht mehr marktlich gelost werden kann. Die Vergii-
tung der Kaltreserve, wenn diese gerufen wird, muss so gewdhlt werden, dass der
Marktmechanismus und insbesondere Investitionsanreize durch hohe Preise nicht



beeintrachtigt werden.

Zusammenfassend empfehlen wir, das bestehende Marktsystem nicht grundlegend
zu verdndern, sondern so anzupassen, dass es auf die besprochenen Probleme rea-
gieren kann. Besonders der Ausbau der erneuerbaren Energien wird den Druck auf
den bestehenden Kraftwerkspark erhohen. Abhéngig von diesem Druck konnen Mak-
nahmen zur Unterstiitzung und Erhaltung des notwendigen konventionellen Kraft-
werksparks durchaus ein stirkeres Gewicht bekommen. Diese Probleme miissen aber
im europaischen Kontext und nicht durch einzelne Staaten geldst werden.

Executive Summary - English

This report investigates the necessity, chances and problems of implementing a ca-
pacity payments scheme into the German power market. Different systems to remu-
nerate the costs of holding available generation capacities in order to complement
the existing energy-only market in Germany are discussed. The existence of different
types of power markets can be attributed to the different views on how to optimally
trade power. Due to its special physical characteristics electric power markets dis-
play a higher degree of complexity than other markets. Electric power, for example,
cannot be stored and has to be produced to match demand exactly at any given
point in time. Additionally, demand does react very inelastic or not at all to chan-
ges in actual power prices. Designing power markets has to incorporate all of these
special properties.

A first-best solution would require all consumers to know the current power pri-
ce and to adjust their usage accordingly. Shortages in power supply would then be
solved by a decrease in demand in reaction to an increase in the price. The willing-
ness to pay of each individual consumer is expressed by his or her Value of Lost
Load (VoLL), that is, the private valuation of the next kWh required to avoid a
blackout. The resulting equilibrium of supply and demand - taking into account
technical restrictions - translates into a capacity fleet that can cover its entire va-
riable as well as fix costs. Demand in excess of that equilibrium quantity will not
be served. Possible rolling blackouts are socially accepted as the costs exceed the
individual VoLL. However, the two main assumptions for this approach to work,
real time pricing and elastic demand, are currently not sufficiently fulfilled. Hence,
possible market designs are second-best solutions. Two different designs are able to
address the issues discussed above.

The first design, the energy-only-market, tries to match the first-best solution as
closely as possible, with only minor regulatory interventions into the market. Power
is traded freely at a central exchange, only prices are limited by an artificial price
cap set at the weighted average of the Value of Lost Load. Furthermore, measures
are taken to stimulate demand response. However, Cramton and Stoft (2008) iden-



tify two major problems of energy-only markets, namely market power and high
investment risks. The latter is attributed to the missing-money-problem, which is
rooted in problems associated with determining the VoLL, infrequent hours of actu-
al scarcity situations and price caps below the VoLL. This can result in insufficient
investment, or high risk premia, as peak-load power plants cannot cover their fix
costs. Thus, security of supply cannot be guaranteed in the long-run.

Securing supply by solving the missing money problem is the base of every ca-
pacity payment mechanism, which denotes the second category of possible market
designs. The main concern is to reach a certain level of reserve margin. That is, to
hold available a sufficient amount of capacity to be able to cover peak demand plus a
predetermined markup, to secure that load gets served even at times when demand
exceeds former levels of peak demand. Sufficient capacity is provided, if peak-load
plants can cover their fixed costs. Hence, the level of capacity prices is based on this
class of power plants. This report introduces and discusses three different theoretical
models to remunerate the costs of holding available generation capacity, namely:

e Separate trading of power and capacity
e Combination of capacity and power as proposed by Joskow and Tirole
e Combination of capacity and power as proposed by Cramton and Stoft

The separation of power and capacity into two distinctive products traded at dif-
ferent platforms proves to be prone to errors. Firstly, excess profits of a peak-load
plant realized in both markets are not offset and therefore overcompensations wi-
thout any additional social gain are possible. Secondly, the lack of connection of
the capacity market to the energy market does not address the possible problem
of an abusive use of market power. And finally, too short trading periods (daily or
monthly) serve as a barrier to entry, as no incentives are set to enhance competition
in the market for power generation.

In both models - by Joskow and Tirole as well as by Cramton and Stoft -, the
issues of market power and overcompensation are addressed directly. By means of
price caps, a mandatory offer obligation and penalty payments if these obligations
are not met, they, at least partially, eliminate the possibilities to abuse market power
on the energy market. However, in both models the market power problem is not en-
tirely solved but transferred to the capacity market. Additionally, both approaches
require the determination of several parameters, which are essential for the market
mechanism to work. Design flaws in these parameters will have significant influence
on the behavior of the participants and the performance of the market. Apart from
that, well designed capacity markets are, at least theoretically, able to provide a
secure and efficient supply in the short and long-run.

Liberalization efforts around the world created a wide range of different market
mechanisms, which can be classified by the degree of regulatory intervention. The
in-depth analysis of the two theoretical market models which can be seen as the two
extreme points of a whole spectrum of different realizations which lie somewhere
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in-between, requires to look at real-life examples to learn and analyze the problems
and opportunities. Therefore, five countries have been chosen each representing a
distinctive market design. Objects of interest were for example the degree of market
intervention, price mechanism, security of supply and Potential degree of distortion
of the market outcome. A clear judgment, however, on the superiority of one sys-
tem over the others is not possible. The unique conditions of each market and its
respective environment, the absence of directly comparable control groups and the
relatively short period of freely available data limit the capabilities to assess the
long-run security of supply.

In several countries the original design has changed since liberalization, apparently
either as a reaction to insufficient investment or because the design was not able to
confirm the initial confidence placed in it. In Australia and Sweden capacities are
hold as an emergency reserve, if both, the transmission network and the conventional
market based fleet of power plants are not able to serve load. The case of Sweden
shows that a power plant portfolio which relies mainly on only two sources, namely
nuclear and water, can run into trouble under certain circumstances. In some cases,
even the integration into the Nord Pool could not compensate the weather-induced
breakdown of several power plants. Similar situations have been observed in Au-
stralia, where combined breakdowns of power plants and parts of the transmission
network led to rolling blackouts. However, in case of neither country the problems
can be traced back unambiguously to the respective market design. The notion
that energy-only markets do not provide sufficient investment therefore remains a
suspicion. There is no creditable proof in favor or against this type of market design.

The difficulties to come to a clear judgment about the superiority of a market
system over others become visible in the case of the UK, where there had been
a change from an energy-only pool with capacity payments to a pure energy-only
system. Main reason for abolishing the old system was the systematic manipulation
of the actual capacity payments on the part of the generating companies. However,
the current energy-only system based on bilateral contracts may again be replaced
by another market solution combined with a capacity mechanism. The lately sugge-
sted market reform is motivated by doubts that an energy-only system alone cannot
provide the desired level of resource adequacy.

In contrast to the simple energy-only-systems, the PJM market in the US shows
how complex and error prone a capacity mechanism can be. The first system in-
troduced as part of the energy market liberalization was reformed fundamentally in
response to occurring problems. In the new system a wide range of parameters have
to be set administratively that have a substantial influence on the market outcome
and hence the security of supply. While the primary goal of resource adequacy is
clearly achieved by this model, its performance with respect to competition and
efficiency is highly debatable. Still, the system provides some means to counter mar-
ket power, like the implementation of price caps if certain tests on the existence of
market power are failed. In Spain, the capacity payment model is considerably less
complex than the PJM market. Nonetheless, the price to be paid for this simplicity
is a further reduction in the free play of market forces. The capacity payment is set



Overview of country analysis

Criteria Australia Sweden UK PJM  Spain
Liberalization 1998 1996 1990 1998 1997
Degree of Privatization | Medium* Low Very High Medium High
System E-O Pool E-O Market E-O Markt KM DCP
Main elements...
...no price cap X X X
...free capacity choice X
...Participation free X X
System change No No Yes No No
System assessment
..o intervention X X X X X
...price mechanism

functions X X
...Reserve margin

reached

* Diverging degree in subregions; E-O—Energy-Only; DCP=Direct capacity payment;

CM=Capacity Market.

administratively and is, as a result, prone to political influence and arbitrariness.
Even though there had not been an entire change in the system, significant changes
occurred since liberalization.

The German market can basically be described as an energy-only market, where-
as there are no interventions into the market system such as binding price caps or
the auctioning off of long-term capacity reserves as is the case in Australia or Swe-
den. Again, a clear cut judgment if the market provides sufficient resource adequacy
cannot be made. With regard to the historic security of supply, there have always
been enough generating capacities to serve demand. This, however, is not a clear
evidence for the good long-term performance of the market mechanism, as there
still exists considerable generating capacity from the preceding regulated monopoly
period. Accordingly, prices in Germany have been moderately low and have hardly
exceeded 100 or 500€/MWh. Irrespective of that discussion, the German market
design has to be able to cope with the social and political changes in Germany.
Especially decisions regarding the environmental development of the country have
important influence on the market system. Therefore, the current market system
has to be evaluated according to the following three main points:

e The further expansion of renewable energy generation will require the existence
of a shadow fleet of conventional power plants. As the utilization of those
plants is reduced, the costs for operating and keeping them connected to the
network will increase. There has to be a trade-off between the increasing share
of renewable generation resources and the cost of securing resource adequacy
by means of the conventional fleet.



e Market integration among European countries will advance. Therefore, the
relevant market has to be defined explicitly before introducing major changes
into the current system.

e Increasing the demand response is the third important factor. It is crucial
for future systems to enable load to react flexible to price changes, thereby
reducing market power and avoiding blackouts through load reduction in a
climate neutral way.

If a capacity market is introduced a wide range of parameters has to be set, which
have an enormous impact on the market outcome and hence decide on the Potential
economic superiority over the current system. Some of these critical parameters like
participation rules, calculation of the VolLL, strike price, type of auction design, etc.
are prone to substantial political distortion. Besides, there are important arguments
against a capacity market covering only the German market area, which is already
integrated quite well to the rest of Europe:

1. Participating in the capacity market comes with the obligation to bid into
the energy market. Power plants from outside Germany therefore have to per-
manently reserve cross-border transmission lines, in order to be able to satisfy
their obligations. Financing foreign capacities is unproblematic from an eco-
nomic point of view; yet, if this is an acceptable outcome is and will remain a
political and social question. The main concern is that German and Austrian
consumers are going to pay for resource adequacy in other countries. This, ho-
wever, will not be the case as these power plants are obliged to serve German
and Austrian customers first, only if these capacities are not needed foreign
customers can be served.

2. Eurolectric (2011) shows that coupling an energy-only market with reserve
capacities and a capacity market leads to cross-financing between the systems.
The goal of the capacity market is to serve the national load and to provide an
adequate reserve margin, thus the reserve over and above the load is mainly
meant to serve the national market. However, this additional capacity is only
needed for a few hours during the year and can therefore serve foreign load
when it is not needed within the capacity market area. This area, here Germany
and Austria, bears the costs for providing the capacities, while the neighboring
countries benefit from a higher level of security of supply.

3. Additionally, under such a regime the different market systems in Europe
would then provide different investment incentives. If those differences are lar-
ge enough, misallocations within the European market area are likely, which
will contradict efforts to reduce situations of congestion between countries.
This, see for example Electrolux (2011), works of course against the idea of a
common European power market. A local capacity market within the Euro-
pean network, consisting of mainly energy-only markets, is thus inacceptable.
An obligatory capacity market would enforce this effect, and thereby increase
the costs to consumers. The reference point for the required capacity depends
on the reliability of renewable resources. If for example only 60 GW plus 10%
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instead of 79 GW plus 10% have to be covered by the conventional fleet, the
effect on the capacity price would be substantial. The higher the reference
point, the higher the share of power plants which are used only a few hours a
year.

Capacity markets take their full effect only in the long-run. The trading horizon
lasts from several years up to a whole decade. An isolated German solution would
take years to show first results. Since the integration of the European power markets
is expected to advance significantly in the coming ten to twenty years, a (German
capacity market would counteract those integration efforts and thus speaks against
a unilateral implementation of a capacity mechanism on the part of Germany.

A change in the system from an energy-only to a capacity market is not expected
to enhance competition. A certain degree of market power is inherent to capacity
markets. Price caps which aim to limit this market power can cause a missing-money
problem. Other measures to counter market power, like expropriation, involve heavy
intervention into property rights. The only market based solution is market entry.
Capacity markets with locally restricted areas and price premia paid in these areas,
however, do not necessarily support new entrance in the intended way. The following
table presents two alternatives to designing a capacity market, depending on the wil-
lingness to alter the current system. The most important parameter is to decide who
can and who has to participate, all other parameters are contingent on that decision.

A Furopean capacity market raises the same issues and problems as a national
one. As on the national level, market power is for example transferred from the
power market to the capacity market. Only the problem of one country financing
the resource adequacy of its neighboring countries disappears. Depending on the ca-
pacities of the cross-border, every country holds a certain reserve margin and thus,
it is not only one country building up a reserve and all other countries free-riding on
that additional level of resource adequacy. Furthermore, since there are no locally
differentiated capacity payments, no incentives are set to build up a cluster of ca-
pacity only in certain areas (i.e. those with a capacity payment scheme).

One further problem is the obligation to deliver within the local area the bid got
accepted in. If, for example, a Polish power plant bids into the (German capaci-
ty market and gets accepted, it has to deliver firstly to German customers, even
though the optimal dispatch would allocate the power plant to a different region.
One solution to this problem is that the respective power plant has to bid into the
day-ahead market it is obliged to, but the optimal European dispatch is not affec-
ted by that but instead optimizes the usage of power plants regardless of regional
capacity markets. This effect aggravates if local restricted areas are not defined by
national borders but by their actual occurrence. However, imposing a feed-in tariff
will solve this problem as well as the market power issues discussed before.

To sum up, if a capacity market is needed, the implementation can only take place

on a Furopean level. A separate solution for different regions would counteract the
idea of a common market. This of course requires a commitment to one market de-
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sign, like the one proposed in this report. The problems associated with a capacity
market remain valid, though.

This report presents two possible options for the implementation on a national as
well as a European level. The main question is of course, if the system is needed in
the first place. If an energy-only market, like the current German system, is assu-
med not to be able to meet the requirements of resource adequacy, the regulator has
to intervene to secure supply. This implies an obligatory participation of load and
supply (,System I1%). If on the other hand, the trust into the energy-only system is
not totally shaken and only a safeguard on behalf of additional security products is
needed, System I should be pursued.

Capacity market design

Elements System I System II

Mandatory No Yes

Participants All except FRR All except FRR

Trade mechanism | Indiv. Auction Descending Clock Auction
Energymarket Indiv. Strike Price Var. Strike Price

Local Price Adder | No Possible

Introduction Short-run Long-run

Source: Own graphic.

In both systems fluctuating renewable resources should rather be excluded from
the capacity mechanism, as they cannot guarantee to deliver on demand. Without
advanced storage technology wind and solar power cannot accomplish the demands
of a capacity market.

The actual trade should be conducted by a long-term auctioning mechanism. The
trading period should thus be several years before the actual delivery period. This
is to achieve security in planning and to reduce barriers to entry.

The traded product in the auction depends on the first decision that has to be
taken, that is, whether the participation should be mandatory or on a voluntary
basis. System I allows generators to offer their capacity combined with a strike price
similar to auctions on eBay or Amazon. The final price of the auction constitutes
both the capacity price and the strike price for the call option on the power market.
In System II, with mandatory participation, a descending clock auction is chosen.
The market operator sets the amount of capacity which is needed plus a reserve and
the generators bid for this capacity. The capacity price will be displayed together
with a corresponding strike price for energy. While the capacity price is descending
gradually, the strike price is increasing, and the generators can decide whether to
stay in the auction or to leave it. As soon as the desired capacity level is achieved,
the auction stops and the last accepted bid determines the capacity and strike price,
respectively.

Beside the pure investment incentives, the capacity market can also use local mar-
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kups for congested areas to set incentives to build plants located close to load centers.
This is possible for System II but is not recommended for System I and even if in-
tended to be implemented in System II, it has to be assessed critically and carefully.
Another feasible way to stimulate investment where it is needed most is the imple-
mentation of positive or negative feed-in tariffs. This has the advantage, that the
capacity mechanism remains unaltered.

Alternatively to a capacity mechanism, price caps can be abolished to allow pri-
ces to rise up to the VoLL and send the correct scarcity signals, or strategic reserves
could be hold in order to backup the current market system. Either way, the design
can be minimal invasive with the focus on letting the market work as freely as possi-
ble, or the regulator can intervene administratively. Again, the latter variant is not
recommended, since even small errors in setting the respective parameters can lead
to massive distortions in the market outcome.

The implementation of market based VoLL-pricing or a strategic reserve is, compa-
red to the implementation of a capacity market, unproblematic and far less costly.
The non-administrative VoLL is hereby the easiest option and is basically already
implemented, since the only requirement is that there is no price cap, hence giving
prices the chance to rise up to the VoLL-level. In consequence, the level of the VoLL
will then be indicated by the market. The drawback in this system is that occasio-
nally high prices can be politically undesired. However, those infrequent high prices
have to be traded off against a permanent burden to consumers under a capacity
payment regime, like the ones in the PJM market or in Spain. So the more important
comparison is not between the energy prices induced in energy-only and capacity
systems, but the total costs to consumers in each system. Additionally, the high
prices signal scarcity not only to generators but also to load and therefore stimulate
demand response. If demand is directly exposed to (high) prices, the incentives to
react, and hence adjust demand accordingly are maximal.

Holding strategic reserves is another way to secure supply in situations of scarci-
ty. This, however, is not a market based solution. The level of reserve capacity is set
administratively. Yet, choosing the right tendering mechanism enables the market
to indicate the most efficient power plants to accomplish this task. Until the market
integration has proceed as constituted by the EU statutory, a marked based strate-
gic reserve, that is auctioned off, is an appealing way to achieve resource adequacy.
The induced costs depend on the auction mechanism and the degree of competition
within those auctions, but are expected to be substantially lower than those caused
by the implementation of a full-blown capacity market.

Our analysis shows that, given the current situation, an implementation of a full-
blown capacity market in Germany is not recommended. Furthermore, in the context
of converging European power markets it is particularly undesirable to restrict the
capacity market to the German market area. If a capacity market is deemed neces-
sary, it should cover the whole integrated European power markets, i.e. a uniform
trading system is necessary on a European level.



Other vital issues need to be addressed before a capacity market is introduced.
It is of utmost importance that integration of power markets may proceed unhin-
dered, renewable resources are implemented into the system on market basis and
that the power transmission network is upgraded continuously within and between
the countries. On top of that, measures should be taken to enable demand response
resources to participate in the energy market. A flexible reaction to actual power
prices can solve or at least reduce the severity of scarcity situations. Large consu-
mers should be able to bid as power plants at the exchange and reduce load when
this is economically efficient.

If, however, a further safeguard against blackouts is politically wanted, we recom-
mend removing any price cap below the level of the VoLLL.. Additionally, strategic
reserves should be tendered. Capacities which are chosen to be strategic reserve,
bid at the VoLL into the market. They only get dispatched when the conventional
power plant fleet is not able to serve load, thus are last resort capacities. The remu-
neration of the strategic reserve should not distort the market mechanism itself and
investment incentives in particular. These recommendations only aim at providing
a security bridge until the full geographic extent of the European power market has
been reached. In this event, the market system decision has to be made, i.e. should
the European market follow the energy-only approach or not.



1 Einleitung

Seit Beginn der Liberalisierung der Stromwirtschaft in vielen Lindern vor etwa zwan-
zig Jahren ist nahezu jedes Marktsystem durch zahlreiche Eingriffe in den Markt-
mechanismus gepragt worden. Die Griinde hierfiir liegen neben politischen Kurs-
wechseln in der Energiepolitik auch in 6konomischen Erwédgungen, welche einem
mangelhaften Marktsystem anzulasten sind.

In den friihen Stadien der Marktoffnung galt zunéchst das aus anderen Netzin-
dustrien bekannte Paradigma der Liberalisierung und Privatisierung, welches durch
eine so genannte Re-Regulierung flankiert wurde. Diese Re-Regulierung war im Zuge
von Liberalisierungsprozessen zwangslidufig notwendig, weil aufgrund der bestehen-
den oftmals monopolisierten Marktstrukturen auf verschiedenen vertikalen Ebenen
sowie der Existenz natiirlicher Monopole, eine Entwicklung funktionsfahigen Wett-
bewerbs auf den prinzipiell wettbewerbsfihigen Stufen des Marktes unwahrscheinlich
ist. Der Fokus friiher Phasen der Liberalisierung netzgebundener Industrien liegt so-
mit iiblicherweise auf der Férderung des Wettbewerbs auf der Endkundenebene und
somit auf nachgelagerten Markten. Dabei spielen die durch den Wettbewerb erziel-
ten niedrigeren Preise eine wesentliche Rolle. Zu diesem Zweck wurden in der Regel
unabhéngige Regulierungsbehérden gegriindet, welche eine ex-ante-Regulierung be-
stimmter Stufen der Wertschopfungskette netzgebundener Industrien iibernahmen.

Im Laufe des Liberalisierungsprozesses verschob sich der Fokus der Regulierung in-
zwischen aber vom statischen Effizienzgedanken vermehrt in Richtung der Erforder-
nisse dynamischer Effizienz (zum Spannungsverhéltnis zwischen statischer und dy-
namischer Effizienz siehe Dewenter et al., 2009: 64-66). Wihrend statische Effizienz
den Zusammenhang zwischen Wetthewerb und niedrigen Preisen betont, kommt im
Rahmen dynamischer Effizienz die Bedeutung von Innovationen und Investitionen
starker zum Tragen. Die 6konomische Innovationstheorie zeigt sowohl in theoreti-
schen als auch empirischen Studien, dass statisch effiziente (Grenzkosten-) Preise iib-
licherweise keine addquaten Innovations- bzw. Investitionsanreize generieren (siehe
z.B. Kapitel 3 in Aghion und Griffith, 2005). Diese Problematik trifft in besonderem
Mafse auf Energiemérkte und hier den Markt fiir Energieerzeugung zu. Hier entsteht
auch der direkte Zusammenhang zwischen Investitionsanreizen und der inzwischen
im offentlichen Diskurs oftmals angesprochenen Versorgungssicherheit.

Die erzeugungsseitige Versorgungssicherheit spielte anfangs in regulatorischen Ent-
scheidungen selten eine grofse Rolle, da die aus der monopolistisch gepriagten Zeit vor
der Liberalisierung stammenden Erzeugungskapazititen stets in hohem Mafe ausrei-
chend waren und Stromausfille meist nur durch exogene Schocks oder kombinierte
Erzeugungs- und Netzausfille entstanden und im Durchschnitt von nur sehr kurzer
Dauer waren. Ein Engpass ausschlieklich aufgrund zu geringer Erzeugungskapazita-
ten ist etwa in Deutschland bis heute nie verzeichnet worden. In der Vergangenheit
haben offenbar ausreichende Investitionsanreize in Kraftwerke bestanden, sodass bis-
her die Sorge um die Versorgungssicherheit ein nachrangiges Problem war. Im Zuge
gesellschaftlicher und umweltpolitischer Verédnderungen soll die Energieversorgung



kiinftig vermehrt auf Basis (fluktuierender) erneuerbarer Energien umgestellt wer-
den. Die Bundesregierung hat auferdem, obwohl sie erst zuvor die Laufzeiten der
Kernkraftwerke verlangern lies, in den Nachwehen der Katastrophe von Fukushima
den Atomausstieg eingeleitet und zudem beschleunigt. Der Umbau des deutschen
Kraftwerksparks wurde zum zentralen Ziel deutscher Energiepolitik erkldrt. Dazu
gehort, dass die erneuerbaren Energien dabei von flexiblen Kraftwerken, z.B. Gas-
und-Dampf-Kraftwerke, flankiert werden sollen, um die Fluktuationen auszuglei-
chen. Damit wird neben der nicht-marktlichen Vergiitung von erneuerbaren Ener-
gien und dem Atomausstieg ein weiteres Mal in den Marktmechanismus eingegriffen.

Daraus erwéchst ein zunehmend grofer werdendes Dilemma zwischen den drei in-
terdependenten Zielen Versorgungssicherheit, Preisgiinstigkeit und Stromproduktion
auf Basis von fluktuierenden erneuerbaren Energien.! Es stellt sich also die Frage,
ob das derzeitige Marktsystem unter diesen Umstédnden weiterhin in der Lage ist,
Wettbewerb und Versorgungssicherheit aufrecht zu erhalten oder ob dies durch ein
anderes Marktsystem geschehen sollte. Die aufgrund der Ziele der Bundesregierung
erforderlichen Umstrukturierungen des Kraftwerksparks lassen sich nur durch hohe
Investitionen realisieren. Es stellt sich also die Frage, ob das aktuell existierende
Marktsystem solche Investitionen in ausreichendem Mafse stimulieren kann oder ob
andere Marktdesignlésungen notwendig werden.

In dieser Arbeit werden die Vor- und Nachteile alternativer Marktsysteme in Deutsch-
land untersucht. Vor allem werden Probleme einer moglichen Implementierung ei-
nes Kapazitdtsmarktes in Deutschland aufgezeigt. Es sei an dieser Stelle darauf
hingewiesen, dass eine Abschétzung der Folgen einer Systemumstellung empirisch
nicht exakt quantifizierbar ist. Jedoch soll anhand von Plausibilititsiiberlegungen
auf grundsétzliche volkswirtschaftliche Probleme eingegangen werden und ein mog-
liches Marktdesign prisentiert werden. Hierzu geben wir zunéchst eine Einfiihrung
in die grundsétzliche Theorie der Energiemérkte, bevor auf einige unterschiedliche
Realisierungen von Marktsystemen eingegangen wird. Es existiert eine Reihe von
Marktsystemen, welche sich hiufig im Kern dhneln, sich jedoch in ihrer praktischen
Ausgestaltung immer noch klar unterscheiden lassen. So gleicht etwa das bisherige
deutsche Marktsystem im Grundsatz den Systemen vieler européiischer Nachbarn.
Auch in den Nachbarstaaten ist, wie etwa in England oder Schweden, der Zwei-
fel an der Funktionstiichtigkeit des Marktsystems angewachsen, sodass eine Uner-
suchung dieser Mérkte besondere Relevanz besitzt. Im Anschluss daran folgt eine
Analyse des deutschen Strommarkts, vor allem hinsichtlich seiner Versorgungssicher-
heit und der pivotalen Rolle im européischen Stromsektor. Daraufhin werden zwei
mogliche Umsetzungen eines Kapazitdtsmarktmodells diskutiert, welche sich hin-
sichtlich ihrer rdumlichen Marktgrofe unterscheiden. Der Bewertung dieser Ansétze
folgt eine kurze Ubersicht zweier alternativer Marktsysteme. Abschliefend werden
politokonomische Aspekte einer Marktinderung diskutiert, da Kapazitdtsmérkte,

!Das dritte Element wurde bewusst auf die erneuerbaren Energien begrenzt, da das iibergeord-
nete Thema der Einhaltung der Klimaschutzziele, d.h. Reduktion des CO»-Austofes, theoretisch
auch iiber den Ausbau von Atomkraftwerken und Programmen zu Carbon-Capture-Systemen erfol-
gen konnte. Jedoch wird explizit der gesellschaftliche Weg iiber die erneuerbaren Energien gewé&hlt.



Abbildung 1: Energy Triangle Dilemma
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Quelle: Eigene Darstellung.

wie wir spéiter noch darlegen werden, in einem europiischen Rahmen eingefiihrt
werden miissten und folglich auch die Umsetzungschancen im Rahmen der Europii-
schen Union eine wichtige Rolle bei der Beurteilung eines Kapazitdtsmarktdesigns
spielen. Abschlieffend fassen wir in einem Fazit unsere wesentlichen Erkenntnisse zu-
sammen und geben einen Ausblick auf weitere, noch offene Forschungsfragen, die aus
unserer Sicht im Rahmen der Implementierung von Kapazitatsméarkten erwachsen.



2 Grundlagen und Theorie des Strommarktes

In diesem Kapitel werden zunéchst die generellen Anforderungen an einen Strom-
markt sowie fiir den spéteren Verlauf wichtige Definitionen rund um den Aspekt der
Versorgungssicherheit kurz vorgestellt und anschliefsend die grundlegenden theore-
tischen Marktmodelle ndher erldutert.

Die Ausgestaltung eines Handelssystems fiir Strom divergiert deutlich von jenem
iiblicher Produktions- und Konsumgiiter. Begriindet liegt dies in den besonderen
Eigenschaften von Strom und den technischen Anforderungen an die Erzeugung
und Verteilung von Strom.

e Nichtspeicherbarkeit groferer Strommengen

e Unflexible Nachfrage

e Leitungsgebundenheit

e erschwerte (kurzfristige) Ausschliefbarkeit vom Konsum
e Konstante Spannung im Ubertragungsnetz.

Die Konsequenzen fiir die Ausgestaltung des Marktes sind weitreichend. Zunéchst
bedeutet es, dass sich Erzeugung und Last zu jedem Zeitpunkt entsprechen miissen.
Da die Nachfrage jedoch zu sehr grofen Teilen unflexibel ist und zunichst zu pro-
gnostizieren ist, muss stets ein Uberschuss an Erzeugungskapazititen existieren, um
samtlichen Bedarf zu decken. Die damit verbundenen Soll-Ist-Schwankungen werden
vom Netzbetreiber iiber das Regeln vorgehaltener Reserven der Kraftwerkskapazi-
taten ausgeglichen. Dieser Teil ist also in der zeitlichen Dimension sehr kurzfristig
und in jedem Marktdesign zu beriicksichtigen. Somit féllt der separate Regelenergie-
markt im weiteren Verlauf zunéchst aus der direkten Betrachtung beim Marktdesign
heraus, weil er als Element in jedem denkbaren Marktsystem vorkommen muss.
Stoft (2002) macht vor allem die Inflexibilitat der Nachfrage und die fehlende Realbe-
preisung der Konsumenten fiir die grundséatzlichen marktlichen Probleme des Strom-
marktes verantwortlich. Hierbei ldsst sich die Nachfrage in leistungsgemessene und
nichtleistungsgemessene Kunden einteilen. Erstgenannter Gruppe gehort vor allem
die energieintensive Industrie an, wahrend letztgenannter Kategorie vor allem Haus-
haltskunden und kleinere und mittlere Unternehmen angehoren. Diese zahlen fixe,
meist monatlich abgerechnete Preise, unabhingig von der tatsichlichen Knappheits-
situation. Dies hat sehr deutliche Auswirkungen auf das Strommarktdesign, wie in
den weiteren Kapiteln gezeigt wird.

Bei der Diskussion iiber die Leistungsfahigkeit von Strommaérkten und Investitionen
in den Kraftwerkspark und in Stromnetze wird stets auch die Versorgungssicherheit
thematisiert. Dieser Begriff ist einerseits sehr weit gefasst, da er viele verschiedene
Bereiche betrifft, andererseits fiihren alle Bestandteile der unter den Begriff fallenden
Sicherheitsaspekte zu einem Ergebnis: Die Versorgung der Industrie und Bevolke-
rung mit Strom soll moglichst zu jedem Zeitpunkt dauerhaft gewdhrleistet sein. Es
existiert zwar eine Vielzahl an Kategorisierungen der Versorgungssicherheit, siehe
beispielsweise Consentec, EWI und IEACW (2008) oder Batlle et al. (2007), jedoch
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unterscheiden sich diese meist nur in der Namensgebung und nicht in ihrem Wesen.
Fiir die Ausgestaltung des Grofhandelsmarktes fiir Strom ist eine genauere Eintei-
lung notwendig, da einzelne Teilbereiche der Versorgungssicherheit unterschiedlich
betroffen sind. Daher wird die Versorgungssicherheit in zwei Dimensionen mit je-
weils zwei Kategorien unterteilt, siche Abbildung 2. In der ersten Dimension wird
unterschieden zwischen ausreichender Versorgung durch Kraftwerks- und Ubertra-
gungsnetzkapazitdten. Die zweite Dimension beschreibt den zeitlichen Rahmen, in
dem die Versorgung gewahrleistet werden soll.

Abbildung 2: Dimensionen der Versorgungssicherheit
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Quelle: Eigene Darstellung.

In der kurzen Frist muss mit dem aktuell verfiigharen Stromsystem stets die
Nachfrage bedient werden, ohne dass (dauerhafte) Ausfille entstehen. Dies beinhal-
tet einerseits den kurzfristigen Ausgleich der Abweichungen der Soll-Ist-Nachfrage
durch den Kraftwerkspark in Form von Ausgleichs- und Regelenergie. Dafiir steuert
der Netzbetreiber selbige Kraftwerke und auch nachfrageseitige Lastabschaltung in
diesen Momenten, um technische Anforderungen an das Netz (z.B. konstante Netz-
spannung) einzuhalten. Die langfristige Versorgungssicherheit befasst sich primér
mit der Frage ausreichender Kapazititen sowohl auf Netz- als auch auf Kraftwerks-
ebene, d.h. generell sind Gleichgewichte zwischen Erzeugung und hohen unerwarte-
ten Lasten moglich.

Von der netzseitigen Versorgungssicherheit wird in dieser Arbeit insofern abstra-
hiert, als dass die Sicherstellung selbiger nur indirekt mit der Ausgestaltung des
Grofshandelsmarktes zu tun hat, z.B. bei der Definition von Engpassgebieten. Der
Grund dafiir liegt darin, dass die Netzebene wegen ihrer Eigenschaften als wesentli-
che Einrichtung und natiirlichem Monopol der Regulierung unterliegt. Eine markt-
liche Ausgestaltung dieser Ebene ist nicht méoglich.

Im Fokus der Arbeit steht die langfristige erzeugerseitige Versorgungssicherheit, wel-



che anhand der Reservekapazitét oder Leistungsreserve (Reserve Margin) eines rele-
vanten Marktgebietes errechnet wird. Dabei ist entweder eine Betrachtung auf natio-
naler Ebene oder im Verbund moglich. Verschiedene Varianten sind dafiir moglich,
wobei die erste vorgestellte Mdglichkeit fehlerbehaftet ist. Diese setzt die vorhan-
dene installierte Kapazitit in das Verhéltnis zur Spitzenlastnachfrage und zeigt an,
ob Systemsicherheit auch innerhalb eines bestimmten Rahmens bei unerwarteten
hohen Kraftwerksausfiallen und Spitzenlasten gewéhrleistet ist.

Pl (IC’AI}; — D) W

Die Variablen bezeichnen jeweils die Reservemenge (RM), die gesamte installierte
Kapazitit (ICAP) und die Nachfrage (D). Genauer bezeichnet die Nachfrage die
gemessene Jahreshdchstlast, allerdings konnte sie bei einer dynamischen Analyse
auch fiir die kontemporér verzeichnete Nachfrage stehen. Somit ergibt sich fiir jeden
Zeitpunkt die jeweilige Reservemenge. Insgesamt iiberschitzt dieser Wert die tat-
sichlich verfiighare Kapazitit (Available Capacity, ACAP), da (durchschnittliche)
Kraftwerksausfille beriicksichtigt werden miissen.

(ACAZ]; D) 2)

Aufgrund des immer weiter ansteigenden Anteils der erneuerbaren Energien an
der Erzeugung ist auch diese Formel nicht mehr prézise. Begriindet liegt dies in
der Fluktuation bei Wind- und Solarenergie. Diese sind (bisher) nicht in der La-
ge, einen signifikanten Prozentsatz ihrer installierten Leistung konstant zu liefern.
Somit muss der konventionelle Kraftwerkspark, also Kohle-, Gas-, Ol- und Kern-
kraftwerke einerseits und Wasser-, Biomassekraftwerke u.d. anderseits, nicht nur
genug Uberkapazititen fiir die ausreichende Abdeckung der Jahreshdchstlast bereit
halten, sondern auch einen Teil der fluktuierenden erneuerbaren Energien (FEE)
ersetzen konnen, falls deren Erzeugungsleistung ausbleibt. Die Erfahrungswerte bei
der Verfiigbarkeit liegen in sehr niedrigen Prozentbereichen, wie in spateren Kapi-
teln gezeigt wird, weshalb das Verhéltnis von konventioneller Energie zur Nachfrage
abziiglich der erwarteten Leistung durch FEE von Bedeutung ist.

RM =

(CACAP)

NewRM_(D—E(FRR)) 1 (3)
Hierbei steht CACAP fiir Conventional Available Capacity und FRR fiir fluktuie-
rende erneuerbare FEnergien wie Solar und Wind. Somit ergibt sich eine notwendige
Reservemenge, die auch den Konsequenzen aus dem Ausbau der erneuerbaren Ener-
gien Rechnung tragt. Die Auswirkungen auf den Mix des Kraftwerksparks werden
an dieser Stelle nicht néher erldutert. Jedoch liasst der massive Ausbau der FEE den
Schluss zu, dass der zukiinftige Mix vom bisherigen historischen Mix abweichen und
flexiblere Kraftwerke erfordern diirfte.
Haupteinflussfaktoren fiir die konkrete Struktur des Kraftwerksparks und die Ver-
sorgungssicherheit sind etwa die geographischen Gegebenheiten bzw. der Zugang
zu Primérenergieressourcen und die beeinflussbare marktliche Ausgestaltung des
Stromgrofhandels. Letztgenannter Faktor muss ersteren akzeptieren und dennoch




zu einem optimalen Kraftwerksmix fiithren. Bevor auf die theoretische Modellierung
eingegangen wird, sind zwei weitere, fiir die Beschreibung und Analyse von Strom-
mérkten notwendige Elemente zu erldutern.

Value of Lost Load

Die Diskussion des Marktdesigns und die damit verbundene Bewertung der Ver-
sorgungssicherheit impliziert die 6konomische Einschitzung und Festlegung des ge-
wiinschten Sicherheitsniveaus. Somit stellt sich direkt die Frage der Wertschidtzung
seitens der Nachfrage nach dem Ausmal einer (konstanten) Versorgung. Das am
haufigsten verwendete Mak zur Berechnung der Wertschatzung ist der Value of Lost
Load (VoLL). Diese Wertschétzung ist schwierig zu erfassen, da viele Faktoren eine
wichtige Rolle spielen (Cramton & Lien, 2000; Stoft, 2002; de Nooij et al., 2007):

e Heterogenitit der Kunden (z.B. Industrie- vs. Haushaltskunden),
e Anzahl und Dauer der Lastabschaltung,

e Zeitpunkt des Stromausfalls,

e Moglichkeiten zur Antizipation der Abschaltung.

Vor allem der erstgenannte Punkt ist von grofer Bedeutung bei der Berechnung des
VoLL. Wiahrend Haushaltskunden bei einer Lastabschaltung eine Nutzeneinbufe
hinsichtlich der Freizeitgestaltung (z.B. Fernsehen, Licht) und bei Waren und Haus-
haltsgeriten (z.B. Kiihltruhe, Datenverlust) entsteht, wirkt sich ein Stromausfall
ganz anders auf grofindustrielle Kunden und Krankenh&duser aus. Ein Ausfall ist
fiir Krankenh#user und &hnliche Gesundheitseinrichtungen (Blutbanken etc.) gra-
vierend, jedoch nicht zu bemessen. Daher fallen diese aus der Berechnung heraus.?
Hingegen wire der mit einem Ausfall der Versorgung verbundene Schaden fiir grof-
industrielle Kunden unter Umsténden empirisch abschétzbar.

Der Faktor Zeit spielt bei der Abschétzung des VoLL in allen drei Dimensionen eine
Rolle. Der Zeitpunkt ist wichtig, da eine Unterversorgung in den Stunden zwischen
8 und 20 Uhr Industriekunden stirker betrifft als Haushaltskunden. Letztgenann-
te erleiden hohe Nutzeneinbufen eher in den Stunden nach Arbeitsschluss und an
Wochenenden. Die Haufigkeit des Auftritts ist ebenso wichtig, da z.B. der volkswirt-
schaftliche Schaden kurzer, aber hidufiger Unterbrechungen von Produktionsanlagen
mit langen Anfahrtzeiten grofer sein konnte, als etwa im Fall von Geréiten der Un-
terhaltungselektronik.

Ahnliches gilt fiir die Dauer des Ausfalls, wobei Haushalte dies stirker treffen diirfte
als der zuvor erwidhnte kurze Ausfall. Die Mdglichkeit einer Antizipation von Strom-
ausfillen wird in zwei Kategorien eingeteilt. In der ersten Kategorie sind kritische
Einrichtungen (z.B. Krankenhduser und Atomkraftwerke) und solche Betriebe, deren
Ausfall zumindest fiir eine kurze Zeit {iberbriickt werden muss (z.B. Rechenzentren),
oder schon gesonderte Versorgungsvertrige mit Versorgern oder Netzbetreibern ge-
schlossen haben. Diese antizipieren also nicht direkt, sondern sind aus sachlichen
Griinden zur Vorsorge verpflichtet. In der zweiten Kategorie sind solche Kunden,

2Schitzungen zum Wert eines Lebens sind sehr problematisch.
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die zwar antizipieren kénnten (Haushalte, iibrige Unternehmen), dies allerdings nicht
tun, da die Ausfallwahrscheinlichkeit in den meisten Landern sehr gering ist oder
der damit verbundene Aufwand zu grof erscheint.

Abbildung 3: Beispiele fiir die Dimensionen des Value of Lost Load

Ausfallwert der Dauer

Ausfallwert der Haufigkeit
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Gruppe 3
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Quelle: Eigene Darstellung.

Da sich praktikable Preisobergrenzen jedoch meist an einem einzelnen Wert fest-
machen, ist eine Durchschnittsbildung erforderlich. Um den zuvor genannten Dimen-
sionen gerecht zu werden, wire auch eine Gewichtung denkbar. Zuséatzlich miisste
eruiert werden, ob es eine gezielte Lastabschaltung gibt, oder ob dies unabhéngig
und flaichendeckend geschieht. Im Fall eines gezielten Lastabwurfs liefe sich dieser
in Form einer Merit-Order darstellen. Abhéngig von der dann erfolgten Masse an
Abschaltungen (in MW) miisste dies in ein Verhéltnis zu den entstehenden Durch-
schnittskosten gesetzt werden.

Im Fall eines unabhéngigen, flichendeckenden Ausfalls ist eine Durchschnittsbildung
notwendig. Die Definition des Referenzwertes ist duferst komplex und beinhaltet
stets einen gewissen Grad an Willkiir, was als Konsequenz die Suche nach einem
Naherungswert zur Folge hat, z.B. die Durchschnittskosten fiir den Ausfall einer
Stunde, unabhéngig von der Dauer oder Uhrzeit. Jede Stunde potenziellen Last-
abwurfs wird an diesem Wert bemessen. Stoft (2002: 158) definiert den optimalen
Durchschnittswert des VoLL als

Vir = + VCpeak- (4)

Hierbei bezeichnet V1 die Opportunititskosten der Lastabschaltung, Dy g die Stun-
den der Lastabschaltung, die fixen und variablen Kosten eines Spitzenlastkraftwerks
sind definiert als F'Cpgyr bzw. VCpeqs-



Bei der empirischen Bestimmung des VoLL hat sich bisher noch keine Methode
zur Erfassung durchgesetzt. Es sind in den existierenden Studien vier grundlegende
Methoden verwendet worden.? Durch vorherige Befragungen wird die Zahlungsbe-
reitschaft der jeweiligen Kundengruppen fiir eine Vermeidung eines Stromausfalls
bzw. die Kompensation fiir erlittene Schiden erfasst. Dem &hnlich werden direkt
nach Stromausfillen Interviews und Untersuchungen bei den betroffenen Firmen
durchgefiihrt. Es konnen auch Auflistungen von Folgen eines Stromausfalls, z.B.
die Reihenfolge der abgeschalteten Unternehmen/Gebiete, vorgenommen werden,
welche dann als Berechnungsgrundlage dienen. Andere Berechnungen legen die tat-
sichlichen Ausgaben von Industriekunden fiir eigene Notfallkapazititen als VoLL
zugrunde. Als Letztes sei der makrookonomische Weg der Produktionsfunktion er-
withnt. Hierbei wird die Wertschépfung der jeweiligen Untersuchungsgruppe (z.B.
Landwirtschaftssektor) in das Verhéltnis zum tatsdchlichen Stromverbrauch gesetzt
(sieche de Nooij et al., 2007).

Tabelle 1: Auswahl empirischer VoLLL-Analysen

Autor Methode Land Zeitraum @& VoLL/ kWh
Leahy & Tol Prodfkt.  Nordirland 2001-07 16-20 €*

Prodfkt.  Republik Irland 2001-08 10-13 €
Tol Prodfkt.  Republik Irland 1990-2005 40-43 €
de Nooij et al. Prodfkt. Niederlande 2001 6,85 €
Beenstock et al. Interview Israel 1990 79
Frontier Economics | Prodfkt.  Deutschland 2008 8-16 €

Quelle: Beenstock et al., 1998; de Nooij et al., 2007; Frontier Economics, 2008; Tol, 2007; Leahy
& Tol, 2011.*Es wurden mehrere Werte errechnet, jedoch schwanken die durchschnittlichen Werte
innerhalb dieses Intervalls.

Die teilweise sehr starken Schwankungen in den Ergebnissen verdeutlichen das
Hauptproblem der VoLLL-Berechnung: Das Fehlen geeigneter und akzeptierter Stan-
dards. Cramton und Stoft halten die Kalkulation eines VoLL aufgrund von Tritt-
brettfahrerverhalten in Bezug auf Priferenzoffenbarung seitens der Nachfrager als
nicht adéquat realisierbar (Cramton & Stoft, 2006: 24f.). Eine adiquate naherungs-
weise Bestimmung ist jedoch notwendig, denn die Auswirkungen bei der theoreti-
schen und praktischen Diskussion der Marktausgestaltung sind sehr grof.

Missing Money

Lasst man die Bestimmung des VoLL aufer Acht und setzt eine stetige Versor-
gung unter minimalen Storungen voraus, gilt es die dafiir aufzubringenden Kosten
zu bestimmen. Somit ist zu kliren, welches Kapazitatsniveau bzw. welcher Kraft-
werksmix notwendig ist, um dies zu gewahrleisten. Jedoch kann das geforderte Opti-
mum nur realisiert werden, wenn Betreiber und Finanzierer neuer potenzieller Kraft-
werke ausreichende Renditen in der Zukunft erwarten, was von der Ausgestaltung

3Ein grokerer Uberblick iiber 25 Studien findet sich bei Frontier Economics, 2008.
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des Handelssystems abhéngt. In Zeitraumen hoher Nachfrage sorgt das Prinzip der
Merit-Order fiir hohe (Borsen-)Strompreise (auch Fly-Up genannt). In diesen Pha-
sen erzielen vor allem Spitzenlastkraftwerke ihre notwendigen Knappheitsrenten. Je
nach Position in der Merit-Order und der Jahreszeit reduzieren sich diese Zeitrdume
auf wenige Stunden im Jahr. Greift die Regulierungsbehérde in den Preismecha-
nismus etwa durch die Einfiihrung einer Preisobergrenze ein, so kann es zu einer
finanziellen Unterdeckung der Kraftwerken kommen. Zwar ist eine solche Preisober-
grenze nicht die einzige zwingende Bedingung fiir eine Unterfinanzierung, jedoch
stellt sie das Paradebeispiel dar. Die Unterdeckung wird auch als Missing Money
bezeichnet. Vor allem Befiirworter von Kapazitidtzahlungsmechanismen verweisen
in ihren Begriindung fiir das Versagen von Energy-Only-Mérkten immer wieder auf
das Missing-Money-Problem, vgl. dazu Cramton und Stoft (2005, 2006, 2008) sowie
Joskow (2007, 2008) und Joskow und Tirole (2007).

Abbildung 4: Missing-Money-Problematik und Preis-Dauer-Kurven

Energiemarkt ohne Preisobergrenze Energiemarkt mit Preisobergrenze

€/MWhA €/MWh A Effekte durch Preisobergrenze im
Energy-Only-Markt
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sich auf die Existenz ausreichend
hoher und frequenter
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. Preisobergrenzen verhindern,
dass die Preise in den wenigen
Spitzenlaststunden im Jahr auf

ein addquates Niveau steigen
kdnnen. Dies wiederum nimmt

Notwendige Preisspitzen Missing-Money

Preisobergrenze

T 1 T T > 1 1 1 1 > den Spitzenlastkraftwerken ihre
2000 4000 6000 8000 Anzahl Std. 2000 4000 6000 8000 Anzahl Std. Einnahmephasen, was zu
Stilllegungen fiihrt.

Preisobergrenze Preis-Dauer-Kurve

Eigene Darstellung.

Die zuvor genannten generellen Probleme und Eigenschaften eines Strommark-
tes beeinflussen die Ausgestaltung des Handelssystems massiv. Zunéchst ist jedoch
zu bestimmen, was das theoretische Optimum der Marktausgestaltung ist, also die
sogenannte First-Best-Losung. Hierbei wird insbesondere auf die Annahmen beziig-
lich der nachfrageseitigen Méangel im Strommarkt eingegangen und die zuvor er-
wahnten grundlegenden Probleme beim Marktdesign verdeutlicht. Als Konsequenz
aus der fehlenden Realisierbarkeit dieses Modells erwachsen zwei weitere Marktdesi-
gns, welche die existierenden Probleme als gegeben annehmen und somit potenzielle
Second-Best-Lésungen im eigentlichen Sinn darstellen.

2.1 Optimales Marktdesign

Gehandelt wird ein einzelnes Gut, der zu erzeugende Strom, entweder iiber bila-
terale Vertrdge oder Strombdrsen. Stoft (2002) und Wilson (2002) argumentieren,
dass jegliches Marktdesign Submirkte fiir jede Form von Kontrakten zeitlicher Di-
mension ermoglichen sollte, da diese, ob zentral oder dezentral organisiert, aufgrund
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der Produkteigenschaften von Strom unabhingig von einer urspriinglichen Idee der
Organisation entstiinden. Diese Mérkte besetzen die sehr kurze Frist (Real-Time),
taglichen Handel (Day-Ahead) und langfristige Kontrakte. Die letztgenannte Kon-
traktart ldsst sich wiederum in zwei Versionen unterteilen, einen fiir physischen
Handel und einen rein finanziellen Kontrakt, welcher als Hedging-Moglichkeit be-
trachtet werden kann.

Die bisherigen Grenzen des Marktdesigns sind vor allem der Nichtspeicherbarkeit
von Strom in signifikanten Mengen, der fehlenden Realbepreisung und niedrigen
Nachfrageelastizitat geschuldet. Von erstgenanntem Problem sei in dieser Untersu-
chung abstrahiert. Jedoch wiirde bei Realisierbarkeit einer Speicherung von Strom
in relevanten Grofenordnungen im nun folgenden System die Kosten fiir Strom und
die Wahrscheinlichkeit eines Blackouts reduzieren. Realbepreisung und Nachfrage-
elastizitét spielen im optimalen Modell (siehe auch Stoft, 2002: 15ff. und 112ff.) die
zentrale Rolle. Die Konsumenten kennen hierbei ihre wahre Zahlungsbereitschaft
(VoLL), sowohl abhéngig von der Hohe als auch Dauer eines Stromausfalls, und
sind auch gewillt, ihre Praferenz zu offenbaren, d.h. addquat messbar zu machen.
Zusétzlich sind sie in der Lage auf Preisanstiege flexibel zu reagieren. Das hat zur
Folge, dass die individuellen Konsumenten(-gruppen) nicht gewillt sind, Strom iiber
ein bestimmtes Preisniveau hinaus zu beziehen. Bei erhohter Nachfrage oder im Fall
von Kraftwerksausfillen passen die Konsumenten, soweit technisch moglich, ihren
Strombedarf an. Diese Reaktion, vor allem seitens industrieller Konsumenten, wird
auch als Demand Response (DR) bezeichnet.

Abbildung 5: Stromerzeugung und -nachfrage im Strommarkt

Nachfrageelastizitat im optimalen Markt Erneuerbare Energien im optimalen Markt
Effekte durch Nachfrageelastizitat im

MW A MW A optimalen Markt

. Vermeidung eines Loss of Load durch
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induziert durch Uberschreitung des
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Energien auf konventionelle Kraftwerke

fiihrt nicht zum Loss of Load aufgrund

r e r e von Anpassung der Nachfrage. Abkappen
Zeiteinheit Zeiteinheit der Peak-Phasen fiihrt zu geglatteter
Nachfrage, was zur Anpassung des
— Installierte Kapazitit — — ' Neue Installierte Kapazitat Nachfrage — = = Elastische Nachfrage Kraftwerksparks fiihrt.
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Quelle: Eigene Darstellung.

In Abbildung 5 wird der Anpassungseffekt, markiert durch die rote Linie, darge-
stellt. Nahert sich die Nachfrage den maximal verfiigharen Kapazitit an, so steigt
damit auch der Preis an. Uberschreitet dieser die individuelle Zahlungsbereitschaft,
erfolgt eine Anpassung, wie sie auch auf anderen Giitermérkten iiblich ist. Hierbei
entspricht die individuelle Zahlungsbereitschaft in ihrem Maximum dem personli-
chen VoLL. In einigen Situationen kann es passieren, dass die Anpassung aus tech-
nischen Griinden nicht schnell genug erfolgen und vorgehaltene Regelenergie nicht
den notwendigen Ausgleich schaffen kann. Dann ist nach Einsatz samtlicher dem
Netzbetreiber zur Verfiigung stehenden Mafnahmen ein (rollierender) Blackout die
Folge. Allerdings ist dieser dann gesellschaftlich akzeptiert, d.h. das Risikoniveau ist
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eng mit der Zahlungsbereitschaft verkniipft. In der Abbildung ist der Blackout zwar
nicht eingezeichnet, was allerdings nicht bedeuten soll, dass dieser seltene Fall nicht
eintreten konnte.

Die forcierte Integration von FEE hat zwar grundsétzlichen Einfluss auf den kon-
ventionellen Kraftwerkspark, jedoch fallen die Auswirkungen hinsichtlich der Ver-
sorgungssicherheit geringer aus. Eine hochfrequente Engpasssituation erzeugt ein
Preisniveau, was wiederum konventionelle Erzeugung attrahieren kann. Zudem &n-
dert sich die Lastverlaufskurve entscheidend, da die seltenen Fly-Up-Stunden auf-
grund existenter Nachfrageelastizitit reduziert wiirden. Somit wiirde die kurze, aber
steile Lastspitze (nahezu) verschwinden und die somit breiter verlaufende Lastkurve
einen anderen Kraftwerksmix zur Folge haben. In den Zeiten, in denen das System

Abbildung 6: Lastverlaufskurve im optimalen Marktdesign
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Quelle: Eigene Darstellung.

aufgrund der sehr geringen oder sogar aufgebrauchten Kapazitdtsreserve im Stress
ist, zeigt sich, dass der zu Durchschnittskosten angesetzte zuséitzliche Kraftwerks-
ausbau dem VoLL des letzten Konsumenten entspricht, der bereit ist, fiir diese zu-
sitzliche Einheit zu bezahlen. Da jedoch die fehlende Nachfrageelastizitéit eines der
Kernprobleme darstellt und zum Grofsteil als gegeben angenommen wird, miissen
die auf diesen Tatsachen basierenden Marktsysteme iiber andere Anreize das Opti-
mum erreichen, bzw. in Form von Second-Best-Lésungen moglichst nah an diesen
Punkt heranreichen.

2.2 Energy-Only-Markte

In ihrem Grundsatz vertrauen Energy-Only-Mérkte weiterhin wie im optimalen
Markt auf die Funktionstiichtigkeit des Preismechanismus im Energiemarkt als An-
reizgeber fiir Investitionen in neue Kraftwerke.? Das zu handelnde Gut ist der tat-
sichlich erzeugte Strom, wobei es auch eine Reihe langfristiger Kontrakte geben
kann. Im Energy-Only-Markt wird angenommen, dass ein sehr grofer Teil der Kun-
den kurz- und mittelfristig vollig unflexibel in seinem Stromverbrauch ist. Jedoch

*Siehe Hogan (2005) fiir eine detaillierte Darstellung.
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gibt es auch Kunden, wahrscheinlich aus einer energieintensiven aber kurzfristig
unterbrechungsfihigen Industrie, die in Form von Lastabschaltung als Erzeugungs-
Aquivalent in den Markt bieten konnen. Da dies dem Aquivalent einer antizipierten
Abschaltung entspricht, muss dies zwar nicht zwingend dem individuellen VoLL, zu-
mindest aber den Kosten eines Produktionsstopps plus potenziellem Aufschlag ent-
sprechen. Generell besteht nur eine geringe Nachfrageelastizitat, so dass das Konzept
des individuellen VoLLi nicht universell anwendbar ist. Ein gesellschaftlicher VoL.L
tritt an seine Stelle, sodass die Kapazitdtsmenge nur auf jenes Niveau steigt, dass
zur Vollkostendeckung des letzten Kraftwerks fiihrt. Ist die tatsdchliche Nachfrage
grofer als das kontemporar verfiigbare Kapazitdtsniveau, erfolgt ein gesellschaftlich
akzeptierter Blackout, welcher das Preisniveau auf VoLL-Hohe getrieben hat.

Abbildung 7: Stromerzeugung und -nachfrage im Energy-Only-Markt

Akzeptierter Loss of Load im Energy-Only Markt  Erneuerbare Energien im Energy-Only Markt
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Quelle: Eigene Darstellung.

Cramton und Stoft (2008) haben die Probleme eines Energy-Only-Marktes be-
sonders an zwei Punkten festgemacht: Investitionsrisiko und Marktmacht. Erstge-
nanntes Problem beschéftigt sich mit dem Problem der Bestimmung des VoLL, der
zu geringen Anzahl der notwendigen Fly-Ups und Preisobergrenzen unterhalb des
VoLL. Alle drei Punkte zielen auf das Missing-Money-Problem ab. Investitionen
bleiben aus, bzw. erfahren zu hohe Aufschlige bei Risikoprdmien, da Spitzenlast-
kraftwerke nicht mehr ihre Fixkosten decken kénnen. Joskow (2007: 27ff.) untersucht
die Fixkostendeckung eines hypothetischen Spitzenlastkraftwerks anhand von Prei-
sen an einer Energiebdrse in den USA und zeigt, dass das Missing-Money-Problem
auftritt und somit der Markt keine ausreichenden Investitionsanreize sendet.

Wie in Abbildung 7 gezeigt, verstiarkt die Integration von FEE den Effekt des Inve-
stitionsrisikos. Diese Erzeugungsarten werden meist durch spezielle nichtmarktliche
Anreizsysteme gefordert, wie zum Beispiel mit einer Fixvergiitung plus Einspeise-
vorrang oder garantierter Erzeugungsabnahme durch den Verkauf von darauf zuge-
schnittenen Zertifikaten an Versorger. Dies wiederum kann zu weniger kalkulierba-
ren Preisen und einer geringeren Auslastung fiir konventionelle Kraftwerke fiihren,
was hohere Investitionsunsicherheiten und Risikoprémien zur Folge haben kann. Als
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Konsequenz erfolgt daraus eine Reduktion des installierten konventionellen Kraft-
werksparks. Ein Braunkohlekraftwerk ist beispielsweise genau deshalb giinstiger als
Gasturbinen, weil ihre Fixkosten auf héhere Volllaststunden verteilt werden. Die
fluktierenden regenerativen Energien wie Solar und Wind kénnen jedoch dazu fiih-
ren, dass sich diese Stunden nicht mehr hinreichend realisieren lassen, sodass eine
Veranderung des Kraftwerksparks daraus resultiert.

Der zweite Kritikpunkt betrifft die Schwierigkeit der Unterscheidung hoher Prei-
se aufgrund missbriuchlicher Ausiibung von Marktmacht einerseits und tatséchli-
cher Knappheitspreise andererseits. Die Moglichkeiten zur missbrauchlichen Markt-
machtausiibung liegen entweder in der direkten oder indirekten Preismanipulation.
Direkte Manipulation wére eine schlichte Anhebung des Preises iiber die Grenzko-
sten und auch iiber eines sich durch Knappheit ergebenden Preisniveaus hinaus. Dies
erfolgt an einer Borse iiber den Bereich der potenziellen Grenzlastkraftwerke und in
bilateralen Verhandlungen durch die Ausiibung von Verhandlungsmacht. Eine indi-
rekte Manipulation bezieht sich auf die Mdoglichkeit einer Kapazitatszuriickhaltung,
also Mengenreduktion. Dies setzt jedoch entweder einen marktméchtigen Teilneh-
mer mit einem grofen Kraftwerksportfolio oder koordiniertes Verhalten mehrerer
Teilnehmer voraus. Durch das Zuriickhalten der Kapazititen wiirde eine kiinstliche
Knappheit geschaffen, welche dann hohe Preise induziert, die nicht notwendigerwei-
se zuséitzlich manipuliert sein miissen.

Zwar ist diese Gefahr durchaus im Energy-Only-Markt gegeben, jedoch ist der Fehler
der Marktmacht systemimmanent, und zwar fiir jedes Marktsystem, wie die Betrach-
tung des Kapazitdtsmarktes im nichsten Abschnitt zeigen wird. Dies liegt in der
Natur von Strommérkten zu Spitzenlastzeiten, denn ein nahezu villig ausgelasteter
Kraftwerkspark hat zur Folge, dass auch die letzten, sehr teuren Kraftwerke zur Last-
deckung bendétigt werden. Ein hoher Preis oberhalb der Grenzkosten ist somit nicht
pauschal wettbewerbswidrig, sondern reflektiert tatséchlich Knappheit. Eine Ver-
meidung der missbriuchlichen Marktmachtausiibung auf dem Energy-Only-Markt
kann auf verschiedenen Wegen erreicht werden. Eine vor allem aus umweltpoliti-
scher Sicht wichtige Moglichkeit besteht in der Erhohung der Nachfrageelastizitét
durch technische Mafnahmen (z.B. sogennante intelligente Z&hler) und damit ver-
bundene flexiblere Vertrége. Verschérfter Wettbewerb auf der Erzeugerebene wiirde
ebenso durch eine Forderung von Demand-Response als nachfrageseitige Kapazita-
ten ermoglicht wie auch durch die Erhohung der Wettbewerber auf Kraftwerksebene
(z.B. durch Ausbau der Grenzkuppelstellen). Ist die Anzahl der Wettbewerber aus-
reichend hoch, werden kollusive Absprachen instabiler und einzelne Unternehmen
weniger pivotal fiir die Erzeugung. Als letztgenannte Moglichkeit existieren regula-
torische Eingriffe wie Preisobergrenzen, welche eine iiberméfige Abschépfung von
Konsumentenrente verhindern sollen. Jedoch ist die Einfiihrung einer Preisobergren-
ze wie zuvor beschrieben kritisch zu sehen, da dies gleichzeitig den Grundstein fiir
das Missing-Money-Problem legt. Eine Verhinderung der missbrauchlichen Markt-
machtausiibung ist eher iiber einen Anstieg der Wettbewerbsintensitit zu erwarten.
In der Praxis steigt die Anzahl neuer Wettbewerber innerhalb eines Marktgebietes
eher langsam an®, sodass eine Verschirfung des Wettbewerbs in Europa eher iiber

°Es sei denn, ganze Gesellschaften werden an Dritte verduRert wie z.B. im Fall der STEAG
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die Integration der Marktgebiete erfolgt, d.h. Market Coupling / Market Splitting.
Da der Prozess der Marktkonvergenz noch nicht vollstindig abgeschlossen ist, ist
eine Verschirfung des Wettbewerbs iiber (vormals) auslédndische Wettbewerber eher
schrittweise zu erwarten.

2.3 Kapazitatssysteme

Das Konzept eines Kapazititssystems setzt bei der Missing-Money-Problematik an,
welche zur Folge hat,® dass Investitionen in den Kraftwerkspark und in Spitzen-
lastkraftwerke im Speziellen ausbleiben. Dies gefdhrdet die Versorgungssicherheit
und ist der erste Ansatzpunkt des Mechanismus fiir Kapazitdtszahlungen. Er stellt
primér sicher, dass langfristig ausreichend Kapazitidt vorgehalten wird, wobei die
genaue Hohe der erforderlichen Kapazitdt von Indikatoren wie der Reserve Margin
abhéingt. Da die Sicherstellung der Erzeugung also in der Deckung der Fixkosten

Abbildung 8: Stromerzeugung und -nachfrage im Kapazitdtsmarkt

Auswirkungen von Kapazitdtsmarkten Erneuerbare Energien und Kapazitatsmarkte PR Einfiibrung eines

MW A MW A Kapazitatsmarktes

1. Vermeidung eines Loss of Load
durch Erhohung verfiigbaren
Kapazitét auf Niveau:
Kapazitdt=Nachfrage*1.x
mit x= Regulatorischer Fixwert

. Negativer Effekt der erneuerbaren
Energien auf konventionelle
Kraftwerke wird durch héhere
Kapazitatszahlungen stark
gedampft bzw. vermieden

> S

1 4 8 12 16 20 24 Stunde 1 4 8 12 16 2 24 Stunde
Installierte Kapazitit — — - Neue Installierte Kapazitat. Nachfrage — — — Residualnachfrage
Verfiigbare Kapazitit — — Neue Verfiigbare Kapazitit Ausfall und Revision

Quelle: Eigene Darstellung.

eines Spitzenlastkraftwerkes liegt, wird der Fokus der Kapazititszahlung auf eben
jene gelegt. Ein mogliches Missing-Money-Problem fiir Mittel- und Grundlast wird
in diesen Modellen nicht angenommen. Daher liegt der Richtwert fiir die Hohe der
Kapazitatszahlung auch auf den Spitzenlastkraftwerken. Es erfolgt eine Aufteilung
des bisherigen Stromhandels auf zwei Ebenen, die Leistungsvorhaltung und tat-
siachliche Erzeugung. Erstgenannte Ebene ist entweder marktlich oder administrativ
organisiert. Grundsétzlich wird unterschieden zwischen preis- und mengenbasierten
Systemen. In preisbasierten Systemen ergibt sich die Kapazitdtsmenge aus dem zu-
vor marktlich/administrativ errechneten Kapazititspreis. Mengenbasierte Systeme
legen erst eine Zielgrofe fiir Kapazititen fest, anhand derer sich dann der Kapazi-
tatspreis bildet.

GmbH.
%Die grundlegende Idee geht auf Boiteux (1960, englische Ubersetzung) zuriick. Siehe auch Oren
(2003) fiir eine kurze Erlauterung.
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In den formal-theoretischen Modellen steht die Art des Handels, Auktion vs. bi-
lateraler Handel, oder die Auswahl des optimalen Marktbetreibers nicht im Vor-
dergrund. Es wird primér die Losung des Missing-Money-Problems gesucht, unter
den Nebenbedingungen, dass sowohl eine Uberkompensation der Erzeuger einerseits
als auch missbrauchliche Ausiibung von Marktmacht andererseits vermieden werden
soll.

Fiir die weitere Untersuchung sollen drei theoretische Konstruktionen naher dar-
gestellt werden. Der erste Fall ist stark simplifziert und soll sowohl als Einleitung zu
den beiden spéteren Modellen dienen als auch ein Beispiel dafiir sein, wie ein Kapa-
zitatssystem nicht gestaltet werden darf. Die zwei darauf folgenden Modelle werden
als hybride Kapazitdtssysteme bezeichnet und basieren auf den theoretischen Arbei-
ten von Joskow und Tirole (2007) und Cramton und Stoft (2005, 2006, 2008).

Abbildung 9: Grundprinzip von Kapazitdtsmechanismen

Phase I:
Kapazitatsentscheidung

Verpflichtende Teilnahme
Kapazitdtsmarkt

Gebote gemaR der
installierten/verfiigharen Strommarkt
Kapazitat

Phase II:
Energieentscheidung

Kapazitdtseinnahmen = Stromeinnahmen = variable
Fixkosten + Marge Kosten + Marge

Gesamteinnahmen = variable Kosten + Fixkosten +
Phase IlI: Kapazitdtsmarge +/- Strommarge

Endpreis
Vollkostendeckung

Quelle: Eigene Darstellung.
Modell ohne Verkniipfung mit Energiemarkt

In diesem einfachen Modell sollen die Zahlungsstréme zur Deckung der fixen und
variablen Kosten auf zwei voneinander getrennte Handelsgiiter aufgeteilt werden. In
diesem Fall ist der Handelsmechanismus fiir das Leistungsgut nicht zwingend markt-
licher Natur, da dies nicht hauptséachlich fiir das Modell ist. Entscheidend ist, dass,
zur Verdeutlichung der Probleme, der Handel losgelost von den Erlosen am Ener-
giemarkt funktionieren soll. Es werden hierbei entweder die installierte Kraftwerks-
kapazitdt oder verfiighare Kapazitiat gehandelt (EPRI/Pier, 2003; Wolak, 2004).

Eine Selektion der Teilnehmer erfolgt nicht, sodass die Anbieter von Kraftwerkska-
pazitdten die gleichen wie am Energiemarkt sind. Die Wahl des Marktbetreibers ist
zwar ebenfalls frei in diesem simplen Modell, jedoch sei hier ein hypothetischer un-
abhéngiger Netzbetreiber (Independent System Operator, ISO) als Marktorganisator
gewdhlt. Bei Unabhéngigkeit von den jeweiligen Marktteilnehmern, also Erzeugern
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einerseits und Versorgern andererseits, kann diesem diskriminierungsfreies Handeln
unterstellt werden. Zudem verfiigt der Netzbetreiber {iber ein sehr hohes Mafs an In-
formation und besitzt damit eine grofe Handlungsfihigkeit (Cramton & Stoft, 2005).

Das Modell war in der Praxis auf Kurzfristigkeit ausgelegt (Cramton & Stoft, 2005),
z.B. monatlich, und die Angebotskurve bei Gestaltung als Kapazitdtsmarkt bildete
sich analog zu der Kurve in einem Energiemarkt, d.h. es zdhlen hier die Grenzko-
sten einer weiteren Kapazititseinheit (Cramton & Stoft, 2005; EPRI/Pier, 2003).
Die Nachfrage nach Kapazititen wird durch den ISO bestimmt, ist unelastisch und
entspricht in der Definition der absolut zu erwartenden Jahreshochstlast plus tech-
nisch oder regulatorisch vorgegebener Reservemenge, also Max(Last)+x mit x > 0.
Die Versorger miissen geméf ihrem Anteil an der Last Kapazititen erwerben. Es
lasst sich in diesem Modell sehr leicht erkennen, dass der Markt Schwéchen in der
Ausgestaltung besitzt. Diese spiegeln sich in drei grundlegenden Faktoren wieder:

e Fehlende Gegenrechnung von Produzentenrente aus Energie- und Kapazitits-
markt

o Kurzfristigkeit der Kontraktdauer
e Vollig unelastische Nachfrage

Der erste Faktor sorgt fiir eine volkswirtschaftlich schidigende Uberkompensation
der Erzeuger. Wenn etwa die Energiemarkterlose die Gesamtkosten iibersteigen, bil-
det sich die Uberkompensation aus der gesamten Kapazititsrente. Die fehlende Ver-
bindung setzt also keinen Anreiz zur tatsiachlichen Verfiigbarkeit. Fiir die Zahlung
der Leistungsbereitstellung erhalten die Konsumenten keine wirkliche Gegenleistung.
Eine mogliche Betrachtungsweise der an diesem Kapazititsmarkt gehandelten Pro-
dukte ist der Verkauf von Call-Options (Cramton, 2003). Es wird garantiert, eine
bestimmte Strommenge vorzuhalten und bei Bedarf zu erzeugen. Der Ausiibungs-
preis (Strike Price), der mit einer solchen Option fiir gewShnlich einhergeht, existiert
in diesem simplen Marktmodell nicht. Somit erwirbt der Kéufer eine Option ohne
Absicherung gegen hohe Energiepreise, was auch durch Cramton und Stoft (2005)
stark kritisiert wird: ,,In their worst form, the markets simply were a means of trans-
ferring an arbitrary amount of money from load to generation, without load getting
anything of value for the purchase.”

Der zweite und dritte Faktor betreffen unmittelbar den Wettbewerb auf der Erzeu-
gungsstufe. Wie in Abbildung 10 dargestellt, hat eine vollig unelastische Nachfrage
grofse Auswirkungen auf die Bandbreite der Kapazititspreise.

Kapazitatsknappheit erzeugt einen sehr hohen Preis, wahrend der Mehrwert {iber
das vom ISO vorgegebene Maf hinaus Null ist. Geringe Mengenbewegungen kénnen
also Preise von Null bis zu einer existierenden Preisobergrenze bzw. theoretischen
Werten gegen unendlich induzieren. Erzeuger haben dadurch einen klaren Anreiz
Kapazitit zuriickzuhalten (Chandley, 2008: 12) und somit Marktmacht auszuiiben.
Je weniger Erzeuger auf einem Kapazititsmarkt existieren, desto hoher die beste-
hende Marktmacht.

Die kurze Kontraktdauer und der geringe zeitliche Abstand zwischen Handel und
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Abbildung 10: Angebot und Nachfrage im reinen Kapazitatsmarkt

Energiemarkt Kapazitatsmarkt Effekte im simplen Kapazitdtsmodell
€/MWh 4 e/Mw-
Monat Nachfrage 1. Unelastische Nachfrage setzt Anreiz zur
52 Kapazitatszuriickhaltung, da samtliche
S1 Uberkapazititen iiber die Nachfrage

hinaus mit Null bepreist werden.

7N b

. Fehlende Verkniipfung der Erlése aus
Energie- und Kapazitdtsmarkt fiihrt zu
massiver Uberkompensation der
Erzeuger.
Pl k== Z =

S N\ S
> >
MW MW

Angebot Nachfrage S1= Uberangebot Nachfrage

\\\ Knappheitsrente

S2= Knappheitsangebot\\\ Knappheitsrente

Quelle: In Anlehnung an Chandley, 2008: 12.

Lieferung stellt zusétzlich eine hohe Markteintrittsbarriere fiir potenzielle Erzeuger
dar (Joskow, 2008).” Batlle & Rodilla (2010) sowie Cramton & Stoft (2005) sehen
die Kurzfristigkeit der Handelsperiode und unelastische Nachfrage als Hauptgrund
fiir die in der Praxis tatséichlich aufgetretenen grofen Preisschwankungen. Neben ho-
hen Preisen, welche durchaus aufgrund von Marktmachtausiibung entstanden sein
kénnten, gab es genauso Preisperioden mit niedrigen Preisen. Innerhalb des sehr
kurzen Handels- und Lieferzeitraums besitzen Kraftwerke keinerlei Opportunitéts-
moglichkeiten. Demnach ist eine Internalisierung der Investitionskosten schwierig.
Die Bereitstellungskosten der Kapazitéit eines bereits existierenden Kraftwerks im
Wetthewerbsfall liegen also bei Null.

Dies widerspricht jedoch der Kernidee einer stabilen Finanzierung durch die Be-

preisung der Leistungsbereitstellung, denn die Volationen erzeugen Marktunsicher-
heiten und bedeuten ein Investitionsrisiko. Moglich wére eine lange Phase niedriger
Kapazititspreise, wodurch eine Kostenunterdeckung entstiinde, die Investoren vom
Marktzutritt abhalten kénnte (Chandley, 2008: 12). Solche Risiken konnen zu ho-
heren Kosten in Form von Preisaufschldgen bzw. Risikopramien fiihren, welche wie-
derum iiber die Versorger an die Kunden weitergereicht wiirden und im Vergleich
zu risikodrmeren Modellen zu ineffizient hohen Strompreisen fiihren kénnten.
In einem Vergleich zwischen einem modellierten Spotmarkt fiir Energie und einem
fiir Kapazitéten kommt EPRI/Pier (2003) zu dem Ergebnis, dass die beiden Markte
den gleichen Fluktuationsverlauf aufweisen und die Erzeuger fiir Kapazitiat doppelt
kompensiert werden. Dies kann als Investitionsanreiz dienen, jedoch verhindert, wie
bereits erwiahnt, die Kurzfristigkeit des Marktes und die Dauer eines Kraftwerks-
neubaus eine zeitnahe und effiziente Reaktion. Auferdem ist fraglich, in welchem
Umfang die Uberkompensation zu mehr Kapazitit und somit hoherer Sicherheit
fiihrt, was die Gegenleistung fiir die hohen Zahlungen aus Sicht der Nachfrager dar-
stellen wiirde.

"Bei sehr geringer Anzahl von Teilnehmern oder sehr marktméchtigen Unternehmen kann sich
dieser Anreiz noch weiter verstérken.
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Hybrides Kapazititssystem

Anders als im vorherigen Modell versuchen Joskow und Tirole sowie Cramton und
Stoft eine ineffizient hohe Vergiitung der Versorger durch das Verbinden der Erlése
aus beiden Mérkten zu vermeiden. Ein Hybrid-Kapazitdtsmarkt verbindet den Ver-
kauf von Energie und Kapazitit, wobei die Art der Verbindung vielféltig sein kann.
Moglichkeiten der Einbindung eines Kapazitdtsmarktes in den Energiemarkt sind
unter anderem die hier vorgestellte Verrechnung der Gewinne aus beiden Mérkten
oder eine Call-Option als eine Art Preisobergrenze auf dem Energiemarkt.

Zunichst soll eine Verrechnung der Gewinne nach dem Modell von Joskow und
Tirole aufgezeigt werden (fiir das gesamte Modell vgl. Joskow & Tirole, 2007: 67-
82; Joskow, 2008: 167ff.). Da die Verkniipfung von Energie- und Kapazitatsmarkt
hauptsichlich {iber den Preismechanismus geschieht, wird darauf der Fokus gelegt.
Es wird ein Markt angenommen, auf dem der Nachfragezustand ¢ die Formen Off-
Peak (1) und Peak (2) annchmen kann, i=1,2. Diese beiden Zusténde treten mit
einer Wahrscheinlichkeit f; bzw. fy auf. Es gibt zwei verschiedene Kraftwerkstypen,
Grundlast und Spitzenlast. Erstgenanntes Kraftwerk produziert und liefert in bei-
den Zustinden Energie, wihrend das Spitzenlastkraftwerk nur im zweiten Zustand
nachgefragt wird. Das Grundlastkraftwerk hat Investitions- und Fixkosten [; und
variable Kosten c¢; und das Spitzenlastkraftwerk /5 und co. Die optimalen Preise p}
(Off-Peak) und p} (Peak), welche zur Deckung der Kosten fiithren, sind:

. I
p2:02+—2 (5)
2

pa{_glf;lerCl—fzx% (6)

Die Annahme, dass Spitzenlastkraftwerke nicht in Off-Peak-Phasen abgerufen wer-
den, ist darin begriindet, dass die Grenzkosten des giinstigsten Spitzenlastkraftwerks
stets oberhalb des héchsten Off-Peak-Preises liegen. Die Erldse fiir ein Grundlast-
kraftwerk wéren also:

Ei=pix fi+pyx fa=(fi+ fo) xa+ 1 (7)

Das Spitzenlastkraftwerk erzielt ebenfalls Erlése in Hohe seiner Kosten:

Ey=p; X fo=foxca+ 1y (8)

Bei Einfiihrung einer Preisobergrenze p™** ist die Konsequenz, dass die Knapp-
heitsrenten nicht mehr ausreichen, um die Kosten zu decken, p™** < p3. Somit
entsteht das Missing-Money-Problem. Ein Kapazititspreis sorgt fiir den Ausgleich
dieser durch den Preisdeckel entstandenen Kostenliicke:

pr = fox (p5 —p™*) (9)

Somit setzt sich der Gesamtpreis (in Geldeinheit/MWh) eines Spitzenlastkraft-
werks aus zwei Komponenten zusammen.
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ps = e 4+ 2K (10)
f

Um eine Uberkompensation der Erzeuger durch Teilnahme an beiden Mirkten zu
verhindern und Anreize fiir die Ausiibung von Marktmacht am Energiemarkt zu
dampfen, wird eine Verrechnung der Gewinne aus beiden Mérkten vorgeschlagen. Da
pr die Fixkosten eines Spitzenlastkraftwerks in Hohe der Differenz p5 — p™** decken
soll, wird ein Kraftwerk durch den Kapazitatsmarkt umso stiarker iiberkompensiert,
je mehr p™* — pi. Daher wird der erwartete Gewinn eines Spitzenlastkraftwerks
aus der Teilnahme am Energiemarkt, I?,, vom urspriinglich erzielten Kapazititspreis
subtrahiert und ergibt:

px = (c2+ 1) — R, (11)

Im Fall p™** = p; gilt px=0. Das heifst, der Kapazitdtsmarkt kann als eine Art
Aushilfsmarkt betrachtet werden, welcher ausschlieklich bei unzureichender Leis-
tungsfihigkeit des Energiemarktes in Erscheinung tritt (Joskow, 2008).

Der Bedarf an Kapazititen wird anhand der Spitzenho6chstlast, hier D, und der
tatséichlich verfiigharen Erzeugungskapazitit, hier GG, gemessen. Wenn (G;#D) einen
durch technische Kriterien, wie z.B. der Wahrscheinlichkeit eines einmaligen Ausfalls
eines Tages in zehn Jahren, gesetzten Wert, z.B. zwischen 15% und 20%, unterschrei-
tet, bedeutet dies eine Nachfrage nach neuer Erzeugungsleistung. Die Nachfrager
werden verpflichtet, geméf ihrem Anteil an der Last, Kapazitdten zu erwerben. Da-
fiir werden im Gegenzug die Erzeuger dazu verpflichtet, die im Kapazitdtsmarkt
abgesetzten MW auch tatsdchlich am Energie-Spotmarkt zu verkaufen. Verfehlt ein
Erzeuger seine Verpflichtung, so muss er eine Strafe zahlen, die hoher ist als der
Kapazitétspreis, sodass die Strategie der Unterlassung der Lieferung der durch den
Kapazitatsmarkt erforderlichen Energieliefermengen keine Option darstellt.

Es zeigt sich in diesem Modell, dass Kapazititszuriickhaltung auf dem Energiemarkt
wahrend einer Peakphase nicht mehr vorteilhaft ist, weil eine Verpflichtung zur Teil-
nahme am Energiemarkt herrscht. Erzeuger werden gezwungen ihre versprochene
Energie anzubieten, um somit einen Zuschlag zu erhalten und im Gegenzug der Ver-
tragsstrafe des Marktbetreibers oder der zustindigen Aufsichtsbehoérde zu entgehen.
Der zweite Aspekt betrifft die Marktmachtausiibung in Form eines Preisaufschlags
am Kapazitdtsmarkt, welchem durch einen Anstieg in der Wettbewerbsintensitét be-
gegnet werden soll. Die Verrechnung der Gewinne aus dem Energiemarkt mit dem
erzielten Kapazititspreis sorgt zusatzlich dafiir, dass der Anreiz der Marktmachtaus-
iibung auf dem Markt fiir Energie eleminiert bzw. stark abgeschwicht wird.

Hierzu ist jedoch erforderlich, dass der Erzeuger einerseits gezwungen wird, samtli-
che Kapazitidt am Kapazititsmarkt zu bieten und andererseits ein Vertriebsverbot
auf jede nicht in den Markt gebotene Kapazitdtsmenge bekommt. Ansonsten beste-
hen Mdéglichkeiten zur Arbitrage hinsichtlich der am Kapazitdatsmarkt zu bietenden
Menge und der im Energiemarkt tatsdchlich abgesetzten Menge. Also kdnnte es pas-
sieren, dass ein pivotaler Anbieter nur 50% seiner Kapazitit anbietet, dadurch py
kiinstlich in die Hohe treibt und dann seine volle mogliche Strommenge am Energie-
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markt verkauft. Da nur die Hilfte der Strommenge der Gewinnverrechnung unter-
liegt, bestiinde somit eine Arbitragemdglichkeit. Unterliegt die im Kapazitatsmarkt
nicht geldste Menge einer Sperre, fillt dieser Anreiz weg, sofern es sich um ein iso-
liertes Gebiet handelt, d.h. kein Aufenhandel mdglich ist.

Dabher sei es in dem Modell wichtig, dass die Anzahl der am Kapazitatsmarkt zu han-
delnden Mengen bzw. Kontrakte nicht von den Unternehmen selbst bestimmt werden
sollte (Joskow & Tirole, 2007). Die abgesetzte Menge sei daher weniger Objekt der
Kapazitiatszuriickhaltung. Jedoch ist dem entgegenzuhalten, dass eine Zuriickhal-
tung der Kapazitdten auch bei Verpflichtung zur vollen Teilnahme existieren kann.
Sollte nicht der ICAP, sondern der ACAP-Wert als Richtwert gewéhlt werden, konn-
te die Erhohung der Revisionen bzw. anderer kapazititssenkender Storfaktoren dazu
fiihren, dass der ACAP-Wert kiinstlich klein gehalten wird. Dieses Verhalten ist von
zwei Bedingungen abhiingig, der Wettbewerbsintensitit und der Uberpriifbarkeit
des angegebenen Wertes durch Regulierungsbehdrden oder auch Kapazitdtsmarkt-
betreiber (Batlle & Pérez-Arriaga, 2008). Ein hochkompetitiver Erzeugungsmarkt
konnte dazu fiihren, dass die von einem Unternehmen zuriickgehaltene Kapazitéts-
menge von anderen Unternehmen, speziell potenziellen Neueinsteigern, kompensiert
wird und somit keine Kapazitatspreiserhéhung durch Kapazitiatsknappheit entsteht.
Bestimmt eine Regulierungsbehorde den exakten ACAP-Wert, so kann selbst bei
geringer Wettbewerbsintensitdt Kapazitdtszuriickhaltung vermieden werden. Jedoch
ist davon abhéngig, inwieweit die linderspezifischen Auskunftspflichten eines Erzeu-
gers ausreichen, um diese Art des Misshrauchs zu verhindern.

Weiter ist fraglich, ob sdmtliche Erzeuger am Kapazitdtsmarkt bieten sollen, da das
Problem der Fixkostendeckung speziell die Spitzenlast erfasst und nicht die Grund-
und Mittellastkraftwerke. Der Grund fiir einen gruppenspezifischen Ausschluss konn-
te sein, dass die Grund- und Mittellastkraftwerke schon in den Off-Peak-Phasen
ausreichende Gewinne am Energiemarkt erzielen und somit durch einen Kapazi-
tatsmarkt iiberkompensiert wiirden. Eine Teilnahme sei jedoch dann gerechtfertigt,
wenn die erwarteten Gewinne aus dem Energiemarkt moglichst nah an die wah-
ren Energieerlose aus Peak- und Off-Peak-Phasen heranreichten. Bei einer noch zu
definierenden groflen Diskrepanz zwischen Erwartungswert und den ex-post errech-
neten wahren Werten fithre ein Kapazitdtsmarkt also zu einer (iiberméfig) hohen
Vergiitung der Kraftwerksbetreiber, d.h. der Verteilungseffekt ginge zu Lasten der
Verbraucher. Speziell Grundlast- und Mittellastkraftwerke kénnten davon profitie-
ren, da die Fehler bei der Schitzung zu groferen Ausschligen und somit groferen
Abweichungen zwischen Erwartungswert und Realwert fithren konnten. Joskow und
Tirole sehen eine mogliche Alternative darin, den Grundlast- und Mittellastkraft-
werken den Zugang zum Kapazitdtsmarkt unter Einschrdnkungen zu ermdglichen.
So konnte beispielsweise ein prozentualer Abschlag geméf der Rangfolge in der Merit
Order erfolgen, z.B. 100% x p;, fir Spitzenlastkraftwerke und 50% x p;, fiir Grund-
lastkraftwerke. Diese Abschlige sind jedoch willkiirlich und haben grofse Effekte auf
die Rentabilitdt von Grund- und Mittellastkraftwerken. Insgesamt iiberzeugt diese
mogliche Einteilung nicht, da es elegantere Methoden zur Vermeidung einer Uber-
kompensation gibt.
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So verweisen Joskow und Tirole (2007) darauf, dass, bei steigender Komplexi-
tat des Modells (mehr Umweltzustéinde, mehr Kraftwerkstypen), die Kombination
aus Preisobergrenze und Kapazitdtsmarkt immer weniger in der Lage sei, das opti-
male wettbewerbliche Gleichgewicht zu erreichen. Je mehr Umweltzustédnde, desto
flexiblere Preisdeckel miissten existieren, um die mit den jeweiligen Zustéinden und
Kraftwerkstypen verbundenen Einnahmen zu begrenzen. Da sich der Kapazitéts-
preismechanismus an dieser Preisobergrenze orientiert, wiirde py in seiner Héhe von
der Preisobergrenze abhiingen und damit ebenfalls eine Unter- und Uberkompensati-
on von Kraftwerken ermoglichen (Joskow & Tirole, 2007). Eine zusétzlicher willkiirli-
cher prozentualer Abschlag auf den Kapazititspreis wére bei optimaler Kombination
aus variabler Obergrenze und individuellem Kapazitatspreis hinfallig.

Das Modell von Joskow und Tirole liefert keinen Hinweis darauf, wer der ideale
Marktbetreiber sein kéonnte oder welche Kontraktart bzw. -dauer optimal sei. Zwar
adressiert das Modell durch die Gewinnverrechnung die Probleme der Ausiibung
von Marktmacht, eine Uberkompensation der Erzeuger und das Missing-Money-
Problem, jedoch ist die Wirksamkeit der Gewinnverrechnung stets abhédngig von
der Abschitzung des zu erwartenden Gewinns am Energiemarkt, z.B. bei der Wahl
des rollierenden Zeitfensters zur Schitzung des Erwartungswertes anhand histori-
scher Daten. Stark vom Erwartungswert abweichende Preisniveaus koénnen also eine
Uberkompensation der Erzeuger und somit eine iiber die Mafen hohe Belastung der
Nachfrager zur Folge haben. Somit erwirbt ein Versorger zwar eine Option auf Kapa-
zititen, dieser mangelt es allerdings an einem sicheren und direkten Ausiibungspreis.
Der Nachfrager ist also nicht vollkommen gegen Preisvolatilitit, speziell ausgelost
durch Marktmachtausiibung am Energiemarkt, abgesichert.

Eine alternative Kombination der Gewinnverrechnung mit einer Call-Option liefern
Cramton und Stoft (fiir das gesamte Modell vgl. Cramton & Stoft, 2005, 2006).
Zunichst werden die notwendigen Variablen kurz definiert und dann der Preisme-
chanismus vorgestellt. Da der Kapazitdtsmarkt speziell die Fixkosten abdeckt und
somit das Gebot mit den niedrigsten Fixkosten garantiert den Zuschlag erhilt, wird
ein Spitzenlastkraftwerk als Referenzwert angefiihrt.

Die variablen Kosten des Referenzmodells werden als VCp und die Fixkosten als
FCp definiert. Auf dem Energiemarkt bezeichnet SR die Knappheitsrente und N R
die Rente in Off-Peak-Phasen, wobei in Off-Peak-Phasen gilt, dass P < V' (), sei.

Die Preisobergrenze sei definiert als Pg,, und Pg sei der Ausiibungspreis einer
Call-Option, mit Pg = VCp. Auf dem Kapazitiatsmarkt sei C* die vom Betreiber
bzw. Planer errechnete optimale Hohe der Gesamtkapazitit und P;o der Kapazitéts-
markterlts, welcher gleichzeitig der Preis fiir die Call-Option ist. Die Energiemarkt-
erlose, die der Erzeuger bei Verkauf der iiber den Kapazitdtsmarkt versprochenen
Menge erzielt, sei SRgpare. Als Letztes wird das Verhéltnis von F'Cp zu SR, also
% bendtigt, welches als M bezeichnet wird und einen Multiplikator darstellt.

Die Einfithrung von Pc4p fithrt dazu, dass F'Cp nicht mehr iiber den Energiemarkt
gedeckt werden kann. Dies bedeutet fiir den Erzeuger, dass der notwendige zu er-
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zielende Preis nur iiber einen kiinstlich Aufschlag auf die Preisobergrenze erzeugt
werden kann:

P:P5+MX(PCGP—PS) (12)

Bei Aufsplittung der Erlése aus dem Energiemarkt in SR und NR folgt zunéchst
fiir einen Erzeuger:

Supplier Revenue = NR+ M x SR=NR+ SR+ (M —1) x SR (13)

Die Umformung dieser Gleichung resultiert daraus, dass eine neue Aufteilung erfolgt.
Der letzte Term der Erlose, (M — 1) x SR, soll nun in den Preismechanismus des
Kapazitatsmarktes eingefiigt werden, sodass N R+SR die gewohnten Energiemarkt-
erlose darstellt. Fin Erzeuger nimmt nun am Kapazitatsmarkt teil und erhilt eine
Zahlung Pj¢, z.B. 1.000.000 €, was auch gleichzeitig der Preis fiir die Call-Option
ist. Abhéngig von seinem Anteil an C* errechnet sich dann SRgpq... Letztgenannte
Variable stellt jene erzielte Knappheitsrente am Energiemarkt dar, die sich durch
den Verkauf der bereits iiber den Kapazitdatsmarkt versprochenen Mengen ergibt.

Bevor der Kapazititsmarktpreis vollstdndig ist, wird ein Leistungsfaktor mit ein-
bezogen. Hier wird der aus den Energieerlosen entnommene Term (M — 1) x SR
implementiert. Liefert ein Erzeuger tatsachlich mehr Energie als versprochen, SR >
S Rshare, S0 soll das belohnt und im umgekehrten Fall bestraft werden. Der vollstan-
dige Erlos aus dem Kapazititsmarkt wird in der folgenden Gleichung dargestellt:

Capacity Revenue = Pic — SRgpare + (M — 1)(SR — SRsphare) (14)

Der erste Teil Pro — S Rgpare zeigt wie bei Joskow und Tirole an, wie grof die Diffe-
renz zwischen Kapazitatsmarkterlosen und Energiemarkterlésen bei Einhaltung des
Versprechens ist. Da wie im Modell zuvor der Erzeuger nicht iiberkompensiert wer-
den soll, muss der Erzeuger dieses SR an die Nachfrager zuriickzahlen. Produziert
ein Erzeuger weniger als versprochen, SR < SRgpare, wird er durch den Multipli-
kator (M — 1) stiirker bestraft. Im Fall einer Uberproduktion ergibt sich also eine
verstarkte Belohnung. Produziert der Erzeuger jedoch exakt die Menge, die er ver-
sprochen hat, SR = SRspare, wird der letzte Term aus der Gleichung eliminiert.
Bei Einhaltung des Versprechens, SR = S Rgpare, ergibt sich fiir den Erzeuger somit
folgender Erlos:

Supplier Revenue = N R+ SRsnare + Prc — S Rsnare + (M — 1)(S Rshare — S Rshare)
— NR+ Prc (15)

Aufgrund der Tatsache, dass Erzeugung und Nachfrage sich stets entsprechen miis-
sen, gilt also, dass die Summe aller durch die Kraftwerke erzeugten Mengen exakt
der Summe der versprochenen Leistung entspricht. Leistet ein Kraftwerk weniger,
muss dies von einem anderen Kraftwerk ausgeglichen werden. Somit gilt jederzeit
Y>SR = > SRshare- »oince load must pay the sum of SR but receives as hedge
payments the sum of SRgpqre, the net revenue to load from scarcity rents minus
hedge payments is zero and load is completely unaffected by performance payments
and feels absolutely no effect from the high prices* (Cramton & Stoft, 2006).
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In diesem Modell, wie auch schon bei Joskow und Tirole, ist die Schiatzung mehre-
rer Variablen von enormer Bedeutung. So ist die Kalkulation von M kritisch, denn
dieser Faktor steigert die zusédtzlichen Einnahmen aus der {iber das versprochene
Niveau hinaus erzeugten Menge um ein Vielfaches. Soll M eine ex-ante berechnete
Variable sein, miissten die erwarteten Einnahmen als Schitzung dienen, z.B. glei-
tende Durchschnitte iiber fiinf Jahre.

Herrscht auf dem Erzeugermarkt Wettbewerb, fiihrt ein in Hohe der Grenzkosten
des Grenzkraftwerkes gesetzter Ausiibungspreis dazu, dass die Fixkostendeckung des
Grenzkraftwerks ausschlieflich durch den Kapazititspreis moglich ist. Ein Uberan-
gebot an Kapazitit kann jedoch dazu fiithren, dass der Kapazitatspreis stark sinkt
und womoglich nicht die Fixkosten abdecken kann. Niedrige Kapazitatspreise kon-
nen also von Investoren als Signal gedeutet werden, dass der Markt ausreichende
Kapazitdten besitzt, um die Spitzenlastnachfrage plus Reservemenge abzudecken,
also die Versorgung sicherstellt.

Batlle und Pérez-Arriaga (2008) sehen in dem Ausiibungspreis eine Moglichkeit die
Entwicklung des Kraftwerksparks zu beeinflussen. Je naher der Ausiibungspreis an
den variablen Kosten liegt, desto mehr wird das Risiko durch Preisschwankungen fiir
Verbraucher reduziert oder sogar komplett eliminiert. Genauso wie fiir den Faktor M
ist also die Referenz-Wahl entscheidend. Gébe es eine ganze Reihe von Ausiibungs-
preisen, wie zuvor von Joskow und Tirole im Fall der Preisobergrenze angeregt,
konnte mehr Flexibilitdt geschaffen werden. Ein fixer Ausiibungspreis muss eben-
falls auf ein solches Niveau begrenzt werden, dass weder Anreize fiir Grund- und
Mittellastkraftwerke verzerrt werden noch eine iiberméfkige Rente am Energiemarkt
erzielt wird. Ein Ausiibungspreis in Hohe der Grenzkosten eines Grundlastkraftwerks
kann kein Anreizmechanismus fiir Spitzenlastkraftwerke darstellen, da die variablen
Kosten jener wesentlich hoher als der Ausiibungspreis sind. Hierfiir miisste, um Ko-
stendeckung zu gewihrleisten, der vorher erzielte Kapazitdtspreis sehr hoch sein.
das zeigt, dass variable Ausiibungspreise auch variable Kapazitatspreise bendtigen.
Es konnte also verschieden handelbare Kontrakte fiir die jeweiligen Kraftwerkstypen
geben.

Ein Ausiibungspreis kann Marktmachtausiibung insofern verhindern, als dass Preis-
aufschlage und die Zuriickhaltung von Kapazitdten am Energiemarkt hinfallig wer-
den. Der Effekt der beiden Maknahmen, Gewinn durch hohere Preise, wird durch
den Ausiibungspreis, je nach Hohe, geddmpft oder eliminiert.

Auf dem Kapazitdtsmarkt konnen solche Anbieter auch Spitzenlastkraftwerke zu-
riickhalten, z.B. durch kiinstlich erhéhte Ausfallraten, und ein héherer Kapazitéts-
preis wird erzielt. Diese Einnahmen aus dem hoheren Kapazitdtspreis in Kombi-
nation mit den Energiemarkterldsen von N R konnen dazu fiihren, dass die daraus
resultierenden Mehreinnahmen eines Grundlastkraftwerks, die Einnahmen bei Nicht-
abschaltung des Spitzenlastkraftwerks iibersteigen.

Beziiglich der Organisation des Marktes favorisieren Cramton und Stoft eine lan-
ge Kontraktdauer bzw. Planungsphase (Cramton & Stoft, 2006). Die Kapazititen
sollen drei Jahre im Voraus mit einer Kontraktdauer von einem Jahr ausgeschrie-
ben werden. Um die Markteintrittsbarrieren fiir neue Kapazitiaten zu senken, sollen
neue Erzeugungseinheiten langerfristige Vertrége erhalten. Es werden dafiir vier Jah-
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re vorgeschlagen. Eine Begriindung fiir die Festlegung des Handelszeitpunktes bzw.
der Kontraktdauer wird nicht geliefert.Die fiir den Handel gewahlte Auktionsart ist
die Descending Clock (DCA).

Aus wettbewerblicher Sicht kann die Kombination aus Erzeugungspflicht und Ge-
winnverrechnung iiber einen Ausiibungspreis dazu fiihren, dass auf dem Energie-
markt die Moglichkeit der Kapazitatszuriickhaltung und des Preisaufschlags stark
eingeschriankt wird. Die Kalkulation der Faktoren M und Ps ist kritisch, da bei
Fehlkalkulation Ineffizienzen auftreten konnen. Insgesamt kann aber auch dieses Mo-
dell jene Probleme nicht 16sen, die es mit dem Energiemarkt gemeinsam hat. Diese
werden im folgenden Abschnitt thematisiert. Ein Vorteil des Systems ist nach Eh-
renmann und Smeers (2008), dass Risikoprdmien in den Investitionskosten niedriger
ausfallen konnen, da zumindest ein Teil der notwendigen Erlose {iber den Kapazi-
tatsmarkt gesichert ist.

Der Kapazitatsmarkt hat in der Theorie drei erhebliche Nachteile mit dem Energie-
markt gemein. Joskow und Tirole (2007) verweisen in ihrem Modell darauf, dass die
Anzahl der Teilnehmer (auf der horizontalen Ebene) den Aufschlag auf die Preise
beeinflusst. Bei einer geringen Anzahl von Anbietern ist also ein Preisaufschlag zu
erwarten, da z.B. im Extremfall eines monopolistischen Anbieters keinerlei Anreiz
besteht, das Kapazitdtsmarktgebot auf Fixkostenniveau abzugeben. Da eine Ver-
pflichtung zur Teilnahme am Kapazititsmarkt besteht, miissten die Versorger den
Preis stets akzeptieren. Das Problem eines monopolistischen Anbieters ist vor allem
dann ein realistisches Szenario, wenn der Kapazitdtsmarkt einem Market-Splitting
Modell entspricht, d.h. lokale Preisaufschlige aufgrund der Bildung von Engpass-
gebieten moglich sind. Wahrend also bei Betrachtung des gesamten Marktes die
Monopolisten-Annahme eher unwahrscheinlich ist, kann das Problem in kleineren
lokalen Teilméarkten auftreten.

Neben der horizontalen Konzentration ist auch die vertikale Integration ein wettbe-
werbsokonomisches Problem. ,,The weakest point of this approach, however, even if
the product were properly defined, is that it fails if the market structure is not suf-
ficiently competitive and the generation and distribution businesses not sufficiently
unbundled. Indeed, where the separation between one of the generators and the re-
gulated retailer - i.e., the distribution company- is imperfect, the latter might not be
sufficiently keen on buying at the best price” (Batlle & Pérez-Arriaga. 2008). Somit
kime im Falle eines hohen Grades an vertikaler Integration die Entflechtung der
Unternehmen als Losung in Frage, da so Marktverschluss oder das Ausnutzen der
durch die Integration geschaffenen Informationsasymmetrie beseitigt werden konnte
(Wolak, 2003).

Zuletzt wird insbesondere die Rolle des Marktbetreibers hervorgehoben. Ein unab-
héngiger Betreiber sollte den Markt fiihren, da sonst erneut Marktzutrittsbarrieren,
wie etwa Verweigerung der Teilnahme am Kapazitatsmarkt und Informationsvorteile
durch Weitergabe sensibler Daten an die eigenen Erzeugungs- und Vertriebstochter,
auftreten kénnen. Die ausgeschriebene Kapazitdtsmenge muss vorher vom Marktbe-
treiber bestimmt werden, was bedeutet, dass die dafiir notwendigen Informationen

25



von allen Teilnehmern, Erzeuger wie Verbraucher, eingeholt werden muss. Das um-
fasst Erzeugungs- und Verbrauchsprognosen wie auch Informationen iiber sensible
Geschiftsdaten und anstehende Kraftwerksbauten und -stilllegungen. Der Markt-
betreiber hat somit eine dhnliche Stellung inne wie der Ubertragungsnetzbetreiber
im Allgemeinen auf dem Strommarkt. Ein ISO wiirde demnach, wenn im jeweiligen
Land vorhanden, bei der Wahl des Marktbetreibers zum engeren Favoritenkreis ge-
horen.

Ein wichtiges und aus wettbewerbsdkonomischer Sicht positives Element ist die Mog-
lichkeit DR als gleichwertiges Aquivalent zu Kraftwerkskapazititen am Kapazitéts-
markt zuzulassen. In ihrer Eigenschaft als Erzeugungssubstitut kann dadurch die
Ausiibung der Marktmacht auf dem Kapazititsmarkt seitens der Erzeuger zumin-
dest abgeschwécht werden. Eine vollstindige Beseitigung der Marktmacht ist eher
nicht zu erwarten, da DR im Vergleich zu Kraftwerkskapazitdten nur in geringen
Mengen und meist auch nicht langer als einige Stunden verfiigbar ist. Wichtig fiir
eine Zunahme an DR kann jedoch Wettbewerb auf der Endkundenebene sein. Ver-
sorger konnten im Wettbewerb um die Endkunden ein Real-Time-Pricing-Angebot
fiir zuvor nichtleistungsgemessene Kunden einfiihren. Die direkte Bepreisung kénn-
te wiederum die Wahrnehmung und somit auch die Wechselbereitschaft erhdhen
und schnelle Kontraktwechselmoglichkeiten die Wechselkosten der Kunden senken
(Cramton, 2003).

Abschliefend ldsst sich festhalten, dass ein Kapazitidtsssystem in der Theorie in
der Lage ist, eine effiziente und sichere Versorgung zu gewéhrleisten. Bis zu einem
gewissen Grad kann auch die Gefahr von marktmissbrauchlichem Verhalten einge-
dammt werden. Voraussetzung dafiir ist allerdings, dass auf dem Kapazitits- wie
auch Energiemarkt eine niedrige Marktkonzentration sowohl vertikaler als auch ho-
rizontaler Art vorliegt. Wenn ein einzelnes Unternehmen oder auch einige wenige
die Ebenen der Wertschopfungskette dominieren, insbesondere auf der Erzeugungs-
ebene, miissen zusétzliche marktmachtdampfende Faktoren in den Kapazitatsmarkt
implementiert werden.

2.4 Zusammenfassung

Das Handelssystem fiir Strom unterscheidet sich von dem {iblicher Produktions-
und Konsumgiiter. Die Hauptgriinde fiir den Komplexitédtsgrad beim Handel von
erzeugtem Strom liegen im Konsumentenverhalten und den besonderen physikali-
schen Eigenschaften des Gutes. Die sich daraus ergebenden Anforderungen an die
Ausgestaltung des Handelssystems sind weitreichend, wie die theoretische Betrach-
tung zeigt.

In einem absolut effiezienten Handelssystem sind sich alle Nachfrager des kontem-
pordren Wertes bzw. der Kosten des Stromverbrauchs bewusst und reagieren fle-
xibel auf Knappheitssituationen. Die Zahlungsbereitschaft der Kunden wird {iber
den individuellen Value of Lost Load, also dem Wert der Vermeidung eines Aus-
falls der nichsten Kilowattstunde Strom, ausgedriickt. Dem sich daraus ergebenden
Gleichgewicht aus Angebot und Nachfrage sowie den technischen Anforderungen
entsprechend, ergibt sich ein solcher Erzeugungspark, welcher zu einer vollstindigen
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Deckung der Vollkosten fiihrt. Jede Nachfrage iiber dieses Kapazitatsniveau hinaus
wird nicht gedeckt und fiihrt zu gesellschaftlich akzeptierten Lastabschaltungen. Die
dafiir notwendigen Annahmen der Realbepreisung und Nachfrageelastizitit sind je-
doch in der Praxis bis heute nicht in ausreichendem Mafse realisierbar. Dies liegt vor
allem an der Tatsache, dass nicht alle Kundengruppen mit der dafiir notwendigen
technischen Ausriistung ausgestattet sind. Als Konsequenz aus der fehlenden Reali-
sierbarkeit dieses Modells erwachsen zwei weitere theoretische Marktdesigns, welche
die existierenden Probleme als gegeben annehmen und somit potentielle Second-
Best-Losungen im eigentlichen Sinn darstellen.

Im ersten Marktsystem, dem Energy-Only-Markt, wird versucht, die First-Best-
Losung moglichst ohne grofsere Markteingriffe zu erreichen. Das grundlegende Han-
delsprinzip des tatsichlich zu erzeugenden Stroms wird nicht veréndert, jedoch wird
eine kiinstliche Preisobergrenze eingefiihrt, welche sich an einem gewichteten Durch-
schnitt des Value of Lost Load orientieren soll. Es wird weiterhin der Fokus auf die
Anregung nachfrageseitiger Reaktion gelegt. Cramton und Stoft (2008) haben die
Nachteile eines Energy-Only-Marktes besonders an zwei Problemen festgemacht:
Investitionsrisiko und Marktmacht. Erstgenanntes Problem beschéftigt sich mit der
Bestimmung des VoLL, der zu geringen Anzahl der notwendigen Knappheitssitua-
tionen sowie den Preisobergrenzen unterhalb des VoLL. Alle drei Punkte zielen auf
das Missing-Money-Problem ab. Investitionen bleiben aus bzw. erfahren zu hohe
Aufschldge bei Risikopramien, da Spitzenlastkraftwerke nicht mehr ihre Fixkosten
decken konnen, was als Konsequenz die Versorgungssicherheit gefdhrdet.

Das ist der erste Ansatzpunkt des Mechanismus fiir Kapazitdtszahlungen. Priméres
Ziel ist das Erreichen eines bestimmten Kapazititsniveaus bzw. einer gewissen Reser-
ve Margin. Dieses Kapazitatsniveau wird genau dann vorgehalten, wenn die Hohe des
Kapazititspreises sich an den Vollkosten der Spitzenlastkraftwerke orientiert. Somit
orientiert sich die genaue Hohe des Kapazititspreises auch an diesen Kraftwerken. In
dieser Untersuchung werden drei theoretische Modelle fiir Kapazitdtsmechanismen
diskutiert, welche genau auf die Rekompensation abzielen.

1. Getrennter Handel von Kapazitdt und Energie
2. Kombination von Kapazitit und Energie geméaf Joskow und Tirole

3. Kombination von Kapazitit und Energie geméf Cramton und Stoft

Das erste Modell, welches auch in der Praxis schon gescheitert ist, weist drei
grofse Schwéchen auf. Die fehlende Gegenrechnung von iiberméfiigen Renditen aus
beiden Mérkten fiihrt zu einer doppelten Kompensation der Fixkosten eines Spit-
zenlastkraftwerks und fordert fiir dieses hohe Ma® an Uberkompensation keinerlei
Gegenleistung. Das Problem der missbriuchlichen Marktmachtausiibung wird durch
die fehlende Anbindung des Kapazititsmarktes an den Energiemarkt in keiner Wei-
se adressiert. Die zu kurzen Handelszeitraume (tédgliche oder monatliche Ausschrei-
bung) setzen keinerlei Anreize zur Erhohung des Wettbewerbs auf Erzeugungsebene
und besitzen eher den Charakter einer Markteintrittsbarriere.
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Die Modelle von Joskow und Tirole sowie Cramton und Stoft zielen beide auf eine
Vermeidung der Uberkompensation von Erzeugern ab und beseitigen durch Preis-
obergrenzen, Angebotspflicht und Strafzahlungen bei Nichteinhaltung eben jener
Pflicht die Anreize zur Ausiibung von Marktmacht auf dem Energiemarkt komplett
oder zumindest in erheblichem Mafe. Jedoch ist beiden Modellen ebenso gemein,
dass das Problem der potenziellen Ausiibung von Marktmacht nicht vollstandig eli-
miniert, sondern vom Energie- auf den Kapazitdtsmarkt transferiert wird. Zudem
setzen beide eine (administrative) Festlegung einer Reihe von marktlich essentiellen
Parametern voraus. Fehler bei der Bestimmung dieser Faktoren haben somit grofe
Auswirkungen auf das Teilnehmerverhalten und die Leistungsfihigkeit des Markt-
modells. Es ist jedoch zu konstatieren, dass ein Kapazitatssystem, abseits wettbe-
werblicher Defekte, theoretisch in der Lage ist, eine effiziente und sichere Versorgung
zu gewahrleisten.
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3 Umsetzung der Markte und internationale Erfah-
rung

Die Realisierung der theoretischen Ausgestaltungen von Strommérkten zeigt eine
groke Bandbreite auf, wobei innerhalb der Kontinente wie z.B. Amerika und Europa
eher ein Flickenteppich an Systemen existiert.® Die zahlreichen Varianten lassen
sich beispielsweise anhand des Grades staatlichen Eingriffs darstellen. Hierbei sind
die beiden extremen Pole somit nicht zwangslaufig Kapazitatsmérkte auf der einen
und Energy-Only-Mérkte auf der anderen Seite, sondern (staatliche) Monopole und
(nahezu) freie Energy-Only-Mirkte. Eine solche Einteilung soll aufzeigen, wie weit
die jeweiligen Systeme einem Markt zutrauen, eine ausreichende Versorgung sicher
zu stellen.

Abbildung 11: Marktdesign und der Grad staatlicher Eingriffe

Staatliches Monopol

100 %

Kapazitatszahlung + Energie-Pool
Kapazitatszahlung + Energiemarkt
Kapazitatsmarkt + Energie-Pool

Kapazitatsmarkt + Energiemarkt

Energie-Pool + Reservemechanismus

Grad des staatlichen Eingriffs

. Energiemarkt+ Reservemechanismus
und der Regulierung

Energy-Only-Pool

Energy-Only-Markt
=0 %

Quelle: Eigene Darstellung.

In diesem Kapitel sollen exemplarisch fiinf dieser méglichen Designs vorgestellt
werden, um die tatsdchliche Umsetzung der verschiedenen Konzepte darzustellen
und die bisherigen Erfahrungen mit den Systemen zu untersuchen. Die Auswahl
beinhaltet zwei Energy-Only-Systeme mit zusétzlichen Hilfsmechanismen (Reser-
vekapazitdt und VoLL-Preissetzung), einen Kapazitdtsmarkt, einen Energy-Only-
Markt mit Kapazitatszahlungen und einen Elektrizitdtsmarkt, welcher einen Wech-
sel zwischen diesen verschiedenen Marktsystemen bereits vollfithrt hat und aktuell
iiber einen erneuten Systemwechsel diskutiert.

e National Electricity Market in Australien (Energy-Only Pool mit einem VoLI-
Preissystem und Reservekapazitét)

e Nord Pool Schweden (Energy-Only-Markt mit Reservekapazitét)

8Fiir einen Uberblick iiber einige Marktvarianten siche Barrera et al., 2011; Gottstein &
Schwartz, 2010; Siifenbacher et al. 2010; Pfeifenberger et al., 2009; Sioshansi, 2008; Sioshansi
& Pfaffenberger, 2006; und CEER, 2006.
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e Grofbritannien (Systemwechsel von Energy-Pool mit Kapazititszahlung zu
Energy-Only-Markt)

e PJM, Vereinigte Staaten von Amerika (Kapazitdtsmarkt)
e Spanien (Kapazititszahlung)

Um eine Vergleichbarkeit der Systeme zu gewéhrleisten, wird folgendes Schema an-
gewendet. Die ersten beiden Punkte sollen dazu dienen, die Startbedingungen und
unterschiedlichen Auswirkungen des Spannungsverhiltnisses ,Privatwirtschaft vs.
Staat“ aufzuzeigen. Eine Aufteilung der Erzeugungsebene nach privaten und o6ffent-
lichen Unternehmen ist insofern wichtig, da sich speziell die Finanzierung neuer
Kraftwerksprojekte fiir beide Seiten unterschiedlich gestaltet. Wenn ein sehr grofier
Teil der Kraftwerke aus der Zeit vor der Liberalisierung erneuert bzw. ersetzt wer-
den muss, sollte sich zeigen, wie gut das ausgestaltete Marktsystem erzeugungssei-
tige Versorgungssicherheit gewihrleisten kann. Dies kann jedoch dadurch verzerrt
werden, dass 6ffentliche Unternehmen nicht den gleichen Finanzierungszwidngen un-
terliegen wie Private. Somit konnen Erstgenannte selbst in Zeiten unsicherer und
riskanter Marktsituationen neue Kraftwerke bauen bzw. finanzieren. Danach wird
das System beschrieben und anhand von Indikatoren wie dem Preisniveau, der Ver-
sorgungssicherheit und Kraftwerksparkentwicklung hinsichtlich seiner Funktionsfa-
higkeit bewertet.

e Beschreibung der Liberalisierungsphase

e Marktkonzentration und Privatisierungsgrad

Definition und Entwicklung des Marktsystems

Analyse des Kraftwerksparks, der Nachfrage und Grofhandelspreise

Einbindung der erneuerbaren Energien in das Marktsystem

Bewertung der Leistungsfihigkeit des Marktsystems
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3.1 National Electricity Market in Australien
3.1.1 Liberalisierung und Marktsystem

Ein sehr prominentes Beispiel fiir die Umsetzung des Energy-Only-Konzepts ist der
seit dem Jahr 1998 operierende National Electricity Market (NEM) in Australien.
Dieser setzt sich zusammen aus den Regionen Queensland (Qld), New South Wales
(NSW) und das Australian Capital Territory, Victoria (Vic), Siidaustralien (SA)
und, seit dem Jahr 2005, Tasmanien (Tas) (AEMO, 2010). Da in diesem Marktge-
biet des Landes die meisten Menschen leben, deckt der Strommarkt ca. 95 Prozent
der gesamten Konsumenten Australiens ab (Moran & Skinner, 2008: 389).

Ein Grund fiir die Liberalisierung des Marktes war die Uberzeugung, dass Privati-
sierung und Wettbewerb die Stromerzeugung und -versorgung effizienter gestalten
konnten. Der Liberalisierungsprozess lief jedoch nicht simultan in den fiinf Staa-
ten ab. Seinen Anfang nahm die Reform des Stromsektors im Staat Victoria, wo
neben den Effizienz- und Wettbewerbsgedanken auch die schwierige Haushaltslage
des Staates ein Grund fiir die Privatisierung war (Moran, 2008: 177f.). In kurzer
Abfolge zogen die iibrigen Staaten nach. Die Unterschiede im zeitlichen Ablauf des
Liberalisierungsprozesses und im Privatisierungsgrad zeigt Moran (2006; 2008) auf:?

e Vollstdndige Privatisierung im Staat Victoria mit fiinf grofen Erzeugern, drei
Versorgern, einem Ubertragungsnetzbetreiber und vier Verteilnetzbetreibern

e Vollstindige Privatisierung im Staat South Australia mit jeweils einem Ver-
sorger, Verteil- und Ubertragungsnetzbetreiber und drei Erzeugern

e In Queensland hat zwar eine vertikale Entflechtung stattgefunden, jedoch wa-
ren danach noch die beiden grofen Versorger, das Ubertragungsnetz und vier
von sechs grofen Erzeugern in staatlicher Hand

e Der vertikalen Entflechtung folgte in New South Wales nur eine geringfiigige
Privatisierung der Versorgungs- und Erzeugungsebene

e Tasmaniens Elektrizitdtssektor wurde vertikal entflochten, aber nicht privati-
siert

Wiéhrend es zwar direkt nach der ersten Liberalisierungsphase erneut zu verstirk-
ter Konzentration durch vertikale Integration kam (Moran & Skinner, 2008: 393),
erfolgte iiber die Jahre hinweg in jedem der Teilgebiete des NEM Markteintritt von
neuen, unabhingigen Erzeugern. Insgesamt hat sich allerdings das urspriingliche
Verhiltnis von privaten und offentlichen Unternehmen bis heute nicht wesentlich
verschoben, wie die folgende Tabelle zeigt.

Eine genauere Auflistung der Eigentumsverhéltnisse findet sich im Anhang.
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Tabelle 2: Marktanteile an der Erzeugung in 2010, Australien

Privat Qld NSW Vie  SA Tas
AGL Energy 7,6% 35%

Alinta 4% 19%

Arrow 4%

GEAC 20,6%

Infigen 4%

Infratil 4%
Intergen ™%

International Power 20,5% 21%

Origin Energy 9% 4% 10%
TRUenergy 22.8% 4%
Staatlich Qld NSW Vic  SA Tas
AETV 13,3%
CS Energy 23%

Eraring 18%

Delta 31%

Hydro Tas 86,7%
Macquarie 29%

Snowy Hydro 14%  20%

Stanwell 26%

Tarong 18%

Andere 9% 5%  85% 3%

Kapazitét, die {iber sogenannte Power Purchase Agreements fest durch Dritte kontrolliert wird, ist
der dritten Partei zugeordnet worden. Kapazitéten, die nicht dem zentralen Dispatch-Prozess des
Pools unterliegen, sind nicht beriicksichtigt. Quelle: AER 2010a: 24ff.

Victoria und South Australia weisen einen sehr hohen Privatisierungsgrad auf,
wahrend in New South Wales, Queensland und Tasmanien die Erzeugung weiterhin
iiberwiegend in 6ffentlicher Hand ist. In Queensland kommen die privaten Erzeuger
auf etwa 33% der Gesamtkapazititen, in New South Wales auf 10% und Tasmanien
weist weiterhin keine Privatisierung auf. In New South Wales wird sich voraussicht-
lich der Privatisierungsgrad erhohen, da die dem Konzept der virtuellen Kraftwerke
entsprechenden Erzeugungsrechte (FElectricity Trading Rights) in Héhe von etwa 10
GW an Kapazitét veraufkert werden sollen. Zudem stehen sieben (potenzielle) Kraft-
werksgeldnde zum Verkauf (AER, 2010: 23.).

Bei der Ausgestaltung des Marktes diente der Markt im United Kingdom (UK)
als Makstab. Den gesetzlichen und regulatorischen Rahmen bilden die sogenannten
National Electricity Law and Rules, welche 2005 den National Electricity Code er-
setzt haben. Vorschlige zur Anderung dieses Rahmens werden seit 2005 von der
Australian Energy Market Commission (AEMC), eine vom australischen Ministeri-
um fiir Energie eingerichtete, unabhéngige und nationale Institution, beaufsichtigt.
Die AEMC ist zustindig fiir den Prozessablauf bei Anderung der Marktregeln und
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fiir die Weiterentwicklung des Marktes. Die direkte regulatorische Kontrolle der Re-
geln obliegt dem Australian Energy Regulator (AER), welcher Teil der Australian
Competition and Consumer Commission ist. Damit bilden alle drei Institutionen
zusammen die komplette Aufsicht iiber den Strommarkt. In seiner konkreten Aus-
gestaltung besitzt der australische Energy-Only-Markt einige besondere Merkmale:!°

e Verpflichtung zur Gebotsabgabe fiir Erzeuger
e Freiwillige Teilnahme von abschaltbaren Lasten

e Spotmarkt mit Bietsystem in 5-Minuten-Intervallen mit Moglichkeit der Ge-
botsanpassung und Angabe von bis zu zehn Preisbindern

e Lokaler Referenzpreis in jedem Teilgebiet

e Preisobergrenze in Hohe des errechneten VoLL

e Notfallreserve falls erzeugerseitige Versorgungsunsicherheit besteht
e Preisregulierung auf Endversorgungsebene

Die Erzeuger miissen ihre Kapazititen einen Tag im Voraus in einen sogenannten
Pool bieten, betrieben durch den unabhéngigen Marktbetreiber Australian Energy
Market Operator (AEMO)!, an dem auch abschaltbare Lasten teilnehmen diirfen.
Hierbei konnen sie bis zu zehn Preise mit ihren dazu gehoérenden Mengen angeben.
Zwar kénnen die Preise nicht mehr gedndert werden, jedoch kénnen die Mengen zwi-
schen diesen Preisgeboten variabel bis wenige Minuten vor dem tatséchlichen Dis-
patch verschoben werden (Rebidding). Somit existiert faktisch die Moglichkeit einer
Preisdnderung, wenn auch nur in einem gewissen Rahmen. Der endgiiltige Spotpreis
wird fiir halbstiindige Intervalle gebildet und ist ein Durchschnitt der sechs Fiinf-
Minuten-Intervalle. Ergeben sich beispielsweise fiir ein halbstiindiges Intervall auf-
grund der abgegebenen Gebote folgende Spotpreise: 10,10,10,15,15,15 AU §/MWHh,
so ist der von den im Intervall erfolgreichen Erzeugern erzielte Spotpreis 12,5 AU
$/MWh (AEMO 2010). Zwecks Dampfung des durch fluktuierende Spotpreise ent-
stehenden Marktrisikos konnen Versorger und Erzeuger langfristige Hedgekontrakte
abschliefen, welche einen Ausiibungspreis enthalten.

Zwar besitzt der NEM kein offizielles Nodal-Pricing-System, bei dem sich in ein-
zelnen lokalen Gebieten, u.a. abhéngig von Netzkapazititen, unterschiedliche Preise
ergeben, jedoch ist es diesem sehr dhnlich. In jedem der fiinf Gebiete wird ein Re-
ferenzpreis gebildet, sodass bei Gesamtbetrachtung des NEM der Eindruck eines
nodalen Preissystems entsteht. Moran (2006) merkt an, dass es innerhalb Queens-
lands durchaus Regionen gibt, die durch Engpésse geprigt sind, was bei Betrachtung
der Referenzpreise nicht direkt zum Ausdruck kommt.

Die Grofhandelspreise, welche sich am Spotmarkt ergeben, sind jeweils zweifach

19Giehe AEMO, 2010; Moran & Skinner, 2008: 391; Moran, 2006: 186 fiir die Zusammenfassung,.
WAEMO hat am 01.Juli 2009 den bisherigen Betreiber National Energy Market Management
Company (NEMMCO) abgeldst, siche NEMMCO, 2011.
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nach oben und unten begrenzt. Das erste Grenzintervall, genannt Market Price Limit
(ehemals VoLL), soll dem VoLL entsprechen und liegt derzeit bei 12500 AUS$/MWh
und -1000 AUS/MWh (AEMC 2009a: 13). Wird ein kumulatives Preisniveau von
187.500 AU$/MWHh iiber eine rollende 7-Tage-Periode erreicht, greift das zweite
Grenzintervall, die sogenannte Administered Price Cap (APC), dessen Grenzen bei
+ 300 AU$/MWHh liegen (AEMC, 2009b: 3f.; AEMC, 2009¢; AEMC, 2007: 64fF.).
Das bedeutet, dass in einem Zeitraum von sieben Tagen alle Preise fiir halbstiindige
Intervalle aufsummiert, diesen Schwellenwert nicht {iberschreiten diirfen.

Per Definition ist der VoLL eng verbunden mit der in Relation zur Nachfrage nicht
gelieferten Strommenge (Unserved Energy, USE). Der Begriff USE bedeutet, dass
iiber die Zeit hinweg ein gewisser Prozentsatz x der Stromnachfrage nicht bedient
werden kann. Der kritische Schwellenwert ist somit eng verkniipft mit der Frage nach
dem Mak der Versorgungssicherheit und liegt bei 0,002% USE. Moran und Skinner
(2008: 403) verdeutlichen diesen Wert beispielhaft, in dem sie ihn iibersetzen in
den Ausfall von 10,5 Minuten Stromausfall im Jahr. Wird der USE-Schwellenwert
von 0,002% iiberschritten, so kann das fiir die Beobachtung der Versorgungssicher-
heit zusténdige Reliability Panel (Teil der AEMC) Empfehlungen zur Beseitigung
aussprechen. Dazu gehort auch, den VoLL anzuheben, um durch potenziell hohere
Strompreise zusétzliche Erzeugungskapazitit anzulocken (AEMC, 2007: 64-68). Dies
ist in der Tat der Grund fiir die Anhebung des VoLL von 5000 AU$/MWh (1998-
2002) auf 10000 AU$/MWh (2002-2010) bis zum Niveau von 12500 AU$/MWh
Mitte des Jahres 2010.

Da die Preisobergrenze in Hohe des VoLL dazu dienen soll, Anreiz zum Kapazi-
tdtsausbau bzw. -neubau zu liefern, wird damit auch direkt der Versorgungssicher-
heit Sorge getragen. Von Netziibertragungskapazititen abstrahiert ist das System
insofern abhéngig von ausreichenden Kapazititsreserven, als dass DR (noch) nicht
ausreichend in der Lage ist, per Lastabschaltung auf kritische Kapazititsengpésse zu
reagieren. Falls dennoch die durch den Pool gesteuerten Strommengen in den nichs-
ten zwei Jahren nicht ausreichen, kann der Marktbetreiber auf das Konzept des Re-
liablity and Emergency Reserve Trader (RERT) zuriickgreifen. Hierbei schreibt der
Marktbetreiber Mengen aus, welche fiir Notfélle vorgehalten werden sollen (AEMO
2010a). Diese werden dann vom Marktbetreiber in einer Hohe entlohnt, die iiber
dem Marktniveau liegt. Insgesamt sind etwa 850 MW im NEM-Gebiet vorzuhalten,
um das notwendige Minimum an Versorgungsniveau zu halten (Moran, 2006).

Als letzte Besonderheit ist die Regulierung der Endkonsumentenpreise zu nennen,
welche alle Staaten bis auf Victoria umfasst. Hierbei ist vor allem die Versorgung von
Haushaltskunden betroffen. Wahrend Wettbewerb auf dieser Ebene forciert wurde,
sind die Preise der Kleinkunden, also kleinere Unternehmen und Haushalte, durch
eine Preisobergrenze reguliert (Moran, 2006). Der regulierte Preis ist als ,Price to
beat“ zu verstehen. Diese Ebene wird jedoch aus der Betrachtung ausgenommen, da
sie nur bedingt eine Rolle bei der erzeugerseitigen Versorgungssicherheit spielt.'?

12Fi{ir eine genauere Diskussion der regulierten Endpreise siehe Simshauser, 2010b.
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3.1.2 Analyse der Marktdaten

Zunichst sei darauf hingewiesen, dass die Lesart der Zeitangaben nicht mit Europa
vergleichbar ist, da Australien in der siidlichen Hemisphére liegt und somit Winter
und Sommer vertauscht sind. Daher ist mit der Bezeichnung Summer 2008-2009 die
europaische Winterphase und somit das letzte Quartal 2008 und das erste Quartal
2009 gemeint.

In diesem Abschnitt soll die Auswirkung des Energy-Only Marktdesigns auf ein
von anderen Lindern isoliertes Elektrizitdtssystem gezeigt werden. Insbesondere die
Auswirkungen auf den Kraftwerkspark und die Versorgungssicherheit stehen hier-
bei im Fokus. Wie auch in anderen Industrie- und Schwellenldndern ist die gesamte
Stromnachfrage, und somit auch die Hohe der maximal gemessenen Nachfrage, in
Australien gestiegen (eine genauere Auflistung findet sich im Anhang). In den letz-
ten Jahren lag die gesamte Nachfrage bei etwas mehr als 205 TWh wihrend die
Spitzenlast je nach Saison (Winter/Sommer) zwischen 32 und 36 GW lag.

Abbildung 12: Entwicklung der Stromnachfrage in Australien
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Winter und Summer bezeichnen hier die Hochstlast in der jeweiligen Jahreszeit. Quelle: AER,
2011a.

Nach Gebieten aufgeschliisselt, zeigen sich sehr deutliche Unterschiede in der
Peak-Nachfrage, was Konsequenzen fiir die regionalen Kraftwerksparks hat. Der
hochste gemessene Peak in der australischen Sommerzeit 2010-2011 war in New
South Wales im Februar 2011 mit 14598 MW zu finden, wahrend im gleichen Zeit-
raum in Tasmanien der Maximalbedarf bei 1391 MW lag (AER, 2011a). Das zeigt,
dass in Tasmanien entweder wenige grofse Kraftwerke oder viele kleinere Kraftwer-
ke zur Versorgung ausreichen, wihrend in NSW auf mehr Kapazititen angewiesen
ist. Eine Betrachtung der Sommer- und Winterpeaks zeigt, dass seit der Sommer-
periode 2007/08 der Sommerpeak stets hoher liegt als in der Winterperiode. Liegen
beide Indizes in den Anfangsjahren der Liberalisierung relativ dicht zusammen, ist
die Differenz zwischen dem winterlichen und sommerlichen Peak in den letzten vier
Jahren stets iiber 1000 MW geblieben. Zuvor schwankte diese Differenz zwischen sehr
niedrigen Werten unter 500 MW und héheren Werten um die 1500 MW. Demnach
hat sich die Nachfrage nicht nur insgesamt erhoht, sondern ebenfalls in den letzten
drei Jahren verschoben. Liegen beide Indizes stets auf gleichem Niveau, kann der
Kraftwerkspark darauf besser reagieren, da die im Sommer aktiven Kapazitaten mit
hoher Wahrscheinlichkeit auch im Winter aktiv sind. Vergrofert sich diese Differenz
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zwischen den Jahreszeiten, bedeutet dies, dass einige Kraftwerke nur wiahrend einer
Jahreszeit Strom erzeugen und somit ihre Volllaststunden weitaus geringer sind, was
hohere Preise zur Folge haben kann.

Der installierte Kraftwerkspark im Sommer 2010/2011 14sst jedoch vermuten, dass
stets ausreichende Kapazititsreserven vorhanden waren, wobei diese von Region zu
Region schwanken, wie Tabelle 3 zeigt.

Tabelle 3: Installierte Kapazitdt und Peak-Nachfrage im Sommer 2010/2011, Au-
stralien

Jahr QLD NSW VIC SA Tas Total
Nachfrage 8809 14589 9585 3378 1484 34933
Kapazitit 13046 16398 10510 4279 2961 47194
Reservemenge in % 48 12,4 96 26,6 99,5 35,0

Quelle: AER, 2011a; AER, 2010: 24ff.

Vor allem fiir das Tas-Gebiet kann der Eindruck entstehen, dass ein Ubermaf an
Kapazitit existiert. Es ist jedoch zu beriicksichtigen, dass die Kapazitdat haupséchlich
aus einem grofien Wasserkraftwerk (2347 MW) besteht, was bei einem (Teil-) Ausfall
sehr schnell zu einem Engpass fiihren kann. Dies Versorgungssicherheit in Tas hangt
also mafigeblich von der Importkapazitit und der Verfiigharkeit eines Kraftwerks
ab. Die iibrigen Gebiete weisen zwar ebenfalls hohe Reservewerte auf, diese koénnen
allerdings vor allem in Victoria schnell durch wenige Kraftwerksausfille aufgezehrt
werden. Fiir das NEM-Gebiet gilt die gleiche Aussage wie fiir die meisten liberali-
sierten Lander, dass der Kraftwerkspark lange Zeit vom Bestand aus Monopolzeiten
zehren konnte. Insgesamt hat sich jedoch eine Anderung des Kraftwerkparks hin-
sichtlich der Technologie ergeben, wie Simshauser (2010a; 2008: 351ff.) zeigt.

Tabelle 4: Installierte Kapazitit nach Lastbereich, Australien

Jahr Baseload Intermediate Peak Total*
1997/98 24500 2100 6700 33300
2006,/07 26900 3200 8800 38900
2009 26700 5900 9900 43500

*Zu der Gesamtrechnung gehoren noch andere Erzeugungsquellen, die nicht zu diesen drei Kate-
gorien zdhlen. Quelle: Simshauser 2010a:70; 2008: 351ff.

Dies liegt unter anderem darin begriindet, dass sich auch die australische Regie-
rung, mit Hilfe des im Renewable Energy Act 2000 verankerten Zertifikatsystems,
Ziele zum Ausbau der erneuerbaren Energien gesetzt hat (Renewable Energy Tar-
get). So soll bis zum Jahr 2020 der Anteil erneuerbarer Energien auf 20% anwachsen
(AER, 2009: 56).'® Simshauser (2010a) schitzt den dafiir notwendigen Investitions-

3Dieses Projekt 16st das zuvor geltende 2% Mandated Renewable Energy-Program ab, siche
Simshauser, 2010b.
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aufwand auf 32 Mrd. AU$. Allerdings ist die Ausbreitung der erneuerbaren Energien
nicht so rasant gestiegen, wie es z.B. in Deutschland der Fall ist. Besonders deut-
lich wird die bisher geringfiigige Rolle bei Betrachtung des Deckungsanteils an der
maximal gemessenen Nachfrage. Wihrend in der Winterperiode 2010 am 29 Juni
im gesamten NEM eine Nachfrage von 32860 MW vorlag, trugen die erneuerbaren
Energien, exklusive Wasserkraft, 586 MW oder 1,7% zur Deckung bei. In den ein-
zelnen Regionen wurden in der gleichen Periode prozentuale Deckungsbeitrige von
1,1% in Queensland, 0,9% in New South Wales, 1,4% in Victoria, 0,4% in South
Australia und 5,6% in Tasmanien erreicht (AER 2011a). Noch deutlicher wird der
geringe Anteil, wenn an die Windkraft der Makstab einer 95%-igen Verfiigharkeit
gelegt wird. In den Stunden der obersten 10% an Héochstlast in den Winter- und
Sommerperioden konnte nur 1% der installierten Leistung fiir 95% der Zeit zur
Deckung der Last beitragen (AEMO, 2010: 133). Hinsichtlich des Erzeugungsarten
zeigt sich, dass Stein- und Braunkohle in Australien immer noch die gréfsten Anteile
an der Stromerzeugung haben, wie Abbildung 13 zeigt.

Abbildung 13: Kraftwerkspark in Australien 2007-2010
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Quelle: AER, 2010: 22; 2009: 56; 2008: 59; 2007: 65.
Im NEM-Gebiet ist seit der Liberalisierung eine relativ grofse Zahl neuer Kraft-
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werke gebaut worden bzw. in Planung. Somit kénnte zunéchst davon ausgegangen
werden, dass stets Anreize zum Neubau von Kraftwerken bestanden haben und auch
weiterhin bestehen. Jedoch ist hierbei aufgrund des immer noch hohen Anteils 6ffent-
licher Unternehmen auf der Erzeugungsebene eine genauere Analyse der Projekte
notwendig. Tabelle 5 zeigt die geplanten, im Bau befindlichen bzw. realisierten neuen
Kraftwerkskapazitaten seit der Liberalisierung an.

Tabelle 5: Neue Kraftwerksprojekte von 1997 bis 2016, Australien

Projekte 1997-2010 2011-2016
Anzahl Total

Privat (Anzahl) 27 41
Offentlich (Anzahl) 7 29
Totale Kapazitat in MW 10668 15026
Privat (in MW) 8160 8841
Offentlich (in MW) 2508 6185
davon Windkraft in MW 492 3803,5
Privat 492 3486.5
Offentlich - 357

Beriicksichtigt wurden nur Kraftwerke, die verpflichtend am Pool teilnehmen (Scheduled/Semi-
Scheduled). Kraftwerke sind im Bau befindlich oder besitzen zumindest ein Datum der geplanten
Inbetriebnahme. Bei Angabe von Zeitfenstern wird das letzte Datum gewahlt. Quelle: Simshauser,
2010a; AER, 2010: 39ff.; AER, 2009: 62ff.

Der Anteil der privaten Kraftwerksbetreiber wird zwar iiber die néchsten fiinf
Jahre zunehmen, jedoch ist die Anzahl der Projekte alleine nicht aussagekréftig.
Die offentlichen Unternehmen investieren zwar in nur wenige Projekte, dafiir aber
vor allem in grokere Kraftwerke, entweder durch Kohle oder Gas befeuert. Mit 47
neuen Anlagen sind mehr als die Hélfte der anstehenden Projekte Windkraftanla-
gen. Dies ist ein deutliches Zeichen dafiir, dass auch in Australien ein Umbau des
Kraftwerksparks stattfindet. Unterstiitzt wird dies durch den zweiten Trend, dem
ansteigenden Anteil von Gasturbinen an der Erzeugung. Diese konnten als Kompen-
sation fiir ausbleibende Stromerzeugung aus Windkraft dienen.

Eine historische Betrachtung der Versorgungssicherheit, also der tatséchliche Ver-
sorgungsausfall, zeigt, wie sich das Marktdesign unterstiitzt durch Kraftwerke aus
der Monopolphase bisher bewéhrt hat. Der regionale USE-Faktor betrigt im Zeit-
raum 2000-2010 genau drei Mal nicht 0,0000% und zwar 0,00005% in NWS (2004-
2005), 0,004% in Victoria (2008-2009) und 0,0032% in SA (2008-2009) (AEMC,
2010: 12f.). Ebenso wird das Notfallprogramm RERT wahrscheinlich ersetzt oder
obsolet, da das Programm nicht iiber 2013 hinaus verldngert werden soll (AEMC,
2011a: 10ff.). Es sei aufgrund kaum durch den Marktbetreiber geloster Kapazititen
nicht effektiv genug, um potenzielle Knappheit auszugleichen. Andererseits gab es
nicht genug kritische Situationen, die den Einsatz des RERT notwendig machten
(AEMC, 2009a: 36; Pfeifenberger et al., 2009: 28).
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Abbildung 14: Entwicklung des Kraftwerksparks 2010-2016, Australien
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Ein weiteres Element, welches besondere Anreize zur Versorgungssicherheit liefern
soll, ist die erste Preisobergrenze in Hohe des VoLL. Die von 2002 bis 2010 geltende
Obergrenze von 10000 AU$/MWh wurde auch in einigen Regionen erreicht, jedoch
stets in Zeiten der héchsten Peak-Stunden, was der Theorie entspricht. So wurde im
Jahr 2008 in New South Wales diese Grenze drei Mal erreicht, in Victoria zwei Mal im
Jahr 2009 und drei Mal im Jahr 2007 und in Tasmanien in 2007 an drei eng aneinan-
der liegenden Tagen zu insgesamt 18 Halbstunden. Zudem sind nicht nur die Anzahl
der VoLL-Stunden interessant, sondern auch die Menge jener Preisstunden, welche
ein gewisses Preisniveau iiberschreiten. In Tabelle 6 ist die Halbstundenanzahl ober-
halb eines Preises von 9000 AU$/MWh angegeben.'* Insbesondere in Tasmanien ist
die neue Grenze von 12500 AUS/MWh mit Werten um die 12400 AUS/MWh fast
erreicht worden. Hieran ldsst sich deutlich ablesen, dass es durchaus zu sehr hohen
Preisspitzen kommen kann, genau so, wie es die Marktausgestaltung bei Kapazitéts-
knappheit erfordert. Die Erklarungen fiir diese Preisspitzen sind zahlreich und lassen
sich in rein 6konomische und technische bzw. umweltbedingte Kategorien einteilen.
Bei Erstgenannter kann es zu simplen Preisaufschligen bzw. dem Einsatz extrem
teurer Spitzenlastkraftwerke aufgrund sehr hoher Nachfrage gekommen sein. Ein
Beispiel fiir die Komplexitit der Erklirung einer Preisspitze bietet der 16.01.2007
in Victoria (siche AER, 2011b fiir die einzelnen Berichte). In Victoria und South
Australia wurden extrem hohe Lastspitzen verzeichnet und es kam zu schnellen und
hohen Preisanstiegen in den 5-Minuten-Intervallen. Hierbei wurden u.a. Preisgebote
durch Mengenverschiebung zwischen den Preisbdndern vorgenommen oder die Ka-
pazitdten sofort zu hohen Preisen angeboten. Direkt nach den ersten hohen Geboten
sorgte ein Feuer fiir Importausfille aus anderen Regionen, sodass die Preise zwar
schwankten, aber immer noch hoch blieben. Kurze Zeit nach Ausbruch des Feuers

14Giehe Anhang fiir eine Preisanalyse gemif einer 5.000 AU$/MWh-Grenze.
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Tabelle 6: Anzahl der Stunden mit Preisen iiber 9.000 AU$/MWh, Australien

Jahr | NSW  QIld SA Tas Vic
2004 8 0 0 - 0
2005 2 0 8 0
2006 3 1 0 0 1
2007 4 0 0 0 4
2008 3 4 43 0 0
2009 4 0 37 7 7
2010 0 2 13 4 7

Quelle: AEMO, 2011a.

griff der Marktbetreiber in den Prozess ein und setzte den Preis kiinstlich auf 10.000
AU$/MWh hoch. Somit ist in diesen wenigen Stunden eine ganze Reihe von Begriin-
dungen fiir hohe Preisspitzen geliefert worden. Zwar untersucht der Regulierer AER
jeden Grund fiir Preise oberhalb der 5000 AU$/MWh -Grenze, jedoch ist dieser nicht
immer einwandfrei identifizierbar. In South Australia wurden im Mérz Kapazititen
deutlich oberhalb der iiblichen Preise geboten, und das fiir einen ldngeren Zeitraum.
Dies trifft insbesondere auf AGL zu, welches als einziges Unternehmen knapp 80%
seiner Kapazitiaten aus den Kraftwerken Torrens Island A und B sehr weit iiber
der 5000 AU$/MWh-Grenze bis an die Grenze des Preisdeckels bot. Diese beiden
Kraftwerke zusammen genommen bilden den gréfsten Block in South Australia und
haben somit signifikante Marktmacht. Thre Kapazitdten konnten vor allem aufgrund
von Storungen an den Grenzstellen nicht durch Konkurrenten unterboten werden.
Somit lasst sich vermuten, dass an dieser Stelle Marktmacht missbrauchlich ange-
wendet wurde, was dem generellen Vorwurf gegeniiber Energy-Only-Marktsystemen
entspricht. Die Unterscheidung zwischen tatsichlichen Engpédssen und Ausiibung
von Marktmacht ist auch hier nur schwer moglich. Dennoch soll in naher Zukunft
eine Preisobergrenze fiir marktméchtige Unternehmen eingefiihrt werden. Diese ist
abhingig von dem Verhiltnis zwischen Nachfrage und Erzeugung des potenziell
marktmichtigen Unternehmens. Wenn die Nachfrage auf ein Niveau steigt, bei dem
das betroffene Unternehmen aufgrund seines ausreichend groflen Kraftwerksportfo-
lios (nahezu) konkurrenzlos und notwendig fiir Lastdeckung ist, soll der Anbieter
dazu verpflichtet werden, die gesamte verfiighare Kapazitat zu einem Preis anzubie-
ten, der hochstens auf APC-Niveau steigt (AEMC, 2011b: 8ff.).

Insgesamt ldsst sich allerdings festhalten, dass das Preisniveau iiber sdmtliche Re-
gionen und Jahre hinweg nicht kontinuierlich angestiegen ist. Im Durchschnitt sind
die Preise im Zeitraum 1999 bis 2010 nur in New South Wales und Victoria leicht
angestiegen (22,68 auf 30,89 AU$/MWh bzw. 22,54 auf 34,44 AU$/MWh). In den
anderen Regionen ist der Preis insgesamt gesunken, wobei auch hier erwdhnt sei,
dass der Durchschnittspreis iiber die Jahre schwankt. Auch bei der Betrachtung der
einzelnen Perzentile ist kein Trend zu einer héheren Dichte der Preise zu erken-
nen. Das 99%-Perzentil, welches beim niedrigsten Preis beginnend 99% aller Preise
abdeckt, schwankt auch deutlich zwischen Werten um die 60 und 300 AU$/ MWh.
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Nur das Jahr 2007 stellt eine Ausnahme dar, denn in diesem Zeitraum traten unge-
wohnlich hohe Temperaturen und damit verbundene Nachfrageschocks auf, welche

in allen fiinf Regionen ihren Niederschlag fanden. Exemplarisch sei hier die Region
NSW in Tabelle 7 angefiihrt.®

Tabelle 7: Preis-Perzentile in AU$/MWh fiir New South Wales, Australien

Jahr | 1% 25% 50% 7% 90% 9%  99% ]
1999 | 8,82 152 1981 26,51 34,14 42,15 57,2 22,68
2000 | 9,39 16,77 27,21 38,99 58,49 69,67 112,53 35,63
2001 | 13,2 22,14 27,06 35,17 42,69 51,08 92,36 33,26
2002 | 11,44 20,6 26,11 34,94 44,55 5827 167,31 39,76
2003 | 8,92 15,73 17,51 21,61 2727 37,14 72,09 26,40
2004 | 12,28 18,43 25 33,42 43,72 65,52 22588 45,14
2005 | 12,63 17,48 20,76 26,34 35,63 43,27 107,58 35,83
2006 | 12 17,25 21,95 28,95 39,07 52,84 97,18 31,00
2007 | 15,45 28,53 42,99 62,77 96,02 141,07 315,15 67,07
2008 | 12,25 23,04 30,22 40,78 56,34 69,78 98,35 39,13
2009 | 11,82 21,81 24,3 31,63 42,75 59,93 157,55 43,91
2010 | 11,87 21,87 24,33 25,83 31,96 38,87 78,64 30,89

Eigene Berechnung, Quelle: AEMO, 2011a.

3.1.3 Bewertung

Simshauser sieht den australischen Energy-Only-Markt kritisch und merkt an, dass
der gesamte Kraftwerkspark von 1997,/1998 bis 2009 nicht optimal aufgestellt gewe-
sen ist. Demnach bestehe bis heute ein volkswirtschaftlich ineffizienter Kapazitits-
iiberschuss an Grundlastkraftwerken, welcher jedoch stetig abgenommen hat, und
im Gegenzug bis heute ein Unterschuss an Spitzenlastkraftwerken. Der von Sims-
hauser verwendete Optimierungsalgorithmus NEMESYS wird in Simshauser (2008)
erklart.

Tabelle 8: Ungleichgewicht im Kraftwerkspark in MW, Australien

Jahr Grundlast Mittellast Spitzenlast Gesamtungleichgewicht*
1997/98 +4100 +100 -1500 +2700
2006,/07 +2600 +800 -3700 -300
2009 +1700 +2300 -1700 +2400

*Das Gesamtungleichgewicht beinhaltet noch zusitzliche, nicht erwihnte Elemente.Quelle: Sims-
hauser 2010b; 2008:350fF.

'5Die {ibrigen Tabellen der Preisperzentil-Analysen befinden sich im Anhang.
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Zudem sei ein hypothetisches Spitzenlastkraftwerk seit der Liberalisierung nicht
in der Lage gewesen seine vollen Kosten zu decken, und die Preisobergrenze miisste
bis auf 24500 AU$/MWh ansteigen, um ausreichende Anreizsignale zu senden (Sims-
hauser 2010b; 2008). Insgesamt belduft sich das Defizit fiir den Zeitraum 1998/99-
2005/06 auf 6,7 Mio. AUS$ (Aufschliisselung der Kraftwerks- und Marktdaten in
Simshauser, 2008). Gegen das Ausbleiben solcher Preisspitzen konnen die Betreiber
von Spitzenlastkraftwerken auch Hedgekontrakte abschliefen. Simshauser verweist
darauf, dass eben jene Kontrakte iiber eine lingere Frist laufen miissten, um somit
potenzielle Kapitalgeber vom Bau eines solchen Kraftwerks zu iiberzeugen. Auf der
Gegenseite falle es jedoch den Versorgern bei immer stirkerem Wetthbewerbsgrad
schwerer, derart langfristige Kontrakte zu akzeptieren. Somit sei nur bei Einfiihrung
einer Kapazititszahlung ein ausgeglichener und optimaler Kraftwerkspark erzielbar.

Eine Unterversorgung bei Spitzenlastkraftwerken ldsst sich zumindest anhand der
Stand 2010 geplanten und bereits realisierten Kraftwerksprojekte nur bedingt besta-
tigen, da einige von ihnen GuD-Kraftwerke (Combined Cycle Gas Turbine, CCGT)
darstellen. Zudem zeigt sich bisher vielmehr der durch die Einfiihrung der Bepreisung
von C'O, und Forderung der erneuerbaren Energien ausgeloste Verschiebungseffekt
im Kraftwerkspark. Die Leistungsfiahigkeit des australischen Marktsystems ist inso-
fern schwierig zu beurteilen, als dass zwei Faktoren die Analyse erschweren. Erstens
erfolgt ein sehr grofer Teil der Erzeugung immer noch durch 6ffentliche Unterneh-
men, welche anderen 6konomischen Bedingungen (z.B. Kapitalverzinsung) unterlie-
gen. Da jedoch der Privatisierungsgrad zunimmt, sollte sich anhand des zukiinftigen
Kraftwerkszubaus genauer analysieren lassen, ob die durch den Energy-Only-Markt
ausgesendeten Anreizsignale, d.h. hohe und hoch frequentierte Preise, ausreichen.
Zweitens, der Kraftwerkspark besteht im gesamten NEM-Gebiet immer noch zu
groken Teilen aus Kraftwerken aus der Zeit vor der Liberalisierung, sodass der volle
Erneuerungszyklus der Kraftwerksparks noch nicht abgeschlossen ist.

Aufgrund des geplanten Ausbaus des Anteils der EE an der Erzeugung muss je-
doch eine andere Berechnung der tatsdchlich vorzuhaltenden Reservemenge vorge-
nommen werden. Es miissen nicht nur die iibliche Reservemenge zwischen 10-15%
der Nachfrage vorgehalten werden, sondern auch ein gewisser Prozentsatz, welcher
die Fluktuation bzw. den kompletten Ausfall des Windparks auffangen muss. Es ist
entscheidend, inwiefern die Berechnung des USE-Index die Fluktuation der Wind-
und Photovoltaik-Anlagen beriicksichtigt und somit das notwendige Niveau an Re-
servekapazitdten bestimmt wird. Das eigentliche Notfallprogramm fiir langfristige
Versorgungssicherheit endet mit dem Auslaufen von RERT. Im Marktdesign ist so-
mit kein expliziter Mechanismus zur Absicherung im absoluten Notfall mehr vorhan-
den. Der einzige Marktmechanismus bleibt daher die Ermoglichung von sehr hohen
Preisspitzen in Zeiten von Knappheit.

Die Flexibilitat bei der Gebotsdnderung ermdoglicht einerseits eine effiziente Anpas-
sung an grofsere Abweichungen von den Nachfrageprognosen und verringert somit
die Menge an vorzuhaltender Regelenergie. Andererseits bietet sich durch die Mog-
lichkeit der Mengeninderung, und somit faktischen Preisdnderung, auch die Chan-
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ce zu strategischem Verhalten. Es ergibt sich hierbei das klassische Problem von
Strommaérkten, ndmlich der Unterscheidung zwischen hohen Preisen aufgrund von
Knappheit und solchen aufgrund der missbrauchlichen Ausiibung von Marktmacht.
Dem steht jedoch auch die Tatsache gegeniiber, dass diese hohen Preise (iiber 5000
AUS$ /MWh) zwischen 1999 und 2010 in nur 422 von 940.141 Fillen aufgetreten
sind. Insgesamt ldsst sich ein Versagen des Systems nicht bestétigen.

3.2 Nord Pool, Schweden

Das schwedische Modell gleicht dem australischen darin, dass auch hier eine Ka-
pazititsreserve am Markt unzureichend geloste Kapazitaten ausgleichen soll. Statt
einem expliziten VoL L-Preissystem setzt dieses System auf die Interkonnektivitit
mit seinen benachbarten Mérkten. Schweden befindet sich in einem Verbundsystem,
Nord Pool genannt, mit seinen skandinavischen Nachbarn und Estland.

Dies beeintrachtigt zwar die Analyse eines einzelnen Landes dadurch, dass alle zum
Verbund gehérenden Lénder ohne Bestehen eines Engpasses zu einem einzigen Ge-
biet zusammengefasst werden. Dennoch zeigt sich, dass die Betrachtung im Kon-
text einer Uberpriifung des deutschen Marktsystems sinnvoll ist, da Deutschland als
Dreh- und Angelpunkt im européischen Stromsektor angesehen werden kann und
somit ebenfalls stark vom Gesamtverbund abhéngig ist.

Funktioniert das schwedische Energy-Only-System mit Reservesystem im Verbund,
so konnte ein solches System auch als Alternative fiir Deutschland gelten, gesetzt
den Fall, dass das bisherige deutsche System nicht ausreichend Kapazititen zur
Verfiigung stellt.

3.2.1 Liberalisierung und Marktsystem

Der schwedische Strommarkt wurde im Jahr 1996 liberalisiert und hat sich im Lauf
der Jahre mit seinen iibrigen Nachbarldndern, zuerst Norwegen (1996), dann Finn-
land (1998) und West- und Ostdénemark (1999 und 2000) zu Nord Pool zusam-
mengeschlossen (Amundsen et al., 2006). Innerhalb dieser Phase ist es allerdings
nicht zu grofsen Privatisierungen gekommen, wie Tabelle 9 zeigt. E.ON ist der grof-
te private Stromerzeuger in Schweden. Fortum (Finnland), Vattenfall (Schweden)
und Statkraft (Norwegen) sind staatliche Unternehmen. Somit sind auch hier die
Auswirkungen eines marktlichen Anreizsystems verzerrt.

Das Grundprinzip des schwedischen Marktes folgt dem eines Energy-Only-Systems.
Die Besonderheit des schwedischen Modells liegt in seinem engen Verbund mit den
Nachbarstaaten, welche ebenfalls einen Energy-Only-Markt als Handelssystem im-
plementiert haben. Betrachtet man Nord Pool als gesamte Region, so wird dieses
System als Market-Splitting betrachtet, wobei alle Teilmérkte die gleichen Han-
delssysteme aufweisen. Entsprechend den jeweiligen kontemporiren Engpassgebie-
ten werden Teilmérkte gebildet, die mit separaten Borsenpreisen schliefsen. Liegen
keine Engpasssituationen vor, ergibt sich ein einheitlicher Preis fiir alle Teilregionen
Nord Pools.
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Tabelle 9: Marktanteile an Erzeugung, Schweden

Vattenfall Fortum E.ON Statkraft Skelleftea Kraft Andere
1996 52,5%  18,7% 19,5% 1,6% 7,7%
1998 49,0%  18,9% 21,6% 1,7% 8,8%
2000 48,9%  19,6% 21,4% 2,0% 8,1%
2002 49,0%  171% 21,6% 2,4% 9,9%
2004 47.3%  16,1% 22,8% 21%  11,7%
2006 45.4%  19.3% 21,4% 0,9% 22%  10,8%
2007 44,4%  18,0% 22,0% 0,9% 2.3%  12,4%
2008 452%  19,1% 20,4% 0,9% 2.3%  12,1%
2009 43,9%  188% 16,1% 4.0% 24%  14,8%

Quelle Swedenenergy, 2010: 30.

Die Kernpunkte des schwedischen Marktsystems lassen sich wie folgt zusammen-
fassen:

e Schwedischer Energy-Only-Markt als Teilgebiet innerhalb Nord Pools
e Keine Verpflichtung zur Teilnahme an Strommérkten

e Vertrige werden entweder bilateral oder iiber die Borse abgewickelt
e Preisobergrenze auf Spotmarkt bei 2000 €/MWh

e Verpflichtung fiir Versorger zum Kauf von Erzeugung aus erneuerbaren Ener-
gien

e Reserve-Markt fiir Kraftwerkskapazititen
e Langfristige Finanzkontrakte als Hedge gegen Preisvolatilitéten

e Zahlung von Ein- und Ausspeisungsgebiihren durch Erzeuger und Versorger
an Netzbetreiber

Zur Forderung erneuerbarer Energien ist seit 2003 der Handel mit sogenannten
Green Certificates vorgeschrieben. Hierbei werden die Versorgungsunternehmen ge-
zwungen einen bestimmten Anteil ihrer Menge durch den Erwerb von Kapazititen
erneuerbarer Energien abzudecken. Bei Nichteinhaltung dieser Anteile werden Straf-
zahlungen fillig. Schon 2006 wurde das Ziel gesetzt bis 2017 die Erzeugungsleistung
durch erneuerbare Energien um 17 TWh zu steigern (Schwedische Umweltministeri-
um, 2006). Zumindest fiir das Jahr 2007 wurde dies Zielvorgabe mit einem Anstieg
um 12,5 TWh eingehalten (Swedish Energy Agency, 2008). Solch ein Eingriff in den
Marktprozess fiihrt zwar immer noch zu einer Zwangsintegration von erneuerba-
ren Energien, stellt allerdings aus wettbewerblicher Sicht einen weniger intensiven
Eingriff dar, als es z.B. in Deutschland der Fall ist. Ein Grund dafiir liegt in der
Tatsache, dass zwar eine gewisse Menge an erneuerbaren Energie gekauft werden

44



muss, jedoch die Anbieter der erneuerbaren Ressourcen im Wettbewerb miteinander
stehen und somit die effizienteren bzw. insgesamt giinstigeren Erzeugungsanlagen
haufiger ihre Zertifikate verdufsern konnen.

Eine weitere Systemkomponente betrifft den tatsdchlichen Standort eines Kraft-
werks. Der schwedische Netzbetreiber Svenska Kraftnit erhebt sowohl von Erzeu-
gern als auch von Nachfragern eine Netznutzungsgebiihr, die sich aus zwei Teilen
zusammensetzt. Zunichst wird die Capacity Charge erhoben, welche pauschal pro
kW /Jahr fiir Ein- und Ausspeisung gilt, siche Abbildung 15. Die Gebiihr verlauft
in ihrer Hohe linear entlang des geographischen Nord-Siid-Gefilles von Schweden
(Svenska Kraftniat, 2011). Im Norden ist es fiir Erzeuger teurer einzuspeisen als
im Siiden, da dort ein Lastiiberschuss vorliegt. Gegenteiliges gilt fiir die Nachfrage.
Der zweite Teil der Netznutzungsgebiihr betrifft die tatsichliche Menge an Strom,
die ein- und ausgespeist wird. Hierbei wird ebenfalls wieder unterschieden, ob dies
im siidlichen Lastiiberschussgebiet geschieht oder im Norden. Da die Gebiihren ab-
hdngig von den Last- bzw. Erzeugungsgebieten sind, variiert diese. Es ist fraglich,
inwieweit eine solche Gebiihr die Allokation von Kraftwerken und somit eventu-
ell auch das generelle Investitionsverhalten effizient steuert, da sie in ihrem Wesen
temporirer Natur ist.

Abbildung 15: Fixe Netzeinspeisegebiihr in Schweden

SEK 14/kw SEK 31/kw

Capacity Charge- Exit
Capacity Charge-
Entry

SEK 31/kw SEK 58/kw

Quelle: Svenska Kraftnét, 2011. Abbildung in Anlehnung an E.ON, 2011.

Es gibt im schwedischen Marktsystem keine zusétzlichen Anreize, wie etwa die
Heraufsetzung des Preises auf VoLL-Niveau in Engpasszeiten. Allerdings existiert
seit 2003 ein Aushilfssystem, sollte der Markt nicht in der Lage sein, ein Markt-
gleichgewicht zu erzeugen. Hierbei werden Kraftwerksreserven nicht fiir kurzfristi-
ge Schwankungen vorgehalten, wie etwa im Fall der Regelenergie. Jedoch ist das
Prinzip dem Vorhalten von Regelenergie dhnlich nur der Mafstab und die zeitli-
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che Dimension sind grofer. Es werden ganze Kraftwerke zuriickgehalten und diese
sollen solange inaktiv sein, wie simtliche Knappheitssituationen durch die bereits
vorhandenen Kraftwerke gelost werden konnen (Energy Market Inspectorate, 2010:
4411.). Erst, wenn der Markt nicht in der Lage ist, die notwendigen Kapazitéten auf-
zubringen, wird die Reserve eingesetzt. Das Notfallprogramm sollte im Jahr 2011
enden, jedoch soll an seiner Statt ein abgedndertes, mehr marktlicheres Programm
bis 2019/20 in Kraft treten (Energy Market Inspectorate, 2010: 44f.; NordReg, 2009:
9). Bisher muss der schwedische Netzbetreiber Svenska Kraftnét noch Reserven in
Hoéhe von 2000 MW ausschreiben. Die Kosten fiir die Reserven werden auf die Nach-
frage umgelegt, wobei im Bedarfsfall die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke wieder
einer Merit-Order entspricht.

3.2.2 Analyse der Marktdaten

Die schwedische Nachfrage ist nicht immer durch die heimische Produktion ausrei-
chend gedeckt worden, was teilweise grofe Importmengen notwendig machte. Der
Konsum ist insgesamt leicht angestiegen, wobei das Jahr 2009 womoglich aufgrund
der globalen Finanzkrise eine Besonderheit darstellt und somit im Vergleich zu den
iibrigen Jahren niedriger ausfillt.

Abbildung 16: Nachfrage und tatséchliche Produktion, Schweden
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Quelle: Nord Pool Spot, 2011.

Der schwedische Kraftwerkspark besteht hauptséichlich aus Wasser- und Kern-
kraftwerken, wobei erstere mit knapp 50% den groften Anteil an der Erzeugung aus-
machen. Ein Ausstieg aus der Kernenergie war zwar ebenfalls in den ersten Jahren
nach der Liberalisierung angedacht, jedoch wurde dieser Ausstieg wieder riickgén-
gig gemacht, was sich deutlich im Kraftwerksportfolio niederschldgt. Der Anteil von
Wasser und Atomenergie an der gesamten installierten Leistung ist zwar gesunken,
jedoch nur, weil Kraftwerke mit anderen Brennstoffen, insbesondere die fluktuieren-
den erneuerbaren Energien Wind und Solar, ausgebaut wurden. Hieraus entwickelt
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sich eine gewisse Abhéngigkeit von der Zuverldssigkeit der Wasserkraft. Diirrepe-
rioden koénnen kritische Situationen in der Versorgung erzeugen, was im néchsten
Teilabschnitt dargestellt wird.

Abbildung 17: Entwicklung des installierten Kraftwerksparks, Schweden
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Quelle: Platts 2011.

Die Besonderheiten des schwedischen Systems, Verbindung zu Nachbarstaaten

und hohe Abhéngigkeit von der Verldsslichkeit von Wasser- und Kernkraft, ha-
ben Blackouts nicht verhindern koénnen. In den Wintermonaten 2002/2003 und
2009/2010 musste die Notreserve aktiviert werden, da die Produktion in Schwe-
den massiv beeintriachtigt wurde. In beiden Fillen waren sowohl die Wassermengen
fiir die Wasserkraftwerke nicht ausreichend als auch unerwartet hohe Ausfille bei
Kernkraftwerken zu verzeichnen. Importe aus dem Nord Pool-Verbund hétten die
zu diesem Zeitpunkt sehr starke Nachfrage bedienen sollen. Da Norwegen einen sehr
dhnlichen Kraftwerkspark besitzt und dementsprechend in gleichem Mafse betroffen
war, fiel die Menge an moglichen Importen zu gering aus, woran auch Lander wie
Deutschland oder Polen nichts dndern konnten. Dies fiihrte zum Einsatz von Not-
fallreserven und einigen Blackouts in diesen Zeitrdumen.
Als Beispiel sei hier der Winterpeak im Januar 2010 aufgefiihrt, wo nur knapp 61%
der Kernkraft im Durchschnitt zu Verfiigung stand, einige iibrige konventionelle
Kraftwerke ausfielen und Wasserkraft diesen Effekt hitte auffangen sollen. Dies
fiihrte zu extrem knappen Wasserreserven, welche fiir spitere Zeitpunkte bendtigt
worden wéren. Zudem war der Winter sehr kalt, was die Stromnachfrage in die Ho-
he trieb. Dies fiihrte zum Einsatz von Notfallreserven im Nord Pool-Gebiet, wobei
Schweden den groften Anteil in Anspruch nahm.
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Tabelle 10: Aktivierte Notfallreserven am 8. Januar 2010, Schweden

Uhrzeit Schweden Nord Pool
7-8 Uhr | 143,1 MW 163,6 MW
8-9 Uhr | 1454 MW 190,8 MW
9-10 Uhr | 86,9 MW 122,2 MW

Quelle: NordReg, 2011: 21.

Zwar sind diese Blackouts das Produkt aus einem dreifach gestressten System
(sehr hohe Nachfrage, massiver Kraftwerksausfall, Importausfall), jedoch zeigt ein
Vergleich mit den Kapazititsreserven fiir die jeweils letzten und néachsten zwei Jahre,
dass ein Ausfall nicht unwahrscheinlich war, wie Tabelle 11 zeigt. Die Prognose fiir
die nichsten zwei Jahre weist einen Anstieg in den Reserven aus, was auf einen
leichten Anstieg der Erzeugungskapazititen zuriickzufiihren ist.

Tabelle 11: Prognose verfiigharer Reservekapazitit bei Spitzenlast, Schweden

Winterphase Verfiighare Kapazitdt  Nachfrage Reserve
Normaler Winter

2008,/09 28300 MW 27600 MW 2,5%
2009/10 29900 MW 27000 MW 10,7%
2010/11 29700 MW 27000 MW 10%
2011/12 30400 MW 27000 MW 12.,5%
2012/13 29900 MW 27000 MW 10,7%
Extreme Winterlast™

2008,/09 28300 MW 28700 MW -1,4%
2009/10 28800 MW 28500 MW 1%
2010/11 29700 MW 28500 MW 4.2%
2011/12 30400 MW 28500 MW 6,6%
2012/13 29900 MW 28600 MW 4.5%

* Tritt ein Mal in zehn Jahren auf. Quelle: Nordel, 2005; 2006; 2007; 2008; 20009.

Der prognostizierte Peakwert fiir einen sehr kalten Winter von 28500 MW wurde
in den Jahren 2009 (25123 MW) und 2010 (26800 MW) nicht erreicht, jedoch lag zu
dem Zeitpunkt die tatsichliche Produktion mit 23792 MW (2009) und 23344 MW
(2010) weit unter den prognostizierten Erzeugungskapazititen. Insgesamt zeigt sich,
dass der schwedische Strommarkt besonders sensibel auf Abweichungen auf wenige
Parameter reagiert, was sich an den starken Einbufen in der Reservekapazitit erken-
nen lisst. Vor allem die Verfiigbarkeit von Hydro- und Kernkraftwerken ist hierbei
entscheidend.

Die zuvor beschriebenen Stresssituationen haben sich dementsprechend auch in den
Borsenpreisen niedergeschlagen, welche im Jahr 2010 einige sehr hohe Ausschlige
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aufgewiesen haben. Insgesamt ist das Preisniveau in Schweden relativ moderat ange-
stiegen. Die globale Finanz- und Wirtschaftskrise ist moglicherweise der Grund fiir
den im Vergleich deutlich niedrigeren Durchschnittspreis von 37 €/MWh im Jahr
2009, was sich wahrscheinlich mit einer niedrigeren Industrieproduktion und somit
einem geringen Stromverbrauch erkldren ldsst. Hervorzuheben ist insbesondere das
Niveau der 99%-Perzentile, welche deutlich unter 200 €/MWh liegen. Ein fiktives
Spitzenlastkraftwerk mit variablen Kosten von 100 €/MWh wére im Zeitraum von
2008 bis 2011 (Mai) fiir maximal 404 Stunden in Schweden gerufen worden, wenn
es ausschliefslich am Spotmarkt teilgenommen hétte.

Tabelle 12: Preis-Perzentile in €/MWh, Schweden

Jahr 1%  25%  50% 75%  90%  95% 99% 1%}
2008 9,51 40,5 49,74 62,25 71,96 77,51 88,71 51,11
2009 | 16,96 33,26 36,3 39,06 42,88 46,36 59,465 37
2010 9,7 45,1 4943 58,51 80,74 94,46 156,15 56,81
2011* | 37,32 559 61,41 65,96 69,97 7791 89,84 61,35

Eigene Berechnung,*bis Ende Mai 2011, Quelle: Nord Pool Spot 2011a.

3.2.3 Bewertung

Die Bewertung des schwedischen Energy-Only-Marktes mit Notreservesystem inner-
halb eines grofen internationalen Stromnetzverbundes féllt nicht eindeutig aus. In
Hinblick auf die Reserve-Margin weist das schwedische Marktsystem niedrige Werte
auf. Dies lasst sich jedoch teilweise damit begriinden, dass eine héhere Reservemen-
ge, z.B. 15%, in einem Stromverbund wie Nord Pool nicht notwendig ist.

In nur wenigen Féllen ist das Notfallreservesystem aktiviert worden, was darauf
hindeutet konnte, dass die Kraftwerksausfille derart massiver Natur waren, dass
kein Marktsystem dies hitte verhindern kénnen. Dennoch ist die Verlangerung des
Notreserveprogramms als Teil des Energy-Only-Systems einerseits ein Anzeichen
dafiir, dass einem gewoOhnlichen Energy-Only-System ohne spezielle Anreizmecha-
nismen wie etwa dem VoLL-Preislevel nicht zugetraut wird, kritische Situationen zu
vermeiden. Andererseits ist eine Ergdnzung des Marktsystems durch einen iibergrei-
fenden Kapazitatszahlungsmechanismus noch nicht in naher Zukunft als Alternative
vorgesehen und somit musste fiir Notfallsituationen vorgesorgt werden.

Der Verbund der skandinavischen Regulierungsbehorden (NordReg) hat darauf hin-
gewiesen, dass das bisherige Reserve-Notfallsystem einen Eingriff in den marktlichen
Mechanismus darstellt und solche Eingriffe minimaler Natur sein sollten (NordReg,
2009: 15). In einer Studie fiir den Verbund fiir skandinavische Kooperation (Nordic
Council of Ministers) wurde ebenfalls darauf hingewiesen, dass diese Notfallreserve
nicht marktlicher Natur ist und nicht ausreiche, um auch in der Zukunft ausreichend
Kapazitit zu attrahieren. Es wird vorgeschlagen, neben dem bisherigen Energy-
Only-Markt einen Markt fiir Kapazititen einzufiithren. Auf diesem soll sowohl die
kurzfristige Regelenergie als auch die langfristige Reservekapazitiat gehandelt werden
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(NordReg, 2009: 11). Die, zumindest kurzfristige, Hauptaufgabe liege jedoch in der
Harmonisierung der Programme zur Notfallreserve innerhalb Nord Pools.

Es ldsst sich festhalten, dass der administrative Grad des Eingriffs zwar niedriger ist
als im australischen NEM-Gebiet, jedoch existieren weniger spezielle Investitionsan-
reize. In Schweden wird die Versorgungssicherheit besonders durch den Netzverbund
mit den skandinavischen Nachbarn hergestellt, was sich bei verstarktem Ausbau der
Interkonnektoren in einer immer geringeren nationalen Kapazititsreserve nieder-
schlagen sollte. Zwar ist der Verbundvorteil in der Tat vorhanden und notwendig
geworden, jedoch hat dies nicht immer rollierende Blackouts verhindern kénnen.
Die fehlenden Anreize kénnten sich vor allem in den Kraftwerksneubauten nieder-
schlagen. Wie in Abbildung 17 gezeigt, sind in der Tat nur geringfiigige Neubauten
von konventionellen Kraftwerken zu verzeichnen. Somit ist das Marktsystem entwe-
der nicht in der Lage mehr konventionelle Kraftwerke zu attrahieren, was ein Nachteil
dieses Systems wire, oder aber das bisherige Niveau ist bereits ausreichend. Sollte es
das Ziel von Nord Pool sein, seine Reserve-Margin bei ca 5% zu halten, so wire dies
eher positiv bei der Bewertung des Marktsystems. Insgesamt kann der generelle Vor-
wurf der Funktionsuntiichtigkeit gegeniiber Energy-Only-Mirkten weder bestatigt
noch grundsatzlich widerlegt werden. Gegen das Energy-Only-System spricht, dass
eine strategische Kapazitiatsreserve eingefiihrt wurde, die nichts anderes ist, als ein
sehr selektives Kapazititszahlungssystem. Andererseits wurde diese Reserve nur sel-
ten benotigt, sodass das der Energy-Only-Markt insgesamt funktionsfihig gewesen
zu sein scheint.

3.3 Grofsbritannien

Grofsbritannien bietet insofern ein interessantes Beispiel, als dort seit Beginn der Li-
beralisierung des Strommarktes im Jahr 1990 bereits zwei unterschiedliche Markt-
systeme existiert haben. Mit einem Elektrizitdtspool mit Kapazitdtszahlungen ei-
nerseits sowie einem Energy-Only-Markt auf Basis bilateraler Vertrige andererseits,
handelt es sich dabei sogar um zwei gegensétzliche Formen der Ausgestaltung. Des
Weiteren nahm Groftbritannien in der Liberalisierung eine Vorreiterrolle ein und
diente vielen weiteren Staaten als Vorbild.

3.3.1 Liberalisierung und Marktsystem

Die Liberalisierung des britischen Strommarktes begann im Méarz 1990 mit der Re-
strukturierung der bis dahin existierenden FElectricity Supply Industry, einem ver-
tikal integrierten staatlichen Monopol, bei dem das Central Electricity Generation
Board (CEGB) Eigentiimer der gesamten Erzeugungs- und Ubertragungsinfrastruk-
tur in England und Wales'® war und den erzeugten Strom an die zwolf sogenannten
Area Electricity Boards verkauft hat, deren Aufgabe wiederum die Distribution und
Elektrizitdtsversorgung der Endkunden war. Mit dem Ziel den Wettbewerb auf den
Strommaérkten zu férdern, wurden bei der Restrukturierung insbesondere folgende

16Schottland trat erst im Jahr 2005 dem britischen Elektrizitéitsmarkt bei, der bis dahin lediglich
England und Wales beinhaltete.
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Punkte forciert: die Entflechtung von Erzeugungs- und Ubertragungsebene, das Auf-
brechen der Erzeugung in unterschiedliche Unternehmen sowie die Schaffung eines
Grofshandelsmarktes (Newbery, 2006).

Zu diesem Zweck wurde das CEGB in einen Ubertragungsnetzbetreiber, die Na-
tional Grid Company (NGC), sowie drei Erzeuger - National Power, PowerGen und
Nuclear Electric - geteilt. Die Unabhingigkeit der Ubertragungsebene von der Erzeu-
gungsebene wurde gewdhrleistet, indem den zwolf unabhangigen Regional Electricity
Companies (RECs), hervorgegangen aus den Area FElectricity Boards, die Eigentii-
merschaft an der NGC erteilt wurde. Im Dezember 1990 wurden die RECs in einem
weiteren Schritt privatisiert und fiinf Jahre spéter ebenfalls die NGC, herbeigefiihrt
durch einen Borsengang (Newbery, 2006). Auf Ebene der Erzeuger blieb Nuclear
Electric, der Betreiber der Kernkraftwerke, in staatlichem Besitz, da davon ausge-
gangen wurde, dass eine Privatisierung zu teuer sei. Allerdings sind die modernen
Kernkraftwerke im Jahr 1996 als British Energy an die Borse gegangen. Die beiden
weiteren Erzeugerfirmen, unter denen die verbleibenden Kapazititen konventionel-
ler Kraftwerke - etwa 80% der gesamten Erzeugungskapazititen - aufgeteilt wurden,
wurden im Mérz 1991 zu jeweils 60% an die Offentlichkeit verkauft. Thren Abschluss
fand die Privatisierung von PowerGen und National Power im Jahr 1995 mit dem
Verkauf der letzten 40%, die noch in Staatsbesitz verbliecben waren. Obwohl das
eigentliche Ziel die Schaffung von mehr Wettbewerb vorsah, wurden lediglich zwei
Erzeugerfirmen gegriindet, mit dem Gedanken auf diese Weise ein Gegengewicht
zu Nuclear Power bilden zu konnen. So erhielt National Power 60% der konventio-
nellen Kraftwerkskapazitiaten, was in etwa 50% der Gesamtkapazitit oder 30 GW
entsprach, und PowerGen 40%, bzw. 30% der Gesamtkapazitit oder 20 GW (Evans
& Green 2005; Newbery 2006). Auferdem sollten die Entflechtungsmafnahmen da-
zu beitragen den Markteintritt neuer Erzeuger hervorzurufen, da so ein diskrimi-
nierungsfreier Zugang zu den Transportnetzen gewéhrleistet werden sollte (Green,
1999). So zeigten beispielsweise die RECs Interesse daran, in eigene Erzeugungska-
pazititen zu investieren, sodass es ihnen erlaubt maximal 15% der Gesamtnachfrage
in ihrer Region selber zu erzeugen. Insgesamt wurden noch im ersten Jahr der Li-
beralisierung Kontrakte iiber 2,5 GW neuer Kapazitiaten geschlossen und bis zum
Jahr 1993 Vertrige fiir neue Gasturbinenkraftwerke "CCGT’) mit einer Gesamtlei-
stung von 5 GW. Infolgedessen fiel auch der Anteil an CCGTs, die sich im Besitz
der beiden Marktfiihrer, Power(GGen und National Power, befanden. Dariiber hinaus
liefs sich eine Entwicklung hin zu vertikaler Integration von Erzeugung und Ver-
sorgung erkennen. PowerGen und National Power verdufserten jeweils 4 GW ihrer
Erzeugungskapazitdten um im Gegenzug die Freigabe zu erhalten die Stromversorger
East Midlands Electricity bzw. Midlands Electric zu kaufen. Insgesamt wechselten
bis zum Jahr 2004 anndhernd 8 GW an Erzeugungskapazititen ihren Besitzer, wobei
der Grofsteil an vertikal integrierte Unternehmen ging (Newbery, 2006).

Die grokte Anderung der Liberalisierung bildete jedoch die Schaffung eines Grof-
handelsmarktes in Form eines verpflichtenden Auktionsspotmarktes, dem FElectricity
Pool (Pool) (Roques et al., 2005). Dabei hatten die Erzeuger sich mit Unterzeichnung
des Pooling & Settlement Agreement dazu verpflichtet, ihre Erzeugungskapazitéiten
in den Pool zu bieten, anhand dessen der Systembetreiber dann im Zusammenhang
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mit der vorhergesagten Nachfrage einen zentralen Dispatch vornehmen konnte. Die-
ses Marktsystem wurde vor allem gewéhlt, um dem Wunsch der Reformer nach einem
Beibehalt des Merit-Order-Systems nachzukommen (Green, 1999). Auf diese Wei-
se wurden nur die giinstigsten Kraftwerke gewéhlt, wobei das letzte Kraftwerk den
halbstiindlichen System Marginal Price (SMP) bestimmte, den jedes gerufene Kraft-
werk pro produzierter Einheit bekam, unabhéngig von seinem urspriinglichen Gebot.
Allerdings wurde zahlreiche Kritik an diesem Marktsystem geiibt, die im Marz 2001
zu einer Reform des Marktsystems fithrte. Seitdem sind in Groftbritannien die New
FElectricity Trading Arrangements (NETA), bzw. seit dem Beitritt Schottlands im
Jahr 2005 die British Electricity Trading € Transmission Arrangements (BETTA),
implementiert (Giulietti et al., 2010).

Wie bereits anfianglich erwdhnt, gab es in Grokbritannien bereits zwei unterschied-
liche Marktsysteme. Der Energy Pool mit Kapazititszahlungen, der im Zuge der
Liberalisierung eingefiihrt wurde, hatte bis Marz 2001 Bestand, wurde dann aber
vom derzeitigen System NETA abgeltst. Dartiber hinaus konkretisieren sich derzeit
die Pléne fiir eine dritte Reform des Marktes, die auch wieder die Mdglichkeit einer
Kapazititszahlung beinhalten soll.

Die Regeln des Electricity Pools waren im Pooling and Settlement Agreement
(PSA) festgelegt, wobei es sich um eine multilaterale vertragliche Vereinbarung han-
delte, die sowohl von der Erzeuger- als auch von der Versorgerseite unterzeichnet
worden war. Aus diesem Grund lag die Verwaltung auch in den Hénden der einzel-
nen Mitglieder (Green, 1999). Trotz der rechtlichen Verpflichtung am Pool teilzu-
nehmen, wurde ein Grofteil des Stromgrofhandels - zwischen 80% und 90% - bereits
in beidseitigen Differenzgeschiften (two-way CfDs) gegen die hohe Preisvolatilitét
im Pool abgesichert. Allerdings war es dennoch der Poolpreis, der den marginalen
Erzeugungsanreiz bestimmte (Evans & Green, 2005; Green, 1999). Bestimmt wurde
der Poolpreis in einer Letztpreisauktion, in der auch die Merit-Order und somit die
zu rufenden Kraftwerke festgelegt wurden. Zu diesem Zweck boten die Kraftwerks-
betreiber ihre jeweiligen Kapazitdten bis 10 Uhr morgens des Vortags in den Pool
und erhielten neben der Dispatch-Order auch die entsprechenden halbstiindlichen
Preise fiir den Folgetag. Dies geschah bis 17 Uhr, wobei sowohl der Dispatch anhand
der Merit-Order als auch die Grofthandelspreise von der NGC in ihrer Eigenschaft
als Ubertragungsnetzbetreiber zentral festgelegt wurden (Newbery, 2006). Somit gab
es einen einzigen Poolpreis, den sogenannten Pool Purchase Price (PPP), den alle
gerufenen Kraftwerke fiir ihre Erzeugnisse erhielten. Dieser setze sich zusammen aus
dem System Marginal Price (SMP) und einer Kapazitatszahlung. Dabei sollte der
SMP den kurzfristigen Grenzkosten der Erzeugung entsprechen, wihrend die Kapazi-
tatszahlung die Wahrscheinlichkeit eines Stromausfalls bzw. einer Stromabschaltung
multipliziert mit den damit einhergehenden erwarteten Kosten widerspiegeln sollte
und sich wie folgt berechnete:

LOLP x (VoLL — SMP) (16)

Das Maf zur Unterbrechungswahrscheinlichkeit aufgrund von Erzeugungsdefizi-
ten wurde mittels eines Computerprogramms errechnet und richtete sich nach den
erwarteten anstelle der tatsidchlichen Kosten. Dies hatte zum Ziel die entstehenden

52



Kapazitdtskosten zu glatten. Der VoLL wiederum wurde von der Regierung fest-
gelegt (Green, 1999). Im Jahr seiner Implementierung 1990 wurde der Wert auf
£2000/MWh festgesetzt und jahrlich um den Einzelhandelspreisindex erhéht, so-
dass dieser im Jahr 2000 letztlich bei £2816/MWh lag. Ahnlich wie in Australien
diente der VoLL als Preisobergrenze, bis zu welcher Hohe nachfrageseitige Gebote
akzeptiert wurden (Roques et al., 2005). Eine Besonderheit der britischen Kapazi-
tatszahlung war die Tatsache, dass diese an alle fiir verfiighar erklarten Kraftwerke
gezahlt wurde, unabhéngig davon, ob diese im Endeffekt auch gerufen wurden oder
nicht. Lediglich die gerufenen Kraftwerke erhielten den einheitlichen PPP in Héhe
von (Green, 1999):

(1— LOLP) * SMP + LOLP % VoLL (17)

Somit bildete die Kapazitdtszahlung einen expliziten Teil des Marktpreises. Die
Kéufer, die ihren Strom aus dem Pool bezogen, hatten den Pool Selling Price (PSP)
zu zahlen, welcher ebenso wie der PPP fiir alle Bezieher gleich war. Der PSP setzte
sich zusammen aus dem PPP und einer sogenannten Uplift Charge. Diese deckte Ko-
sten, welche aufgrund von Planabweichungen, wie sie beispielsweise bei Prognosefeh-
lern, Kraftwerksausfillen oder Ubertragungsengpissen im Netz entstehen konnen,
oder dem Kauf von Nebendienstleistungen (ancillary services), wie beispielsweise
Reserveenergie, anfielen. Zudem wurden die Kapazitdtszahlungen an jene Kraftwer-
ke, die nicht fiir die Erzeugung eingeplant waren aber dennoch Kapazititen zur
Verfiigung stellten, mit Hilfe der Uplift Charge finanziert und somit auf die Ener-
gieversorger umgelegt (Evans & Green, 2005). Allgemein lasst sich sagen, dass es
gelungen war mit der Einfiihrung des Energy Pools einen Grofhandelsmarkt fiir
Strom zu schaffen, der sowohl als Warenterminborse den Referenzpreis setzte als
auch die Funktion eines Regelenergiemarktes einnahm. Dennoch gab es eine Anzahl
an Griinden, die letzten Endes zur Abschaffung des FElectricity Pools zu Gunsten
eines Energy-Only-Marktes auf Basis bilateraler Vertrige fiihrten.

Die fiir zu hoch erachteten Strompreise, und damit einhergehend auch die Grofthan-
delspreise, wurden nicht zuletzt der Art und Weise der Ausgestaltung des Electricity
Pools zugeschrieben und fiihrten so zu der Reform des Systems. Dariiber hinaus gab
es Anreize einer Kapazitatszuriickhaltung seitens der Erzeuger. So konnte es durch-
aus profitabler sein einen Teil der Kapazitiaten als nicht verfiighbar zu erkldren und
diese erst am néchsten Tag als wieder verfiigbar zu melden, um auf diese Weise einen
hoheren Preis zu erzielen (Newbery, 2006). Auch wurde die Ein-Preis-Regel als in ei-
nem unzureichendem Mafe kostenorientiert (Giulietti et al., 2010) dem Missbrauch
von Marktmacht forderlich angesehen. Erzeuger, die iiber ein breites Portfolio un-
terschiedlicher Kraftwerke verfiigten, hatten die Moglichkeit den Grofteil ihrer Ka-
pazititen zu auberst geringen Preisen in den Markt zu bieten, um sicher zu stellen,
dass diese auch gerufen wurden, und gleichzeitig iiber die verbleibenden Kraftwerken
einen moglichst hohen Marktpreis zu erzielen (Evans & Green, 2005). Diese Mog-
lichkeit als 'Trittbrettfahrer’ von den hohen Grenzkosten des letzten Kraftwerks zu
profitieren, sollte im neuen Marktdesign unter NETA verhindert werden. Stattdes-
sen sollen die bilateral verhandelten Vertrige den Erzeugern die Mdoglichkeit geben
ebenfalls ihre Fixkosten mit einzupreisen.
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Ein weiterer Kritikpunkt betraf den Einheitspreis in Zusammenhang mit der Tat-
sache, dass die Preise in tdglich wiederholten Auktionen gebildet wurden. Da es
sich dabei um ein sehr transparentes System handelte, war die Mdglichkeit zu still-
schweigender Kollusion durchaus gegeben. In der Tat existieren mehrere Studien,
die von Preisabsprachen im Zeitraum von 1998 bis Mitte 1999 ausgehen (Newbe-
ry, 2006). Begiinstigt wurde ein solches Verhalten zudem noch durch die Tatsache,
dass der Netzbetreiber NGC dieselbe Software, GOAL, fiir den Dispatch verwende-
te, wie das frithere CEGB. Dies hatte wiederum zur Folge, dass die Erzeugerfirmen,
die aus dem CEGB hervorgegangen waren, iiber Kopien dieser Software verfiigten
und anhand dessen ihre Umséitze optimierten anstatt ihre wahren Parameter zu
bieten (Newbery, 2006). Dariiber hinaus waren die abgegebenen Gebote insofern
nicht verbindlich, als dass es keinerlei Moglichkeit gab diejenigen Erzeuger, die ihre
Zusagen nicht erfiillten, fiir ihre Abweichungen zu bestrafen (Green, 1999). Zum
anderen wurde die Art und Weise der Berechnung der Kapazititszahlungsparame-
ter, LOLP und VoLL, stark kritisiert, da diese mit hoher Wahrscheinlichkeit {iber-
bzw. unterschiitzt worden waren.'” Inwieweit sich diese beiden Effekte jedoch wie-
der gegenseitig aufhoben, blieb fraglich. Es lag vielmehr die Vermutung nahe, dass
der eintretende Effekt politisch gewiinscht und daher bewusst strategisch so gewéhlt
war, um Markteintritte zu erleichtern und so den Wettbewerb zu stérken. Denn eine
iiberschétzte Ausfallwahrscheinlichkeit in Kombination mit einem relativ geringen
VoL fithrt zu einem konstanteren, wenn auch in ihren Einzelzahlungen niedrigeren
Strom an Kapazititszahlungen. Dies wiederum fiihrt zu risikodrmeren und somit
zu leichteren Kraftwerksinvestitionen, da die Investoren sich nicht auf héhere, aber
dafiir auch wesentlich seltenere, Kapazitidtszahlungen verlassen miissen (Roques et
al., 2005). Dennoch befanden sich die Kapazititszahlungen in den letzten Jahren
des Pools, trotz ausreichend verfiigbarer Erzeugungskapazititen, auf einem sehr ho-
hen Niveau. Mit Abschaffung der Kapazitidtszahlungen war auch eine Reduktion
der Grofthandelspreise erkennbar, da diese einen direkten Einfluss auf den Preis hat-
ten (Evans & Green, 2005). Auch wurde das Fehlen nachfrageseitiger Einfliisse auf
den Preis beméngelt. Die Pline fiir die Erzeugung wurden anhand von Nachfra-
geprognosen durch die NGC erstellt, wobei es ausdriicklich verboten war jegliche
mogliche nachfrageseitige Reaktion auf einen Preisanstieg zu beriicksichtigen. Seit
dem Jahr 1993 gab es jedoch fiir einige wenige Groftkunden die Moglichkeit in jahrli-
chen Tenderauktionen sogenannte demand reduction blocks zu bieten. Diese mussten
mindestens je 3 MW umfassen und fiihrten zu einem Lastabwurf des entsprechen-
den Kunden, sobald der SMP das eigene Gebot iiberstieg. Dabei wurden jedoch nur
Gebote angenommen, bei denen die Kosten zur Bereitstellung der Lastreduktion
unterhalb des VoLL lagen (Green, 1999; Newbery, 2006). Ein letztes Argument fiir
eine Abschaffung des Pools betraf die Verwaltungsstruktur, die es nahezu unmdéglich
machte, die Bestimmungen zu &ndern. Da es sich bei dem Pool lediglich um einen
Vertrag handelte, der von den Stromkonzernen unterschrieben werden musste, und

17 Angesichts hoher Reservemargen in den spéten 1990er Jahren, die auf eine ausreichende Menge
an verfiigbaren Erzeugungskapazitéten schliefen lieken, erschienen (Newbery, 1998) die LOLP-
Berechnungen als zu hoch. Demgegeniiber erschienen die VoLL-Zahlen als zu gering (Patrick &
Wolak, 2001).
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nicht um eine Organisation, war es den Verlierern einer moglichen Anderung meist
moglich die Entscheidung iiber eine Reform so lange zu verzogern, bis die originére
Frist fiir eine Einigung langst tiberschritten war (Green, 1999).

Mit Inkrafttreten von NETA am 27. Mérz 2001 wurde auch der bis zu diesem Zeit-
punkt existierende Electricity Pool abgeschafft und das PSA verlor seine Giiltigkeit.
NETA umfasste zunéchst lediglich England und Wales, erfuhr jedoch am 1. April
2005 eine geographische Expansion in dem die Grenzkuppelstellen zu Schottland,
und somit auch das schottische Netz, in das Ubertragungsnetz, das sich unter der
Systemfiihrerschaft der NGC befand, integriert wurden. NETA wurde daraufhin um-
benannt in BETTA und ganz Grofbritannien als ein gemeinsamer Markt behandelt
(Newbery, 2006). Die rechtliche Grundlage des neuen Marktsystems bildet der so-
genannte Balancing and Settlement Code, welcher den PSA ersetzt. Dieser gewahrt
dem Regulierer, Ofgem, mehr Einflussmoglichkeiten und erleichtert so das Vorneh-
men von Anderungen. Allgemein ist NETA /BETTA so organisiert, dass der Grofteil
des Handels iiber bilaterale Vertrige zwischen den Erzeugern und Versorgern statt-
findet (98%), was im Endeffekt einer diskriminierenden Preisauktion gleichkommt.
Zudem existiert ein sogenannter Balancing Mechanism (BM), in dem kurzfristige
Angebots- und Nachfrageungleichgewichte ausgeglichen werden. Dies ist der einzig
zentral geregelte Teil des Marktes, in welchem 2% des gesamten Stromhandels geté-
tigt werden (Ofgem, 2002; Evans & Green, 2005). Ein weiteres Merkmal des briti-
schen Strommarktes ist die Tatsache, dass es sich dabei um einen Energy-Only Markt
handelt, in dem keine Kapazititszahlungen geleistet werden. Damit die Kraftwerks-
betreiber dennoch die Moglichkeit haben neben ihren reinen Erzeugungskosten auch
die Kosten der Kapazitiatsvorhaltung zu decken, wurde von einer Einheitspreisauk-
tion auf einen dezentralen, bilateralen Handel umgestellt. Die Idee, die sich dahinter
verbirgt, sieht vor, dass somit jeder Anbieter individuell seine Stromerzeugnisse zu
einem Preis anbietet, der ausreichend ist um sémtliche seiner Kosten zu decken (Ne-
wbery, 2006). Es galt dariiber hinaus als vorteilhafter als das Merit-Order-Prinzip.

Da es sich bei NETA/BETTA um ein System handelt welches auf dem individu-
ellen Dispatch der einzelnen Erzeuger basiert, wurde zudem der BM eingefiihrt, um
es dem Systembetreiber zu ermdglichen die Netzstabilitdt zu gewéhrleisten. So sind
sowohl die Erzeuger als auch die Nachfrager dazu verpflichtet beim Systembetreiber,
Elexon, die Mengen anzugeben, die sie vertraglich zugesichert haben, zu liefern bzw.
zu beziehen. Diese sogenannten Final Physical Notifications (FNPs) sind mit Han-
delsschluss des bilateralen Handels, der seit Juli 2002 bei einer Stunde vor Echtzeit
liegt!8, dem Systembetreiber mitzuteilen. Erzeuger, die ,Jong“ sind, kénnen diese
Ubererzeugnisse in den BM bieten. Somit haben Erzeuger, deren gemessene Erzeug-
nisse unter ihrer vertraglich zugesicherten Leistung liegen, wiederum die Moglichkeit,
um die Uberschiisse der anderen zu bieten. Die Aufgabe des Systembetreibers ist es,
anhand der eingegangenen Gebote den System Sell Price (SSP) sowie den System
Buy Price (SBP) zu bestimmen und die nétige Menge an fehlendem Strom zum
Systemausgleich einzukaufen. Wahrend es sich bei dem SBP um den gewichteten
Durchschnitt aller akzeptierten Kaufangebote handelt, wird der SSP als gewichteter

18Bis zu diesem Zeitpunkt lag der Handelsschluss bei dreieinhalb Stunden vor Echtzeit.
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Durchschnitt aller akzeptierten Gebote aus den Uberschiissen gebildet. Dabei ist der
SSP der Preis, den alle Erzeuger fiir ihren iiberzéhligen Strom erhalten, wihrend die-
jenigen mit einem Erzeugungsdefizit diesen zum SBP von Elexon kaufen. Es bleibt
zu beachten, dass der SBP im Durchschnitt iiber dem SSP liegt und somit eine Art
Bestrafungsmechanismus fiir Untererzeugung bildet. Dies wiederum setzt Anreize
eher einen Uberschuss zu produzieren, um einem Zukauf in Hohe des teureren und
doch sehr volatilen SBP zu entgehen (Evans & Green, 2005; Newbery, 2006)."

Aktuell ist die dritte Reform des Marktsystems im Gespriach. Aufgrund der An-
nahme, dass in den néchsten Jahren etwa 20 GW an veralteten Kraftwerken vom
Netzen gehen werden, die sehr wahrscheinlich zu einem Mangel an ausreichender
Erzeugungskapazitit fiilhren wird, steigt auch das Risiko einer Haufung von Strom-
ausfillen fiir den Zeitraum 2013-2016 (Pfeifenberger et al., 2009). Um auch zukiinftig
die Versorgungssicherheit gewéhrleisten zu konnen, ist auch die Wiedereinfiihrung

einer Kapazitdtszahlung angedacht, welche Investitionsanreize fiir den Neubau von
Kraftwerke geben soll (DECC, 2010b).

3.3.2 Analyse der Marktdaten

Da es in Grofbritannien bereits zwei unterschiedliche Arten der Ausgestaltung des
Strommarktes gab, werden im Folgenden gewisse Merkmale wie beispielsweise die
Entwicklung der Preise, die Verdnderung des Kraftwerksparks iiber die Zeit und
insbesondere das Mafs zur Bestimmung des Grades der Versorgungssicherheit gegen-
iibergestellt.

Tabelle 13: Vergleich installierte Kapazitiat und Peaknachfrage, UK

Jahr 2005/06 2006/07 2007/08 2008/09 2009/10
Peaknachfrage 60,3 61,3 60,7 59,2 59,1
installierte Kapazitét 77,4 76,3 78,4 79,9 83,6
Reservemarge in % 28,4 24,5 29,2 35,0 41,5

Eigene Berechnung, Quelle: Ofgem National Report, 2007; 2008; 2009; 2010.

Tabelle 13 zeigt die jahrliche Peaknachfrage und installierte Kapazitat der ver-
gangenen sechs Jahre. In diesem Zeitraum ist die jahrliche H6chstlast relativ kon-
stant bei 61 GW geblieben, bevor sie ab 2008 gesunken und im Winter 2009/2010
mit 59,1 GW gemessen worden ist. Im Zusammenhang mit einer gleichzeitigen steti-
gen Zunahme der Erzeugungskapazititen wirkte sich dies auch zusehends positiv auf
die Versorgungssicherheit aus. Dessen Maf, die Reservemenge, stieg im betrachteten
Zeitraum um mehr als zehn Prozentpunkte. In den vergangenen 5 Jahren verfehlte
sie das von NGC angestrebte Reserveziel von 20% nie und liegt seit dem Winter
2007/2008 mit knapp 30% deutlich dariiber (Ofgem National Report, 2007; 2008;
2009; 2010).

YInnerhalb der ersten 18 Monate lag der SBP lediglich in 0,1 % der Félle unter dem SSP
(Newbery, 2006).
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Den grofiten Teil der installierten Leistung bildeten dabei in der Vergangenheit kon-
ventionelle Dampfkraftwerke (41 - 44%), GuDs (31 - 35%) und Kernkraftwerke (13
- 16%). Im Gegensatz dazu stellten die EE nicht einmal 10% der Erzeugungska-
pazititen (DECC, 2006 & 2010a), sieche Abbildung 18. Der relativ hohe Anteil an
gasbetriebenen Kraftwerken stammt noch aus Zeiten des Pools. Mitte der 1990er
sorgten hohe Grofhandelspreise bei gleichzeitigen hohen Kapazititszahlungen fiir
einen sogenannten 'dash for gas’ und daraus entstehende Uberkapazititen. Um die-
se Entwicklung nicht noch weiter zu verstarken, wurde ein zeitweises Moratorium
fiir Gaskraftwerke verhingt (Newbery, 2006). Infolgedessen sanken ab dem Jahr
2000 die Grofthandelspreise fiir Strom und es kam zu mehreren Einmottungen von
Kraftwerken sowie Nichtbau von bereits geplanten Projekten (Roques et al., 2005).
Insgesamt hat ein Nettozubau von 79.687 MW in 2001 auf 85.337 MW in 2009
stattgefunden, was einem Anstieg von gut 7,0% entspricht. Wahrend es einen Riick-
bau unter den fossilen Kraftwerken zu verzeichnen gab, iiberwog der Neubau von
insbesondere Windkraft- und Erdgasanlagen diesen Trend (Platts, 2011).

Abbildung 18: Entwicklung des Kraftwerkparks 2001 - 2009, UK
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*beinhaltet bis 2004 auch Wind. Quelle: DECC, 2006 & 2010a.

Wie Abbildung 19 zeigt, wird sich diese Entwicklung auch in der Zukunft fort-
setzen. So ist beispielsweise fiir das Jahr 2015 ein betréchtlicher Riickbau an Kern-
kraftwerken und &lbetriebenen Anlagen geplant. Investitionen sollen insbesondere
in Erdgasanlagen, aber auch im Bereich der EE getétigt werden. Dieser findet vor-
wiegend bei Biomasseanlagen und vor allem in Windkraftparks statt, die durch eine
sehr fluktuierende Einspeisung gekennzeichnet sind. Allgemein ldsst sich jedoch fest-
halten, dass die Summe an geplanten Investitionen die der geplanten Abschaltungen
tibersteigt (Platts, 2011).
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Abbildung 19: Zukiinftige Entwicklung des Kraftwerkparks, UK
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Quelle: Platts, 2011.

Bei der Betrachtung der Entwicklung der Day-Ahead Preise?® in Abbildung 20
ist ein plotzliches Absinken der Preise kurz vor der Anderung des Marktsystems vom
Pool zu NETA beobachtbar. Dies wird gerne der Einfiihrung von NETA und dem
Wegfall der Kapazitatszahlungen zugeschrieben. Andere, wie beispielsweise Newbe-
ry und McDaniel (2003), vertreten jedoch die Ansicht, dass dies auf ein stirkeres
Maf an Wettbewerb zuriickzufiihren sei und Evans und Green (2005) sehen den
Grund in einem Ende des kollusiven Verhaltens.

Ein erneuter Anstieg der Preise, insbesondere im Zusammenhang mit einem ver-
mehrten Auftreten von Preisspitzen, erfolgte im Winter der Jahre 2003/2004. Dem
vorausgegangen war einer Reihe von Insolvenzen von Kraftwerksbetreibern, was bei
den Verbleibenden zu Verschrottungen und Einmottungen von einem Teil ihrer Anla-
gen fiihrte, um iiber eine Verknappung der Kapazitdten den niedrigen Grofkhandels-
preis zu steigern. Daraufthin sank die Reservemenge unter das angestrebte Ziel von
20%, der Forward-Peakpreis stieg von 25 £/ MWh auf 35 £/ MWh und ein Teil der zu-
vor eingemotteten Kraftwerke wurde wieder ans Netz genommen. Ofgem wertete dies
als Zeichen dafiir, dass der Energy-Only-Markt funktioniere und die Forward-Mérkte
die richtigen Knappheitssignale setzen wiirden, sodass die Betreiber rechtzeitig mit
einer Zuriickholung der Kraftwerke reagieren kénnten (Newbery, 2006). Ob dies als
wirklicher ,Stresstest” fiir das System gesehen werden darf, bleibt allerdings fraglich.
So sind die Forward-Preise erst mit der Ankiindigung des Netzbetreibers, dass im

20Da 98% des Handels iiber bilaterale Vertriige geschlossen wird, decken diese Preise nur einen
sehr geringen Teil des Stromhandels ab.
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folgenden Winter eine Knappheitssituation entstehen wiirde, gestiegen. Zudem griff
der Netzbetreiber auf Anraten von Ofgem insofern in eine marktliche Losung ein,
als dass er am 14.10.2003 einen sogenannten Supplemental Standing Reserve Tender
einfithrte, mit dem Ziel, die Reservekapazitit zu erhohen. Insgesamt schuf dies ei-
ne zusatzliche kurzfristig verfiighare Menge von 852 MW deren Gesamtkosten sich
auf 18,87 £Millionen beliefen. Die Mehrheit der Kapazitdten wurde von zuvor ein-
gemotteten Kraftwerken bereitgestellt. Davon wurde ein nicht unerheblicher Anteil
seitens der Nachfrage gedeckt (Roques et al., 2005). Die hohen Preise in 2008 gehen
insbesondere auf die damaligen hohen Inputpreise fiir Kohle und Gas zuriick.

Abbildung 20: Entwicklung der Preise 1999 - 2011, UK
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Quelle: Platts, 2011.

Des Weiteren ist ein fast vollstdndiges Ausbleiben der extremen Preisspitzen
in den letzten drei Jahren festzustellen. Dies zeigt auch die Verteilung der Preise
in Tabelle 14. So lag der Preis in 99% der Fille unter 90 €/MWh und der erzielte
Ho6chstpreis bei 500 € im Jahr 2008. Das absolute Preismaximum iiber den gesamten
betrachteten Zeitraum lag bei 993,69 €, was zeigt, dass es in den vergangenen zwolf
Jahren niemals Preise iiber 1.000 € gegeben hat. Auch die Durchschnittspreise zeigen
ein eher niedriges Preisniveau, wenn auch ein leichter Anstieg in den letzten Jahren
erkennbar war (Platts, 2011).

Tabelle 15 gibt die Entwicklung der jahrlichen Durchschnittspreise aus dem BM
sowie die Differenz zwischen dem SSP und dem SBP wieder. Nach einem kontinu-
ierlichen Anstieg bis zum Jahr 2005/06 mit Werten von 50,62 €/MWh fiir den SSP
und 73,75 €/MWh fiir den SBP, fielen diese Preise im néchsten Jahr stark ab, um
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Tabelle 14: Preis-Perzentile in €/ MWh, UK

Year 1% 25% 50% 75%  90% 95% 99% 1%}
1999 | 16,81 17,51 25,1 28,8 42,1 46 46,5 26,7
2000 | 32,24 26,8 30,07 47,49 52,83 100 385 48,31
2001 | 0,01 18 24 34 48 75 251,01 32,78
2002 | 0,02 14,7 20,55 31,26 50,01 75,12 221,12 29,99
2003 2 19 27,99 40,86 65 125,12 37599 42,68
2004 | 6,03 21,92 28,7 37,25 4526 53,89 100 31,58
2005 | 11,63 31,6 41,58 56,82 85 120 209,99 52,28
2006 | 5,07 35,18 49,72 70 97,5 120 200 38,1
2007 | 7,85 24,07 33,03 49,38 72,01 95,92 161,26 41,94
2008 | 10,42 51 67,78 84,57 104 120,74 154,05 70,06
2009 | 6,43 30 3741 46,29 59,99 70,48 89,96 39,17
2010 | 11,9 36,99 45,2 53,45 62,2 67,41 78,99 45,04
2011 | 15,04 46,28 53,76 62,97 66,47 68,6 73,89 53,64

darauthin wieder zu steigen, auch wenn diese noch nicht wieder das vorherige Ni-
veau erreicht haben. Zudem lag der Preis des SBP im Durchschnitt in allen Jahren
iiber dem SSP. Dies zeigt, dass Erzeuger, die ihre FNPs nicht erfiillten, mehr fiir
den Ankauf zusitzlichen Stroms zahlen mussten, als Erzeuger mit Uberproduktion
fiir ihre iiberschiissigen Erzeugnisse erhielten. Somit schien der implizite Bestra-
fungsmechanismus zu funktionieren, der Anreize zur Uberproduktion setzen sollte,
anstatt darauf angewiesen zu sein, teurere Ausgleichsenergie kaufen zu miissen um
die Lieferverpflichtung erfiillen zu kénnen. Nachdem der Spread zwischen den beiden
Preisen in den ersten Jahren nach ihrer Einfiihrung geringer geworden ist, ist er seit
2005/06 wieder gestiegen und scheint sich zwischen 20 und 24 €/Mwh eingependelt

Eigene Berechnung, Quelle: Platts, 2011.

zu haben (Ofgem National Report, 2008).

Tabelle 15: Jahrliche Durchschnittspreise des BM in €/MWh, UK

€/MWh | SSP SBP SSS-SBP-Spread
2001/02 | 13,44 56,52 43,07
2002/03 | 16,03 42,50 26,46
2003/04 | 22,73 34,01 11,30
2004/05 | 27,95 40,67 12,71
2005/06 | 50,62 73,75 23,15
2006/07 | 36,74 55,86 19,12
2007/08 | 44,60 68,73 24,13

Quelle: Ofgem National Report, 2008.
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3.3.3 Bewertung

Eine Bewertung der beiden Marktsysteme ist insofern schwer, da sie jeweils nur iiber
einen sehr kurzen Zeitraum hinweg implementiert waren. Ob ein derartiges Markt-
system effektiv ist, zeigt sich jedoch erst nach einer gewissen Zeit, da diese immer
langfristig ausgelegt sind. Eine in diesem Zusammenhang haufig gestellte Frage ist,
ob eine Marktreform in diesem Mafse, wie sie mit der Abschaffung des Pools statt-
gefunden hat, notwendig gewesen wire. Die Umstellung auf ein vollkommen neues
Marktsystem ist mit einem iiber 5 Jahre verteilten Betrag von 700 Millionen € und in
den Folgejahren zusétzlichen jahrlichen Kosten von 30 Millionen € sehr kosteninten-
siv gewesen (Offer, 1999). Demnach wére es unter Umsténden ausreichend gewesen,
lediglich die Kapazitidtszahlungen abzuschaffen, den Electricity Pool als solches aber
beizubehalten. Des Weiteren wird hiufig beméngelt, dass die Preise im BM deut-
lich volatiler sind als die Poolpreise (Newbery, 2006; Roques et al., 2005). Dariiber
hinaus benachteiligt ein auf bilateralen Vertrigen basierendes System mit einem
Bestrafungsmechanismus, wie er derzeitig in Grofsbritannien zu finden ist, kleinere
Erzeuger, die nicht iiber ein grokes Erzeugungsportfolio verfiigen sowie intermittie-
rende Erzeuger (z.B. FEE), da diese im Endeffekt keine verbindlichen Liefervertrige
eingehen konnen. Ein weiterer Kritikpunkt betrifft den dezentralen Dispatch unter
NETA/BETTA, der oft als weniger effizient als ein zentraler Dispatch angesehen
wird (Newbery, 2006). Laut einer Schitzung von Ofgem werden in den néchsten
Jahren Investitionen in Erzeugungs- und Ubertragungskapazititen in Hohe von 110
Milliarden £ bendétigt, um die Versorgungssicherheit auch zukiinftig gewahrleisten
zu konnen. Dariiber hinaus wird die Vorgabe der EU, nach der im Jahr 2020 et-
wa 30% des Stroms aus erneuerbarer Energie gewonnen werden soll, derzeit um
23 Prozentpunkte verfehlt. Da die Regierung jedoch befiirchtet, dass das derzeitige
Marktsystem eines Energy-Only-Marktes nicht dazu in der Lage ist, geniigend An-
reize fiir Investitionen in den Neubau von Kraftwerken in ausreichendem Mafe zu
liefern, wird konkret an einer weiteren Reform des Marktes gearbeitet. Dieser soll
unter anderem auch wieder Kapazitdtszahlungen beinhalten (DECC, 2010b).

3.4 PJM

Das PJM-Gebiet, urspriinglich bestehend aus den drei namensgebenden Teilneh-
mern Pennsylvania, New Jersey und Maryland, ist ein Zusammenschluss mehrerer
Netzbetreiber und Marktgebiete. Die Anzahl der Mitglieder und versorgten Kunden
stieg speziell in den Jahren nach der Griindung kontinuierlich an. Heute werden
54 Millionen Kunden in Delaware, Illinois, Indiana, Kentucky, Maryland, Michigan,
New Jersey, North Carolina, Ohio, Pennsylvania, Tennesse, Virginia und im De-
strict of Columbia versorgt. PJM Interconnection ist der ISO, betreibt aber auch
die Grofhandelsmérkte fiir Strom. Auferdem wird der Energiemarkt durch einen
Kapazititsmarkt komplementiert, der ebenfalls durch PJM betrieben wird.

Der Charakter des Energiemarktsystems entspricht dem eines Pools. PJM betreibt
einen Day-Ahead, Intra-Day Markt sowie Regelenergiemérkte. Aufserdem kann Strom
auch iiber bilateralen Handel oder Termingeschéfte gehandelt werden (Monitoring
Analytics, 2009: 7). Innerhalb des PJM Marktes muss es keinen einheitlichen Preis
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geben. Durch das 'nodal pricing’ kann es an jedem Knotenpunkt zu unterschiedlichen
Preisen kommen.

3.4.1 Liberalisierung und Marktsystem

Die Einfiihrung des PJM Kapazitatsmarktes geht interessanterweise nicht auf das
Missing Money Problem zuriick, sondern hat ihren Ursprung in Kapazitéitsverpflich-
tungen, die den Load Serving Entities (LSE) auferlegt wurden. Bereits vor der Libe-
ralisierung mussten Versorger ihren Anteil an der Last plus eine bestimmte Reserve
vorab absichern. Ziel war es die Lastdeckung und damit die Versorgungssicherheit zu
garantieren. Durch die Liberalisierung des Versorgungssektors musste sichergestellt
werden, dass alle Versorger - besonders aber neue Versorger - ihren Lastanteil zu
wettbewerblichen Bedingungen erwerben konnten (Bowring, 2008).

Im Gegensatz zu den bisherigen Uberlegungen kam der Anstof zur Einfiihrung eines
Kapazitdatsmarktes nicht von der Erzeuger-, sondern der Versorgerseite.

Im PJM Markt muss also jeder Versorger Kapazitit grofer oder gleich seiner vor-
hergesagten Nachfrage bereithalten. Dies kann entweder durch eigene oder durch
gekaufte Kapazititen erreicht werden. Vor Einfiihrung des Reliability Pricing Model
(RPM) Kapazitatsmarktes 2007 wurde die benotigte Kapazitit auf téglicher Basis
berechnet. Die Absicht war und ist es, dass ein angestrebtes Niveau an Versorgungs-
sicherheit erreicht wird.

Neben der Einfithrung eines Kapazititsmarktes wurden auch andere Bereiche des
Marktes schrittweise liberalisiert. Die Liberalisierung folgte im Wesentlichen dem
Muster anderer Markte. So wurde ein Grokhandelsmarkt fiir Day-Ahead sowie Intra-
Day Mairkte eingerichtet. Fiir Details iiber andere Teilgebiete, wie die Austausch-
beziehungen mit anderen Markten, den Reservemarkt oder genauere Informationen
iiber den Energiemarkt selbst sei an dieser Stelle auf z.B. die Market Monitoring Be-
richte verwiesen (Monitoring Analytics, 2011). Die nachfolgende Aufstellung zeigt
kurz einige wesentliche Schritte auf dem Weg zu dem aktuell verwendeten RPM.

e 1. April 1998: Einfiihrung von nodalen Strompreisen auf Basis von kostenba-
sierten Angeboten der Erzeuger.

1. Januar 1999: Einfiihrung des taglichen Kapazitatsmarktes.

Mitte 1999: Erganzung des tiglichen Kapazitdtsmarktes um monatliche und
mehrmonatliche Kapazitatsmarkte.

1. Juni 2000: PJM fiihrt den Day-Ahead Strommarkt sowie einen Regelener-
giemarkt ein.

1. Juni 2007: Einfiihrung des RPM Kapazitiatsmarktes (Monitoring Analytics,
2011).

Neben diesen wesentlichen Anderungen des Marktes kam es kontinuierlich zu
kleineren Anpassungen. In dieser Betrachtung soll aber das derzeit giiltige Kapazi-
tatssystem im Mittelpunkt stehen.
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Am 01.06.2007 trat das 'Reliability Pricing Model’ (RPM) in Kraft. Damit wur-
de auf Schwichen und Probleme des urspriinglichen Modells reagiert. Es stellt so-
mit eine Weiterentwicklung des vorherigen Marktmodells Capacity Credit Market
dar (Monitoring Analytics, 2008: 227). Die fritheren Kapazitédtsmarktmodelle wur-
den von PJM und anderen Marktbetreibern wie New England-ISO und New York-
ISO kritisch gesehen. Die Schwiichen dieser Modelle machten Anderungen notwen-
dig (Chandley, 2008: 13). Zum Beispiel wurde der Ausschreibungszeitraum ausge-
dehnt, genauso wie die Zeitspanne zwischen Handel und Lieferzeitpunkt. Ein wei-
terer Aspekt betrifft die Anderung der Nachfragekurve. War die vorherige Nachfra-
gekurve noch vertikal und somit stark anfillig fiir Marktmachtausiibung, wurde die
Nachfragekurve administrativ verdndert, was eine Absenkung der mit der vertika-

len Nachfragekurve verbundenen Investitionsrisiken zur Folge haben soll (Chandley,
2008: 13).

Ein Vergleich der erzielten Einnahmen aus Energie- und Kapazitatsmarkt im Zeit-
raum 1999-2007 zeigt, dass diese fiir die Deckung der Fixkosten von neuen Kraft-
werkstypen, z.B. GuD- und Kohlekraftwerken, nicht ausgereicht hiatten (Monitoring
Analytics, 2008: 13). Im Durchschnitt standen einem Spitzenlastkraftwerk (Combu-
stion Turbine im Bericht genannt) mit jahrlichen Einnahmen von 32.248 $ Fixkosten
von 75.158 $§ gegeniiber.?! Eine Folgerung aus dieser Berechnung ist, dass fiir dieses
hypothetische Kraftwerk das Missing-Money-Problem vorgelegen hitte.

Das RPM ist ein langfristiger Kapazitdtsmarkt mit vier zeitlich unterschiedlich ab-
gehaltenen Auktionen und zusétzlich moglichem bilateralen Handel (PJM, 2011b:
5). Ziel ist, die Nachfrage inklusive einer Sicherheitsreservemenge stets abzudecken.
Zusitzlich wird eine lokale Preiskomponente eingefiihrt, die Versorgungsengpésse in
Regionen widerspiegeln und Anreize fiir lastnahe Erzeugung liefern soll.

Grundsétzlich sind alle Stromversorger (LSEs) zur Teilnahme am Kapazititsmarkt
verpflichtet.?? Auf Erzeugerseite existiert eine Verpflichtung nur fiir bereits in der
PJM-Zone etablierte Kraftwerke. Zonenexterne Kraftwerke, geplante Kraftwerke so-
wie existierende und geplante Demand Response sind dazu nicht verpflichtet (PJM,
2011b: 23 f.). Diese Verordnung kénnte darin begriindet liegen, dass wettbewerbsbe-
lebenden Elementen wie potenziellen Neueinsteigern und DR, grofktmogliche Flexi-
bilitit zugestanden und die fiir die Erzeugung bereits notwendigen Erzeuger durch
die Verpflichtung gebunden werden sollen. Zudem wird auch der Ausbau des Uber-
tragungsnetzes in den Gebotsprozess einbezogen, jedoch spielt diese Form der Ver-
sorgungssicherheit fiir die Analyse eine untergeordnete Rolle und wird daher nicht
weiter betrachtet. Erzeuger, die ihre Kapazitaten am Kapazitdtsmarkt anbieten, wer-
den dazu verpflichtet, ihre Mengen am Spotmarkt fiir Strom zu verdufern (PJM,
2011b: 66).

21 Die Fixkosten wurden auf einer Basis von 20 Jahren berechnet (Monitoring Analytics, 2008:
13).

22 Ausnahmen sind LSEs, die sogenannte Fixed Resource Requirement (Fized Resource Require-
ment, FRR) Kapazitétspline vorlegen. Damit verspricht der LSE seine ihm von PJM vorgeschrie-
bene Kapazitdtsmenge iiber Eigenversorgung zu gewahrleisten (PJM, 20011b: 3).
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Hinsichtlich des Handels werden die Auktionen in eine Hauptauktion (Base Re-
sidual Auction, BRA) und bis zu drei darauf folgende Zusatzauktionen (Incremental
Auction) unterteilt (PJM 2011b: 57ff.). Letztgenannte dienen als Ergénzungen, falls
in der BRA nicht genug Kapazitdt gehandelt wurde. Abbildung 21 gibt einen ver-
einfachten Eindruck iiber den zeitlichen Ablauf der Auktionen.

Abbildung 21: Handelsmdoglichkeiten und -ablauf im RPM, PJM
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Quelle: Chandley, 2008: 20.

Die BRA wird drei Jahre im Voraus abgehalten und umfasst ein Lieferjahr. Die
Kosten tragen alle LSEs, wobei der jeweils regional giiltige Kapazititspreis mit der
vom Marktbetreiber vorgeschriebenen Abnahmemenge multipliziert wird. Die erste
und dritte Zusatzauktion verteilt die Kosten auf diejenigen Nachfrager, die fiir die
zusitzlich notwendige Kapazitdt verantwortlich sind, wiahrend die zweite Auktion
wieder alle LSEs betrifft (PJM, 2011b: 56f.). Die Zusatzauktionen werden jeweils
23, 13 und 4 Monate vor Beginn der Lieferperiode abgehalten (PJM, 2011b: 58).
Der bilaterale Handel soll helfen, eine mégliche Unterdeckung des Bedarfs aus den
Auktionen auszugleichen und LSEs als Chance dienen, sich gegen hohe Auktions-
preise abzusichern.

Erzeuger haben die Moglichkeit, ihre Angebote vor Auktionsbeginn festzulegen, da
nach Beginn der Auktion eine Anderung nicht méglich ist (PJM, 2011b: 60). Das
Gebotsminimum liegt bei 0,1 MW, und Gebote konnen entweder als ein einzelnes
Paket oder in bis zu zehn Blécke unterteilt abgebeben werden. Der Preis wird in
Unforced Capacity*® (UCAP) $/MW-day angegeben. Scheitert ein Erzeuger an ei-

23 The unforced capacity (UCAP) value of a generation resource is installed capacity rated at
summer conditions that is not on average experiencing a forced outage or forced de-rating. (PJM,
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nem der auferlegten Konzentrationstests wie etwa dem Three-Pivotal-Supplier-Test
(Drei Erzeuger, die zusammen pivotal fiir die Befriedigung der Nachfrage sind), wird
diesem eine Angebotsobergrenze (Offer Cap) auferlegt (PJM, 2011c: 1646ff.). An-
gebotsobergrenzen werden in Héhe der vermeidbaren Kosten (Avoidable Cost Rate,
ACR), also bei Einstellung der Produktion fiir ein ganzes Jahr (Monitoring Analy-
tics, 2009: 265) erhoben. Liefert ein Unternehmen keinerlei Informationen beziiglich
seiner vermeidbaren Kosten, wird ein Preis von 0 §/MW-Tag angenommen (PJM,
2011b: 65). Es sei erginzt, dass die Offer Caps auch Ausnahmen erlauben, etwa
eine Anpassung der Offer Cap nach oben durch den Einbezug der Amortisation von
Emissionskontrollanlagen (Wilson, 2008: 44).

Erzeuger konnen am Kapazitdtsmarkt nur an den Auktionen und dem bilateralen
Handel teilnehmen. Die Anbieter von DR kénnen sowohl am Kapazitdtsmarkt direkt
als Auktionsteilnehmer mitbieten als auch indirekt {iber die Option der abschaltba-
ren Lasten zum Schutz der Versorgungssicherheit (Interruptible Load for Reliability,
ILR).

In der BRA wird die Nachfragekurve (VRR) durch viele Faktoren festgelegt, die im
Folgenden erldutert werden. ,The VRR is a relationship that defines the maximum
price load is willing to pay for different levels of resources relative to the resources
requirement® (Bhavaraju, Hobbs & Hu, 2007). Der Betreiber PJM kalkuliert zu-
nichst die Erzeugungsreservemenge (Installed Reserve Margin, IRM), welche das
Ziel der Versorgungssicherheit darstellt und iiblicherweise bei 15% liegt (Chandley,
2008: 11-16). Dieser Wert gibt in Prozent das Verhéltnis der installierten Kapazitit
zur Spitzenlast wieder (PJM, 2011b: 7ff.) und wird mit Hilfe eines ingenieurwissen-
schaftlichen Makstabs berechnet, dem Erwartungswert des (Total-) Ausfalls (Loss of
Load Ezpectation, LOLE), also ein Ausfall von einem Tag in zehn Jahren (Bhavara-
ju, Hobbs & Hu, 2007).

Ein weiterer Faktor ist die Beriicksichtigung des Ausfalls eines einzelnen Kraftwerks.
PJM benutzt als Mafstab die Equivalent Demand Forced Outage Rate (EFORA),
welche die Wahrscheinlichkeit eines Kraftwerksausfalls zum Zeitpunkt tatsédchlicher
Kraftwerksnachfrage bemisst (PJM, 2011b: 27). Fiir die Nachfragekurve ist hier
der Durchschnitt des gesamten Kraftwerkpools (Poolwide EFORd) von Bedeutung
(PJM, 2011b: 8f.), wobei die genaue Berechnung des EFORd hier nicht erlautert
wird.

Drei weitere Werte werden ben6tigt, um die Nachfragekurve zu konstruieren:

e Die Kosten fiir den Neueintritt eines Kraftwerks (Cost of New Entry, CONE)

e die durchschnittlichen Nettoerlose aus dem Energiemarkt inklusive Regelener-
gie (Net Energy and Ancilliary Market Revenue, E&AS),

e und die Entschédigung fiir ILR-Anbieter.

Besonders die Beziehung zwischen CONE und E&AS ist wichtig fiir die wettbewerbs-
okonomische Analyse. Wie in den theoretischen Modellen von Joskow und Tirole

2011b: 13)
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sowie von Cramton und Stoft beschrieben, werden die Energiemarkterlose von den
CONE subtrahiert, was den Wert Net-CONE (N — CONE = CONE — E&AS))
ergibt. Der Wert von CONE wird auf einen Anfangswert fiir das RTO-Gebiet ( Regio-
nal Transmission Organization) festgelegt, dndert sich aber, sobald Engpassgebiete
entstehen (PJM, 2011c: 2284 ff.). Die Energiemarkterlose werden iiber gleitende
Durchschnittswerte der letzten Jahre berechnet, wobei fiir die ersten drei Ausschrei-
bungsjahre der Betrachtungszeitraum auf 6 Jahre und fiir jede darauf folgende Aus-
schreibung auf drei Jahre ausgelegt wurde. Das hat zur Folge, dass die Subtrak-
tion ex-ante geschieht, die Neujustierung des N-CONE-Wertes aber ex-post iiber
die gleitenden Durchschnitte. Mit diesen Faktoren werden drei Fixpunkte (A,B,C)
bestimmt, anhand dieser sich die Nachfragekurve berechnet.

Abbildung 22: Administrative Nachfragekurve (VRR) im RPM, PJM
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In der Abbildung wurden fiir die Punkte A,B und C jeweils die Nenner der Division aus Anschau-
lichkeitsgriinden entfernt. Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an PJM, 2011b: 17-22 und
Chandley, 2008: 16f.

Auf der Nachfragekurve, siehe Abbildung 22, stellt Punkt B den Zielwert von
15% Nachfragereserve dar. Die Strecke von der Ordinate mit dem Startpunkt 1,5 x
N —CONE bis zum Punkt A ist horizontal und soll einerseits als Preisdeckel dienen
und andererseits Anreize zur Erfiillung bis zum Punkt A liefern. Im Idealfall wird
ein Reserveniveau im Punkt B erreicht, wo exakt die Kosten fiir ein neues Kraftwerk
gedeckt werden sollen. In den Zusatzauktionen wird die Nachfragekurve auf ande-
re Weise gebildet. In den Incremental Auctions 1 und 3 wird die Nachfragekurve
nicht administrativ bestimmt, sondern jeweils durch die Kauf- und Verkaufsgebote
gebildet. In der zwischenzeitlich abgehaltenen zweiten Auktion wird eine vertikale
Nachfragekurve administrativ gebildet (PJM, 2011b: 20).
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Neben dem langfristigen Charakter, den unterschiedlichen Handelsformen und der
Nachfragekurve ist ein viertes Element von Bedeutung. Das gesamte (ebiet wird
in kleine Regionen unterteilt, sogenannte Locational Deliverability Areas (LDA), die
mogliche Engpassgebiete darstellen konnen (PJM, 2011b: 12ff.).

Eine Unterteilung auf lokaler Ebene erzeugt gleichzeitig die Chance Preise lokal zu
variieren. Ein Grund fiir eine solche lokale Preisgestaltung liegt in der Funktion
als Informationssignal (Fraser und Nieto, 2007: 11). Ein hoher lokaler Preis zeigt
demnach an, wie stark ein lokaler Engpass ausgeprigt ist. Dies hat in der Theorie
zur Folge, dass Kapazitiatsbedarf sowohl auf der Netz- als auch Erzeugungsebene
entsteht und durch die hohe Bepreisung allokative und produktive Effizienz erreicht
werden kann (Fraser und Nieto, 2007: 11). Derzeit existieren 23 LDA im PJM-Gebiet.

Ist das Ubertragungsnetz eines LDA hinsichtlich moglicher Importe ausgelastet
und wird nicht geniigend Kapazitit im Kapazitdtsmarkt gerdumt, entstehen Eng-
pésse, welche nicht durch den Ausbau des Netzes behoben werden kénnen (PJM,
2011b: 12). Die lokale Komponente hat erheblichen Einfluss auf die Preisbildung
bei der BRA. Der marktrdumende Auktionspreis setzt sich aus zwei Komponen-
ten zusammen, dem Grenzpreis des letzten Anbieters, d.h. System Marginal Price
plus einem lokalen Preisaufschlag (Local Price Adder, LCA) im Fall eines Engpasses
(PJM, 2011b: 76). Eine dritte Komponente ist das sogenannte Make- Whole-Payment
(MWP), welches einen Spezialfall behandelt und nicht weiter betrachtet wird.?* Uber
einen Optimierungsalgorithmus wird fiir jede LDA der Kapazititspreis in Abhingig-
keit moglicher lokaler Beschrinkungen berechnet.?5 Alle jene Gebiete, in denen kein
Engpass existiert, werden zu einem einzelnen Gebiet, RTO, zusammengefasst. In
diesem gilt einheitlich der marktriumende Auktionspreis ohne Preisaufschlag, also
ausschlieflich SMP. Ein Engpassgebiet erzeugt automatisch einen Kapazititspreis
mit lokalem Preisaufschlag (PJM, 2011b: 76). Abbildung 23 zeigt das grundlegende
Prinzip der Preisbildung.

Ist in einem LDA zwar kein Engpass, aber neue Erzeugung zu verzeichnen, so
wird die LDA in den zwei darauf folgenden Jahren zu einem Engpassgebiet erklért,
selbst wenn ausreichende Netzkapazitit fiir Importe vorhanden ist (PJM, 2011b:
63).2% Neue Kraftwerke konnten dadurch einen besonderen Anreiz erhalten, dass sie
den im ersten Auktionsjahr erzielten Preis als sicheren Ausgangswert fiir die nichs-
ten zwei darauf folgenden BAR nehmen kénnen. Falls die Kapazitatspreise der zwei
spiateren Auktionen unterhalb der ersten Periode liegen, wird die Differenz durch
eine Ausgleichszahlung kompensiert. Fallt also in der zweiten Periode der Kapazi-
tatspreis, sollen neue Kraftwerke die Hohe des ersten Preises realisieren diirfen.

24Der Fall tritt ein, wenn die am Kapazititsmarkt erléste Menge geringer ist als das Minimumge-
bot, was bei Verkauf seiner Menge in kleineren Blocken passieren kann. Das MWP ist das Produkt
aus dem Auktionspreis einerseits und der Differenzmenge zwischen Minimalgebotsmenge und tat-
sdchlich abgesetzter Menge andererseits. Der Preis wird allen in der speziellen LDA ansissigen
LSEs auf den Kapazititspreis aufgeschlagen (PJM, 2011b: 76).

25Fiir eine genaue Aufschliisselung des Optimierungsalgorithmus PJM, 2007.

26Eine Erklirung fiir dieses Vorgehen ist nicht angegeben, daher wird angenommen, dass der
daraus resultierende hohere Kapazititspreis in dem Engpassgebiet als finanzieller Anreiz dienen
soll.
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Abbildung 23: Berechnung der Kapazitatspreise, PJM
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Quelle: Eigene Darstellung in Anlehnung an PJM, 2011: 76.

3.4.2 Analyse der Marktdaten

Im Gegensatz zu den anderen betrachteten Mérkten soll hier der Fokus auf die Aus-
wirkungen des Kapazitatsmarktes gelegt werden. Die Entwicklung der Erzeugung
wird deshalb vor allem im Hinblick auf die durch die Auktionen neu hinzugefiigten
Kapazitdten bzw. wieder aktivierten Kapazitidten betrachtet. Auch bei den Grof-
handelspreisen wird im Vergleich zu den anderen Mairkten ein stirkerer Fokus auf
die Kapazititspreise und den daraus erzielten Einnahmen gelegt.

Im Jahr 2010 standen der Peaknachfrage von 144.644 MW (all time peak) Erzeu-
gungskapazitdten von 167.362 MW gegeniiber. Dies entspricht einer Reservemarge
von 15,71% (PJM, 2011a). Die Hohe entspricht dem ausgewiesenen Zielwert (15%)
und liegt deutlich unter dem durchschnittlichen Reservewert von 23% zwischen den
Jahren 2004 und 2008. Es standen also auch in den nachfragestarken Sommermo-
naten immer geniigend Erzeugungskapazititen zur Verfiigung, um den Bedarf zu
decken. Die jahrliche Last stieg seit 2004 an und erreichte 2007 ihren Hoéhenpunkt
(im Betrachtungszeitraum), fiel dann aber wieder leicht ab. Tabelle 16 zeigt eine
Ubersicht der Nachfrage und Erzeugungsdaten.

Tabelle 16: Erzeugung und Nachfrage PJM 2004-2008

Jahr 2004 2005 2006 2007 2008
Erzeugungskap. Sommer (MW) | 105.600 164.024 162.458 163.659 164.179
Peak Nachfrage Sommer (MW) | 77.887 133.763 144.644 139.428 130.100
Reserve Marge Sommer 35.6%  226% 12,3%  174%  26,2%
Jahrliche Last (GWh) 438.874 684.592 696.165 715.524 698.458

Quelle: FERC 2010: 5.

Beim Strompreisniveau ist ein steigender Trend zu beobachten, wobei das Ma-
ximum, wie in Tabelle 17 zu sehen, 2009 mit einem Durchschnittspreis von 71,13
$/MWh erreicht wurde. 2010 fiel der Preis deutlich ab, stieg 2011 jedoch wieder leicht
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Tabelle 17: Preisentwicklung $/MWH, PJM

Strom Kapazitdt Sonst Gesamt
2001 | 30,72 0,2 3,4 34,32
2002 | 36,65 0,32 5,69 42,66
2003 31,6 0,12 5,33 37,05
2004 | 41,23 0,08 6,05 47,36
2005 | 44,34 0,09 5,82 50,25
2006 | 63,46 0,03 571 69,2
2007 | 53,35 0,03 5,2 58,58
2008 | 61,66 3,97 5,67 71,3
2009 | 71,13 833 5,78 85,24
2010 | 39,05 11,02 5,78 55,85
2011 | 48,35 12,06 6,31 66,72

Quelle: Monitoring Analytics, 2011.

an. Aufféllig ist aber vor allem der Anstieg der Kosten fiir Kapazitat. In den Jahren
2001 bis 2007 lag der Kapazitétsanteil bei deutlich unter einem Prozent (im Durch-
schnitt 0,3% von 2001 bis 2007). Danach sprang der Anteil im Jahr 2008 auf 5,6%
und erreichte 2010 seinen bisherigen Hohepunkt mit 19,7% Anteil am Gesamtpreis.
Die Einfiihrung des RPM filihrte somit zu einem merklichen Anstieg der Kapazi-
tatskosten an den Energiepreisen. Welchen Einfluss die Hohe des Kapazititspreises
exakt auf den Energiepreis nimmt, kann aber in dieser Studie nicht abschliefend
geklart werden.

Abbildung 24: Kapazitatspreise seit 1999, PJM
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Quelle: Monitoring Analytics, 2011: 388.

Abbildung 24 zeigt, dass die Kapazitatspreise seit Einfiihrung des RPM sprung-
haft angestiegen sind. Zuvor erreichten die Durchschnittspreise zwar 2001 ein relativ
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hohes Niveau, sind dann aber fast auf Null gesunken. Nach Einfithrung des RPM
wurde der hochste Preis 2010 mit 164,71 Dollar pro MW-Tag erzielt. Auch hier kam
es in den Folgejahren wieder zu einer Preissenkung.

Neben der Betrachtung der entstanden Kosten ist ebenfalls interessant, ob und
zu wie viel Markteintritt neuer Kraftwerke erfolgt ist. Zwar lisst sich hier keine
Kausalitdt ablesen, also dass bestimmte Kapazitdten nur wegen der Zahlungen in
den Markt eingetreten sind, dennoch kann festgestellt werden, dass es seit Einfiih-
rung des RPM zu betrichtlichen Investitionen in den Kraftwerkspark kam. Viele
Kapazititen wurden aber auch reaktiviert oder signifikant erweitert. Abbildung 25
zeigt die zusdtzlichen Kapazitaten seit 2007. Sowohl die Menge als auch die Zusam-
mensetzung der neuen Kapazititen schwanken deutlich im Zeitablauf. Im Lieferjahr
2011/2012 wurde der bisherige Hohepunkt erreicht. Fiir dieses Jahr wurden grof-
tenteils neue Kapazitidten in den Markt geboten. Die konstantesten Grofen waren
bisher Erweiterungen bereits bestehender Kapazitéten.

Abbildung 25: Neue Kapazitidten, PJM
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Quelle: Monitoring Analytics, 2011.

Fiir den gleichen Zeitraum stehen auch Daten dariiber zur Verfiigung, welche
Kraftwerkstypen von den Kapazitdtsauktionen profitieren. Wie in Abbildung 26 zu
sehen, profitierten in den Auktionen fiir die Jahre 2007/2008 bis 2013/2014 bestehen-
de konventionelle Kraftwerke wie Kohle, Gas, Kernkraft und Ol von den Einnahmen.
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Dennoch konnten in den letzten Jahren auch bei Demand Response Kapazititen
und Energy Efficiency Kapazitdten hohere Zuwachsraten erzielt werden. Eine ge-
naue Auflistung der RPM Einnahmen nach Kraftwerkstyp findet sich in Abbildung
42 im Anhang.

Abbildung 26: Einnahmen nach Kraftwerkstyp 2007,/2008 bis 2013/2014, PJM
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Quelle: Monitoring Analytics, 2011.

3.4.3 Bewertung

Der PJM Markt ist ein Paradebeispiel fiir die Umsetzung eines Kapazitdtsmark-
tes. Da der Kapazitiatsmarkt schon seit 1999 besteht und zudem eine wesentliche
Anderung 2007 vorgenommen wurde, ist es moglich, sowohl die Auswirkungen und
Probleme eines Kapazitatsmarktes als auch die Unterschiede zwischen den Systemen
zu analysieren.

Auf den ersten Blick ist den beiden Systemen gemein, dass seit der Liberalisierung
immer geniigend Kapazititen zur Verfiigung standen, um die Peaknachfrage ausrei-
chend zu bedienen. Auch fiir die in die Zukunft gerichteten Auktionen scheint die
Systemsicherheit gewihrleistet zu sein. Jedoch ist das erste Modell aufgrund einer
Reihe von Designfehlern iiberarbeitet worden, sodass sich der volle (negative) Effekt
dieses ersten Systems nicht entfalten konnte. Die Nachteile des Systems entsprechen
jenen, die im Grundlagenkapitel beziiglich des ersten vorgestellten Kapazitdtsmo-
dells angesprochen worden sind: Starre Nachfrage, Kurzfristigkeit des Marktes und
geringe Verkniipfung zwischen Energie- und Kapazitatsmarkt. Dies wurde im neuen
Modell beriicksichtigt. Es ist dennoch schwierig, einen kausalen Zusammenhang zwi-
schen Versorgungssicherheit und Implementierung eines Kapazitdatsmarktes herzu-
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Tabelle 18: Preliminary Market Structure Screens 2010, PJM

RPM Markt | max. Marktanteil HHI Pivotal Supplier Bestanden
2010/2011

RTO 18,4% 853 1 nein
EMAAC 31,3% 2053 1 nein
SWMAAC 51,1% 4229 1 nein
MAAC+APS 26,9% 1627 1 nein
2011/2012

RTO 18,0% 855 1 nein
2012/2013

RTO 17,4% 853 1 nein
MAAC 17,6% 1071 1 nein
EMAAC 32,8% 2057 1 nein
SWMAAC 50,7% 4338 1 nein
PSEG 84,3% 7188 1 nein
PSEG North 90,9% 8287 1 nein
DPL South 55,0% 3828 1 nein
2013,/2014

RTO 14,4% 812 1 nein
MAAC 18,1% 1101 1 nein
EMAAC 33,0% 1992 1 nein
SWMAAC 50,9% 4790 1 nein
PSEG 89,7% 8069 1 nein
PSEG North 89,5% 8056 1 nein
DPL South 55,8% 3887 1 nein
JCPL 28,5% 1731 1 nein
Pepco 94,5% 8947 1 nein

Quelle: Monitoring Analytics, 2011: 370

stellen. In anderen Worten, es ist fraglich, ob die gesicherte Versorgung ausschlieflich
auf den Kapazitdatsmarkt zuriickzufiihren ist. Die Einfiihrung des Kapazitdtsmark-
tes geht bei PJM jedenfalls nicht primar auf das Missing-Money-Problem zuriick,
sondern auf die Kapazitatsverpflichtungen der Versorger.

Eine wettbewerblich Beurteilung fillt nicht eindeutig aus. Ergebnisse des Prelimi-
nary Market Structure Screens zeigen an, dass kein Markt bzw. Teilmarkt des PJM
Gebietes diesen Test bestehen konnte. Der Test gilt als nicht bestanden, wenn ein
Anbieter entweder einen Marktanteil von iiber 20% hélt, der HHI iiber 1800 Punk-
ten liegt oder weniger als drei Erzeuger gemeinsam pivotal sind. Wie in Tabelle 18
zu erkennen ist, scheiterten alle Marktgebiete mindestens am Pivotal Supplier Test.
Mehrere Marktgebiete fielen auch durch alle drei Tests gleichzeitig. Die Konsequenz
ist, wie zuvor erwidhnt, dass Offer Caps in Hohe der Avoidable Cost Rates (ACR)
gesetzt werden (Monitoring Analytics, 2011: 369).

Die Kombination aus bereits systemimmanenter Marktmacht im gesamten Markt
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Tabelle 19: Preisanpassung in SWMAAC in den Lieferjahren 2007-2009, PJM

Summe der Gebote in MW 2007 2008 2009
<61,96 $/MW-Tag 9630 MW 10000 MW 5600 MW
61,96-125 $/MW-Tag 350 MW 340 MW 1100 MW
125-176 $/MW-Tag 240 MW 280 MW 1350 MW
175-225 §/MW-Tag | nahe 0 MW nahe 0 MW 1200 MW

=200 $/MW-Tag | nahe 0 MW nahe 0 MW 1100 MW

Quelle: Wilson, 2008:44.

und der Aufteilung des Gebietes in Subregionen iiber die LDAs kann jedoch wett-
bewerblich schidigend sein. Dies zeigt sich beispielhaft an der bisher teuersten Sub-
region Southwestern part of the Mid-Atlantic Area Council (SWMAAC). In dieser
Region zeigten sich in den ersten Auktionen sehr hohe Preise im Vergleich zum Rest
des Systems. Ein Grund koénnte hierbei die Ausiibung von Marktmacht sein, da in
dieser Region nur drei Anbieter (Stand 2008) tiitig waren, mit zwei Anbietern in
Besitz von 90% sdmtlicher Erzeugung (Wilson, 2008: 45). Dies unterstreicht Wilson
durch die Darstellung der Anpassung in der Preissetzung innerhalb dieses Engpass-
gebietes.

Der Betreiber PJM (2008) weist diese Vorwiirfe zuriick, mit dem Argument,

dass diese Preise auf ACR-Niveau gesetzt waren und die hochpreisigen Kapazita-
ten teilweise nicht in der Auktion gelost wurden. Zudem seien diese Kapazititen
in dem darauf folgenden Lieferjahr zu niedrigeren Preisen in die Auktion geboten
worden. Das Problem einer hohen Marktkonzentration in den jeweiligen Engpassge-
bieten wird nicht explizit durch PJM erwdhnt. Eine solche regionale Disaggregation
muss jedoch zumindest zu mehr MarktmachtPotenzial fiihren, welches implizit durch
PJMs Mafnahmenkatalog gegen Marktmacht anerkannt wird. Die Schwierigkeit der
wettbewerblichen Beurteilung zeigt sich also an dieser Stelle sehr deutlich. Die Frage,
ob die hohen Kapazititspreise in den Auktionen auf Marktmacht oder tatséchliche
Knappheit zuriickzufiihren sind, ist nicht anhand der 6ffentlich verfiigharen Daten
zu beantworten. Somit ist das Problem das gleiche wie schon auf dem Energy-Only-
Markt.
Der generelle Anreizmechanismus des lokalen Preisaufschlags ist insofern proble-
matisch, als dass das Preisniveau temporirer Natur ist, d.h. je fortgeschrittener der
Netzkapazititsausbau bzw. Erzeugungskapazititszubau, desto geringer die Zahlung.
Diese Zahlung kann zwar die kurzfristigen volkswirtschaftlichen Kosten dieses Eng-
passes abbilden, jedoch setzt dies voraus, dass Wettbewerb in dieser Region herrscht.
Die jédhrlichen Auktionen sind aufgrund der langen Bau und Planungsphasen aller-
dings nur in geringem Umfang potenziellem Wettbewerb ausgesetzt. Somit ist der
Anreiz, die vorhandene Marktmacht missbriauchlich auszunutzen, sehr hoch.

Der Kapazitatsmarkt bietet also keine Losung des allgemeinen Marktmachtpro-

blems, welches vor allem durch hohe strukturelle Konzentration entsteht. Der Ka-
pazitdtsmarkt kann nicht per se dafiir sorgen, dass Preise auf Wettbewerbsniveau
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gesetzt werden. Wetthbewerbliche Probleme im Strommarkt wie beispielsweise Preis-
aufschliage oder das Zuriickhalten von Kapazitdten kénnen nicht durch den Kapazi-
tatsmarkt selbst, sondern nur iiber umfangreiche Zusatzmechanismen gelost werden.
Die Probleme bleiben somit die gleichen, werden nur ganz oder teilweise auf einen
anderen Markt verlagert. Allerdings konnten die zusétzlichen Einnahmen aus dem
Kapazitatsmarkt den Markteintritt neuer Kapazitidten erleichtern.

Dariiber hinaus entstand durch den starken Preisanstieg durch das neue RPM Sys-
tem eine Zusatzbelastung der Konsumenten durch Kapazitdtszahlungen. Hauptpro-
fiteure waren konventionelle Mittel- und Grundlastkraftwerke. Ein wichtiger Punkt
zur Beurteilung der entstehenden Kosten ist die Verkniipfung zum Energiemarkt.
Zwar erfolgt ein ex-ante Abzug der zu erwarteten Strommarktgewinne, diese Metho-
de kann jedoch wesentlich durch Jahre mit klimatischen Besonderheiten beeinflusst
werden. Eine Verkniipfung der beiden Mirkte muss ein wesentliches Element eines
jeden Kapazitdtsmarktes sein, da der Kunde an Strom interessiert ist und nicht pri-
mar an Kapazititen. Die gewdhlte Methode ist einerseits geeignet diese Verkniipfung
herzustellen, andererseits gewdhrt sie auch weitere Moglichkeiten des administrati-
ven Eingriffs.

Ein wesentliches Merkmal ist der langfristige Charakter des Marktes. Diese Langfri-
stigkeit und die Garantie der Abnahme durch die Versorger bzw. Grofkunden kann
zur Verringerung von Risikopramien fiihren, was wiederum zu giinstigeren Endkun-
denpreisen fiihren sollte.

Die Sicherstellung der Versorgung wird in diesem Markt durch einen unabhingigen
Stromnetz-, Energiemarkt- und Kapazitdtsmarktbetreiber gelost. Dies entspricht der
in der Theorie gedufberten Vorstellung, dass der ISO einen solchen Kapazitatsmarkt
betreibt. Die Biindelung der Aufgaben kann einerseits zu Kosteneffizienz fiihren.
Dariiber hinaus kann die Biindelung auch hohere Akkuranz in den Erzeugungs-
und Lastprognosen zur Folge haben. Somit kénnten ebenfalls Unsicherheiten durch
unverlissliche Prognosen abgebaut werden. Daher kann der Kapazitdtsmarkt aus
Sicht der Versorgungssicherheit positive Effekte haben. Allerdings muss sicherge-
stellt werden, dass der Betreiber die richtigen Anreize hat, seinerseits das optimale
Versorgungsniveau zu wahlen.

Der PJM Markt bietet einen detaillierten Einblick in die Vor- und Nachteile ei-
nes Kapazitdtsmarktes und dem regulatorischen Aufwand ihn zu betreiben. Es zeigt
sich, dass dem System immer ausreichend Kapazititen zur Verfiigung standen und
die Versorgung der Nachfrage sichergestellt werden konnte. Auferdem kam und
kommt es zu kontinuierlichen Markteintritten. Nichtsdestotrotz wurde das System
seit Einfilhrung signifikant versndert, ob auch weiterhin Anderungen und Anpas-
sungen nétig sind ist jetzt noch nicht endgiiltig abzusehen. Derartige Anderungen
tragen immer auch die Gefahr von Designfehlern und etwaigen Fehlanreizen in sich.
Ein moglicher Kapazitdtsmarkt in Deutschland oder Europa muss aus dem Beispiel
PJM lernen, auch wenn das verwendete Modell ein anderes sein sollte. Die Frage
bleibt aber bestehen, wie sich der Markt ohne den Kapazitdtsmarkt entwickelt hét-
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te.

Es wird in diesem Modell besonders deutlich, wie hoch der administrative und regu-
latorische Aufwand ist, ein effizientes und wettbewerbliches Kapazitatsmarktsystem
zu gewahrleisten. Neben administrativ auferlegten Teilnahmeverpflichtungen, d.h.
der Abkehr von einem freien Marktsystem, existieren auf beiden Markten ebenfalls
Preisobergrenzen. Die Kalkulation eben jener und sdmtlicher anderer Parameter
wie z.B. der Erwartungswert der Energiemarkteinnahmen oder die Prognosen und
Nachweise bei Kraftwerksausfillen, machen deutlich, dass dieser Markt ausschliefs-
lich unter erheblichen Eingriffen in den Marktmechanismus funktioniert. Dies zeigt
sich ebenfalls an den hiufig durchgefiihrten Korrekturen am Marktmechanismus.

3.5 Spanien

Im Zuge unserer Landerstudie soll Spanien als Beispiel fiir administrative Kapazi-
tatszahlungen dienen. Spanien verldsst sich seit der Liberalisierung nicht auf den
Energy-Only Markt. Ein besonders Merkmal ist aufserdem der grofte Anteil an er-
neuerbaren Energien. Spanien bietet somit wertvolle Einblicke in die Ausgestaltung
und Probleme einer administrativen Kapazitatszahlung in Verbindung mit der For-
derung und dem Ausbau von erneuerbaren Energien.

3.5.1 Liberalisierung und Marktsystem

Die Liberalisierung des Strommarktes begann in Spanien mit dem sogenannten Ley
del Sector Eléctronico (Ley 54/1997). Die Hauptziele des Gesetzes waren und sind
die Schaffung eines Grofhandelsmarktes fiir Elektrizitit, die vertikale Entbiindelung
von Elektrizitdtsnetzwerken und die schrittweise Liberalisierung des Stromeinzelhan-
dels.

Der Elektrizitdtsmarkt war zur Zeit nach der Liberalisierung stark konzentriert.
Die Liberalisierung sollte mehr Wettbewerb in den Strommarkt bringen. Zur Errei-
chung dieses Ziels wurde ein Day-Ahead Markt mit dazugehorigen Intra-Day- und
Regelenergiemérkten geschaffen (Federico & Vives, 2008). Auferdem kénnen Markt-
teilnehmer auch bilaterale Vertriage eingehen.

Zur Sicherstellung der Investitionen in den Kraftwerkspark gab es in der Ubergangs-
phase CTC Zahlungen (Costes de Transicion a la Competencia®”). Diese Ubergangs-
regelung sollte sicherstellen, dass Firmen mit grofer Erzeugungskapazitét keinen
Anreiz zur Kapazititszuriickhaltung haben und so die Energiepreise in die Hohe
treiben. Dadurch entstand eine implizite Preisobergrenze, welche bei 36 €/MWh
lag. Dieser Wert diente als Berechnungsgrundlage fiir die CTC Auszahlung, die an-
teilsmébig an die Erzeuger erfolgte. Lag der Preis unterhalb dieser Grenze, wurden
die Firmen fiir die Differenz entschadigt. Dieser Mechanismus verlor aber schnell an
Bedeutung und wurde 2006 eingestellt (Federico & Vives, 2008)%.

Dariiber hinaus wurden auch administrative Kapazitidtszahlungen eingefiihrt, um
so zukiinftige Investitionen und die Erneuerung des Kraftwerkparks sicherzustellen.

2TKosten des Ubergangs zum Wettbewerb.

28Dies lisst sich auch in der folgenden Studie der Entwicklung der GroRhandelspreise ablesen.
36 €/MWh war zuerst der relevante Benchmark, allerdings kam es bereits wenige Jahre danach zu
deutlich hoheren Strompreisen.
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Spanien sah sich seit der Liberalisierung einem enormen Nachfragewachstum gegen-
iiber. Die Nachfrage stieg von 1997 bis 2008 um mehr als 60%2°. Dieses Wachstum
erforderte nicht nur die Erhaltung und den Umbau des Kraftwerkparks, sondern auch
Neuinvestitionen, um dem Nachfragewachstum gerecht werden. Die dritte Mafnah-
me, die Investitionen sicherstellen soll, ist die Vergiitung von erneuerbaren Energien
durch die Einspeisetarife. Der Fokus der folgenden Betrachtung liegt vor allem auf
den beiden zuletzt genannten Mafsnahmen.

Die Liberalisierung des spanischen Marktes folgte im Wesentlichen dem Vorbild
anderer Mirkte, insbesondere Grokbritannien. Im Ubertragungsnetz kam es prak-
tisch zu einer vollstdndigen Eigentumsentbiindelung. Die Preise fiir Endkunden sind
aber immer noch stark reguliert. Mafnahmen um grékere Endkunden von regulier-
ten Tarifen auszuschlieffen zeigen zwar Wirkung, dennoch bleibt ein grofer Teil des
Marktes immer noch reguliert.

Von einer kompletten Liberalisierung kann weiterhin nicht gesprochen werden. Oko-
nomische Preissignale kénnen kaum sinnvoll an Endkunden weitergegeben werden.
Dariiber hinaus stellt die Finanzierung des Tarifdefizits, welches sich aus der Diffe-
renz zwischen regulierten Preisen und dem Marktpreis zuziiglich sonstiger Kosten
ergibt, ein zunehmendes Problem dar. Durch die hohen Grofthandelspreise im Jahre
2008 erreichte das Defizit 2008 seinen Hochststand von 4,3 Milliarden Euro (Fede-
rico, 2011: 9).

Im Juli 2007 wurde ein integrierter Markt mit Portugal geschaffen (MIBEL). Auf-
grund von nicht ausreichendem Grenzkuppelstellenausbau kam es allerdings in der
Anfangsphase noch zu deutlichen Preisunterschieden zwischen den beiden Marktre-
gionen. Ein gemeinsamer Marktpreis bildet sich nur dann, wenn dies die Grenzkup-
pelkapazititen zulassen (IEA, 2009: 109). Der Anteil der Stunden mit ausgelasteten
Grenzkuppelstellen zwischen Portugal und Spanien fiel jedoch von ca. 80% im zwei-
ten Halbjahr 2007 auf knapp 25% in 2009. Dies fithrte zu einer durchschnittlichen
Preisdifferenz von ca. 2% in 2009 zwischen den beiden Marktgebieten (Federico,
2010: 40). Die Konvergenz der Preise kann auf eine Anpassung des Erzeugungsmi-
xes und teilweise auch auf effektiveren grenziiberschreitenden Handel zuriickgefiihrt
werden (Federico, 2010).

Insgesamt ist Spanien aber nur wenig mit den umliegenden Lindern verbunden.
Die Grenzkuppelkapazitit mit Frankreich betragt beispielsweise nur ca. 3% der
Peaknachfrage des iberischen Marktes. 2008 kam es deshalb nur in 6% der Stun-
den zu einer Preiskonvergenz der beiden Lénder. Aufgrund der starken und weiter
zunehmenden Bedeutung erneuerbarer Energien wire jedoch eine bessere Einbin-
dung in den europdischen Markt wiinschenswert (Federico, 2010: 16). So konnte
flexibel auf schwankende Beitrige der EE zur Stromerzeugung reagiert werden.

Grundsétzlich ist das Ministerium fiir Industrie, Tourismus und Handel (Ministerio
de Industria, Turismo y Comercio, MITYC) fiir Energieangelegenheiten zustiandig.
Das Ministerium wird dabei von verschiedenen, teilweise unabhéngigen Institutio-
nen unterstiitzt. Die wichtigste hier zu nennende Institution ist die Comision Nacio-
nal de Energia (CNE) als Regulierungsbehédrde fiir den Strom-, Gas und Olmarkt.

29Giehe Abbildung 33 in der Folgenden Analyse der Marktdaten.
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Auch wenn ihre Position seit 2005 gestiarkt wurde, hat sie in erster Linie beraten-
de Funktion, die endgiiltigen Entscheidungen werden vom MITYC getroffen (IEA
2009: 118). Der weitestgehend unabhéngige Netzbetreiber ist die Red Eléctrica de
Esparia (REE). Die Betreibung des Ubertragungsnetzes ist reguliert. Kosten werden
z.B. durch geplante und genehmigungspflichtige Investitionen und Entwicklung der
Nachfrage bestimmt (IEA 2009: 114).

Abbildung 27: Struktur des spanischen Strommarktes

Ordinary Regime Special Regime Grenzkuppelstellen

Systembetreiber

Marktbetreiber

Ubertragungsnetz

Verteilungsnetz

Reguliert Liberalisiert

Endkunden Qualifizierte

regulierter Tarif Konsumenten

Quelle: Eigene Darstellung nach TEA, 2009.

Abbildung 27 zeigt stilisiert den Aufbau des spanischen Marktes. Bei der Erzeu-
gung wird zwischen Ordinary Regime, welches vor allem konventionelle Kraftwerks-
typen, wie Kohle, Kernenergie oder Gas umfasst und Special Regime, welches u.a.
erneuerbare Energiequellen und Importen beinhaltet, unterschieden.3°
REE ist als Netzbetreiber auch der Systembetreiber. Der Marktbetreiber ist Ope-
rador del Mercado Ibérico de la Energia (OMFEL).* Neben der Borse betreibt er
auch den Intra-Day Handel. Teilnahmeberechtigt daran sind alle Marktteilnehmer,
die am Day-Ahead Markt teilgenommen oder bilaterale Vertrége geschlossen haben.
Kraftwerke, die dem Ordinary Regime angehoren, miissen Gebote iiber den Markt-
betreiber abgeben, d.h. entweder iiber den Borsenhandel oder iiber bilaterale Ver-
trage. Dabei ist der Anteil des Day-Ahead Marktes traditionell sehr hoch. Zwar gab
es einige gesetzliche Anderungen (z.B. RDL 3/2006), durch welche Volumen aus
dem Day-Ahead Markt in den bilateralen Handel verlagert wurden, dennoch lag der
Anteil des Day-Ahead Marktes am Gesamtvolumen 2004 und 2005 bei 80% - 90%
(Federico & Vives, 2008: 97). Kraftwerke des Special Regimes kénnen den Markt-
preis plus Pramie wéhlen oder einen gesetzlich festgelegten Einspeisungstarif (z.B.

30Die genaue Unterscheidung zwischen Special und Ordinary Regime erfolgt bei der Betrachtung
des Kraftwerkparks.

318eit 1.Juli 2011 hat OMI-POLO ESPANOL, S.A.U. (OMIE) das operative Geschift {ibernom-
men. OMEL wurde Teilhaber und hélt 50% Anteile an OMIE (OMIE,2011a).
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Royal Decree 661/2007). Wobei Solaranlagen einen garantierten fixen Tarif erhalten,
der vierteljahrlich angepasst wird. Die zusédtzlichen Kosten werden vom Netzbetrei-
ber getragen und an die Endkunden weitergegeben (Royal Decree 661/2007) und
schlagen sich u.a. im Tarifdefizit nieder.

Ein Grofsteil der Konsumenten (ca. 80%) beziehen immer noch Strom zu regu-
lierten Preisen. Dies entspricht in etwa einem Drittel des Gesamtvolumens (Federico,
2011: 8). Trotz der zunehmenden Liberalisierung in diesem Bereich bleibt der Markt
weiterhin stark reguliert.

Kapazititszahlungen

Spanien hat bereits mit der Liberalisierung ein Kapazititszahlungssystem (garantia
de potencia) eingefiihrt (Federico & Vives, 2008: 59), um so dem Nachfragewachstum
zu dieser Zeit entgegen zu treten (Crampes & Fabra, 2004). Das urspriingliche Sys-
tem wurde aber 2007 grundlegend reformiert und durch die sogenannten pagos por
capacidad ersetzt (Orden ITC/2794/2007). Der Grundgedanke der administrativen
Kapazitdtszahlungen ist, dass die Erreichung der vom Systembetreiber gewiinschten
Reservesicherheit nicht dem Markt iiberlassen wird, sondern dass gezielt Investiti-
onsanreize gesetzt werden. Die Reform der Kapazitidtszahlungen sieht dabei sowohl
die Moglichkeit zu Zahlungen an Kraftwerke fiir Verfiigbarkeit, als auch Investi-
tionszahlungen fiir neue Kraftwerke vor (Batlle et. al, 2008). Im ersten Fall soll
sichergestellt werden, dass die Kraftwerke zu Peakzeiten, also wenn sie am meisten
bendtigt werden, verfiigbar sind. Im zweiten Fall soll das mit dem Kraftwerksbau
verbundene Investitionsrisiko fiir Kraftwerke iber 50MW oder fiir signifikante Er-
weiterungen bisheriger Kapazititen reduziert werden. Letztere Zahlungen sind im
Gesetz (Orden ITC/2794/2007) explizit geregelt.??

Abhédngig von der derzeit installierten Kapazitdt bzw. der aktuellen Reservemarge
erhalten Kraftwerke einen bestimmten Betrag pro installiertem MW pro Jahr fiir die
ersten 10 Betriebsjahre. Die Reservemarge wird als Verhéltnis von gesamter verfiig-
barer Kapazitéit zur Peaknachfrage zum Zeitpunkt der Fertigstellung des Kraftwerks
berechnet. Die genaue Hohe der Zahlung ist dabei eine lineare, abnehmende Funk-
tion (siche Abbildung 28) der Reservemarge und berechnet sich wie folgt?3:

Kapazititspreis = 28.000€ /MW /Jahr, wenn IC<1,134
Kapazitatspreis — 193.000-150.000*IC wenn 1,1< IC

Berechtigt Kapazitatszahlungen zu erhalten sind nur Neuinvestitionen bzw. signi-
fikante Erweiterungen bestehender Kraftwerke, nicht jedoch bereits in Betrieb be-
findliche Kraftwerke.

Die Hohe dieser Kapazitédtszahlung wird ausschlieflich administrativ und nicht markt-
lich bestimmt. Wahlt die Regulierungsbehdrde einen zu hohen Betrag so ist tenden-

32Die Verfiigbarkeitszahlungen sind bisher noch nicht geregelt und werden deshalb nicht weiter
betrachtet.

33Negative Kapazitiitszahlung sind nicht moglich (Orden ITC/2794,/2007).

34Indice de cobertura (IC) entspricht der Reservemarge.
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ziell mit zu viel Eintritt zu rechnen, ist er zu niedrig, kann das Ziel unter Umstédnden
nicht erreicht werden. Die Gesetzgebung sieht aber eine zusitzliche M&glichkeit vor,
um den Markt entscheiden zu lassen, zu welchem Preis er bereit ist neue Kapazi-
taten zu liefern. Fillt die Reservemarge unter 1,1%, so ist das MITYC berechtigt
Kapazititsauktionen fiir neue Kraftwerke durchzufiihren. Diese Auktionen sollen
einerseits dazu dienen, dass der Regulator eingreifen kann, wenn es zu Unterinvesti-
tionen kommt und andererseits dem Investoren die Moglichkeit geben, die bendtigte
Hohe des Investitionsanreizes zu signalisieren (Batlle et. al, 2008). Auktionen kon-
nen also dann abgehalten werden, wenn es eine Differenz zwischen Zielgrofse und der
tatsdchlichen installierten Kapazitdt gibt. Der Gewinner wiirde den Auktionspreis
als Investitionsanreiz erhalten.

Abbildung 28: Héhe der Kapazititszahlungen, Spanien

30,000 Beispiel zur Berechnung der
Kapazitatszahlung

25,000 | Betragt die aktuelle Reserve-
marge z.B. 1,15, erhilt ein neu
errichtetes Kraftwerk 20.500 €

3 pro MW pro Jahr.

E 20,000

‘:2 Ein 200 MW Kraftwerk wiirde so
g insgesamt Kapazitatszahlungen in
= 15,000 Hohe von 41 Millionen € in den
E ersten 10 Jahren bekommen.

2

s

5 Die maximale Kapazitatszahlung
3 10,000 - pro MW wird bei einer

] Reservemarge von 10% oder

weniger erreicht, dann erhalt
5,000 - jedes MW 28.000 € pro Jahr.

Wird dagegen eine Reserve-
marge von ca. 30% erreicht, so

T T T T T T T sinkt die Kapazitdtszahlung auf
1 105 11 115 12 125 13 135 Null.

Reservemarge IC

Quelle: Eigene Darstellung, Federico & Vives, 2008, Orden ITC/2794/2007.

Die Kosten fiir die Kapazitdtszahlungen werden anteilig auf den Endverbraucher-
preis aufgeschlagen. Abhéngig von der Hohe der aktuellen Kapazitatszahlungen, dem
jeweiligen Endkundentarif und der nachgefragten Menge wird ein Aufschlag auf den
Borsenpreis berechnet. Tabelle 20 zeigt, wie sich die Aufschlige im Durchschnitt
fiir alle spanischen Nachfrager entwickelt haben. Diese schwanken deutlich zwischen
0,96 €/MWh im Jahr 2008 bis zu 5,92 €/MWh in 2011%5. Durch die Regulierung
der Endkundentarife und dem damit verbundenen Tarifdefizit werden diese Preis-
signale aber nur teilweise an Endkunden weitergegeben und Teile davon durch den
Steuerzahler entrichtet. Auferdem werden die Kosten auf alle Stunden verteilt und
erh6hen somit den Strompreis zu allen Zeiten und nicht nur zu Peakzeiten, wodurch
ebenfalls das Preissignal verzerrt werden konnte.

Nur konventionelle Kraftwerke mit einer installierten Leistung iiber 50MW kon-
nen Kapazititszahlungen in Anspruch nehmen. Erneuerbare Energien bzw. alle dem
Special Regime zugeordneten Kapazititen sind nicht berechtigt. Fiir diese Technolo-
gien wurden im Spanish Electric Power Act 54/1997 bzw. im Royal Decree 661,/2007
die Einspeisetarife geregelt.

35Die Daten erstrecken sich bis zum Mai 2011.
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Tabelle 20: Durchschnittlicher Preisaufschlag fiir Kapazititszahlungen, Spanien

Jahr | Day-Ahead Kapazititszahlung
2007 39,35 3,83
2008 64,43 0,96
2009 36,96 2,28
2010 37,01 2,73
2011 45,27 5,92

Quelle: OMIE, 2011b.

Special Regime

Jeder Betreiber einer Special Regime Kapazitit kann wéhlen, ob der eingespeis-
te Strom zum Borsenpreis plus Aufschlag verkauft wird oder iiber einen regulierten
Tarif vergiitet wird. Dazu wurden fiir jede Technologie Zwischenziele zum Ausbau
und ein Tarifsystem festgelegt (IEA, 2009: 89ffF). Die nachfolgende Abbildung zeigt
beispielhaft die Vergiitung von Windenergie, wenn die Marktpreis Option gewéhlt
wird. Der Betreiber muss sich jeweils fiir ein Jahr auf eines der beiden Vergiitungs-
systeme festlegen.

Abbildung 29: Windeinspeisung, Spanien

Einspeisepreis Vergiitung von Windenergie:
Euro/MWh A\ Marktpreis plus Aufschlag

. Liegt der Marktpreis unter

Héchster 43,39 €/MWh, erhilt die

Einspeisetarif Windanlage den

87,79 Mindestbetrag von 73,66

€/MWh.

Mindest- e, . Liegt der Marktpreis tiber
preis 43,39 €/MWh aber unter
73,66 57,52 €/MWh, betrigt der

Preisaufschlag pauschal

——— 30,27 €/MWh, bis das

Maximum von 87,79
Aufschlag

30,27

€/MWh erreicht wird.
Steigt der Borsenpreis
also iiber 57,52 €/MWh,
sinkt der Aufschlag linear,

bis die Gesamtvergiitung

87,79 €/MWh betrigt.
. Wird ein hoherer
~ Marktpreis erzielt,
C erhalten die Betreiber nur
43,39 57,52 87,79 Day-Ahead Preis den Bérsenpreis.
Euro/MWh

Quelle: Eigene Darstellung, IEA, 2009: 97.

Dieses Einspeisungsvergiitung soll fiir jede Technologie eine Mindestrentabilitit
sicherstellen. Investitionsanreize und die Reduktion des Investitionsrisikos werden
bei Special Regime Kapazititen also iiber Subventionen des Marktpreises erreicht
und nicht iiber gesonderte Kapazitdtszahlungen.
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Probleme dieses Systems zeigten sich in den Jahren 2007 bis 2009. Nach einer Re-
form des Subventionssystem im Jahre 2007 verdreifachten sich in die Ausgaben von
2,2 Milliarden Euro auf iiber 6 Milliarden Euro pro Jahr. Treiber fiir diesen starken
Anstieg waren Solaranlagen, die in diesem Zeitraum von einer installierten Kapazitit
von 0,3 GW auf 3,5 GW anwuchsen und deren Subventionen um ca. 2,5 Milliarden
€anstieg. Damit erhielten Photovoltaik Anlagen 40% der Subventionen, trugen aber
nur 8% zur Produktion aller Special Regime Kapazitidten bei. Als Gegenmafsnah-
men wurde das Subventionsniveau von Photovoltaikanlagen heruntergesetzt und ein
Quotensystem eingefiihrt, so dass die maximale Anzahl an Solaranlagen gedeckelt
wurde (Federico, 2011: 12).

Versorgungssicherheit

Kritisch fiir die Bewertung dieses Systems eines Energy-Only-Marktes mit admi-
nistrativer Kapazitidtszahlung ist die Betrachtung der Versorgungssicherheit. Abbil-
dung 30 zeigt die Entwicklung der Reservemarge von 1990 bis 2009. Vor der Libe-
ralisierung 1997 waren deutliche Uberkapazititen im spanischen Markt vorhanden.
Diese wurden aber in den Jahren danach schnell abgebaut. Dies ist, der Literatur
zu Folge, vor allem regulatorischen Bedingungen zuzuschreiben. Zum einen war es
Unternehmen mit Marktanteil iiber 30% nicht gestattet zusitzliche Kapazititen zu
errichten. Zum anderen herrschte Unklarheit, ob CTC Zahlungen von der Européi-
schen Union als unberechtigte Subvention angesehen wiirden (Crampes & Fabra,
2004).

Abbildung 30: Reservekapazititen 1990-2009, Spanien

1990 1991 1992 1993 1994 1995 1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009

Quelle: REE, 2009: 11.

81



In den Jahren 2001 und 2002 wurde dann die vorgegebene Reservemarge von
1,1 (rot gestrichelte Linie in Abbildung 30) unterschritten und am 17.12.2001 wur-
de vom Systembetreiber ein rollierender Stromausfall durchgefiihrt. Ein besonders
kalter und trockener Winter fiihrte dazu, dass hohe Nachfrage mit geringer Ver-
fiigbarkeit von Wasserkraft zusammenfiel. Die darauf folgenden feuchteren Klima-
bedingungen konnten aber weitere grofere Ausfille abwenden (Crampes & Fabra,
2004: 15). Dieser Phase der Unterkapazitit folgte eine mit vielen Markteintritten,
vor allem durch CCGT Kraftwerke. Seitdem wurde auch mindestens die vorgegebene
Reservemarge gehalten. Seit der Reform in 2007 kam es sogar zu einem deutlichen
Anstieg, was teilweise dem oben beschriebenen Boom der erneuerbaren Energien
zuzuschreiben ist. Die Versorgung kann damit bis auf die Jahre 2001 und 2002 als
gesichert angesehen werden. Das System scheint jetzt ausreichend neue Investitionen
anzuziehen. Auch die nicht netzbedingten Ausfallzeiten haben sich seit 2002 deutlich
auf ein sehr geringes Niveau reduziert, wie in Abbildung 31 zu erkennen ist.

Abbildung 31: Durchschnittliche Ausfallzeit in Minuten, Spanien
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Quelle: Eigene Darstellung, REE, 2010: 82.

3.5.2 Analyse der Marktdaten

Der spanische Kraftwerkspark hat sich in den letzten Jahren deutlich verdndert. Es
kam zu einer Verschiebung hin zu erneuerbaren Energien und flexiblen Technologien
wie CCGT Kraftwerken.

Grundséatzlich wird beim Erzeugungsmix zwischen Ordinary und Special Regime
unterschieden. Kraftwerke des Ordinary Regimes bieten die produzierte Elektrizitit
an der Stromborse oder verkaufen diese {iber bilaterale Vertriage. Dafiir erhalten sie
den Strompreis und zusatzlich einen Kapazitatspreis. Zum Special Regime gehoren
dagegen Kraftwerke mit einer Erzeugungsleistung unter 50 MW und erneuerbare
Ressourcen. Diese Kraftwerke miissen ihre Erzeugung nicht im Pool anbieten, son-
dern konnen zwischen den verschiedenen Vergiitungssystemen wihlen.
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Der spanische Kraftwerkspark erlebte in den letzten Jahren einen merklichen Um-
bruch. Wahrend die installierte Kapazitidt von Kernkraft, Kohle und Wasserkraft
relativ konstant blieben, kam es vor allem bei CCGT und im Special Regime zu
signifikanten Neueintritten. Klassische Ol- und Gaskraftwerke haben dagegen an
Bedeutung verloren.

Abbildung 32 zeigt, dass es seit 2001 zu verstarktem Eintritt von CCGT Kraftwer-
ken kam. Insgesamt waren 2009 23.066 MW installiert. Im Gegensatz dazu sank
die installierte Kapazitit bei Ol-und Gaskraftwerken von 8.214 MW 1998 auf 3.008
MW im Jahr 2009. Die Leistung der Kraftwerke, die dem Special Regime zugeordnet
werden, stieg von 5.713 MW in 1998 auf 31.924 MW in 2009. Der Anteil des Special
Regimes an der Erzeugung stieg von 1998 bis 2009 von 11,6% auf 45,2%.

Abbildung 32: Installierte Kapazititen 1998-2009, Spanien
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Quelle: Eigene Darstellung nach REE, 2009.

Den grofsten Anteil am Special Regime hat Windkraft mit 67,2%. Vor allem Solar

verzeichnete aber in den Jahren 2007-2009 einen enormen Anstieg. Die installierte
Kapazitit stieg von 0,3 GW auf 3,5 GW. Weiterhin werden noch andere nicht er-
neuerbare Ressourcen zum Special Regime gezdhlt. Deren Anteil sank aber auf nur
2,4%. ™% der installierten Kapazitit des Special Regimes sind dariiber hinaus klei-
nere Wasserkraftwerke.
Der Anteil an der tatsidchlichen Erzeugung stieg bei Special Regime Kapazitidten von
10,5% 1998 auf 35,2%. Kernkraft produzierte 2010 22,1% der Energie, die iiber die
Borse abgesetzt wurde. Der Anteil ging damit im Vergleich zu 1998 um 33% zuriick.
Am deutlichsten ist der Riickgang der Kohlekraftwerke. Ihr Anteil sank von 1998 bis
2010 von 33,5% auf 7,2%. Wasserkraft trigt im Durschnitt 12% zur Erzeugung bei.
Allerdings war der Anteil in den Jahren besonders hoher Preise 2005-2008 relativ
gering.
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Tabelle 21: Anteil an der Erzeugung nach Technologie in Prozent, Spanien

Jahr | Kernkraft Gas/Ol Kohle Wasser Special R. CCGT
1998 33,0 2,3 335 17,9 10,5 -
1999 30,6 35 36,8 12,4 12,2 -
2000 30,0 2,2 373 12,9 134 -
2001 29 4 27 314 183 14,7 ;
2002 27,7 52 354 9,7 15,4 2,2
2003 25,7 2,7 31,2 15,7 16,2 5,1
2004 25,7 2,0 30,6 11,8 17,7 9,0
2005 21,6 3,1 291 6,2 19,1 17,6
2006 23,9 1,9 226 7.4 20,3 18,7
2007 19,3 1,5 254 9,7 20,8 19,7
2008 20,4 1,6 15,6 7.3 23,4 29,3
2009 19,2 2,0 11,7 10,5 30,9 23,1
2010 922.1 1.8 7.2 16,7 352 14,9

Ohne Import und Export. Quelle: OMIE, 2011b.

Die spanische Stromnachfrage stieg in den Jahren nach der Liberalisierung deut-
lich an. In der Periode von 1997-2006 war dies der grdfste Anstieg in den EUL5
Landern (Federico & Vives, 2008: 80). Insgesamt stieg die Nachfrage bis Ende 2008
um mehr als 60%. Der starke Anstieg erforderte sowohl einen Ausbau der instal-
lierten Kapazitiiten, als auch eine Anpassung des Kraftwerkparks, um flexibel auf
Nachfrageschwankungen reagieren zu konnen.

Abbildung 33: Nachfrage 1985-2009, Spanien
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Quelle: REE, 2009.
Im Gegensatz zur Nachfrage blieben die Day-Ahead Preise relativ konstant. In

den ersten Jahren nach der Liberalisierung bewegten sich die Preise rund um die im-
plizite Preisobergrenze von 36 €/MWh. Besonders hohe Durchschnittspreise konn-
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ten in den Jahren 2006 bis 2008 beobachtet werden. 2009 und 2010 fiel das Preis-
niveau aber wieder ab. Im Jahre 2002 konnte ein Peak Preis von iiber 150 €/MWh
beobachtet werden. Dieser ist auf den vorher beschriebenen Kapazitiatsengpass zu-
riickzufiihren. Insgesamt bleiben die Preise aber volatil, was vor allem auf die grofe
Bedeutung der erneuerbaren Energien und der damit verbundenen Abhingigkeit
von Klimabedingungen zuriickzufiihren ist. Die Volatilitdt der Preise wird auch bei
der Betrachtung der Preis-Perzentile deutlich (siche Tabelle 22). Das 99% Perzentil,
schwankt deutlich zwischen den Jahren, wobei die héchsten Werte in den Jahren
2002, 2005, 2006 und 2008 beobachtet werden konnten. So lagen die drei héchsten
99%-Perzentile knapp tiber 100 Euro. Dabei bleibt unklar, ob und inwieweit Preissi-
gnale und die damit verbundenen Investitionsanreize durch die Kapazitatszahlungen
beeintrichtigt werden. Festzuhalten ist, dass die Energiepreise relativ niedrig liegen,
was sich auch in den Durchschnittspreisen widerspiegelt. Unterstellt man den Ener-
giepreisen die korrekte Indikation knapper Ressourcen, existieren auf dem spanischen
Markt Uberkapazititen. Bei fehlerhafter Indikation, welche auf die administrativen
Kapazitdtszahlungen zuriickzufithren wire, wiirde eine Knappheitssituation zu po-
sitiv, d.h. auf zu niedrigem Preisniveau, bewertet.

Tabelle 22: Preis-Perzentile in $/MWh Day-Ahead Preise, Spanien

Jahr 1%  25%  50% 7%  90%  95% 9% o

2002 | 9,87 26,11 36,43 45,57 53,69 61,06 101,64 37,38
2003 | 6,17 18,27 25,56 38,57 48,02 51,49 57,07 28,95
2004 | 14,63 20,96 25,67 32,80 41,31 45,50 57,83 27,97
2005 | 22,04 39,00 49,87 65,52 81,36 91,48 106,72 53,71
2006 | 19,77 33,70 45,00 60,12 81,17 93,08 107,61 50,52
2007 | 18,67 29,49 37,80 45,80 56,53 66,18 80,07 39,37
2008 | 35,68 55,40 62,85 73,93 82,59 85,90 93,51 64,45
2009 | 10,00 32,78 36,70 40,45 46,35 53,20 67,99 37,03
2010 | 0,00 30,06 40,00 46,37 51,51 55,00 69,57 36,99
2011 | 5,00 43,00 48,01 51,56 53,68 55,34 59,23 45,63

Quelle: OMIE, 2011b.
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3.5.3 Bewertung

Die grundséatzliche Kritik an administrativ geleisteten Kapazitdtszahlungen richtet
sich vor allem gegen den hohen staatlichen Eingriff. Die Kapazititszahlungen wer-
den weder durch den Markt bestimmt noch werden Preissignale an Endverbraucher
weitergegeben. Der Systembetreiber setzt ein gewiinschtes Niveau an Systemsicher-
heit fest und bestimmt den Kapazititspreis, der seiner Meinung nach noétig ist, das
Niveau zu erreichen.

Federico und Vives (2008) merken an, dass es fiir den Systembetreiber nicht not-
wendig ist den oben aufgezeigten Weg zu gehen, wenn er die Hohe des Sicherheits-
und Kapazitatsniveaus und die dafiir notwendigen Maknahmen kennt. Sie schlagen
deshalb vor, von der Moglichkeit der Kapazitdtsauktionen verstiarkt Gebrauch zu
machen. So kénnte der Markt entscheiden, zu welchem Preis er bereit ist, das ge-
wiinschte Level an Versorgungssicherheit bereitzustellen.

Problematisch ist weiterhin, dass Endkunden noch gréfstenteils regulierte Tarife be-
zahlen. Dadurch wird verhindert, dass Preissignale weitergegeben werden. Hinzu
kommt, dass die Kapazititszahlungen auf alle Stunden umgelegt werden. Knapp-
heitspreise werden dadurch verzerrt.

Zusammenfassend l&dsst sich sagen, dass das spanische System, abgesehen von den
Jahren 2001 und 2002, ein ausreichendes Maf an Versorgungssicherheit bereitstellen
konnte. Diese Sicherheit ist mit moderaten Strompreisen trotz starkem Nachfrage-
wachstum verbunden. Der Preis, der fiir diese Sicherheit bezahlt wird, spiegelt sich
aber nicht vollstdndig in den Strompreisen wider. Vielmehr erreichen Knappheitssi-
gnale durch die Regulierung von Endtarifen nicht die Verbraucher.

Nichtsdestotrotz stellt das spanische System einen moglichen Weg dar, Versorgungs-
sicherheit zu gewdhrleisten. Diese Out-Of-Market Losung unterscheidet sich vor al-
lem durch den hohen Regulierungsgrad von anderen Lésungen. Allerdings lisst sie
sich sehr einfach in das bestehende System integrieren. Die Gefahr besteht jedoch
darin, dass der Marktmechanismus an sich und damit die durch den Preismechanis-
mus induzierten Investitionssignale nachhaltig gestort werden.

3.6 Zusammenfassung

In der Praxis sind in zahlreichen Landern verschiedene Marktsysteme realisiert wor-
den, wobei diese sich anhand des Ausmalles des administrativen Eingriffs in den
Marktmechanismus unterscheiden lassen. Die Untersuchung der realisierten Syste-
me zeigt die Vor- und Nachteile bei Umsetzung der beiden theoretischen Modelle auf.
Hierzu werden fiinf Lander ausgewéhlt, die exemplarisch fiir die hdufigsten Realisa-
tionen darstellen sollen. Jedes Marktsystem wurde auf den Grad des staatlichen Ein-
griffs, den Preismechanismus, die Versorgungssicherheit und eventuelle Verzerrungen
der Marktergebnisse untersucht. Das Urteil hinsichtlich der Superioritit einzelner
Systeme fillt nicht eindeutig aus. Es zeigt sich, dass ein Systemvergleich dufierst
schwierig ist, da Kontrollgruppen nicht direkt vorhanden sind und die Bewertung
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der Leistungsfihigkeit eines Marktes hinsichtlich der langfristigen Versorgungssi-
cherheit in einem so kurzen Bewdhrungszeitraum mit frei verfiigharen Daten nicht
zu leisten ist. Also ist die Frage, ob ein System ausreichenden Kraftwerksneubau in-
duziert hat, erst bei Abschliefsen des ersten vollumfinglichen Neubauzyklus méglich.

Es kann dennoch festgehalten werden, dass es Markteingriffe gab, die darauf hindeu-
ten, dass entweder die (anfangs) gewéhlten Systeme nicht ausreichend Kapazitéiten
induziert haben oder diesen zumindest vor tatsdchlichem Eintreten des kritischen
Testfalls nicht genug Vertrauen entgegen gebracht wurde. In Australien und Schwe-
den wurden Kraftwerkskapazititen als Notreserven vorgehalten, um der Situation
einer kurzfristigen Unterversorgung, z.B. ein gesamter Tag, vorzubeugen. Hierbei ist
hervorzuheben, dass es in den genannten Landern bisher kombinierte Ausfille der
Erzeugung und des Stromnetzes waren, welche zum Einsatz der Kraftwerksreserven
fiihrten. Im Falle Schwedens liegt dies vor allem im gewéhlten Kraftwerksportfolio,
welches sich primér auf zwei Erzeugungsarten, Kern- und Wasserkraft, stiitzt. Der
Netzverbund, Nord Pool, war in wenigen Fillen nicht in der Lage den witterungsbe-
dingten Ausfall von Kraftwerken in Schweden zu kompensieren. Ahnliches lisst sich
auch fiir Australien festhalten, wo kombinierte Ausfille von Ubertragungsnetzen
an Grenzkuppelstellen einerseits und Kraftwerken andererseits Lastabschaltungen
notwendig machten. Ob diese Ausfélle in Schweden und Australien auf Probleme
bei der Ausgestaltung der Mérkte zuriickzufiihren sind, kann nicht eindeutig besta-
tigt werden. Fin Grund dafiir liegt in der Tatsache, dass das einfache Grundprinzip
des Energy-Only-Systems, ndmlich das Knappheit bzw. die Hiufung von Ausféllen
vermehrten Kraftwerkszubau durch héhere Preisniveaus induziert, keinerlei Bewah-
rungsprobe erhalten hat. Somit bleibt es bei der Vermutung, dass das Marktsystem
nicht funktioniert.

Die Schwierigkeit bei der Beurteilung der Marktsysteme zeigt sich deutlich bei der
Beurteilung der verschiedenen Systeme in Grofsbritannien. Hier erfolgte ein Wechsel
von einem System mit Kapazitdtszahlungen hin zu einem Energy-Only-Markt. So
war etwa die Manipulation der Hohe des Kapazitétspreises durch die Erzeuger einer
der Griinde fiir die Abschaffung des Systems. Das auf bilaterale Kontrakte ausgeleg-
te Energy-Only-System scheint jedoch ebenfalls wieder gegen ein Kapazitatssystem
ausgetauscht zu werden. Auch hier wird als Begriindung angefiihrt, dass die marktli-
chen Ergebnisse darauf hindeuten, dass das System den notwendigen Anforderungen
an die Versorgungssicherheit nicht gerecht wird.

Die Komplexitit und Fehleranfilligkeit der Kapazititssysteme zeigt sich sehr deut-
lich am Kapazitdtsmarkt im PJM-Gebiet in den USA. Das fehlerbehaftete erste
Modell wurde grundlegend restrukturiert und besitzt nun eine sehr grofse Anzahl an
administrativ festzulegenden Parametern, welche entscheidenden Einfluss auf den
Markt und somit die Versorgungssicherheit ausiiben. Wéhrend das Primérziel der
Versorgungssicherheit stets erreicht wird, ist die Leistungsfidhigkeit des Systems hin-
sichtlich der Kosteneffizienz und Gewahrleistung wettbewerblicher Marktergebnisse
fraglich. Das System weist einige Hilfsmechanismen auf, z.B. Preisobergrenzen bei
nicht bestandenen Marktmachttests, um die Problematik systemimmanenter Markt-
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macht zu begrenzen.

Das spanische Kapazitiatszahlungssystem weist zwar einen deutlich geringeren Kom-
plexititsgrad auf, jedoch sind die Kapazitdtszahlungen nicht das Resultat markt-
licher Prozesse, sondern werden administrativ festgelegt. Sie sind damit deutlich
willkiirlicher und zudem politischem Einfluss ausgesetzt. Obwohl kein vollstandiger
Systemwechsel vollzogen wurde, sind signifikante Markteingriffe erfolgt, welche eben-
falls darauf hindeuten, dass das vorherige System nicht die gewiinschten Ergebnisse

produziert hat.

Zusammenfassung der Landerstudien

Kriterium Australien  Schweden UK PJM  Spanien
Liberalisierung 1998 1996 1990 1998 1997
Privatisierungsgrad Mittel* Niedrig Sehr Hoch  Mittel ~ Hoch
System E-O Pool E-O Markt E-O Markt KM DKZ
Kernelemente...
...keine Preisobergrenze X X X
...Mengenfreiheit X
... Teilnahmefreiheit X X
Systemwechsel erfolgt Nein Nein Ja Nein Nein
Systembewertung
...kein Eingriff erfolgt X X X X X
...Preismechanismus

funktioniert X X
...Reserveniveau

erreicht

* Teilgebiete weisen sehr unterschiedliche Grade auf; E-O=Energy-Only; DKZ=Direkte Kapazi-
tatszahlung; KM=Kapazitatsmarkt.
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4 FEinfiihrung eines Kapazitatssystems in Deutsch-
land

In diesem Kapitel wird zunéchst eine kurze Einfiihrung in den deutschen Strommarkt
gegeben, welcher sich ebenfalls an den zuvor gewéhlten Kategorien orientiert. Ins-
besondere soll auf das Thema der erzeugerseitigen Versorgungssicherheit und eine
mogliche Existenz des Missing-Money-Problems eingegangen werden. Unabhéngig
vom Ergebnis dieser Analyse soll dann eine mogliche Ausgestaltung eines Kapazi-
tatsmarktes in Deutschland dargestellt werden. Die Ausgestaltung gliedert sich in
zwei Szenarien, einen vom européischen Verbund unabhingig eingefiihrten nationa-
len Kapazitatsmarkt und einen gesamteuropaischen Kapazitdtsmarkt. Es sei vorab
darauf hingewiesen, dass dies nur eine qualitative Analyse darstellt, da die Quantifi-
zierung der Konsequenzen aus einer Kapazititsmarkteinfiihrung auf nationaler wie
europaischer Ebene ein sehr komplexes Optimierungsmodell erfordert. Der dafiir
notwendige Aufwand erfordert eigenstidndige Forschungsprojekte bzw. Gutachten.
Dennoch gibt es viele grundsétzliche Probleme und européische bzw. deutsche Spe-
zifika, die unabhingig vom gewihlten Design beriicksichtigt werden miissen. Auf
diese wird in dieser Untersuchung ebenfalls eingegangen. Erst kurz vor Fertigstel-
lung dieses Gutachtens sind einige Untersuchungen verdffentlicht worden, welche
sich mit einer Implementierung eines Kapazitatsmarktes in Deutschland bzw. Nord-
europa befassen. Diese konnen nicht im Detail analysiert werden. Jedoch sei darauf
hingewiesen, dass die grundsétzlichen Ergebnisse der meisten Studien sich mit den
in diesem Gutachten angestellten Uberlegungen und Analysen zur Ausgestaltung
eines européischen bzw. deutschen Kapazitdtsmarktes decken (Brunekreeft et al.,
2011; Barrera et al, 2011; Eurelectric, 2011). Einzig die BET-Studie (2011) kommt
in ihrer Analyse zu anderen Ergebnissen.

4.1 Kurzanalyse des Strommarktes in Deutschland

Im Folgenden wird, wie in den vorherigen Landeranalysen, auf die aktuelle Ausge-
staltung und Entwicklung des deutschen Marktsystems eingegangen. Zudem werden
die Kernbereiche Erzeugung, Nachfrage, Grofshandelspreise und Versorgungssicher-
heit im historischen, aktuellen wie auch prognostizierten Kontext betrachtet.

4.1.1 Liberalisierung und Marktsystem

Die europaweite Liberalisierung der Strommaérkte umfasst natiirlich auch Deutsch-
land, sodass die vorherigen staatlichen Energieversorgungsunternehmen schrittweise
privatisiert wurden, jedoch lange Zeit nicht vertikal entflochten wurden. Zu der Un-
terlassung einer Entflechtung kam auch noch eine erhohte Marktkonzentration durch
Fusionen oder Zukiufe von weiteren vormals staatlichen vertikal integrierten Ver-
sorgungsunternchmen. Es entstanden vier grofe vertikale Energieversorger, welche
auch heute noch den gréfsten Anteil an Stromerzeugung und -versorgung innehaben,
EnBW, Vattenfall, RWE und E.ON (Brunekreeft & Bauknecht, 2006; BKartellA,
2011: 90ft.).
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Der deutsche Markt ist in seinem Wesen ebenso wie Schweden und Australien der
Kategorie des Energy-Only-Marktes zuzuordnen, wobei jedoch gewisse Unterschiede
gegeniiber Schweden und Australien existieren. Es gibt weder ein spezielles Notre-
serveprogramm noch ist das deutsche Marksystem als Pool organisiert. Eine Preis-
obergrenze existiert zwar an der Borse, diese ist jedoch eher technischer Natur und
nicht das Resultat einer Regulierung (Biidenbender et al., 2009: 50ff.). Als mogliche
Handelswege existieren prinzipiell der OTC-Handel und der Handel am Boérsenver-
bund EPEX (einem Zusammenschluss européischer Borsen inklusive der deutschen
EEX). Da Deutschland eine exponierte und pivotale Rolle im européischen Strom-
verbund innehélt, ist auch ein Handel an den angrenzenden nationalen Borsen ohne
Weiteres moglich.

e Energy-Only-System

e Preisobergrenze nur technischer Natur

e Zunehmende Integration in einen europiischen Binnenmarkt

e Hoher Privatisierungsgrad und laufender Prozess vertikaler Entflechtung

e Grundsitzlich kein Notfallreserveprogramme, seit 2011 strategische Reserve
angedacht

e Spezielle Anreizprogramme fiir den Ausbau erneuerbarer Energien
e Ausstieg aus Kernkraft als Erzeugungstechnologie

Im Zuge umweltpolitischer Mafknahmen wurde in zweierlei Hinsicht entscheidend
in den Markt eingegriffen. Dies betrifft die Erzeugungsebene, genauer die Erzeugung
durch erneuerbare Energie und Kernkraft. Der Ausbau und die Férderung der er-
neuerbaren Energien ist durch das EEG rechtlich verankert worden. Dies wird mit
dem Interesse an einer Verringerung der volkswirtschaftlichen Kosten, erweitert um
langfristige externe Kosten, im Sinne des Klima- und Umweltschutzes begriindet (§1
EEG). Demnach wird aus erneuerbaren Energien gewonnener Strom bei Einspeisung
und Vergiitung bevorzugt behandelt (§16 EEG). Zwar existiert nach §17 EEG die
Moglichkeit, die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien auch iiber den Markt
zu verkaufen, jedoch wird dies in vernachlissigbarem Umfang genutzt (BNetzA,
2010: 148). Die festgelegte Einspeisevergiitung ist somit offensichtlich profitabler,
was belegt, dass der Ausbau gesellschaftlich gewollt ist und iiber aufermarktliche
Mechanismen vorangetrieben wird. Eine Novelle des EEG in 2012 sieht jedoch eine
Forcierung einer marktlicheren Losung vor (Marktpramienmodell) und verschérft
teilweise die Degression in der Einspeisevergiitung (Bundesministerium fiir Umwelt,
2011)

Der zweite Aspekt, die Erzeugung durch Kernkraftwerke, ist ebenfalls eng mit ge-
samtgesellschaftlichen bzw. umweltpolitischen Aspekten verbunden.?® Wihrend vor
einigen Monaten noch auf Grundlage eines Gutachtens von EWI, GWS und Prog-
nos (2010) die Laufzeit der Atomkraftwerke zunéichst verldngert werden sollte, hat

36In diesem Gutachten werden explizit nicht die Nutzen und Kosten eines Atomausstiegs disku-
tiert. Der Ausstieg wird als exogener Faktor beriicksichtigt.
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die Bundesregierung in den zeitlichen Nachwirkungen der Umwelt- und Atomkata-
strophe von Fukushima ein sogenanntes Moratorium fiir Atomkraftwerke verhdngt
(siche dazu auch BNetzA, 2011a,b). Dies sieht eine Abschaltung von insgesamt acht
Kernkraftwerken vor und setzt die vorher beschlossene Laufzeitverlingerung aufer
Kraft. Diese zwei nichtmarktlichen Entscheidungen haben enorme Auswirkungen
auf die Stromerzeugung, wie im folgenden Abschnitt zu sehen ist.

4.1.2 Analyse der Marktdaten

In diesem Abschnitt wird untersucht, ob sich der Tatbestand eines Marktsystemver-
sagens an Offentlich verfiigbaren Zahlen zur Entwicklung der Nachfrage, Erzeugung
und Grofhandelspreise erkennen lédsst. Es wird deutlich, dass eine historische Be-
trachtung auf groke Uberkapazititen und somit ausreichende Versorgungssicherheit
hindeutet. Die zukiinftige Entwicklung der Erzeugungsebene weist allerdings starke
Anderungen im Kraftwerkspark auf, was Konsequenzen fiir die Funktionstiichtigkeit
des Marktsystems haben kann.

Abbildung 34: Last-Dauer-Kurven, Deutschland
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Eigene Berechnung. Quelle: ENTSO-E, 2011.

Die Betrachtung der Entwicklung der Tageshochstlast {iber die Jahre 2006 - 2010
zeigt einen relativ gleichmafigen und konstanten Verlauf (siehe Abbildung 52 im An-
hang. Die Tagesspitzen fielen dabei im Sommer (zwischen 50.000 und 60.000 MW)
immer jeweils deutlich geringer aus als im Winter (zwischen 65.000 und 80.000 MW),
was jedoch auch nicht weiter verwunderlich ist. Mit Ausnahme des Jahres 2009 la-
gen die Werte auch alle auf dem gleichen Niveau. In jenem Jahr sind jedoch die
Auswirkungen der weltweiten Wirtschafts- und Finanzkrise deutlich in einem Riick-
gang der Stromnachfrage erkennbar. Betrachtet man den Verlauf fiir das Jahr 2010,
so hatten die Werte bereits wieder anndhernd das Vorkrisenniveau erreicht. Eine
Gegeniiberstellung der Last-Dauer-Kurven der vergangenen drei Jahre (sieche Ab-
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bildung 34) bestétigt dies. Wihrend die Kurven der Jahre 2008 und 2010 beinahe
iibereinander liegen, verlduft die des Krisenjahres doch deutlich darunter. Dennoch
bleibt anzumerken, dass der grundséitzliche Verlauf aller drei Kurven der gleiche ist,
was fiir ein relativ konstantes Lastprofil spricht.

Nach dem beschlossenen Atomausstieg in Deutschland sowie den vereinbarten Kli-
maschutzzielen, wird es zukiinftig zu einem massiven Umbau im deutschen Kraft-
werkspark kommen. Allein durch das Moratorium im Friihjahr 2011 kam es zu einer
zeitgleichen Abschaltung der sieben &ltesten Kernkraftwerke, was einer Nettoerzeu-
gungsleistung von 5 GW entspricht. Diese wurden im Zuge des Atomausstiegsge-
setzes auch nach dreimonatiger Stilllegung nicht mehr ans Netz genommen. Zudem
befanden sich zum Zeitpunkt des Moratoriums drei weitere Kernkraftwerke mit ei-
ner Gesamtleistung von 3,4 GW in Revision, die auch spéiter nicht mehr zuriick ans
Netz genommen wurden, sodass insgesamt 8,4 GW an Erzeugungsleistung wegfie-
len. Deutlich zu erkennen ist dies am Knick im Jahr 2011 in Abbildung 35, die so-
wohl die historische als auch die prognostizierte Entwicklung des Kraftwerksparks in
Deutschland zeigt. Die verbleibenden 10.800 MW an nuklearer Erzeugungsleistung
der insgesamt 94,3 GW an gesamter installierter konventioneller Leistung (Platts
2011) werden in den kommenden Jahren ab 2015 schrittweise abgeschaltet, wobei
die letzten Kraftwerke, Isar II, Neckarwestheim II und Emsland, im Jahr 2022 vom
Netz gehen. Bedenkt man, dass die Kernkraftwerke in der Vergangenheit etwa zwi-
schen 20 und 22%3" der gesamten installierten konventionellen Kraftwerksleistung
ausmachten, ist dies ein nicht unerheblicher Anteil an den Erzeugungskapazitéiten,
der in Zukunft wegfallen wird und den es daher im Hinblick auf die Versorgungssi-
cherheit weitestgehend zu ersetzen gilt. Eine detaillierte Analyse, inwiefern die EE
dazu in der Lage sind, diese Liicke im Sinne der Versorgungssicherheit hinreichend
zu schliefsen, erfolgt nicht an dieser Stelle. Neben den Kernkraftwerken waren die
Stein- und Braunkohlekraftwerke gemeinsam mit den Gaskraftwerken, als Mittel-
und Spitzenlastkraftwerke, anteilsmafig am stirksten vertreten. So stellten diese
jeweils zwischen 20 und 25 GW an Erzeugungsleistung. Da aus der Zeit vor der
Liberalisierung im Jahr 1998 noch immer Uberkapazititen bestanden, kam es bei
den fossil und nuklear betriebenen Kraftwerkstypen kaum zu Neubauten, sodass
deren installierte Leistung auf einem weitestgehend konstanten Niveau blieb. Le-
diglich Gaskraftwerke erfuhren ab Mitte der 2000er einen vermehrten Zubau, der
auch in Zukunft noch weiter anhalten wird. Ahnlich verhilt es sich mit den Stein-
kohlekraftwerken. Auch hier werden fiir die néchsten Jahre verstirkt Investitionen
prognostiziert, sodass ab dem Jahr 2015 mit einer installierten Leistung von 37 GW
gerechnet werden kann. Bei den Braunkohlekraftwerken hingegen wird ein leichter
Riickbau zu verzeichnen sein.

Ein ginzlich anderes Bild bieten die erneuerbaren Energien. Lag ihr Anteil an der
gesamten installierten Leistung zum Zeitpunkt der Liberalisierung noch bei knapp
unter 8%, stieg er bestindig auf derzeitig etwa 40% (59,5 GW). Dies ist nicht zu-

3"Diese Zahlen beziehen sich alleine auf die konventionellen Erzeugungskapazititen. Beriicksich-
tigt man auch die erneuerbaren Energien, betrug dieser Anteil lediglich noch zwischen 12 und 21%,
wobei der starke Abfall auf den verstirkten Zubau der EE in den letzten Jahren zuriickzufithren
ist.

92



Abbildung 35: Entwicklung des installierten Kraftwerksparks, Deutschland
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Daten beziehen sich auf die installierte Kapazitit nach dem Moratorium. Quelle:
Platts, 2011; BMU, 2011; Prognos, 2010.

letzt auf das ’Gesetz fiir den Vorrang Erneuerbarer Energien’ (Kurz: Erneuerbare-
Energien-Gesetz, EEG) zuriickzufiihren, welches das Stromeinspeisegesetz von 1991
im Jahr 2000 ersetzte, da es neben einem Einspeisevorrang von Strom aus EE diesen
zudem gesondert vergiitet. Insbesondere Windkraft®® und Solar sind dabei hervor-
zuheben. So erfuhren diese nicht nur die hdchsten prozentualen Zuwachsraten®®,
sondern stellen mittlerweile mit einer installierten Leistung von gut 49 GW (19,3
GW PV und 29,8 GW Windkraft), auch den groften Teil der EE. Auch fiir die
kommenden Jahre wird ein weiterer massiver Ausbau der Wind- und Solarenergie
prognostiziert. Die voraussichtlichen jahrlichen Wachstumsraten liegen dabei zwi-
schen 8,5 und 11,5% (Prognos, 2010). Dies entspricht einem jahrlich ansteigenden
Zubau an absoluten Erzeugungskapazititen von 2,000 MW in 2012 und 5,000 MW
in 2020, und 3,100 MW und 5,600 MW an Windkraft fiir den selben Zeitraum.
Insofern kann mit einer prognostizierten Leistung von 120,6 GW allein an Wind-
kraft und Solar gerechnet werden. Demgegeniiber stehen 96,2 GW an konventio-
nellen Erzeugungskapazititen. Dabei sollte jedoch beriicksichtigt werden, dass die
jeweils verfiigbare bzw. tatséchlich gelieferte Leistung der EE deutlich unter denen
der konventionellen Energietriager liegt. Tabelle 23 zeigt die Netto-Stromerzeugung
der allgemeinen Versorgung nach den jeweiligen Energietragern. Vergleicht man diese
mit der installierten Leistung der EE, wird deutlich, dass die tatsdchliche Erzeugung
weit hinter dieser zuriickfallt. So betrugen die Erzeugungskapazititen fiir Wind- und
Solarenergie im Jahr 2010 30,3% der gesamten Erzeugungskapazititen, die tatsich-
lich erzeugte Leistung der EE jedoch trotz Einspeisevorrang lediglich 9,0% (BDEW,
2011).

Neben einem Zubau an Erzeugungskapazitdten ist allerdings auch ein Ausbau des
Ubertragungsnetzes von grofer Bedeutung im Hinblick auf eine zukiinftige Versor-
gungssicherheit. Zum einen zeigen Joskow & Tirole (2005) ,dass Investitionen in das

38Bei den Zahlen zur Windkraft handelt es sich jeweils um On- und Offshoreanlagen.
39Sowohl Windkraft- als auch Solaranlagen verzeichneten mitunter jihrliche Zuwéichse zwischen
55 und 155%.

93



Tabelle 23: Netto-Stromerzeugung der allgemeinen Versorgung nach Energietyp,
Deutschland

2008 2009 2010

in GWh in %* in GWh in %* in GWh in %*
Biomasse 19.153 7,3 21.917 43 24.500 4.6
Photovoltaik 4.414 0,8 6.571 1,3 12.000 2,2
Wasser 19.794 3,6 18.406 3,6 19.000 3.5
Wind 40.498 7,3 38.569 7,5 36.400 6.8
Sonstige EE 3.690 0,7 3.408 0,7 4.500 0,8
Braunkohle 135.665 24,5 131.651 25,6 132.200 24,6
Erdgas 66.937  12]1 58.099 11,3 65.300 12,1
Heizol 999 0,2 1.015 0,2 1.000 0,2
Steinkohle 105.714 19,1 91.654 17.8 98.500 18,3
Sonstige konventionell 9.714 1,8 10.541 2,0 5.600 1,0
Kernenergie 140.710 254 127.690 24.8  132.900 24.7
EE gesamt 87.549 15,8 88.871 17,3 96.400 17,9
Konventionell gesamt™* | 459.739 83,1 42.0650 81,7 435.500 80,9

Quelle: BDEW, 2011. * Gesamtnetto-Erzeugung beinhaltet Pumpspeicher - hier nicht aufgefiihrt.
** beinhaltet ebenfalls Kernenergie.

Ubertragungsnetz als Substitute fiir Kraftwerksneubauten in importbeschrinkte Re-
gionen angesehen werden konnen. Zum anderen ist ein verstiarkter Netzausbau notig,
um die groferen Transportentfernungen von den Erzeugungsstétten im Norden - ins-
besondere On- und Offshore-Windparks - zu den Lastzentren im Siiden Deutschlands
tiberbriicken zu kénnen (dena, 2010). Bis zum Jahr 2014 sind insgesamt 139 Netz-
ausbauvorhaben beabsichtigt, von denen 14 die Anbindung von Offshore-Windparks
an das Ubertragungsnetz beinhalten, allerdings 37 Projekte auch bereits verzogert
sind oder deren anfinglicher Zeitplan nach hinten korrigiert werden musste. Zu den
geplanten Netzausbauten gehdren auch zwolf Vorhaben, die eine Ausweitung der
Grenzkuppelstellen mit dem benachbarten europiischen Ausland vorsehen. Aller-
dings sind erst fiinf der zwolf Projekte so weit fortgeschritten, dass Aussagen iiber
den Zeitpunkt der Fertigstellung getroffen werden konnen. Diese liegen zwischen
2010 und 2015 fiir Grenzkuppelstellen mit Polen, Frankreich und den Niederlan-
den sowie zwischen 2015 und 2022 fiir ein Projekt mit Osterreich und der Schweiz
(BNetzA, 2010). Insgesamt wurden im Jahr 2009 Investitionen in den Neubau, Aus-
bau und die Erweiterung der Ubertragungsnetzinfrastruktur in Hohe von 408 Mio.
Euro getéitigt. Damit wurden jedoch nur knapp 60% der im Jahr zuvor gemeldeten

Investitionen, die auf 686 Mio. Euro veranschlagt waren, auch tatséchlich realisiert
(BNetzA, 2010: 24f).

Das Preisniveau in Deutschland ist moderat angestiegen. Betrachtet man die
Durchschnittspreise und den Median der EEX Day-Ahead-Preise, so wird auch deut-
lich, dass es zu einer zyklischen Verdnderung kam. Sowohl 2006 als auch 2008 wurden
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Abbildung 36: Preisniveau und Volatilitdt, Deutschland
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sehr hohe Durchschnittspreise pro Monat erzielt. Ende 2008 lag der Durchschnitts-
preis bei deutlich iiber 80 Euro pro MWh*’, Sowohl 2007 als auch 2009 fielen die
Preise auf ein deutlich niedrigeres Niveau ab. Extreme Preisspitzen wurden vor allem
2006 und 2007 erzielt. Auffillig ist auch, dass es 2009 hadufig zu negativen Preisen
kam.

Die Betrachtung der Perzentile, wie zuvor auch in der Landerstudie, gibt einen
detaillierten Einblick in die Entwicklung und die Struktur der Preise. Der Durch-
schnitt steigt zwar leicht an im Vergleich zu 2004, zeigt aber nur 2008 einen besonders
hohen Wert. Im Vergleich dazu kam es z.B. beim 99% Percentil zu deutlichen Un-
terschieden. 2008 lagen 99% der Preise unter knapp 150 Euro pro MWh, 2010 lagen
99% der Preise unter ca. 80 Euro pro MWh.

Tabelle 24: Preis-Perzentile Deutschland

Jahr | 1% 25% 50% 75% 90% 95% 99% & St.abw.
2004 | 6,3 21,9 282 358 41,0 44,7 562 285 10,8
2005 | 12,2 31,4 40,1 53,3 69,1 86,3 1540 46,0 27,2
2006 | 6,1 32,6 450 63,3 81,2 918 1358 50,8 49,4
2007 | 4,1 231 30,1 448 650 85,0 1429 38,0 30,4
2008 | 3,0 47,4 63,3 804 100,0 117,6 1499 65,8 28,7
2009 | 0,1 29,8 38,1 464 60,0 70,5 90,1 38,9 19,4
2010 | 6,9 37,0 451 521 61,0 66,7 795 44,5 14,0
2011 | -34,2 30,9 485 64,1 69,0 70,1 775 454 22,5

Quelle: Eigene Berechnung.

40Durchschnitt pro Monat iiber alle Stunden
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4.1.3 Wettbewerbliche Beurteilung

Auch die in diesem Gutachten beschriebenen und entwickelten Marktdesigns sind
nicht dazu in der Lage, die moglichen Probleme, die bei Marktmacht einzelner oder
mehrerer Erzeuger entstehen kdnnen, zu beheben. Dennoch ist es notwendig, das
Ausmal einer marktbeherrschenden Stellung zu bestimmen, um Aussagen iiber po-
tenzielle missbrauchliche Verhaltensweisen unter den jeweiligen Marktszenarien tref-
fen zu konnen. Hierbei stiitzen sich die nun folgenden Wettbewerbsindikatoren auf
den derzeit auf den nationalen Raum beschrinkten Markt. Im Zuge des Market
Couplings ist jedoch zu erwarten, dass die derzeitige rdumliche Marktabgrenzung
unzureichend ist und neu vorgenommen werden muss, wie eine Analyse von Bockers
& Heimeshoff (2011) im n#chsten Kapitel zeigt.

Das Bundeskartellamt (2011) definiert in seiner Sektoruntersuchung den Begriff
der Marktmacht wie folgt: ,Mit der beherrschenden Stellung ist die wirtschaftli-
che Machtstellung eines Unternehmens gemeint, die dieses in die Lage versetzt, die
Aufrechterhaltung eines wirksamen Wettbewerbs auf dem relevanten Markt zu ver-
hindern, indem sie ihm die M&glichkeit verschafft, sich seinen Wettbewerbern, seinen
Abnehmern und schlieflich den Verbrauchern gegeniiber in einem nennenswerten
Umfang unabhéngig zu verhalten.“. Betrachtet wird hierbei der Wettbewerb auf der
Ebene der Stromerzeugung.

Ein erster Indikator ist dabei die Verteilung der Marktanteile und deren Entwick-
lung {iber die Zeit. Es muss jedoch beriicksichtigt werden, dass ein hoher Marktanteil
zwar ein Anzeichen fiir Marktmacht sein kann, allerdings nicht auch zwangslaufig
gleichbedeutend mit einer missbriuchlichen Ausiibung dieser sein muss.*! GeméR des
Gesetzes gegen Wettbewerbsbeschrinkung (GWB) §19 ,Missbrauch einer marktbe-
herrschenden Stellung” wird vom vermutlichen Vorliegen einer marktbeherrschenden
Stellung gesprochen, wenn ein Unternehmen innerhalb seines Marktes mindestens
einen Marktanteil von 1/3 besitzt. Eine Marktbeherrschung bei einer Anzahl von
maximal 5 Unternehmen wird vermutet, wenn diese einen gemeinsamen Marktanteil
von mindestens 2/3 besitzen. Im Fall der Stromerzeugung hat das Bundeskartell-
amt in ihrer Sektoruntersuchung aus dem Jahr 2011 sowohl die Marktanteile an den
Stromerzeugungskapazititen als auch an der Gesamteinspeisung®? der vier grofen
Erzeuger RWE, E.ON, Vattenfall und EnBW untersucht. Wie die Werte aus Ta-
belle 25 zeigen, war lediglich RWE mit einem Anteil an der Gesamtkapazitit von
34% im Jahr 2007 bzw. 33% im Jahr 2008 alleine marktbeherrschend. Im Jahr 2009
rutschte dieser Wert jedoch mit einem alleinigen Marktanteil von 31% unter den
oben genannten Schwellenwert. Mit Ausnahme des anteilsméfbig kleinsten der vier
Erzeuger EnBW sind die einzelnen Anteile der {ibrigen beiden Unternehmen an den
Erzeugungskapazititen iiber die Jahre gesunken, lagen aber bereits seit 2007 schon
deutlich unter der 33% Marke, sodass in diesen Fillen der Verdacht einer alleinigen
Markmacht nicht vorliegt. Im Fall einer gemeinsamen Marktmacht der vier gréftten

41Das Innehaben einer marktbeherrschende Stellung durch ein oder mehrere Unternehmen an
sich ist noch nicht verboten, jedoch ihre missbriuchliche Ausnutzung (§ 19 GWB).

42Da die Marktanteilsverteilung gemessen als Anteil der Nettostromerzeugung an der Gesamte-
inspeisung sich lediglich unwesentlich von der Verteilung der Erzeugungskapazititen unterscheidet,
wird auf eine Auffithrung der Daten in diesem Kapitel verzichtet. Die entsprechende Tabelle findet
sich jedoch im Appendix.
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deutschen Elektrizitdtsversorger ergibt sich jedoch wieder ein etwas anderes Bild.
Trotz im Zeitverlauf sinkender gemeinsamer Marktanteile von 85% in 2007 auf 80%
in 2009 kann hier von einer gemeinsamen Marktbeherrschung gesprochen werden.
Mit einem weiteren zukiinftigen Absinken der Marktanteile der grofen Vier ist auch
weiterhin zu rechnen, da sie die einzigen sind, die von dem Wegfall der nuklearen
Erzeugungskapazititen betroffen sind, was sich einerseits direkt auf den Anteil der
Erzeugungskapazititen auswirkt, sich aber héchstwahrscheinlich auch in der Net-
tostromerzeugung niederschlagen wird. Auch der Anbieter RWE hat in Umfragen
unter seinen Konkurrenten Daten beziiglich der Erzeugungskapazititen und Ein-
speisung erhoben. Die Werte werden ebenfalls in Tabelle 25 ausgewiesen. Es zeigt
sich ein qualitativ dhnliches Bild wie zuvor, jedoch liegen die Marktanteile etwas
iiber denen der Berechnung des Bundeskartellamts, was auf die z.T. hoheren absolu-
ten Erzeugungskapazitdten der RWE Erhebung zuriickzufiihren ist (Schiffer, 2011).
Beriicksichtigt man die von Dritten betriebenen EEG-Anlagen sowie die Stromer-
zeugung der Industrie, sinkt der Marktanteil der grofen Vier auf 54%, was unter-
halb des Schwellenwertes von 2/3 fiir das vermutliche Vorliegen einer gemeinsamen
Marktbeherrschung liegt (Schiffer, 2011).

Jedoch sind zwei Entwicklungen erkennbar, die wohl auch zukiinftig fiir ein wei-
teres Sinken der Marktanteile der grofsen Vier sorgen werden. Zum einen sind es
kleinere Stromversorger und -erzeuger, wie z.B. Stadtwerke, die vermehrt Koope-
rationen bilden. So hat beispielsweise der Mischkonzern Evonik Ende 2010 seine
Stromsparte an ein Konsortium von sechs Stadtwerken aus dem Ruhrgebiet ver-
kauft, die damit den fiinftgrofiten deutschen Stromproduzenten bilden. Zum an-
deren wird der fortschreitende Prozess einer zunehmenden Marktintegration eine
weitergefasste Marktabgrenzung als die bisherige erfordern. Wird derzeit lediglich
Deutschland als das relevante Marktgebiet betrachtet, wird das Bundeskartellamt
dieses zukiinftig um Osterreich erweitern. Grund dafiir sind die fehlenden Engpisse
an den Grenzkuppelstellen sowie das einheitliche Markt- und Preisgebiet. Einher-
gehend mit der Einbeziehung Osterreichs in das deutsche Marktgebiet erwartet das
Bundeskartellamt einen leichten Riickgang in den Marktanteilen der vier gréfiten
deutschen Stromerzeuger (Bundeskartellamt, 2011). Die Bestrebungen eines euro-
paweiten Market-Couplings konnen zudem mittel- bis langfristig dazu fiihren, dass
das relevante Marktgebiet nach und nach um weitere Lander erweitert werden sollte.
Dies ist zwar derzeitig noch nicht gerechtfertigt, wiirde bei bestehen eines gemeinsa-
men Marktes aber zu einer weiteren Verbesserung der Wettbewerbssituation fiihren.

Ein weiteres Mals, welches oft herangezogen wird ist der Herfindahl-Hirschmann-
Index (HHI) zur Bestimmung des Konzentrationsgrades auf einem Markt. Je héher
dieser Wert ist umso starker ist auch der Markt konzentriert. Dabei gibt der mogliche
Maximalwert von 10.000 das Vorliegen eines Monopols an, wihrend Werte zwischen
1.000 und 1.800 als Indikator fiir eine méfkige Konzentration und Werte iiber 1.800
bereits als hochkonzentriert gelten (Bundeskartellamt, 2011). Demnach ist der Markt
in 2008 mit einem HHI von 2.045 im Bereich der Erzeugungskapazitiaten und 2.145
im Bereich der Nettostromerzeugung als hochkonzentriert zu bezeichnen (Bundes-
kartellamt, 2011). Aus denselben Griinden wie zuvor wird aber zukiinftig auch mit
einer Abnahme der Marktkonzentration zu rechnen sein.
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Tabelle 25: Marktanteile an Kraftwerkskapazitdten, Deutschland

BKartellA Schiffer
Unternehmen | 2007 2008 2009 2007 2008 2009
EnBW 12% 12%  14% 14% 14% 15%
E.ON 23% 23%  19% 25%  24% 22%
RWE 34%  33% 31% 32%  32%  32%
Vattenfall 17% 16% 16% 15% 16% 16%
Summe 8% 84% 80% 86% 86% 85%

Quelle: Eigene Berechnung BKartellA, 2011; Schiffer, 2011. Ohne von Dritten betriebene EEG-
Anlagen und Industrie.

Insbesondere aufgrund der Besonderheiten des Gutes Strom (Nichtspeicherbarkeit,
kurzfristig unelastische Nachfrage, Unmoglichkeit des kurzfristigen Zubaus neuer Fr-
zeugungskapazitéten) werden die zuvor angefithrten Mafe haufig als nicht aussage-
kriftig genug angesehen. So kann es beispielsweise vorkommen, dass die Erzeugungs-
kapazitdten eines Anbieters zur Deckung der Gesamtnachfrage notwendig sind. Auch
bei einem ansonsten sehr geringen Marktanteil wiirde ein solcher Anbieter dennoch
iiber Marktmacht verfiigen. Ein besserer Indikator zur Marktmachtbestimmung auf
Strommaérkten ist daher der sogenannte Residual Supply Index (RST), dieser gibt
an wie malfsgeblich ein Erzeuger fiir die Deckung der Nachfrage ist und beinhaltet
des Weiteren neben der Nachfrage- auch die Angebotsseite. Letzteres birgt den Vor-
teil, dass auf diese Weise beriicksichtigt werden kann, dass die Marktmacht eines
Stromerzeugers iiber die Zeit volatil ist, da zum Beispiel eine hohere Nachfrage bei
gegebener Gesamtkapazitiat dazu fiihrt, dass eine grofere Anzahl der Anbieter pivo-
tal zur Nachfragebefriedigung ist und diese somit dann marktbeherrschend werden.
Umgekehrt fiihrt eine geringere Nachfrage zu geringerer Marktbeherrschung. Ein
RSI unter 1,0 bedeutet dabei, dass der Anbieter pivotal zur Deckung der Nachfrage
ist, wihrend ein Wert iiber 1, 0 die Existenz von Uberschusskapazititen anzeigt. Um
der zeitlichen Volatilitit Rechnung zu tragen, spricht man erst von einem Wettbe-
werbsproblem, ,wenn der RSI in mehr als 5% der gemessenen Zeitriume unter 1,1
liegt* (Bundeskartellamt, 2011). In ihrer Anfang des Jahres erschienen Sektorunter-
suchung hat das BKartellA den RSI der vier grofsten Stromerzeuger auf Stundenbasis
fiir die Jahre 2007 und 2008 berechnet und anhand dessen den Anteil der Stunden
bestimmt, in denen der Index fiir das jeweilige Unternehmen unter 1,0 bzw. 1,1 lag.
Tabelle 26 gibt diese Werte wieder.

Die Werte zeigen deutlich, dass alle vier Erzeuger in weit iiber 5% der Stunden
unverzichtbar fiir die Deckung der Nachfrage waren und somit jedes der Unterneh-
men Marktmacht innehatte. Die einzige Ausnahme bildete mit gerade einmal 1,6%
der Stunden, in denen der RSI unter 1,0 lag, EnBW im Jahr 2008. Die Verteilung
der vier Stromkonzerne gemif ihrer Notwendigkeit zur Befriedigung der Nachfrage
spiegelt dabei jenes Bild der Marktanteilsverteilung wieder. So war RWE am Hau-
figsten pivotaler Anbieter, gefolgt von E.ON, Vattenfall und EnBW. Auffillig ist
insbesondere der starke Riickgang der Werte in 2008 gegeniiber dem Vorjahr. Dieser
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Tabelle 26: Anteil an Stunden mit RSI unter 1,0 bzw. 1,1, Deutschland

RST < 1,0 RST - 1,1
Unternehmen | 2007 2008 2007 2008
EnBW 14.2% 1,6% 191% 25,7%
E.ON 50,5% 27.8% 718% 50,5%
RWE T78% 55,9% 93,6% 73,8%
Vattenfall 27%  7.2% 55,1% 30,6%

Quelle: BKartellA, 2011.

ist jedoch nicht allein einer Verbesserung der wettbewerblichen Situation zuzuschrei-
ben, sondern vor allem dem massiven Einbruch der Nachfrage, der bei etwa 7% lag
(Bundeskartellamt, 2011).

Ob es einen signifikanten Missbrauch der marktbeherrschenden Stellung der vier
grofsten deutschen Stromerzeuger gab, testete das BKartellA mit Hilfe eines in
Zusammenarbeit mit externen Sachverstindigen zu moglichen strategischen Kapa-
zitdtszuriickhaltungen seitens der vier Anbieter. Auch wenn sie zu dem Ergebnis
kommen, dass sich anhand dessen keine signifikante missbrauchliche Zuriickhaltung
von Erzeugungsleistung feststellen lieft, warnt das Bundeskartellamt (2011) den-
noch davor, dass die starke Konzentration auf die vier grofiten Anbieter Anreize
zu missbrauchlicher Kapazitatszuriickhaltung biete. Im Allgemeinen bewertet sie
die Wettbewerbssituation als immer noch unbefriedigend. Auch nach Einschitzung
des 59. Sondergutachtens der Monopolkommission (2011) herrschen zum Teil noch
serhebliche Wettbewerbsdefizite auf den Energiemérkten.

4.1.4 Indikatoren der Versorgungssicherheit

Die Bewertung der erzeugungsseitigen Versorgungssicherheit beschrankt sich iibli-
cherweise auf die Fragen nach der Wirtschaftlichkeit etablierter und potenzieller
Kraftwerke, d.h. eine Analyse der Vollkostendeckung, und dem Ausmaf an gesicher-
ten Uberkapazititen zur Abdeckung der Spitzenlast in jeder Stunde im Jahr.

Bei dem ersten Indikator wird meist ein hypothetisches, neues Spitzenlastkraftwerk
gewihlt und iiber den Vergleich der spezifischen Stromgestehungskosten mit histo-
rischen Spotpreisdaten der heimischen Stromborse auf Wirtschaftlichkeit gepriift.
Von Anfahrtskosten wird, je nach Komplexitéit des gewahlten Optimierungsmodells,
abstrahiert, sodass die Kraftwerke auch dann am Markt teilnehmen, wenn dies nur
fiir eine Stunde geschieht, anstatt ganzer Stundenbldcke. Anfahrtskosten sind vor
allem fiir Grund- und Mittellastkraftwerke ein wichtiger Faktor, da diese eher fiir
einen langeren Betrieb, d.h. fiir ganze Stundenblocke, geeignet sind. Die Errechnung
der Erlose aus der Teilnahme am Markt fiir Regelenergie® oder an benachbarten

43 Aus technischen Griinden sind Gasturbinen bzw. GuD-Kraftwerke nicht fiir den Einsatz von
Primérregelenergie geeignet.
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Stromborsen gestaltet sich eher schwierig. Eine detaillierte Analyse erfordert entwe-
der wesentlich komplexere Modelle, oder aber die Kenntnisse tatsichlicher Umsétze
gegliedert nach den jeweiligen Kraftwerkstypen. Deshalb sollten die Ergebnisse der
hier angestellten Kurzanalyse als Test mit Minimalanforderungen interpretiert wer-
den.

Die verwendeten stiindlichen Preisdaten der EEX decken den Zeitraum von 2004 bis
Ende 2010 ab. Fiir die Kraftwerkskosten je Typus beziehen wir uns auf Konstantin
(2009, 2007), sieche Anhang fiir eine genaue Auflistung, und haben diese zwecks Sen-
sitivitiitsanalyse variiert.** Eine weitere Annahme ist, dass das Kraftwerk in jedem
Fall voll genutzt wird, d.h. die vollstindige Nettoleistung erbringt. Dies trifft natiir-
lich nicht immer zu.

Obwohl stark simplifiziert, zeigt sich, dass neue Gasturbinen mit variablen Einsatz-
kosten zwischen 100 und 80 €/MWh nicht profitabel gewesen wéren. Ein GuD-
Kraftwerk ist in dieser simplen Rechnung erst mit variablen Kosten von 40 €/MWh
profitabel. Dem ist hinzuzufiigen, dass dieses Kraftwerk auf den Daten von Konstan-
tin (2007) beruht und wesentlich geringere Kapital- und Brennstoffkosten aufweist.

Generell zeigt sich, dass in den untersuchten Stunden nur wenige hohe Preise ober-
halb einer Grenze von 100 €/MWh aufgetreten sind. Dies spricht also entweder fiir
das derzeitige Energy-Only- System weil es im Einklang ist mit der Theorie hinsicht-
lich der Existenz von grofen Uberkapazititen, oder aber gegen das System, sollte
das aktuelle Niveau der installierten und verfiigbaren Kapazitat auch das gewiinschte
sein. Denn dann koénnte ein Missing-Money-Problem existieren.

Tabelle 27: Gewinn und Vollaststunden eines hypothetischen Spitzenlastkraftwerks,
Deutschland

Jahr | GT-100  GT-90  GT-80 GuD-60 GuD-50  GuD-40
2004 | <0/3 ~0/6 ~0/9 <0/63  <0/184 <0/1149
2005 | <0/240 <0/387 <0/552 <0/1516 <0/2597 13,6/4442
2006 | <0/266 <0/531 <0/929 <0/2517  9,8/3603 30,5/5142
2007 | <0/307 <0/382 <0/522 <0/1069 <0/1721 4,9/2757
2008 | <0/888 <0/1411 1,9/2264 19,9/4832 41,7/6239 72,3/7425
2009 | <0/45  <0/93 <0/218  <0/868 <0/1675 <0/3825
2010 | <0/7  <0/24  <0/74  <0/985 <0/2714 3,6/5815

Der Tabellenwert <0/3 fiir GT-100 in 2004 steht fiir negativen Gewinn in Mio. € und 3 Volllast-
stunden; GT= Gasturbine, GuD=Gas-und-Dampf-Kraftwerk. GT-100 steht fiir Gasturbine mit
variablen Kosten von 100 €/MWh. Quelle: Eigene Berechnung in Anlehnung an Kraftwerksdaten
von Konstantin 2009, 2007 und Preisdaten der EEX.

Zu erstgenannter Wertung passt, dass trotz der geringen Anzahl an Fly-Ups
noch nie ein erzeugungsseitiger Stromausfall aufgetreten ist, d.h. ein Ausfall der

“Die Variation besteht in Abweichungen in den variablen Kosten in 10 €/MWh-Intervallen.
Eine Studie der International Energy Agency und Nuclear Energy Agency sieht die Kosten fiir
Gasturbinen und GuD-Kraftwerke auf dhnlichem Niveau, die fiir Steinkohlekraftwerke jedoch auf
hoherem Niveau, IEA& NEA, 2010: 891f.
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ausschlieflich auf fehlende Kraftwerkskapazitaten zuriickzufiihren ist.

Eine genaue Analyse der Versorgungssicherheit ist duferst datenintensiv, da fiir jede
Laststunde im Jahr die stundengesicherte Nettoengpassleistung bekannt sein miis-
ste.* In Ermangelung der Daten dient hier ein von der BNetzA veroffentlichter
Indikator, wie in Tabelle 28 zu sehen ist. Es handelt sich hierbei um die gesicherte
Leistung am hochsten Lastpunkt im Jahr. Die Bewertung der historischen Versor-
gungssicherheit fallt durchweg positiv aus, jedoch ist zu beriicksichtigen, dass die
Uberkapazititen immer noch zu einem grofen Teil aus Zeiten vor der Liberalisierung
stammen. Zwar sieht der Markt, wie in den Abschnitten zuvor dargelegt, Investiti-
on in neue Kraftwerke auch im Bereich der konventioneller Kraftwerke vor, jedoch
fallen die meisten Investitionen in die Sparte der erneuerbare Energien, vornehmlich
Wind und Solar. Dies ist, wie sich in diesem Abschnitt zeigt, hinsichtlich einer ste-
tigen Versorgungssicherheit ein kritischer Faktor, da Wind und Solar unstet in ihrer
Verfiigbarkeit sind.

Tabelle 28: Verfiigbare Kapazititsreserven 2005-2009, Deutschland

Leistung in GW 2005 2006 2007 2008 2009
Verfiigbare Kapazitat™ 82,7 86,2 89,3 90,5 92,8
Jahresh6chstlast im Inland 76,7 77,8 78,5 76,8 73,0
Reserve in Prozent der Last | 7,8% 10,8% 14,1% 17,8% 27,12%

* Der Wert bezieht sich auf die stundengesicherte Nettoleistung zum Zeitpunkt der Jahresh6chst-
last. Quelle: Eigene Berechnung anhand BNetzA, 2008: 118; BNetzA, 2010: 30.

Analysen zum Moratorium durch die BNetzA (2011a, b) zeigen, dass die Versor-
gung aktuell nicht gefahrdet ist, jedoch wirkt sich die Abschaltung sicherer Leistun-
gen im Bereich von etwa 8 GW negativ aus. Dies kann bislang durch andere konven-
tionelle Kraftwerke im In- und Ausland aufgefangen werden (2011b,c). Prognosen zur
zukiinftigen Versorgungssicherheit beruhen in der Regel entweder auf Annahmen zu
den Laufzeiten der Atomkraftwerke vor der Laufzeitverlingerung und mit Laufzeit-
verlingerung. Eine Abschéitzung der Auswirkung, siehe folgende Tabelle, ist in den
letzten beiden Gutachten (2011a,b) geméf der Kenngrofen des ENTSO-E-Berichts
(2011a) vorgenommen worden. Obwohl zun#chst noch von einer geringen positiven
Bilanz ausgegangen wurde, zeigt die aktualisierte Berechnung durch Amprion, dass
die Reservesituation deutlich abgenommen hat.*6

45Im Optimalfall wiirde die Engpassleistung aufgeschliisselt nach der Zuverlissigkeit einzelner
Kraftwerkstypen.

46Fiir eine detaillierte Erklirung der von ENTSO-E verwendeten Indizes siehe BNetzA, 2011a:
49f.
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Tabelle 29: Prognose verfiigharer Kapazititsreserven, Deutschland

Leistung in GW 2011 2015 2016 2020
Jan  Jul Jan Jul Jan Jul Jan  Jul
Verfiighare Kapazitiat! | 93,1 90,3 101,8 100,5 101,7 100,8 84,3 85,6

JahreshGchstlast! 80,6 71,8 795 709 786 70,1 751 669
Reserve: Ist-Soll! 9,5 9 149 19,7 15,7 20,7 28 10,2
Reserve: Ist-Soll? 0* -3,6 kA kA kA kA kA kA

Ist-Soll-Reserve bezeichnet die Abweichungen on der vorzuhaltenden Reserve gemaf ENTSO-
E-Standards; 1. ENTSO-E-Szenario vor Moratorium, 2. Amprion-Szenario nach Moratorium.
*ENTSO-E betrachten den dritten Mittwoch im Januar, wihrend die aktualisierte Berechnung
durch Amprion den dritten Mittwoch im Dezember verwendet. Die BNetzA hat dennoch die Wer-
te miteinander verglichen. Quelle: ENTSO-E, 2011a; BNetzA, 2011a: 51; 2011b: 38.

Dadurch ist es moglich, dass Deutschland zu einer Art Trittbrettfahrer im Sinne
der Versorgungssicherheit werden kann, wenn ein Missverhéltnis zwischen konven-
tioneller Erzeugung und FEE entsteht. Dies ist dann der Fall, wenn nicht geniigend
konventionelle Kapazititen als Ersatz fiir den Ausfall von FEE zur Verfiigung stehen.
Letztgenannte nehmen eine spezielle Rolle hinsichtlich der Versorgungssicherheit ein.
Zwar sollen sie soweit ausgebaut werden, dass sie zukiinftig einen Hauptteil der Last
tragen, unterliegen aber dem Problem der Unsicherheit. Wind und Solar sind (noch)
nicht in der Lage eine gesicherte Leistung von weit iiber Null iiber das gesamte Jahr
zu gewihrleisten. Treffen die Prognosen der nichsten Jahre fiir den deutschen Kraft-
werkspark zu, steigt der Anteil der erneuerbaren Energien stark an, allerdings sind
dies nur installierte Kapazititen. Wegen der fluktuierenden Verfiigbarkeit geben die-
se nur wenig Aufschluss iiber die tatsichlich geliefert Energie. Auf Grundlage der
verdffentlichten Daten der Netzbetreiber von Januar bis Juli 2011%7 zeigt sich der
teilweise extrem schwankende Gesamtwert der Einspeisung sehr deutlich.

Tabelle 30: Durchschnittliche monatliche Einspeisung 2011, Deutschland

Werte in GWh | Jan Feb Mrz Apr Mai Jun Jul
Wind 486 6,83 4,11 4,84 4,06 343 4,72
Solar 0,44 1,06 2,23 3,15 3,47 3,05 292
Gesamt 530 7,88 6,34 7,99 754 648 7,64

Abweichungen enstehen durch Rundung der Werte. Quelle: Eigene Berechnung anhand Amprion
2011; 50 Hertz, 2011a; EnBW Transmission, 2011; TenneTT, 2011 und EEG/KWK, 2011.

Die Betrachtung der Durchschnitte ist in diesem Zusammenhang jedoch weniger
interessant als die des Median. Die nachfolgenden Darstellungen zeigen, dass es nicht
nur zwischen Sommer und Winter (wie in der Tabelle bereits ersichtlich), sondern
auch zwischen Peak und Off-Peak erhebliche Schwankungen gibt. Zuséatzlich zum
Durchschnitt wurden das Minimum, Maximum und der Median pro Stunde bzw.

47Die viertelstiindlichen Werte wurden gemittelt und auf stiindliche Werte umgerechnet. EnBW
hat Daten zur Solareinspeisung im Januar erst ab dem 26.01.2011 6ffentlich gemacht.
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Monat eingezeichnet. Das Minimum liegt im Winter und zu Off-Peakzeiten nahe
Null, wihrend im Durchschnitt (Balken) durchaus beachtliche Mengen produziert
werden. Auch zu Peakzeiten wird in den Sommermonaten nur eine geringe Minimal-
leistung konstant geliefert.

Abbildung 37: Wind- und Solareinspeisung Winter und Sommer 2011, Deutschland
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Quelle: Eigene Berechnung anhand Amprion, 2011; 50 Hertz, 2011a; EnBW Transmission, 2011;
TenneTT, 2011 und EEG/KWK, 2011.

Eine Analyse des besten und schlechtesten Tages in den ersten sieben Monaten
des Jahres 2011 zeigt, dass es innerhalb weniger Tage sehr deutliche Unterschiede
geben kann. Der 05.02.2011 war im Betrachtungszeitraum der Tag mit der stark-
sten Produktion. Uber den ganzen Tag betrachtet wurden 36% der Tageslast durch
FEE gedeckt. Die maximale Produktionsleistung wurde um 14 Uhr nachmittags mit
26.359 MW erreicht, davon wurden 83% durch Wind und 17% durch Solar produ-
ziert. Im Vergleich dazu konnten am 31.01.2011, dem erzeugungsschwichsten Tag
im Beobachtungszeitraum, nur insgesamt 1,2% der Tageslast durch FEE gedeckt
werden. Um 7 Uhr morgens wurden an diesem Tag nur 211 MW durch EE produ-
ziert (99,8% stammten dabei aus Windenergie). Die geringe Verlisslichkeit ist auch
durch eine Analyse Amprions fiir die aktuelle Untersuchung der Auswirkungen des
Moratoriums fiir die BNetzA belegt, welche Solar und Wind eine Verfiigbarkeit von
6% und 10% respektive zuschreiben (2011a: 54). Die zweite Abbildung zeigt die Pro-
duktion der EE pro Stunde und den Anteil an der Lastdeckung (zweite Y-Achse).
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Auch wenn der hier betrachtete Zeitraum fiir Wind und Solar nur sehr kurz ist, so

Abbildung 38: Maximum und Minimum der Wind- und Solareinspeisung, Deutsch-
land
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Quelle: Eigene Berechnung anhand Amprion, 2011; 50 Hertz, 2011a; EnBW Transmission, 2011;
TenneTT, 2011 und EEG/KWK, 2011.

zeigt sich doch, dass FEE zwar durchaus in der Lage sind einen betrédchtlichen Teil
der Last zu decken, aber eben nur zu bestimmten Jahreszeiten bzw. Stunden. Exem-
plarisch ist dies in den obigen Abbildungen 37 und 38 dargestellt. So betrug etwa in
der Stunde von 15 bis 16 Uhr die Leistung an einem Tag 28.337 MW und an einem
anderen Tag zur gleichen Stunde aber nur 1.232 MW. Dies hat enorme Auswir-
kungen auf die Anforderungen an den konventionellen Kraftwerkspark. Dieser muss
bei derart ausgeprigten Schwankungen den Erzeugungsverlust auffangen. Dafiir ist
jedoch nicht jedes Kraftwerk aus technologischen Griinden geeignet. Daher ist der
Umbau des Kraftwerksportfolios hin zu in der Produktion teureren aber flexibleren
Kraftwerken eine Konsequenz. Somit bedeutet dies fiir die Versorgungssicherheit,
dass EE zwar wesentlich zur Lastreduktion in bestimmten Stunden beitragen kon-
nen, diese Leistung aber keineswegs gesichert ist. Vielmehr muss der konventionelle
Kraftwerkspark in der Lage sein, die komplette Last ohne EE zu decken, wenn diese
nicht liefern konnen. Ein typisches oder gesichertes Einspeiseprofil kann aufgrund
dieser Eigenschaften nicht erstellt werden (siche auch BNetzA, 2011a: 14).
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4.1.5 Deutschland im européiischen Stromsektor

Die Diskussion einer vom Marktdesign abhingigen Versorgungssicherheit ist beson-
ders im Kontext des europédischen Stromverbundes zu beachten. Hierzu sollen als
Indikator fiir die Notwendigkeit einer ausreichenden nationalen Kapazitét die jeweili-
gen nationalen Hochstlaststunden betrachtet werden. Wie in Abbildung 39 zu sehen,
befinden sich viele Nachbarstaaten haufig dann in ihren 10% hochsten Laststunden,
wenn dies auch in Deutschland der Fall ist. Dies hat zur Folge, dass die verfiighare
Importkapazitat nur beschrankt vorhanden sein diirfte. Das bedeutet, dass unerwar-
tete Laststeigerungen bzw. Kraftwerksausfille wihrend iiblicher Hochlastphasen die
Importe aus Nachbarstaaten ausgerechnet in Zeiten deutscher Hochlastphasen stark
verringern konnen.

Abbildung 39: Gemeinsame Stunden der Hochstlast zwischen Deutschland und

Nachbarldndern
I unabhingige Peakstunden
I Gemeinsame Peakstunden
ﬁ<—> l
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Als Hochstlast sind die 10% hochsten Laststunden Deutschlands und seiner Nachbarldnder defi-
niert. Der Zeitraum umfasst die stiindlichen Daten von 2006-2010, bei Dédnemark von 2007-2009.
Unabhéngig bezeichnet Stunden in denen nur in Deutschland Hochlaststunden auftreten. Quelle:
Eigene Berechnung anhand ENTSO-E, 2011b; Svenska Kraftnét, 2011b.
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Die gemeinsamen Laststunden gewinnen vor allem vor dem Hintergrund des

Ende 2010 eingefiihrten CWE-EMCC Market Couplings zwischen den Mitgliedern
Nord Pools (Norwegen, Schweden, Danemark, Finnland), den Landern Zentral-West-
Europas (Deutschland, Frankreich, Belgien, Niederlande, Osterreich) sowie Polen
und Estland an Bedeutung (EMCC, 2011a). Ziel ist ein einheitlicher Strommarkt,
welcher in nationale Engpasszonen unterteilt wird, wenn sich nach optimaler Al-
lokation der Erzeugung bzw. Gebote unter Beriicksichtigung sédmtlicher Im- und
Exporte unterschiedliche Preise ergeben. Die Wahrscheinlichkeit hingt natiirlich we-
sentlich von den Netzkapazitidten an den Grenzkuppelstellen ab, jedoch diirften sich
unterschiedliche Preiszonen besonders zu gemeinsamen Hochlaststunden ergeben.
Insgesamt deutet sich hier schon an, dass eine Neugestaltung des deutschen Han-
delssystems wesentliche Auswirkungen auf das européische System haben wird.
Da die Bildung eines einheitlichen Binnenmarktes das erklédrte Ziel fiir Europa ist,
muss die Gewdhrleistung dieser fortschreitenden Entwicklung als héchste Pramisse
in das Strommarktdesign eingehen. Dies hat also letztlich zur Konsequenz, dass eine
nationale Losung nur temporérer Natur sein darf. Demnach muss also ein neues Sys-
tem sowohl hohere Effizienz innerhalb Deutschlands als auch Kompatibilitdt mit dem
europiischen Verbund vorweisen und in seiner Umsetzung weder langwierig noch
iiberméfig kostenintensiv sein. Somit lésst sich klar sagen, dass eine Einfiihrung ei-
nes Kapazititsmarktes ausschlieflich dann in Deutschland erfolgen darf, wenn diese
Kriterien erfiillt sind. Ansonsten kann der entstehende volkswirtschaftliche Schaden
betrichtliche Ausmafie erlangen.

4.1.6 Bewertung des Systems

Ob der Energy-Only-Markt in Deutschland funktioniert oder nicht, ist nur bedingt
zu beantworten. Zunéchst kann festgehalten werden, dass in Deutschland stets aus-
reichend Kapazitidten vorhanden waren, diese allerdings auch mit Restbestinden
aus den Zeiten des Monopols erklarbar sind. Dementsprechend sind die Preise in
Deutschland auch selten iiber 100 oder 500 €/MWh gestiegen.

Dennoch kommen auf das deutsche Marktsystem, véllig unabhéingig davon, ob dies
bestehen bleibt oder sich dndert, Probleme zu, welche aufgrund des gesellschaftlichen
Konsenses hinsichtlich des stirkeren Einflusses der Umweltpolitik auf den Energie-
sektor nicht vermeidbar sind und im Marktdesign Beriicksichtigung finden miissen.
Vor der Einfithrung eines Kapazitdtsmarktes gilt es, sich drei bedeutenden Her-
ausforderungen zu widmen. Es muss ein Gleichgewicht gefunden werden zwischen
dem Ausbau der EE und eines konventionellen Schattenparks einerseits und den
damit verbundenen Kosten der Sicherstellung eines gewissen Versorgungsniveaus
andererseits. Daran kniipft der zweite Punkt an, welcher die fortschreitende Markt-
integration bis hin zum einheitlichen européischen Binnenmarkt fiir Strom betrifft.
Bevor ein Marktsystemwechsel erfolgt oder ein Marktsystem addquat in seiner Ver-
sorgungssicherheit bewertet werden kann, muss die rdumliche Grofe des Marktes
definiert sein. Nachfrageseitige Moglichkeiten zur Senkung des Strombedarfs bilden
die dritte wichtige Herausforderung. Ein System, welches in seinem Bedarf nach
Strom flexibel reagieren kann, schafft klimaneutrale Mdoglichkeiten zur Vermeidung
von Stromausfillen und dient als wettbewerbsokonomisches Element zur Findam-
mung von Marktmachtmissbrauch.
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Der Ausbau der FEE hat zur Folge, dass weniger Volllaststunden fiir Mittel- und
Grundlastkraftwerke zur Verfiigung stehen. Dies wire dann kein Problem, wenn
diese dauerhaft ersetzt werden kénnten. Aus der zuvor angezeigten Erzeugungsun-
sicherheit entsteht jedoch der Bedarf einer zuséatzlichen Absicherung. Daraus folgt,
dass zu der normalen Reserve-Margin eine FEE-Reserve notwendig wird. Die fiir die-
se Reserve notwendigen Kraftwerke kénnen aber iiber die wenigen Volllaststunden
nur dann kostendeckend produzieren, wenn in den wenigen Stunden sehr hohe Prei-
se verlangt wiirden.*® Andernfalls muss diese Kapazitiit iiber andere Mechanismen
im Markt gehalten werden. Wie im Grundlagenkapitel beschrieben, ist die Hohe der
EE-Reserve abhéngig von der zu erwartenden sicheren Verfiigharkeit der Ressourcen.
Im konservativen Fall besteht die Annahme darin, dass die erneuerbaren Energien
mit einer sicheren Leistung von Null beriicksichtigt werden. Somit wiren sie fiir das
System ein exogener Erzeugungsschock, denn die Verfiigbarkeit der Ressource kann
nicht gesteigert werden. Steigerungen in der Prognose der FEE ermdglichen eine
genauere Fahrweise konventioneller Kraftwerke, sodass der Bedarf an Regelenergie
sinken wiirde. Jedoch wird dies konterkarikiert durch den Anstieg der installierten
Kapazitdt der FEE. Auch geringe Prognosefehler fithren so zu einem erhohten Be-
darf flexibler, konventioneller Kraftwerke.

Eine weitere mogliche Konsequenz des Ausbaus der FEE ist der Anstieg der Be-
deutung der kurzfristigen Mérkte (Real-Time und Regelenergie), was zu weiterer
Unsicherheit im Markt fithren kann. Weisen einzelne und nicht zusammenhéngende
Stunden grofe Abweichungen auf, kann dies nur bedingt durch Grund- oder Mittel-
lastkraftwerke behoben werden.

Neben dem konservativen Szenario der kompletten Spiegelung der Nachfrage durch
konventionelle Kraftwerke gibt es weitere Moglichkeiten, die von der Erwartung der
Leistungsfahigkeit erneuerbarer Energien abhéngen. Die zugesprochene Leistung
konnte zum Beispiel durch folgende Werte errechnet werden: E(z), E(D  Tmint),
Min(z), Median(x) oder Median(}_ Tmint). Eventuell konnte in diesem Zusam-
menhang auch von einem Tag/Nacht oder Sommer/Winter -Kraftwerkspark die Re-
de sein, da Solarenergie das natiirliche Maximum in den Peakstunden des Sommers
haben diirfte.

Der zweite Faktor ist die zunehmende Integration der européischen Strommérkte,
welche in dem Abschnitt zuvor behandelt wurde. Wenn Deutschland eine Ande-
rung des Marktsystems beabsichtigt, so muss dies in jedem Fall kompatibel mit dem
Optimierungsprozess der europiischen Strombdérsen und -netze sein. Egal welche
konkreten Anderungen am derzeitigen deutschen Marktdesign vorgenommen wer-
den, es muss sich hierbei entweder um ein temporares nationales Design handeln,
welches den européischen Verbund und die Grundidee eines gemeinsamen Marktes
nicht belastet, oder es muss direkt auf européischer Ebene ein gemeinsames Modell
gefunden werden. Da ein Marktmodell langfristiger Natur ist, also fiir Jahrzehnte
gelten soll, muss die européische Integration Vorrang besitzen.

48Giehe dazu Eurelectric (2011) zur Ausgestaltung eines nordeuropéischen Kapazitéitsmarktes im
Kontext sinkender Volllaststunden konventioneller Kraftwerke.
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Hinsichtlich der Frage, ob die Marktausgestaltung einem Energy-Only-Modell mit
expliziten Hilfsmechanismen oder einem Kapazititszahlungsmodell entspricht, muss
zundchst eine grundlegende Entscheidung innerhalb der Gesellschaft getroffen wer-
den: Ist die Moglichkeit eines erzeugungsseitigen Stromausfalls akzeptabel, z.B. mit
einer Wahrscheinlichkeit im niedrigen Prozentbereich, oder absolut inakzeptabel,
also beispielsweise mit einer Ausfallwahrscheinlichkeit von einem Tausendstel eines
Prozents? Die Konsequenzen aus der Beantwortung dieser gesellschaftlichen Frage
sind enorm. Denn eine komplette Vermeidung eines Stromausfalls wird in Zeiten ei-
nes massiven Anstiegs der Einspeisung fluktuierender EE immer kostspieliger, d.h.
Betreiber selten gerufener Kraftwerke miissten klare (und teure) Anreize erhalten,
ihre Kapazitdten aktiv zu halten. Andererseits richtet ein Ausfall der Stromver-
sorgung je nach Dauer hohe volkswirtschaftliche Kosten an. In einer Studie von
Frontier Economics (2008) wird der Ausfall einer Stunde zwischen 0,6 und 1,3 Mrd.
geschiitzt, der eines ganzen Tages auf 14-30 Mrd. €.%° Das Spannungsverhiltnis zwi-
schen Wettbewerb, Versorgungssicherheit und umweltfreundlicher Erzeugung kann
durch die von de Vries (2007) aufgeworfene Kernfrage beschrieben werden: ,Should
a capacity mechanism be implemented as a preventive measure, which is easier, but
for which the need has not been proven, or should it only be implemented when the
need is clear, which means that reliability may be jeopardized for some time and
the transition phase may be more difficult?"

4.2 Implementierung eines nationalen Kapazititsmarktes

Ungeachtet der bisher nicht akut vorhandenen Notwendigkeit einer Implementie-
rung eines Kapazitatsmarktes, soll im Folgenden eine mogliche Ausgestaltung eines
nationalen Kapazitidtsmarktes diskutiert werden. Der Begriff eines nationalen Kapa-
zitdtsmarktes ist jedoch, wie gezeigt wird, insofern nicht korrekt, als dass sich eine
solche Losung nicht nur auf Deutschland erstrecken sollte. Bei der Diskussion eines
Kapazitdtsmarktsystems sind die folgenden Elemente zu beachten:

e Abgrenzung des Marktes

e Teilnahmebedingungen

e Handelssystem

e Ubergreifender Preismechanismus fiir Kapazitit und Energie

e Kompatibilitit mit Wettbewerb und dem europiischen Netzverbund

4.2.1 Marktabgrenzung

Zunichst soll der Markt in seiner rdumlichen Dimension abgegrenzt werden, bevor
weitere Elemente eines lokalen Kapazititsmarktes diskutiert werden.?” Die rdumliche

49Eine genaue Erklirung fiir das Zustandekommen der Zahlen wird im o6ffentlich verfiigbaren
Bericht nicht geliefert.
50Von einer zeitlichen und sachlichen Marktabgrenzung wird an dieser Stelle abgesehen.
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Abgrenzung hat erhebliche Konsequenzen fiir die Ausgestaltung der Preismechanis-
men und die Einteilung und Beurteilung von mdoglichen Engpassregionen.

Eine M&glichkeit wire die Begrenzung des Marktes auf Deutschland, wie es in den
Jahren zuvor auch durch das Bundeskartellamt oder die Monopolkommission ge-
schehen ist (BKartellA, 2003, 2007; Monopolkommission, 2007).°! Jedoch existieren
zwischen Osterreich und Deutschland ausreichende Ubertragungskapazititen, sodass
es in der Regel nicht zu Engpéssen zwischen diesen beiden Landern kommt. Daher
ist also Arbitrage vollumfianglich méglich, was, bei funktionierendem Wettbewerb
und geringen Transportkosten, zu einem einheitlichen Preisgebiet fiihren miisste.
Die sich daraus ergebende Regel des Einheitspreises (Law of One Price) von (Jev-
ons, 1888: 40) wird durch Bockers und Heimeshoff (2011) untersucht. Vereinfacht
besagt die Formel, dass

Dit = Djt + €& (18)

mit ¢ und j als Index fiir das jeweilige Land und ¢ als Zeitindex. Kurzfristige Abwei-
chungen von diesem Gleichgewicht werden als e definiert. Die Untersuchung stiitzt
sich hierbei auf die Ergebnisse der Analyse, welche paarweise die Regel des Ein-
heitspreises fiir Deutschland und acht Nachbarstaaten von 2004-2011 untersucht.??
Es werden drei typische Preistests verwendet um ein robustes Ergebnis zu erhalten:

e Rollierende Preiskorrelation
e Verteilung und Stationaritit von Preisdifferenzen
e Kointegrationsanalyse

Der Datensatz wird fiir alle drei Preistests in Peak- und Off-Peakphasen unterteilt.
Um Verzerrungen in den 6konometrischen Tests zu vermeiden, wurden in den Be-
rechnungen gemeinsame Einflussfaktoren wie Saisonalitdten und Inputpreise bertick-
sichtigt. Gegeben ausreichender Ubertragungskapazititen an den Grenzkuppelstel-
len sollte sich ein Einheitspreis ergeben. Im dritten, komplexen Preistest werden als
spezielle Identifikationsstrategie exogene Variablen eingefiihrt, welche die linderspe-
zifischen Nationalfeiertage abbilden. Diese Tage wirken sich signifikant negativ auf
die Nachfrage eines Landes aus und somit, bei einheitlichem Markt, auf das gesamte
Preisgebiet. Denn der Kapazitétsiiberschuss, welcher sich am Feiertag des Landes A
aufgrund geringer Nachfrage bildet, sollte dann in den Auktionen des Landes B zu
einem erhohten Angebot und somit geringeren Preisen fiihren.

Die Ergebnisse der Analyse zeigen zwar, dass der relevante Markt nicht mehr
auf die deutsche Grenze beschrinkt werden kann, jedoch ist diese Ausweitung bei

51Das Bundeskartellamt weist in der aktuellen Untersuchung darauf hin, dass eine neue Abgren-
zung vorgenommen wird, was durch die Monopolkommission begriift wird. Dabei soll Osterreich
in den relevanten Markt mit einbezogen werden.

52Die Analyse ist unter anderem motiviert durch ein friiheres Gutachten von Nitsche et al. (2010),
welches die gleiche Situation untersucht. Jedoch weichen die Ergebnisse von Bockers und Heimes-
hoff aufgrund einiger Erweiterungen von Nitsche et al. ab. Griinde dafiir und weitere verwandte
empirische Arbeiten zu diesem Thema inklusive einer Kritik der Preistests finden sich bei Bockers
und Heimeshoff (2011).
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Abbildung 40: Einfluss des deutschen Nationalfeiertags auf die Last in Deutschland
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Die Durchschnitte wurden iiber die Jahre 2004-2010 gebildet. Quelle: Bockers & Heimeshoff, 2011.

konservativer Interpretation nur auf die Kombination Deutschland-+Osterreich vor-
zunehmen. In der Abbildung 41 zeigt sich im ersten Preistest der unterschiedlich ver-
laufende Fortschritt in der Integration zwischen Deutschland und seinen Nachbarn.
Konstant hohe Werte weist der Korrelationsverlauf vor allem zwischen Deutschland
und Osterreich sowie der Niederlande (ab 2007) auf.

Im Zuge der Preisdifferenz- (sieche Anhang) und Kointegrationsanalysen wurde
der Datensatz nochmals unterteilt in zwei Perioden (2004-2006 und 2007-2011), um
eine mogliche Entwicklung des Integrationsprozesses darstellen zu kénnen und eini-
ge Kritik an den jeweiligen Analysemethoden zu beriicksichtigen. Der Einfluss eines
Nationalfeiertages ist negativ fiir die jeweilige nationale Last. So ist in Deutschland
beispielsweise die Hochstlast in den Peakstunden etwa 10 GW geringer im Vergleich
zum monatlichen Durchschnitt fiir Oktober (Bockers & Heimeshoff, 2011). Der dar-
aus resultierende Kapazititsiiberschuss sollte sich im Fall der korrekten Annahme
eines Einheitspreisgebietes auch auf die Preise des gesamten zusammengehdorigen
Gebietes auswirken. So hétte etwa der Tag der Deutschen Einheit aufgrund erheb-
licher Lastreduktion zur Folge, dass deutsche Kraftwerksanbieter ihren Strom auch
in andere Preisgebiete liefern kdnnten. Als Konsequenz miisste bei Transportkosten
von (nahe) Null der Preis in Deutschland einen grofen Effekt im Sinne einer Preis-
anpassung zur Folge haben. Dieser wurde von Bockers und Heimeshoff im Rahmen
der Analyse bei Osterreich in beiden Teilstichproben nachgewiesen.

Eine Kurzanalyse aktueller Preisdaten der am CWE-Market Coupling teilneh-
menden Marktgebiete zeigt, dass sich der Grad der Integration noch zunehmend
erhoht hat. Wie in der folgenden Tabelle zu sehen ist, hat sich die Anzahl jener
Stunden, in denen Preisgleichheit zwischen Deutschland und dem jeweiligen Markt-
nachbar herrscht, erh6ht. Dies trifft vor allem auf die Niederlande bzw. die Borsen-
preise der APEX zu. Die Ergebnisse fiir Osterreich deuten in dieser Analyse zwar
nicht direkt auf eine Marktzugehorigkeit hin, jedoch ist zu beriicksichtigen, dass
aufgrund leicht verschiedener Handelszeiten Arbitragemdoglichkeiten existieren.
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Abbildung 41: Korrelationsverlauf der Peakstunden zwischen 2004 und 2011
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Tabelle 31: Einfluss der Nationalfeiertage 2004- 2011

Paar Deutschland+ Deutscher Feiertag Feiertag anderer Nation
Peak

Osterreich 2004-2006 -8.782 -7.943
Osterreich 2007-2011 -15.812* -17.161*
Déanemark West 2007-2011 -13.911* -1.359

Offpeak

Osterreich 2004-2006 -5.241%* -5.279%*
Osterreich 2007-2011 -5.947%* -1.058

Nullhypothese des t-Tests auf *1% , **5% , ***10% Niveau abgelehnt. Quelle: Bockers und Hei-
meshoff, 2011.

Tabelle 32: Anzahl gleicher Spotpreisstunden mit Deutschland, 2010-2011

Paar Deutschland+ | Jan-Okt. 2010 Nov.2010-Juli 2011**
Peak

Niederlande 17/0,23% 4977/83,30%
Belgien 17/0,23% 3751/62,78%
Frankreich* 30/0,41% 3747/62,711%
Osterreich 8/0,11% 11/0,18%

*Franzosische Borsenpreise haben mehr als zwei Nachkommastellen, daher wird Preisgleichheit
angenommen bei Preisdifferenzen kleiner als 0,01. Die Werte sind wie folgt zu lesen: 17/0,23%,
In 17 Stunden des betrachteten Zeitraums der stiindlichen Spotpreise, hier zwischen Deutschland-
Niederlande (Jan-Okt 2010), sind die Preise identisch. Dies sind 0,23% des Zeitraums. **Daten
erstrecken sich bis 07 Juli 2011. Quelle: Borsenpreise von EEX, EXAA, Belpex, Powernext, APX.
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Als Konsequenz sollte also im Fall einer isolierten Einfiihrung eines Kapazitits-
marktes mindestens die direkte Integration Osterreichs beriicksichtigt werden, wo-
bei die neuere Kurzanalyse deutlich aufzeigt, dass der relevante Markt aufgrund
der dynamischen Entwicklung noch nicht vollstindig abgregrenzt ist. Im Fall ei-
nes Marktzusammenschlusses von Deutschland und Osterreich wiirde sich fiir die
weitere Analyse nur insofern bedingt etwas dndern, als dass bei Einfithrung von
Engpassgebieten iiber ein Market Coupling, also Osterreich und Deutschland, oder
ein Market-Splitting Modell nachgedacht werden sollte. Im Falle eines Market Coup-
ling wiirde man dann eher von zwei moglichen Engpassgebieten ausgehen, d.h. die
derzeitigen Grenzkuppelstellen wiirden als einzige Transfergrenze erachtet, welche
iiber die Aufteilung in unterschiedliche Preisregionen entscheidet.

Abbildung 42: Regionenmodell der UNB 2013
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Eigene Einteilung der Engpassgebiete geméf Haufigkeit der Unterdeckung in den vier Szenarien.
Quelle: 50 Hertz, 2011b.

Eine Einteilung der Engpassgebiete geméifs einem Market-Splitting-Modell konn-
te etwa nach den jeweiligen Ubertragungsnetzregionen geschehen. Exemplarisch soll
dies fiir Deutschland anhand des Regionenmodells 2013 der Ubertragungsnetzbe-
treiber dargestellt werden (siehe 50 Hertz Transmission, 2011). Im Regionenmodell
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haben die Ubertragungsnetzbetreiber vier Szenarien erstellt, anhand derer Last-
bzw. Erzeugungsiiberschussgebiete sowie Lastfliisse und mogliche Engpisse aufge-
zeigt werden sollen. Die Szenarien sind hierbei abhingig von den zwei Faktoren
Winderzeugung (Stark/Schwach) und Last (Stark/Schwach). Die installierten Er-
zeugungskapazititen sind auf dem Stand von 2009, was natiirlich die aktuelle Situ-
ation nicht adaquat abbilden kann. Jedoch soll diese Einteilung nur verdeutlichen,
wie eine spitere Engpassbildung aussehen konnte. Solange sich die groften Lastfliis-
se nicht grundlegend dndern, bleibt das Nord-Siid-Gefélle der Erzeugung weiterhin
deutlich bestehen oder verschérft sich sogar moglicherweise. Dies ist insofern fiir ein
mogliches Kapazititsmarktmodell wichtig, als dass sich daran die Notwendigkeit
des Ubertragungsnetzausbaus zur Vermeidung von Market-Splitting im Kapazitits-
markt bemisst.

4.2.2 Teilnahmebedingungen

Zunichst gilt zu kliaren, ob der Markt bindend fiir alle Parteien, Erzeuger und Nach-
frager, sein soll oder das Modell auf Freiwilligkeit beruht. Freiwilligkeit bedeutet,
dass niemand verpflichtet wird am Kapazitiatsmarkt teilzunehmen und dennoch am
Energiemarkt handeln darf. Somit wére der Kapazitatsmarkt ein rein additives Aus-
weichmodell, welches Erzeuger und Nachfrager zur nahezu vollstindigen Reduktion
von Marktrisiken nutzen konnten, dafiir allerdings auch einen entsprechenden Preis
bezahlen miissten. Also konnten etwa Versorger, in ihrer Funktion als Nachfrager,
zwar eine gewisse Summe x dauerhaft absichern, jedoch kann dies teurer werden als
ein reiner Handel {iber die Energieborse. Grundsatzlich ist eine solche Funktion, also
das Absichern von Risiken, schon durch Forwards bzw. Futures gegeben. Der Unter-
schied lige, je nach Art der Verkniipfung mit dem Energiemarkt darin, dass dieser
Handel nun administrativ durch eine einzige Borse/ Institution geleitet wiirde und
Nachfrager bei Preisen unterhalb des Ausiibungspreises nicht die Differenz an die
Erzeuger zahlen bzw. erwartete Gewinniiberschiisse der Erzeuger zuriickiiberwiesen
wiirden.

Eine essenzielle Konsequenz aus der Freiwilligkeit der Teilnahme betrifft den Las-
treferenzwert der mengenbasierten Kapazitiatsmarktsysteme. Wenn weder Erzeuger
noch Versorger bzw. grokindustrielle Verbraucher zur Teilnahme verpflichtet wer-
den, ist die Ausgabe einer Jahreshéchstlast als Richtwert insofern hinféllig, als dass
dieser nicht die teilnehmende Last reflektieren muss. Selbst eine Berechnung eines
Lastwerts als Summe aller Teilnehmer plus Reserve ist nicht hinreichend, denn diese
Reserve deckt die Lasten derer ab, welche nicht am Kapazitdtsmarkt teilgenommen
haben. Dies kiime also einem Trittbrettfahrerverhalten gleich.

Jedoch soll es das Ziel eines Kapazitatsmarktes sein dafiir zu sorgen, dass die gesam-
te deutsch-osterreichische Versorgung gesichert wird. Daher ist es empfehlenswert,
den Handel verpflichtend zu machen sowohl fiir Erzeuger wie auch Versorger. Er-
zeuger konnen zwar immer noch entscheiden, ob sie an der Auktion teilnehmen oder
nicht, jedoch bedeutet eine Nichtteilnahme den Ausschluss aus dem Energiemarkt.
Somit ist zwar ein geschlossenes System entstanden, aber dafiir kann auf diese Weise
der Grundgedanke eines Kapazitdtsmarktes, die Absicherung der Jahreshoéchstlast
plus Reserve, stets umgesetzt werden.
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Ein weiterer Baustein ist eine mogliche vorherige Auswahl der Teilnehmer basie-
rend auf gewissen Kriterien. Solche kénnten etwa Mindestkapazititen (z.B. >99
MW), Standorte (etwa Deutschland), Technologien oder etwa eine Unterteilung in
Neuinvestitionen und bestehende Kraftwerke sein. Jede dieser Unterteilungen kann
massive Konsequenzen fiir den Kapazitdtsmarkt und auch européischen Verbund
haben. Wiirde etwa die Teilnahme nur auf Erzeuger in Deutschland/Osterreich be-
schrinkt, so konnte dies moglicherweise gegen europiisches Recht verstofen und
auch die Optimierung des europiischen Strombinnenmarktes gefihrden. So wiirde
CWE-EMCC keinerlei ortsfremde Kapazititen zwecks Optimierung in die Kalkula-
tion der deutschen Stromfliisse bzw. Handelsmérkte einbinden diirfen. Der Grund
liegt darin, dass jeder am Kapazitdtsmarkt teilnehmende Erzeuger seine Kapazitaten
in den deutschen Markt bieten muss. Bei Nichtlieferung trotz Verfiigharkeit waren
Strafzahlungen fillig. Die Lieferung kann jedoch nicht erfolgen, wenn fremde und
giinstigere Kapazititen, welche nicht am Kapazitatsmarkt teilgenommen haben, die
teureren deutschen Erzeuger verdringen wiirden. Ausldndische Teilnehmer sollten
daher am Kapazititsmarkt zugelassen werden. Dies kann jedoch mit den Ubertra-
gungsnetzkapazitdten an den Grenzkuppelstellen kollidieren und miisste daher mit
den Importkapazitdten in Einklang gebracht werden. Ob eine solche Regelung nicht
doch noch zu einem ineffizienten und suboptimalen Kraftwerks-Dispatch fiihrt, ist
in Simulationen zu zeigen.

Erzeugungstechnologien oder Erzeugungsarten als Kriterium heranzuziehen stellt
einen deutlichen Einschnitt dar. So ist etwa die Verweigerung der Teilnahme von aus-
landischen Kernkraftwerken insofern problematisch, als dass juristisch zu kléren ist,
ob ein solcher Ausschluss mit européischem Recht vereinbar wire. Aus wettbewerb-
licher Sicht spricht nichts gegen eine Teilnahme aller konventionellen Kraftwerke,
worunter auch jene erneuerbaren Energien gefasst werden konnen, die als verléssli-
che Erzeugung klassifiziert werden kénnten. Im Technologiewettbewerb sollte sich
die kosteneffiziente und den deutschen Umstinden des Ausbaus erneuerbarer Ener-
gien besser angepasste Technologie auf lange Sicht durchsetzen. Grundsatzlich ist
zwar auch eine Teilnahme der FEE moglich, jedoch sollten diese von der Teilnahme
ausgeschlossen werden. Das Hauptargument liegt hierbei in der Unmoglichkeit einer
Leistungsgarantie. Letzteres ist jedoch das Grundprinzip eines Kapazitdtsmarktes,
d.h. bei Entlohnung der Leistungsbereitschaft wird im Gegenzug das Versprechen
der Erzeugung gegeben. Ein solches Versprechen kann nicht durch diese Technologi-
en gewahrleistet werden. Sollte jedoch eine mogliche rechtliche Diskriminierung oder
politischer Druck eine Teilnahme am Kapazitdtsmarkt notwendig machen, so wére
die Betrachtung historischer Erzeugungsleistung eine Methode, um einen Indikator
fiir das Aquivalent zur gesicherten Kapazitit zu ermitteln. Es konnte demnach das
iiber einen gewissen Zeitraum minimal erbrachte Erzeugungsniveau als erlaubtes Ge-
bot abgeben werden. Dann ist weiterhin zu definieren, ob alle Anbieter gebiindelt in
die Auktion bieten oder einzeln. Erschwerend kommt die Strafzahlung bei Nichtlie-
ferung fiir diese Technologien hinzu. Auch hier miisste eine andere Sanktion gepriift
werden, wenn diese anders behandelt werden sollen als konventionelle Kraftwerke.

Eine zusétzliche Form der Erzeugung, welcher in jedem Fall die Teilnahme am Kapa-
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zitdtsmarkt ermoglicht, aber nicht aufgezwungen werden sollte, ist der nachfragesei-
tige Lastabwurf. Vor allem einige stromintensive Industrieanlagen wéren technisch
in der Lage, Lastspitzen zumindest fiir kurze Zeit, z.B. 1-3 Stunden, durch Abschal-
tung zu verringern. Dies diirfte allerdings eher den Charakter einer Regelenergie
denn einer dauerhaften Versorgungsleistung haben. Die Bundesnetzagentur hat in
einer aktuellen Untersuchung (BNetzA, 2011c: 51f.) zwar die Moglichkeit eines Last-
abwurfs vor allem im Raum Siiddeutschland eruiert, ist aber in den Gespréchen mit
einem energieintensiven Unternehmen auf Ablehnung gestofsen, da die Opportuni-
tatskosten, also der Gewinn aus dem iiblichen Geschéftsbetrieb, wesentlich héher
liegen, als die bisherigen finanziellen Anreize. Ein solcher Anreiz konnte durch die
Teilnahme am Kapazitdtsmarkt gegeben sein, wie sich auch zum Beispiel im PJM-
Gebiet gezeigt hat. Es ist jedoch fraglich, welche Industrien aus technischer Sicht
dafiir in Betracht kommen und inwiefern diese dann tatsdchlich am Energie- oder
Regelenergiemarkt technisch /wirtschaftlich sinnvoll eingesetzt werden kénnen. Den-
noch wird dafiir pladiert, die Teilnahmeoption einer Lastreduktion zu ermoglichen.

Es gibt zudem die Moglichkeit nach Lastphaseneinsatz zu unterscheiden, also nach
Grund-, Mittel,- und Spitzenlastkraftwerke, der Gedanke zielt darauf ab, nur die-
jenigen Kraftwerke finanziell abzusichern, die zwar seltener zum Einsatz kommen,
dafiir aber in den entscheidenden Phasen der Spitzenlast. Dies entspricht in seinem
Grundsatz dem Reservesystemen in Schweden oder Australien, da die aufterhalb des
iiblichen Energiemarktes vorgehaltenen Reservekapazitdten bezahlt und in absolu-
ten Notféllen eingesetzt werden. Wahrend Kapazititssysteme in ihrem Kern auf das
Missing-Money-Problem der Spitzenlastkraftwerke abzielen, ist es fraglich, ob die-
se Art von Kapazitdtsmarkt auch bei Notwendigkeit der Spiegelung der gesamten
Nachfrage zu 100% (oder auch 90%) durch einen entsprechenden Kraftwerksparkmix
ausreichend ist. Selbst die Notwendigkeit einer Abdeckung der Nachfrage von 80%,
d.h. erneubare Energien wéren stets fiir mindestens 20% der stundengesicherten
Nettoleistung verantwortlich, wiirde die Beschriankung auf ausschlieklich Spitzen-
lastkraftwerke nicht sinnvoll erscheinen lassen.

Die letzte hier aufgefiihrte Moglichkeit besteht darin, einen Kapazititsmarkt nur fiir
neue Kraftwerksprojekte zu schaffen. Dies kann jedoch auch unzureichend werden,
sobald die gesamte Hochstlast durch einen konventionellen Reservepark gesichert
werden muss, diese allerdings keine ausreichenden Erlose am Energiemarkt erzielen
kénnen. Ein Kapazitdtsmarkt nur fiir neue Kraftwerksprojekte zielt also am eigent-
lichen Grund fiir die Notwendigkeit eines Kapazitdtsmarktes, dem Missing-Money-
Problem, vorbei. Mehr noch, wenn neue Kraftwerke nur einmalig an dieser Auktion
teilnehmen diirfen, stellt sich die Frage, inwieweit dies das marktliche Grundproblem
16sen soll. Eine einmalige Zahlung sollte wenigstens so hoch sein, wie die zu erwar-
tende Differenz aus Vollkosten und Energiemarkterlosen iiber die Lebensdauer des
Kraftwerks, denn ansonsten wire dies nur eine Verschleppung der finanziellen Un-
terdeckung. Daher sollte auch von dieser Selektionsmafnahme abgesehen werden.
Cramton und Stoft (2006) plddieren fiir eine Abwandlung dieses Vorschlags: Alle
Kraftwerke sollten eine Kapazitiatszahlung erhalten, fiir die Preisbildung seien aller-
dings nur Anbieter neuer Kraftwerkskapazititen relevant. Altere Kapazititen mit
voller (zugelassener) Kapazitéit sollen zu einem Preis von Null in den Markt bieten.
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Abbildung 43: Teilnahmebedingungen
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Quelle: Eigene Darstellung.

Der Wettbewerb unter den Anbietern neuer Kapazitit soll dann fiir ein Preisniveau
sorgen, welches méglichst effizient die zusétzlich benotigten Kapazitidten bereitstellt.
Altere Kapazititen haben somit nur die Chance nicht teilzunehmen, indem sie ent-
weder ihre Kapazititen vollstandig stilllegen bzw. einmotten oder ihre Kapazititen
fiir den Export in andere Lander anmelden. Die Begriindung hierfiir liegt in der M6g-
lichkeit bereits existierender Kraftwerke durch Kapazitatszuriickhaltung ein héheres
Preisniveau zu induzieren. Zu kldren ist, ob die Vorhaltung von Kapazitat nur dann
bepreist wird, wenn die Notwendigkeit eines Zubaus existiert. Ohne Kapazititszu-
bau wiirde entweder kein Kapazititspreis gezahlt oder jihrliche Mindestzubauten
bzw. Mindestzahlungen miissten als Ersatz festgelegt werden. Andernfalls kénnte
dieses System ebenfalls Nachteile aufweisen. Etwa dadurch, dass altere Kraftwerke
weit vor ihrer technisch-wirtschaftlichen Altersgrenze von neueren Kraftwerken ver-
drangt wiirden. Zudem setzt diese Variante voraus, dass tatsdchlich Wettbewerb um
neue Kapazititen existiert. Beispielsweise konnten die Anbieter neuer Kapazititen
die gleichen sein, die auch schon ein grofes Portfolio im bereits installierten Kraft-
werkspark besitzen. Die Bildung lokaler Engpésse und die dazu noch geringe Anzahl
verfiigbarer (neuer) Bauflichen kann die Marktmacht lokal vergrofern. Daher wird
von dieser Variante zundchst abgesehen.

Neben den Anbietern und Nachfragern muss auch der Betreiber eines solchen Ka-
pazitdtsmarktes bestimmt werden. Dieser ist ohne Zweifel in einer essenziellen Posi-
tion, vor allem aus wettbewerblicher Sicht. Er erhélt sdmtliche Informationen {iber
alle Gebotsdetails der Teilnehmer, deren Erzeugungskapazitidten und Begriindungen
fiir Nichtverfiigharkeiten der Kapazititen sowie Lastprognosen der Netzbetreiber.
Vertikal integrierte Unternehmen fallen grundsétzlich aufgrund wettbewerblicher
Bedenken als potenzielle Betreiber aus, da der sehr hohe Grad an Informationen
dazu fithren kann, dass die Konkurrenz auf vor- und nachgelagerten Ebenen dis-
kriminiert wird. Ein Beispiel dafiir wire etwa die Anpassung der Gebote aufgrund
von Preistransparenz. Ebenso kann ein Marktbetreiber mit grofen Anteilen an der
Erzeugung in einer oder mehreren Engpasszonen die regionale Zonenaufteilung zum
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Vorteil der eigenen Erzeugung abandern.

Zwei potenzielle Kandidaten sind etwa die EEX oder ein Joint-Venture bestehend
aus Ubertragungsnetzbetreibern und anderer Erzeuger /Nachfrager. Im letztgenann-
ten Fall, welcher auf das PJM-Gebiet in den USA zutrifft, liegt der Vorteil darin,
dass stets aktuelle Daten beziiglich der Last und Erzeugung ohne grokere Trans-
aktionskosten genutzt werden kénnen. Die Steuerung der Markte und der optimale
Dispatch wiirde in einer Hand bleiben. Ein Anreiz zur Verzerrung besteht dann
nicht, wenn die Ubertragungsnetzbetreiber unabhiingig von den vor- und nachgela-
gerten Marktstufen sind. Dies muss gewihrleistet sein, damit diese Betreiberoption
in Betracht gezogen werden kann. Es ist jedoch unklar, ob dies mit dem Gedanken
einer von der Politik diskutierten rein deutschen Losung (,Deutsche Netz AG“) ver-
einbar ist (LBD, 2010).

Die Alternative zum Joint-Venture stellt die EEX dar. Diese kann als unabhén-
gig angesehen werden, da sie weder von einzelnen Erzeugern oder Nachfragern noch
von wenigen Verbundmitgliedern dominiert wird (EEX, 2011). Schon vor der Ein-
richtung eines Market Coupling war die EEX losgelost vom européischen Verbund
als Betreiberin der deutsch-osterreichischen Energieborse tétig und somit erfahren
im Betrieb eines solchen Borsenmarktes. Es ergeben sich auf diesem Weg Synergie-
effekte hinsichtlich der Verkniipfung mit dem Kapazititsmarkt. Dies hat zur Folge,
dass eine Kontrolle der tatsichlichen Einhaltung des mit dem Kapazitdtsmarkt ver-
bundenen Versprechens, als Erzeuger bei Bedarf stets die gelste Menge x vorhalten
und liefern zu konnen, moglich ist. Zusédtzlich kommt als Vorteil hinzu, dass die
Bedeutung der EEX als Handelsplattform, also die Liquiditét, noch weiter steigen
wiirde. Dies wiirde die Markttransparenz fiir Aufsichtsbehérden erheblich steigen
lassen.

4.2.3 Handelssystem

Nachdem die Teilnehmer bestimmt wurden, ist zu klaren, in welchem Rahmen der
Handel stattfinden soll. Dies beinhaltet den Vergabemechanismus (Bilateraler Han-
del vs. Auktion) sowie die exakte zeitliche und sachliche Dimension des Gutes, d.h.
zeitlicher Abstand zwischen Handel und Lieferung, Dauer des Lieferzeitraums und
Bestimmung der Gebotsmenge.

Vor einer Auktionierung muss zunéchst das zu handelnde Produkt nidher definiert
werden. Die Ausschreibungen fiir die Mengen sollten im Fall einer verpflichtenden
Teilnahme zentral vom Marktbetreiber vorgenommen werden, um Transaktions- und
Prozesskosten gering zu halten. Hierbei sammelt der Marktbetreiber samtliche In-
formationen iiber Gebote von Erzeugern, mégliche Engpésse, Prognosen fiir Wind-
und Solarenergie und Nachfragepriferenzen und hélt im Anschluss eine der ersten
Auktionen ab. Dezentrale Ausschreibungen konnten einen hoheren Koordinations-
aufwand zur Folge haben, der wiederum iiber die Auktionsgebiihren auf die Markt-
teilnehmer umgewélzt werden wiirde.

Mit Bezug auf den Zeithorizont wird in der Untersuchung fiir mehrere langfristige
Ausschreibungen mit unterschiedlichen Zeitpuffern zwischen Kapazitdtshandel und
tatsichlicher Lieferung pladiert.
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Abbildung 44: Beispiel fiir Handels- und Lieferzeitraum der Hauptauktion

Lieferjahr 2014 2015 2016 2017 2018 2019

——

2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 Handelsjahr

Quelle: Eigene Darstellung.

Ein Zeitpuffer zwischen Handels- und Lieferzeitpunkt einerseits und die zeitli-

che Dauer des Kontraktes andererseits soll einen senkenden Effekt auf das Inve-
stitionsrisiko bzw. einen positiven Effekt auf die Investitionsanreize haben. Decken
(potenzielle) Erzeuger fiir ein Jahr oder mehr im Voraus ihre Fixkosten teilwei-
se oder komplett, wird der Aufschlag der Risikoprdmien durch Investoren gesenkt
oder moglicherweise sogar komplett eliminiert. Eine solche Absicherung soll speziell
den Markteintritt neuer Unternehmen férdern. In einigen Marktdesigns, z.B. PJM,
bekommen Anbieter neuer Kapazititen eine lingere garantierte Zahlung, d.h. der
Lieferzeitraum wird von einem Jahr auf mehrere Jahre ausgeweitet. Eine solche Va-
riante kann bei Bedarf bzw. bei Nachweis wettbewerblicher Vorteile ohne grofieren
Aufwand in das System implementiert werden. Ein solcher Vorteil kann sein, dass
mittel- oder langfristig die Konzentration auf der Erzeugungsebene gesenkt werden
kénnte.
Eine Durchfiihrung von mehreren Auktionen fiir das gleiche Lieferjahr in unter-
schiedlichen Zeitabstidnden soll dafiir sorgen, dass Flexibilitdt in Bezug auf mogliche
Verdnderungen hinsichtlich der Verfiigbarkeit der Kraftwerke oder der Lastprogno-
sen entsteht. Da neue Kraftwerke, je nach Typus, aufgrund der Bau- und Planungs-
phasen eine gewisse Zeit bis zur tatsédchlichen Inbetriebnahme benétigen, sollte der
Zeitpuffer zwischen Kapazitdtshandel und Energielieferung mindestens drei Jahre
betragen, wobei der Zeitraum auch linger sein kann. Dies wird wesentlich durch
Verzogerungen, z.B. ausgelost durch gesellschaftlichen Widerstand oder technische
Bauverzogerungen, und lange Planungs- und Genehmigungsphasen beeinflusst. Der
Zeitraum sollte jedenfalls ausreichend sein, um den Neubau eines GuD-, Steinkohle-
oder Gasturbinenkraftwerkes zu ermoglichen. Andernfalls ist eine Partizipation sol-
cher Kraftwerke nicht moéglich, die zwar sicher in ihrem Bauvorhaben sind, jedoch
unsicher in der konkreten Einhaltung der Inbetriebnahme.

Die Gebotsgrofien kdnnten nach Ermessen in MW pro Tag, Monat oder Jahr abge-
geben werden. In dieser Untersuchung wird von einem Produkt von MW pro Tag
ausgegangen.®® Hinsichtlich der Frage, ob die gesamte Kapazitit am Stiick in den
Markt geboten werden muss oder nicht, wird hier die Mdglichkeit einer Stiickelung

%Da die Gebote MW-Tag/Monat nur verschieden groRe Bruchteile der gesamten im Jahr ge-
handelten Menge darstellen, ist fraglich, inwiefern eine solche blofe Umrechnung den Handel bzw.
die Handlungen der Akteure beeinflusst.
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der Gebote aus zwei Griinden praferiert. Eine Stiickelung eines 100 MW-Kraftwerks
in beispielsweise zehn 10-MW-Bdécke erméglicht eine genauere Abdeckung der nach-
gefragten Kapazitdtsmengen. Wenn also ein nach Akzeptanz des vorletzten Kraft-
werksblocks noch beispielsweise 10 MW an Last zu decken wéren, jedoch das néchst-
héhere Gebot ein Kraftwerk mit 100 MW ist, wiirde unndtigerweise fiir ein Mehr
von 90 MW bezahlt. Auf Seiten der Erzeuger ergibt sich im Fall einer Stiickelung
die Moglichkeit einer Risikodiversifikation, wenn etwa ein 100 MW-Kraftwerk 70
MW zu niedrigen Preisen und die iibrigen 30 MW zu héheren Preisen in den Markt
bietet. Dies stellt natiirlich auch eine Moglichkeit der Marktmachtausiibung dar. Je-
doch ist im Fall der missbréauchlichen Ausiibung von Marktmacht eher eine héhere
Preissetzung fiir simtliche Preisblocke zu erwarten, so dass das Ergebnis dem einer
Marktmachtausiibung ohne Stiickelung gleich wire.

Nun soll der Vergabemechanismus betrachtet werden. Es hat sich in der Praxis bisher
gezeigt, dass eine Kombination aus bilateralen und verauktionierten Kontrakten eine
héhere Flexibilitat bedeutet. Jedoch steht in diesen Mérkten die Auktion im Vor-
dergrund, d.h. bilateraler Handel soll nur als zusétzliche Option offen stehen, wenn
zuvor in den Auktionen nicht ausreichend Kapazitdten geldst wurden. Wir folgen
dieser Idee und diskutieren kurz verschiedene potenzielle Auktionsmodelle. Die spiel-
theoretischen Grundlagen der Auktionen werden als bekannt vorausgesetzt®*, sodass
wir uns in der Diskussion nur auf deren Anwendung auf Energiemérkte beziehen.
Zunichst gilt es zu unterscheiden zwischen geschlossenen und offenen Auktionen
einerseits und sogenannten First-Price und Second-Price Auktionen. Bei letzteren
besteht der Unterschied darin, dass der Bieter mit dem héchsten Gebot das Gut ent-
weder zu dem von ihm angegebenen Preis oder zum Preis des zweithéchsten Gebot
erhélt. Da in einer Kapazititsauktion nicht ein Gut verkauft, sondern ein Biindel
an Giitern (Kapazitéiten) erworben werden soll, wird der Kerngedanke der Auktion
umgekehrt, d.h. das Gebot bzw. die Gebote mit dem niedrigsten Preis erhalten den
Zuschlag. In der Diskussion iiber die Auktionierung von Energie und Kapazititen
werden héufig drei Modelle angefiihrt.

e Einheitspreis-Auktion
e Pay-as-bid-Auktion
e Descending-Clock-Auktion

Die Einheitspreis-Auktion ist der am h&ufigsten benutzte Auktionspreismecha-
nismus fiir Energiemérkte (Grimm et al. 2008: 17ff.). Das zu handelnde Gut, Kapa-
zitdt, ist einheitlich definiert und im Fall einer verpflichtenden Teilnahme existiert
auch eine ausgeschriebene Menge, welche erreicht werden soll. Die ausgeschriebene
Menge entspricht entweder einer vom Kapazitdtsmarktbetreiber festgelegten Menge
oder kann sich aus den Geboten der Nachfrager bilden. Jedoch wird in der Praxis
eher die erstgenannte Variante gewdhlt. Die Angebotskurve wird geméf der Merit
Order gebildet. Der Preis des letzten akzeptierten Bieters ist der einheitliche Auk-
tionspreis fiir alle Teilnehmer. Grimm et al. sehen die Vorteile in diesem Modell in

54 Als Einfithrung dienen z.B. Krishna, 2009 und Klemperer, 2004.
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seiner transparenten und einfachen Preisgestaltung sowie den geringen Transaktions-
kosten und der produktiven Effizienz bei wettbewerblichen Bedingungen auf Seiten
der Anbieter. Hierbei beziehen sich die Autoren allerdings auf den Energiemarkt,
beim Kapazititsmarkt ist eine Uberkompensation méoglich, welche dann aufgrund
der Natur des gehandelten Produktes ein sehr hohes Niveau erreichen kann. Auch
in den hoher frequentierten Energiemarktauktionen ist dies der Hauptkritikpunkt.
Theoretisch bieten sich Anreize, Kapazititen zuriickzuhalten, um somit héhere Prei-
se zu realisieren. Insbesondere bei einem innerdeutschen Kapazitdtsmarkt konnte
dies reizvoll werden, da die zuriickgehaltenen Mengen zwar nicht in Deutschland,
dafiir aber in den umliegenden Nachbarstaaten auf dem Energiemarkt angeboten
werden diirfen.

Eine oft diskutierte Alternative ist die Pay-as-bid-Auktion. Sie gleicht der Einheits-
preisregel mehr als auf den ersten Blick ersichtlich. Die akzeptierten Bieter erhalten
nicht den Preis des Grenzanbieters, sondern werden entsprechend ihres Gebotes ent-
lohnt. Die Intention liegt in der Vermeidung der zuvor erwihnten Uberkompensation.
Dies dndert aber nichts am Prinzip der Merit Order, dass also nur gewisse Kraftwerke
im Intervall der Grenzkraftwerke liegen. Auf den Kapazitatsmarkt bezogen bedeutet
dies, dass die Anbieter mit der Zeit erahnen konnen, welche Kraftwerke als poten-
zielle Grenzkraftwerke in Frage kommen, sodass die Anbieter knapp unterhalb des
erwarteten Preisniveaus bieten werden. Auf dem Energiemarkt gilt das gleiche Argu-
ment, nur dass sich die Lerneffekte aufgrund der hoheren Handelsfrequenz schneller
einstellen. In Zeiten hoher Last wird auf dem Energiemarkt auch weiterhin ein teures
Spitzenlastkraftwerk als letztes gewéhlt. Ist der Energiemarkt diesbeziiglich hinrei-
chend transparent, besitzen Anbieter mit niedrigen variablen Kosten keinen Anreiz,
ihre Gebote in Hohe der variablen Kosten abzugeben. Bei perfekter Antizipation
wird somit erneut ein Einheitspreis erreicht. Liegt keine perfekte Antizipation vor,
so wird der Ausgang der Auktion unsicher und kann zu Ineffizienzen fithren. Die
Unsicherheit besteht darin, dass der Preis des Grenzanbieters in einem bestimmten
Intervall vermutet wird. Wird der tatsichliche Grenzpreis iiberboten, so wird der
Anbieter nicht in der Auktion akzeptiert. Ein Anreiz zum Gebot in Hohe der va-
riablen Kosten besteht deshalb ebenfalls noch nicht. Die Ineffizienzen konnen darin
liegen, dass dieses mit Risiko verbundene Antizipation des Preises dazu fiihrt, dass
in der Produktion teure Kraftwerke akzeptiert und in Bezug zu diesen vergleichs-
weise giinstige Kraftwerke nicht akzeptiert werden kénnten.

Eine Alternative konnte die Descending-Clock-Auktion (DCA) sein, welche ihre An-
wendung im Kapazitdtsmarkt in New England findet. Der Marktbetreiber startet
die Auktion mit einem sehr hoch angesetzten Preis (Cramton & Stoft, 2006). Als
Reaktion auf diesen Preis teilen die Erzeuger dem Marktbetreiber ihre fiir den Preis
vorgesehene Erzeugungsmenge mit (Fraser & Nieto, 2007: 19f.). Anfangs liegt die an-
gebotene Menge oberhalb der erforderlichen Kapazitit. Der Marktbetreiber startet
die Auktion und der Preis beginnt in definierten Preisschritten zu fallen. In vorher
festgelegten Zeitintervallen wird die Auktion gestoppt, und die Erzeuger konnen er-
neut eine Mengenentscheidung anhand des aktuellen Preises vornehmen (Cramton
& Stoft, 2006). Somit werden mehrere Runden absolviert, bis die Angebotsmen-
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ge exakt der Nachfragemenge entspricht oder auch darunter fillt. Entsprechen sich
Angebots- und Nachfragemenge, wird der aktuelle Preis fiir alle in der Auktion ver-
bliebenden Anbieter gezahlt. Ist die Nachfrage unterhalb des notwendigen Niveaus
gefallen, so wird der vorherige Preis als marktrdumend erachtet und ausgewihlt.
Speziell fiir Kapazitdtsméarkte mit lokaler Preiskomponente sei eine DCA geeignet,
so Fraser und Nieto (2007). Wenn in zwei Zonen A und B jeweils eine Auktion gleich-
zeitig gestartet wird und auf Markt A ein Engpass und auf Markt B ein Uberschuss
entsteht, so lauft die Auktion auf Markt A langsamer, d.h. der Preis bleibt trotz
neuer Runde gleich. Auf Markt B wird der Markt geriumt und die iiberschiissige
Kapazitdtsmenge soll auf Markt A angeboten werden kénnen, dessen Preis darauf-
hin wieder fallen kann. Die Mehrstufigkeit der Auktion ist daher gerade der Vorteil
gegeniiber der Einheitspreisauktion.

Die DCA unterliegt, wie auch die Einheitspreisauktion, dem Problem der Kapa-
zitdtszuriickhaltung aufgrund struktureller Marktmacht. Die Auktion kann gezielt
von pivotalen Anbietern missbraucht werden. Besitzt ein Anbieter je nach Betrach-
tungsweise lokal regional oder auch landesweit, einen grofen und diversifizierten
Kraftwerkspark, so kann dieser jederzeit durch die Herausnahme sidmtlicher bzw.
ausreichend hoher Kapazitit die Auktion beenden. Ein solcher Preis wére auch nach
Beriicksichtigung von Kapazitidten aufkerhalb der Zone nicht effizient im Vergleich
zum Preis unter Wettbewerb. Nieto und Fraser (2007) bezeichnen die sich bei die-
ser Auktion offenbarten Information iiber das Bieterverhalten als einen Vorteil. Aus
diesen Informationen heraus konnten die einzelnen Anbieter ihre erwarteten Einnah-
men aus der Teilnahme am Energie- und Regelmarkt anpassen.

Jedoch wird hierbei nicht bedacht, dass eine solche Information sowohl eine kollusi-
onsfordernde Wirkung entfaltet als auch die Chance zur nach oben gerichteten An-
passung der Preise bietet. Ist den einzelnen Erzeugern das Bietverhalten der anderen
Teilnehmer aufgrund wiederholter Auktionen bekannt, so kann eine stillschweigen-
de Kollusion entstehen, die mit abnehmender Anbieterzahl an Wahrscheinlichkeit
zunimmt. Ebenso kann es bei Ausbleiben von Kollusion dazu kommen, dass die
Preise nach oben verzerrt werden, da die jeweiligen Anbieter wissen, bis zu welchem
Grad jeder Teilnehmer pivotal ist und somit die Preise anpassen. Hier kénnte die
von Cramton und Stoft vorgeschlagene Missachtung etablierter Erzeuger eine Mog-
lichkeit bieten, Marktmacht zu dimpfen.>® Hierbei konnten die Gebote aller bereits
etablierten Anbieter ignoriert und ihre Gebotsmenge auf ihre installierte Menge fest-
gesetzt werden.

Insgesamt erscheint im Rahmen einer verpflichtenden Teilnahme die DCA aufgrund
ihrer Mehrstufigkeit die bessere Alternative zur Einheitspreisauktion zu sein, obwohl
sie ebenfalls keine Milderung des Marktmachtproblems bietet.

Sollte der Markt freiwilliger Natur sein, wird der Handel iiber die Einheitspreis-
auktionen insofern schwieriger, als dass die Zielgrofe nicht mehr die gesamte Nach-
frage sein kann. Dies liegt darin begriindet, dass auch die Nachfrager nicht zur
Teilnahme verpflichtet sind und somit die gesamte zu verauktionierende Grofse nicht
mehr der wahren Grofse entspricht. Daher konnte es in diesem Fall vielleicht vorteil-
hafter sein, dass Handelssystem im Sinne einer Auktionsplattform wie z.B. eBay oder

55Fiir eine weitere Auflistung moglicher Methoden vgl. Cramton und Stoft, 2006.
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Amazon aufzuziehen. Hierbei ergdben sich zwei Moglichkeiten, entweder Erzeuger
bieten ihre Kapazititen an, verkniipft mit einem Ausiibungspreis gemafs Cramton
und Stoft oder Nachfrager verauktionieren ihre jeweiligen Mengen und akzeptieren
das jeweils niedrigste Gebot. Im ersten Fall wére eine Verkniipfung mit dem Ener-
giemarkt notwendig, weil die Nachfrager bei Ausbleiben dieser Verkniipfung keinen
Anreiz hétten, sich auf eines der anonymisierten Gebote festzulegen. Der fehlende
Anreiz wiirde durch den Erwerb der Call-Option ausgefiillt.

Im zweiten Fall wire die zusitzliche Angabe einer Obergrenze ebenfalls denkbar,
jedoch nicht notwendig, um einen marktrdumenden Preis zu erzielen. Die Auktion
selbst kann dann offenen oder geschlossen gestaltet werden, wobei die offene Second-
Price-Auktion der von der Internetplattform Amazon angewendeten Art entsprechen
sollte, um das sogenannte sniping zu verhindern. Damit ist der bei eBay hiufig an-
zutreffende Effekt gemeint, bei dem Bieter erst wenige Augenblicke vor Schluss der
Auktion ihre Gebote abgeben (siche dazu Roth und Ockenfels, 2002). Bei Amazon
lduft die Auktion erst dann aus, wenn innerhalb eines gewissen Zeitrahmens (10
Min.) keine weiteren Gebote nach Ablauf der reguldren Frist abgegeben wurden.
Ein solcher Auktionsmodus wire insofern vorteilhaft, als das solche Nachfrage, die
in vorherigen Auktionen leer ausgegangen ist, ebenfalls noch teilnehmen kdnnte.
Allerdings dhnelt die Idee dieses Handels den bereits verfligharen Future- bzw.
Forward-Kontrakten oder dem Erwerb von Kraftwerksscheiben. Es ist zumindest
fraglich, ob der freiwillige Kapazititshandel einen signifikanten Unterschied bieten
wiirde, hinsichtlich der Attraktivitit fiir die Teilnehmer und somit also in letzter
Konsequenz fiir die Versorgungssicherheit. Da ein solches Produkt ohne Weiteres
durch die EEX bereits jetzt schon angeboten werden koénnte, zeigt sich, dass bisher
kein Bedarf danach zu existieren scheint.

Eine weitere Moglichkeit bestiinde ebenfalls darin, diese Auktionsform im verpflich-
tenden Modell einzufiihren. Es stellt sich dann das Problem, dafiir zu sorgen, dass
die Versorger bzw. die direkt handelnden, groflindustriellen Kunden eine gewisse
Kapazitdtsmenge erwerben. Eine solche Vorgehensweise wiirde also erfordern, dass
eine Institution zuvor die gesamte notwendige Kapazititsmenge ermittelt und diese
auf die Nachfrage mit einem Gewichtungsschliissel aufteilt. Kritisch ist in diesem
Auktionskonstrukt, dass ausreichend Kapazitit erworben werden muss, da bei un-
zureichender Kapazitiatsmenge der Schaden vom Kollektiv getragen werden muss.
Ein einfacher Vergleich mit reguliren Konsumgiitern verdeutlicht den Gedanken.
So ist etwa ein Unterangebot bei reguldren Konsumgiitern wie z.B. Erfrischungs-
getranken unkritisch. Existiert eine Knappheit an Cola, sind nur die Konsumenten
mit zu niedriger Zahlungsbereitschaft vom Konsum ausgeschlossen. Ist dagegen nicht
ausreichende Erzeugungskapazitit fiir Strom vorhanden, sind alle Konsumenten (in-
nerhalb einer gewissen Region) gleichermafen davon betroffen.

4.2.4 Ubergreifender Preismechanismus

In den folgenden Uberlegungen sollen zwei Elemente mit dem sich in der Auktion
ergebenden Kapazititspreis verkniipft werden. Das eine Element betrifft den Ener-
giemarkt, genauer die Erlose aus dem Energiehandel, und das andere die Proble-
matik der lastfernen Erzeugung. Letztgenannter Punkt stellt im Prinzip die Kosten
eines (zusétzlichen) Netzausbaus, welcher u.a. aufgrund lastferner Erzeugung not-

122



wendig ist, denen eines preislichen Anreizes zur lastnahen Ansiedelung von neuen
Kraftwerken gegeniiber.

Wie die Theorie der Kapazitatsmarkte zeigt, ist eine Verkniipfung des Energie- und
Kapazititsmarktes notwendig, da sonst aus dem Handel an beiden Mérkten eine
Uberkompensation der Erzeuger resultieren kann. Zudem ist ein vom Energiemarkt
entkoppelter Kapazititsmarkt fehlerhaft, da die am Kapazitdtsmarkt gegebene Ga-
rantie der Erzeugung nicht ohne eine Kontrolle der tatsdchlichen Aktivitdten am
Energiemarkt auskommt. Es gilt die Entscheidung zu treffen zwischen einer ex-ante
und ex-post Gewinnverrechnung einerseits und einer Call-Option mit Ausiibungs-
preis, also theoretischer Preisobergrenze, andererseits.

Zunichst wird die Option der Gewinnverrechnung betrachtet. Bevor zwischen ex-
ante und ex-post unterschieden wird, gilt es zunéchst zu klaren, was der Referenzwert
fiir die Verrechnung ist. Im PJM-Gebiet etwa, wo eine ex-ante-Verrechnung durchge-
fiihrt wird, bemisst sich dieser Wert an den zu erwartenden Erlésen eines bestimm-
ten Spitzenlastkraftwerks. Somit bezieht sich der Referenzwert auf das Spitzenlast-
kraftwerk. Die Verrechnung wére dann volkswirtschaftlich optimal, wenn der Erwar-
tungswert durch die Spitzenlastkraftwerke erreicht wiirde und die iibrig gebliebenen
Kapazitédtserlose mit den Fixkosten iibereinstimmen. Eine andere mdogliche Varian-
te wire etwa eine vollstindige Typisierung, sprich jedes Kraftwerk wird geméf der
Brennstoffart, Kraftwerkstechnologie oder dem Lastprinzip (Grund-, Mittel-, und
Spitzenlast) eingeteilt. Es ist dann fraglich, ob die Erlose aus dem Kapazitdtsmarkt
auch die Fixkosten vollstindig decken. Ist dies nicht der Fall, wird den Betreibern
moglicherweise zu viel an Erlésen abgenommen.

Generell ist eine Unterscheidung in ex-post und ex-ante Gewinnverrechnung zwar
moglich, allerdings besitzt eine Ex-post-Subtraktion einen entscheidenden Nachteil.
Sie stellt die Form eines quasi endlos fortlaufenden Kredits der Versorger an die
Erzeuger dar. Wenn beispielsweise im Jahr 7' die Erlose aus Kapazitits- und Ener-
giemarkt vollstindig gezahlt, aber erst im Folgejahr 4+ 1 miteinander verrechnet
wiirden, so besifen die Erzeuger wihrend dieses Jahres die Mdoglichkeit diesen zu
verrechnenden Uberschuss gewinnbringend anzulegen. Somit wiirde den Versorgern
bzw. Endkunden wihrend dieses Jahres diese Summe nicht zur Verfiigung stehen. Im
Folgejahr wiirde dann zwar eine Erstattung erfolgen, jedoch im selben Schritt erneut
eine vollstindige Zahlung der Energie-und Kapazitidtsmarktpreise des laufenden Jah-
res fillig, deren Gesamterlossumme erst wieder im darauf folgenden Jahr verrechnet
wiirde. Denkbar wire eine ex-post Verrechnung, wenn der Zeitraum zwischen Uber-
kompensation und Verrechnung stark verkiirzt wiirde, z.B. monatlich, wéchentlich
oder téglich. Dies diirfte jedoch zu sehr hohem Aufwand hinsichtlich Verwaltung und
Kontrolle fithren. Eine ex-ante-Verrechnung ist ebenfalls nicht optimal, da die iib-
lichen Probleme eines rollierenden Durchschnitts entstehen. Statistische Ausreifer,
also extrem profitable oder verlustbringende Jahre, konnten durch zuvor ,normale “
Jahre verstirkt werden. Zudem ist die Festlegung des rollierenden Zeitfensters nicht
einfach zu kliren, dies wire ein sehr anfilliger Ansatzpunkt fiir politischen Einfluss
und Lobbyismus. Allerdings besitzt diese Variante nicht den Charakter eines dau-
erhaften Kredits. Zudem konnte ex-post eine Korrektur durchgefiihrt werden, wenn
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der Erwartungswert der Erlose abweicht von den tatsichlichen Erlosen. Dies bedeu-
tet jedoch eine vollstindige Offenlegung der Kostenstruktur zwecks Verifikation des
Erstattungsanspruchs.

Eine marktliche Alternative ist das im Theoriekapitel behandelte Modell von Cram-
ton und Stoft. Neben dem Grundmodell, welches einen fixen Ausiibungspreis un-
abhingig vom Kapazitatspreis vorsieht, werden im Folgenden noch zwei mogliche
Varianten betrachtet. Allen ist jedoch von vornherein gemein, dass sie neben einem
Ausiibungspreis auch eine Belohnungs- bzw. Bestrafungskomponente enthalten, wie
sie auch im Theoriekapitel zuvor beschrieben wurde. Die Belohnung berechnet sich
nach dem sich auf dem Energiemarkt ergebenden urspriinglichen Preis multipliziert
mit der Mehrleistung, d.h. der Erlds ist nicht restringiert. Hat ein FErzeuger hinge-
gen seine Erzeugung nicht in erwarteter, d.h. versprochener, Hohe geliefert, so muss
diesr nun exakt den gleichen Betrag als Ponale zahlen.

Im Grundmodell ist der Referenzwert an der Deckung der Fixkosten eines Spitzen-
lastkraftwerks orientiert. Dementsprechend ist der fixe Ausiibungspreis relativ hoch
und die Erzeuger decken ihre Fixkosten iiber den Kapazitdtsmarkt in unterschiedli-
cher Hohe ab. Die Hohe der Kapazititsgebote kann je nach erwarteten Einnahmen
am Energiemarkt unter der Nebenbedingung des Ausiibungspreises niedriger liegen,
als die theoretische Hohe der Fixkosten. Grundlastkraftwerke, vor allem neue, besit-
zen grundsétzlich hohere Fixkosten als etwa Gasturbinen. Es kénnen also Situationen
entstehen, in denen der fixe Ausiibungspreis in Kombination mit einem hohen Ka-
pazititspreis zu einer Uberkompensation aller Erzeuger fiihrt oder im Gegenteil bei
sehr niedrigen Kapazititszahlungen nicht ausreichend zur Deckung beitragt. Hierbei
kommen vor allem die Abweichungen von den erwarteten Energiemarkteinnahmen
zu tragen. Ein weiteres Problem ist, dass trotz fixem Ausiibungspreis der Anreiz zu
koordiniertem Verhalten existieren kann.

Als Alternative konnte der Ausiibungspreis auch an die Hohe des Kapazitéitspreises
gekoppelt werden. Ein sehr hoher Kapazititspreis ginge dann mit einem sehr nied-
rigen Ausiibungspreis einher. Wenn etwa in der DCA im ersten moglichen Moment
eine Herausnahme grofer Kapazitidten die Kapazitdtsgrenze unterschreiten wiirde,
lage ein sehr hoher Kapazititspreis vor. Liegt der Ausiibungspreis jedoch weit iiber
denen eines Spitzenlastkraftwerks, kiime es zu einer starken Uberkompensation der
Erzeuger. Da der Ausiibungspreis als Ausgleichsfaktor dienen soll, miisste der Aus-
iibungspreis eigentlich auf einen sehr niedrigen Wert fallen.

Die Kernfrage beim variablen System ist, welche Referenzwerte also fiir Kapazitits-
und Ausiibungspreis zu wihlen sind. Soll die Refinanzierung eines Spitzenlastkraft-
werks im Vordergrund stehen, so miissen die Startwerte fiir den Ausiibungspreis
hoher und fiir den Kapazititspreis niedriger angesetzt werden. Je weiter der Kapa-
zitétspreis im Verlauf der Auktion absinkt, desto hoher steigt der Ausiibungspreis.
Damit soll vermieden werden, dass niedrige Kapazititspreise in Kombination mit
niedrigen Ausiibungspreisen ein Missing-Money-Problem bei Grund- oder Mittel-
lastkraftwerken auslosen.

Der variable Ausiibungspreis birgt allerdings auch Risiken. Die Wahrscheinlichkeits-
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Abbildung 45: Modelle zur Implementierung eines Ausiibungspreises I

Varianten der DCA mit Ausiibungspreis

Modell mit fixem Ausiibungspreis Modell mit variablem Ausiibungspreis
Kapazitatspreis eis K ititspreis Ausiibungspreis 1. Hohe Kapazitatspreise signalisieren,
dass der Erwartungswert aus den
€/MW A €/MWh  €/MW A €/MWh Einnahmen am Energiemarkt bei
einem Ausiibungspreis von S zu
X(Max)_| | X(Max)_| | gering sind. Die Definition von X und
R | | € ist kritisch, da sonst eine Uber- und
unde 1 Runde 1
X-e s X-e S+6 Unterdeckung auftreten kann.
x2e _| | X2 _| | s+26 Zudem kann die Ausi.ibL.mg von‘ .
Runde 2 Runde 2 Marktmacht den Kapazitatspreis bei
X-38 S X-3e ] | S+36 gleichem Ausiibungspreis auf hohem
X-4g  _|Runde3 | X-8g _|Runde3 | s+45 Niveau halten.
xSe nden =] — S X-5e Tromaer S miedd 2. Das Problem der Marktmacht bzw.
unde .

. Uber- und Unterdeckung soll durch
variable Ausiibungspreise
abgeschwacht werden. Hohe

\4 4 Kapazititspreise sollen durch
mMw

MW niedrigere Ausiibungspreise
ausgeglichen werden. Neben X und €
miissen auch noch S und & definiert
werden.

—— Hdochstlast+Reserve Er K itdt € = Preisintervall fiir K itdt & = Preisintervall fiir i eis

Runde X= Startniveau Kapazititspreis S = Startniveau Ausiibungspreis

Quelle: Eigene Darstellung.

dichte der Preise ist in den hoheren Preisebenen sehr gering, womit hohere Aus-
iibungspreise ab einem bestimmten Niveau einen marginalen Effekt auf die sinken-
den Kapazititsmarkteinnahmen haben. Ein weiterer Faktor betrifft die nicht linear
verlaufende Gewinnfunktion. Hierbei ist méglich, dass, je nach erwartetem Preisni-
veau, die Teilnahme in Runde n geringere Einnahmen, wenn nicht sogar Verluste,
einbringt als in Runde n — 1 und n + 1. Bei einem fixen Ausiibungspreis sinkt der
Gewinn automatisch bei Abnahme der Kapazititspreise, was eine Kalkulation fiir
Erzeuger wesentlich einfacher macht. Die Hohe des Ausiibungspreises ist in beiden
Fillen administrativ und unterliegt dem Risiko eines ineffizienten Preisniveaus. Im
variablen Ausiibungsmodell kommt noch die Wahl der Intervalle hinzu, was das re-
gulatorische Risiko erhoht.

Es existiert, trotz geeigneter Indikatoren und Berechnungsgrundlagen, eine gewisse
Willkiir bei der Festlegung des maximalen Kapazitits- und Ausiibungspreises. Mag
der Referenzwert grundsétzlich an den fixen und variablen Kosten eines Spitzenlast-
kraftwerks orientiert sein, so ist dennoch eine gewisse Bandbreite an Preisniveaus
moglich. Zudem ist die Intervallgréfe, in der Abbildung als 0 oder e gekennzeich-
net, ebenfalls kritisch. Ein zu grofs gewéhltes Intervall kann zu Ineffizienzen fiih-
ren, wenn dadurch Auktionen frither gestoppt wiirden, als es eigentlich notig wére,
z.B. Preisintervalle von 1000 €/MW-Tag. Werden die Schritte infinitesimal klein, so
steigert sich die Anzahl der Runden. Jedoch diirfte dies volkswirtschaftlich weniger
schadlich sein als ein zu grob bemessenes Preisintervall. Die Idee der Kopplung des
Ausiibungspreises an den Kapazitétspreis sollte daher theoretisch und in Simulatio-
nen auf potenzielle Vorteilhaftigkeit gegeniiber der fixen Variante untersucht werden.

Die zweite Variante 10st sich von den Hohenvorgaben fiir den Ausiibungspreis und
stellt somit eine kraftwerksspezifische Preisobergrenze dar, wie sie auch Joskow und
Tirole (2008) vorschlagen. Dies ist jedoch insofern kompliziert, als dass ein einheitli-
cher Kapazitétspreis mit unterschiedlichen Ausiibungspreisen nur schwer umsetzbar
ist. Es miisste also moglich sein, dass auf individueller Ebene sehr niedrige Aus-
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iibungspreise bei Kohlekraftwerken mit hohen Kapazititspreisen verbunden sind,
wihrend gleichzeitig Betreiber von Gasturbinen sehr niedrige Kapazititspreise in
Kombination mit einer héheren Preisobergrenze anbieten. Daher scheint diese Lo-
sung besonders fiir das freiwillige Modell interessant zu sein, welches individuelle
Angebote vorsieht. Da, wie zuvor beschrieben, nicht bloft Kapazitit bei einem sol-
chen Modell angeboten wird, ist die Kernidee der Call-Option erhalten geblieben. Es
wird ein individueller Ausiibungspreis P fiir ein bestimmtes Kapazitdtsvolumen an-
geboten, wobei der Ausiibungspreis nicht regulatorisch, sondern von den Erzeugern
gesetzt wird. Somit entsteht der Gebotswettbewerb {iber die Hohe der Ausiibungs-
preise. Der sich iiber die Auktion ergebende Endpreis ist also der Kapazitétspreis.

Abbildung 46: Modell zur Implementierung eines Ausiibungspreises 11

Angebot

Erzeuger 1 Erzeuger 2 Erzeuger 3 Erzeuger n

Menge X (1) Menge X (2) Menge X (3)
Ausubungspreis P(1) Auslbungspreis P(2) Ausubungspreis P(3)

Marktplatz

Nachfrage

Quelle: Eigene Darstellung.

Neben dem Energiemarkt ist auch die Beriicksichtigung der technisch-physikalischen
Bedingungen und Kapazititen der Ubertragungsnetze notwendig. Es stellt sich also
die Frage, ob die Anforderungen an den Netzausbau und die damit verbundenen
Kosten nicht mit einer Standortbeeinflussung durch den Kapazitdtsmarkt kombi-
niert werden. Fiir den freiwilligen Markt ist diese Uberlegung insofern kritisch, als
dass keine Referenzwerte, z.B. Maximallast und -kapazitdt innerhalb einer Region,
hierfiir existieren. Zudem wére ein prinzipieller Aufschlag deshalb ein Grund fiir die
Nichtteilnahme der Versorger am Markt, da ein solcher Aufschlag bei normaler Par-
tizipation am Energiemarkt wegféllt. Auferdem wire die Hohe dieses Aufschlages
fraglich. Daher wird der Fokus im Weiteren auf die verpflichtende Teilnahme am
Markt gelegt.

Zunéchst ist eine Entscheidung zu treffen zwischen mehreren regionalen Preiszonen
oder einer einheitlichen Preiszone Deutschland /Osterreich. Bei letztgenannter Be-
trachtung werden Netzengpésse ignoriert und ein Preisaufschlag hinfillig. Somit ist
fraglich, ob das existierende Nord-Siid-Gefélle bzw. die zu erwartenden Probleme
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im Siidwesten Deutschlands bestehen bleiben oder iiber andere Mechanismen geldst
werden miissten. Ein Grund dafiir ist, dass die bei der Standortwahl entscheiden-
den Faktoren wie z.B. Kiihlwasserzugang oder Brennstofftransportkosten eher fiir
den Bau in kiisten- oder flussnahen Regionen sprechen (Consentec/Frontier Econo-
mics, 2008: 25-48). Somit wird bei Fortbestehen der Ballungszentren der Erzeugung
ein Ausbau der Netze notwendig®®, obwohl aus volkswirtschaftlicher Sicht eine tem-
porédre finanzielle Belohnung fiir eine lastnahe Ansiedlung giinstiger sein konnte.
Demnach besitzt eine Auktion mit bundesweit einheitlichem Ergebnis einen allge-
meinen Anreizcharakter ohne Standortsteuerungselement.

Eine Zoneneinteilung im Sinne des zuvor beschriebenen Regionenmodells wiirde ein
flexibles Anreizsystem zur Folge haben. Existiert ausreichend lokale Erzeugungska-
pazitdt in jeder Zone, so sollte das Ergebnis der Auktion einheitlich sein. Tm Fall
von Lastiiberschussgebieten wiirde sich dies in den regionalen DCA niederschlagen.
Dort wiirden Uberkapazititen aus Gebiet A in die Auktion von Region B einflieken,
sobald die Auktion in Region A abgeschlossen ist. Dies sollte die Kapazititspreise
in Region B weiter senken, wobei die Importe durch die verfiigbaren Ubertragungs-
netzkapazitaten beschriankt sind.

Eine Alternative wire eine Netzeinspeisegebiihr, wie sie etwa in Schweden oder Eng-
land existiert. Diese wire zwar unabhéingig vom Kapazititsmarkt und somit nicht
durch die missbriuchliche Ausiibung von Marktmacht. Notwendige Bedingung fiir
solche Mechanismen ist, dass sie temporéirer Natur sind, d.h. bei ausreichender Ka-
pazitdtsansiedlung fillt der Zusatzmechanismus weg. Die Kurzfristigkeit der Ein-
speisegebiihr, wie letztlich auch des Kapazitdtspreisaufschlags, ist aber sowohl Vor-
als auch Nachteil. Der Nachteil besteht darin, dass der kurzfristige Anreiz insofern
unsicher ist, als dass die Dauer nicht genau abschitzbar ist. Somit ist dieser Investi-
tionsanreiz als Steuerungselement eher fraglich (Fraser und Nieto, 2007). Jedoch ist
ebenfalls diskussionswiirdig, ob eine Investitionsentscheidung nur von der Moglich-
keit zu erzielender lokaler Kapazitatspreisaufschlige abhangig gemacht wird bzw.
werden sollte. Denn ein kurzfristiger Kapazititsaufschlag miisste so grof sein, dass
er dauerhaft hohere Brennstofftransportkosten aufgrund einer ungiinstigeren Lage
mindestens ausgleichen kénnte.

4.2.5 Bewertung

Bei der Implementierung eines Kapazititsmarktes existieren viele wichtige Stell-
schrauben im System, welche grofsen Einfluss auf das Gesamtdesign und auch die
volkswirtschaftliche Vorteilhaftigkeit gegeniiber Energy-Only-Systemen haben. Die-
se Eckpfeiler kénnen vor allem durch politischen Einfluss mafigeblich verzerrt wer-
den, wie z.B. die Teilnahmebedingungen und die Festsetzung der Parameter zur
Bestimmung eines VoLL, Ausiibungspreises, Gebotsgrofen usw. Es gibt aukerdem
drei weitere kritische Punkte, welche gegen eine derartige LLosung sprechen konnen.
Eine Teilnahme am Kapazitatsmarkt geht mit der Verpflichtung zur Teilnahme am
Energiemarkt einher. Dies bedeutet, dass auslindische Teilnehmer die Kapazita-
ten der Grenzkuppelstellen dauerhaft gemietet haben, damit sie das Versprechen

56Die Notwendigkeit lastnaher Erzeugung zur Aufrechterhaltung der Netzspannung in der jewei-
ligen Region wird ausfiihrlich durch die Bundesnetzagentur belegt, sieche BNetzA, 2011c.

127



der permanenten Bereitschaft auch erfiillen konnen. Aus rein 6konomischer Sicht
stellt die Finanzierung auslandischer Kraftwerke insofern kein Problem dar, als dass
diese fiir den Zeitraum des Kontraktes dauerhaft dem Markt angehoren. Auf politi-
scher bzw. gesellschaftlicher Ebene gilt es allerdings zu kléren, ob die Finanzierung
von auslandischen Kraftwerken gewiinscht wird. Konkret lautet der Vorwurf, dass
deutsche-Osterreichische Konsumenten die Versorgungssicherheit anderer Lénder be-
zahlen. Dem ist klar entgegen zu halten, dass die Kraftwerke sich verpflichtet haben
konkret in den deutschen Markt zu bieten. Erst wenn diese Kraftwerke nicht geru-
fen werden, besteht fiir sie die Moglichkeit im heimischen Energiemarkt Strom zu
verdufern.

Ebenso ergeben sich Querfinanzierungen im umgekehrten Fall, wie Eurolectric (2011)
fiir den Fall eines Couplings zwischen Kapazititsmarkt und Energy-Only-Markt plus
Notreserve zeigt. Da der nationale Bedarf im Kapazitdtsmarkt plus einer zusétzli-
chen Reserve gedeckt wird, steht diese Reserve zunéchst priméir dem deutschen Ka-
pazititsmarkt zu. Da diese Uberkapazititen jedoch nur in sehr wenigen Fillen im
Jahr gebraucht werden, konnen diese beim Coupling anderen Gebieten zur Verfii-
gung stehen. Somit trigt das System mit Kapazitdatsmarkt, in diesem Fall Deutsch-
land /Osterreich, zwar alleine die Kosten der Bereitstellung des Kraftwerks, aber es
profitieren alle von dem Beitrag dieses Kraftwerks zur Systemsicherheit.?” Eine wei-
tere Konsequenz ist, dass die unterschiedlichen Marktsysteme auch unterschiedliche
hohe Investitionsanreize liefern. Sind diese Unterschiede ausreichend hoch genug,
ergeben sich im européaischen Kontext Fehlallokationen in der FErzeugung, d.h. neue
Engpésse zwischen den Léndern konnen entstehen. Dies, so auch Eurolectric (2011),
ist eine langfristige Gefdhrdung der Idee eines européischen Binnensystems und so-
mit ist ein lokaler Kapazitdtsmarkt im europdischen Verbund von Energy-Only-
Mérkten eher inakzeptabel. Ein verpflichtender Kapazitdtsmarkt wiirde den Effekt
verstarken, was die Gesamtkosten fiir die Verbraucher in hohem Mafe beeinflussen
kann. Der Referenzwert fiir die benotigte Kapazitat hiangt, wie zuvor gezeigt, davon
ab, ob die komplette Nachfrage durch einen konventionellen Park gespiegelt werden
muss oder ob auch weniger Kapazitiaten ausreichen kénnten. Wenn beispielsweise
statt 79 GW plus 10% nur 60 GW plus 10% gebraucht wiirden, hétte das erhebliche
Auswirkungen auf den Kapazitatspreis. Je hoher der Referenzwert, desto hoher der
Anteil selten aktiver Kraftwerke, welche wiederum als Exporteure in benachbarte
Lander Strom verkaufen konnen.

Kapazitiatsmérkte sind vor allem langfristige Mérkte mit Handelszeitraumen, die
sich je nach Ausgestaltung auf wenige Jahre oder sogar ein Jahrzehnt erstrecken
konnen. Somit wird auch deutlich, dass ein deutscher Alleingang seinen vollen Ef-
fekt erst mit grofser Verzégerung zeigen wiirde. Jedoch ist gleichzeitig zu erwarten,
dass die marktliche Integration der europdischen Strommaérkte in den nichsten zehn
bis zwanzig Jahren deutlich angestiegen sein diirfte. Wie zuvor skizziert, kann eine
einzelnes Kapazititssystem im européischen Kontext eher eine Systemstérung ver-
ursachen. Dies spricht dann erneut gegen eine Implementierung.

5TIm aktuellen Gutachten der Monopolkommission wird dort ebenfalls auf das Problem hinge-
wiesen, Monopolkommission (2011: 185).
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Eine Verbesserung der wettbewerblichen Situation ist durch einen Systemwechsel
eher nicht zu erwarten. Eine gewisse Marktmacht ist auf den bisherigen Strommérk-
ten systemimmanent und kann entweder nur durch Hilfsmechanismen mit Nebenef-
fekten, z.B. Preisobergrenzen und das Missing-Money-Problem, oder durch schwere
Eingriffe in den Markt, z.B. Entflechtung, zu einem gewissen Grad eingedammt wer-
den. Einzig der Einstieg neuer Wettbewerber gilt als reine marktliche Losung. Da-
gegen bieten Kapazitiatsméarkte, vor allem mit lokalen Engpassaufschligen, keinerlei
Lésung. In der folgenden Tabelle sind zwei mogliche Ausgestaltungen zusammenge-
fasst, die davon abhédngen, wie hoch die Bereitschaft zur kurzfristigen Verdnderung
des Marktes ist. Die wichtigste Unterscheidung liegt hierbei in der Teilnahmebedin-
gung, da sich die restlichen Abweichungen aus unserer vorherigen Analyse ergeben.

Tabelle 33: Designvorschlige fiir einen Kapazitatsmarkt

Elemente System 1 System 11
Marktabgrenzung D-+O D+0O
Teilnahmepflicht ~ Nein Ja

Teilnehmer Kein Wind/Solar ~ Kein Wind/Solar
Handelssystem Indiv. Auktion DCA
Energiemarkt Indiv. Strike Price Var. Strike Price
Engpassaufschlag  Nein Moglich
Einfithrung Kurzfristig Langfristig

Quelle: Eigene Darstellung.

4.3 Implementierung eines europaischen Kapazititsmarktes

Ein européischer Binnenmarkt setzt im Prinzip voraus, dass entweder im gesamten
Raum das gleiche Handelssystem herrscht oder zumindest dhnliche Systeme existie-
ren, welche eine derartige Kombination bilden, dass diese nicht den Optimierungs-
prozess beeintrichtigen. Dies ist jedoch bei einem Flickenteppich an Systemen mehr
als fraglich. Ein so grofer Einschnitt wie die Einfiihrung eines Kapazitatsmarktes in
den europdischen Handel bzw. das Stromsystem ist langwierig, komplex und kann
nicht in dieser Untersuchung vollstindig erfasst werden. Daher soll an dieser Stelle
nur eine Skizzierung einer moglichen Implementierung im européischen Raum erfol-
gen. Vor allem die Angabe eines Zeitraumes zur Einfiihrung und damit verbundenen
Simulation eines konkreten Modells kann nicht gegeben werden, da zunéchst andere
wichtige Bedingungen erfiillt werden miissen, z.B. vollstandige Integration des vorher
zu definierenden Energiemarktes, eine einheitliche marktliche Integration der erneu-
erbaren Energien und eine gemeinsame Energiepolitik der beteiligten Lander. Die
grundlegenden Designelemente weichen nicht signifikant vom zuvor beschriebenen
lokalen Kapazitdtsmarkt ab und werden daher nicht ndher ausgefiihrt.
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4.3.1 Marktabgrenzung und Teilnahmebedingungen

Die Marktabgrenzung erfolgt hier gemafs der Annahme, dass das fiir Deutschland re-
levante Gebiet zumindest die im europédischen Market Coupling gemaf CWE-EMCC
betroffenen Lander umfasst. Das heifst, dies betrifft die zentral-westeuropéischen
Lander, den nordeuropiischen Verbund und Polen.?® Dies bedingt im Prinzip auch
die Einfiihrung eines Systems mit Engpassgebieten, wie sie auch schon derzeit in den
jeweiligen Teilgebieten existieren. Das System zur Abdeckung der Engpisse sollte
entweder dem bereits bestehenden Market Coupling entsprechen oder die Gebiete
werden neu eingeteilt, sodass auch ein Market-Splitting Modell in Betracht gezogen
werden koénnte.

Abbildung 47: Marktabgrenzung im européischen Kapazitatsmarkt
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Quelle: EMCC, 2011b.

Auf européischer Ebene existieren die gleichen Moglichkeiten zur Selektion der
Teilnehmer wie im Fall eines lokalen Kapazititsmarktes. Es gilt auch hier zu kléren,
ob der Markt freiwilliger oder verpflichtender Natur sein soll. Eine Verpflichtung
zur Teilnahme wiirde prinzipiell jeden Erzeuger und Nachfrager im gesamten Ge-
biet umfassen, inkl. jener Importkapazitiaten, welche geméfs der Netzkapazitdten an
den Grenzkuppelstellen technisch méglich sind. Ein Kapazitdtsmarkt mit Engpass-
gebieten im Stil eines Market Coupling hat eigentlich zur Folge, dass ein deutscher
Teilnehmer zunéchst in den deutsch-Osterreichischen Markt bieten diirfte. Da der
Kapazitdtsmarkt jedoch fiir das gesamte européische System gilt, wire es auch mog-
lich, die Beschrankung auf das lokale Gebiet aufzuheben und somit den bisherigen
Dispatch unberiihrt zu lassen.

Das Grundmuster eines freiwilligen Marktes miisste im Prinzip immer noch dem

58Da eine Einfiihrung zeitlich sehr weit im Voraus geplant werden muss, ist eine genaue Festle-
gung der Grenze nicht moglich.
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des Market Coupling entsprechen, d.h. ein franzésischer Versorger wiirde eher einen
heimischen Anbieter oder einen aus einem angrenzenden Nachbarstaat auswéhlen.
Denn ein freier Handel zwischen einem finnischen Anbieter und einem franzdsischen
Versorger ist alleine aus Griinden des optimalen Kraftwerksdispatch auf européi-
scher Ebene zu hinterfragen.*

Es erfolgt kein Ausschluss potenzieller Teilnehmer iiber andere Restriktionen mit
Ausnahme der Anbieter von FEE. Speziell der Ausschluss von Atomkraftwerken ist
auf européischer Ebene alleine deshalb nicht sinnvoll, da es viele Linder gibt, z.B.
Frankreich und Schweden, denen es auch in den néchsten zehn Jahren nicht moglich
sein diirfte, die vorhandenen Kraftwerkskapazititen durch andere konventionelle Er-
zeugungsarten in ausreichendem Mafs zu ersetzen. Auf die rechtlichen Probleme wird
an dieser Stelle nicht eingegangen, jedoch ist es denkbar, dass eine Diskriminierung
von Atomkraftwerken auf europiischer Ebene nicht durchsetzbar ist.

4.3.2 Handelssystem und iibergreifender Preismechanismus

Hinsichtlich der Produktdefinition dndert sich nichts gegeniiber dem lokalen Ka-
pazitdtsmarkt. Das Produkt, MW /-Tag, ist mehrere Jahre im Voraus fiir einen
Lieferzeitraum von mindestens einem Jahr auszuschreiben. Mehrere in zeitlichen
Abstédnden (z.B. 1 Jahr) aufeinanderfolgende Auktionen fiir das gleiche Lieferjahr
sollen Flexibilitdt bei der Sicherstellung des angestrebten Versorgungsniveaus er-
moglichen. Die Hohe der auszuschreibenden Menge ist jedoch ndher zu definieren.
Hierbei sind mehrere Optionen moglich. Entweder die gesamte Nachfrage richtet
sich nach dem hd&chsten gemessenen Peak im gesamten System,X;, oder nach der
Summe aller nationalen Peaks, X5:

X; = dxMax(2) (19)

mit Z = {z1,20..20..27}; 2 = in,t
i=1
Xy = dx Z Maz(x;) (20)
i=1

Es sei X der auszuschreibende Referenzwert, x; die landerspezifische Last und § der
Reservefaktor mit 1<<d<e, wobei € das Maximum der erwiinschten Reserve darstellt.
Die Anzahl der Lander und der fiir die Errechnung des Peaks veranschlagte Zeit-
raum sei mit ¢ = 1..n bzw. ¢t = 1...T bezeichnet. Wie schon in den Kapiteln zuvor
dargelegt, weisen die teilnehmenden Léander ihre 10% der hochsten Lasten im Jahr
haufig zu den gleichen Zeitpunkten auf. Dies spricht eher fiir die zweite Gleichung,
was zugleich auch die konservativere Schitzung darstellt, denn der erste Referenz-
wert ist per Definition nie grofser als der zweite.

Da die Teilnahme an dem Markt verpflichtend ist, wird auf das vorgeschlagene

59Hierbei kommen ebenso volkswirtschaftliche Kosten fiir den Transport des Stroms von Finn-
land nach Frankreich in Betracht wie auch die physikalischen Konsequenzen einer Erhchung der
Netzspannung in Finnland aufgrund der Einspeisung durch den finnischen Erzeuger.
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System II aus dem lokalen Kapazititsmarkt zuriickgegriffen. Dies erfordert inso-
fern nur wenige Anderungen, als dass die Auktionen, je nach Engpasssituation, in
mehreren Teilgebieten abgehalten werden. Eine ldnderspezifische Anpassung an die
jeweiligen Ausiibungspreises kénnte notwendig werden, da die Lander unterschied-
liche Mixturen in ihren Kraftwerksparks aufweisen. Langfristig sollte, bei entspre-
chend vorhanden Netzkapazititen an den Grenzkuppelstellen, die Einheitspreisregel
auf dem Energiemarkt greifen, sodass eine einheitliche Regelung fiir die Hohe des
Ausiibungspreises moglich sein sollte. Eine einheitliche Preisobergrenze wére inso-
fern von Vorteil, als dass dadurch eine neue Form der Systemarbitrage vermieden
wiirde. Wenn der Energiemarkt in iiblicher Weise weiterbetrieben und die Kapa-
zitatsauktionen jedoch unterschiedlich schliefen wiirden, ergébe sich das Problem,
dass Anbieter aus Gebieten mit hohen Kapazitits-, aber niedrigen Ausiibungsprei-
sen versuchen konnten, grundsétzlich nur in Gebieten mit héheren Preisobergrenzen
mitzubieten. Dies konnte dann nur umgangen werden, wenn sich die Preisobergrenze
nur nach dem Gebiet richtet, in welchem der Anbieter seine Kapazitéit verkauft hat.
Dieses Problem fiele bei Anwendung eines fixen Ausiibungspreises geméf Cramton
und Stoft weg, sodass dies eine praktikablere Variante sein konnte. Zudem passen die
Erzeuger ihre Kapazitdtsgebote in Abhingigkeit zu den erwarteten Energiemarkter-
16sen bei Existenz eines Ausiibungspreises an. Kraftwerke, die in Erwartung hoher
Erlose trotz Ausiibungspreis sind, konnen demnach ihre Kapazititsmarktgebote ge-
geniiber der Konkurrenz absenken.

Eine Einteilung in Engpassgebiete, wenn auch geméifs nationaler Grenzen, wiirde eine
Moglichkeit zur Steuerung der Kraftwerksansiedlung ermoglichen. Hierbei stiinden
erneut beide Varianten, also Kapazititspreisaufschlag und Einspeisegebiihr, offen.

4.3.3 Bewertung

Zunichst lasst sich festhalten, dass die grundsétzlichen Probleme eines Kapazitéts-
marktes, z.B. die Verlagerung des Marktmachtproblems von Energie- auf Kapazitéts-
markt die gleichen sind, wie auch schon im lokalen Kapazitdtsmarkt. Jedoch entfallt
im Gegensatz zu einem lokalen Kapazititsmarkt das Querfinanzierungsproblem auf-
grund von Systemarbitrage. Da, in Abhéngigkeit der vorhandenen Netzkapazititen
an den jeweiligen Grenzkuppelstellen, eine gewisse Reserve in jedem Land vorgehal-
ten wird, ist diese Reserve nicht durch ein einziges Land zum Wohle anderer Lander
finanziert worden. Daran ankniipfend wird im europédischen Raum kein Anreiz zur
iiberméfkigen Ansiedlung von Kraftwerken im Kapazitdtsmarkt aufgrund von Syste-
marbitrage erzeugt (Kapazitdtszahlung vs. keine Zahlung).

Problematischer gestaltet sich die Verpflichtung zur Erzeugung im jeweiligen natio-
nalen Kapazitdtsmarkt bzw. in jenem Gebiet, in dem das Angebot akzeptiert wurde.
Wenn beispielsweise ein polnischer Anbieter aufgrund erwarteter hoherer Kapazi-
tatszahlungen im deutschen Markt mitbietet, miisste dieser seine Kapazititen stets
zuerst in den deutschen Day-Ahead-Markt (und je nach Gestaltung auch in den
Real-Time-Markt) bieten, obwohl der Optimierungsalgorithmus fiir das européische
System eine andere Losung vorsehen kénnte. Eine Behebung des Problems konnte
dadurch erfolgen, dass der Exporteur zwar in die vorgesehene nationale Borse bie-
tet, jedoch der europiische Dispatchprozess Vorrang hat und somit iiber das Gebot
entscheidet. Dieses Problem verscharft sich, wenn Engpassgebiete, d.h. lokale Ka-
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pazititspreisaufschlige, eingefiihrt werden, welche sich nicht auf nationale Grenze
beschrinken, sondern geméifs der tatsidchlichen Grofe ergeben. Eine Netzeinspeisege-
biihr wiirde dieses Problem neben dem im Abschnitt zuvor angesprochenen Problem
der Marktmacht ebenfalls beheben.

Insgesamt ist die Einfiilhrung eines Kapazitdtsmarktes nur auf européischer Ebe-
ne anzustreben, da eine lokale Variante dem urspriinglichen Gedanken eines ein-
heitlichen Marktes widerspricht. Dies setzt jedoch eine Einigung auf ein geeignetes
Kapazititssystem voraus. Der zuvor skizzierte Markt konnte eine Lésung darstellen,
besitzt allerdings immer noch die iiblichen Probleme eines Kapazitidtsmarktes.

4.4 Alternative Marktsysteme

Kapazitdtsmérkte bedingen ein starkes Eingreifen in das derzeitige System. Dies
beinhaltet das Festlegen einer Vielzahl von Parametern. Dadurch entsteht Spielraum
fiir Designfehler und politische Verzerrungen. Dariiber hinaus muss ein Kapazitéts-
markt langfristig angelegt sein, kann und darf also keine Ubergangslosung darstellen.
Die Einfiihrung eines Kapazitdtsmarktes auf europiischer Ebene wiirde eine weit-
gehende Vereinheitlichung der nationalen Systeme erfordern. Da eine solche Lésung
nicht kurzfristig umsetzbar zu sein scheint, sollen in diesem Abschnitt alternative
Marktsysteme und Ubergangslosungen diskutiert werden. Dies soll nicht ausschlie-
fsen, dass es langfristig einen Kapazitdtsmarkt auf europiischer Ebene geben kann,
wenn dies notig wire. Vielmehr sollen Ansétze gezeigt werden, die mittelfristig mit
dem bestehenden Systemen den Anforderungen der Versorgungssicherheit gerecht
werden koénnen, sofern diese als nicht ausreichend erachtet wird.

Zuerst soll eine VoLL-Bepreisung nach australischem Vorbild vorgestellt werden.
Alternativ dazu konnten auch strategische Kapazititsreserven, die nur im Notfall
Strom erzeugen, gehalten werden. Eine Kombination aus beiden Mdéglichkeiten kénn-
te sowohl Versorgungssicherheit in Extremsituationen als auch Investitionsanreize
sicherstellen. Wichtigste Voraussetzung dabei ist, dass der Energiemarkt in Deutsch-
land und im européischen Verbund grundsatzlich unverdndert belassen werden kann.

4.4.1 VoLL-Bepreisung

Die VoLLL-Bepreisung stellt im Vergleich zum Kapazitatsmarkt einen minimal-invasi-
ven Eingriff in das bisherige deutsche und europiische System dar. Die Marktab-
grenzung, die Teilnahmebedingung sowie das Handelssystem konnen in ihrer jetzi-
gen Form erhalten bleiben. Lediglich der Preismechanismus muss angepasst werden,
d.h. die bisherige Preisobergrenze wird durch den VoLL ersetzt. VoL.LL.-Bepreisung
erlaubt, dass in wenigen Stunden sehr hohe Strompreise erzielt werden. Wahrend
dieser Phasen entstehen sehr hohe Kosten fiir die Verbraucher. Diese werden aber
im Vergleich zu einer pauschalen Umlegung von beispielsweise Kapazititszahlungen
nur durch die tatsichlichen Verursacher getragen und entstehen nur bei Knappheit.
Verbraucher, die auf Strompreise reagieren konnen, hétten den gréktmoglichen An-
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Abbildung 48: Modelle der VolLL-Bepreisung

VolL-Preissetzung Variante | VolL-Preissetzung Variante Il . .
Varianten der VolLL-Bepreisung
€/Mwh €/MWh \
............................................................ A 1. Die VolLL-Preisgrenze wird zunéchst
Marktlich induzierter VoLL Administrativer VoLL |\ empirisch ermittelt. In Knappheits-
Schritt 1: \ situationen ergibt sich marktlich eine
\ \
Ankiindigung der \ bestimmte Dichte hoher Preise
\ gung \
Preiserhéhun welche ein entsprechendes
\ g
"""""" P E \ Kapazitatsniveau induziert.
\ Urspriinglicher Preis \ \
\ \ . Die VolLL-Preisgrenze wird zundchst
______________________ \

Schritt 1 empirisch ermittelt. Darauf wird eine
kritische Kapazitatssituation
\ definiert, ab welcher der zuvor

\ ergebende Marktpreis kiinstlich auf
\ VolLL-Niveau angehoben wird. Dies
chritt 2

Normaler Energiemarktpreis
Angepasster Energiemarktpreis

wird zuvor angekiindigt, sodass
Nachfrager die Chance erhalten ihren
0% <€~ Auslastung verfiigharer Kapazitat—> 100 % 0% <= Ausl verfiigbarer itat—> 100 % Bedarf zu reduzieren.

Normale Last — — . Extreme Spitzenlast

Verfiighare itat () ini: ive kritische

Quelle: Eigene Darstellung.

reiz die Last zu verringern® bzw. den Konsum an den Lastverlauf anzugleichen.
Dies stellt eine effiziente und C'Os-neutrale Losung des Knappheitsproblems dar.
Knappheitssituationen sind zukiinftig zu erwarten, wenn die Erzeugung der erneuer-
baren Energien zu Peakzeiten auf das Minimalniveau zuriickféllt. Diese Situationen
treten unregelmifig und abhingig von klimatischen Bedingungen auf. So kdnnen
in bestimmten Zeiten keine oder nur wenige Knappheitssituationen auftreten, zu
anderen dagegen relativ viele. Der Vorteil der VoLL-Bepreisung liegt darin, dass in
Zeiten mit zuverldssiger Erzeugung durch EE keine weiteren Kosten anfallen, bei
Knappheit dagegen sehr spezifische Anreize fiir konventionelle Kraftwerke gesetzt
werden zu liefern.

Mechanismus

Zuerst ist die Entscheidung zu treffen, ob der VoLL. marktlich oder administrativ
induziert wird. In erstgenanntem Fall erzeugt das Marktgleichgewicht in Knapp-
heitssituationen sehr hohe Preise. Existiert keine Preisgrenze, ergibt sich der VoLL
endogen, wohingegen bei Bestehen einer Preisobergrenze, diese auf den empirisch
errechneten VoLL heraufgesetzt wird (Variante I). Wird der Preis administrativ auf
VoLL gesetzt, wie z.B. in Australien geschehen, muss definiert werden, was unter
einer extremen Knappheitssituation verstanden wird und zuvor dem Markt klar
signalisiert werden, dass diese Situation eintreten wird (Variante II).

Alle zu dieser Zeit produzierenden Kraftwerke werden deutlich iiberkompensiert
im Vergleich zum sich ergebenden Marktgleichgewicht ohne administrativen Eingriff.
Da VoLL-Zeiten eine enorme finanzielle Belastung fiir die Verbraucher bedeuten, ist
der Einsatzzeitpunkt kritisch. Beispielsweise konnten die Preise auf das VoL.I.-Niveau
angehoben werden, wenn 99% der vorhandenen Kapazitit ausgelastet sind. Dies si-
gnalisiert zum einen, dass die Versorgung gefihrdet ist, ruft aber gleichzeitig alle
verfiigharen Kapazitdten ab und induziert im Idealfall eine Lastreduktion durch Ver-
braucher, wodurch die Knappheitssituation gelost wird. Bei administrativer VoLL-

60 Aluminiumwerke mit hohem Lastanteil kdnnen beispielsweise ihre Last sehr schnell reduzieren.
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Bepreisung ist eine vorherige Signalisierung des Eingriffs notwendig. Nachfrager sind
meist in Unkenntnis beziiglich der tatsdchlichen Verfiigbarkeit an Kraftwerkskapa-
zitdten. Daher konnen sie nicht vollstandig antizipieren, wann eine solche Situation
eintritt. Daher orientieren sich ihre Preise auch eher an marktiiblichen Situationen.
Wird jedoch der Preis auf VoLL gesetzt, miissten einige Nachfrager das Gut weit
oberhalb ihrer Zahlungsbereitschaft erwerben, ohne eine Méoglichkeit der Gebots-
stornierung. Dies ist in einem System mit administrativer VoLL.-Zahlung unbedingt
zu vermeiden.

Berechnung des VoLL

Die Hauptaufgabe liegt in der Berechnung des VoLLL.. Wie im Grundlagenkapitel
bereits erwahnt, ist dies aufgrund der Heterogenitit der Kunden oder der Dauer
der moglichen Abschaltung nur schwer mdéglich. Bisher konnte auch noch keine ein-
heitliche Berechnungsmethode gefunden werden. Eine grobe Abschiatzung des VoLL
auf Grundlage 6ffentlich zuginglicher Daten zeigt, dass selbst bei dieser Vorgehens-
weise sehr starke Schwankungen mdoglich sind. Als Berechnungsgrundlage dient die
makrodkomische Variante, bei der die Bruttowertschopfung (BWS) jedes Industrie-
zweiges in ein Verhéltnis zu seinem Verbrauch gesetzt wird. Die Daten decken einen
Zeitraum von 2005 bis 2008 ab.

BWS

Stromwverbrauch

VoLL; = (21)

Da die Werte der BWS und des Verbrauchs nicht fiir alle Industriezweige vor-
handen sind, errechnet sich der branchenspezifisch gewichtete Mittelwert anders als
der brancheniibergreifende Mittelwert. In Tabelle 34 sind Durchschnittswerte fiir
den VoLL dargestellt, wobei die drei Werte sich auf den ungewichteten (VoLL1),
verbrauchsgewichteten (VoLL2) und wertschépfungsgewichteten VoLL (VoLL3) be-
ziehen.

Tabelle 34: Durchschnittlicher VoLL in €/MWh, Deutschland

Jahr 2005 2006 2007 2008 2009
VoLL(1) | 4466,34 4637,95 4698,51 4528,88 5001,84
VoLL(2) | 2792,76 2886,82 2996,48 3054,27 3142,18
VoLL(3) | 4632,31 4593,11 4838,82 4863,70 4895,22

Quelle: Eigene Berechnung anhand der Daten von AG Energiebilanzen, 2011 und Statistisches
Bundesamt, 2011.

Zwei wichtige Komponenten wurden in dieser Analyse nicht beriicksichtigt. Er-
stens, das Aquivalent der BWS als Instrument fiir den Nutzenverlust ist fiir die
Haushalte nur schwer zu finden, da sich die Nutzeneinbufte anhand des Komplemen-
tars von Strom, also die Nutzung elektronischer Geréte und Lichtquellen, berechnen
miisste. Zweitens sind die Folgen eines ldngerfristigen Ausfalls von Industrieanlagen
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nicht ausreichend durch diese Methode zu erfassen. Manche Industrieanlagen wéren
nach einem solchen Ausfall nicht mehr funktionsfahig und miissten ersetzt werden.
Die Gewichtung aus BWS und Neuanschaffung von Industrieananlagen ist wich-
tig, um einen genaueren industriespezifischen VoLL zu errechnen. Dennoch zeigt
die rudimentdre Abschéitzung des VoLL, dass der Spielraum fiir politische Beein-
flussung grok ist. In der hier angefiihrten Berechnung sind Unterschiede von knapp
2200€/MWh moglich®. Es ist also wichtig eine wenig beeinflussbare Methode zu
finden. Wird der VoLLL unterschéitzt, werden u.U. nicht geniigend Investitionsanreize
gesetzt und die hohen Preise fiihren nicht zu ausreichender Versorgungssicherheit.
Wird er dagegen iiberschétzt, kommt es zu hohen sozialen Kosten. Das Problem
ist mit administrativen Kapazitatszahlungen zu vergleichen. Auch dort entscheidet
nicht der Markt {iber die Hohe der Zahlungen. Eine Fehleinschétzung fiihrt zwangs-
laufig zu Verzerrungen.

Bewertung

Neben der problematischen Berechnung des VoLL birgt auch das klimabedingte
Auftreten der Knappheitssituationen einen Nachteil. Die sehr unsichere Entwicklung
der Preise und das gelegentliche Auftreten von VoLL-Preisen erh6hen das Investiti-
onsrisiko. Dies schligt sich in hoheren Risikoaufschligen nieder, die von Investoren
gefordert werden. Allerdings fallen die Probleme der Berechnung des VoLL bei Vari-
ante I in Abbildung 48 weniger ins Gewicht. Hier muss nur darauf geachtet werden,
dass die Preisobergrenze oberhalb des VoLL gesetzt wird. Eine genaue Berechnung
wie in Variante II ist nicht wichtig. Variante I ist somit weniger anfillig fiir admini-
strative Fehler bei der VoLL Berechnung.

Ein weiterer Nachteil liegt darin begriindet, dass fiir alle Erzeuger ein Anreiz besteht
die VoLL-Bepreisung herbeizufiihren. Gefahr besteht dann besonders durch grofe
Marktteilnehmer, die Kapazitdten zuriickhalten kénnten, um so eine Knappheits-
situation kiinstlich zu erzeugen. Dieses grundsitzliche Problem von Strommérkten
wird durch die VoLL-Bepreisung nicht geldst, sondern tendenziell noch verschérft.
Allerdings haben alle Erzeugungskapazititen einen sehr grofen Anreiz dann verfiig-
bar zu sein, wenn VoLLL-Preise entstehen. Zum anderen muss, dem Beispiel Australi-
en folgend, nach jeder VoL.L-Preissetzung eine Untersuchung eingeleitet werden. Ei-
ne absichtliche Herbeifiihrung soll so zumindest erschwert werden. VoLL-Bepreisung
wiirde also erfordern, dass simtliche Preise oberhalb einer bestimmten Marke, die
beispielsweise bei der derzeitigen Preisobergrenze liegen kdnnte, untersucht werden.
Erzeugern miissten stirkere Auskunftspflichten auferlegt werden, um so die Ursa-
chen hoher Preise besser nachvollziehen zu konnen.

Konsequenterweise wiirde die Knappheitssituation durch den Abruf sdmtlicher ver-
fliighbarer Kapazititen und dem freiwilligen Lastabwurf gelost werden. Langfristig
gesehen haben samtliche Kapazitdten einen Anreiz zu VoLIL-Zeiten verfiighar zu
sein. Dies betrifft auch Import und Export. Abhéngig von Hohe und Haufigkeit des
Auftretens kénnten sogar Spitzenlastkraftwerke, die nur in diesen Zeiten laufen ren-

61Dje fiir die Berechnung verwendeten Zahlen finden sich im Anhang.
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tabel sein. Auch alle anderen Kraftwerke profitieren natiirlich von den Phasen sehr
hoher Strompreise.

Vorteil der VoLL-Bepreisung ist, dass der Strommarkt wie bisher funktioniert, wenn
ausreichend Kapazititen zur Verfiigung stehen. Nur bei tatsichlicher Knappheit
greift das System, dann werden auch Investitionsanreize in Form hoher Strompreise
gesetzt. Konsumenten werden nur belastet, wenn nicht ausreichend Kapazitidten zur
Verfiigung stehen.

Allerdings kann wesentlicher politischer Einfluss auf die Hohe des VoLL und auf
die Definition einer Knappheitssituation genommen werden. Sehr kleine Anderun-
gen konnen hier sehr grofe Auswirkungen haben. Ein Beispiel dafiir wére z.B. die
Anderung des Einsatzzeitpunktes von 99% auf 95% der vorhandenen Kapazitit oder
eine Herabsetzung des VoLL von 12,500 €/MWh auf 1000 €/MWh. Auferdem miis-
sen die Ursachen fiir die Preisspitzen durch eine Missbrauchsaufsicht kontrolliert
werden, wie z.B. in Australien, um so Marktmachtmissbrauch aufzudecken und zu
bekdmpfen. Dariiber hinaus sollte der Neueintritt weiterer Erzeuger zur Starkung
des Wettbewerbs geférdert werden. Ein VoLIL-Preissystem sollte nur dann eingefiihrt
werden, wenn bereits eine Preisobergrenze unterhalb des VoLL existiert. In einem
Markt ohne Preisrestriktionen ist die Festlegung eines VoLL-Niveaus unnétig.

Insgesamt ist die zweite Variante gegeniiber der ersten deutlich im Nachteil. Die
erste Variante ist ohne grofsen Aufwand durchfiihrbar, d.h. die technischen Preis-
obergrenzen werden bei Erreichen stets auf hohere Niveaus angehoben, sodass kei-
ne faktische Preisobergrenze existiert. Fiir die zweite Variante muss neben einer
empirischen Schéitzung noch dazu der Zeitpunkt des Signals und des tatséchlichen
Eingriffs festgelegt werden. Aukerdem wird administrativ in einen Mechanismus ein-
griffen, der, bei Funktionsfihigkeit, genau dann die VoLLL.-Preisgrenze erreicht, wenn
das Marktgleichgewicht sich in diesen kritischen Phasen befindet. Das bedeutet, dass
jeder kiinstliche VoLL-Preis der sich nicht auch am Markt ergeben hétte, ein Knapp-
heitsniveau suggeriert, dass nicht existiert. Sinnvoll kénnte ein administrativer VoLL
nur dann sein, wenn davon ausgegangen wird, dass Verbraucher eine verzerrte Wahr-
nehmung besitzen und den eigenen Wert der Knappheit nicht korrekt bewerten.

Strategische Reservekapazitit

Eine weitere Alternative, die weniger als Kapazitatsméarkte in das bestehende deut-
sche und das europiische Verbundsystem eingreift, ist das Vorhalten von Reserven.
Dabei werden Kapazititen vorgehalten und nur abgerufen, wenn der bestehende
Kraftwerkspark nicht zur Deckung der Nachfrage ausreicht. Ziel ist es nicht, Investi-
tionsanreize zur Bewiltigung der Knappheitssituation durch marktliche Krafte zu
schaffen, sondern Stromausfille aufgrund nicht ausreichender aktiver Kapazitéit zu
vermeiden. Prinzipiell kann dieses Vorgehen mit einem langfristigen Regelenergie-
markt verglichen werden. Im Regelenergiemarkt werden die vorgehaltenen Reserven
dazu verwendet kurzfristige Schwankungen auszugleichen.

137



Wie im Falle der VoLL-Bepreisung kann die Reserve vor allem dann eine entscheiden-
de Rolle spielen, wenn schnell und zuverlissig auf unerwartete Ausfille erneuerbarer
Energien reagiert werden muss. Die vorangegangene Analyse der Versorgungssicher-
heit hat gezeigt, dass Wind und Solar innerhalb weniger Tage sehr unterschiedli-
che Erzeugungsprofile aufweisen konnen. Ist der verbleibende konventionelle Kraft-
werkspark nicht in der Lage diese Schwankungen aufzufangen, kann das Vorhalten
von Reserven volkswirtschaftlichen Schaden verhindern.

Teilnahmeberechtigung und Vergabemechanismus

Teilnahmeberechtigt sollten alle Kraftwerke sein, die technisch die Anforderungen
eines Reservekraftwerks erfiillen. Entscheidend ist, dass das Kraftwerk bei niedrigen
Kosten im Stand-by Betrieb gehalten und schnell hochgefahren werden kann. Die
Auswahl der kostengiinstigsten Kaltreserve sollte iiber einen marktlichen Vergabe-
mechanismus erfolgen. Federico und Vives (2008: 130 ff.) diskutieren Vor- und Nach-
teile von Kapazitdtsauktionen im Vergleich zu Kapazitatszahlungen. Grundséatzlich
kénnen diese Auktionen als Vorbild fiir die Verauktionierung von Kaltreserven die-
nen. Der Systembetreiber legt die gewiinschte Menge an Reservekapazitit fest und
lasst den Markt dann entscheiden, zu welchem Preis er bereit ist diese Kapazitit
anzubieten.

Federico und Vives kommen zu dem Schluss, dass Kapazitdtsauktionen sehr ein-
fach gestaltet sein konnen und z.B. mit sogenannten geschlossenen Auktionen gu-
te Ergebnisse erzielt werden konnen. Kollusives Verhalten wiirde durch die grofen
Zeitabstinde zwischen den Auktionen erschwert. Aufserdem konnte der Kaltreserve-
block auch bewusst auf verschiedene Technologien und/oder neue Marktteilnehmer
verteilt werden. Die Verauktionierung der Reservekapazitat sollte so idealerweise
die kostengiinstigste Technologie bestimmen und auch die Technologien, die flexibel
die Anforderungen erfiillen kénnen. Die ausgeschriebene Menge muss ausreichend
sein, um im Extremfall die zusétzliche Nachfrage zu decken, sollte aber minimalen
Einfluss auf den Markt haben. Ausgeschrieben werden sollte deshalb die Differenz
zwischen gewiinschter Rerservemarge und tatséchlich installierter/verfiigharer Ka-
pazitdt. Soll die Peaknachfrage z.B. zu jeder Zeit zu 10% gedeckt sein, sind aber
derzeit nur 7% verfiighar, sollten 3% der Peaknachfrage ausgeschrieben werden.

Um sicherzustellen, dass alle Kapazititen als Kaltreserve bieten kénnen, muss die
Verauktionierung auf Grundlage der vorhergesagten Reservemarge mehrere Jahre im
Voraus erfolgen. Dadurch konnen Kraftwerke, die geplant vom Netz gehen sollen,
ihre Laufzeit verldngern oder aber neue Kraftwerke eintreten. Somit konnen sowohl
bestehende als auch neue Kraftwerke an der Auktion teilnehmen.

Es sind verschiedene Moglichkeiten denkbar, welche sich in zwei Kategorien ein-
teilen lassen, namlich die Art der Teilnahme und die Hohe des Entgeltes. Genauer
gesagt, soll geklart werden, auf welche Art die Reservekapazitdten entlohnt werden
und, ob sie aktiv am Markt teilnehmen oder administrativ eingesetzt werden. Ab-
bildung 49 gibt einen Uberblick iiber vier mégliche Varianten, welche sich in ihrer
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Ausgestaltung sehr dhneln.

Abbildung 49: Modelle zur Kapazititsreserve

1. Administrative Reserve wird in 2. Administrativer Reserveeinsatz Varianten der Strategischen Reserve
Grenzkostenhohe entlohnt induziert VolLL
€/MWhy €/MWh 1. Der Preis wir auf dem Energiemarkt
auf die iibliche Weise bestimmt.
Entsteht eine Knappheitssituation
wird die Kaltreserve gerufen. Die
Kaltreserve wird zu variablen Kosten
entlohnt, alle anderen Kraftwerke
zum Marktpreis, welcher bis zur
Grenzkosten Preisobergrenze bzw. dem VoLL

Abzugfihige ansteigen kann.
Rente

Kiinstlicher Energiemarktpreis \

P
vott Gebotshshe

. Erreicht das System seine maximale
Auslastung, werden die Kaltreserven
gerufen und der Preis administrativ
auf VoLL gesetzt. Die Kaltreserven
konnen aber weiterhin zu variablen
Kosten entlohnt werden.

1
0% <= Auslastung verfiigbarer Kapazitit —3100% | Reservekapazitt 0% <= Auslastung verfiigbarer Kapazitit —100% | Reservekapazitit

3. Administrative Reserve wird zu 4. Reserve bietet in Hohe des VoLL . Erreicht das System seinen maximale
Marktpreis + x entlohnt in den Markt Auslastung, werden die Kaltreserven
€/MWhy €/MWh gerufen und erhalten den Marktpreis
plus Aufschlag (z.B. 0,01 €/MWh).
Gebotshahe Der Preis kann hier ebenfalls bis zu
einer definierten Preisobergrenze
bzw. dem VoLL ansteigen.

Puo | _ _ Marktpreis b extremer knappheit__ |

Normaler Energiemarktpreis
Gebotshshe | |rmmmmmmmmmmm e m e

. Die Kaltreserven bieten jede Stunde
Grenzkosten zu VoLL bzw. der Preisobergrenze in
Abzugfihige den Markt. Erreicht das System
seine maximale Auslastung und
besteht zusatzlich die

Grenzkosten

Abzugfshige
Rente

\ Zahlungsbereitschaft seitens der
\ Nachfrager, steigt das Preisniveau

(R S Yo T ProTS Br— LRy T ———r 7S S— auf VoLL-Héhe. Erst dann erfolgt der
uslastung verfiigharer Kapazitat itit uslastung verfiigbarer Kapazi itat 4 .
> e > eservelapat Kraftwerkseinsatz. Die Entlohnung
— — last Verfiigbare Kapazitiit Reservekapazitit kann zu variablen Kosten erfolgen.

Quelle: Eigene Darstellung.

Die ersten drei Varianten sehen einen administrativen Einsatz nach Beendigung
des Markthandels vor und legen, je nach Ausgestaltung, die tatsichliche Entlohnung
entweder auf Gebotshohe oder variable Kostenniveau fest. In der ersten Variante wer-
den die Kaltreserven einfach zu Grenzkosten entlohnt, ohne ein tatsidchliches Gebot
abzugeben. Somit ist auf den ersten Blick kein Eingriff in den Preismechanismus vor-
genommen worden, jedoch sind die Effekte schwerwiegend. In Zeiten, in denen die
Preise das Grenzkostenniveau der Reservekraftwerke iiberschreiten, konnen Nachfra-
ger ihre Gebote zuriickhalten, wodurch dann die giinstigere Reserve aktiviert wird.
Somit wird also letztlich in den Markt eingegriffen und die Haufigkeit notwendiger
Preisspitzen nach unten verzerrt. Daher stellt dies keine vorteilhafte Variante dar.
Ahnliches trifft auf die dritte Variante zu, da die Reserve zu einem Marktpreis plus
(infinitesimal grofen) Aufschlag vergiitet wird. Demnach besteht kein Anreiz fiir
Nachfrager, hohe Preise auf den Energieméarkten zu akzeptieren, wenn zu erwarten
ist, dass die entsprechende iiberschiissige Nachfrage durch die Kapazititsreserve ge-
deckt wird. Auch hier werden die notwendigen hohen Preisspitzen in ihrer Anzahl
reduziert.

Die zweite und vierte Variante sind sich ebenfalls sehr dhnlich, da beide eine Entloh-
nung Voll-Niveau festlegen. Somit wird in diesen Zeiten absoluter Kapazititsknapp-
heit das dementsprechende Preisniveau induziert. Der Unterschied besteht in den
unterschiedlichen Einsatzzeitpunkten. In Variante zwei ist dieser Zeitpunkt admini-
strativ zu bestimmen. Das heifst, dem Markt wird unterstellt, die Knappheitssitua-
tion nicht addquat abzubilden. Es besteht in diesem Modell die Mdoglichkeit, dass
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die Reserve zu Zeitpunkten aktiviert wird, an denen keine Notwendigkeit besteht.
In dieser Tatsache liegt der Vorteil der vierten Variante, welche die tasdchliche Zah-
lungsbereitschaft entscheiden ldsst, siche auch Finon, Meunier und Pignon (2008).
Wenn die Reserve stets zur absoluten Preisobergrenze in den Markt geboten wird,
erfolgt der tatséchliche Dispatch erst, wenn die Nachfrager bereit sind, dafiir zu
bezahlen. Dadurch sollen Investitionsanreize fiir alle anderen Kraftwerke entstehen.
Dabei ist zu beachten, dass sich in einer extremen Knappheitssituation Variante
zwei und vier entsprechen sollten. Da eine Marktarbitrage dadurch entsteht (Ener-
giemarkt vs. Reservemarkt), sollte dieser Anreiz dadurch genommen werden, dass
die Entlohnung der Reservekraftwerke nur auf Grenzkostenniveau erfolgt. Finon,
Meunier und Pigon (2008) verweisen darauf, dass auch bei einer Einfiihrung strate-
gischer Reserven

Bewertung

Das Halten von strategischen Reserven stellt einen einfachen Weg dar die Versor-
gungssicherheit in Knappheitssituationen sicherzustellen. Allerdings handelt es sich
dabei nicht um eine marktliche Losung. Zwar kann der Markt durch den Vergabeme-
chanismus bestimmen, zu welchem Preis er bereit ist diese Reserve vorzuhalten, und
welche Kraftwerke diese Aufgabe am kostengiinstigsten 16sen. Die Entscheidung, wie
viel Reserve benotigt wird, ist aber rein administrativ.

Es existieren zudem zwei grundsétzliche Bedenken bei der Einfiihrung von Reserve-
kapazitdten. Zundchst ist die Entlohnung auf Grenzkostenniveau nichts anderes als
eine Kostenregulierung und somit schwierig zu realisieren. Es besteht fiir die An-
bieter der strategischen Reserve nicht nur kein Anreiz die wahren Grenzkosten zu
offenbaren, sondern diese nach oben verzerrt anzugeben. Somit ist, wie im Fall der
Ausschreibung von Regelenergie, nicht nur der Leistungs-, sondern auch der Arbeits-
preis ein Entscheidungskriterium bei der Auswahl der Reservekapazititen. Herrscht
ausreichend Konkurrenz um die Reservekraftwerke, ist der Anreiz hoher, zumindest
dicht in H6he der wahren Grenzkosten zu bieten.

Der zweite Aspekt betrifft eine mogliche Marktverzerrung aufgrund der zuvor er-
wahnten Marktarbitrage zwischen Energie- und Reservemarkt, welche im schlimm-
sten Fall dazu fiihrt, dass eine massive Verschiebung von Spitzenlastkapazititen
in den Reservemarkt stattfindet. Je mehr konventionelle Kapazitiaten aufgrund ge-
ringer Laufzeiten und niedriger Preisspitzen den Reservemarkt dem Energiemarkt
vorziehen, desto mehr verschiebt sich das zuvor sehr selektive Kapazitatssystem in
Richtung Kapazitatsmarkt. Der Reservemarkt wiirde in seinem Ausschreibungsvolu-
men weiter anwachsen, da immer mehr zuvor verfiighare Kapazitat nicht mehr in den
Energiemarkt bietet und somit schneller extreme Knappheitssituationen eintreten.
Deshalb muss der Mechanismus sicherstellen, dass fiir alle nicht an der Reserveaus-
schreibung teilnehmenden Kraftwerke geniigend Investitionsanreize bestehen und
die strategische Reserve tatsachlich als letztes Mittel zur Vermeidung eines Strom-
ausfalls eingesetzt wird, um volkswirtschaftlichen Schiaden so gering wie moglich zu
halten.

Durch die VoLL-Bepreisung entstehen zwar hohe Kosten, die unter Umstinden po-
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litisch unerwiinscht sind. Dennoch entsteht keine dauerhafte Belastung der Konsu-
menten durch Kapazitatszahlungen an simtliche Erzeuger, wie etwa im PJM Markt
oder in Spanien. Auferdem werden durch die hohen Preise Signale an die Marktteil-
nehmer gesendet, so dass es beispielsweise zu freiwilligen Lastabwurf oder zum An-
gleichen des eigenen Verbrauchs an die Lastzeiten kommt. Sind Verbraucher direkt
den Preisspitzen ausgesetzt so haben diese einen maximalen Anreiz ihren Verbrauch
anzugleichen. Bis die europiischen Strommérkte ihre durch die EU zum Ziel gesetz-
te Marktintegration abgeschlossen haben, stellt die vierte Variante zumindest als
Ubergangslosung eine schnell einfiihrbare Alternative dar. Die zu tragenden Kosten
fiir die Reserve sind zwar abhéngig von der Art der Ausschreibung und dem Grad
an Wettbewerb, jedoch diirften die Kosten zumindest geringer sein, als die einer
Einfiihrung eines vollstandigen Kapazitdtsmarktes. Ob die Einfiihrung eines solchen
notwendig wird, sollte auf européischer Ebene entschieden werden.

4.5 Zusammenfassung

Der deutsche Markt folgt in seiner Struktur einem Energy-Only-System, wobei im
Vergleich zu Schweden und Australien bisher keine Markteingriffe in Form von Preis-
obergrenzen oder Ausschreibungen fiir langfristige Kapazitétsreserven erfolgt sind.
Ob der Markt in Deutschland funktioniert oder nicht, kann nicht eindeutig geklart
werden. Hinsichtlich der historischen Versorgungssicherheit kann festgehalten wer-
den, dass in Deutschland stets ausreichend Kapazitdten zur Deckung der Nachfrage
vorhanden waren, was allerdings auch durch Restbestéinde an Erzeugungskapazité-
ten aus den Zeiten vor der Marktliberalisierung bedingt wird. Dementsprechend sind

die Preise in Deutschland im Vergleich zur Gesamtanzahl der Stunden auch selten
tiber 100 oder 500 €/MWh gestiegen.

Unabhingig davon, ob das Marktsystem bestehen bleibt oder nicht, ergeben sich
Probleme, welche aufgrund des gesellschaftlichen Konsenses hinsichtlich des stérke-
ren Einflusses der Umweltpolitik auf den Energiesektor nicht vermeidbar sind und
im Marktdesign Beriicksichtigung finden miissen. Es gilt, drei fundamentale The-
menkomplexe zu analysieren und zu bewerten.

e Der Ausbau der EE erfordert einen konventionellen Schattenpark. Da dieser
bei abnehmenden Volllaststunden immer teurer wird, stellt sich die Frage nach
der Balance aus dem Ausbau EE einerseits und den damit verbundenen Kosten
der Sicherstellung eines gewissen Versorgungsniveaus andererseits.

e Die fortschreitende Marktintegration bis hin zum gemeinsamen europaischen
Binnenmarkt fiir Strom ist weiter zu forcieren. Der relevante Markt muss in
seinen Grenzen eindeutig definiert sein, bevor ein neues Marktsystem imple-
mentiert wird.

e Nachfrageseitige Moglichkeiten zur Senkung des Strombedarfs bilden die dritte
wichtige Herausforderung. Ein System, welches in seinem Bedarf nach Strom
flexibel reagieren kann, schafft klimaschonende Moglichkeiten zur Vermeidung
von Stromausfillen und dient als wettbewerbsokonomisches Element zur Ein-
ddmmung von Marktmachtmissbrauch.

141



Bei der Implementierung eines Kapazitdtsmarktes existieren viele wichtige Stell-
schrauben im System, welche grofsen Einfluss auf das Gesamtdesign und auch die
volkswirtschaftliche Vorteilhaftigkeit gegeniiber Energy-Only-Systemen haben. Ei-
nige dieser Systemelemente konnen vor allem durch politischen Einfluss negative
Auswirkungen haben. Dazu zdhlen so grundlegende Faktoren wie die Festlegung der
Teilnahmebedingungen und die Festsetzung der Parameter zur Bestimmung eines
VoLL, Ausiibungspreises, Gebotsgrofen et cetera. So hingt etwa der Referenzwert
fiir die benétigte Kapazitit davon ab, ob die gesamte Nachfrage durch einen kon-
ventionellen Park gespiegelt werden muss oder auch ein Vorhalten von weniger Ka-
pazititen ausreichen konnte. Wenn beispielsweise statt 79 GW plus 10% nur 60 GW
plus 10% gebraucht wiirden, hitte das erhebliche Auswirkungen auf den Kapazitéts-
preis. Je hoher der Referenzwert, desto hoher ist der Anteil jener Kraftwerke, die nur
wenige Stunden im Jahr Strom erzeugen. Es gibt aufserdem drei weitere kritische
Punkte, welche gegen eine derartige Losung sprechen konnen.

1. Eine Teilnahme am Kapazititsmarkt geht mit der Verpflichtung zur Teilnah-
me am Energiemarkt einher. Dies bedeutet, dass ausldndische Teilnehmer die
Kapazitdten der Grenzkuppelstellen dauerhaft mieten miissten, damit sie das
Versprechen der permanenten Bereitschaft auch erfiillen kénnen. Aus rein 6ko-
nomischer Sicht stellt die Finanzierung ausldndischer Kraftwerke insofern kein
Problem dar, als dass diese fiir den Zeitraum des Kontraktes dauerhaft dem
Markt angehoren. Auf politischer bzw. gesellschaftlicher Ebene gilt es aller-
dings zu kldren, ob die Finanzierung von auslandischen Kraftwerken gewiinscht
wird. Konkret lautet der Vorwurf, dass deutsche wie Osterreichische Konsumen-
ten die Versorgungssicherheit anderer Lander bezahlen. Dem ist klar entgegen
zu halten, dass die Kraftwerke sich verpflichtet haben, in den deutschen Markt
zu bieten. Erst, wenn diese Kraftwerke nicht gerufen werden, besteht fiir sie
die Moglichkeit im heimischen Energiemarkt Strom zu verdufsern.

2. Ebenso ergeben sich Querfinanzierungen im umgekehrten Fall, wie Eurolectric
(2011) fiir den Fall eines Couplings zwischen Kapazititsmarkt und Energy-
Only-Markt plus Notreserve zeigt. Da der nationale Bedarf im Kapazitits-
markt plus einer zusdtzlichen Reserve gedeckt wird, steht diese Reserve zu-
néichst primér dem deutschen Kapazititsmarkt zu. Da diese Uberkapazititen
jedoch nur in sehr wenigen Fillen im Jahr gebraucht werden, kénnen diese
beim Coupling anderen Gebieten zur Verfiigung stehen. Somit trigt das Sys-
tem mit Kapazitatsmarkt, in diesem Fall Deutschland/ Osterreich, zwar allei-
ne die Kosten der Bereitstellung des Kraftwerks, aber es profitieren zuséitzlich
auch die européischen Nachbarstaaten von dem Beitrag dieses Kraftwerks zur
Systemsicherheit.

3. Eine weitere Konsequenz ist, dass die Marktsysteme auch unterschiedlich ho-
he Investitionsanreize hinsichtlich der Standortwahl liefern. Sind diese Unter-
schiede hoch genug, ergeben sich im européischen Kontext Fehlallokationen in
der Erzeugung, d.h. neue Engpésse zwischen den Léndern kénnen entstehen.
Dies ist eine langfristige Gefdhrdung der Idee eines europiischen Binnenmark-
tes und somit ist ein lokaler Kapazitdtsmarkt im europdischen Verbund von
Energy-Only-Mirkten eher inakzeptabel.
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Kapazitdtsmérkte sind vor allem langfristige Méarkte mit Handelszeitraumen, die
sich je nach Ausgestaltung auf wenige Jahre oder sogar ein Jahrzehnt erstrecken kon-
nen. Somit wird auch deutlich, dass ein deutscher Alleingang seinen vollen Effekt
erst mit grofser Verzogerung zeigen wiirde. Jedoch ist gleichzeitig zu erwarten, dass
die marktliche Integration der europiischen Strommérkte in den néchsten zehn bis
zwanzig Jahren deutlich angestiegen sein diirfte. Ein einzelnes Kapazitdtssystem
kann im europiischen Kontext eher eine Systemstérung verursachen. Dies spriche
erneut gegen eine Implementierung.

Eine Verbesserung der wettbewerblichen Situation ist durch einen Systemwechsel
eher nicht zu erwarten. Marktmacht ist auf Kapazitdtsmérkten systemimmanent
und kann entweder nur durch Hilfsmechanismen mit Nebeneffekten, z.B. Preisober-
grenzen, oder durch schwere Eingriffe in den Markt, z.B. eigentumsrechtliche Ent-
flechtung, zu einem gewissen Grad eingeddmmt werden. Einzig der Einstieg neuer
Wettbewerber gilt als reine marktliche Losung. Dagegen bieten Kapazitdtsmérkte,
vor allem mit lokalen Engpassaufschliagen, keinerlei Losung.

Hinsichtlich der Implementierung eines Kapazitiatszahlungssystems im européischen
Raum lasst sich zunéchst festhalten, dass die Probleme eines nationalen Kapazitéts-
marktes, z.B. die Verlagerung des Marktmachtproblems, im européischen Modell die
gleichen sind. Jedoch entfillt im Gegensatz zu einem nationalen Kapazitatsmarkt
das Querfinanzierungsproblem aufgrund von Systemarbitrage. Da, in Abhangigkeit
der vorhandenen Netzkapazititen an den jeweiligen Grenzkuppelstellen, eine gewisse
Reserve in jedem Land vorgehalten wird, ist diese Reserve nicht durch ein einziges
Land zum Wohle anderer Lénder finanziert worden. Daran ankniipfend wird im
europaischen Raum kein Anreiz zur {iberméfigen Ansiedlung von Kraftwerken im
Kapazitiatsmarkt aufgrund von Systemarbitrage erzeugt (Kapazitidtszahlung vs. kei-
ne Zahlung).

Problematischer gestaltet sich die Verpflichtung zur Erzeugung im jeweiligen na-
tionalen Kapazitdtsmarkt bzw. in jenem Gebiet, in dem das Angebot akzeptiert
wurde. Wenn beispielsweise ein polnischer Anbieter aufgrund erwarteter hoherer
Kapazititszahlungen im deutschen Markt mitbietet, miisste dieser seine Kapazita-
ten stets zuerst in den deutschen Day-Ahead-Markt (und je nach Gestaltung auch in
den Real-Time-Markt) bieten, obwohl der Optimierungsalgorithmus fiir das européi-
sche System eine andere Losung vorsehen kénnte. Eine Behebung dieses Problems
konnte dadurch erfolgen, dass der Exporteur zwar in die vorgesehene nationale Bor-
se bietet, jedoch der europdische Dispatchprozess Vorrang hat und somit iiber das
Gebot entscheidet. Dieses Problem verschérft sich, wenn Engpassgebiete, d.h. lo-
kale Kapazitdtspreisaufschlige, eingefiihrt werden, welche sich nicht auf nationale
Grenzen beschrianken, sondern gemaft der tatsichlichen Grofe ergeben. Eine Netz-
einspeisegebiihr wiirde dieses Problem neben dem im Abschnitt zuvor angesproche-
nen Problem der Marktmacht ebenfalls beheben. Insgesamt ist die Einfiihrung eines
Kapazititsmarktes nur auf européischer Ebene anzustreben, da eine lokale Variante
dem urspriinglichen Gedanken eines gemeinsamen Marktes widerspricht. Dies setzt
jedoch eine Einigung auf ein geeignetes Kapazititszahlungssystem voraus. In der fol-
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genden Tabelle sind zwei mogliche Ausgestaltungen als Ergebnis der Untersuchung
zusammengefasst, die davon abhidngen, wie hoch die Bereitschaft zur kurzfristigen
Verdnderung des Marktes ist. Die wichtigste Unterscheidung liegt hierbei in der
Teilnahmebedingung, da sich die restlichen Abweichungen aus der weiteren Analyse
ergeben.

Ausgestaltung eines Kapazitatsmarktes

Elemente System [ System 11
Teilnahmepflicht | Nein Ja

Teilnehmer Alle aufer FEE Alle aufer FEE
Handelssystem Indiv. Auktion Descending Clock Auktion
Energiemarkt Indiv. Ausiibungspreis Var. Ausiibungspreis
Engpassaufschlag | Nein Moglich

Einfiihrung Kurzfristig Langfristig

Quelle: Eigene Darstellung.

Die erste entscheidende Stufe betrifft die Frage nach der Notwendigkeit des Sy-

stems. Wird ein Energy-Only-Markt, wie er in Deutschland derzeit existiert, als
nicht mehr funktionsfihig zur Absicherung der Versorgung erachtet, so muss dies
administrativ geschehen. Dies erfordert ein Kapazitdtsmarktsystem mit verpflich-
tender Teilnahme der Erzeuger und Versorger (,System II“). Wird dem Prinzip des
Energy-Only-Marktes noch vertraut, jedoch eine zusétzliche Moglichkeit zum Han-
del von Absicherungsprodukten als wichtig erachtet, so konnte die mit ,System I“
bezeichnete Variante sinnvoll sein. Die skizzierten Méarkte besitzen allerdings immer
noch die iiblichen Probleme eines Kapazitdtsmarktes.
In beiden Vorschldgen sollen fluktuierende erneuerbare Energien von der Teilnahme
eher ausgeschlossen werden, da jeder Erzeuger in einem Kapazititssystem eine Ga-
rantie zur Leistungserbringung geben muss. Dies ist aufgrund der Eigenschaften des
Primérenergietragers jedoch ohne die Verwendung ausreichender Speicherméglich-
keiten nicht moglich.

Der Handel der Kontrakte soll iiber Auktionen erfolgen und langfristig ausgelegt
sein, d.h. der Handelszeitpunkt soll mehrere Jahre vor Beginn des Lieferzeitraums
liegen. Der letztgenannte Punkt soll sowohl einer gewissen Planungssicherheit die-
nen als auch die Markteintrittsbarrieren fiir potenzielle Erzeuger senken.

Abhéngig vom ersten Entscheidungsschritt, also der Freiwilligkeit der Teilnahme,
dandern sich die gehandelten Produkte und die Auktionen. In System I sollen die
Erzeuger dhnlich Auktionsplattformen wie eBay oder Amazon ihre Mengen kombi-
niert mit einer Preisobergrenze (Ausiibungspreis) auf dem Energiemarkt anbieten.
Der erzielte Auktionspreis ist der Kapazitatspreis und gleichzeitig der Optionspreis
fiir den Ausiibungspreis auf dem reguliren Energiemarkt. Im Fall einer verpflich-
tenden Teilnahme, System II, soll die Auktion einer sogenannten Descending-Clock
folgen. Hierbei schreibt der Marktbetreiber eine Gesamtmenge an notwendiger Ka-
pazitit aus, auf welche die teilnehmenden Erzeuger bieten. Der Preis fiir Kapazititen
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wird kombiniert mit einem Ausiibungspreis fiir Energie in der Auktion angezeigt.
Wihrend der Preis fiir Kapazititen schrittweise fallt und fiir den Ausiibungspreis
ansteigt, konnen die einzelnen Erzeuger entscheiden, ob sie weiterhin an der Auktion
teilnehmen wollen oder nicht. Ist eine vordefinierte Kapazitidtsmenge erreicht, wird
die Auktion gestoppt und der letzte akzeptierte Preis gilt dann als finaler Kapazi-
tatspreis.

Innerhalb des Kapazitdtsmarktes besteht zusétzlich zum reinen Investitionsanreiz
auch die Moglichkeit temporire Anreize zum lastnahen Kraftwerksbau zu setzen.
Dies geschieht {iber sogenannte lokale Engpassaufschlige. Diese werden fiir System
I ausdriicklich nicht empfohlen, wiahrend sie in System II zwar durchaus moglich,
jedoch ebenfalls kritisch zu sehen sind. Zudem existieren auch Moglichkeiten, wie
z.B. positive bzw. negative Einspeisegebiihren, um lastnahe Erzeugung zusitzlich zu
belohnen, ohne dass diese an Kapazititszahlungen gebunden werden miissten.

Als Alternativen stehen einerseits die Erweiterung des bestehenden Marktes um ein
Preisanreizsystem geméaf VoLLL-Bepreisung und andererseits die Ausschreibung einer
strategischen Reserve zur Verfiigung. Bei beiden Varianten existiert die Moglichkeit,
den Eingriff entweder minimalinvasiv, also moglichst marktlich, oder administrativ
zu gestalten. Jedoch wird von den administrativen Varianten abgeraten, da selbst
geringfiigige Fehler in der Bestimmung wichtiger Marktparameter grofse Ineffizienzen
zur Folge haben kann. Die beiden marktlichen Varianten der VoLL-Bepreisung und
Kaltreserve sind im Vergleich zu einem vollstindigen Kapazitatsmarkt im Aufwand
sehr gering. Ein marktlicher VoLL ist hierbei die einfachste Variante und ist jetzt
schon im Prinzip umgesetzt, da hierfiir nur als Bedingung gelten muss, dass keine
Preisobergrenze eingefiihrt wird.

Durch die VoLL-Bepreisung entstehen zwar hohe Kosten, die unter Umstdnden poli-
tisch unerwiinscht sind. Dennoch ist dies im Vergleich zu Kapazitidtszahlungen keine
dauerhafte Belastung der Konsumenten, wie etwa im PJM Markt oder in Spanien.
Auferdem werden durch die hohen Preise Signale an die Marktteilnehmer gesendet,
so dass es beispielsweise zu freiwilligem Lastabwurf oder zum Angleichen des eige-
nen Verbrauchs an die Lastzeiten kommt. Sind Verbraucher direkt den Preisspitzen
ausgesetzt, haben diese einen maximalen Anreiz ihren Verbrauch anzugleichen.

Das Halten von Reservekapazititen stellt den zweiten Weg dar, die Versorgungs-
sicherheit in Knappheitssituationen sicherzustellen. Allerdings handelt es sich dabei
nicht um eine rein marktliche Losung. Zwar kann der Markt durch den Vergabeme-
chanismus bestimmen, zu welchem Preis er bereit ist diese Reserve vorzuhalten und
welche Kraftwerke diese Aufgabe am kostengiinstigsten 16sen. Die Entscheidung wie
viel Reserve benotigt wird, ist aber rein administrativ.

Bis die europdischen Strommérkte ihre durch die EU zum Ziel gesetzte Marktin-
tegration abgeschlossen haben, ist die marktliche Variante der strategischen Reserve
zumindest als Ubergangslsung eine schnell einfiihrbare Alternative. Die zu tragen-
den Kosten fiir die Reserve sind zwar abhéngig von der Art der Ausschreibung und
dem Grad an Wettbewerb, jedoch diirften die Kosten zumindest geringer sein als die
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einer Einfiihrung eines vollstandigen Kapazitdtsmarktes. Derzeit ist eine Einfiihrung
fiir den deutschen Markt nicht notwendig und kann bei isolierter Einfiihrung den
effizienten Ablauf des européischen Market Couplings gefdhrden.

5 Politokonomische Einschitzungen zur Veranderung
des Marktsystems

Die Einfiihrung eines Kapazititsmarktes, idealerweise auf européischer Ebene, fiihrt
aus unserer Sicht im Hinblick auf die Implementierung und die praktische Umsetzung
nach der Einfiihrung zu vielfaltigen Problemen, welche primér auf die Heterogenitéat
der Mitgliedstaaten der EU sowie Differenzen zwischen der Kommission und den
Mitgliedstaaten zuriickzufiihren sind. Zur Verdeutlichung der Problematik dienen
die folgenden Thesen:

1) Die existierende 6konomische Regulierungsliteratur zeigt klar, dass ,Regulie-
rungsbehorden regulieren wollen®. Mit anderen Worten, es ist einfach, neue Regulie-
rungskompetenzen zu schaffen, aber extrem schwierig Behorden, einmal eingerdumte
Kompetenzen wieder wegzunehmen. Vor dem Hintergrund der ékonomischen Biiro-
kratietheorie (Mueller, 2009: 363ff.) ist diese Feststellung auch aus theoretischer
Sicht schliissig, da Behorden in ihrer Zielfunktion regelmafig die Ausdehnung ihrer
Kompetenzen als wichtiges Element aufweisen. Dies erklart sich durch die Abhén-
gigkeit der Vergiitung des Behordenleiters sowie der Fiihrungskrifte in Relation zur
Grofe und Verantwortlichkeit der Behorde. Es ist somit unwahrscheinlich, dass eine
Behorde Deregulierung propagieren wird und damit ihren eigenen Verantwortungs-
bereich schmilert (siehe dazu Baake et al, 2007: 80).

2) Dariiber hinaus weisen zentrale Instanzen eine klare Tendenz auf Kompetenzen an
sich ziehen zu wollen. Ein bekanntes Beispiel ist die Durchfiihrung konkurrierender
Gesetzgebung durch den Bund in Deutschland, welcher regelméfig Kompetenzen von
den Léndern an sich zieht. Die Abgabe von Kompetenzen geschieht hingegen dufserst
selten. Dies wird in der Literatur auch als These der Anziehungskraft der zentralen
Instanz bezeichnet. Ahnliche Entwicklungen sind auch innerhalb der EU beziiglich
von der Kompetenzverteilung zwischen der Kommission und den Mitgliedsstaaten
zu beobachten. Dies fithrt langfristig zu einer Aushoéhlung des Subsidiaritatsprinzips,
welches eigentlich ein Kernelement der Ausgestaltung der EU sein soll (siehe Baake
et al., 2007: 80).

Insbesondere vor diesem Hintergrund sollte regelméfig Vorsicht im Hinblick auf
die Einfiihrung neuer regulatorischer Maknahmen geboten sein, da diese in der Re-
gel nur sehr kompliziert riickgéingig gemacht werden kénnen. Es bedarf somit guter
Griinde, regulatorische Mafnahmen einer Marktlosung vorzuziehen. Die Einfiihrung
eines Kapazitatsmarktes stellt im Hinblick auf die oben skizzierten Probleme eine
besondere Herausforderung dar, weil im Falle einer Einfiihrung dies sinnvollerwei-
se nur in einem europédischen Kontext geschehen sollte. Gerade die EU stellt aber
das Subsidiaritdtsprinzip als Grundlage ihres Handelns stark heraus, wenn auch der
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Eindruck entsteht, dass dieses in den letzten Jahren keine so grofe Rolle mehr spielte.

In vielen marktwirtschaftlich organisierten Sektoren hat die Wahrung nationaler
Interessen, abhingig von der ordnungspolitischen Grundausrichtung des jeweiligen
Staates, oft zu Eingriffen gefiihrt, sei es durch Einfiihrung qualitativer Mindeststan-
dards bei Produkten oder Marktzutrittsbeschrankungen. Im Stromsektor zeigen sich
die Einflussmoglichkeiten durch die Politik besonders deutlich, z.B. beim Ausbau
erneuerbarer Energien oder bei der Schaffung sogenannter ,nationaler Champions®
(E.ON/Ruhrgas) wider wettbewerblicher Bedenken. Die Einfithrung des (europa-
weiten) Kapazitatsmarktes stellt in diesem Kontext einen sehr grofen, wenn nicht
sogar den bisher grofiten Eingriff in die nationale Energiepolitik und die Funktions-
tiichtigkeit des europiischen Systems dar. Zuvor durch den Markt definierte Grofen
werden nun durch nationale Institutionen bzw. Regierungen oder die Kommission,
abhéngig von der endgiiltigen Allokation der Kompetenzen, administrativ festge-
legt. Dies ermdéglicht einen grofen Spielraum zur Beeinflussung der Ausgestaltung
des Marktdesigns an vielen kritischen Eckpfeilern des Systems, welche in Abb. 50
am Ende des Kapitels aufgelistet werden (siehe Anhang fiir Einflussmoglichkeiten
in den alternativen Marktsystemen).

Wiirden etwa Kohlekraftwerke aus (umwelt-)politischen Griinden nicht am Markt
zugelassen, hitte dies ebenso Konsequenzen fiir die Entwicklung des Kraftwerksparks
in einigen Landern wie auch die Kosten der Versorgung. Die regulatorische Festle-
gung der auszuschreibenden Kapazitidtsmenge, des anzusetzenden Maximalpreises
fiir Kapazititen und des Ausiibungspreises ist ebenfalls ein weiterer Schritt weg von
der Marktwirtschaft. Es wird letztlich festgelegt, wie viel, wann und zu welchem ma-
ximalen Preis die Erzeugung zu erfolgen hat. Wihrend die Bestimmung der Menge
noch iiber die (européischen) Netzbetreiber nach rein technisch-wirtschaftlichen Kri-
terien erfolgen kann, sind die Bestimmung des Ausiibungspreises und des anfingli-
chen Kapazitétspreisniveaus wesentlich stirker dem politischen Einfluss ausgesetzt.
Ein zu niedriger Ausiibungspreis kann administrativ Anreize vernichten, wenn die
im Gegenzug dafiir notwendigen Kapazititspreise durch eine maximale Begrenzung
schlicht nicht erzielt werden kénnen. Volkswirtschaftliche Ineffizienzen dieser Art
sind im entgegengesetzten Fall durch eine zu hohe Ansetzung der beiden Preis-
komponenten ebenfalls denkbar. Grundsétzliche Probleme bei der Implementierung
eines neuen Handelssystems auf européischer Ebene entstehen bei der linderwei-
ten Harmonisierung technischer, rechtlicher und wirtschaftspolitischer Rahmenbe-
dingungen. Die bereits genannten Einflussmoglichkeiten vergréfsern sich in ihren
Dimensionen, z.B. bei der Bestimmung des Marktbetreibers und der Erweiterung
der Kompetenzen der europiischen Behorden bzw. die Schaffung einer neuen zu-
standigen Marktaufsichtsbehorde.

Die Entscheidung, in welcher Form die Aufsicht iiber den beziehungsweise die euro-
paischen Energiemirkte kiinftig erfolgen soll, ist eine der wichtigsten Grundsatzent-
scheidungen, die im Rahmen der Einfiihrung eines Kapazitatsmarktes getroffen wer-
den miissen. Die bereits oben skizzierte Tendenz zur Ansiedlung von Kompetenzen
auf hoherer Ebene ist eine Beobachtung, welche aktuell insbesondere im Bereich
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der Finanzmarktregulierung zu beobachten ist. Hier wird oftmals das Argument
des systemischen Risikos vorgebracht, welches nicht an nationalen Grenzen halt-
macht, sondern den gesamten gemeinsamen Markt betrifft (sieche dazu Haucap et
al., 2011). Vor dem Hintergrund bisheriger nationaler Alleingéinge im Bereich der
Energiepolitik, konnte der Eindruck entstehen, dass hier eine europaweite Losung
sogar vorteilhaft sein konnte. Eindeutig ist diese Tendenz aber keinesfalls, weil die
dem Subsidiaritdtsprinzip zugrundeliegende Idee, dass gewisse Tétigkeiten auf einer
vertikal tiefer angeordneten Ebene besser erledigt werden kénnen, auch hier zutref-
fen konnte.

Mit der marktlichen Grofe steigt auch die Anzahl der fiir Bestimmung der Markt-
rahmenbedingungen zustdndigen Parteien, d.h. die nationalen Behoérden und Par-
teien miissten, zusammen mit den européischen Institutionen, einen gemeinsamen
Konsens in der zukiinftigen Ausrichtung der Energiewirtschaft erreichen, was einen
komplexen und wahrscheinlich langen Prozess darstellt. Bei der Bestimmung der
Teilnehmer ist vor allem ein Verbot gemaf technischer Kriterien schwierig, da der
gesamteuropéische Kraftwerksmix sehr unterschiedlich ist, d.h. einige Lander sind
sehr abhéngig von Kernkraft wihrend andere Staaten primér auf Kohle und Gas als
Erzeugungsarten setzen. Ein europaweiter Ausstieg bzw. ein Verbot der Kernkraft
ist somit zumindest in den ndchsten Jahren nicht zu erwarten. Im Gegenteil, da
auslandische Kernkraftwerke als Importkapazititen im deutschen Gebiet zugelassen
sind und mit ihrem Gebot akzeptiert werden kénnen, hat dies zur Konsequenz, dass
deutsche Steuerzahler letztlich erneut fiir Kernkraftwerke vollumfanglich bezahlen.
Somit wire der Atomausstieg moglicherweise konterkariert. Es miissten ebenfalls die
verschiedenen nationalen Programme zum Ausbau der erneuerbaren Energien auf
Kompatibilitdt untersucht werden und bei Bedarf ebenfalls angepasst werden.

Betrachtet man die entscheidenden regulatorischen Fragestellungen, die im Kon-
text der Einfiihrung eines Kapazititsmarktes getroffen werden miissen, stellt man
fest, dass die Anzahl potenzieller Einfallstore fiir politische Einflussnahme sehr grof
ist. Die Gefahr starker politischer Einflussnahme, verbunden mit der enormen Kom-
plexitit eines Kapazitdtsmarktes, stellt die Handhabbarkeit eines solchen Projektes
doch stark in Frage. Insbesondere vor dem Hintergrund, dass speziell in Deutsch-
land kein zwingender Bedarf fiir die Einfiihrung eines Kapazitdtsmarktes gegeben
ist, implizieren die genannten Komplexititsprobleme starke Zweifel, ob die Einfiih-
rung eines Kapazitdtsmarktes unter Umstédnden nicht zu kaum zu bewiltigenden
Problemen fiihrt und aus diesem Grund sehr sorgféltig iiberdacht werden muss.
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Abbildung 50: Einflussmoglichkeiten auf Marktsystemelemente und potenzielle Kon-

sequenzen I

Element
Marktabgrenzung

Marktsystem

Kapazitatsmarkt

Beeinflussbare GroRe
Europaweiter oder deutscher
Kapazitatsmarkt.

Auswirkungen

Einfihrung eines ausschlieRlich
deutschen Kapazitatsmarktes
schadigt den Prozess
europaischer Integration.
Europaweite Einfiihrung setzt
Harmonisierung der
Strommarkte in den beteiligten
Landern voraus.

Institution
Gesetzgeber (Deutsche
Bundesregierung, EU)

des Koordi s

Schaffung einer neuen
Institution oder Ubertragung
auf Netzbetreiber oder
bestehende
Regulierungsbehorden.

Falsche Wahl kann Wettbewerb
behindern und Ineffizienzen
(erhohte Transaktionskosten)
verursachen.

Gesetzgeber+ Regulierungs:
und
Wettbewerbsbehorde+
Branchenverbénde der
Erzeugungs-, Netz- und

Erzeuger

bestimmten Elementen:
Standort, Technologie,
Brennstoff, Umweltkriterien,
Alter, Wettbewerblichen
Elementen, Anteil an
Lastdeckung.

Endkonsumentenebene
Verpflichtung zur Teilnahme Erzeugern und Nachfragern Erste Kernbedingung, die Gesetzgeber+ Regulierungs:
kann die Teilnahme am samtliche weiteren Elemente und Wettbewerbsbehérde
Kapazitatsmarkt freigestellt entscheidend beeinflusst.
werden oder sie kdnnen dazu
verpflichtet werden.
Teilnahmebedingungen fiir Diskriminierung nach Gefahrdung des optimierten Gesetzgeber

europaischen
Stromnetzverbundes; Ausschluss
ausl. Kapazitdten, vor allem
Kernkraft, rechtlich unsicher;
Ungleichgewicht im deutschen
Kraftwerksportfolio und damit
verbundene Kosten ausgelost
durch staatliche Verordnung.

Bestimmung der
auszuschreibenden Kapazitat

Bestimmung der notwendigen
Reserve anhand Prognosen der
Last und Verfiigbarkeit
konventioneller Erzeugung und
FEE.

Administrativ bestimmtes Niveau
an Versorgungssicherheit. Ein zu
hohes Niveau bedingt hohe
Kosten fir die Endverbraucher,
ein zu niedriges kann zu
Stromausfallen fiihren.

Kapazitatsmarktbetreiber
und Netzbetreiber

Bestimmung des Kapazitatspreises

Bestimmung der Kosten des
Referenzkraftwerkes
(Spitzenlastkraftwerk vs. neu
definierte GroRe).

Eine Fehlberechnung kann zu
Unter- oder Uberdeckung fiihren.
Der Markt kann nicht
bestimmen, zu welchem Preis er
bereit ist, die gewtiinschte
Versorgungssicherheit
bereitzustellen.

Gesetzgeber+Regulierungs-|
behorde

Vergabemechanismus

Vergabemodell: Auktion,
Bilateral usw.

Fehlerhafte
Vergabemechanismen kénnen zu
suboptimalem
Versorgungsniveau fiihren oder
Moglichkeiten zur
Marktmachtausiibung eré6ffnen.

Gesetzgeber+ Regulierungs:
und Wettbewerbsbehérde

Verkniipfung mit Energiemarkt

Art der Gewinnverrechnung aus
Energie- und
Kapazitatsmarkterlosen,
Festlegung von Ponalen bei
Nichteinhaltung der
Anforderungen an Erzeuger,
EinfUhrung regulatorischer
Hilfsmechanismen zur
Abdampfung von Marktmacht
(z.B. zuséatzliche
Preisobergrenzen).

Mangelnde Verkniipfung der
beiden Teilmarkte kann zu
Uberkompensation der Erzeuger
fiihren, ohne dass die Versorgung
der Verbraucher dadurch
sichergestellt wird. Schaffung
von Fehlanreizen bzw. ganzlicher
Anreizausfall zur Einhaltung der
Anforderungen.

Gesetzgeber+Regulierungs
behorde

Schaffung von Aufsichtsbehorden

Kompetenzen der (zusatzlichen)
Aufsichtsbehorde

Mangelndes Monitoring kann zu
Missbrauch und
Marktmachtaustbung fithren.
Nicht ausreichend spezifizierte
Festlegung der Kompetenzen der
existierenden Regulierungs- und
Aufsichtsbehorden fiihrt zu
Ineffizienzen und
Marktunsicherheit

Gesetzgeber

Quelle: Eigene Darstellung.
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6 Fazit

Diese Studie befasst sich mit der Frage nach den Vor- und Nachteilen alternativer
Marktdesigns in Deutschland. Im Rahmen unserer Analyse haben wir zunéchst die
Theorie der Energieméarkte dargestellt, bevor wir die Umsetzung unterschiedlicher
Ausgestaltungsformen von Kapazititsmechanismen in ausgewéhlten Landern im De-
tail analysiert haben. Die daraus gewonnenen Erkenntnisse sind, soweit sie auch in
Deutschland beziehungsweise Europa anwendbar sind, direkt in unseren Ausgestal-
tungsvorschlag eingeflossen.

In der okonomischen Theorie lassen sich Grofhandelsmirkte fiir Strom in zwei
Marktsysteme unterteilen, einen reinen Energy-Only-Markt und ein kombiniertes
Marktsystem aus Energie- und Kapazititsmarkt, welcher als Zulassungsbarriere zum
eigentlichen Energiemarkt betrachtet werden kann. Jedoch ist keines der beiden Sy-
steme dem anderen grundsétzlich tiberlegen. Beide Ausgestaltungen konnen den
Missbrauch von Marktmacht nicht vollstdndig vermeiden, und der Nachweis der Ko-
steneffizienz gestaltet sich in der Praxis als schwierig. Energiemérkte weisen hohe
Preisvolatilitdten auf und konnen, besonders hervorgerufen durch Preisobergrenzen,
zum Missing-Money-Problem fiihren. Das System kennt keine festgelegte langfristige
Reservekapazitit, diese wird durch marktliche Prozesse stets knapp gehalten. Ka-
pazitdatsmérkte leiden vor allem unter dem sehr hohen Komplexitdtsgrad und dem
hohen Maf an administrativen und regulatorischen Eingriffen. In einem Kapazitéts-
markt sind viele entscheidende Parameter, wie z.B. Bildung der Nachfragekurve oder
Mechanismen zur Vermeidung von Uberkompensation, nicht marktlicher Natur und
konnen bei geringen Abweichungen zu enormen volkswirtschaftlichen Kosten fiihren.

Um einen Uberblick iiber die zahlreichen in der Praxis realisierten Varianten dieser
beiden Systeme zu geben, ist eine Linderstudie durchgefiihrt worden. Hierbei sind
fiinf voneinander verschiedene Marktsysteme auf Versorgungssicherheit, Wettbewerb
und die Einbindung erneuerbarer Energien untersucht worden. Das schwedische so-
wie das australische System zeigt Schwéchen in der Ausgestaltung von Notreserve-
kapazititen als Komplementéir zum Energy-Only-System, wiahrend das PJM-Modell
eines Kapazititsmarktes eine sehr hohe Komplexitit aufweist und der Nachweis der
Kosteneffizienz fraglich ist. Jedoch hat das Marktsystem, seiner Ursprungsidee ent-
sprechend, zu stets ausreichenden Kapazitiaten gefiihrt. Fiir das weniger komplexe
spanische Marktsystem mit administrativer Kapazititszahlung lassen sich dhnliche
Schliisse ziehen. Neben dem ebenfalls hohen Grad des staatlichen Eingriffs ist vor
allem die H6he und Berechnungsgrundlage der Kapazititszahlung diskussionswiir-
dig. Das Ergebnis der Landeranalyse bestétigt die ungeklirte Frage der Superioritit
der Marktsysteme, als dass kein Modell als vollstindig ineffizient abgelehnt oder als
Paradebeispiel dienen kann. Jedoch wird dringend empfohlen, falls in Deutschland
eine Anderung des Marktsystems erwiinscht ist, die Probleme und Erfahrungen der
diversifizierten Marktsysteme zu beobachten und in das potenzielle deutsche Markt-
design einflieken zu lassen.

Aus unserer Sicht ist die Notwendigkeit der Einfiihrung eines Kapazitdtsmarktes
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in Deutschland zurzeit nicht erkennbar, was allerdings nicht unbedingt auch in der
langen Frist Bestand haben muss. Unabhangig von dieser Erkenntnis wird eine még-
liche Ausgestaltung eines Kapazitdtsmarktes in Deutschland diskutiert. Obwohl die
Marktabgrenzung im Hinblick auf den Markt fiir Stromgrofshandel eine eindeuti-
ge Integration nur fiir Deutschland und Osterreich ergibt, erscheint es aus unserer
Sicht aufgrund des dennoch unverkennbar vorhandenen Integrationsprozesses ohne
Alternative einen Kapazitatsmarkt nur in einem europiischen Kontext einzufiihren.
Basierend auf einer Analyse der historischen Entwicklung des deutschen Energie-
marktes sowie seiner aktuellen Struktur, stellen wir sowohl Md&glichkeiten zur Im-
plementierung eines lokalen Kapazititsmarktes sowie die praferierte Losung eines
europaischen Modells vor. Es werden die Teilnahmebedingungen, das Handelssy-
stem sowie der Preismechanismus im Detail diskutiert. Neben der Marktabgrenzung
gilt es auch zu kldren, ob das System auf Freiwilligkeit, d.h. freien Handel, beruht
oder eine Teilnahmeverpflichtung eingefiihrt werden soll. Abhéngig von dieser Ent-
scheidung ergeben sich zwei Vorschldge zur Ausgestaltung eines Kapazitdtsmarktes:

Ausgestaltung eines Kapazitdtsmarktes

Elemente System I System 11
Teilnahmepflicht  Nein Ja

Teilnehmer Alle aufer flukt. EE Alle aufer flukt. EE
Handelssystem Indiv. Auktion Descending-Clock-Auktion
Energiemarkt Indiv. Ausiibungspreis Var. Ausiibungspreis
Engpassaufschlag Nein Moéglich

Einfiihrung Kurzfristig Langfristig

Quelle: Eigene Darstellung.

Zur Abrundung der Analyse gehen wir auch auf alternative Marktsysteme wie
beispielsweise VoLL-Bepreisung und strategische Reservekapazitéiten ein. Ein sinn-
voller Vorschlag zur Implementierung eines Kapazitdtsmarktes in einem europai-
schen Kontext ist ohne eine Betrachtung politékonomischer Aspekte einer solchen
Einfiihrung sowie des Betriebs nicht denkbar. Im Vergleich zum Status quo eines
Energy-Only-Marktes vergrofert die Einfiihrung eines Kapazitatsmarktes die Kom-
plexitit der Marktabldufe wesentlich. Neben der gestiegenen Komplexitit ist aus
okonomischer Sicht insbesondere kritisch zu beurteilen, dass politischer Einflussnah-
me wesentlich mehr Einfallstore geffnet werden, als dies im vergleichsweise einfacher
strukturierten Energy-Only-Markt der Fall war. Die tabellarische Auflistung poten-
zieller Stellschrauben regulatorischer Mafnahmen zeigt deutlich, dass es sehr schwer
werden wird, politische Einflussnahme von regulatorischen Entscheidungen fernzu-
halten. Dies gilt insbesondere aufgrund sehr heterogener politischer Ziele im Hinblick
auf die kiinftige Ausgestaltung nationaler Energiemérkte. Solche Differenzen zeigen
sich bereits bei der Betrachtung der Nachbarlinder Deutschland und Frankreich.
Hier gab es bereits in fritheren Zeiten grofe Unterschiede, aber durch die ,Energie-
wende” in Deutschland und die Forcierung der Erhohung der Erzeugungskapazititen
in erneuerbaren Energien, zeigen sich die Unterschiede kiinftig noch ausgeprigter.
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Ublicherweise wird im Falle divergierender nationaler Interessen eine Losung auf
europaischer Ebene, somit auf der Ebene der EU Kommission, vorgezogen. Dies
entspricht, wie wir bereits gezeigt haben, aber keineswegs immer dem Subsidia-
ritdtsgedanken, der eigentlich konstituierend fiir die EU ist. Stattdessen sollte eine
zentrale Losung eigentlich der Ausnahmefall sein, wogegen lokale Losungen aufgrund
von Informationsvorteilen im Sinne von Hayek ,Anmafung von Wissen“ bevorzugt
werden sollten (siehe Hayek, 1945). Welche Losung fiir einen Kapazitatsmarkt und
die damit verbundenen regulatorischen Mafnahmen optimal ist, soll und kann hier
nicht entschieden werden. Stattdessen ist es unsere Absicht die Komplexitét kiinf-
tiger regulatorischer Herausforderungen herauszuarbeiten und vor allzu einfachen
Loésungen zu warnen.

Abschliefsend sei nochmals darauf hingewiesen, dass in der momentanen Situati-
on aufgrund der nicht eindeutig geklidrten Notwendigkeit eines Kapazititsmarktes
in Deutschland und der fortschreitenden Integration des Marktes in Europa dariiber
nachgedacht werden sollte, ob eine Einfiihrung zum jetzigen Zeitpunkt bereits sinn-
voll ist. Im Vergleich zum Status quo wird das Marktdesign deutlich komplizierter
und man muss sich dariiber im Klaren sein, dass ein solches System nicht kurz-
fristig wieder abgeschafft werden kann. Im Gegenteil, die Erfahrungen aus anderen
Landern zeigen deutlich, dass eine Einfiihrung nur dann sinnvoll sein kann, wenn
lange Laufzeiten in Betracht gezogen werden kénnen. Ein sinnvolles Instrument fiir
kurzfristige Engpasslosungen kann ein Kapazitdtsmarkt nicht sein. Aufgrund dessen
sollte eine Einfiihrung wohliiberlegt werden und unter Beteiligung aller Marktpartei-
en und iibrigen Interessensgruppen erfolgen. Die Einfiihrung von Kapazititsmérkten
in anderen Landern, wie z.B. PJM zeigt, dass das ,optimale Marktdesign noch nicht
gefunden wurde, was sich insbesondere in den standigen Detailinderungen zeigt, die
dort notwendig wurden.

Dariiber hinaus sind die Kosten umfassender Anderungen am Marktdesign nicht zu
unterschitzen. Die Umstellung von einem Kapazitdtsmarkt auf einen Energy-Only-
Markt in Grofsbritannien verursachte Einfiihrungs- und Betriebskosten von circa 700
Millionen britischen Pfund in den ersten sechs Jahren sowie operative Kosten von 30
Millionen in den kommenden Jahren. Andere Studien gehen von teilweise noch ho-
heren Werten aus (siehe dazu Offer, 1999: 14; Newbery, 2006: 131). Geht man vom
umgekehrten Fall einer Einfiihrung des komplizierteren Kapazititsmarktes ausge-
hend von einem Energy-Only-Markt aus, werden die daraus resultierenden Kosten
sicherlich deutlich héher werden, zumal man in diesem Fall von einer européischen
Losung ausgehen muss. Bis es zu einer Losung im europdischen Rahmen kommen
kann, ist es womdglich sinnvoll, das ,Ende* des européischen Integrationsprozesses,
beziehungsweise einen starker abgeschlossenen Integrationsgrad abzuwarten und da-
nach auf der Basis einer zuverldssigen Marktabgrenzung die Implementierung eines
Kapazitidtsmarktes zu beginnen.
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A Anhang

Tabelle 35: Privatisierung der Erzeugungs- und Versorgungsebene in Australien di-

rekt nach Liberalisierung

Major Generators

Ownership

State of Operations

Macquarie

Delta

Snowy

Eraring

Tru Energy

CS energy

Loy Yang
Intergen

Tarong

NRG flinders
International Power
Stanwell

Origin

Ecogen

NRG Gladstone
Hydro Tasmania
Southern Hydro
Enertrade

NSW government
NSW government

NSW, Vic federal goverments

NSW government
CLP
QIld governement

AGL, Tokyo electric and more

International consortium
Qld government

NRG

International Power

QIld government
Australian private
International consortium
NRG, Comalco

Tas government
Meridian energy

Qld government

NSW
NSW
NSW, Vic
NSW
Vic, SA
Qld

Vic

QId

QId

SA

SA; Vic
Qld

Vie, SA, Qld
Vic

Qld

Tas

Vic

QId

Major Retailers

Owernship

State of Operations

AGL

Aurora

energy Australia
Integral energy
Country
Energex

Ergon

Origin
TRUenergy

Australian private
Tas government
NSW government
NSW government
NSW government
QIld government
Qld governemnt

Australian private
CLP

Vic, SA
Tas
NSW
NSW
NSW
Qld

Qld

SA Vic
Vic, SA

Ubertragungsnetz- und Verteilnetzebene wurden aus der Betrachtung ausgelassen. Aktivititen der
Unternehmen in Western Australia werden nicht angezeigt. Quelle: Moran, 2006: 179.
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Tabelle 36: Gesamte Nachfrage in TWh

Jahr | QLD NSW SNOWY VIC SA TAS Total
2009-10 | 53,2 78,1 ~ 51,2 13,3 10,0 2060
2008-09 | 52,6 79,5 ~ 52,0 13,4 10,1 2079
2007-08 | 51,5 78,8 1,6 52,3 13,3 10,3 2080
2006-07 | 51,4 78,5 12 515 13,3 102 2063
2005-06 | 51,3  77.3 0,5 50,8 12,9 1,0% 2028
2004-05 | 50,3 74,8 0,6 49.8 12,9 189,7
2003-04 | 48,9 74,0 0,7 49,4 13,0 185,3
2002-03 | 46,3 71,6 0,2 482 13,0 179,3
2001-02 | 45,2 70,2 0,3 46,8 12,5 145,0
2000-01 | 43,0  69.4 0,3 46,9 13,0 1725
1999-00 | 41,0 67,6 0,2 458 12,4 167,1
1998-99 | 21,7 36,1 0,1 218 6,7 86,4

Quelle: AER, 2011a ONLINE, *Nur sechs Monate gemessen, TAS in diesem Jahr der NEM beige-
treten.

Tabelle 37: Anzahl der Stunden mit Preisen iiber 5.000 AU$/MWh

Jahr | NSW QIld SA Tas Vic
2002 5 8 0 - 0
2003 7 5 0 - 2
2004 13 5 4 - 0
2005 16 4 1 40 0
2006 7 6 1 1 5
2007 19 17 3 0 6
2008 8 18 52 0 3
2009 20 5 50 16 12
2010 4 4 24 v 17

Quelle: AEMO, 2011.
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Tabelle 38: Preis-Perzentile in AU$/MWh fiir Queensland

Jahr 1%  25%  50% 75%  90% 95% 99% %}
1999 | 12,85 15,9 19 30,82 55,27 97,79 375,72 41,73
2000 | 15,37 18,1 2435 39,82 75,57 127,11 357,07 50,39
2001 | 14,25 20,87 26,24 35,25 46,85 60,19 193,99 34,96
2002 | 11,53 19,57 25,14 33,99 4523 67,02 2995 4781
2003 | 897 13,98 16,28 19,05 25,01 33,91 61,56 22,52
2004 | 11,69 17,98 2325 30,66 41,12 54,18 1152 34,50
2005 | 11,23 15,98 18,564 2229 30,17 37,43 6999 25,16
2006 | 11,26 16,056 18,67 22,56 30,68 41,89 87,63 25,97
2007 | 14,05 27,68 40,98 62,563 95,3 137,563 295,93 66,83
2008 | 11,2 21,41 28,05 36,78 50,42 63,59 103,08 43,87
2009 | 10,75 20,46 23,46 29,95 40 54,82 12472 3412
2010 | 7,73 18,36 20,8 23,77 28,23 33,30 66,79 25,53
Eigene Berechnung, Quelle: AEMO, 2011.

Tabelle 39: Preis-Perzentile in AU$/MWh fiir South Australia
Jahr 1%  25%  50% 7% 90% 95% 99% o)
1999 97 23,71 36,85 50,54 75,78 117,88 160,93 54,46
2000 | 9,55 25,38 37,25 52,11 78,73 104,44 190,99 56,93
2001 | 10,29 23,83 27,74 36,31 44,54 54,99 139,44 42,15
2002 | 9,28 21,67 2726 34,5 43,61 55 129,07 35,32
2003 | 821 17,23 22,84 27,3 34,5 4439 12998 26.65
2004 | 12,52 22,15 2949 37,96 48,76 66,1 204,72 41,60
2005 | 11,4 20,29 27,3 32,79 42,53 53,66 148,55 33,60
2006 | 11,33 20,48 29,74 36,29 49,12 65,43 173,83 38,68
2007 | 13,66 31,20 4344 62,2 94,6 126,08 250,46 57,49
2008 | 10,14 24,52 35,12 4432 BHT.57 74,27 113,88 66,37
2009 | 5,06 20,35 26,59 35,42 45,65 58,95 229,68 60,47
2010 3,2 19,64 24,36 29,72 36,54 42,2 94,13 40,27

Eigene Berechnung, Quelle: AEMO, 2011.
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Tabelle 40: Preis-Perzentile in AU$/MWh fiir Tasmania

Jahr 1%  25% 50% 75%  90% 95% 99% %)
2005 29 56,52 66 78,0 1146 122,85 211,88 94,11
2006 | 14,39 2744 31,01 37,3 45,90 53,94 82,78 36,43
2007 | 1,23 39,08 5241 65,23 9294 113,37 21541 56,85
2008 | 3,13 33,3 48,3 63,28 77,34 90,42 106,33 49,72
2009 | -0,08 24,1 29,9 443 67,3 90,43 227,28 50,19
2010 | 3,79 19,55 22,9 27,63 3496 38,58 76,45 30,89
Eigene Berechnung, Quelle: AEMO, 2011.
Tabelle 41: Preis-Perzentile in AU$/MWh fiir Victoria
Jahr 1% 25% 50% 75%  90% 95% 99% %)
1999 | 8,19 14,32 18,89 25,95 34,4 43,52 60,8 22,54
2000 | 7,34 16,02 2753 41,34 63,72 78,34 120,07 38,22
2001 | 8,22 21,07 26,11 33,91 41,64 51,26 108,76 36,00
2002 | 7,54 1886 25,63 33,16 4226 51,19 97,65 33,15
2003 | 5,35 14,93 18,58 23,82 29,99 39,14 70,89 23,10
2004 | 4,33 17,05 25,21 33,15 42,53 56,14 93 30,03
2005 | 8,25 17 21,3 27,95 37,01 43,52 85,15 26,28
2006 | 10,33 1746 24,21 32,62 43,50 55,90 10594 34,12
2007 | 13,57 30,1 44,81 63,94 94,42 126,43 276,35 63,40
2008 | 10,93 23,42 34,01 45,14 62,49 78,73 106,36 40,23
2009 | 9,23 19,563 24,93 33,48 4492 58,56 10591 36,48
2010 | 9,17 18,73 22,04 27,25 345 40,10 82,92 3444

Eigene Berechnung, Quelle: AEMO, 2011.
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Tabelle 42: RPM Einnahmen nach Kraftwerkstyp in Millionen US $

2007/08 08/09 09/10 10/11 11/12 12/13 13/14 | Summe
DR* 5,54 35,35 65,76 60,24 54,95 262,11 540,28 | 1024,22
EE* 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 11,16 18,32 29,48
Import 22,23 60,92 56,52 106,05 185,36 13,12 31,19 475,38
Kohle
Bestand 1022,99 184582 2420,48 2662,43 1595,48 1015,78 1720,75 | 12283,74
neu/reakt. . 0,00 0,00 1,85 3,17 28,33 7,41 12,49 53,26
Gas
Bestand 1476,35 1970,65 2379,14 2684,80 1658,45 1148,40 1944,55 | 13262,34
neu,/reakt. 3,47 9,75 30,17 58,07 98,12 75,95 165,43 440,95
Wasser 209,49 287,85 364,74 442,43 278,44 178,87 308,35 | 2070,17
Kernkraft 996,09 1322,60 1517,72 1799,26 1079,38 761,84 1341,58 | 8818,48
Ol
Bestand 485,75 511,43 610,54 570,68 316,09 353,42 559,80 | 3407,69
neu,/reakt. 0,00 4,84 5,68 4,34 0,93 2,77 5,67 24,23
Solid Waste
Bestand 29,96 33,84 41,24 40,73 25,61 26,84 43,61 241,83
neu,/reakt. 0,00 0,00 0,52 0,41 0,26 0,47 2,41 4,08
Solar 0,00 0,00 0,00 0,00 0,04 0,94 0,95 1,94
Wind
Bestand 0,43 1,18 2,01 1,82 1,07 0,78 1,32 8,61
neu/reakt. 0,00 2,92 6,84 15,23 9,73 3,77 11,86 50,35
Gesamt 4252,29 6087,15 7503,22 8449,65 5332,24 3863,63 6708,57 | 42196,74

*DR=Demand Response, EE=Energy Efficiency. Quelle

Tabelle 43: Marktanteile an Nettostromerzeugung, Deutschland

BKartellA Schiffer
Unternehmen | 2007 2008 2009 2007 2008 2009
EnBW 12% 11% 14% kA, 14% 15%
E.ON 23%  22%  21% 25%  256%  25%
RWE 35% 36% 31% 36% 3™% 33%
Vattenfall 17% 15%  16% 15% 16% 15%
Summe 86% 84% 82% 76%*  91% 88%

Quelle: eigene Berechnung BKartellA, 2011 und Schiffer, 2011. Ohne von Dritten betriebene EEG-

Anlagen und industrieeigene Erzeugung. *Ohne EnBW
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Abbildung 51: Grofshandelspreise Day-Ahead 1998-2010, Spanien
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Quelle: Eigene Darstellung, Daten von OMIE, 2011.

Abbildung 52: Entwicklung der Tageshdochstlast 2006-2010, Deutschland
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Eigene Berechnung. Quelle: ENTSO-E, 2011.
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Tabelle 44: Mittelwerte der 100-Tage-rollierenden Korrelation mit Deutschland

Test Peak | Offpeak
Belgien 0,6623 | 00,5980
Niederlande 0,7072 | 10,7547
Schweiz 0,6043 | 0,4704
Osterreich 0,8374 | 10,7441
Tschechische Republik | 0,6637 | 0,5589
Polen 0,2971 | 10,3032
Dénemark Ost 0,4706 | 0,6091
Déanenmark West 0,5564 | 0,4470
Schweden 0,3226 | 0,3677
Nordic System 0,3343 | 0,3433

Quelle: Bockers & Heimeshoff, 2011.

Tabelle 45: Verteilung der Preisdifferenzen

Test KS-Test @ /Varianz Sample 1 &/Varianz Sample 2
Peak

Belgien - - -1,17/410,56
Niederlande 0,1701%* -0,38/554,01 0,28/216,20
Schweiz ; ] 11,12/230,69
Osterreich 0,0485 0,05,/199,65 -0,04,/79,46
Tschsechische Republik | 0,2000* 0,55/445,34 -0,41/90,60
Polen 0,0354 0,98,/655,71 -0,73/276,69
Déanemark Ost 0,2084* -0,37/593,84 0,28/914,53
Dénemark West 0,124* 0,04/576 -0,03,/206,41
Schweden 0,2206* -0,68/717,27 0,51/917,24
Nordic System 0,1782%* -0,92/709,57 0,68,/346,85
Offpeak

Belgien ; ; 0,5980/91,41
Niederlande 0,1040* -0,08/14,38 0,06/41,14
Schweiz - - -0,69,/105,41
Osterreich 0,1535* 0,06/15,69 -0,04/65,24
Tschechische Republik 0,1338* 0,23/81,01 -0,17/49,35
Polen 0,0585** 0,62/76,56 -0,46,/92,41
Déanemark Ost 0,1272%* -0,5/93,56 0,38/150,47
Dénemark West 0,0592* -0,16,/46,60 0,12/43,64
Schweden 0,1580* 11,07/134,50 0,80/177,60
Nordic System 0,1496* -1,29/139,97 0,96,/136,98

Nullhypothese der Gleichverteilung ist abgelehnt auf 1%, 5%, 10% Niveau. Quelle:
Bockers & Heimeshoff, 2011.
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Tabelle 46: Stationaritat der Preisdifferenzen

Test ADF-Wert Sample 1  ADF-Wert Sample 2
Peak

Belgium - -10,50*
Netherlands -15,506* -16,555*
Switzerland - 4,581%*
Austria 113,683 -10,611%
Czech Republic -6,562%* -3,822%*
Poland -6,225* -6,785*
Denmark East -7,637* -7,971%
Denmark West -7,019* -4,663*
Sweden -5,693* -7,590%
Nordic System -6,103* -2,680***
Offpeak

Belgium - -8,554*
Netherlands -16,760* -15,851°*
Switzerland - -7,479%
Austria -5,773* -9,523
Czech Republic -9,825% -15,051%*
Poland -4,274%* -7,922%
Denmark East -4,102* -6,758*
Denmark West -5,132* -10,056*
Sweden -3,197+* -5,709%
Nordic System -3,108** -4,932%

Nullhypothese der Nichtstationaritat ist abgelehnt auf 1%, 5%, 10% Niveau. Quelle:
Bockers & Heimeshoff, 2011.

XXIV



Tabelle 47: Betriebsdaten hypothetischer Kraftwerke fiir 2007 und 2009 nach Panos

Konstantin
Position Einheit Braunkohle Steinkohle GuD Gasturbine
Konstantin/ZuG 2009
Elektrische Leistung
Brutto MW 1100 700 400 150
Stromeigenbedarf % 5,5 7.4 1,5 1
Netto MW 1040 648 394 149
Vollaststunden h 8250 7500 7500 1000
Bauzeit Monate 48 36 24 12
Stromgestehungskosten
Fixkosten Mio. €/Jahr 204,2 103,0 27,1 7,1
variable Kosten €/MWh 22,65 27,92 48,18 100,23
Konstantin 2007
Elektrische Leistung
Brutto MW 1100 600 400 150
Stromeigenbedarf % 5,5 7.4 1,5 1
Netto MW 1040 556 394 149
Vollaststunden h 7500 5500 5000 1250
Bauzeit Monate 48 36 24 12
Stromgestehungskosten
Fixkosten Mio. €/Jahr 151,9 69,6 235 5,4
variable Kosten €/MWh 16,07 24,47 40,57 74,46

Die Werte der Volllaststunden bei Konstantin 2009 basieren auf dem Zuteilungsgesetz 2012. Quelle:

Konstantin, 2009: 292f.; Konstantin, 2007: 236f.; (ZuG)Zuteilungsgesetz 2012 Anhang 4.
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Tabelle 48: Stromverbrauch in Deutschland in TWh

Branche 2005 2006 2007 2008
Gewinnung von Steinen 1925 1939 1975 2360 2075
und Erden, sonst. Bergbau

Erndhrung und Tabak 16916 17096 17069 17859 17668
Papiergewerbe 21838 21528 22368 20939 20803
Grundstoffchemie + 52101 48344 52511 50792 43836
Sonstige chemische Industrie

Gummi- u. Kunststoffwaren 12896 13655 14093 14150 12649

Glas u. Keramik + Verarbeitung | 12466 12777 14163 12788 26374
v. Steine u. Erden

Metallerzeugung,-bearbeitung 33424 35460 36049 36353 29308
Maschinenbau 9956 10292 10734 11748 9883
Fahrzeugbau 19523 19224 196564 18503 15815
Schienenverkehr 16212 16300 16413 16500 15900
Gewerbe, Handel, Dienst- 131791 136776 133360 135677 140258
leistungen u.iibrige Verbraucher

Gesamtsumme 518075 523615 5265072 524302 495178

Eigene Zusammenfassung der Branchen. Ubrige Branchen werden aufgrund fehlender BWS-Werte
oder Verbrauchszahlen nicht in die Berechnung einbezogen. Quelle: AG Energiebilanzen, 2011.

Tabelle 49: Bruttowertschépfung in Deutschland in Mrd. €

Branche 2005 2006 2007 2008
Gewinnung von Steinen 4,06 5,06 6,63 5,23
und Erden, sonst. Bergbau

Erndhrung und Tabak 37,32 37,74 37,98 37,77
Papiergewerbe 26,45 27,13 27,28 25,73
Grundstoffchemie + 47,05 48,95 52,20 53,66
Sonstige chemische Industrie

Gummi- u. Kunststoffwaren 21,84 30,98 32,55 32,26

Glas u. Keramik + Verarbeitung 13,74 19,56 19,70 19,70
v. Steine u. Erden

Metallerzeugung,-bearbeitung 20,723 20,36 26,14 25,77
Maschinenbau 66,66 72,01 79,64 83,04
Fahrzeugbau 68,71 76,18 82,07 71,96
Schienenverkehr 31,84 34,41 35,14 36,01
Gewerbe, Handel, Dienst- 1108,47 1137,20 1209,36 1223,20
leistungen u.iibrige Verbraucher

Gesamtsumme 222440 2313,90 2428,50 2473.80

Eigene Zusammenfassung der Branchen. Ubrige Branchen werden aufgrund fehlender BWS-Werte
oder Verbrauchszahlen nicht in die Berechnung einbezogen. Quelle: Statistisches Bundesamt, 2011.
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Abbildung 53: Einflussmoglichkeiten auf Marktsystemelemente und potentielle Kon-

sequenzen 11

Element
VolLL-Hohe

Marktsystem

VollL

Beeinflussbare GroRe
Festlegung der Preisobergrenze,
bzw. Bestimmung der Héhe des
VolLL-Preises in
Knappheitssituationen.

Auswirkungen
Uber-/Unterkompensation der
Kraftwerke und damit Uber- oder
Unterversorgung plus zusatzlich
hohe soziale Kosten.

Institution
Gesetzgeber+
Regulierungsbehorde

Bestimmung des VolL-Einsatzes

Auslésung der VoLL-Zahlung
durch marktliche oder
administrative Krafte

Preise erreichen nicht oft genug
(unzureichende Versorgung) oder
zu oft das VoLL-Niveau
(UbermédRige Kompensation).
Hohe Kosten fir die
Endverbraucher. Schaffung von
Marktunsicherheit aufgrund
unklarer Definitionen. Anreize
zur kinstlichen Herbeifiihrung
von Knappheitssituationen.

Gesetzgeber+
Regulierungsbehorde

Wettbewerbliche Untersuchung

Definition der Kriterien, die
zwecks Einleitung einer
Untersuchung erflllt sein
mussen.

Problematische Unterscheidung
zwischen Knappheitspreisen und
hohen Preisen aufgrund von
missbrauchlich ausgelibter
Marktmacht.

Wettbewerbsbehorde+
Gesetzgeber+
Branchenverbénde der
Erzeugungs-, Netz- und
Endkonsumentenebene

Institution und Reserveniveau

Reserve-
mechanismus

Bestimmung der
ausschreibenden Institution
und die Berechnungsgrundlage
des Reserveniveaus.

Zu wenig Kaltreserve konnte die
Versorgungssicherheit in
kritischen Situationen gefédhrden.
Zu viel Kaltreserve den
Marktmechanismus und
Investitionsanreize beeinflussen.

Gesetzgeber+
Regulierungsbehorde

Teilnahmebedingung

Diskriminierung nach
bestimmten Elementen:
Technologie, Brennstoff, Alter,
Umweltfaktoren.

Bestimmte Kraftwerkstypen
konnten aus (umwelt-)
politischen Griinden von der
Teilnahme an der
Vergabeauktion ausgeschlossen
werden. Dadurch wird u.U. nicht
die kostengtinstigste Alternative
gewdhlt.

Gesetzgeber+
Regulierungsbehorde

Vergabemechanismus

Auktionsverfahren, Bilateraler
Handel.

Fehlerhafte
Vergabemechanismen kénnen zu
suboptimalen Ergebnissen fiihren
oder Moglichkeiten zur
Marktmachtaustbung eroffnen.

Gesetzgeber+ Regulierungs
und Wettbewerbsbehérde

Vergiitung der Kaltreserve

Vergutungssystem nach
Marktpreis, variablen Kosten
oder administrativ fixer
Preisgrenze (z.B. VoLL-Preis).

Eine Uberkompensation der
Kaltreserve konnte zu 'windfall'
Gewinnen bei den
Kaltreservebetreibern fiithren,
welche vom Endverbraucher
getragen werden. Andererseits
entsteht dadurch Wettbewerb
um die Kaltreserve, wodurch der
Auktionspreis sinkt.

Gesetzgeber+
Regulierungsbehdrde

Einsatz der Reserve

Definition des
Einsatzzeitpunktes : Lastniveau,
Reserveniveau, permanente
Inbetriebnahme zu bestimmter
Zeit (z.B. Jahreszeit).

Bei einem zu frithen Einsatz
konnen marktliche Krafte in
Knappheitssituationen
beeintrachtigt und so
Investitionsanreize vernichtet
werden.

Gesetzgeber+
Regulierungsbehorde

Quelle: Eigene Darstellung.
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