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Kurzfassunqg: Im Rahmen der vorliegenden Arbeit wird untersucht, ob die verschiedenen international in Ver-
wendung befindlichen Kapazitdtsmérkte und —mechanismen in der Lage sind, bestehende Méngel des reinen
Energiemarktes zu beheben. Hierfiir werden die unterschiedlichen theoretischen Konzepte erlautert, deren prakii-
sche Anwendungsfélle untersucht und anschlieBend eine qualitative Bewertung durchgefiihrt. Der besondere
Fokus der Untersuchung liegt dabei auf der Ausgestaltung der praktischen Anwendungsfalle.
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1. Einleitung

Die meisten Elektrizitdtsméarkte in Europa sind mit groBen Uberkapazitaten in die Liberalisierung gestartet, so
dass sich die Frage ausreichender Investitionsanreize zunachst nicht stellte. Der Fokus der Marktgestaltung rich-
tete sich wahrend dieser Zeit primér auf die Erhéhung der kurzfristigen Effizienz, welche durch die Einfihrung von
Strombodrsen erreicht werden sollte. Nun, da aber in zahlreichen Mérkten erhebliche Ersatzinvestitionen notwen-
dig sind und die teils umfangreiche Erzeugung erneuerbarer Energien die Prognostizierbarkeit zuklnftiger Bor-
senpreise nachteilig beeinflusst, erhalt die Fragestellung, ob der Markt auch in der Lage ist langfristige Effizienz
zu gewahrleisten, erhdhte Aufmerksamkeit?.

In einem wettbewerblichen Markt mit Strombérse ist der Energiepreis das wesentlichste Anreizsignal fur Neuin-
vestitionen. Dieser sollte Erzeugungsengpasse friihzeitig anzeigen und so sicherstellen, dass Unternehmen lang-
fristig ausreichende Kraftwerkskapazitaten bereitstellen. Theoretische Untersuchungen von Caramanis (1982)
und Schweppe et al. (1988) belegen, dass ein reiner Energiemarkt unter idealen Bedingungen dazu prinzipiell in
der Lage ist. Die in der Betrachtung getroffenen Annahmen sind jedoch in einem realen Marktumfeld nicht haltbar.
So werden wesentliche Besonderheiten der Elektrizitdtswirtschaft, wie die mangelnde Elastizitdt der Nachfrage,
die langen Vorlaufzeiten der Anlagenerrichtung, die schlechte Prognostizierbarkeit zukinftiger Marktpreise oder
die Méglichkeit politischer Interventionen im Falle stark steigender Strompreise, nicht beriicksichtigt (Hobbs, Inon,
& Kahal, 2001, S. 8-9). Vor allem die unsichere Entwicklung zukinftiger Marktpreise kann unter der Annahme
risikoaversen Verhaltens der Erzeuger zu zeitlichen Verzégerungen von Investitionsprojekten und in der Folge zu
Erzeugungsengpassen fihren (Neuhoff & de Vries, 2004, S. 262-264). Dieser Umstand wird durch den steigen-
den Anteil stochastischer Windkrafterzeugung in Landern wie Deutschland oder Spanien noch weiter verscharft.
Es ist daher unter realen Marktbedingungen keinesfalls sichergestellt, dass ein reiner Energiemarkt in der Lage
ist, langfristig ausreichende Erzeugungskapazitaten bereitzustellen (StiBenbacher, 2011).

Viele internationale Strommarkte haben oder hatten ahnliche Probleme zu bewéltigen. So sind beispielsweise die
stUdamerikanischen Méarkte Brasilien, Chile und Kolumbien in hohem MaB vom Wasserkraftdargebot in ihrem
System abhéangig, gleichzeitig jedoch extremen Wetterphdnomenen und langen Regen- bzw. Trockenperioden
ausgesetzt. Als Folge sind die GroBhandelspreise, je nach Wasserkraftaufkommen, groBen Schwankungen unter-
legen und schwer zu prognostizieren. Zur Behebung des Problems wurden in diesen Mérkten Kapazitdtsmecha-
nismen implementiert, welche fir langfristig planbare Erlése der Erzeuger, eine sichere Deckung der Vollkosten
und somit ausreichende Anlagenerrichtungen sorgen sollten. Auch in einigen liberalisierten Strommérkten Nord-
amerikas, Australiens und Europas hatte man Bedenken, ob ein reiner Energiemarkt in der Lage ist, eine langfris-
tige Versorgungssicherheit zu gewahrleisten und bertcksichtigte verschiedene Kapazitdtsmechanismen in der
Marktgestaltung, die dies sicherstellen sollten.

! Jungautor

% Dies zeigt sich beispielsweise an Hand des umfassenden ,Call for Evidence” der CEER (2009) zum Thema ,Generation Ade-
quacy Treatment in Electricity”.
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Im Rahmen der vorliegenden Arbeit werden diese Kapazitdtsmechanismen kategorisiert und deren theoretische
Funktionsweise bzw. praktische Ausgestaltung erldutert. AnschlieBend erfolgt eine qualitative Analyse der einzel-
nen Ansétze anhand der in Punkt 2 definierten Kriterien. Ziel ist es zu ermitteln, ob die diversen Kapazitatsme-
chanismen in der Lage sind, bestehende Méangel des reinen Energiemarktes zu beheben bzw. ob diese auch in
einem dezentral organisierten Bérsenmarkt integriert werden kénnen. Der besondere Fokus liegt hierbei auf der
Bewertung der praktischen Anwendungsfalle und deren Ausgestaltung.

2. Beurteilungskriterien

Zur Beurteilung der unterschiedlichen Konzepte werden die folgenden sechs Kriterien herangezogen:

Langfristige Planungssicherheit’: Erzeugungsanlagen im Bereich der Elektrizitdtswirtschaft zeichnen sich
durch besonders lange Lebensdauern und Zeitrdume der Kapitalwiedergewinnung aus (Stigler, 1999, S. 8). Zu-
dem sind die zu erwirtschaftenden Deckungsbeitrage in einem reinen Energiemarkt in hohem MaBe von Einfluss-
faktoren, wie der Erzeugungsstruktur des Marktes, den Brennstoff- und Emissionszertifikatspreisen® oder der
dargebotsabhangigen Erzeugung im System abhangig und mit groBer Unsicherheit behaftet (SiBenbacher,
2011). In Anbetracht des risikoaversen Verhaltens der Erzeuger kann dies zum Ausbleiben notwendiger Investiti-
onen fihren. Um die Versorgungssicherheit in einem System langfristig aufrecht zu erhalten, ist es daher notwen-
dig, den Erzeugern langfristig planbare Erldse bereitzustellen. Es wird daher im Folgenden untersucht, ob die
einzelnen Kapazitdtsmechanismen in der Lage sind, die langfristige Planbarkeit der Einnahmen gegenlber dem
reinen Energiemarkt zu erhéhen.

Vollkostendeckung: Die sichere Deckung der Vollkosten ist eine wesentliche Voraussetzung dafir, dass Erzeu-
gungsunternehmen ausreichende Investitionen tatigen. Diese kann jedoch nur sichergestellt werden, wenn die
Preisbildung auf Basis der langfristigen Grenzkosten erfolgt. In einem reinen Energiemarkt sind vor allem die
kurzfristigen Grenzkosten der Erzeugung angebotsrelevant. Dazu gehéren insbesondere die Brennstoffkosten der
Anlagen, andere variable Erzeugungskosten sowie mdégliche Opportunitatskosten. Die fixen Kosten werden unter
Annahme eines wettbewerblichen Marktes nicht in der Angebotslegung bericksichtigt (Ockenfels, Grimm, &
Zoettl, 2008, S. 65-72). Es ist in Folge dessen nicht sicher gewahrleistet, dass Erzeugungsunternehmen in der
Lage sind, ihre Vollkosten Uber die Strombdrse zu erwirtschaften. Die Annahme von Knappheitspreisen, die im
Falle von Erzeugungsengpassen Uber die kurzfristigen Grenzkosten der letzten Erzeugungseinheit ansteigen, ist
auf Grund der hohen Anforderung an die Versorgungssicherheit im Bereich der Elektrizitdtswirtschaft keine gang-
bare Lésung®. Sie steht zudem im Widerspruch zu den urspriinglichen Zielen der Liberalisierung, welche zu einer
weiteren Erhéhung der Versorgungssicherheit beitragen sollte (siehe Richtlinie 2009/72/EG). Ein sinnvoll gestalte-
ter Kapazitatsmechanismus sollte es den Erzeugern daher auch ohne Knappheitssituationen und unfreiwillige
RationierungsmaBnahmen erméglichen, ihre Vollkosten zu erwirtschaften. Im Rahmen der vorliegenden Arbeit
wird geklart, ob die verschiedenen Konzepte dazu prinzipiell in der Lage sind.

Zeitgerechte Investitionsanreize®: Erzeugungsanlagen weisen lange Vorlaufzeiten fir die Planung und Errich-
tung auf. Diese kénnen je nach Kraftwerkstyp zwischen 18 Monaten und sieben Jahren betragen®. Da die Preise
in einem reinen Energiemarkt erst steigen, wenn der Markt bereits Uber knappe Erzeugungskapazitaten verfligt,
ist die Bereitstellung zeitgerechter Investitionsanreize nicht sicher gewéhrleistet. Dies gilt vor allem unter dem
Einfluss hoher Verbrauchszuwachsraten oder z.B. im Falle eines verringerten Einsatzes hochpreisiger Spitzen-
lastkraftwerke durch den ,Merit-Order Effekt*’ erneuerbarer Energien. Zudem qilt es zu bericksichtigen, dass
kurzfristige Investitionsanreize vor allem den Zubau schnell zu errichtender Anlagen wie Gasturbinen- oder GuD-
Kraftwerke férdern. Diese einseitige Erweiterung des Erzeugungsparks kann langfristig zu einer Verflachung der
Merit-Oder im preisbildenden Bereich flihren und die Eigenwirtschaftlichkeit der Unternehmen geféhrden
(StBenbacher, Tyma, Bachhiesl, & Stigler, 2010, S. 5-10)8. Es wird daher ermittelt, ob die einzelnen Kapazitats-
mechanismen in der Lage sind, auch Grund- und Mittellastkraftwerken mit langeren Errichtungsdauern zeitge-
rechte Investitionsanreize bereitzustellen.

% Im Bereich der Brennstoffpreise ist vor allem der Wechselkurs ein nicht zu vernachlassigender Parameter.

* Wie das Beispiel der kalifornischen Strompreiskrise zeigte, kann eine solche Entwicklung in realen Méarkten zu langfristig an-
steigenden GroBhandelspreisen, flichenweisen Lastabschaltungen und politischen Interventionen fihren (Ufer, 2001, S. 2-3).
Es ist somit auch im Knappheitsfall weder die Versorgungssicherheit noch eine Deckung der Vollkosten sicher gewahrleistet.

® Diese Kriterien werden auch von Battle und Rodilla (2010, S. 7177-7178) als wesentliches Merkmale sinnvoll gestalteter
Kapazitdtsmechanismen identifiziert.

6 vgl. (IEA, 2007, S. 76), (IEA, 2010, S. 44)

" Fir eine detaillierten Erlauterung des ,Merit-Order Effektes” siehe (Fraunhofer, 2010).

8 siehe auch (BCG, 2003, S. 16-17)
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Ortsgerechte Investitionsanreize®: Auf Grund der Netzgebundenheit elektrischer Energie und méglicher Lei-
tungsengpasse im Ubertragungssystem ist es zudem notwendig, Systemerweiterungen ortsgerecht zu férdern.
Durch den verstarkten Zubau der Windkrafterzeugung in Europa ist zukiinftig auch markt- bzw. regelzonenintern
vermehrt mit Leitungsengpassen zu rechnen®. Dies kann dazu fihren, dass es trotz ausreichender Erzeugungs-
kapazitaten im System nicht mdglich ist, den Bedarf zu decken. Es ist daher notwendig die Struktur des Ubertra-
gungsnetzes vermehrt in der Preisbildung zu beriicksichtigen. Dies kann kurzfristig durch Konzepte wie Nodal
Pricing erfolgen bzw. langfristig durch entsprechende Kapazitdtsmechanismen. Im Rahmen der Arbeit wird daher
betrachtet, ob die angeflihrten Kapazitdtsmechanismen im Stande sind, auch ortsgerechte Investitionsanreize
bereitzustellen.

Erh6éhung der Nachfrageelastizitéts: Einen wesentlichen Schwachpunkt in der praktischen Umsetzung des
reinen Energiemarktes stellt die derzeit geringe Elastizitat der Nachfrage dar. Wahrend das theoretische Konzept
der Spot- bzw. Echtzeitbepreisung davon ausgeht, dass der Markt Giber das Preissignal jederzeit einen Ausgleich
zwischen Angebot und Nachfrage herbeifiihren und somit zu einer optimalen Nutzung bestehender Ressourcen
beitragen kann, zeigt sich in realen Méarkten nur eine geringe Beteiligung der Verbraucherseite. Dies ist einerseits
auf den Umstand zuriickzufiihren, dass die meisten Endkunden nicht zu aktuellen GroBhandelspreisen sondern
zu Durchschnittspreisen verrechnet werden, andererseits auf die geringen finanziellen Anreize bestehende Power
Demand Side Management (PDSM) Potentiale im Industriebereich zu nutzen (Gutschi & Stigler, 2008, S. 19). Es
wird daher untersucht, ob die einzelnen Mechanismen in der Lage sind, die Elastizitat der Nachfrage zu erhéhen.

Eignung fiir ein dezentrales Marktsystem'’: Der GroBteil der derzeit verwendeten Kapazitatsmechanismen
wurde fUr zentral organisierte Markte mit einem Einsatzplaner (Independent System Operator, ISO) entwickelt. In
Europa kommen jedoch zumeist dezentral organisierte Strombdérsen zur Anwendung, in welchen die Erzeuger
ihnren Kraftwerkseinsatz selbststandig koordinieren. Infolge dessen sind wesentliche Informationsparameter fir
Kapazitdtsmechanismen, wie z.B. die tatsachliche Verfligbarkeit der Einzelanlagen nicht bekannt. Die Untersu-
chung soll daher kléren, inwiefern die einzelnen Konzepte in einem dezentralen Markisystem umgesetzt werden
kénnen.

3. Einteilung von Kapazitatsmechanismen

Die derzeit verwendeten Kapazitdtsmechanismen kdnnen in preis- und mengenbasierte Ansatze unterteilt wer-
den. Wahrend preisbasierte Mechanismen den Erzeugungsunternehmen einen rein finanziellen Anreiz bereitstel-
len, welcher flr ausreichende Investitionen sorgen sollte, wird im Rahmen von mengenbasierten Mechanismen
die notwendige Erzeugungskapazitat im System vorgeschrieben und deren Preis durch den Markt ermittelt. Als
preisbasierte Ansatze gelten administrativ bestimmte Kapazitatszahlungen und Konzepte mit operativer oder
strategischer Reserve (de Vries, 2007, S. 24). Mengenbasierte Mechanismen werden in Form von Kapazitatsbor-
sen und Kapazitatsoptionen umgesetzt (siehe Tabelle 1).

Kapazitadtsmechanismus Anwendungsgebiet Bezeichnung
o ) ) Spanien Pagos por capacidad

Aﬂmlnls_tr.z.atlv bestimmte Irland Capacity Payment Mechanism
- apazitétszahlungen - -
= g Chile Pagos por potencia
a2 Schweden, Finnland | Peak Load Arrangements
X% %’ Strategische Reserve Neuseeland Reserve Energy Scheme
3 § Frankreich PPI (mit Ausschreibungsverfahren)

Operative Reserve Norwegen RKOM
PJM Day-Ahead Scheduling Reserve Market

e Kapazitétsborse PJM Reliability Pricing Model
2 g (mit kdnstlicher Nachfragekurve) New York ISO ICAP Market - -
S 2 SWIS Reserve Capacity Mechanism
é %’ ISO New England Forward Capacity Market
3 2 Kapazitatsoptionen Kolumbien Obligacion de Energia Firme
= Brasilien Existing Energy, New Energy Auktionen

Tabelle 1: Untersuchte internationale Kapazitatsmechanismen

% siehe (Monopolkommission, 2009, S. 13) oder auch (Todem, Pils, Dummer, & Vukasovic, 2009, S. 5-9)

"% Dieser Aspekt wird aufbauend auf den Erkenntnissen von de Vries (2007) bzw. Finon & Pignon (2008) weiterfiihrend betrach-

tet und um Erkenntnisse aus der praktischen Umsetzung der Mechanismen ergéanzt.
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Diese unterschiedlichen Konzepte und deren praktische Anwendungsfalle werden nun kompakt dargestellt und
untersucht.

4. Administrativ bestimmte Kapazitatszahlungen

Administrativ bestimmte Kapazitédtszahlungen werden bereits seit Iangerer Zeit in liberalisierten Elektrizittsmark-
ten angewendet. Diese sollen Erzeugern durch die Bereitstellung zusatzlicher Erlése einen Anreiz bieten, neue
Anlagen zu errichten bzw. altere langer in Betrieb zu halten. Die Einfiihrung dieses Konzepts geht zumeist mit
einer Senkung der Preisobergrenze im Energiemarkt einher, da die Vollkosten nicht mehr durch Knappheitspreise
im Engpassfall erwirtschaftet werden mussen, sondern dies durch die Kapazitédtszahlungen gewahrleistet werden
sollte. Normalerweise entscheidet ein zentraler Planer Gber die notwendige Kapazitat im System, um ein be-
stimmtes MafB an Versorgungssicherheit gewahrleisten zu kénnen. Basierend darauf wird eine Kapazitatspreis-
struktur entwickelt, die den Erzeugern die Erwirtschaftung ihrer Vollkosten erméglichen sollte.

Die Wirkung des Mechanismus wird anhand des Preis (p)
Preis-Mengen Diagramms in Abbildung 1 kurz A
erlautert. S(q) sei die Angebotsfunktion des
Marktes ohne Kapazitatszahlungen. Diese er-
mdglicht es den Bedarf im durchschnittlichen
Lastfall Da(qg) sicher und zu politisch vertretba-
ren Preisen zu decken. Im Hochlastfall Du(q)
verfligt der Markt jedoch (ber keine Reserven
mehr und hohe Energiepreise bzw. ein volks- | b gele
wirtschaftlich suboptimales Versorgungssicher-
heitsniveau sind die Folge. Durch die Einfih- | " ggg

rung von Kapazititszahlungen soll den Markt- [N

teilnehmern ein Anreiz bereitgestellt werden,

zuséatzliche Anlagen zu errichten bzw. altere  Abbildung 1: Wirkung administrativ bestimmter Kapazitatszahlungen
langer in Betrieb zu halten, so dass in Summe in einem Energiemarkt11

ein Angebot Sk(q) zur Verfligung steht. Dieses

ermdglicht es auch im Spitzenlastfall Dn(q) den Bedarf sicher und zu politisch vertretbaren Preisen zu decken (de
Vries, 2004, S. 110). Die notwendigen Preisspitzen zur Erwirtschaftung der Vollkosten werden in diesem Fall
durch fixe Vergitungen fiir die bereitgestellte Kraftwerkskapazitat (Leistungspreis) ersetzt, wodurch die Planbar-
keit zuklnftiger Einnahmen erh6ht werden sollte.

)

»Menge (q]

In der praktischen Anwendung kann die Abgeltung der Kapazitatszahlungen auf unterschiedlichem Wege erfol-
gen. So wird der Kapazitatspreis im spanischen Modell beispielsweise Uber eine mit zunehmender Reserve fal-
lende Preiskurve ermittelt oder in Irland, Chile und dem vormals britischen Pool Gber die Verfligbarkeit der Anla-
gen. Diese praktischen Anwendungsfélle werden nun erlautert.

4.1. Spanien (Pagos por Capacidad)

Im spanischen Strommarkt hatte man bereits zu Beginn der Liberalisierung mit Uberdurchschnittlichen Ver-
brauchszuwachsraten von bis zu 5 % p.a. und einer hohen Abhé&ngigkeit gegeniiber der dargebotsabhangigen
Erzeugung im System zu kdmpfen. Auf Grund dessen wurde im Jahr 1997 ein erster Kapazitdtsmechanismus
implementiert, welcher die langfristige Versorgungssicherheit im System gewahrleisten sollte. Der gewéahlte An-
satz lieferte jedoch nicht die gewlinschten Ergebnisse und wurde im Jahr 2007 durch den Mechanismus ,Pagos
por Capacidad” ersetzt. In diesem Modell erhalten neue Erzeugungsanlagen mit einer Leistung gréBer als 50 MW
und bestehende Kraftwerke mit erheblichen Investitionen in umweltrelevante MaBnahmen'? Kapazitatszahlungen
fur die von ihnen zur Verfligung gestellte Leistung erstattet (Frederico & Vives, 2008, S. 59). Diese Zahlungen
werden vom Regulator Gber den sogenannten ,Reserve index” (RI) bestimmt, welcher sich wie folgt errechnet:

. sicher verfiigbare Kapazitat im System
Reserve index = - - (4-1)
Spitzenlastbedarf im System

1 Legende Abbildung 1: Da(q)...durchschnittliche Nachfrage, Du(q)...Nachfrage zur Hochlastzeit, S(q)...Merit Order ohne Ka-
pazitatszahlungen, Sk(q)...Merit Order mit Kapazitatszahlungen

'2 Dazu zahlt z.B. der Einbau einer Abgasentschwefelungsanlage in ein bestehendes Kohlekraftwerk.
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Ist der Wert von RI kleiner als 1.1, so erhélt
ein Anlagenbetreiber eine jahrliche Kapazi-
tatsverglitung in der H6he von 28.000 € MW
erstattet (siehe Abbildung 2). Der zum Zeit-
punkt der Anlageninbetriebnahme ermittelte
Kapazitatspreis wird zuséatzlich fir eine Dauer
von zehn Jahren garantiert. Steigt der Wert
des RI auf Grund von Neuinvestitionen im
System an, so sinken die Zahlungen mit je-
dem zuséatzlichen Prozent an Reserve um
1.500 €/ MW pro Jahr. Ab einem RI von ca.
1.29 erhalten neu in Betrieb gehende Anlagen
keine Kapazitatszahlungen mehr.

—
-

w
[=
i

207

Investment incentive (‘ooo €/MW/yvear)
"
=]
L

° 1.00 II.US 1_|10 1.I15 1.|2L1 1.|25 1.;0 1_|35 ul,:-
Reserve index
Abbildung 2: Ermittlung der Kapazitatszahlungen auf Basis des
Reserveindexes in Spanien (Frederico & Vives, 2008, S. 60)

Neben diesem Anreizsignal fur die Neuerricht-
ung von Anlagen wurde auch angedacht, Ver-
figbarkeitszahlungen fur die tatsachliche Be-
reithaltung der Anlagen zu leisten. Damit sollte gewahrleistet werden, dass die Kapazitaten im System wahrend
der Zeiten erhéhten Bedarfs auch tatsachlich zur Verfligung stehen. Bisher wurden diese jedoch noch nicht im-
plementiert.

In Spanien kam es in den vergangenen Jahren zu erheblichen Neuinvestitionen im Bereich GuD und Windkraft'.
Diese Entwicklung ist jedoch auf Grund der erst kurzen Einsatzzeit des Mechanismus und der zeitlichen Verzdge-
rung zwischen einer Investitionsentscheidung und der Inbetriebnahme einer Anlage, nicht zwangslaufig auf den
Einfluss von ,Pagos por Capacidad” zurlickzufihren. Der langfristige Effekt des Mechanismus ist daher noch
nicht abschatzbar. Derzeit ist Spanien in der Lage seinen Kapazitdtsbedarf sicher zu decken. ENTSO-E geht
jedoch unter konservativen Annahmen davon aus, dass ab dem Jahr 2016 Erzeugungsengpasse auftreten kén-
nen (ENTSO-E, 2010).

4.2. Irland (Capacity Payment Mechanism)

Auch im gesamtirischen ,Single Electricity Market” (SEM) werden administrativ bestimmte Kapazitatszahlungen
angewendet, um die langfristige Versorgungssicherheit im System gewahrleisten zu kénnen. Hauptgrund fir die
Einfihrung des Mechanismus war die Erwartung stabilerer Marktpreise und in der Folge geringerer Risikozu-
schlage fur die Anlagenerrichtung (KEMA, 2009, S. 127).

Die jahrlichen Kapazitédtszahlungen werden vom Regulator

CNE aus dem Leistungsbedarf im System (Capacity Requi- : Jahrlich genehmigte
. . L Versorgungsjahr o

rement) und den annuitatischen Fixkosten des glinstigsten Kapazitatszahlungen

neu zu errichtenden Spitzenlastkraftwerks (Best New Entry, 2008 575.221.470

BNE) ermittelt (siehe Tabelle 2). Die Fixkosten des BNE 2009 640.854.720 €

werden dabei um die durchschnittlichen Deckungsbeitrage, 2010 551.133.375 €

die diese Anlagen im Energie- und Ancillary Service Markt

. . . . Tabelle 2: Jéhrlich genehmigte Kapazitatszahlungen
erzielen kénnte, verringert, um eine doppelte Abgeltung zu in Irlands SEM, Quelle (CER, 2010, S. 24)

vermeiden (CER, 2009, S. 31-34).

Die Verrechnung der Kapazitédtszahlungen an die einzelnen Erzeuger erfolgt nicht wie im spanischen Modell auf
Basis der installierten Leistung der Neuanlagen, sondern uber eine fixe und zwei von der Anlagenverfligbarkeit im
System abhangige Komponenten. Dabei wird in einem ersten Schritt die jahrlich genehmigte Férdersumme auf
Basis eines Gewichtungsfaktors (Weighting Factor, WF¢) in 12 monatliche Betrage unterteilt. Der WF¢ vergleicht
die vom Ubertragungsnetzbetreiber (Transmission System Operator, TSO) prognostizierten monatlichen Lastspit-
zen miteinander und gewahrleistet, dass der gréBte Teil der jahrlichen Kapazitatszahlungen in die Monate mit der
hoéchsten prognostizierten Last verteilt wird (Parsonage, 2007, S. 26-27). Die monatliche Férdersumme wird an-
schlieBend in drei Komponenten aufgeteilt. Der erste Anteil von 30 % entspricht den fixen Kapazitatszahlungen
und wird Uber den ,Fixed Capacity Payment Weighting Factors“ (FCPWF) bereits vor dem Versorgungsjahr auf
die einzelnen Stunden des Monats verteilt. Die zweite Kapazitdtszahlungskomponente ist variabel und betragt
40 % des monatlichen Férdertopfes. Diese wird vor dem Versorgungsmonat auf Basis der prognostizierten Aus-
fallswahrscheinlichkeit (Loss of Load Probability, LOLP) auf die einzelnen Stunden verteilt. Der letzte Anteil wird

'3 siehe (CNE, 2008, S. 164), (CNE, 2009, S. 106)
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ex-post aus der tatsachlichen LOLP im Versorgungsmonat berechnet (CER, 2009a). Die stiindlichen Kapazitats-
zahlungen eines verflgbaren Erzeugers setzen sich in der Folge aus diesen drei Preiskomponenten zusammen.
Durch die dreigliedrige Vergltung soll einerseits bereits vor dem Monat angezeigt werden, wie groB der Bedarf an
Erzeugungskapazitaten sein wird und andererseits durch die nachtréglich ermittelte Komponente, wie groB die
Verflugbarkeit tatsachlich war. Anféngliche Bestrebungen eine reine ex-post Verrechnung einzufiihren, wurden zu
Gunsten einer besseren Prognostizierbarkeit méglicher Erlése wieder verworfen (KEMA, 2009, S. 128-129).

In Folge der erst kurzen Anwendungszeit des Mechanismus und der momentan schwierigen wirtschaftlichen Lage
Irlands kann noch keine Aussage Uber die langfristige Wirkungsweise des ,Capacity Payment Mechanism*“ getrof-

fen werden. Laut der Regulierungsbehérde CER sind jedoch bis zum Jahr 2014 erhebliche Neuinvestitionen in
einem Gesamtumfang von 1,8 GW geplant (CER, 2010, S. 26).

4.3. Weitere Anwendungsfille

Auch im chilenischen Elektrizitaitsmarkt und dem vormals britischen Pool kamen Kapazitatszahlungen auf Basis
der Anlagenverfiigbarkeit zum Einsatz. In Chile wurde dabei zwischen Zahlungen im wasserkraftdominierten
Saden (SIC Region) und dem thermischen dominierten Norden (SING Region) unterschieden, wodurch es mdg-
lich war, lokale Investitionsanreize bereitzustellen (Raineri, 2006). Dieser Mechanismus lauft jedoch derzeit aus,
bzw. werden seit Ende 2006 bereits erste Auktionen fiir ,sichere Energieliefervertrage” ahnlich dem in Kapitel 8.3

erlauterten brasilianischen Modell durchgefiihrt (Moreno, Barroso, Rudnick, Mocarquer, & Bezzera, 2010, S.
5763-5764).

SIC-SING power price
($ kW month, monthly average in April and October)
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Abbildung 3: Kapazitatspreis in den chilenischen Teilméarkten
SIC und SING, Quelle (Raineri, 2006)

4.4. Beurteilung des Mechanismus

Im Folgenden wird eine qualitative Bewertung des Mechanismus auf Basis des theoretischen Ansatzes sowie den

aus der praktischen Umsetzung gewonnenen Erkenntnissen durchgefiihrt. Als Beurteilungsgrundlage dienen die
in Punkt 2 definierten Kriterien.

Langfristige Planungssicherheit: Die Gewahrleistung einer langfristigen Planungssicherheit ist auf Grund der
hohen Anlagenlebensdauern im Bereich der Elektrizitdtswirtschaft ein wichtiger Aspekt. Werden den Betreibern
neuer Erzeugungseinrichtungen Kapazitatszahlungen Uber einen Zeitraum von z.B. 10 Jahren garantiert, wie dies
im spanischen Modell der Fall ist, so kann der Mechanismus die langfristige Planungssicherheit gegenliber einem
reinen Energiemarkt positiv beeinflussen. Gleichzeitig wird zumeist die Preisobergrenze des Energiemarktes
herabgesetzt”, da die Erzeuger nicht mehr auf zufallige Preisspitzen angewiesen sind, um ihre Vollkosten zu
erwirtschaften. Dies flihrt zu einer Stabilisierung und besseren Prognostizierbarkeit des Bdrsenpreises sowie der
Erlése der Erzeugungsunternehmen (Doorman, 2000, S. 152). Der Mechanismus der administrativen Kapazitats-

zahlungen ist daher in der Lage die langfristige Planungssicherheit gegenliber einem reinen Energiemarkt zu
erhéhen.

Vollkostendeckung: Die klassischen Ansatze von Boiteux et al. bildeten die theoretische Grundlage fur die Ein-
fihrung administrativ bestimmter Kapazitatszahlungen in liberalisierten Elektrizitdtsméarkten (Moreno, Barroso,

' Die spanische Strombérse OMEL weist beispielsweise eine Preisobergrenze im Energiemarkt von 180,3 €/ MWh auf.
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Rudnick, Mocarquer, & Bezzera, 2010, S. 5759). Diese Zahlungen sollten den Erzeugern neben dem Spotmarki-
preis, welcher sich an den kurzfristigen Grenzkosten orientiert, auch die sogenannten Kapazitatserweiterungskos-
ten'® abgelten und so in Summe eine Deckung der langfristigen Grenzkosten, sprich der Vollkosten erméglichen.
Durch diese gesicherte Fixkostenabgeltung sollte auch die letzte, preisbildende Einheit dazu prinzipiell in der
Lage sein. In der praktischen Ausgestaltung hangt dies natirlich vom administrativ bestimmten Kapazitats- oder
Leistungspreis ab. Die langfristigen Ergebnisse des chilenischen Strommarktes bzw. des ehemaligen britischen
Pools zeigen, dass der Mechanismus in der Lage ist Kraftwerksinvestitionen auch ohne Auftreten von Knapp-
heitssituationen zu férdern. Dies ist gleichzeitig ein Hinweis dafiir, dass Unternehmen im Markt im Stande sind,
ihre Vollkosten zu erwirtschaften. Die Zahlungen orientieren sich in den meisten Fallen an den jéhrlichen Fixkos-
ten eines Gaskraftwerks. Ein wesentliches Manko des Konzeptes ist die administrative Bestimmung der Kapazi-
tatszahlungen. Da die Erzeugungsunternehmen ihre Verkaufsbereitschaft fiir das Produkt ,Leistung® nicht offen-
legen mussen, besteht die Gefahr einer lberhdhten Leistungsabgeltung. Es ist daher in der Praxis notwendig, die
geleisteten Zahlungen unter Berlcksichtigung des Investitionsverhaltens der Erzeuger anzupassen. Dies darf
jedoch nur in kleinen Schritten erfolgen, da sonst die Langfristigkeit des Preissignals verloren geht. Zusammen-
fassend kann somit festgehalten werden, dass der Mechanismus der administrativ bestimmten Kapazitéatszahlun-
gen durch die separate Vergltung eines Leistungspreises prinzipiell in der Lage ist, Erzeugungsunternehmen
eine Vollkostendeckung zu gewabhrleisten, auf Grund der fehlenden Offenlegung der Verkaufsbereitschaft jedoch
Ineffizienzen mdglich sind.

Zeitgerechte Investitionsanreize: Werden Kapazitatszahlungen durch die zustandige Behdrde erhéht, bevor ein
Erzeugungsengpass auftritt, so ist das Modell prinzipiell in der Lage, die zeitgerechte Errichtung neuer Anlagen
zu férdern. In den praktischen Anwendungsfallen ist der Mechanismus jedoch kurzfristig orientiert. So werden die
Kapazitatszahlungen im spanischen Modell auf Basis des aktuellen Rl ermittelt bzw. auch der jahrliche Fordertopf
im irischen CPM auf Basis des Investitionsbedarfs im nachsten Jahr. Ein praktischer Anwendungsfall mit langer-
fristigem, vorzeitigem Planungshorizont ist nicht bekannt. Der Mechanismus der administrativen Kapazitatszah-
lungen kdnnte daher prinzipiell friihzeitige Investitionsanreize liefern, in der praktischen Ausgestaltung wurde
dieser Aspekt bisher aber nur unzureichend bericksichtigt.

Ortsgerechte Investitionsanreize: Wie der Anwendungsfall Chiles mit zwei separaten Kapazitatszonen SIC und
SIGN zeigt, kann der Mechanismus ortsgerechte Investitionsanreize zur Verfligung stellen. Es ist mdglich einen
EnergiegroBhandelsmarkt in mehrere Kapazitatszonen zu unterteilen und in diesen, z.B. auf Basis der verfligba-
ren Leistung im Netzbereich, unterschiedliche Kapazitatszahlungen zu leisten. Somit ist der Mechanismus in der
Lage die Errichtung von Neuanlagen in engpassbehafteten Gebieten zu férdern.

Erhéhung der Nachfrageelastizitat: Die Beteiligung der Nachfragerseite z.B. in Form von PDSM wird im Modell
der administrativ bestimmten Kapazitatszahlungen nicht explizit geférdert. Zahlungen werden ausschlieBlich far
die Bereitstellung zusatzlicher Leistung aus konventionellen und dargebotsabhangigen Erzeugungsanlagen ge-
leistet. Dies kann als wesentlicher Schwachpunkt des Konzepts betrachtet werden.

Eignung fiir ein_dezentrales Marktsystem: Das Konzept der administrativ bestimmten Kapazitatszahlungen
kommt zumeist in zentral organisierten Markten zum Einsatz. Die Eignung fiir ein dezentrales System hangt von
der konkreten Ausgestaltung ab. Werden die Zahlungen auf Basis der jahrlich sicher verfligbaren Leistung im
System ex-ante berechnet, so stellt die Implementierung kein Problem dar. Dies zeigt auch der Anwendungsfall
Spaniens'®. Wird jedoch die stiindliche Anlagenverfiigbarkeit als Berechnungsfaktor herangezogen, so muss
diese durch eine zentrale Stelle ermittelt werden. Dies ist in den meisten européaischen Markten derzeit noch nicht
der Fall. Prinzipiell kénnte der TSO oder der Regulator diese Aufgabe tGbernehmen.

5. Strategische Reserve

Das Konzept der strategischen Reserve bedingt von allen vorgestellten Mechanismen die geringsten Eingriffe in
das System des reinen Energiemarktes”. Hierbei halt der TSO Kapazitatsreserven flir Engpasssituationen bereit,
welche bei Bedarf eingesetzt werden kdnnen.

Die Beschaffung der strategischen Reserve kann Uber langfristige Vertrage erfolgen, die dem TSO Zugriffsrechte
auf bestimmte Anlagen zusichern. Auf Grund der geringen zu erwartenden Einsatzzeiten ist es 6konomisch sinn-

' Diese entsprechen den auftretenden Fixkosten der Anlagen.
16 Spanien organisiert seinen GroBhandelsmarkt Uber eine freiwillige Strombdrse (Frederico & Vives, 2008).
' Die Beschreibung der theoretischen Funktionsweise basiert auf de Vries (2004, S. 111-112).
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voll, altere Anlagen unter Vertrag zu nehmen'®. Diese Kraftwerke miissen auf Anweisung des TSO betriebsbereit
gehalten werden und ihre Energie zu ihren kurzfristigen Grenzkosten am Markt anbieten oder dem TSO verkau-
fen. Als Gegenleistung erhalt der Erzeuger die Fixkosten der Anlage erstattet.

Es besteht auch die Mdglichkeit, dass der TSO nach Zustimmung der Regulierungsbehdérde, stillgelegte Anlagen
als strategische Reserve kauft oder least bzw. selbst neue Kraftwerke errichtet. In diesem Fall ist der TSO auch
Anlagenbetreiber und vermarktet diese selbststandig. Auf Grund der rechtlichen Forderung des Unbundlings von
Netz- und Erzeugungsbereich ist diese Variante jedoch problematisch und bedingt eine genaue Festlegung der
Einsatzkriterien durch den Regulator.

Der Einsatz der strategischen Reserve kann aus  Preis (p) D.(q) S(q)
technischen oder ékonomischen Griinden erfolgen. A
Ein technischer Anlassfall liegt vor, wenn die Reser- D.(q) \

veleistung im System unter einen geforderten Wert  p,
fallt und die Versorgungssicherheit nicht mehr ge-
wébhrleistet werden kann. In diesem Fall wird die
strategische Reservekapazitdt qsg zu einem Preis
psr im Energiemarkt angeboten (siehe Abbildung
4). Die Wahl von psr muss dabei jedoch mit Be-
dacht erfolgen, da bei einem zu geringen Preis die
Mdglichkeit besteht, dass regulare Gebote aus dem

Markt gedrédngt werden und die zu erwartenden Pa
Erlése im Knappheitsfall sinken. Dies beeinflusst in
der Folge das Investitionsverhalten der Erzeuger

nachteilig. Dient die strategische Reserve rein als
Back-up System, so sollte der Preis von psg geman
der Theorie des reinen Energiemarktes auf den . o
durchschnittlichen Value of Lost Load (VOLL) ge- Energiemarkt
setzt werden.

Menge (q]

Abbildung 4: Wirkung der strategischen Reserve im

Es ist auch méglich die strategische Reserve ab einem fixen Preis psg einzusetzen. Dadurch kommt es zur Bil-
dung eines kunstlichen Price Cap im Energiemarkt und zu einer Stabilisierung der Energiepreise. Ein geringer psr
beeinflusst jedoch auch das Investitionsverhalten der Erzeuger nachteilig. Es gilt daher, je mehr Erzeugungska-
pazitat der Markt bereitstellen sollte, desto hbher muss psr gewahlt werden.

In den praktischen Anwendungsfallen schlieBen die TSOs zumeist langfristige Liefervertrdge mit Erzeugern bzw.
Verbrauchern mit PDSM ab und setzen die Anlagen ein, wenn eine bestimmte Reservekapazitat unterschritten
wird. Die konkrete Ausgestaltung dieser Mechanismen wird nun folgend erlautert.

5.1. Schweden und Finnland (Peak Load Arrangements)

Schweden weist mit einem Anteil von Uber 40 % der installierten Nettoleistung eine hohe Wasserkraftabh&ngigkeit
auf. Der finnische Kraftwerkspark kann als gemischtes System betrachtet werden. In beiden Landern wird eine
strategische Reserve (ber langfristige Liefervertrdge mit Erzeugungsunternehmen sichergestellt. Zweck dieser
.Peak Load Arrangements” ist es, die verfligbare Leistung im System speziell wahrend der Wintermonate zu
erhéhen, um eine sichere Energieversorgung zu gewéhrleisten bzw. Endkunden vor hohen Preisschwankungen
zu schitzen, die auf Grund des hohen Anteils dargebotsabhéngiger Erzeugung im System entstehen kdénnen
(KEMA, 2009, S. 144).

Schweden verflgt hierfir Gber eine strategische Reserve im AusmaB von 2 GW, die sich aus konventionellen
Kraftwerken und Verbrauchern mit PDSM zusammensetzt?®. Finnland kontrahiert eine Reserve von 600 MW,
welche groBteils mittels alter Kohlekraftwerke bereitgestellt wird, die sonst stillgelegt wiirden. Treten Erzeugungs-
engpésse auf, die mit Hilfe der eigenen Reserve nicht behoben werden kdénnen, so ist es den TSOs der beiden

'® Es kann aber auch die Errichtung neuer Anlagen gefordert werden.

19 Legende Abbildung 4: Da(q)...durchschnittliche Nachfrage, Dwu(q)...Nachfrage zur Hochlastzeit, S(q)...Merit Order des Mark-
tes, gsr...Angebotsmenge der strategischen Reserve, psg...Angebotspreis der strategischen Reserve, pa...durchschnittlicher
Energiepreis

20 Derzeit werden ca. 640 MW aus Anlagen mit PDSM bereitgestellt. Es ist jedoch ein erklartes Ziel diesen Anteil deutlich zu
steigern (Johansson & Nilsson, 2010, S. 19).
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Lander mdglich, auf die Reserve des anderen zurlickzugreifen. Um eine Anlage als strategische Reserve anbie-
ten zu kénnen, muss diese wahrend der Winterperiode innerhalb von maximal 12 Stunden betriebsbereit sein.
Wahrend der Sommerperiode wird diese Vorlaufzeit auf einen Monat ausgedehnt (Fingrid, 2009, S. 1). Die Akti-
vierung der Anlagen kann durch den B&rsenmarktbetreiber Nord Pool erfolgen, sollte sich im Spotmarkt ,Elspot”
durch regulare Gebote kein Schnittpunkt bilden oder durch einen der beiden TSOs, wenn eine bestimmte Reser-
vekapazitét unterschritten wird. Dabei werden die Anlagen zuerst im Day-Ahead Markt angeboten und nicht bené-
tigte Reserven anschlieBend im Regelenergiemarkt (NordREG, 2009, S. 19). Der Angebotspreis wird 0,1 €/ MWh
Uber den Preis der letzten reguldren Erzeugungseinheit gesetzt. Die aus dem Einsatz erzielten Deckungsbeitrage
kénnen von den Anlagenbesitzern bis zu einer jahrlichen Obergrenze von 4.000 €/ MW einbehalten werden, da-
nach missen diese zwischen dem TSO und dem Anlagenbetreiber aufgeteilt werden (Fingrid, 2009, S. 3-5).
Kommen die Anlagen nicht zum Einsatz, so erhalten sie nur ihre Instandhaltungskosten erstattet®.

Erzeugungsengpasse sind im skandinavischen Markt immer wieder ein Thema. Nach erheblichen Problemen in
den Jahren 2002/2003 kam es auch in den Wintermonaten 2009/2010 wieder zu Knappheitssituationen, sodass
selbst der Borsenbetreiber Nord Pool mehrmals auf die strategische Reserve zuriickgreifen musste, um einen
Marktpreis ermitteln zu kdnnen. In Schweden wurde die Reserve zudem wéhrend des GroBteils der Wintermona-
te 2009/2010 betriebsbereit gehalten, da die notwendige Reservekapazitédt von 1 GW andernfalls nicht gewéhr-
leistet werden konnte und EngpassmanagementmaBnahmen mittels Counter Traiding nicht méglich gewesen
waren (NordREG, 2010, S. 7-8).

Die regelmé&Big auftretenden Erzeugungsprobleme des skandinavischen Marktes haben wieder eine breite Dis-
kussion Uber mégliche Kapazitdtsmechanismen in Gang gesetzt. Aus den Stellungnahmen der einzelnen Marki-
teilnehmer geht hervor, dass der derzeitige Mechanismus der Peak Load Arrangements nur als Ubergangslésung
betrachtet wird (NordREG, 2009, S. 11-23). Man ist sich jedoch noch nicht einig dariiber, welcher Ansatz diesen
ersetzen und ob dieser permanent oder temporar im Knappheitsfall angewendet werden sollte.

5.2. Neuseeland (Reserve Energy Scheme)

Neuseeland besitzt eine stark wasserkraftdominierte Erzeugung. Durchschnittlich werden ca. 65 % der jahrlichen
Energie aus Wasserkraft produziert (Finon, Meunier, & Pignon, 2008, S. 211). Seit der Liberalisierung des Mark-
tes im Jahr 1996 hatte man immer wieder mit Versorgungsproblemen zu kampfen. So mussten beispielsweise in
den Jahren 2001, 2003, 2006 und 2008, auf Grund der geringen Wasserkrafterzeugung, LastreduktionsmaBnah-
men durchgeflihrt werden, um den Systembetrieb aufrecht zu erhalten.

Die Ereignisse der Jahre 2001 und 2003 bildeten die Grundlage fir die Einfihrung des sogenannten ,Reserve
Energy Scheme®. Dieser Mechanismus ermdglicht es dem Regulator, Vertrdge mit Reservekraftwerken und
PDSM-Anlagen abzuschlieBen, um die Versorgungssicherheit im Knappheitsfall aufrecht zu erhalten. Derzeit wird
ein Olkraftwerk mit einer Leistung von 155 MW als strategische Reserve vorgehalten und im Falle einer Knapp-
heitssituation zu einem Preis von 387 $/MWh am Energiemarkt angeboten (Ministry of Economic Development,
2009, S. 13-18).

Konkrete Untersuchungen Uber die Wirkungsweise des Reserve Energy Scheme auf Anlageninvestitionen sind
nicht bekannt. Der Mechanismus wird jedoch generell als Ubergangsldsung betrachtet. Da Uberlegungen zur
Einfihrung einer Kapazitatsbérse auf Grund der Komplexitat eines solchen Mechanismus ad acta gelegt wurden
und die Absicherung der Wasserkrafterzeugung durch konventionelle Anlagen aus Sicht des ,Ministry of Econo-
mic Development” zu kostspielig ware, will man in Zukunft vor allem verbraucherseitige Einsparungen durch
Knappheitspreise (Scarcity Prices) bis zu 5.000 $/MWh férdern. Diese sollen die Sensibilitdt der Konsumenten flr
Energiekrisen erhdhen und GroBverbraucher dazu animieren, ihren Bedarf verstarkt mittels Eigenversorgungsan-
lagen abzusichern.

5.3. Frankreich (Ausschreibungsverfahren)

Auch das Ausschreibungsverfahren kann zur Bildung einer strategischen Reserve herangezogen werden (Finon,
Meunier, & Pignon, 2008, S. 202). Frankreich ist einer weniger Markte in Kontinentaleuropa, welcher sich in re-
gelméBigen Abstdnden dieses Mechanismus bedient. Die Griinde hierfir sind jedoch weniger problematische
Erzeugungssituationen im System, als vielmehr die Umsetzung einer bestimmten Systemerweiterungsstrategie.

21 |t. Emailauskunft Fingrid, am 29.09.2010.
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Die mehrjéhrige Investitionsplanung (La programmation pluriannuelle des investissements de production électri-
que, PPI) wird in Frankreich angewendet, um eine optimale Entwicklung des zuklnftigen Kraftwerksparks zu
gewabhrleisten. Diese stiitzt sich auf die sogenannte ,Referenzkostenstudie”, welche alle finf Jahre durchgefihrt
wird und die effizienteste Erweiterung des Kraftwerksparks ermitteln soll??. Dabei werden Analysen des franzdsi-
schen Ubertragungsnetzbetreibers RTE (iber die zukiinftige Entwicklung von Erzeugung und Verbrauch, mégliche
Netzengpésse und energiepolitische Zielsetzungen bertcksichtigt. Das aus dem PPl abgeleitete optimale
Zubauszenario des Kraftwerksparks ist verbindlich und wird per Erlass beschlossen. Erfolgen Investitionen nicht
gemaB diesem Plan, so kann die Regierung Ausschreibungsverfahren veranlassen, welche von der Regulie-
rungsbehérde CER umgesetzt werden (Ess, 2009, S. 58-61).

Im Jahr 2006 wurde das Ausschreibungsverfahren versuchsweise auch angewendet, um die Errichtung neuer
bzw. den Erhalt alter Anlagen in engpassbehafteten Netzgebieten zu férdern. Ziel war es die Versorgungssicher-
heit im System zu erhéhen und eine effizientere Ausnutzung des Verbundsystems durch eine Reduktion der Lei-
tungsengpasskosten zu ermdglichen. Die unter Vertrag genommenen Anlagen erhalten hierbei eine fixe Vergu-
tung in der Héhe ihres Angebotspreises fiir einen Zeitraum von zehn Jahren garantiert. Im Gegenzug besitzen
diese die Verpflichtung ihre Energie in kritischen Situationen auf Anweisung von RTE im Day-Ahead oder Aus-
gleichsenergiemarkt anzubieten. Im Fall einer Verfehlung der Lieferverpflichtung werden Strafzahlungen ver-
hangt. Die Erzeuger kdnnen die Erldse aus dem Energieverkauf bis zu einer definierten Obergrenze behalten.
Wird diese Uberschritten, so verringern sich die garantierten Kapazitatszahlungen (Finon, Meunier, & Pignon,
2008, S. 213).

Auch in Frankreich wird bereits Uber den Ersatz des Ausschreibungsverfahrens durch einen alternativen Kapazi-
tatsmechanismus diskutiert. Konkret wird die Einfihrung eines Kapazitatshandels, bei dem sich die Versorgungs-
unternehmen mit Zertifikaten fir sicher verfigbare Leistung (certification des garantie) eindecken miissen, erwo-
gen. Der Vorschlag zur Implementierung dieses Konzeptes wurde im Méarz 2010 im franzdsischen Parlament
eingebracht (Battle & Rodilla, 2010, S. 7175). Nahere Informationen Uber die mdgliche Ausgestaltung sind bisher
noch nicht bekannt. Der grundlegende Ansatz sollte jedoch jenem der Kapazitéatsoptionen, der unter Punkt 8
naher erlautert wird, entsprechen.

5.4. Beurteilung des Mechanismus

Langfristige Planungssicherheit: Erzeugungsunternehmen sind unter der Anwendung des Mechanismus der
strategischen Reserve nach wie vor von zuféllig auftretenden Preisspitzen abhéngig, um ihre Vollkostendeckung
zu erwirtschaften. Kommt die kontrahierte Reserve wie in den meisten praktischen Anwendungsfallen nur spora-
disch zum Einsatz, so sind diese nicht in der Lage die langfristige Planbarkeit gegeniber einem reinen Energie-
markt zu erhéhen. Lediglich Anlagenbesitzer die ihre Kraftwerke an den TSO leasen, erhalten konstante zusatzli-
che Erlése. Der Anteil dieser strategischen Reservekraftwerke ist in den praktischen Anwendungsféllen jedoch
gegenuber der gesamt installierten Leistung zu vernachlassigen.

Vollkostendeckung: Theoretisch sollte das Konzept der strategischen Reserve allen Erzeugungsunternehmen
im Markt ermdglichen, ihre Vollkosten zu decken, wenn der Preis der Kraftwerksreserve hoch genug gewéhlt wird
und diese oft genug zum Einsatz kommt. In der praktischen Umsetzung ist dieses Konzept jedoch problematisch.
Um die Anlagen einzelner Marktteilnehmer nicht aus dem Markt zu drédngen, muss der Preis der strategischen
Reserve (ber den der letzten reguldren Erzeugungseinheit gesetzt werden. In normalen Last- und Erzeugungsfal-
len kommen die Anlagen daher nicht zum Einsatz. Erst wenn der Bedarf durch den Markt nicht mehr gedeckt
werden kann, setzen die Anlagen der strategischen Reserve den Preis. Dies bedeutet, es missen zwangslaufig
Engpasssituationen auftreten, damit der Mechanismus eine Vollkostendeckung gewahrleisten und entsprechende
Investitionssignale aussenden kann. Auf Grund der langen Vorlaufzeiten der Anlagenerrichtung kénnten langfristi-
ge Versorgungsengpéasse die Folge sein. Wird der Preis der strategischen Reserve zudem wie im Fall der ,Peak
Load Arrangements” nicht auf den VOLL, sondern mit 0,1 € MWh geringfligig Uber den der letzten reguléren Er-
zeugungseinheit gesetzt, so ist die Vollkostendeckung, wie in einem reinen Energiemarkt, speziell im Bereich der
Spitzenlasterzeugung nicht sicher gewahrleistet.

Zeitgerechte Investitionsanreize: Die strategischen Reserve wird in der praktischen Anwendung zumeist als
Notfallmechanismus betrachtet. Da die Anlagen erst zum Einsatz kommen, wenn bereits Kapazitatsengpéasse
bestehen, ist der Mechanismus nicht in der Lage Investitionen friihzeitig zu férdern.

22 Die letzte Referenzkostenstudie wurde im Jahr 2008 durchgefihrt.
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Ortsgerechte Investitionsanreize: Erfolgt die Beschaffung der strategischen Reserve (iber ein Ausschreibungs-
verfahren mit genauer Spezifikation des Anlagenstandortes, so ist der Mechanismus in Lage ortgerechte Investiti-
onsanreize bereitzustellen.

Erhéhung der Nachfrageelastizitét: Die Beteiligung der Nachfragerseite in Form von PDSM wird unter dem
Mechanismus der ,Peak Load Arrangements” explizit geférdert. Auch das in der Binnenmarktrichtlinie 2009/72/EG
angeflihrte Ausschreibungsverfahren, welches die rechtliche Grundlage der ,Peak Load Arrangements” als auch
des franzdsischen Konzeptes darstellt, sieht Energieeffizienz- und NachfragesteuerungsmaBnahmen als mégli-
che Kapazitatsressourcen vor. Der Mechanismus ist somit in der Lage die Elastizitét der Nachfrage zu erhéhen.

Eighung fiir ein dezentrales Marktsystem: Der Mechanismus der strategischen Reserve kann in dezentral
organisierten Méarkten ohne umfangreiche Anderungen der Marktgestaltung implementiert werden. Das Aus-
schreibungsverfahren wird zudem von der Europaischen Union explizit als Kapazitdtsmechanismus im Engpass-
fall vorgeschlagen (RL 2009/72/EG, Artikel 8) und befindet sich in L&ndern mit dezentraler Marktstruktur, wie
Schweden, Finnland oder Frankreich in Anwendung.

6. Operative Reserve

Der Kapazitdtsmechanismus der operativen Reserve wurde von Stoft (2002, S. 165-173) erstmals theoretisch
beschrieben. In diesem Ansatz beschafft der TSO neben der herkémmlichen Reserve fir Ancillary Services auch
operative Reserve zur Gewahrleistung der langfristigen Versorgungssicherheit. Dies kann z.B. auf téglicher Basis
erfolgen. Dabei legt der TSO bereits vor der Auktion einen maximalen Ankaufspreis por fest, den er zu zahlen
bereit ist. Alle Anlagen der operativen Reserve erhalten diesen, auch wenn sie nicht produzieren. Erzeuger besit-
zen somit die Mdglichkeit, ihre Anlagen dem TSO zur Verfigung zu stellen oder am Spotmarkt teilzunehmen. Auf
Grund der begrenzten Zahlungsbereitschaft wird der TSO in Off-Peak Periode mehr Reserve kontrahierten kén-
nen als in der Peak-Periode. W&hrend der Hoch-

lastzeit werden namlich einige Erzeuger in Er- Preis (p)

wartung hoherer Bdérsenpreise am Spotmarkt A

teilnehmen. Ein Teil der operativen Reserve qor D.(q) \ s,.(a) s,(a)
steht dem Energiemarkt damit in Zeiten knapper

Reserve zusatzlich zur Verfugung (siehe Abbil-  p,=pc:

dung 5). Auf Grund der Mdglichkeit zur Arbitrage
bieten Erzeuger ihre Energie zu einem Preis pog,
welchen sie vom TSO allenfalls erhalten wiirden,
am Spotmarkt an. Es entsteht somit im Energie-
markt eine kinstliche Preisobergrenze in der
Hoéhe von por (de Vries, 2004, S. 115-117). Der Pa

wesentliche Unterschied zur strategischen Re- _I_, \—L‘

D.(q)

serve besteht darin, dass die zusatzlichen Kapa-
zitaten nicht vom TSO eingesetzt werden, son- Menge (]
dern die Erzeuger die Wahl besitzen, ihre Anla- Abbildung 5: Wirkung der operativen Reserve im

gen dem TSO bereitzustellen, oder am Spot- Energiemarkt23

markt anzubieten (de Vries, 2007, S. 26). Infolge

dieses Mechanismus sollten Preisspitzen im Energiemarkt frihzeitiger und regelmaBiger, aber in geringerer Héhe
auftreten. Die Wahl des maximalen Ankaufspreises por beeinflusst die Menge an operativer qor und in der Folge
die Haufigkeit und Héhe der Preisspitzen im Energiemarkt. Dieser Parameter ist daher mit Bedacht zu wéahlen. In
Summe sollten sich flr die Erzeuger die gleichen Erlése ergeben wie in einem idealen reinen Energiemarkt, da
die geringere Héhe der Preisspitzen durch den haufigeren Eintritt kompensiert wird.

Das theoretische Konzept der operativen Reserve in der hier beschriebenen Form ist nach derzeitigem Wissens-
tand in keinem realen Markt implementiert24. Ansétze die diesem am N&hesten kommen, sind der ,RKOM" Markt
des norwegischen TSOs Statnett sowie der ,Day-Ahead Scheduling Reserve Market* von PJM. Diese werden
nun kurz erlautert.

2 Legende Abbildung 5: Da(q)...durchschnittliche Nachfrage, Du(q)...Nachfrage zur Hochlastzeit, Sa(q)...durchschnittliche Merit
Order, Su(q)...Merit Order in der Hochlastzeit, qog...Angebotsmenge der operativen Reserve, pog...Angebotspreis der opera-
tiven Reserve, pa...durchschnittlicher Energiepreis, pu...Energiepreis in der Hochlastzeit

24 siehe auch (KEMA, 2009, S. 51)
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6.1. Norwegen (RKOM)

Norwegen deckt ca. 99 % seines Energiebedarfs aus Wasserkraft und ist daher in hohem MaBe von darge-
botsabhangiger Erzeugung abhéngig (NVE, 2009, S. 4). Zusatzlich zu den gemeinsamen skandinavischen Mark-
ten Elspot, Elbas und RKM wird vom norwegischen TSO Statnett ein eigener Markt flir Reservekapazitat mit der
Bezeichnung ,Regulerkraftopsjoner-markedet” (RKOM) betrieben (NordREG, 2009, S. 8-9).

Zweck dieses Mechanismus ist es, ausreichend operative Reserve wahrend der Wintermonate oder in Zeiten
erhdhten Verbrauchs sicherzustellen. Statnett entscheidet dabei welche Kapazitat fiir einen bestimmten Zeitraum
benétigt wird und holt entsprechende Angebote von Erzeugern ein. Die Auktionierung erfolgt wéchentlich unter
Anwendung eines Einheitspreisverfahrens. Dies bedeutet, das letzte akzeptierte Angebot setzt den Marktpreis der
operativen Reserve flr eine Dauer einer Woche. Basierend auf den bekannten Netzengpassen im System gibt es
drei Kapazitatszonen, flr die separate Angebote gelegt werden missen. Es bilden sich daher entsprechend des
jeweiligen Bedarfs lokale Preise flr die operative Reserve (Statnett, 2005, S. 2-3). Die Angebotslegung der Er-
zeuger muss sich nicht an den Grenzkosten der Anlagen orientieren, sondern kann beliebig gewahlt werden.

Zugeschlagene Angebote besitzen die Pflicht ihre Kapazitdten im Regelenergiemarkt RKM anzubieten. Daftir
muUssen diese innerhalb von 15 Minuten verfiigbar sein und ihre Leistung fiir mindestens eine Stunde bereitstellen
kénnen. Dies bedeutet gleichzeitig, dass zumeist Spitzenlastkraftwerke Uber den RKOM-Markt kontrahiert wer-
den. Kommen die Erzeuger ihrer Andienungs- oder Lieferverpflichtung nicht nach, so werden entsprechende
Strafen verhangt. In dem Fall, dass ein Erzeuger im RKM Markt eingesetzt wird, erhélt er die Optionspramie aus
dem RKOM Markt und zusétzlich einen Energiepreis fiir die Lieferung im RKM Markt (Amundsen & Bergman,
2007, S. 94-95).

Der Einsatz des Mechanismus erfolgt zumeist wahrend der Monate Oktober bis April (Statnett, 2009). Dies unter-
scheidet den Ansatz vom theoretischen Modell, in dem die Kraftwerke speziell wahrend der Niedriglastperiode
eine Fixkostenabgeltung erhalten sollten. Zusatzlich werden Grund- und Mittellastkraftwerke durch die gewiinsch-
te Anlagenspezifikation vom Mechanismus ausgeschlossen. Er stellt somit primar ein Anreizsystem fir die Be-
reitstellung von 15-Minuten-Reserve dar und sollte diesen Anlagen erhdhte Investitionssicherheit bieten. Auf
Grund der kurzfristigen Auktionen auf wéchentlicher Basis ist jedoch in Frage zu stellen, ob der Mechanismus
dazu in der Lage ist. In den bisherigen Auktionen war Statnett stets in der Lage ausreichende Erzeugungskapazi-
taten fir den RKM bereitzustellen. Positiv hervorzuheben ist, die hohe Beteiligung von PDSM am Markt.

6.2. PJM (Day-Ahead Scheduling Reserve Market)

PJM ist ein regionaler Ubertragungsnetzbetreiber (Regional Transmission Organisation, RTO) an der nord-
amerikanischen Ostkiiste und organisiert den Kraftwerkseinsatz, den Betrieb des Ubertragungsnetzes und den
GroBhandelsmarkt in seinem Versorgungsgebiet. Der Kraftwerkpark besteht zu mehr als 75 % aus fossilen Er-
zeugungsanlagen und weist nur eine geringe Abhéngigkeit gegenlber der Wind- und Wasserkrafterzeugung im
System auf. Als Preisfindungsmechanismus im Energiemarkt wird das sogenannte ,Locational Marginal Pricing*
(LMP), vielfach auch als ,Nodal Pricing“ bezeichnet, verwendet. Zusatzlich kommt der hier beschriebene ,Day-
Ahead Scheduling Reserve Market* (DASRM) zur Sicherstellung der kurzfristigen Versorgungssicherheit sowie
das folgend noch erlauterte ,Reliability Pricing Model* (RPM) zur Aufrechterhaltung der langfristigen Versor-
gungssicherheit zum Einsatz.

PJM auktioniert die benétigte operative Reserve im System gemeinsam mit dem tatsachlichen Endkundenbedarf
im Day-Ahead Markt. Die bendétigte Reservemenge wird hierbei einfach als zusatzliche Nachfrage bericksichtigt
und abgegolten, als kAmen die Anlagen tatsachlich zum Einsatz. Somit gab es lange Zeit kein eigenes Preissignal
fir operative Reserve. Mit der Einfihrung des RPM forderte die Regulierungsbehérde FERC auch die Implemen-
tierung eines eigenen Marktes fir 30-Minuten Reserve, welcher von PJM in Form des DASRM umgesetzt wurde
(PJM, 2008, S. 5-84).

Dieser separate Markt flir operative Reserve wird zeitgleich mit dem Day-Ahead Energiemarkt abgehalten und
optimiert. Die Erlése der operativen Reserve aus dem Energiemarkt werden fiir jede Stunde den Erlésen des
DASRM gegengerechnet, wodurch notwendige Seitenzahlungen aus dem Energie- in den DASRM verlagert
werden kénnen. Die benétigte operative Reserve wird von PJM jahrlich festgelegt und betragt derzeit 6,88 % der
prognostizierten Lastspitze des Folgetages. Versorgungsunternehmen (Load Serving Entities, LSE) miissen sich
entsprechend ihres Beitrags zur Lastspitze mit operativer Reserve eindecken. Dies kann mittels eigenen Anlagen
erfolgen, durch bilaterale Vertrdge oder durch die Teilnahme am DASRM. Fir Erzeugungseinheiten besteht eine
Teilnahmepflicht am Markt flir operative Reserve. Verbraucher mit PDSM kénnen auf freiwilliger Basis daran teil-
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nehmen. Die Preisbildung erfolgt entsprechend der eingestellten An- und Verkaufsgeboten Uber ein Einheitspreis-
verfahren (PJM, 2010, S. 7-46).

Primare Aufgabe des DASRM ist die kurzfristige Beschaffung von 30-Minuten Reserve sowie die Bildung eines
eigenen Preissignals fiir diesen Anlagentyp. Die bisherigen Ergebnisse des neu eingefihrten Marktes waren nicht
zufriedenstellend. Im Jahr 2009 bildete sich ein durchschnittlicher Preis von 0,05 $/MWh bzw. wurde in 37 % der
Falle kein Marktpreis erzielt. Zusatzlich zeigte sich groBes Markimachtpotential einiger weniger Erzeuger, sodass
die unabhangige Marktaufsicht PJMs ,Monitoring Analytics” empfiehlt die Regelauslegung des DASRM zu Uber-
arbeiten (Monitoring Analytics, 2010, S. 396-398). Auf Grund der geringen erzielten Preise und der Empfehlung
der Marktaufsicht ist davon auszugehen, dass der DASRM in der derzeitigen Form nicht in der Lage ist die Errich-
tung zusatzlicher Kapazitaten zu fordern bzw. eine Deckung der Vollkosten sicherzustellen.

6.3. Beurteilung des Mechanismus

Langfristige Planungssicherheit: Der Kapazitdtsmechanismus der operativen Reserve ist jenem der strategi-
schen Reserve sehr dhnlich. In beiden Fallen ist die Wirtschaftlichkeit einer Anlageninvestition von stochastisch
auftretenden Preisspitzen abhéngig. Daher erhéht sich die langfristige Planungssicherheit gegendber einem rei-
nen Energiemarkt nicht signifikant. Selbiges gilt fir die als operative Reserve unter Vertrag genommenen Anla-
gen, welchen flir den maximalen Zeitraum einer Woche fixe Erlése garantiert werden.

Vollkostendeckung: Bei der Betrachtung der Vollkostendeckung gilt es zwischen dem theoretischen Modell und
den praktischen Anwendungsfallen zu unterscheiden. In der Theorie sollte der Mechanismus der operativen Re-
serve dazu fuhren, dass Preisspriinge in geringerer Héhe, aber haufiger auftreten. Durch eine sinnvolle Wahl des
maximalen Ankaufpreises sollte es zudem mdglich sein, den Angebotspreis der operativen Reserve im Spotmarkt
so zu beeinflussen, dass alle Erzeugungsunternehmen in der Lage sind ihre Vollkosten zu erwirtschaften. Entge-
gen dem theoretischen Modell wird in den beiden untersuchten Anwendungsféllen jedoch nicht der maximale
Ankaufspreis als fixes Kriterium vorgegeben, sondern stets die erforderliche Reservemenge. Die Marktgestalter
besitzen daher keinen direkten Einfluss auf den Preis der operativen Reserve und damit auch nicht auf die kiinst-
liche Preisobergrenze im Spotmarkt. Eine Deckung der Vollkosten kann somit nicht sicher gewéahrleistet werden.
Dies ist aber auch nicht primarer Zweck des Mechanismus. Dieser sollte vielmehr zusétzliche Kapazitaten fir
Ancillary Services in Zeiten erhéhten Bedarfs sicherstellen.

Zeitgerechte Investitionsanreize: Durch die kinstliche Verknappung des Angebots im Energiemarkt sollte es im
dargestellten Konzept bereits friihzeitig zur Ausbildung von Preisspitzen und damit zur Férderung von Investitio-
nen kommen. Im Gegensatz zum Mechanismus der strategischen Reserve setzen jedoch die Anlagen der Marki-
teilnehmer den Preis in der Spitzenlastperiode und nicht jene des TSO. Dadurch ist gewéhrleistet, dass der Markt
selbst noch Uber ausreichende Erzeugungskapazitaten verfligt, wenn erste Knappheitssignale auftreten. Der
Mechanismus ist daher prinzipiell in der Lage zeigerechte Investitionsanreize bereitzustellen. In den beiden vor-
gestellten Fallen wird jedoch, wie bereits beschrieben, nicht der maximale Preis der strategischen Reserve vor-
gegeben, sondern die zu beschaffende Menge, wodurch der TSO bzw. RTO keinen direkten Einfluss auf die
Hohe der vorzeitigen Preisspitzen besitzt. Es ist daher fraglich, ob der Mechanismus in der praktischen Umset-
zung in der Lage ist ausreichende Investitionsanreize bereitzustellen.

Ortsgerechte Investitionsanreize: Der norwegische TSO Statnett unterteilt sein Ubertragungsnetz auf Grund
bekannter Leitungsengpésse in drei RKOM-Gebotszonen. Je nach Angebot und von Statnett festgelegter Nach-
frage bilden sich in den einzelnen Gebieten unterschiedliche Preise fiir operative Reserve und somit auch ortsab-
hangige Investitionsanreize unter Berlicksichtigung des Ubertragungsnetzes.

Erhéhung der Nachfrageelastizitiat: Operative Reserve kann durch herkémmliche Erzeugungsanlagen, aber
auch durch abschaltbare Verbraucher bereitgestellt werden. Vor allem der RKOM-Markt weist eine hohe Beteili-
gung der Verbraucherseite auf. Besitzen GroBkunden entsprechende Anlagen, die bei knapper Erzeugung abge-
schaltet werden kdnnen und stellt der Markt fir operative Reserve einen entsprechenden preislichen Anreiz be-
reit, so kann dieser dazu beitragen, das PDSM-Potential in einem System besser auszunutzen und dadurch auch
die Elastizitat der Nachfrage erhéhen.

Eighung fiir ein dezentrales Marktsystem: Der Mechanismus der operativen Reserve ist mit der dezentralen
Struktur von Bérsenmarkten gut vereinbar und ohne umfangreiche Regelanpassungen zu implementieren. Die
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Beschaffung kann durch den TSO erfolgen, der auch Auktionen fir Ancillary Services organisiert. Mit dem RKOM
Markt in Norwegen befindet sich der Mechanismus bereits in einem dezentralen System in Anwendung.

7. Kapazitatsborse mit kiinstlicher Nachfragekurve

Im Modell der Kapazitédtsbérse bestimmt der ISO als zentraler Planer die bendtigte Leistung im System. Den
einzelnen LSE und GroBkunden wird die Verpflichtung auferlegt, sich entsprechend ihres Beitrags zur Lastspitze
bereits frihzeitig mit sicher verfligbarer Leistung einzudecken. Diese kann mittels eigenen Erzeugungsanlagen,
Uber bilaterale Vertrage oder die Kapazitéatsbérse erfolgen. Als mdgliche Ressourcen kommen je nach Anwen-
dungsfall konventionelle und dargebotsabhéngige Kraftwerke, Verbraucher mit PDSM oder auch Leitungsbaupro-
jekte jeweils mit ihrer sicher verfligbaren Leistung in Frage. Diese gesicherte Leistung wird vom ISO aus den
historischen Einsatzdaten der Anlage oder Uber typenspezifische Werte bestimmt. Der wesentliche Unterschied
zum bereits beschriebenen Mechanismus der administrativen Kapazitatszahlungen liegt darin, dass im Falle einer
Kapazitatsbdrse die bendtigte Leistung im System dezidiert vorgeschrieben wird und der Markt den Preis dafir
bestimmt (de Vries, 2007, S. 26). Die ermittelten Leistungszahlungen sollten es den Erzeugern erméglichen ihre
Vollkosten zu erwirtschaften und zusétzlich einen Anreiz darstellen, neue Anlagen zu errichten. Charakteristisch
fur die hier beschrieben Kapazitatsbdrsen ist der Preisfindungsprozess (iber eine kiinstlich gestaltete Nachfrage-
kurve, welche vom ISO parametrisiert wird.

En.-Preis (p) Sewld)  iSeq/(q)  Leist-Preis (p) Sen(@l)  So’ (T
A DealQ) : A Dexnla) :
p | \ ; M :
CAP E

Menge (q) Menge (q)

Abbildung 6: Wirkungsweise einer Kapazitéatsborse (rechts) auf den Energiemarkt (links)

Abbildung 6 zeigt die Wirkung der Kapazitatsbdrse (rechts) auf den Energiemarkt (links). Ohne Kapazitatsbérse
besitzt der Energiemarkt eine Merit Order gemaB Sekm(q). Der Kraftwerkspark kann in diesem Fall bei einer
durchschnittlichen Nachfrage De.a(g) den Bedarf sicher decken. In der Hochlastperiode mit einer Nachfrage
De.n(q) ergeben sich jedoch auf Grund der knappen Erzeugungskapazitdten hohe Energiepreise bei gleichzeitig
verminderter Versorgungssicherheit. Wird eine Kapazitatsbérse eingefiihrt, so bildet sich bei suboptimaler Erzeu-
gungskapazitédt im Markt ein Leistungspreis im Schnittpunkt von Sp.km(q) und Dexm(q). Dieser wird den Erzeu-
gungsunternehmen flr ihre sicher verflgbare Leistung bereitgestellt. Durch den finanziellen Anreiz werden neue
Anlagen errichtet und im Energiemarkt kann eine Angebotskurve entsprechend Se.km'(q) bereitgestellt werden.
Dadurch ist es auch in der Spitzenlastperiode moglich den Bedarf De.n(q) sicher zu decken. Ist die nun verfligbare
Kapazitat Sp.km‘(q) groB genug, so fallt der Leistungspreis und es besteht kein Anreiz mehr zusatzliche Kraftwerke
zu errichten. Auf Grund der Tatsache, dass die Fixkosten Uber die Kapazitatsbérse abgegolten werden, kann in
diesem Fall die Preisobergrenze im Energiemarkt auf pcap gesenkt werden. Um eine Uberfinanzierung zu ver-
meiden, werden zudem die Deckungsbeitrdge aus dem Energie- und Ancillary Service Markt von den Kapazitats-
zahlungen in Abzug gebracht.

Dieses beschriebene Konzept wird in den nordamerikanischen Markten von PJM, New York ISO (NYISO) bzw. in
ahnlicher Form im australischen South West Interconnected System (SWIS) zur Aufrechterhaltung der langfristi-
gen Versorgungssicherheit eingesetzt.

7.1. PJM (Reliability Pricing Model)®

PJM besitzt neben dem DASRM fir 30-Minuten-Reserve auch eine Kapazitatsbdrse an der sicher verfligbare
Leistung gehandelt wird. Dieses sogenannte ,Reliability Pricing Model“ (RPM) sollte ausreichende Erzeugungs-

% Fir eine detaillierte Darstellung des Reliability Pricing Models siehe (StiBenbacher, Schwaiger, & Stigler, 2010).
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kapazitdten im System sicherstellen, den Erzeugungsunternehmen erméglichen ihre Fixkosten zu erwirtschaften
und durch ein langfristiges Preissignal fir mehr Investitionssicherheit sorgen (StiBenbacher, Schwaiger, & Stigler,
2010). Zur Sicherstellung einer ausreichenden Leistungsdeckung im System wird vom ISO der notwendige Kapa-
zitatsbedarf drei Jahre im Vorhinein bestimmt. Es gilt:

UCAPgreiiapitity = Ppeax * (1 + IRM) = (1 — PoolWideAverageEFORd) (7-1)
mit:
UCAPReliabilty «--+eeeveerreersreerareens notwendige sicher verfligbare Leistung im System
PPaak. - eeeeeeeeeeieaiieee e prognostizierte Jahresspitzenlast im Versorgungsgebiet
IRM e Reserve an installierter Leistung (dzt. 15,5 % der prognostizierten Spitzenlast)
PoolWideAverageEFORJ......... durchschnittliche Ausfallsrate der Anlagen im Versorgungsgebiet

Mit dieser Menge an sicher verflgbarer Leistung soll eine Ausfallswahrscheinlichkeit von maximal einem Ereignis
in zehn Jahren gewahrleistet werden. Den Versorgungsunternehmen und GroBkunden im Markt wird die Ver-
pflichtung auferlegt, sich entsprechend ihres Beitrags zur Spitzenlast im System® mit Leistung einzudecken. Dies
kann mittels eigener Anlagen erfolgen, durch bilaterale Vertrdge oder Uber die Kapazitédtsbérse RPM. Die Anlagen
werden dabei jeweils mit ihrer sicher verfligbaren Leistung beriicksichtigt. Diese wird von PJM aus der histori-
schen Anlagenverfligbarkeit oder Uber typenspezifische Werte bestimmt. Das RPM erlaubt die Teilnahme unter-
schiedlicher Ressourcen am Kapazitdtsmarkt. Dies kdnnen einerseits konventionelle und dargebotsabhangige
Erzeugungsanlagen sein, Verbraucher mit PDSM, das Einsparpotential aus EnergieeffizienzmaBnahmen oder die
Importleistung einer neuen Ubertragungsleitung in ein engpassbehaftetes Netzgebiet (PJM, 2009, S. 5-38). Ziel
ist es sowohl Erzeugern als auch Verbrauchern ein eindeutiges Preissignal fiir das Produkt Leistung bereitzustel-
len, so dass mogliche Potentiale wie z.B. die Lastreduktion mittels PDSM optimal ausgenitzt werden.

Zur Berlicksichtigung méglicher Netzengpésse im System werden importbeschrankte Versorgungsbereiche als
eigene ,Local Deliverability Areas” (LDAs) bericksichtigt. Innerhalb dieser findet jeweils eine eigene Versteige-
rung statt, wodurch es mdglich ist, den Marktteilnehmer lokale Investitionsanreize zur Verfligung zu stellen (Sener
& Kimball, 2007, S. 45). Die erste Auktion der Kapazitat findet drei Jahre vor der tatsdchlichen Bereitstellung im
Rahmen einer sogenannten ,Base Residual Auction“ (BRA) statt. Hierbei ermittelt PJM Uber den prognostizierten
Leistungsbedarf in einem Versorgungsgebiet eine kinstliche Nachfragekurve (Variable Resource Requirement
Curve, VRR-Curve), welche zur Bestimmung des Leistungspreises herangezogen wird. Diese Kurve gewabhrleis-
tet den Erzeugern bei optimaler Kapazitat eine jahrliche Vergitung in der Hohe der ,Net Cost of New Entry“ (Net
CONE). Dies sind die annuitatischen Fixkosten des glinstigsten neu zu errichtenden Kraftwerks in einem LDA,
abziglich der zu erwartenden Deckungsbeitrage dieser Anlagen aus dem Energie- und Ancillary-Service Markit.
Als Referenztechnologie wird zumeist ein Gasturbinen- oder GuD-Kraftwerk herangezogen. Auf die BRA folgen in
Abstanden von etwa einem Jahr drei inkrementelle Auktionen. Dadurch ist es den LSEs und GroBkunden mdglich
im Falle einer frihzeitigen Anlagenstilllegung Kapazitaten kurzzeitig zu besorgen bzw. kann PJM bei einer Abwei-
chung der tatséachlichen Lastentwicklung von der Prognose zusétzliche Kapazitaten auktionieren. Neuen Anlagen
wird im RPM durch das sogenannte ,New Entry Pricing” ein besonderer Anreiz in Aussicht gestellt. Diese erhalten
den Kapazitétspreis der ersten Auktion fir drei Jahre garantiert, wodurch sich die Investitionssicherheit erh6hen
sollte (PJM, 2009, S. 60-61). Es ist jedoch zu hinterfragen, ob diese Zeitspanne in Anbetracht der langen Anla-
genlebensdauern dazu tatsachlich in der Lage ist. Kommen Erzeugungsunternehmen im RPM ihren Lieferver-
pflichtungen nicht nach, so sind erhebliche Strafzahlungen zu leisten. Diese unterscheiden sich je nach Ressour-
ce und Zeitpunkt der Verfehlung.

Die langfristige Wirkungsweise des Mechanismus ist auf Grund der erst kurzen Anwendungszeit nicht abschatz-
bar. In den bisher abgehaltenen Auktionen zeigte die angebotene Kapazitdtsmenge jedoch eine hohe Abhéngig-
keit vom Kapazitatspreis des Vorjahres (The Brattle Group, 2008, S. 14-16). Zudem werden die haufigen Regel-
anpassungen und die komplexe Struktur des Kapazitdtsmechanismus kritisiert. Konzepte wie die Implementie-
rung lokaler Kapazitédtszonen, die friihzeige Versteigerung oder die verstarkte Einbindung der Verbraucher sind
jedoch positiv zu erwadhnen und stellen wesentliche Anforderungen eines sinnvoll gestalteten Kapazitatsmarktes
dar.

7.2. New York ISO (ICAP Market)

New York ISO (NYISO) ist der unabhangige Systembetreiber im Staat New York und organisiert den Kraftwerks-
einsatz, den Betrieb des Ubertragungsnetzes sowie den GroBhandelsmarkt in seinem Zustandigkeitsbereich. Die

% Hierfir wird der Durchschnitt der fiinf héchsten Lastwerte wahrend der Sommerperiode herangezogen (PJM, 2009a, S. 7-16).
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Preisfindung im Energiemarkt erfolgt Gber ein sogenanntes ,Locational Based Marginal Pricing“ (LBMP), welches
dem LMP vom PJM entspricht. Um langfristig ausreichende Investitionen sicherzustellen und den Erzeugungsun-
ternehmen die Erwirtschaftung ihrer Fixkosten zu erméglichen, wurde im Jahr 2003 eine Kapazitatsbdrse mit der
Bezeichnung ,ICAP Market” eingefiihrt (New York ISO, 2009a, S. 10-35).

Wie im Falle von PJM wird auch hier den LSEs und GroBkunden die Verpflichtung auferlegt, ausreichende Kapa-
zitaten zur Deckung der Bedarfsspitze zu beschaffen. Dies kann mittels eigener Erzeugungsanlagen, Uber bilate-
rale Vertrdge oder die Kapazitatsbérse erfolgen. Zudem wurden drei lokale Kapazitatszonen beriicksichtigt, um
entsprechende ortliche Investitionsanreize bereitstellen zu kdnnen. Einen wesentlichen Unterschied zum Kapazi-
tatsmodell von PJM stellt die Vorlaufdauer der Auktionen dar, die im ICAP Market sehr kurzfristig orientiert ist. Die
erste sogenannte ,Capability Period Auction“ (CPA) findet halbjahrlich statt. Dabei kénnen LSE und GroBkunden
Kapazitaten fir die maximale Dauer von sechs Monaten ersteigern. Diese Auktion wird durch die ,Monthly Aucti-
on“ erganzt, in der die Erzeuger Kapazitaten fir die restliche Dauer der halbjahrigen Lieferperiode beschaffen
kénnen. Die Teilnahme erfolgt jeweils auf freiwilliger Basis. Die Hauptauktion im ICAP Market stellt jedoch die
-ICAP Spot Market Auction” dar. Diese ist verpflichtend und findet monatlich zu Beginn der Lieferperiode statt
(New York ISO, 2009, S. 91-93). Verbraucher mit PDSM durfen nur an dieser Versteigerung teilnehmen. Wesent-
liches Merkmal der ICAP Spot Market Auction ist die Verwendung einer kiinstlichen Nachfragekurve zur Leis-
tungspreisbestimmung. Diese Kurve wird wie jene von PJM parametrisiert und soll den Erzeugungsunternehmen
bei optimaler Kapazitat die Net CONE erstatten. LSE und GroBverbraucher kénnen prinzipiell ihren gesamten
Leistungsbedarf Uber diese kurzfristige ICAP Spot Market Auction beschaffen, wodurch ein langfristiges Preissig-
nal nicht sicher gewéahrleistet werden kann.

Die Brattle Group (2009, S. 10) kommt in ihren Untersuchungen nichts desto trotz zu dem Schluss, dass die der-
zeitige Ausgestaltung des ICAP Marktes keine wesentlichen Mangel aufweist und zufriedenstellende Ergebnisse
liefert. Derzeitige Uberlegungen von NYISO gehen jedoch in Richtung einer Implementierung eines mehrjdhrigen
Forward Marktes fur sicher verfugbare Leistung, &hnlich dem Konzept vom PJM.

7.3. SWIS (Reserve Capacity Mechanism)

Der ,Wohlesale Electricity Market” (WEM) ist ein kleiner, isolierter Elektrizitdtsmarkt im Netzgebiet des ,Southwest
Interconnected System” (SWIS) an der Sidwestkiste Australiens. Der ,Independent Market Operator” (IMO)
regelt den Kraftwerkseinsatz, den Betrieb des Ubertragungsnetzes und den GroBhandelsmarkt in diesem Versor-
gungsgebiet. Der Kraftwerkspark ist vor allem von fossilen Anlagen geprégt, welche 95 % der installierten Leis-
tung bereitstellen. Im Zuge der Liberalisierung im Jahr 2006 wurden zahlreiche Bedenken geduBert, ob ein reiner
Energiemarkt in der Lage sein wirde, die notwendige Versorgungssicherheit im System aufrecht zu erhalten. Aus
diesem Grund wurde ein Kapazitatsmarkt in der Form des ,Reserve Capacity Mechanism” (RCM) installiert. Die-
ser sollte ausreichende Erzeugungskapazitaten sicherstellen und verbraucherseitige Einsparungen durch PDSM
fordern (IMO, 2008, S. 7).

Der RCM besitzt viele Gemeinsamkeiten mit den bereits vorgestellien Kapazitatsmarkten, unterscheidet sich aber
in einigen Bereichen doch wesentlich. LSE und GroBkunden miissen auch hier ausreichend Leistung entspre-
chend des Beitrags zur Lastspitze beschaffen. Dies kann durch Erzeugungsanlagen oder Verbraucher mit PDSM
erfolgen. Der Handel der Kapazitaten sollte aber im Gegensatz zum RPM und ICAP Market primar bilateral erfol-
gen. Hierfir wird zwei Jahre vor der Bereitstellungsperiode eine Zertifizierung der teilnahmeberechtigten Anlagen
vorgenommen, in der die Besitzer auch bekanntgeben missen, ob sie ihre Kapazitaten bilateral handeln méchten
oder dem IMO zur Verfiigung stellen. Erzeuger und Verbraucher mit PDSM, die sich zu einem bilateralen Handel
bereit erklaren, erhalten zuerst sogenannte ,Capacity Credits” ausgestellt, die am Markt gehandelt werden kon-
nen. Reichen diese Zertifikate aus um Bedarf zu decken, so erfolgt die Ermittlung des Leistungspreises (ber eine
kinstliche Nachfragekurve, die sich wie schon im Falle des RPM und ICAP Market an den jéhrlichen Fixkosten
eines neu errichteten Gaskraftwerkes orientieren. Genligen die bilateral gehandelten Kapazitaten nicht, so wer-
den auch die anderen zertifizierten Erzeuger und Verbraucher aufgefordert, Gebote flr ihre sicher zur Verfligung
stehende Leistung abzugeben. Die Gebote werden nach steigenden Preisen gereiht und erhalten so lange einen
Zuschlag bis der Bedarf gedeckt werden kann. Das letzte akzeptierte Angebot setzt dabei den Leistungspreis flr
alle versteigerten Kapazitédten. Fir Anlagen, die im Rahmen einer solchen Versteigerung erstmals am RCM teil-
nehmen, wird der ermittelte Kapazitatspreis fur die Dauer von zehn Jahren garantiert. Damit soll die Investitions-
sicherheit speziell fir Neuanlagen erhéht werden. Kommen Erzeuger im RCM ihrer Lieferverpflichtung nicht nach,
so werden wiederum erhebliche Strafzahlungen verhangt (IMO, 2008, S. 19-25).

Der RCM lieferte bis dato gute Ergebnisse und konnte in jeder der sechs abgehaltenen Auktionen die notwendi-
gen Kapazitaten bereitstellen. Der Vergleich der Leistungspreise mit jenen der nordamerikanischen Mérkte zeigt
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jedoch, dass sich die Preise im RCM auf sehr hohem Niveau befinden. Es stellt sich daher die Frage der Effizienz
dieses Mechanismus.

7.4. Beurteilung des Mechanismus

Langfristige Planungssicherheit: In den einzelnen Anwendungsféllen der Kapazitatsbérse sollte vor allem neu-
en Erzeugungsanlagen, durch langerfristig garantierte Leistungsentgelte, ein erhéhtes MaB an Investitionssicher-
heit gewahrleistet werden. In Anbetracht der durchschnittlichen Lebensdauer eines Kraftwerks bzw. der Zeitspan-
ne der Kapitalwiedergewinnung sind die von PJM anberaumten drei Jahre zu kurzfristig gewahlt. Der RCM garan-
tiert neuen Marktteilnehmern, im Falle eines Kapazitatsengpasses, zehn Jahre den inflationsbereinigten Leis-
tungspreis der ersten Auktion. Dieser Zeitraum erscheint deutlich angemessener, um die langfristige Planungssi-
cherheit der Unternehmen zu erhdhen. Bestehenden Kapazitaten wird der Leistungspreis zumeist fir die Dauer
eines Jahres bzw. im Falle des ICAP Markets fiir ein Monat garantiert. Sind Erzeugungsanlagen bereits abge-
schrieben, so stellen diese fiir den Betreiber ein geringeres finanzielles Risiko dar. In diesem Fall kann eine ga-
rantierte Kapazitatszahlung von einem Jahr ausreichend sein, um speziell altere Kraftwerke langer in Betrieb zu
halten. Nachteilig muss jedoch erwahnt werden, dass der Leistungspreis in den untersuchten Anwendungsfallen
speziell wahrend der Einflihrungsphase deutlichen Schwankungen unterlegen war.

Vollkostendeckung: Die Gewéhrleistung einer Vollkostendeckung wird zumeist als wesentliche Aufgabe einer
Kapazitatsbérse angefliihrt. Diese sollte den Erzeugern unter Anwendung dieses Mechanismus auch ohne
Knappheitssituationen und unfreiwillige RationierungsmaBnahmen mdglich sein. Die entgangenen Erlése mdgli-
cher Preisspitzen im Knappheitsfall werden den Unternehmen durch die separate Verglitung eines Leistungsprei-
ses erstattet. Der Mechanismus der Kapazitatsbérse ist damit prinzipiell in der Lage eine Vollkostendeckung zu
gewahrleisten. In der praktischen Ausgestaltung ist dies natlrlich von der H6he der Leistungszahlungen abhé&n-
gig. Diese orientierten sich in den untersuchten Anwendungsféllen zumeist an den jéhrlichen Fixkosten eines neu
errichteten Gas- bzw. GuD-Kraftwerks. Damit sollte speziell die mangelnde Fixkostendeckung im Bereich Spitzen-
lasterzeugung behoben werden. In der praktischen Anwendung unterscheidet sich die Kostenstruktur der Anlagen
jedoch nach Typ und Alter. Wahrend Spitzenlastkraftwerke hohe variable und geringe fixe Kosten aufweisen,
besitzen Grund- und Mittellastkraftwerke zumeist hohe fixe und geringe variable Erzeugungskosten. Durch eine
Orientierung des Leistungspreises an den Fixkosten eines Spitzenlastkraftwerkes, ist daher eine Vollkostende-
ckung speziell flir neu errichtete kapitalintensive Erzeugungsanlagen nicht sichergestellt. Mechanismen mit sepa-
raten Leistungszahlungen bieten jedoch die Mdglichkeit, dieses Manko durch z.B. separate Abgeltungen oder
Vergutungszeitraume je nach Kraftwerkstyp zu beheben.

Zeitgerechte Investitionsanreize: Wird die Erstversteigerung der sicher verfligbaren Kapazitédten bereits mehre-
re Jahre im Voraus abgehalten, so bildet sich frihzeitig ein Leistungspreis, welcher mégliche Engpésse im Er-
zeugungssystem anzeigt. Dadurch ist das Modell der Kapazitatsbdrse prinzipiell in der Lage, zeitgerechte Investi-
tionsanreize bereitzustellen. Es ist jedoch in der praktischen Umsetzung zu klaren, wie viele Jahre im Voraus eine
solche Versteigerung abgehalten werden sollte. Betrachtet man die herkdmmlichen Errichtungszeiten neuer
Kraftwerke®, so ist eine Zeitspanne von drei Jahren fiir viele Kraftwerkstypen zu kurzfristig gewahlt. Selbst gas-
befeuerte Anlagen kénnen innerhalb dieses Zeitraums nur errichtet werden, wenn bereits alle umweltrelevanten
und rechtlichen Bescheide erteilt wurden. In der praktischen Ausgestaltung gilt es daher die typischen Errich-
tungszeiten der Anlagen im System zu beriicksichtigen, da Investitionsanreize sonst speziell fiir Kraftwerke mit
langerer Errichtungszeit zu kurzfristig auftreten kénnen.

Ortsgerechte Investitionsanreize: Mangelnde ortsgerechte Investitionsanreize waren ein Hauptgrund fur die
Einstellung des ,Capacity Credits Markets” (CCM), PJMs Vorgédngermodell des RPM. Das aktuelle Konzept weist
wie jenes von NYISO mehrere Kapazititsgebotszonen auf, welche durch Ubertragungsengpasse im System
bestimmt werden. Die Ergebnisse der bisherigen Auktionen zeigten deutliche Preisunterschiede zwischen eng-
passbehafteten Gebieten und Zonen mit Leistungslberschuss, wodurch die Errichtung neuer Anlagen und die
Ausnutzung des vorhandenen PDSM-Potentials lokal geférdert werden konnte.

Erhéhung der Nachfrageelastizitat: Die verbraucherseitige Beteiligung am Kapazitatsmarkt wird in den einzel-
nen Anwendungsfallen in unterschiedlichem AusmaB geférdert. Das Konzept von PJM lbernimmt dabei jedoch
eine Vorreiterrolle, indem es nicht nur mdglich ist PDSM-Leistung anzubieten, sondern auch MaBnahmen fir
Energieeffizienz oder Leitungsbauprojekte. Somit wird nicht nur die kurz-, sondern auch die langfristige Elastizitat
der Nachfrage forciert.

27 vgl. (IEA, 2007, S. 185)

Seite 17 von 28



7. Internationale Energiewirtschaftstagung an der TU Wien IEWT 2011

Eignung fiir ein_dezentrales Markisystem: Das Konzept der Kapazitatsbérse wurde bisher ausschlieBlich in
zentral organisierten Méarkten umgesetzt. In diesen organisiert der ISO den GroBhandelsmarkt bzw. den Kraft-
werkseinsatz und besitzt daher auch genaue Kenntnis Uber die Verfigbarkeit der Einzelanlagen, deren Anfahrts-
und Betriebskosten, sowie den Verbrauch der LSE und GroBkunden im System. Um eine Kapazitatsbdrse in
einem dezentralen Marktsystem zu implementieren wéren erhebliche organisatorische Anpassungen erforderlich.
So ware es beispielsweise notwendig die Anlagenverfligbarkeit und die Kapazitatsverpflichtung der LSE von
zentraler Stelle aus zu ermitteln bzw. zu Uberprifen. Zusatzlich misste eine Marktplattform flr die Erst- und An-
passungsauktionen bereitgestellt bzw. eine Verrechnungsstelle eingerichtet werden. In der praktischen Umset-
zung konnte der TSO diese Aufgaben Gbernehmen. Dies wére erstens auf Grund der bereits vorhandenen Erfah-
rungen in der Ausgestaltung und Abhaltung von Beschaffungsauktionen sinnvoll und wiirde zudem gewahrleisten,
dass die Kompetenz der kurz- und langfristigen Versorgungssicherheit an einer zentralen Stelle gebilindelt wird.
Die Umsetzung eines solchen Kapazitdtsmarktes kdnnte durch die Einfihrung eines europaweiten Zuverlassig-
keitsstandards &hnlich dem Standard Market Design (SMD) im nordamerikanischen Raum unterstiitzt werden.
Erste diesbeziigliche Uberlegungen wurden bereits getétigtzs. Es zeigt sich somit, dass die Umsetzung einer
Kapazitatsbdrse in einem dezentralen Markt mdoglich ist, dies jedoch einen erheblichen organisatorischen Auf-
wand nach sich ziehen wirde. Konkrete Anwendungsfalle in Bérsenmarkten sind derzeit nicht bekannt.

8. Kapazitatsoptionen

Im Modell der Kapazitatsoptionen kauft der ISO oder TSO Call-Optionen auf sicher verfiigbare Leistung bzw. eine
sichere Energielieferung im System und gibt diese an die LSE und GroBkunden weiter. Die Optionen geben dem
Besitzer das Recht auf die Preisdifferenz zwischen einem vorher vereinbarten Ausflihrungspreis (Strike Price) ps
und dem Spotmarktpreis pm. Diese Differenz wird dem Inhaber rickerstattet, wenn der Spotmarktpreis pu Uber
den Ausflihrungspreis ps steigt. Es entsteht somit fir den Optionsbesitzer eine kiinstliche Preisobergrenze im
Energiemarkt. Im Gegenzug fiir die Uberlassung dieser Ausfiihrungsrechte erhilt der Erzeuger eine Optionspra-
mie, welche es ihm ermdglichen sollte, die Fixkosten seiner Anlagen zu decken. Wesentliche Forderung des
Konzeptes ist es, dass die ausgegebenen Optionen durch physikalische Anlagen abgesichert werden, welche
tatsachlich in der Lage sind die angegebene Leistung (im Falle leistungsbeschrénkter Systeme) bzw. Energie (im
Falle energiebeschrankter Systeme) sicher bereitzustellen.
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Abbildung 7: Wirkung der Optionskontrakte auf den Energiemarkt (links) und "Descending Clock Auction" (rechts)

Der Umfang der bendtigten Optionen Dp.op(q) wird wie im Ansatz der Kapazitatsbérse zumeist durch einen zent-
ralen Planer bestimmt und entspricht dem prognostizierten Leistungs- bzw. Energiebedarf inklusive einer gefor-
derten Reserve (siehe Abbildung 7). Zuséatzlich legt der zentrale Planer den Ausfiihrungspreis ps im Energiemarkt
fest. Die Ermittlung der Optionspramie pc erfolgt (iber eine sogenannte ,Descending Clock Auction“ (DCA). Dabei
wird der Optionspreis ausgehend von einem Startwert po jede Runde gesenkt, bis die Menge der noch Ubrigen
Optionskontrakte dem Kapazitatsbedarf entspricht. Auf Grund der Tatsache, dass die Erzeuger ihre Verkaufsbe-
reitschaft offenlegen missen, sollte der ermittelte Optionspreis den tatsachlichen Fixkosten der Anlagen entspre-
chen. Das verringerte Investitionsrisiko sollte in der Folge dazu flhren, dass der Markt eine héhere Angebots-
menge S'(q) bereitstellt.

2 siehe (RWE, 2008)
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Das Konzept der Optionskontrakte findet in den Méarkten von ISO New England (ISO-NE), Kolumbien und Brasili-
en Anwendung. Diese Mechanismen werden folgend beschrieben.

8.1.1SO New England (Forward Capacity Market)

ISO-NE ist unabhangiger Systembetreiber an der nordamerikanischen Ostkiste und organisiert den Kraftwerks-
einsatz, den Betrieb des Ubertragungsnetzes sowie den GroBhandel in seinem Versorgungsgebiet. Die Preisfin-
dung im Energiemarkt erfolgt mittels ,Locational Marginal Pricing“ (LMP). Zur Aufrechterhaltung der langfristigen
Versorgungssicherheit kommt zuséatzlich der ,Forward Capacity Market* (FCM) zum Einsatz.

Im FCM wird die sicher verfligbare Leistung von Kraftwerken und Verbrauchern mit PDSM als Option gehandelt
(Finon & Pignon, 2008, S. 154-155). LSE und GroBkunden besitzen wie in den bereits beschriebenen mengenba-
sierten Anséatzen die Verpflichtung, sich entsprechend ihres Beitrags zur Lastspitze mit sicher verfugbarer Leis-
tung einzudecken. Dies kann wiederum mittels eigener Erzeugungsanlagen, bilateraler Vertrdge oder (ber die
Kapazititsbdrse erfolgen. Treten innerhalb des Netzgebietes l&ngerfristig Ubertagungsengpésse auf, so kénnen
zwei lokale Kapazitatszonen gebildet werden, fir die jeweils separate Versteigerungen stattfinden.

Die erste Auktion im FCM, die sogenannte ,Forward Capacity Auction“ (FCA), findet 40 Monate vor der tatsachli-
chen Leistungsbereitstellung statt. Damit soll den Erzeugern und Verbrauchern im Markt ein langfristiges Anreiz-
signal bereitgestellt werden. Die Ermittlung des Optionspreises erfolgt Uber eine ,Descending Clock Auction®
(DCA) wie in Abbildung 7 dargestellt. Als Startwert po werden die zweifachen ,Cost of New Entry” (CONE) ge-
wabhlt. Diese entsprechen den annuitétischen Fixkosten des giinstigsten neu zu errichtenden Kraftwerks im Ver-
sorgungsgebiet, wobei im Gegensatz zu dem im RPM und ICAP Market verwendeten ,Net CONE" die erwarteten
Deckungsbeitrage aus dem Energie- und Ancillary Service Markt noch nicht in Abzug gebracht werden. Die An-
bieter in der FCA kénnen zwischen verschiedenen Gebotsformaten wahlen, welche in weiterer Folge die Gebots-
preisgrenzen bestimmen. Erzeuger die erstmals an der FCA teilnehmen und einen Zuschlag erhalten, kénnen
sich den ermittelten Optionspreis fir flinf Jahre zusichern lassen. Dadurch soll die langfristige Planbarkeit speziell
fir Neuanlagen erhdht werden (ISO New England, 2008, S. 9-17). Zuséatzlich zur FCA finden jahrliche Anpas-
sungsauktionen (Reconfiguration Auctions) statt, um auf mdgliche Lastanstiege oder vorzeitige Anlagenstilllegun-
gen reagieren zu kénnen. Im Versorgungsjahr wird dies durch zusétzliche monatliche Anpassungsauktionen ge-
wahrleistet.

Um eine doppelte Abgeltung der Fixkosten zu vermeiden, wird im FCM eine ,Peak Energy Rent* (PER) berlck-
sichtigt. Dabei wird stlindlich Gberprift, ob der LMP am Einspeiseknoten einer Anlage den von ISO-NE vorgege-
benen Strike Price ps Ubersteigt. Ist dies der Fall, so wird die Optionspramie um diese Preisdifferenz verringert
und monatlich Gber die ,Monthly PER" in Abzug gebracht (ISO New England, 2010, S. 184-186).
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Der FCM lieferte bisher zufriedenstellende Ergebnisse und konnte in jeder Auktion die benétigte Kapazitdtsmenge
bereitstellen. Ein Vergleich mit den Ergebnissen des RPM von PJM bzw. des ICAP Market von NYISO zeigt zu-
dem, dass der FCM dies in den vergangenen Auktionen stets mit geringsten Leistungspreisen bewerkstelligen
konnte (siehe Abbildung 8). Méglicher Grund hierfir ist die Preisfindung mittels einer DCA, in welcher die Anbieter
ihre tatséchliche Verkaufsbereitschaft offenlegen missen.
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8.2. Kolumbien (Obligaciones de Energia Firme)

Der kolumbianische Elektrizitditsmarkt ist in hohem MaBe von der Wasserkrafterzeugung in seinem System ab-
hangig. Diese stellt ca. 80 % der produzierten Energie bzw. 66 % der installierten Leistung bereit (Ausubel &
Cramton, 2010, S. 196). Gleichzeitig treten jedoch Extremwetterphdnomene mit langen Regen- und Trockenperi-
oden auf, die einerseits eine Absicherung der dargebotsabhangigen Erzeugung durch konventionelle Anlagen
bedingen und andererseits zu hochvolatilen GroBhandelspreisen fiihren, welche die Investitionssicherheit von
Kraftwerksprojekten nachteilig beeinflussen. Aus diesem Grund flihrte man bereits im Jahr 1996, kurz nach der
Liberalisierung des Marktes, einen ersten Kapazitdtsmechanismus auf Basis administrativ bestimmter Zahlungen
ein. Dieser Ansatz wurde jedoch im Jahr 2006, auf Grund mangelnder Effizienz, durch den nunmehrigen Mecha-
nismus ,Obligaciones de Energia Firme* (OEF) ersetzt®®.

Wasserkraftdominierte Systeme besitzen in der Regel keine Leistungs- sondern Energieengpasse. Im OEF wer-
den daher Optionskontrakte fiir sicher lieferbare Energie gehandelt. Diese wird vom Regulator CREG aus den
historischen Erzeugungsdaten der Anlagen®® bestimmt bzw. wird im Falle neuer Kraftwerke ein typenspezifischer
Wert festgelegt. Die Optionskontrakte missen somit durch physikalische Anlagen abgesichert werden, die tat-
sachlich in der Lage sind, dieser Verpflichtung nachzukommen. Der Ausflhrungspreis (Scarcity Price) der Option
wird von CREG festgelegt und auf Basis aktueller Brennstoﬁ‘preise31 monatlich angepasst. Uberschreitet der
Spotmarktpreis den definierten Ausfiihrungspreis, so erteilt das ,National Dispatch Center* (CND) den einzelnen
Erzeugern die Anweisung ihre Energie bereitzustellen. Fir die Gewahrleistung dieser sicheren Energielieferung
zum definierten Ausflihrungspreis erhalten die Anlagenbesitzen eine Optionspramie (Reliability Charge). Diese
wird wie im Falle von ISO-NE tber eine DCA bestimmt (CREG, 2007, S. 5-6).

Ein wesentlicher Unterschied zum FCM von ISO-NE ist, dass die Optionsauktionen nicht jéhrlich abgehalten
werden, sondern nur wenn der Bedarf in drei Jahren laut den Prognosen von CREG nicht gedeckt werden kann.
In diesem Fall finden zwei separate Auktionen fur bestehende, in Bau befindliche und geplante Anlagen statt. In
der ersten Auktion sind alle Anlagen teilnahmeberechtigt, die innerhalb von drei Jahren in Betrieb gehen kdnnen.
Bereits bestehende Kapazitéten erhalten den im Rahmen der DCA ermittelten Kapazitatspreis fr ein Jahr garan-
tiert. Neue Anlagen kdnnen zwischen einem Vergiitungszeitraum von ein bis zehn Jahren wahlen.

In der zweiten Auktion kénnen Anlagen teilnehmen, die eine Errichtungszeit von bis zu sieben Jahren aufweisen.
Damit soll speziell Grund- und Mittellastkraftwerken ein eigenes Anreizsignal bereitgestellt werden. Da es sich
hierbei zumeist um Anlagen mit héherem Kapitaleinsatz und I&ngerer Nutzungsdauer handelt, kénnen die Erzeu-
ger zwischen einem garantierten Vergltungszeitraum von ein bis 20 Jahren wahlen (CREG, 2007, S. 6-7).

Nach den beschriebenen Versteigerungen gibt es auch noch die Méglichkeit Optionen bilateral zu handeln, Ver-
trdge mit unterbrechbaren Verbrauchern abzuschlieBen oder in letzter Konsequenz kurzfristig neue Anlagen zu
errichten (Generation Assets of Last Ressort). Zudem kénnen von CREG Anpassungsauktionen abgehalten wer-
den, wenn sich der tatséchliche Energiebedarf nicht entsprechend den durchgefihrten Prognosen entwickelt.

Bisher wurden im Rahmen des EOF zwei Auktionen abgehalten. Die erste fand im Mai 2008 fiir die Bereitstellung
ab Dezember 2012 statt und beriicksichtigte bestehende sowie bis zum Lieferzeitpunkt betriebsbereite Anlagen.
Dabei konnte der benétigte Energiebedarf zu einem Optionspreis von ca. 14 $/MWh im Jahr gedeckt werden. Die
zweite Auktion erfolgte im Juni 2008 fir eine Bereitstellung ab Dezember 2014. Als Startpreis wurde der Endwert
der ersten Versteigerung von 14 $/MWh gewabhlt. Dies fiihrte jedoch dazu, dass Erzeuger ihre Gebote so platzier-
ten, dass sich im jedem Jahr der maximale Optionspreis von 14 $/MWh bildete (Harbord & Pagnozzi, 2008, S. 8-
27). Der Markt ist nach derzeitigen Prognosen in der Lage den Bedarf an sicherer Energie bis zum Jahr 2019 zu
decken (Camarago, 2008, S. 23). Die langfristige Wirkung ist aber auf Grund der geringen Anzahl an Auktionen
sowie der Tatsache, dass die erste Bereitstellungsperiode noch nicht begonnen hat, nicht abzuschéatzen.

% Fir eine ausfiihrliche Beschreibung des OEF siehe auch (Cramton & Stoft, 2007).

%0 |m Falle von Wasserkraftanlagen wird hierbei der geringste monatliche Q95-Wert berechnet und daraus die jahrlich sicher zur
Verfugung stehende Energie ermittelt. Bei thermischen Kraftwerken wird die historische Nichtverfligbarkeit der Anlagen be-
rlicksichtigt sowie die Verfligbarkeit des Primarenergietragers und sonstige Einflussfaktoren, welche die sichere Energieer-
zeugung beeinflussen kdnnen.

%" Hierfir wird der aktuelle Spotpreis fur ,Residual Oil* am Entnahmepunkt New York Harbour herangezogen.
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8.3. Brasilien (Existing Energy und New Energy Auktionen)

In Brasilien herrscht wie Kolumbien eine hohe Abhangigkeit von der Wasserkrafterzeugung im System. Im Jahr
2009 betrug der Anteil Gber 70 % der installierten Nettoleistung bzw. wurden 85 % der Energie mittels Lauf- und
Speicherkraftwerken produziert (EIA, 2011). Auf Grund dieser hohen Dargebotsabhangigkeit ergeben sich auch
im brasilianischen Strommarkt hochvolatile Energiepreise mit der Folge mangelnder Investitionssicherheit. Diese
Umsténde fihrten in den Jahren 2001 und 2002 zu einer ausgepragten Energiekrise, die nur durch Rationie-
rungsmaBnahmen bewadltigt werden konnte. Man beschloss daher im Jahr 2004 den Elektrizitdtssektor zu refor-
mieren und einen Kapazitdtsmechanismus einzufiihren (Barroso, Guimaraes, Bezerra, & Pereira, 2006, S. 2-4).

Im gewahlten Modell besitzen LSE und GroBkunden wie im kolumbianischen OEF die Verpflichtung, sich ent-
sprechend ihres jahrlichen Energiebedarfs mit Energieliefervertragen abzusichern. Diese kénnen mit einzelnen
Anlagen im Umfang ihrer ,Firm Energy Certificates” (FEC) abgeschlossen werden. Ein FEC entspricht dabei einer
sicheren Energieliefermenge von einer MWh pro Jahr®. Diese werden vom Regulator je Anlage ermittelt und an
die Erzeuger ausgegeben.

Die Beschaffung der sicheren Energie kann Gber eine Auktion fiir bestehende Anlagen (Existing Energy, EE) bzw.
Uber zwei Auktionen fur neue Kraftwerke (New Energy, NE) erfolgen (siehe Abbildung 9). Zusétzlich gibt es auch
noch kurzfristige Anpassungsauktionen (A0), mit Hilfe derer Fehimengen bis zu vier Monate vor der Bereitstellung
besorgt werden kénnen. Die Versteigerung von EE (A-1) findet jahrlich statt und erlaubt den Abschluss von Be-
reitstellungsvertrdgen mit Laufzeiten zwischen funf und acht Jahren®. Reicht die EE im Markt nicht aus, um den
zuklinftigen Bedarf zu decken, so kdnnen die Erzeuger ihre langfristige Bedarfssteigerung Gber NE-Auktionen
beschaffen. Diese finden drei (A-3) und flnf (A-5) Jahre vor der Bereitstellung statt. Ziel ist es, den Erzeugern ein
langfristiges Anreizsignal fiir Neuinvestitionen zu liefern bzw. durch die zeitliche Staffelung der Auktionen eine
schrittweise Anpassung zwischen sicherer Energieerzeugung und Verbrauch zu erméglichen. Die Bereitstellungs-
vertrdge kénnen Laufzeiten zwischen 15 und 30 Jahren besitzen. Im Rahmen der kurzfristigen unterjahrigen An-
passungsauktionen sind Laufzeiten zwischen ein bis zwei Jahren Ublich. Zusétzlich diesen regularen Versteige-
rungen erlaubt die brasilianische Regulierung auch separate Auktionen fiir Projekte mit erneuerbarer Energie
oder von anderem politischen Interesse (Moreno, Barroso, Rudnick, Mocarquer, & Bezzera, 2010, S. 5761-5762).
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Year of Vear of Rudnick, Mocarquer, &
auction. delivery Bezzera, 2010, S. 5762)

Die Versteigerung der FEC findet zentral statt. Hierbei wird die zu beschaffende Menge jedoch nicht durch den
ISO vorgeschrieben, sondern von jedem LSE selbst bestimmt. Damit sollen mégliche Fehlprognosen des ISO auf
Grund mangelnder Informationen vermieden werden. Der Bedarf aller LSEs wird anschlieBend akkumuliert und
entsprechende Gebote eingeholt. Die Preisfindung erfolgt jeweils Gber eine hybride Auktion. Im Rahmen der ers-
ten Phase wird eine geringfligig hohere Menge als der eigentliche Bedarf mittels einer DCA versteigert. Im An-
schluss daran erfolgt eine Pay-as-bid Auktion, in welcher es den Erzeugern nicht mehr erlaubt ist, (ber dem Ab-
schlusspreis der DCA anzubieten. Auf Grund der Tatsache, dass ein hdherer Verbrauch als der bendtigte auktio-
niert wurde, besteht auch in der zweiten Phase die Mdglichkeit, dass einzelne Gebote ausscheiden. Dies sollte
die Erzeuger dazu veranlassen, ihre Gebotspreise abermals zu senken und ihre tatsachlichen Kosten offenzule-
gen. Nach der Versteigerung missen die Erzeuger und LSEs, die einen Zuschlag erhalten haben, bilaterale Be-

%2 Hierfur wird bei Wasserkraftwerken der jahrliche Q95-Wert herangezogen (Bezerra, Barroso, Granville, Guimmaraes, Street,
& Pereira, 2006, S. 2).

% Uber die tatsachliche Dauer der langfristigen Liefervertrage gibt es in der Literatur teils widerspriichliche Angaben. Wahrend
(Barroso, Guimaraes, Bezerra, & Pereira, 2006, S. 5) eine maximale Dauer von 15 Jahren fir EE angeben, wird in (Moreno,
Barroso, Rudnick, Mocarquer, & Bezzera, 2010, S. 5762) eine maximale Dauer von acht Jahren angefiihrt. Dies ist mogli-
cherweise auf nachtréagliche regulatorische Anpassungen des Marktmodells zurlickzufiihren.
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reitstellungvertrage Uber die auktionierte FEC Menge abschlieBen. Dabei schlieBt jeder Erzeuger Vertrdge mit
jedem LSE und GroBkunden entsprechend dessen Beitrag zum Gesamtbedarf ab. Somit ist sichergestellt, dass
alle Nachfrager Vertrage zu gleichen Durchschnittspreisen kontrahieren kénnen (Dutra & Menezes, 2005, S. 13).
Die Vertrage flir neue Anlagen kénnen als Call Option, auch ,Reliability Options“ genannt, ausgefiihrt werden.
Dabei ist es den Erzeugern erlaubt, sowohl den Ausflihrungspreis als auch die Optionspramie frei zu wahlen. Um
einen Vergleich der Gebote zu ermdglichen, wurde ein sogenannter ,cost/benefit index” (CPI) eingeflihrt, welcher
sich aus dem Quotienten der Gesamtkosten des Optionskontrakies aus Kundensicht und der sicheren Energie
einer Anlage errechnet (Bezerra, Barroso, Granville, Guimmaraes, Street, & Pereira, 2006, S. 4). Die Uberpri]-
fung, ob ausreichende FEC kontrahiert wurden, erfolgt ex-post durch einen Vergleich des tatséchlichen jahrlichen
Energieverbrauchs eines LSEs mit der vorhandenen Zertifikatsmenge. Im Falle einer Unterdeckung sind erhebli-
che Strafzahlungen zu leisten®.

Bisher wurden im Rahmen des neuen Kapazitatsmechanismus 21 Auktionen durchgefiihrt und 42 aGW*® an
sicherer Energie beschafft. Nach anféanglichen Problemen auf Grund zu geringer Startpreise der DCA (Barroso,
Guimaraes, Bezerra, & Pereira, 2006, S. 7-8) liefert der Mechanismus nun zufriedenstellende Ergebnisse. Insge-
samt wurden mehr als 22 aGW mittels neuer Anlagen bereitgestellt. Die Vertrdge weisen dabei Laufzeiten zwi-
schen sechs Monaten und 30 Jahren auf (Moreno, Barroso, Rudnick, Mocarquer, & Bezzera, 2010, S. 5762).

8.4. Beurteilung des Mechanismus

Langfristige Planungssicherheit: Die Zeitrdume der zugesicherten Optionspramien unterscheiden sich in den
untersuchten Anwendungsfallen deutlich. In den Markten Kolumbiens und Brasiliens mit einen erheblichen Anteil
an Wasserkrafterzeugung wird die unterschiedliche Kostenentwicklung der Kraftwerkstypen durch verschiedene
Vergutungsdauern beriicksichtigt. So garantiert man den Erzeugern in Brasilien die in der Erstauktion ermittelte
Optionspramie fir bis zu 30 Jahre. Dieser Zeitraum sollte ausreichend sein, um auch kapitalintensiven Erzeu-
gungsanlagen mit langerer Amortisationszeit wie z.B. Lauf- oder Speicherkraftwerken ein notwendiges MaB an
Planungssicherheit zu gewahrleisten. Auch die fir 20 Jahre garantierten Zahlungen im kolumbischen Markt soll-
ten dazu in der Lage sein. Bestehende Kraftwerke erhalten Kapazitédtszahlungen zumeist fur ein Jahr garantiert.
Sind die Anlagen bereits abgeschrieben, so kann dies durchaus ausreichend sein. Firr bestehende, aber noch
nicht abgeschriebene Anlagen erscheint eine garantierte Verglitungszeit zwischen flinf und acht Jahren, wie sie in
Brasilien gewéhrleistet wird, jedoch angemessener, um die langfristige Planungssicherheit zu erhéhen.

Vollkostendeckung: Laut theoretischem Ansatz sollte es die Optionspramie den Erzeugungsunternehmen er-
mdglichen entgangene Erlése im Knappheitsfall zu kompensieren und so ihre Vollkosten zu erwirtschaften. In der
praktischen Anwendung orientieren sich diese Pramien, wie schon im Falle der Kapazitatsbérse, zumeist an den
Fixkosten eines neuen Gasturbinen- bzw. GuD-Kraftwerks. Es gilt daher auch hier, dass eine Vollkostendeckung
speziell flr neu errichtete, kapitalintensive Erzeugungsanlagen nicht sichergestellt ist. Einen uBerst interessan-
ten Zugang stellt das brasilianische Konzept dar, in dem die Erzeuger die Optionspramie und den Ausflihrungs-
preis selbststédndig bestimmen kénnen und je nach Errichtungsdauer der Anlagen zwischen unterschiedlichen
VergUltungszeiten unterschieden wird. Dadurch ist es méglich, die individuellen Anforderungen, die sich auf Grund
der heterogenen Kostenstruktur des Kraftwerksparks ergeben, deutlich besser zu berlicksichtigen. Zusammen-
fassend kann gesagt werden, dass Kapazitatspreise, die sich an den Fixkosten gasbefeuerter Anlagen orientie-
ren, eben diesen die Erwirtschaftung ihrer Vollkosten gewéhrleisten kdnnen, dies jedoch fir neu errichtete, kapi-
talintensive Kraftwerke nicht sichergestellt ist.

Zeitgerechte Investitionsanreize: In Brasilien und Kolumbien werden separate Versteigerungen fir bestehende,
in der Errichtung befindliche und geplante Anlagen abgehalten. Die maximale Verzugszeit zwischen Auktion und
Bereitstellung betragt dabei sieben Jahre. Dies ist eine Zeitspanne innerhalb derer auch Anlagen mit langerer
Errichtungsdauer, wie die bereits erwahnten Lauf- und Speicherkraftwerke, auf ein Preissignal reagieren kénnen.
Anlagen mit kiirzerer Vorlaufzeit, wie gasbefeuerte Kraftwerke, sind nur berechtigt an der dreijdhrigen Auktion
teilzunehmen. In Brasilien werden zwei Auktionen fir geplante und in Bau befindliche Anlagen mit einer Vorlauf-
zeit von funf bzw. drei Jahren abgehalten sowie eine Auktion fiir bestehende Anlagen mit einer Vorlaufzeit von
einem Jahr. Auch dies stellt eine sinnvolle Variante der Auktionsgestaltung dar und ermdglicht eine schrittweise
Anpassung der Erzeugungskapazitaten an den Bedarf. Generell sollten sich die Zeitspannen zwischen Auktion
und Bereitstellungsjahr an den durchschnittlichen Errichtungszeiten der Technologien in einem Markt orientieren.

% Diese Strafzahlungen orientieren sich an den Errichtungskosten eines neuen Kraftwerks (Moreno, Barroso, Rudnick,
Mocarquer, & Bezzera, 2010, S. 5762).

% Die Angabe der sicher verfligbaren Energie erfolgt zumeist in ,average GW* (aGW). Dieser Wert entspricht dem Quotienten
der Jahresenergieerzeugung und der Jahresstunden.
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Die Ausfiihrung unterschiedlicher Auktionen fir Anlagen kirzerer und langerer Errichtungszeit kann dabei ein
sinnvoller Ansatz sein. Es ist festzuhalten, dass die in den praktischen Anwendungsfallen berlcksichtigten Ver-
zugszeiten zwischen Versteigerung und Bereitstellung durchaus in der Lage sind, zeitgerechte Investitionsanreize
fir Grund-, Mittel- und Spitzenlastkraftwerke bereitzustellen.

Ortsgerechte Investitionsanreize: Im Falle von ISO-NE werden zwei separate Versteigerungszonen im Markt-
gebiet beriicksichtigt. Da sich bisher jedoch keine Ubertragungsengpasse einstellten, wurde stets ein Kapazitats-
preis fir das gesamte Marktgebiet ermittelt. In den Ubrigen Anwendungsféllen wurde dieser Aspekt bisher nicht
berlcksichtigt. Wie das Beispiel ISO-NE zeigt, ist es jedoch prinzipiell méglich, das Netzgebiet in einzelne Ge-
botszonen zu unterteilen und fur diese separate Optionsversteigerungen durchzufiihren. Die sich ergebenden
Optionspramien stellen einen ortsgerechten Investitionsanreiz dar.

Erhéhung der Nachfrageelastizitat: In den einzelnen Anwendungsfallen kann die Verbraucherseite entweder
direkt in der Hauptversteigerung, oder wie im Beispiel Kolumbiens im Sekundé&rmarkt teilnehmen. Dabei ist es
maoglich kurzfristige LastreduktionsmaBnahmen in Form von PDSM anzubieten, oder langfristige Projekte wie den
Zubau internationaler Ubertragungsleitungen®®. Das Modell der Kapazitatsbérse ist damit in der Lage die kurz-
und langfristige Elastizitét der Nachfrage zu steigern.

Eignung fiir ein dezentrales Marktsystem: Das Konzept der Kapazitatsoptionen kam bisher ausschlieBlich in
zentral organisierten Systemen zum Einsatz. Dezentral organisierte Markte weisen zumeist einen hohen Anteil
bilateraler Liefergeschéafte auf. Daraus ergibt sich das Problem, dass die Stillhalter®” einer Option groBteils nicht
durch den Spotmarktpreis gegen den Ausflihrungspreis der Option abgesichert sind (de Vries, 2004, S. 161).
Ubersteigt der Bérsenpreis den Ausfiihrungspreis, so muss diese Differenz an den Halter der Option berwiesen
werden. Der Erzeuger erhalt durch seine bilateralen Liefervertrdge jedoch nicht den Spotmarktpreis, sondern den
vereinbarten Preis des langfristigen Liefergeschaftes. Somit kénnen sich im Falle hoher Spotmarktpreise erhebli-
che Verluste ergeben. Vazquez et al. (2004) schlagen als Abhilfe folgendes Konzept vor. Erzeuger die bilaterale
Geschéfte abgeschlossen haben, verkaufen trotzdem Optionskontrakte im Umfang ihrer sicher verfligbaren Leis-
tung bzw. Energie. Liegt der Spotmarktpreis unter dem Ausfihrungspreis, so liefern die Erzeuger entsprechend
den bilateralen Vertrdgen und erhalten die bilateral vereinbarten Zahlungen. Die Uberschissige Leistung kann am
Spotmarkt angeboten werden. Kommt es zur Ausfiihrung der Option, so muss der Erzeuger die in den Options-
kontrakten vereinbarte Kapazitat bereitstellen. Die mittels bilateralen Vertrdgen gebundenen Anlagen stehen dem
Erzeuger natirlich nicht zur Verfliigung. Er muss jedoch trotzdem die Differenz aus Marktpreis und Ausfihrungs-
preis an den Optionshalter oder TSO zahlen. Kann der Erzeuger nachweisen, dass diese Kapazitat tatsachlich fir
die Ausfiihrung bilateraler Liefergeschafte eingesetzt wurde, so erhélt er diesen Differenzbetrag vom TSO riicker-
stattet. FUr die restliche am Spotmarkt bereitgestellte Kapazitat erhalt er den Ausfiihrungspreis. Auf diese Weise
kénnte der Handel von Optionskontrakten auch in dezentral organisierten Markten implementiert werden. Im Falle
einer praktischen Umsetzung wére es notwendig, dass der TSO entsprechende Auktionen fiir Optionskontrakte
einrichtet und die notwendige Bereitstellungsmenge selbst ermittelt, oder wie im brasilianischen Anwendungsfall
diese durch LSEs und GroBverbraucher selbst bestimmen lasst. Der Umfang der bilateralen Liefergeschéfte ist
dem TSO durch die Ubermittlung der Fahrpldne bekannt. Der Spotmarktpreis ergibt sich aus dem Bérsenhandel
und der Ausflhrungspreis wird z.B. regulatorisch festgelegt. Zusatzlich misste der TSO noch die tatsachlichen
Erzeugungsdaten der einzelnen Anlagen ermitteln, um das von Vazquez et al. vorgeschlagene Konzept umsetzen
zu kénnen. Es zeigt sich somit wie im Falle der Kapazitatsbdrse, dass die Implementierung des Konzepts in ei-
nem dezentralen Markt prinzipiell méglich wére, jedoch mit erheblichen Anpassungen verbunden ist.

36 . o
im Falle Brasiliens

37 . . )
Verkaufer einer Option
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9. Zusammenfassung

Im Folgenden werden die Beurteilungsergebnisse der Untersuchung noch einmal Ubersichtlich dargestellt. Die
Fahigkeit der einzelnen Mechanismen bestehende Méngel des reinen Energiemarktes zu beheben, wird dabei
anhand des in Tabelle 3 definierten Schliissels qualitativ bewertet.

Eignung des Mechanismus Symbol
Sehr gut o
Gut q)
Durchschnittlich
Mangelhaft C
Unzureichend o

Tabelle 3: Beurteilungsschlussel
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Tabelle 4: Bewertung der international in Verwendung befindlichen Kapazitdtsmechanismen

Wie in Tabelle 4 ersichtlich, sind die derzeit verwendeten Kapazitdtsmechanismen unterschiedlich gut geeignet,
die Mangel eines reinen Energiemarktes zu beheben. Ansatze mit strategischer und operativer Reserve kénnen
ohne umfangreiche regulatorische Anpassungen in dezentral organsierte Systeme implementiert werden und
kommen in einigen europdischen Markten zum Einsatz. Diese Mechanismen stellen jedoch nur eine Erweiterung
des reinen Energiemarktes dar und sind in der praktischen Ausgestaltung nicht in der Lage, die langfristige Pla-
nungssicherheit der Erzeuger zu erh6hen oder diesen eine Deckung ihrer Vollkosten zu gewahrleisten. Mecha-
nismen mit separaten Kapazitatszahlungen sind dazu besser geeignet. In den meisten Anwendungsféllen wird
versucht speziell neu errichteten Anlagen, durch die Bereitstellung langjahrig gesicherter Kapazitdtszahlungen,
ein erhéhtes MaB an Planungssicherheit zu gewéhrleisten. Wird die Héhe der Entgelte sinnvoll gewahlt, so sollten
Erzeugungsunternehmen auch in der Lage sein ihre Vollkosten zu decken. Solange der Verbrauch nicht die not-
wendige Elastizitat aufweist, um angemessen auf das Preissignal der Strombdrse reagieren zu kénnen, scheint
es zudem sinnvoll, die Kapazitditsmenge im System vorzuschreiben, wie dies im Falle der Kapazitatsbérse und
Kapazitatsoptionen erfolgt. Die Untersuchung kommt zu dem Ergebnis, dass diese beiden Konzepte am besten
geeignet sind, die Mangel des reinen Energiemarktes zu beheben. Auf Grund der wesentlich langeren Vorlauf-
und Vergutungszeitrdume in den bisherigen Anwendungsfallen ist dem Mechanismus der Kapazitétsoptionen der
Vorzug gegeniber der Kapazitatsbérse zu geben. Ein wesentliches Manko der beiden Anséatze besteht darin,
dass diese fiir zentral organisierte Markte entwickelt wurden und keine praktischen Erfahrungen tber deren An-
wendung in dezentral organisierten Systemen vorliegen. Wie die Untersuchung zeigt, waren jedoch erhebliche
Anpassungen in der Marktgestaltung notwendig. Vor der Implementierung eines solchen Kapazitdtsmechanismus
in einem realen Marktumfeld sollten detaillierte Untersuchungen der konkreten Wirkungsweise anhand realitats-
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getreuer Modelle durchgefiihrt werden. Haufige Regelanderungen und Anpassungen des Marktmodells kénnen
andernfalls zu einer Erhéhung der regulatorischen Unsicherheit fihren und notwendige Investitionen weiter ver-
zbgern.
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