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Kurzfassung:

Im Rahmen der Arbeit wird die im Markt von PJM eingesetzte Kapazitatshorse, das ,Reliability Pricing
Model* (RPM), untersucht. Diese soll den Erzeugungsunternehmen die Erwirtschaftung ihrer
Fixkosten gewdhrleisten und somit fur Investitionssicherheit und ausreichende Kraftwerkskapazitaten
sorgen. Versorgungsunternehmen besitzen in diesem System die Verpflichtung sich durch
Eigenanlagen, bilaterale Vertrdge oder die Kapazitdtsborse mit ausreichender Kraftwerksleistung
einzudecken, um die Leistungsspitze ihrer Kunden, inklusive einer Reservehaltung decken zu kénnen.
Erzeugungsunternehmen konnen die Leistung ihrer Kraftwerke bilateral handeln oder Uber die
Kapazitatsbérsen anbieten und erhalten fir die Bereitstellung einen Kapazitatspreis. Das von PJM
angewandte Modell wird systematisch untersucht, die Funktionsweise und Besonderheiten dargestellt,
sowie Vor- und Nachteile ermittelt.

Schliisselwérter: Kapazitatsbérse, Fixkostendeckung, PJM, Reliability Pricing Model

1. Einleitung

Um eine sichere Energieversorgung im Bereich der Elektrizitdtswirtschaft gewahrleisten zu kdnnen,
missen ausreichende Erzeugungsressourcen im System vorhanden sein. Seit der Liberalisierung des
Sektors muss der Energiemarkt durch preisliche Anreize dafiir sorgen, dass Erzeugungsanlagen in
ausreichendem Malf3e errichtet werden.

Die Preisfindung am GroRRhandelsmarkt erfolgt durch Angebot und Nachfrage und orientiert sich an
den Grenzkosten der Erzeugungsanlagen. Solange ausreichend Kapazitaten vorhanden sind,
entsprechen die Grenzkosten den variablen Kosten zur Erzeugung einer zusatzlichen Energieeinheit
bzw. wenn eine alternative Verwendungsmdoglichkeit vorhanden ist, zuséatzlich den Opportunitats-
kosten. Die Fixkosten der Kraftwerke stellen Sunk Costs dar und sind nicht angebotsrelevant
(Ockenfels, Grimm, & Zoettl, 2008, S. 71-72).

Geht man von einem wettbewerblichen Markt aus, so kann der EnergiegroBhandel auf Grund seiner
Orientierung an den kurzfristigen Grenzkosten der Erzeugung die Erwirtschaftung der Fixkosten nicht
von vornherein sicherstellen’. Dies beeinflusst die Investitionssicherheit der kapitalintensiven und
langlebigen Erzeugungsanlagen der Elektrizitatswirtschaft wesentlich und hat in vielen Landern zu
Bedenken gefiihrt, ob der Markt langfristig in der Lage ist, fir ausreichende Kapazitdten zu sorgen.
Empirische Untersuchungen in den liberalisierten Strommarkten der Vereinigten Staaten weisen
darauf hin, dass ein reiner Energiemarkt nicht in der Lage ist vollkostendeckende Erlése zu
gewabhrleisten und damit flr ausreichende Investitionen zu sorgen (Joskow, 2006, S. 58). Unter

! siehe (StRenbacher, Tyma, Bachhiesl, & Stigler, 2010). Diese Ergebnisse stehen auch in Einklang
mit dem von Peter Cramton und Steven Soft definierten ,Missing Money Problem* (Cramton & Stoft,
2006, S. 30 ff.).
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filhrenden Energiedskonomen?® herrscht zunehmend Einigkeit dariiber, dass die Erweiterung des reinen
Energiemarktes um einen Kapazitdtsmarkt eine sinnvolle Méglichkeit zur Losung des Problems ware.

Ein Kapazitdtsmarkt hat die Aufgabe Engpésse im Erzeugungssystem zu vermeiden, was durch
ausreichende Erlése zur Deckung der fixen und variablen Kosten sichergestellt werden soll. Kapazitat
oder Leistung kann als eigenes Produkt zusatzlich zur gehandelten Energie verstanden werden und
die auf mittel- und kurzfristige Marktraumung ausgelegte Strombérse um eine langfristige Perspektive
erweitern (Ockenfels, 2008, S. 15). Ein wettbewerblich organisierter Kapazitatsmarkt stellt somit einen
Terminmarkt fur physikalische Kapazitaten dar, in dem die Nachfrager proportional zu ihrer Leistungs-
spitze Erzeugungskapazitaten kontrahieren miissen, so dass in Summe die erwartete Systemspitzen-
last inklusive einer Reservehaltung gedeckt werden kann.

Im Folgenden werden nun kurz die international in Verwendung befindlichen Kapazitdtsmarkte bzw.
Kapazitatszahlungsmechanismen vorgestellt und das im PJM Strommarkt angewandte ,Reliability
Pricing Model" detailliert untersucht.

2. Kapazitatsmarkte und Kapazitatszahlungsmechanismen im internationalen Kontext

Betrachtet man die Strommarkte auf internationaler Ebene, so verfolgen diese unterschiedliche
Ansatze, um die Errichtung ausreichender Erzeugungskapazitaten sicherzustellen. Neben dem Modell
des reinen Energiemarktes3, in dem die Erzeugungsunternehmen ausschlief3lich durch die Teilnahme
am Energie- bzw. Ancillary Service Markt Erlése erwirtschaften kénnen, gibt es auch Modelle die den
Erzeugern zusétzliche Kapazitatszahlungen gewdahren. Hierbei wird zwischen administrativ bestim-
mten Kapazitdtszahlungen und wettbewerblichen Kapazitatsmarkten unterschieden. Beide Formen
sollen durch Zahlungen fir Kraftwerksleistung Unternehmen die Erwirtschaftung ihrer Vollkosten
ermoglichen und damit fiir ausreichende Investitionen sorgen. Administrative Kapazitatszahlungen
werden in den Markten von Spanien, Argentinien, Chile, Kolumbien, Peru und Siidkorea angewendet.
Trotz unterschiedlicher Ausfihrungsformen dieser Mechanismen, besitzen alle ahnliche Kompo-
nenten. Der Regulator oder Marktgestalter bestimmt die gewiinschte Menge an Kapazitat im Markt
und entwickelt eine Zahlungsstruktur, um allen benétigten Kraftwerken die Erwirtschaftung ihrer
Fixkosten zu ermdglichen (The Brattle Group, 2009, S. 39ff.). Im spanischen Markt wurde im Jahr
2007 das Kapazitatsmodell ,pagos por capacidad“ eingefiihrt’. Hierbei erhalten neue Anlagen
Kapazitatszahlungen, die administrativ ermittelt werden. Die Hohe der Vergutungen féllt mit der Menge
an verflgbarer Leistung im System. Als Faktor zur Bestimmung der Zahlungen dient ein sogenannter
Reserveindex, der das Verhaltnis der gesamt verfigbaren Leistung im Netzgebiet zur Spitzenlast
angibt. Die zum Zeitpunkt der Anlagenerrichtung ermittelten Kapazitatszahlungen werden dem
Betreiber fur eine Dauer von 10 Jahren garantiert. Die Bezahlung durch die Endkunden erfolgt durch
Aufschlage auf den Energiepreis. Generell werden administrative Kapazitatszahlungen kritisiert, da die
ermittelten Preise erheblich von den effizienten Preissignalen abweichen kénnen. Zu niedrige
Zahlungen kénnen zu einem Ausbleiben von Investitionen fiihren und zu hohe Zahlungen die Kunden
Uber Gebuhr belasten. In Spanien erwagt die Regulierungsbehdrde daher, in Zukunft die Beschaffung
neuer Kapazitaten tiber einen Auktionsmechanismus durchzufihren.

2 siehe (Joskow, 2006), (Roques, 2007), (Chao, 2007), (Ockenfels, Grimm, & Zoettl, 2008) et al.
% Eine Stromborse stellt einen reinen Energiemarkt dar (Boisseleau & Hewicker, 2004).

* pagos por capacidad“ ersetzte das vorher verwendete Modell ,garantia de potencia“, welches nicht
die gewilinschten Ergebnisse lieferte.
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Abbildung 1: Investitionszahlungskurve in Spanien, Quelle (Frederico & Vives, 2008, S. 60)

Wettbewerbliche Kapazitatshorsen werden vor allem in den nordamerikanischen Markten von PJM,
ISO New England, New York ISO und Midwest ISO angewendet, sowie in Brasilien und Australien
(The Brattle Group, 2009, S. 8). Diese Modelle verfligen teilweise Uber sehr &ahnliche Ansatze,
unterscheiden sich aber trotzdem in wesentlichen Punkten, wie der Preisbildung, den ZeitrAumen der
Kapazitatsbeschaffung oder den am Markt teilnahmeberechtigten Ressourcen. Wéahrend in manchen
Markten, wie jenem des New York ISO, die Kapazitat sehr kurzfristig beschafft werden kann®,
verfolgen andere Markte, wie PJM oder ISO New England, langfristigere Ansétze mit Forward-Markten
fur Kapazitaten. Das ,Reliability Pricing Model“ (RPM) von PJM gilt in der Marktgestaltung fiir andere
Markte mit Kapazitatshorse als richtungweisend und wird hier nun naher untersucht.

3. PJMs Reliability Pricing Model (RPM)

PJM ist ein regionaler Ubertragungsnetzbetreiber (Regional Transmission Organisation, RTO) an der
Ostkiiste Nordamerikas und organisiert die Erzeugung, Ubertragung und den GroRhandelsmarkt in
seinem Versorgungsgebiet.

Alberta Electric
System Operator Midwest ISO

Ontario’s Independent
Electricity System Operator

i

New Brunswick
System Operator

: ’\hﬁw England

New York ISO

PJM Interconnection

/
Electric Reliability f-?w"::";ffot: I RC

Council of Texas ISO/RTE Council

California ISO

Abbildung 2: ISOs und RTOs in Nordamerika, Quelle (ISO/TRO Council, 2007, S. 2)

Als Kapazitatsmodell fungiert das ,Reliability Pricing Model* (RPM). Dieses wurde mit 1.7.2007
eingeflihrt und ersetzte das vorher verwendete ,Capacity Credits Model“ (CCM), welches nicht den

® Im Versorgungsberereich des New York ISO kénnen Kapazitaten bis zu drei Tage vor dem
Ausfiihrungszeitpunkt beschafft werden.
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gewlinschten Effekt erzielte®. Im Markt von PJM missen sich Versorgungsunternehmen, neben
ausreichender elektrischer Energie, auch mit der notwendigen Leistung eindecken, um den Beitrag
ihrer Kunden zur Spitzenlast abdecken zu kénnen. Die erforderlichen Mengen werden drei Jahre im
Vorhinein bestimmt. Die Energieversorger haben die Pflicht, bereits zu diesem Zeitpunkt sicher-
zustellen, dass sie im Ausfiihrungsjahr Uber die notwendigen Erzeugungskapazitaten verfligen. Die
Koordinierung des Kapazitdtsmarktes erfolgt iber das RPM. Die Ziele dieses Modells sind

« ausreichende Erzeugungskapazitaten im System sicherzustellen’,

e den Erzeugungsunternehmen die Erwirtschaftung ihrer Fixkosten zu erméglichen und

e durch ein langfristiges Preissignal Erzeugungsunternehmen mehr Investitionssicherheit zu
gewabhrleisten.

3.1. Versorgungssicherheit und Kapazitatsanforderung

Um den notwendigen Kapazitatsbedarf im Versorgungsgebiet in drei Jahren zu ermitteln, werden von
PJM Lastprognosen durchgefiihrt. Daraus ergeben sich die Kapazitatsanforderungen an die einzelnen
Versorgungsunternehmen im System. Es wird von PJM gefordert, dass die Jahresspitzenlast im
System inklusive einer definierten Erzeugungsreserve (Installed Reserve Margin, IRM) durch den
Kraftwerkspark gedeckt werden kann. Der Wert der installierten Reserve wurde zum Zeitpunkt der
Einfuhrung von RPM im Jahr 2007 mit 15% angenommen und wird ab 2010 auf 15,5% gesteigert®.
Der Leistungswert, den ein Kraftwerk an der Kapazitatsborse anbieten kann, richtet sich nicht nach
der installierten Leistung (Installed Capacity, ICAP), sondern nach der tatsachlich verfiigbaren
Leistung (Unforced Capacity, UCAP). Diese wird aus den historischen Einsatzdaten der letzen finf
Jahre bestimmt und in der Equivalent Demand Forced Outage Rate (EFORd) bertcksichtigt. Es gilt:

UCAP = ICAP x (1 — EFORQ)

mit:

UCAP ..o verfigbare Leistung
ICAP ..., installierte Leistung
EFORd .....ccceeviiieene Ausfallsrate

Der EFORd Faktor gibt an, wie oft eine Erzeugungsanlage auf Grund von Stérungen in der
Vergangenheit nicht verfigbar war, wenn sie in Betrieb hatte sein mussen und wird von PJM in der
Kraftwerksdatenbank eGADS® gespeichert (PIM, 2009).

Wie viele andere Systembetreiber im nordamerikanischen Raum hat sich auch PIJM zur Einhaltung
des von der Zuverlassigkeitsorganisation NERC (North American Electric Reliability Corporation)
vorgegebenen Versorgungssicherheitskriteriums verpflichtet. Dieses erlaubt in einem Versorgungs-
gebiet eine maximale Ausfallswahrscheinlichkeit von einem Tag in zehn Jahren. Die notwendigen
Erzeugungskapazitdten im System zur Einhaltung dieses Kriteriums in ICAP- und UCAP-Werten
errechnen sich wie folgt:

ICAPReliability = Ppear * (1 +IRM)

UCAPgeiigpitity = Prear * (1 + IRM) * (1 — PoolWideAverageEFORd)

®Der Regulator FERC bezeichnete CCM als ungerecht und unzumutbar (FERC, 2006).
"Die Ausfallswahrscheinlichkeit soll auf ein Ereignis in zehn Jahren begrenzt werden (PIM, 2009).

®Der Wert IRM gibt an, um wie viel Prozent die installierte Kraftwerksleistung im System tiber der
Jahresspitzenleistung liegen soll.

Generator Availability Data System
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mit:

ICAPRGliability -+ +eevveerersreriursirieinens installierte Leistung notwendig fur die Versorgungssicherheit
UCAPReliability «--++e-sreeereremeesreesens verfugbare Leistung notwendig fiir die Versorgungssicherheit
P oeakceeeeeeernnrrrreeiea et prognostizierte Spitzenlast im Versorgungsgebiet

IRM .o Reserve an installierter Leistung
PoolWideAverageEFORd.......... durchschnittliche Ausfallsrate im Versorgungsgebiet

3.2. Lokale Versorgungsgebiete (Locational Deliverability Area, LDA)

Im Marktgebiet von PJM gibt es einige Versorgungsbereiche, in denen Netzengpéasse existieren.
Diese beschranken den Leistungstransport innerhalb des Gebietes. Um zu gewahrleisten, dass
Erzeugungsanlagen in den Bereichen mit Leitungsengpéassen und Erzeugungsmangel errichtet
werden, hat PJM sogenannte ,Locational Deliverability Areas" (LDAs) definiert. Jede dieser LDAs
verfugt Uber eine eigene Versteigerung, deren Marktpreis die Knappheit an verfligbarer Leistung im
Netzbereich anzeigt. Dieser Preis sollte fir Erzeugungsunternehmen einen Anreiz darstellen, in
diesem Versorgungsgebiet neue Anlagen zu errichten bzw. altere langer in Betrieb zu halten. Derzeit
ist das Versorgungsgebiet von PJM in drei LDAs aufgeteilt. Ab dem Versorgungsjahr 2010/2011 sollten
insgesamt 23 LDAs" implementiert werden (LECG, 2008).

Abbildung 3: Die drei derzeitigen LDAs im Versorgungsgebiet von PJM (links) und die geplanten
23 LADs (rechts), Quelle (Sener & Kimball, 2007, S. 45)

3.3. Teilnahmeberechtigte Kapazitdten im RPM

Im ,Reliability Pricing Model* kdnnen vier verschiedene Arten von Kapazitdten angeboten werden.
Diese sind neben herkémmlichen Erzeugungsanlagen auch MalRhahmen fir Lastmanagement und
Energieeffizienz sowie der Ausbau von Ubertragungsleitungen.

bie 23 Zonen sind die Gebiete von AE, AEP, APS, BGE, ComEd, Dayton, DLCO, Dominion, DPL,

JCPL, MetEd, PECO, Penelec, PEPCO, PPL, PSEG, Mid-Atlantic Area Council (MAAC),
Zusammenschluss von Comed — AEP - Dayton — APS — Duquense, Eastern MAAC (PSE&G,
JCP&L, PECO, AE, DPL & RECO), Southwestern MAAC (PEPCO, BG&E), Western MAAC
(Penelec, MetEd, PPL), PSEG northern region und DPL southern region (PJM, 2007)
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3.3.1. Erzeugungsanlagen

Alle bestehenden Anlagen im Netzgebiet von PJM sind berechtigt am Kapazitatsmarkt teilzunehmen.
Kraftwerke aufRerhalb des Versorgungsgebietes kénnen dann angeboten werden, wenn die
notwendigen Leitungsibertragungsrechte vorhanden sind. Auch geplante Anlagen sind teilnahme-
berechtigt, sofern diese spatestens mit Beginn des Versorgungsjahres in Betrieb gehen. Sie erhalten
einen fur drei Jahre garantierten Kapazitatspreis™ (PJM, 2009).

Dargebotsabhéangige Ressourcen, wie Laufwasserkraft, Windkraft oder Photovoltaik, diirfen auch an
der Versteigerung der Kapazitatsborse teilnehmen. Die tatsachlich verfigbare Leistung (UCAP) dieser
Anlagen richtet sich nach der geringsten dauernd verfligbaren Leistung zu Spitzenlastzeiten in den
Sommermonaten. Diese wird stiindlich bewertet und ein Mittel Gber die Sommermonate ermittelt. Bei
Anlagen mit einer Betriebszeit von mehr als drei Jahren wird die UCAP der letzen drei Jahre gemittelt,
bzw. bei neueren Anlagen ein typspezifischer UCAP-Wert herangezogen (PJM, 2010).

3.3.2. Lastmanagement

Lastmanagement Produkte kénnen als "Direct Load Control” (DLC), “Guaranteed Load Drop” (GLD),
oder “Firm Service Level” (FSL) angeboten werden. Bei DLC garantiert man PJM direkten Zugriff auf
die Steuerung des Load Management Prozesses (z.B. Abschaltung von Verbrauchern uber
Rundsteuerung). Bei einem Angebot als GLD garantiert der Bereitsteller eine Lastreduktion um einen
bestimmten Wert, bei FSL die Lastreduktion auf einen bestimmten Wert.

Bis zum Versorgungsjahr 2012/2013 koénnen diese Load Management Produkte auch noch als
.Interruptible Load for Reliability" (ILR) oder ,Demand Resource* (DR) angeboten werden. Um Load
Management als DR anbieten zu kdnnen, bendtigt man ein Load Management Zertifikat. Dieses
bestatigt, dass PJM bis zu 10 Abschaltungen im Jahr mit maximaler Dauer von 6 Stunden durchftihren
darf. DR Kapazitaten dirfen an der Kapazitatsborse teilnehmen und erhalten den dort ermittelten
Preis. ILR Ressourcen dirfen dies nicht und erhalten einen separat fiir jede LDA ermittelten ILR Preis
(PJM, 2009).

3.3.3. Energieeffizienz

Ab dem Versorgungsjahr 2012/2013 kann auch die Leistungsminderung durch Energieeffizienz-
maflnahmen an der Kapazitatshorse angeboten werden. Darunter sind MaBnhahmen, wie der Einsatz
von sparsameren Betriebsmitteln oder die Umsetzung von effizienteren Produktionsprozessen, zu
verstehen. Die damit eingesparte Leistung kann fir vier Jahre an der Kapazitatshdrse angeboten
werden (PJM, 2009).

3.3.4. Ausbau von Ubertragungsleitungen (Qualified Transmission Upgrade, QTU)

Neue Ubertragungsleitungen, welche die Importleistung in ein engpassbehaftetes Gebiet erhohen,
dirfen auch an der Kapazitatshorse teilnehmen. Sie erhalten Zahlungen in Héhe von:

Zahlungen fur QTU = Preisunterschied zwischen LDAs * zusatzlich importierte Leistung

QTUs kodnnen solange an der Kapazitatsborse teilnehmen bis kein Preisunterschied mehr zwischen
den LDAs besteht (PJM, 2009).

"Dieser wird als ,New Entry Price* bezeichnet.
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3.4. Moglichkeiten der Kapazitatsbeschaffung

Versorgungsunternehmen mussen sich mit ausreichend Kapazitdten eindecken und besitzen
verschiedene Moglichkeiten, diese zu besorgen. Die einfachste Variante ist die Deckung mittels Eigen-
erzeugung. Dafir missen die Kraftwerke und deren installierte Leistung PJM bekanntgegeben
werden.

Eine andere Mdoglichkeit der Kapazitatsbeschaffung ist der Abschluss von bilateralen Vertragen mit
Erzeugungsunternehmen. Auch hierfir muss das Kraftwerk und seine Kapazitdt genau spezifiziert
werden. Beim Abschluss eines Vertrages mit einem externen Unternehmen missen auch die
entsprechenden gesicherten Leitungsibertragungsrechte vorhanden sein. Eigenerzeugungsanlagen
und bilaterale Vertrage werden als Angebot mit einem Preis von Null an der Kapazitatsborse bertck-
sichtigt (Sener & Kimball, 2007, S. 43). Die Versorgungsunternehmen muissen trotzdem den
Marktpreis der Kapazitatsborse bezahlen und die Besitzer der Anlagen erhalten diesen.

Versorgungsunternehmen die ihren Kapazitatsbedarf nicht durch eigene Anlagen oder bilaterale
Vertrage decken kénnen, bekommen von PJM mittels RPM beschaffte Kapazitaten zugeteilt.

Alternativ zur Teilnahme am RPM kodnnen Unternehmen auch die Variante ,Fixed Resource
Requirement” (FRR) wéahlen. Entscheidet sich ein Unternehmen dazu, so nimmt es nicht mehr an der
Kapazitatsborse teil, muss aber PJM jedes Versorgungsjahr einen Plan vorlegen, wie die Kapazitats-
anforderungen erflllt werden kénnen. Die minimale Zeitdauer der Teilnahme an FRR betragt finf
aufeinanderfolgende Jahre. Innerhalb der ersten vier Jahre nach der Einfihrung von RPM wurden ca.
15% der gesamten Erzeugungskapazitat in PJM in Form von FRR gedeckt (LECG, 2008).

3.5. Die Auktionsmechanismen im RPM

Das RPM sieht insgesamt maximal vier Auktionen fiir jede LDA vor. Die erste Auktion bildet die ,Base
Residual Auction* (BRA) 3 Jahre vor dem Ausfihrungsjahr, gefolgt von bis zu drei ,Incremental
Auctions" (1A).

é/ 3 Years RPM Timeline
4 =

13 months
K
June May
- ”
EFORd Interruptib 3:2 l\_’ 7

V Fixed le Load for

= Reliability
ase

Residual i
Auction \ i

Abbildung 4: Zeitlicher Verlauf der Auktionen im RPM, Quelle (PJM, 2009b)

3.5.1. Die Base Residual Auction (BRA)

Versorgungsunternehmen (Load Serving Entities, LSE), welche ihren Kapazitatsbedarf nicht selbst
oder durch bilaterale Vertrage decken kdnnen, bekommen die benétigte Leistung in der BRA zugeteilt.
Erzeugungsunternehmen miissen ihre Kraftwerke in der BRA anbieten, um in weiterer Folge auch an
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den IA teilnehmen zu dirfen. Ist dies nicht der Fall, so verlieren die Erzeugungsunternehmen jeglichen
Zahlungsanspruch fiir das Ausfuhrungsjahr. Kapazitdtsangebote, die nicht fir ein ganzes Jahr
garantiert werden kénnen, werden ebenfalls vom RPM ausgeschlossen.

Die Preisfindung in dieser BRA erfolgt mit Hilfe einer kiinstlich ermittelten, fallenden Nachfragekurve,
der ,Variable Resource Requirement* (VRR) Kurve'?.

(a)
.\ Target

’r Level of
\ / Reserve

UCAP Price ($/MW-day)
/;

N
30

Price

Quantity = UCAP MW

Abbildung 5: Schematische Darstellung der VRR-Kurve, Quelle (PJM, 2009)

Der Verlauf dieser Kurve ergibt sich aus drei speziellen Punkten, welche wie folgt ermittelt werden:

(100%+IRM—3%)

Punkt (a): Preis!3 = L5+(CONE-E&AS) Menge" = RelReq * — STRPT?5
1-PoolWideEFORd 100%+IRM

Punkt (b): Preis'® = LO-(CONEZE&AS) Menge'* = RelReq * (100%+IRM*1%) _ STRPT
1-PoolWideEFORd 100%+IRM

Punkt (): Preis!3 = 2 (CONEZERAS) Menge'* = RelReq * (L00%+IRM*5%) _ STRPT

" 1-PoolWideEFORd 100%+IRM

RelReq'* = Ppyg * (1 + IRM) * (1 — PoolWideAverageEFORA) — Z UCAPrgp

mit:
CONE.....ceeeeviiiiiis Kosten eines neuen Kraftwerks
E&AS ...oovvviiei Deckungsbeitrage aus dem Energie- und Ancillary Service Markt

PoolWideEFORA ....... Ausfallsrate im Versorgungsgebiet

RelReq........ccovcuvvvnenen. Zuverlassigkeitskriterium in der PJIM Region

IRM i, Reserve an installierter Leistung

STRPT e, kurzfristig in den “Incremental Auctions” zu beschaffende Kapazitat
Preak «oeeeveeriiinieeeeiiininnn, Prognostizierte Spitzenlast in drei Jahren

UCAPERR evvveeeeeeeeeeinnnn notwendige verfligbare Leistung der Unternehmen die FRR wahlen

?Der Verlauf dieser Kurve geht auf Benjamin F. Hobbs zuriick und sollte die Preisvolatilitat und den
Anreiz zur Ruckhaltung von Erzeugungskapazitdten minimieren (The Brattle Group, 2008)

BUCAP Preis
“ucapP Menge

*Short Term Resource Procurement Target: Bis zu 2,5% der notwendigen Kapazitat sollte kurzfristig
in ,Incremental Auctions” besorgt werden (PJM, 2009, S. 5).

Seite 8 von 17



11. Symposium Energieinnovation Enlnnov 2010

Die ,Costs of New Entry“ (CONE) stellen die jahrlichen annuitatischen Kosten des glnstigsten zu
errichtenden Kraftwerks in einem lokalen Versorgungsgebiet (LDA) dar'®. Diese werden unter der
Annahme der Parameter in Tabelle 1 aus den Kapitalkosten, fixen jahrlichen Betriebs- und
Wartungskosten, sowie einer garantierten Eigenkapitalverzinsung fiir ein Gaskraftwerk bzw. ein Gas-
und Dampfkraftwerk bestimmt.

Kraftwerksbeschreibung
Kraftwerkstyp Gas- und Dampfkraftwerk | Gaskraftwerk
Turbinenmodell GE Frame 7 FA GE Frame 7 FA
Installierte Leistung 600,9 MW 336,066 MW
Finanzielle Annahmen
Eigenkapitalanteil 50 % 50 %
Fremdkapitalanteil 50 % 50 %
Darlehenslaufzeit 20 Jahre 20 Jahre
Kraftwerkslebensdauer 20 Jahre 20 Jahre
Fremdkapitalzinssatz 7 % p.a. 7 % p.a.
Eigenkapitalzinssatz 12 % p.a. 12 % p.a.
Inflation 2,5 % p.a. 2,5 % p.a.
Abschreibungsdauer 20 Jahre 15 Jahre

Tabelle 1: Annahmen zur Berechnung des CONE in PJM, Quelle Gas- und Dampfkraftwerk
(Pasteris Energy, 2008a), Quelle Gaskraftwerk (Pasteris Energy, 2008)

Von diesem CONE-Wert werden die erwarteten Deckungsbeitrage aus dem Energie- und Ancillary-
Service Markt abgezogen®’, um den sogenannten ,NetCONE“ zu erhalten. Das Kraftwerk mit dem
geringsten NetCONE setzt den CONE fur ein Versorgungsgebiet (LDA).

Das Reliability Requirement stellt die notwendige Menge an UCAP-Kapazitat dar, um die Ausfalls-
wahrscheinlichkeit auf ein Ereignis in zehn Jahren zu begrenzen.

Der Verlauf der Nachfragekurve ist so definiert, dass bei einer Kapazitatsreserve von 15% an
installierter Leistung die Erlése aus dem Energie-, Ancillary-Service und Kapazitdtsmarkt die Voll-
kosten eines neuen Gaskraftwerkes decken sollen (Sener & Kimball, 2007, S. 46). Punkt (a) liegt bei
einer installierten Leistung die 112% der Spitzenlast'® entspricht. Da dieser Wert geringer ist als die
geforderte Reserveleistung von 15%, steigt der Kapazitatspreis auf den 1,5-fachen NetCONE an. Dies
soll fur Erzeugungsunternehmen einen Anreiz geben, neue Anlagen zu errichten, um somit die
installierte Leistung zu erhéhen. Punkt (b) liegt bei einer installierten Leistung von 116% der
Spitzenlast und somit bei einer Kapazitatsreserve von 15%". Hier entspricht der Kapazitatspreis den
1-fachen NetCONE. In diesem Fall sollen die Erldse aus dem Markt die Vollkosten eines neuen
Gaskraftwerkes genau decken. Im Punkt (c) verflgt der Markt Giber eine installierte Leistung von 120%

°In ICAP-Werten

"PJM zieht hierfiir den durchschnittlichen Erlos einer Gasturbine wahrend der letzen drei Jahre heran
(PJM, 2009).

'®Eine installierte Leistung von 112% der Spitzenlast entspricht einer Reserve von 11% ICAP und 97%
der geforderten UCAP-Menge.

Eine installierte Leistung von 116% der Spitzenlast entspricht einer Reserve von 15% ICAP und
101% der geforderten UCAP-Menge.
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der Spitzenlast®. In diesem Punkt ist genligend Kraftwerksleistung verfiigbar und der Marktpreis
betragt maximal den 0,2-fachen NetCONE.

Anbieter von Erzeugungskapazitaten kdnnen bis zu 11 verschiedene Blockgebote in die BRA
einstellen. Diese sind mit einer Angebotsobergrenze versehen, die sich aus der ,Avoidable Cost Rate"
(ACR) abzlglich der prognostizierten Einnahmen aus dem PJM Markt (Projected PJM Market
Revenues) zusammensetzt.

Gebotsobergrenze pro Einheit = Avoidable Cost Rate — Projected PJM Market Revenues

Die Berechnung der ACR erfolgt in zwei Schritten. Zuerst werden die jahrlichen Fixkosten eines
Kraftwerkes berechnet und diese anschlieRend in ,vermeidbare” und ,unvermeidbare” Kosten
aufgeteilt. Zu den vermeidbaren jahrlichen Fixkosten wird zusétzlich noch die garantierte Eigenkapital-
verzinsung hinzugezahlt und dieser Wert durch die Leistung des Kraftwerks dividiert, um die ACR der
Anlage zu erhalten. Diese vermeidbaren Kosten beinhalten Positionen, wie z.B. administrative
Ausgaben, Wartungsausgaben oder Ausgaben fir Lizenzen und Versicherung und wirden dem
Anlagenbetreiber entfallen, wenn er das Kraftwerk fur ein Jahr stilllegt. Die Anlageneigentiimer
besitzen zwei Moglichkeiten die ACR ihrer Anlage zu ermitteln. Man kann die H6he der ACR von PJM
durch ein Standardkraftwerk des gleichen Typs bestimmen lassen, oder eine konkrete Berechnung fur
die Anlage durchfuihren.

3.5.2. DieIncremental Auctions (lA)

Nach der ,Base Residual Auction* (BRA) folgen drei ,Incremental Auctions* (IA), um eventuelle
Anderungen in der Erzeugung oder im Verbrauch auszugleichen.

Die erste IA findet 23 Monate, die dritte IA vier Monate vor dem Ausflihrungsjahr statt. Diese beiden
Auktionen besitzen den Zweck, Kapazitdtsmangel auf Grund von ungeplanten Kraftwerksstilllegungen,
nicht fristgerechten Fertigstellungen neuer Anlagen, sowie aus anderen Grinden nicht verfligbarer
Erzeugungskapazitdt auszugleichen. Die Nachfragekurve ergibt sich aus den Geboten der Ver-
sorgungsunternehmen und wird nicht wie in der BRA von PJM vorgegeben.

15 Monate vor dem Ausfihrungsjahr wird eine Lastprognose durchgefuhrt. Sollte die Kapazitats-
anforderung um mehr als 100 MW gestiegen sein, so wird zwei Monate spater die zweite IA
durchgefuihrt. In dieser wird die Nachfragekurve wieder von PJM vorgegeben. Die auktionierte
Leistung wird an die Versorgungsunternehmen weitergeben.

Die endgultigen Kapazitatspreise je Zone ergeben sich nach der Anpassung in der zweiten IA.

3.6. Kapazitatsverpflichtung je Versorgungsunternehmen (LSE)

Im Rahmen der BRA und der zweiten 1A% wird der Kapazitatsbedarf”? des gesamten Versorgungs-
gebietes von PJM ermittelt, um die notwendige Versorgungssicherheit zu erreichen. Die mittels FRR
gedeckte Kapazitdtsmenge wird dabei nicht berlcksichtigt. Die Versorgungsunternehmen besitzen
eine tagliche Verpflichtung, ihren Kapazitatsbedarf in einem Versorgungsjahr zu decken. Die Kosten
fur die Kapazitatsbeschaffung wird den Versorgungsunternehmen in Form der ,Locational Reliability
Charge" verrechnet. Die Kapazitatsverpflichtung eines Versorgungsunternehmens wird auf Grund des
Beitrags seiner Kunden zur Spitzenlast bestimmt. Hierfir wird durch die Verteilernetzbetreiber (Electric

“Eine installierte Leistung von 120% der Spitzenlast entspricht einer Reserve von 19% ICAP und
104% der geforderten UCAP-Menge.

?’Ab dem Versorgungsjahr 2012/2013 erfolgt die Ermittlung des Kapazitatsbedarfs unter
Berucksichtigung der BRA und aller Incremental Auctions.

In UCAP-Menge
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Distribution Company, EDC) die stindlich gemessene Last der LSE im Vorjahr untersucht. Der
Durchschnitt der 5 hdchsten Werte in der Sommerperiode stellt den Anteil der zu beschaffenden
Kapazitat fur das gesamte Versorgungsjahr dar. In Gebieten mit offenem Endkundenmarkt wird der
Kapazitdtsbedarf der Versorgungsunternehmen taglich angepasst, um einen mdglichen
Kundenwechsel zu berticksichtigen. Die Endkunden nehmen dabei ihren Beitrag zur Sommerspitze, in
Form von ,Capacity Tickets", zum neuen Versorger mit (PJM, 2009c).

3.7. New Entry Pricing

Das New Entry Pricing in RPM sollte fir neue Anlagen einen besonderen Anreiz darstellen. Der
Kapazitatspreis der ersten BRA wird von PJM flir insgesamt drei Jahre garantiert. Im zweiten und
dritten Jahr wird die Kapazitat zum garantierten Preis oder zu 90% des aktuellen CONE in die Auktion
eingegeben, je nachdem welcher Wert niedriger ist. Im Falle eines niedrigeren Marktpreises wird die
Differenz zum ersten Jahr von PJM ausgezahlt. Alle anderen Ressourcen erhalten den normalen
Kapazitatspreis (PJM, 2009).

3.8. Strafzahlungen

Die Nichteinhaltung der garantierten Verflgbarkeit von Ressourcen kann fiir Erzeugungsunternehmen
zu Strafzahlungen fuhren. Diese sind:

e Peak-Hour Period Availability Charge: Diese Strafe ist zu entrichten, wenn der Erzeuger zur
Spitzenlastzeit die garantierte Leistung nicht liefern kann.

e Capacity Resource Deficiency Charge: Ist zu entrichten, wenn der Erzeuger die garantierte
Leistung zu einem anderen Zeitpunkt nicht liefern kann.

e Transmission Upgrade Delay Charge: Diese muss entrichtet werden, wenn bei einem
Leitungsbauprojekt zu Verzégerungen kommit.

e Generation Resource Rating Test Failure Charge: Erzeuger die weniger installierte Leistung zur
Verflgung stellen kénnen als garantiert zahlen diese Strafe.

e Peak Season Maintenance Compliance Penalty Charge: Diese Strafzahlung ist fallig, wenn eine
Erzeugungseinheit auf Grund einer Wartung oder einem geplanten Stillstand der PJM nicht
mitgeteilt wurde, wahrend bestimmter, definierter Spitzenwochen nicht zur Verfligung steht.

e Demand Resource and ILR Under Compliance Penalty Charge: Anbieter die Lastmanagement-
einheiten zur Verfigung stellen und die vereinbarten Mengen nicht liefern kénnen, haben auch
Strafzahlungen zu leisten. Diese belaufen sich auf maximal 1/5 des Jahresumsatzes und werden
stundenweise verrechnet (PJM, 2009d).

3.9. Ergebnisse des ,Reliability Pricing Models* (RPM)

Das Beratungsunternehmen ,Brattle Group“ versuchte durch Interviews mit Marktteilnehmern in
Erfahrung zu bringen, wie viele Kraftwerke auf Grund der Einfiihrung des RPM errichtet wurden, bzw.
langer als geplant in Betrieb blieben. Man kam zu dem Schluss, dass durch die ersten finf
durchgefiihrten Auktion bisher ca. 14.500 MW an zusatzlichen Ressourcen verfugbar sind (The Brattle
Group, 2008, S. 2f). Dabei ist jedoch zu erwédhnen, dass sich der Anteil an tatsachlich neuen
Kraftwerkskapazitaten auf ca. 4.200 MW beschrankt. Dieser Menge stehen auch noch ca. 1.000 MW
an geplanten Stilllegungen gegeniber, so dass netto ca. 3.300 MW an neuer Kraftwerksleistung
verfigbar sind. Die restlichen in der Studie hinzugezahlten Ressourcen umfassen hauptsachlich
Kraftwerke die nicht wie geplant auRer Betrieb gingen, MaBnahmen fir Demand Side Management,
den Ruckgang an Leistungsexporten sowie Neubewertungen von Kraftwerksleistungen.
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Zusatzliche installierte | Zusatzlich installierte
Ressourcen Typ Leistung durch RPM Leistung durch RPM
(MW ICAP) (%)
Nicht stillgelegte Kraftwerke 4.641 32%
Neubewertungen 1.264 9%
Neue Anlagen netto / brutto 3.294/4.251 22%
Exportriickgang (netto) 2.181 15%
Demand Side Management 3.172 22%
Gesamt 14.533 100%

Tabelle 2: Zusétzliche Ressourcen durch RPM, Quelle (The Brattle Group, 2008, S. 33)

Der Kapazitatspreis zeigte bisher grol3e Schwankungsbreiten. Er lag dabei je nach Kapazitatszone
zwischen Werten von $40,8/MW-Day und $237,3/MW-Day.

Resource Clearing Price ($/MW-Day)

$130 A

$100 -

5§30 1

$0

SWMAAC Net CONE per .
PJM Tariff Hypothetical
\ Price with

DUQ Load

SWHAAC Net Load Price

2007/08 2008/09 2009/10 201011 2011712
RPM Delivery Year

Abbildung 6: Kapazitatspreise des Reliability Pricing Model, Quelle (The Brattle Group, 2008, S. 16)

Da das ,Reliability Pricing Model* erst seit wenigen Jahren verwendet wird, lasst sich aus den
bisherigen Verldufen von Kapazitatspreisen und Kapazitatsmengen in den Auktionen noch keine
langfristige Tendenz ableiten. In den ersten Auktionen reagierte die Angebotsmenge sehr kurzfristig
auf den Preis des Vorjahres.

Seite 12 von 17



11. Symposium Energieinnovation Enlnnov 2010

% 105%

=

- o

H 104%

£ 103% a

= Capacity
% 1022 m Excess
o L] of

E . 101% A ;'a Reliability
= L00%: Hypothetical o *IEI_EEE_
7 .~ Reliability R

E 009, with DUQ Cupacj_[}"
‘D Less Than
2 08% Reliability
G Target

T 97% SWALAAC ¥

S 6% : : : : .

Apr 2007 Jul 2007 Oct2007  Jan 2008  May 2008 Month of Anction
2007/08 2008/09 2008/10 201011 2011112 Delivery Vear

EPM Delivery Year

Abbildung 7: Reservekapazitét in LDAs, Quelle (The Brattle Group, 2008, S. 14)

Ob das Modell durch die ermittelten Kapazitatszahlungen in der Lage ist die Fixkosten der
Erzeugungsanlagen abzudecken, kann nur indirekt Uber das Investitionsverhalten der
Anlagenbetreiber ermittelt werden.

3.10. Beurteilung des ,Reliability Pricing Models* (RPM)

Das Reliability Pricing Model ersetzte im Jahr 2007 das ,Capacity Credits" Model, da dieses einige
Schwéachen aufwies und nicht zu den gewunschten Ergebnissen fuhrte. Einige Méngel konnten mit
Hilfe des RPM behoben werden. So ist der Versuch, durch die Einfiihrung von lokalen Kapazitats-
zonen (LDA) Investitionen im richtigen Netzbereich férdern zu wollen, positiv zu erwéhnen. Die
Einbeziehung der erwirtschafteten Deckungsbeitrage aus dem Energie- und Ancillary Service Markt in
die Bildung des Kapazitatspreises ist ebenfalls sinnvoll. Des Weiteren sind auch die Bemihungen die
Verbraucherseite durch Demand Side Management oder Energieeffizienzmalinahmen in den
Kapazitadtsmarkt mit einzubeziehen, sowie Férderung von Leitungsbauprojekten positiv hervorzu-
heben.

Trotzdem weist auch das neue Kapazitatsbérsenmodell einige wesentliche Schwéachen auf. Ein gro3er
Kritikpunkt ist die Gestaltung der kiinstlichen Nachfragekurve (VRR) in der Base Residual Auction.
Diese beeinflusst die Kapazitatspreisbildung wesentlich und ist von vielen Parametern abhangig, die
teilweise nur geschatzt werden kénnen. Desweiteren werden fir die Berechnung der NetCONE,
welche die H6he der Nachfragekurve bestimmen, die durchschnittlichen Erlése aus dem Energie- und
Ancillary Service Markt der letzten drei Jahre” herangezogen. Da der Strompreis im Gebiet von PIJM
in den letzten Jahren deutlich gestiegen ist, werden diese Erlése deutlich unterbewertet. Dies fuhrt in
der Folge zu einem hdheren NetCONE und zu héheren Kapazitatspreisen. Laut Schatzungen des
Beratungsunternehmens LECG héatten die Kapazitatspreise vergangener Auktionen bis 40% niedriger
sein kénnen, wenn man eine ex post anstatt einer ex ante Verrechnung durchgefiihrt hatte (LECG,
2008, S. 8). Diese Annahme wird auch durch die Tatsache gestiitzt, dass in der Base Residual Auction
fir das Jahr 2009/2010 eine nachtraglichen Anderung der geraumten Kapazitatsmenge von 0,2% eine

%|n der Einfuihrungsphase wurden die durchschnittlichen Erlose der letzten sechs Jahre
herangezogen.
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Preissteigerung um 4% und zusatzliche Kapazitatskosten von $87 Millionen zur Folge hatte (LECG,
2008, S. 55-56). Dies zeigt wie sensibel der Preis im RPM auf Anderungen in der Angebots- und
Nachfragekurve reagiert. Die derzeitige Preisbildung des RPM Kapazitatsmarktes ist daher zu
hinterfragen. ISO New England ermittelt den Kapazitéatspreis in seinem ,Forward Capacity Market*
nicht auf Basis einer kiinstlichen Nachfragekurve, sondern durch eine ,Descending Clock Auction®, bei
welcher der Kapazitatspreis in mehreren Bieterrunden immer wieder gesenkt wird, bis die angebotene
Kapazitdtsmenge der bendtigten entspricht. Dieser Mechanismus stellt eine sinnvolle Alternative zu
der von PJM verwendeten VRR-Kurve dar.

Als weitere wesentliche Kritikpunkte sind der Beschaffungszeitraum fiir Kapazitaten und die
Zeitspanne, fir welche neuen Anlagen Kapazitatszahlungen garantiert werden, zu nennen. Derzeit
missen sich Versorgungsunternehmen drei Jahre vor dem Ausfiihrungsjahr mit der bendétigten
Leistung eindecken. Dies bedeutet, dass sich auch der GroRhandelspreis fir Kapazitaten erst drei
Jahre vor dem Ausfiihrungsjahr bildet. Betrachtet man die durchschnittlichen Errichtungszeitraume
verschiedener bedarfsgerechter Kraftwerkstechnologien, so erkennt man, dass selbst gasbefeuerte
Kraftwerke nur auf dieses Preissignal reagieren, wenn die behérdlichen Genehmigungen bereits erteilt
wurden. Fir die Errichtung anderer Erzeugungstechnologien mit l[Angerer Bauzeit ist das Preissignal
allenfalls zu kurzfristig gewahlt. Desweiteren ist zu beanstanden, dass neuen Anlagen der ermittelte
Kapazitatspreis nur fur drei Jahre garantiert wird. Neue Kraftwerke weisen Lebensdauern von 20
Jahren und mehr auf und sollten daher Uber einen langeren Zeitraum Zahlungen aus der
Kapazitatsbérse erhalten. Nur so kann die Investitionssicherheit flr Erzeugungsunternehmen signi-
fikant erhéht werden.

Auch die Komplexitat des Modells stellt ein grof3es Problem dar, da flr Marktgestalter und
Marktteilnehmer mogliche Folgewirkungen nur schwer abschéatzbar sind. So fiihrte beispielsweise
selbst eine von PJM durchgefiihrte Prognoseberechnung zu deutlich niedrigeren Kapazitatspreisen,
als sich diese schlieRlich im realen Markt einstellten (siehe Abbildung 8).

$250

PJM's prior mechanism (annual averages)

$200 =g RPM (capacity weighted zonal averages)

= &= PJM's RPM simulation (Dec. 2006) :
-—  —>

prior
$150 mechanism RPM

$100

/ Values shown for RPM
and simulations are
capacify-weighted

averages of zonal results
$50

Resource clearirg pree, $¥MW-day (UCAP)

1899 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010
Delivery Year

Sources: PJM 2006 State of the Market Report,
RPM and RPM simulaficn results posted on PJM website

Abbildung 8: PIM prognostizierte und tatséchliche Kapazitatspreise in den
Jahren 1999 bis 2010, Quelle (LECG, 2008, S. 2)

Die Aufteilung der PJM Region in einzelne Kapazitatszonen stellt prinzipiell einen sehr sinnvollen
Ansatz dar. Wie Abbildung 6 zeigt, schwankten die Kapazitatspreise in den ersten Auktionen jedoch
sehr stark. Sollte sich diese Tendenz weiter fortsetzen, so verfehlt RPM seinen Zweck, ndmlich den

**Die 0,2 % Leistungsminderung entsprachen einer 138,9 MW und der Preisanstieg von 4% erfolgte
von $97,82/MW-Day auf $102,04/MW-Day.
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Erzeugern ein langfristiges Preissignal fir Investitionen am richtigen Ort zu liefern und die Abdeckung
der Fixkosten zu gewéhrleisten.

Anzumerken ist auch noch, dass die Umsetzung eines Kapazitadtsmodells mit lokalen Kapazitatszonen
und —preisen nur in Verbindungen mit einem langfristigen Netzausbauplan erfolgen kann. Dieser muss
die Erzeuger dartiber in Kenntnis setzen, welche Leitungsprojekte angedacht sind, so dass diese
mdgliche neue Leitungen und die Auswirkung auf den Kapazitatspreis in der Zone in ihren Planungen
bertcksichtigen kénnen. Andernfalls kénnten hohe uneinbringliche Kosten die Folge sein.

Generell kann man sagen, dass PJM mit der Einfihrung des ,Reliability Pricing Model* versucht hat,
einige der Mangel des Capacity Credits Model zu beheben, jedoch auch das neue Modell trotz guter
Anséatze einige wesentliche Schwachpunkte aufweist. Es handelt sich um sein &uf3erst komplexes
Modell mit mangelnder Transparenz, dessen langfristige Wirkungsweise nur schwer abzuschéatzen ist.
Die Frage von Kosten und Nutzen ist bisher noch nicht geklart.

3.11. Zusammenfassung und Ausblick

Die Einfuhrung einer Kapazitatsborse als Ergédnzung des Energiemarktes ist grundsatzlich sinnvoll.
Diese sollte es den Erzeugungsunternehmen erméglichen ihre Fixkosten sicher zu decken und ein
langfristiges Preissignal liefern, um Investitionen

e imrichtigen Ausmal3,
e zum richtigen Zeitpunkt und
e am richtigen Ort zu fordern.

Bei der Ausgestaltung eines Kapazitatsmarktes gilt es die wesentlichen Besonderheiten der
Elektrizitatswirtschaft, wie die langen Vorlaufzeiten der Errichtung, die Langlebigkeit der Anlagen oder
deren Kapitalintensivitat, zu berlcksichtigen (Stigler, 1999). Das im Markt von PJM angewandte
~Reliability Pricing Model“ berticksichtigt diese Besonderheiten noch nicht im erforderlichen Ausmal3.

Im europaischen Marktbereich werden derzeit nur in den L&ndern Spanien und Griechenland
administrative Kapazitatszahlungen geleistet bzw. marktbasierte Kapazitdtsmechanismen verwendet.
Ein Grund hierflr liegt wohl darin, dass Europa mit der Ausnahme einiger weniger Lander, mit grof3en
Uberkapazitaten in die Liberalisierung gestartet ist. Gebiete die schon zu Beginn mit Kapazitats-
problemen zu kdmpfen hatten, wie z.B. der spanische Strommarkt, haben bereits seit langerer Zeit
Kapazitatsbeschaffungsmechanismen installiert, die den Erzeugern die Erwirtschaftung ihrer Voll-
kosten sicherstellen sollen. Nun, da auch in den anderen Landern die Erzeugungskapazitéten knapper
werden und zusatzlich ein groRer Anteil des Bestandes aus Altersgriinden ersetzt werden muss, stellt
sich die Frage, ob der Energiemarkt alleine in der Lage ist, flir ausreichende Investitionen zu sorgen.
Empirische Untersuchungen in den Vereinigten Staaten weisen darauf, dass dies nicht der Fall ist
(Joskow, 2006). Dieselben Ergebnisse liefern am Institut fur Elektrizitatswirtschaft und
Energieinnovation durchgefiihrte Modellrechnungen (StRenbacher, Tyma, Bachhiesl, & Stigler, 2010).

Geht man von dem prognostizierten Investitionsbedarf der EU-27 im Bereich der Erzeugung von 30
bis 35Mrd.€ pro Jahr® aus und beriicksichtigt die momentan schwierige Situation der
Kapitalbeschaffung, so ist die zukinftige Versorgungssicherheit ohne adequate Anreizsignale ernsthaft
gefahrdet. Die Einfilhrung einer durchdachten Kapazitatshérse wére eine sinnvolle Méglichkeit, dieses
Problem zu l6sen.

®pis zum Jahr 2020. Siehe (Ockenfels, 2008), (A.T. Kearney, 2009)
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