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Kurzfassung

Die vorliegende Diplomarbeit beschiftigt sich mit internationalen Anreizsystemen fiir den
Kraftwerkszubau. Es besteht die Moglichkeit, dass reine Energiemérkte nicht die ndtigen
finanziellen Anreize bieten, um eine langerfristige Versorgungssicherheit zu gewéhrleisten.
Aus diesem Grund haben bereits einige Linder einen zusdtzlichen Kapazititsmechanismus
eingefiihrt. Dieser soll den Betreibern von Erzeugungsanlagen helfen den fehlenden
Deckungsbeitrag zu erwirtschaften.

Im Zuge dieser Arbeit wird ein Uberblick iiber die einzelnen Mechanismen und deren
Funktionalitét in realen Mérkten gegeben.

Der zweite Teil dieser Arbeit stellt eine Gegeniiberstellung des Borsenmodells der European
Energy Exchange und dem Poolmarkt von PJM dar. Beim Poolmarkt von PJM handelt es sich
um einen zentralen Pool, der von einem ISO gesteuert wird. Dem gegeniiber steht das
dezentrale Borsenmodell der EEX, in dem der Kraftwerkseinsatz individuell geplant wird. Es
werden die einzelnen Teilmirkte der beiden Modelle beschrieben und miteinander verglichen.
Durch den Vergleich kdnnen Aussagen in Bezug auf die wirtschaftliche Funktionalitdt der
Systeme getétigt werden.

Abstract

This thesis deals with the comparison of international incentive systems for new generation
units. The possibility exists, that pure energy markets are not able to put the necessary
incentives for investments in order to maintain a long-term security of supply.

To counteract these problems, in some countries an additional capacity mechanism was
introduced. This should help the generating units to earn their missing marginal return.

In this work, a theoretical approach of each capacity mechanism is given, followed by
applications of them in reality.

The second part of this study is a comparison of the energy-only market of the European
Energy Exchange and the PJM Power Pool.

PJM operates a centralized pool, which is controlled by an ISO. This is in contrasts with the
decentralized model of the EEX in which generating units operate individually. A
Comparison of these two electricity markets is done by the evaluation of the different sub-
markets. Therefore a statement to the economic functionality of these systems can be made
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1 Einflihrung

1. Einfihrung

1.1. Investitionsbeurteilung

Unter einer Investition versteht man im wirtschaftlichen Sinn die Verwendung von
finanziellen Mitteln, mit der Hoffnung auf zukiinftige Erlose. Wie diese finanziellen Mittel
optimal fiir die Zuverldssigkeit des Elektrizititssystems verwendet werden konnen, soll im
Zuge dieser Arbeit gezeigt werden.

In der Betriebswirtschaftslehre ist die Investition als ein Vorgang definiert, der jetzt Kosten
verursacht, mit der Erwartung einen Vorteil zu erzielen, bzw. einen Umsatz zu erwirtschaften.
Klassische Investoren sind Unternehmen die in den Ausbau des Unternehmens investieren.
Die sogenannten Investitionsentscheidungen konnen durch drei Merkmale charakterisiert
werden:
Eine Investition ist meist ganz irreversibel und nur in wenigen Fillen zum Teil
reversibel. Das heif}it, dass die fiir die Investition eingesetzten Kosten nur zum Teil,
oder gar nicht zuriickgewonnen werden konnen.
Es ist unsicher ob durch die Investition kiinftig Einnahmen daraus resultieren.
Der Zeitraum in dem die Investition statt findet, ist ebenfalls entscheidend. Eine
Verschiebung der Investition, um mehr Sicherheit durch erhohte Information zu
erlangen, ist moglich. Eine hundertprozentige Sicherheit wird es jedoch nie geben.
Nur unter Beachtung dieser drei Aspekte gelangt man zu einer optimalen
Investitionsentscheidung (Dixit & Pindyck, 1994, S. 3).

1.1.1. Barwertmethode

Als Berechnungsverfahren fiir Investitionen wird hiufig der Barwert herangezogen. Der
Barwert gibt das Kapital zum jetzigen Zeitpunkt an. Fand die Investition in der Vergangenheit
statt, so wird die Zahlung aufgezinst, findet sie in der Zukunft statt, so wird sie abgezinst.
Dabei ist der zu verwendende Zinssatz von grofler Bedeutung. Solange der erwartete Barwert
im Jahr X, groBer als Null ist, ist die Investition positiv zu bewerten.
Bei dieser Barwertmethode treten jedoch zwei Annahmen in Erscheinung, die in der Realitét
nur in Ausnahmefillen zutreffen.
e FEine Investition kann reversibel sein, wenn sich durch dullere Einwirkungen
die Marktbedingungen dndern
e Bei ciner Investition gibt es eine ,,Jetzt oder Nie“- Entscheidung. Wenn man zu
einem bestimmten Zeitpunkt nicht investiert, hat man auch danach nicht mehr
die Moglichkeit dazu.
In der Realitdt sind jedoch die Flexibilitidt und die Irreversibilitdt von enormer Wichtigkeit.
Die Investitionsentscheidung wird stark durch die Moglichkeit, den Investitionszeitpunkt zu
verschieben, beeinflusst. In der Optionstheorie der Finanzmirkte wird diese Mdoglichkeit als
Option bezeichnet (Dixit & Pindyck, 1994, S. 4f).
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1.1.2. Realoptionenmethode

Bei einer Option ist der Kdufer berechtigt, eine bestimmte Menge eines bestimmten Gutes zu
einem Preis zu erwerben, der im Vorhinein festgesetzt worden ist. Bei der amerikanischen
Option erhalt der Kdufer die Moglichkeit, das Gut bis zu einem bestimmten Zeitpunkt zu
erwerben, bei der europdischen Option kann er das Gut an einem bestimmten Zeitpunkt
erwerben. Der Verkdufer muss also auf die Abnahme des Gutes jederzeit, bzw. zu einem
bestimmten Zeitpunkt vorbereitet sein.

Investiert ein Unternehmen in ein Projekt, so wird die Option zu investieren ausgeiibt. Durch
das Ausiiben, wird jedoch die Chance vergeben, zusétzliche Informationen durch Warten zu
erlangen. Diese Informationen hétten womdglich die Investition entscheidend beeinflusst.
Eine Riickgewinnung des eingesetzten Kapitals ist jedoch aufgrund der Irreversibilitdt nicht
mehr moglich und man spricht von einer Realoption.

Diese Realoption erhilt somit einen gewissen Wert, den Wert der Opportunititskosten'.

Man erkennt, dass die zuvor beschriebene Barwertmethode im Falle von ldngerfristigen
Investitionen, um einen Faktor erweitert werden muss, ndmlich den Wert der Option (Steiner
& Uhlir, 2001, S. 216).

1.2. Problem der Versorgungssicherheit

Prinzipiell miissen bei der Frage nach der Investition in neue Kapazititen zwei Punkte geklart
werden. Der erste Punkt beschreibt die Quantitit, bzw. die Hohe der erforderlichen Kapazitit,
um ein gewisses Mall an Versorgungssicherheit zu gewéhrleisten. Wo hingegen sich der
zweite Punkt mit der Qualitdt der bereitgestellten Kapazitit beschiftigt. Dies erfordert
Planung und Einsatz unterschiedlicher Kraftwerkstechnologien. Die zentrale Problemstellung
dieser beiden Fragen ist die Maximierung der Versorgungssicherheit und die Optimierung des
wirtschaftlichen Aspekts.

Im Bereich des Energiesektors werden zwei Begriffe fiir die Zuverldssigkeit eines
Energiesystems herangezogen.

System Adequacy: Dies beschreibt die Fahigkeit des Systems, die erforderliche Menge an
Energie jederzeit bereitstellen zu konnen. Zusitzlich darf die vorgeschriebene Spannungshdhe
nicht verdndert, bzw. einzelne Komponenten nicht {iberlastet werden.

System Securitiy: Darunter versteht man ein Mal fiir die Sicherheit eines Systems, in Bezug
auf Kurzschliisse, etc. Dieser Punkt liegt jedoch auf3erhalb des Blickwinkels dieser Arbeit und
wird daher nicht weiter behandelt.

Da eine hundertprozentige Versorgungssicherheit technisch nicht realisierbar ist, muss ein
Mittelweg zwischen optimaler Versorgungssicherheit und den finanziellen Kosten, diese
Versorgungssicherheit weiter zu erhohen, gefunden werden. (DeVries, 2004, S. 12)

! Opportunititskosten sind entgangene Erlose, die dadurch entstehen, dass vorhandene Moglichkeiten zur
Nutzung von Ressourcen nicht wahrgenommen werden.
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1.2.1. Wabhrscheinlichkeit von Ausféllen

Alle Erzeugungseinheiten und Ubertragungssysteme haben eine Wahrscheinlichkeit groBer
Null, dass sie zu Spitzenlastzeiten nicht verfiigbar sind. Daher kann die Mdglichkeit niemals
zu 100 Prozent ausgeschlossen werden, dass es zu einer unzureichenden Energieversorgung
kommen kann. Die optimale Hohe der Versorgungssicherheit wird also nicht durch eine
Maximierung der Versorgungssicherheit bestimmt’, sondern durch die Minimierung der
sozialen Kosten’.

Die Loss of Load Expactation (LOLE) gibt die Ausfallswahrscheinlichkeit von
Erzeugungseinheiten an. LOLE steht fiir die voraussichtlichen Tage an denen die Versorgung
zu Spitzenlastzeiten innerhalb eines Jahres nicht ausreicht. Sie wird meist in Tage/10Jahre
oder in Stunden/Jahr angegeben. Diese LOLE-Analysen werden regelméBig fiir mehrere Jahre
im Voraus erstellt. Die 1 aus 10 Bedingung stellt momentan einen internationalen Standard
dar. Dies bedeutet, dass theoretisch innerhalb von 10 Jahren, einen Tag lang die
Stromversorgung unzureichend sein darf (Hogan, 2005a, S. 11).

1.2.2. Jahresdauerlinie

Einen weiteren wichtigen Punkt fiir die Stromerzeugung beschreibt die in Abbildung 1
dargestellte Jahresdauerlinie. Diese Linie stellt die bendtigte Leistung aufgeteilt auf die
Stunden eines Jahres dar.

Spitzenlast

Mittellast

Leistung

Grundlast

0 Betriebsstunden pro Jahr 8760
Abbildung 1: Beispiel einer Jahresdauerlinie

Die benétigte Leistung wird in Grundlast, Mittellast und Spitzenlast unterteilt. Daraus
resultiert auch eine Vielzahl an unterschiedlichen Kraftwerkstechnologien, um den jeweiligen
Lasttypen gerecht zu werden. Entlang der Abszisse werden die Stunden und entlang der
Ordinate wird die benoétigte Leistung aufgetragen. Man erkennt, dass nur fiir eine geringe
Stundenanzahl im Jahr, eine groBe Menge an Leistung bendtigt wird, die aber ebenfalls vom
Kraftwerkspark gedeckt werden muss. Diese Dauerlinien kénnen fiir die Schitzungen von
Einsatzstunden der Kraftwerke herangezogen werden. Zusitzlich zu den Abweichungen

? Eine Maximierung der Versorgungssicherheit wiirde enorme Kosten hervorrufen
? Die sozialen Kosten beinhalten auch die Kosten der Energieversorgungsunternchmen
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zwischen der tatsidchlichen Last und der prognostizierten Last, kommt auch noch die
Ausfallswahrscheinlichkeit der einzelnen Kraftwerke hinzu, welche sich besonders in
Spitzenlastzeiten sehr stark auswirken kann. Aus diesem Grund wird auch eine gewisse
Menge an Reservekapazitit vorausgesetzt. 4

1.2.3. Regelenergie gegeniber Reservekapazitat

Fiir ein stabiles Elektrizitdtssystem sind zwei Elemente ausschlaggebend:

o Kurzfristige Versorgungssicherheit: Bei einem Lastprofil wird die benétigte Leistung
iber einen gewissen Zeitraum dargestellt. Man spricht von einer Lastkurve, welche in
der Regel Spitzen und Tiefen aufweist. Die Lastspitzen miissen von den
Erzeugungseinheiten ebenso gedeckt werden konnen, wie im Falle von
Grundlastzeiten, die Erzeugungsleistung reduziert werden muss. Tritt der Fall eines
unerwarteten Kraftwerksausfalls bzw. einer unerwarteten Lastschwankungen ein, so
werden diese durch die Regelfdhigkeit der Kraftwerke ausgeglichen. Man kommt
somit zum Begriff der Regelenergie. Diese Art der Energie kann jedoch nicht von
allen Kraftwerksarten bereitgestellt werden. Dazu benétigen Erzeugungseinheiten eine
gewisse Regelfdhigkeit, welche vor allem Grundlastkraftwerke nur sehr eingeschrénkt,
bzw. gar nicht besitzen. Gerade zum Decken von kurzfristigen Lastschwankungen
sind Regelkraftwerke, bzw. Spitzenlasteinheiten erforderlich. Diese Kraftwerksart
besitzt jedoch in der Regel hohe variable Kosten, was nur eine Vermarktung zu
Spitzenlastzeiten am Energiemarkt zur Folge hat. Als Anreiz fir den
Kraftwerkseinsatz dient vor allem der hohe Strompreis zu Spitzenlastzeiten. Fiir die
kurzfristige Versorgungssicherheit ist also kein Neubau an Kraftwerken notig, sondern
lediglich ein gemischter Kraftwerkspark, bestehend aus Grund-, Mittel- und
Spitzenlasteinheiten. Man bezeichnet die Art der kurzfristig bendtigten Reserve auch
als operative Reserve. Bei der operativen Reserve handelt es sich um rotierende
Reserve oder stillgelegte Kapazitit, welche innerhalb einer kurzen Zeit verfiigbar
gemacht werden kann.

o Langfristige Versorgungssicherheit: Es stellt sich nun die Frage ob, zuziiglich der
operativen Reserve auch noch eine gewisse Reserve an Kapazitit vorhanden sein
sollte, welche die Versorgungssicherheit iiber mehrere Jahre hinweg gewihrleistet. Da
der bendtigte Strombedarf jahrlich steigt, ist somit ein Ausbau des Kraftwerkparks
unumgénglich. Bei einem Strombedarfsanstieg steigt auch die benétigte Grundlast an,
wodurch sich die Nachfrage nach allen Arten von Kraftwerkstypen erhoht. Um die
langerfristige Versorgungssicherheit zu gewéhrleisten, wird ein Ausbau in allen drei
Kraftwerkstypen bendtigt. Es besteht jedoch in realen Markten die Moglichkeit, dass
die Erlose nicht ausreichen um eine langfristige Versorgungssicherheit zu
gewihrleisten (StiBenbacher, Tyma, Bachhiesel, & Stigler, 2010). Da sich einige
Léander nicht alleine auf den Energiemarkt verlassen wollten, damit dieser ausreichend
Erzeugungskapazititen bereitstellt, wurden zusitzliche Kapazitdtsmechanismen
integriert.

Ein weiterer Punkt der erwdhnenswert ist, ist die lange Planungs- und Vorlaufzeit von
Erzeugungseinheiten. Allein von diesem Sichtpunkt aus, wiirde ein gewisses Maf} an Reserve,
eine erhohte Versorgungssicherheit darstellen (DeVries, 2004, S. 62).

* Dies betrifft hauptsichlich Systeme mit Einbeziehung von Kapazititen (Kapazititsmechanismen). In reinen
Energiemérkten wird die erforderliche Leistung von auBerhalb hinzugekauft, was zu sehr hohen Preisen fiihren
kann.
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1.2.4. Versorgungssicherheit als 6ffentliches Gut

Die Nachfrage im Energiemarkt weist einen besonders unelastischen Verlauf auf, zusitzlich
muss stets genau soviel Energie in das Netz eingespeist werden, wie daraus entnommen wird.
Aus diesen beiden Tatsachen folgt, dass eine Marktraumung an der Strombdrse nicht immer
gewihrleistet werden kann. Es gibt Zeiten in denen es physikalisch nicht moglich ist, den
Verbrauch zu decken. In so einem Fall miissen dann spezielle Methoden zur Lastverringerung
eingesetzt werden. Wirtschaftlich gesehen wére es das Einfachste, gewisse Verbraucher vom
Netz zu trennen. Als erstes wiirden jene Verbraucher abgeschaltet werden, deren
Zahlungsbereitschaft am geringsten ist. In der Praxis ist dies jedoch kaum kurzfristig
moglich’.
Auf jeden Fall spiegelt die Hohe der vorhandenen Kapazitit auch die Versorgungssicherheit
der Verbraucher wider. Gibt es eine zusdtzliche Reservekapazitit, steigt die
Versorgungssicherheit weiter an. Somit bringt ein jedes zusitzliches MW an Kapazitit einen
Gewinn der Versorgungssicherheit fiir die Verbraucherseite. Die Versorgungssicherheit
erlangt somit den Charakter eines 6ffentlichen Gutes®.
Hinzu kommt noch, dass die ganze Energie innerhalb einzelner Marktgebiete iiber dasselbe
Netz transportiert wird. Man kann also physikalisch nicht den Strom beziehen den Erzeuger A
ins Netz speist. Das hat auch zur Folge, dass man als Verbraucher nicht von der
Zuverldssigkeit vom Erzeuger A abhingig ist, sondern von der Versorgungssicherheit, aller
ins Netz speisender Erzeugungsanlagen.
Da es sich nun bei der optimalen Menge an installierter Kapazitit um ein sogenanntes
offentliches Gut handelt, wird in liberalisierten Elektrizititsmarkten beobachtet, dass die
Hoéhe der installierten Kapazitit oft unter dem sozialen Minimum ist. Pérez-Arriaga und
Meseguer (1997) analysierten Erzeugungsanlagen auf drei unterschiedliche Punkte:

e Energie

e Operative Reserve (kurzfristige Reserve)

e Kapazitive Reserve (langfristige Reserve)
Stillstehende Erzeugungsanlagen, welche fiir die vorhandene Kapazitit keine Zahlungen
bekommen, erhohen die Versorgungssicherheit allein durch deren Verfiigbarkeit. Umgekehrt
funktioniert es bei Lasteinsparungen. Wird Kapazitit durch verbraucherseitige Lastreduktion
frei, kommt es ebenfalls zu einer Erhéhung der Versorgungssicherheit.
Es ist darauf hinzuweisen, dass der Charakter des Offentlichen Gutes der
Versorgungssicherheit als Produkt des momentanen Systems entsteht. Sobald die oben
beschriebenen Argumente beseitigt sind, kdnnte dieser Aspekt eliminiert werden (DeVries,
2004, S. 68-69).

1.3. Grunde fur mangelnde Investitionen

Aufgrund eines stetig zunehmenden Lastanstiegs zuziiglich Stillsetzungen von alten
Erzeugungsanlagen, ist es unumginglich, Investitionen in neue Anlagen zu tétigen. Diese
Investitionen treten jedoch teilweise nur mangelhaft oder verzogert auf. Dafiir gibt es eine
Reihe von Griinden.

>Alternativ siche Kapitel : 3.6. Capacity Subscritions
® Offentliches Gut bedeutet, dass niemand vom Konsum ausgeschlossen wird.
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1.3.1. Preiscaps

Ein groBes Risiko fiir Investitionen stellen sogenannte Preiscaps dar. Diese werden zum
Schutz der Konsumenten eingefiihrt und sollen sie vor zu hohen Energiepreisen, im Falle
knapper Erzeugung schiitzen. Jedoch ist die Festlegung der Hohe des Preiscaps sehr
schwierig. Theoretisch sollte das Preiscap in der Hohe des Wertes der nichtbeziehbaren
Leistung liegen, dem sog. ,,Value of Lost Load* (VoLL). Praktisch gesehen variieren diese
Werte jedoch sehr stark, da es verschiedene Moglichkeiten gibt diesen zu berechnen.
Schiatzungen reichen von 15.000 $/MW (Willis & Garrod, 1997, S. 99) bis um eine
GroBenordnung  kleiner etwa 2.000 $/MW  (Australian Competition and Consumer
Commission, 2010).

Wird der Preiscap zu nieder angesetzt, fiihrt dies zu einer verringerten
Investitionsbereitschaft, da die bendtigten Deckungsbeitrige der Kraftwerksbetreiber nur
schwer, oder gar nicht erzielt werden konnen.

Umgekehrt, wenn der Preiscap zu hoch ist, fiihrt dies zu einer Verlagerung der Wohlfahrt von
Verbrauchern hin zu den Erzeugungsunternehmen (DeVries, 2004, S. 74).

1.3.2. Unvollkommene Information

Auf der Versorgerseite gibt es nur mangelhafte Informationen in Bezug auf die
volkswirtschaftlich optimalen Investitionsentscheidungen. Ebenso auf der Erzeugerseite, wo
aufgrund des Informationsmangels, das erhohte Investitionsrisiko dazu fiihrt, dass das
Volumen an installierter Kapazitit klein gehalten wird. Damit korrekte
Investitionsentscheidungen  getroffen werden konnen, miissen die stochastische
Verbrauchernachfragekurve’ und der geplante Ausbau an zusitzlichen Kapazititen bekannt
sein.

Der exakte Verlauf der Nachfragekurve ist jedoch sehr schwer zu bestimmen. Seit der
Liberalisierung der Elektrizitdtsmérkte kann auch nicht mehr auf eine langjihrige Tendenz
zurlickgegriffen werden (Hobbs, 2001, S. 16).

1.3.3. Regulatorische Unsicherheiten

Diese Art von Unsicherheiten treten bei Anderungen des 6ffentlichen Rechts auf. Vor allem
durch die Umstrukturierung vieler Elektrizititsmérkte in Folge der Liberalisierung, ist die
rechtliche Unsicherheit entscheidend bei der Investitionsentscheidung. Einige wichtige
Faktoren dabei sind:

e Feinabstimmung der Marktgestaltung: Gerade in Elektrizitdtsmérkten, in denen eine
Vielzahl von Landern betroffen sind, ist es oftmals sehr zeitaufwendig ein geeignetes
Marktsystem umzusetzen. Dies bringt iiber eine gréflere Zeitspanne eine hohe
Unsicherheit mit sich. Es ist unmoglich die Feinabstimmung eines derart komplexen
Marktes sofort in die Praxis umzusetzen. Auf der anderen Seite bringt die
Verzogerung eben jener Feinabstimmung groBe Investitionsunsicherheit mit sich.®

e Politische Interventionen: Wie weiter oben beschrieben, soll der Preis der Energie bei
Engpédssen dem VoLL entsprechen, um sinnvolle Anreize in neue Investitionen zu
setzen. Die meisten Elektrizititssysteme starteten jedoch mit einem Uberschuss an
vorhandener Kapazitdt in die Liberalisierung, sodass es noch ladngerfristig keine Preise
in der Hohe des VoLL geben wird. Erreichen jedoch die alten, vorhandenen

7 Aufteilung, Dauer und Hohe der Lastspitzen
¥ In Osterreich begann die Liberalisierung des Elektrizititsmarktes 1996 und wird noch immer laufend
angepasst.
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Kapazititen das Ende ihrer technischen Nutzungsdauer, kommt es zu einem rapiden
Preisanstieg. Félschlicherweise wird dadurch ein Versagen der Liberalisierung
angenommen und es kommt zu einer Senkung des Preiscaps durch die Regierung.
Dies war z.B.: einer der Griinde fiir die Strompreiskrise in Kalifornien.

e Fiir Investoren besteht die Unsicherheit des Preiscaps, welcher durch die Regierung
erhoht oder gesenkt werden kann.

e Anderungen in verkniipften Mirkten: Der Ol- und besonders der Gashandel sind sehr
stark mit dem Elektrizitatssektor verkniipft. Da es in den letzten Jahren auch zu einer
Offnung des Gasmarktes in Europa gekommen ist, treten hier ebenfalls Unsicherheiten
auf. Problematisch sind hierbei vor allem die Preisschwankungen.

e Anderung der regulatorischen Bedingungen: Besonders in letzter Zeit wurden immer
strengere Auflagen an den Umweltschutz gestellt (z.B. Kiihlwasser, CO, Zertifikate,
etc.).

e Ausbau des Ubertragungsnetzes: Ein groBes Ziel der EU ist die Stirkung und der
Ausbau des Ubertragungsnetzes und somit der Ausbau dieser Kapazitiit. Dies stirkt
den Wettbewerb, beeinflusst aber auch die Rentabilitdit von Anlagen durch
Preisdnderungen in den Marktgebieten (DeVries, 2004, S. 74f).

1.3.4. Missing Money Problem

Die Analyse dieses Problems beginnt mit der Beobachtung des téglichen, bzw. jdhrlichen
Lastverlaufes. Variationen in der Hohe der erzeugenden Kapazitit in Koordination mit der
sich stindig dndernden Last, erzeugen sehr stark schwankende Strompreise.

Einen Grofiteil des Jahres herrscht ein niedriger Energiepreis vor, der durch die geringen
variablen Kosten der Grund- und Mittellastkraftwerke bestimmt wird. In Spitzenlastzeiten
steigt dieser Preis jedoch bis zu den deutlich hoheren variablen Produktionskosten von
Spitzenlasteinheiten an. Abbildung 2 beschreibt beispielhaft die Erlose der unterschiedlichen
Kraftwerkstypen.

€M
A

Erldse von Spitzenlastkraftwerken

Erlose von Mittellastkraftwerken

Preis

Erlése von Grundlastkraftwerken

0 Betriebsstunden pro Jahr 8;60
Abbildung 2: Erlése der unterschiedlichen Kraftwerkstypen

Spitzenlasteinheiten besitzen geringe Fixkosten, jedoch hohe Variable Kosten. Da diese
Einheiten in der Regel nur wenige Stunden im Jahr eingesetzt werden, miissen in diesen
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Stunden die auftretenden Kosten abgedeckt werden (Bereich A). Mittellastkraftwerke weisen
aufgrund der geringeren variablen Kosten héhere Volllaststunden auf (A+B). Die hochsten
Fixkosten besitzen Grundlastkraftwerke, welche jedoch sehr niedrige variable Kosten
aufweisen. Der Bereich A+B+C dient dieser Kraftwerksart zur Erwirtschaftung ihrer
Deckungsbeitrige.

Ein wichtiger Punkt ist in dieser Grafik erkennbar: Der Bereich A wird nicht nur fiir die
Spitzenkraftwerke bendtigt, sondern auch fiir die Wirtschaftlichkeit der Mittel- und
Grundlastkraftwerke (Hogan, 2005, S. 3).

Kommt es nun durch den Regulator zu einer Limitierung des Preises, durch einen Preiscap, so
sind nicht nur die Spitzenlasteinheiten davon betroffen, sondern auch die Mittel- und
Grundlasterzeugung. Der Preiscap in Abbildung 3 zeigt in diesem Fall das sogenannte
Missing Money Problem auf.

€M

A

Missing Money

Erlése von Spitzenlastkraftwerken
Preiscap

Erlose von Mittellastkraftwerken

——— Erlose von Grundlastkraftwerken

Preis

0 Betriebsstunden pro Jahr 87V6O

Abbildung 3: Auswirkungen des Preiscaps auf die Erldse der Kraftwerke

Diese Problematik soll am Beispiel eines Spitzenlastkraftwerks im Marktgebiet von PJIM
angefiihrt werden:

Laut einer Schitzung von PJM bekamen Spitzenlasteinheiten fiir deren Einsatz im Zeitraum
von 2001-2006 etwa 19-21 $/kW-Jahr. Um die Kapitalkosten zu erwirtschaften wird jedoch
ein Energiepreis von etwa 50-72 $/kW-Jahr bendtigt.

Eine Spitzenlasteinheit mit 171 MW und einer durchschnittlichen jéhrlichen Einsatzdauer von
sechs Stunden’ erhilt 60 $/kW-Jahr, hier wird jedoch das Preiscap in der Hohe des
geschitzten VoLL zur Berechnung herangezogen. Im Marktgebiet von PJM existiert ein
Preiscap von 1000$. Nimmt man die 1000 $ zur Berechnung her, so verdient das
Spitzenlastkraftwerk nur 6 $/kW-Jahr.

Innerhalb von zehn Jahren steigt der Energiepreis durchschnittlich 24 h lang auf den Wert des
VoLL, bzw. 2,4h pro Jahr, an.

10000%
(245 199028« 171mw)

Jahr

[1.1]

? Die Zeitangabe basiert auf der LOLE
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Zusammengezdhlt ergibt das 45 $/kW-Jahr, somit fehlen 26 $/kW-Jahr zur Deckung der
Vollkosten (Carner & Kimball, 2007, S. 42).

Es gibt eine Vielzahl von Griinden wie dieses Missing Money Problem entstehen kann.
Explizite Preisgrenzen sind nicht die gewiinschten Beschrinkungen der auftretenden Preise.
Kommt es Anstelle eines Preiscaps, zu einem Angebotscap der jeweiligen Erzeugungseinheit,
wiirde es zugleich auch eine Minderung der Marktmacht darstellen.

Zusammenfassend kann man sagen, dass es sich beim Missing Money Problem um das
Kernproblem der Versorgungssicherheit (Resource Adequacy) handelt, bzw. dieses durch das
Missing Money Problem verursacht wird. Es fiihrt in erster Linie zu einer Senkung der Preise,
was zu einer Verringerung der Investitionen und der Versorgungssicherheit fithrt (Crampton
and Stoft, 2006, S. 63).

1.3.5. Reservekapazitat

Bei den vier obengenannten Punkten die zur Verhinderung von Investitionen fithren kénnen,
handelt es sich um rein finanzielle Aspekte. Es gibt jedoch noch einen anderen Grund
weswegen es zur Verminderung von Investitionen kommen kann. In Abbildung 4 wird die
vorhandene Erzeugungskapazitit der UCTE in verschiedene Bereiche unterteilt.

Non usable Capacity

Net
Generating
Capacit
g . I Remaining Margin
Remaining
Capacity

Reliably available Capacity s

Abbildung 4: Reservekapazitat innerhalb der UCTE (ENTSO-E, 2009)

Laut UCTE wird eine Reservekapazitit (Adequacy Reserve Margin, ARM) von 5% der
Nettoerzeugungskapazitit vorausgesetzt. Eine vorgeschriebene Reservemenge kann sich
jedoch in Energiemirkten auch investitionshemmend auswirken. Laut Theorie steigen die
Energiepreise mit dem Verbrauch, bzw. der sinkenden Systemreserve an. Die Preise steigen
so lange an, bis der Verbrauch gleich der installierten Kapazitdt ist. Ab diesem Punkt
entsprechen die Energiepreise theoretisch dem VoLL und setzen starke Anreize in neue
Investitionen. Dies bringt den Einsatz aller Erzeugungseinheiten mit sich, auch den teuersten,
welche sich am Ende der Merit Order befinden.

Da jedoch eine ARM vorausgesetzt wird, fiihrt dies dazu, dass die Nachfrage nicht bis zur
tatsdchlich verfiigbaren Kapazitét ansteigen kann. Somit kann der Energiepreis nicht mehr bis
zur Hohe des VoLLs ansteigen und es kommt zu einer Verminderung bei Investitionen.
Teurere altere Kraftwerke kommen nicht zum Finsatz, da sie aufgrund des hohen
Angebotspreises stets aus dem Markt fallen. Dies fiihrt zum néchsten Problem, nimlich der
Kraftwerksart. Aufgrund dessen, dass die teureren Kraftwerke (Spitzenlasteinheiten) seltener
zum Zug kommen, wird die Deckung der Erzeugungs- und Betriebskosten immer schwerer.
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Die Folge davon ist, dass die Investitionen sich vermehrt in Grund- und Mittellasteinheiten
erstrecken werden, und somit die Resource Adequacy, nicht aufgrund mangelnder Kapazitit,
sondern aufgrund mangelnder Leistungsregelung gefdhrdet ist. Dies bedeutet jedoch nicht,
eine vorgeschriebene Reservemenge sei nicht sinnvoll. Gédbe es keine Reservemenge wiirde es
sobald die Nachfragemenge, die verfligbare Kapazitit erreicht und {iberschreitet, zu
Notabschaltungen und Blackouts kommen (SiiBenbacher, 2011, S. 146).

1.4. Poolmodell vs. Borsenmodell

In der Elektrizititswirtschaft wird grob zwischen zwei Marktformen unterschieden. Dies ist
einerseits das Borsenmodell welches speziell in Europa verbreitet ist und das Poolmodell,
welches in Mirkten auBlerhalb Europas hiufig zum Einsatz kommt.

1.4.1. Borsenmodell

Fast alle liberalisierten Elektrizitdtsmérkte in Europa basieren auf dem Stromborsenkonzept.
Dieses Modell charakterisiert sich durch eine dezentrale Marktorganisation. Der Stromhandel
erfolgt in separaten Mairkten, welche jedoch eng untereinander verkniipft sind. Der
Kraftwerkseinsatz erfolgt individuell in Absprache mit dem Ubertragungsnetzbetreiber. Der
Handel an der Borse ist nicht verpflichtend, wodurch ein bilateraler Handel ermdglicht wird.
Aufgrund der dezentralen  Organisation der Borse, werden Einsatz und
Investitionsentscheidungen rein durch den Marktpreis gesteuert. Ein Vorteil gegeniiber dem
Poolmodell ist, dass zwischen den einzelnen Plattformen, Wettbewerb entstehen kann.
Aufgrund dessen entsteht bei fehlerhaftem Design des Marktmodells rascher Druck, dies zu
dndern. Es kann jedoch auch zu Koordinationsschwierigkeiten kommen, wenn die Markte
unzureichend synchronisiert sind.

Ein weiteres Problem konnte in Zukunft auch durch den rein finanziellen Handel der Produkte
entstehen. Durch das Borsenmodell wird nur der Kauf und Verkauf betrachtet, nicht jedoch
das Ubertragungssystem. Dies spielte bis jetzt zwar nur eine untergeordnete Rolle, da
geniigend Ubertragungskapazititen vorhanden sind, kann jedoch in der Zukunft zu einem
groBeren Problem werden. Das Borsenmodell bietet hierbei jedoch eine flexible
Losungsmethode. Es besteht die Moglichkeit sogenannte Zonenpreise einzufiihren, welche
auf den Borsenpreis bei Auftreten des Engpasses aufgeschlagen werden. Eine
Weiterentwicklung des Zonal Pricing'’, stellt das Knotenpreisverfahren (Nodal Pricing) dar.
Hier wird der Energiepreis in jedem Knoten einzeln bestimmt'' (Ockenfels, 2008, S. 10).

1.4.2. Poolmodell

Das Gegenstiick zum Borsenmodell ist der Pool, welcher in vielen Lidndern auBerhalb
Europas vertreten ist. Ein Vorreiter bei der Einfithrung eines Poolmodells war Nordamerika.
Speziell der Markt in Pennsylvania, New Jersey und Maryland (PJM-Markt) wurde im Laufe
der Zeit von vielen Landern kopiert.

Der Pool ist zentral organisiert, was einen wesentlichen Unterschied zur Stromborse darstellt.
Der gesamte Stromhandel muss iiber den Pool erfolgen'”. Im Anschluss werden alle

' Wird im Nordpool verwendet.

' Siche Kapitel 4.1.1

2 Die Theorie des Poolmodells beschreibt den Handel am Pool als zwingend. Mittlerweile wurde in den meisten
Mairkten das Modell jedoch soweit aufgelockert, dass auch bilateraler Handel moglich ist. Dieser muss jedoch
dem Pool bekannt gegeben werden.
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1 Einflihrung

Einsatzentscheidungen vom ISO (Independent System Operator) getroffen. Dazu miissen die
Angebote der einzelnen Unternehmen jedoch gewisse Gebotsformate mit Anfahrtskosten,
Produktionskosten, etc. enthalten. Der grofle Vorteil am Poolmodell ist, dass die Koordination
von Erzeugung und Ubertragung um vieles einfacher ist. Vor allem in Koordination mit
Zonenpreisen oder dem Knotenpreisverfahren kann die Netznutzung optimiert werden. In den
letzten Jahren ist jedoch die Grenze zwischen Borsenmodell und Poolmodell immer mehr
verschwommen. Mittlerweile wird nur noch wunterschieden ob ein unabhingiger
Systembetreiber den Kraftwerkseinsatz regelt, oder ob dies selbstdndig liber den Borsenpreis
geschieht (Ockenfels, 2008, S. 11).

1.4.3. Vor- und Nachteile an den beiden Modellen

Bei den Poolmodellen handelt es sich um eine Nachahmung der urspriinglichen Organisation
eines Elektrizititsmarktes mit vertikaler Struktur. Der groBe Vorteil liegt in der guten
Koordination des Kraftwerkseinsatzes durch den ISO. Auch die Kosten der Ubertragung,
sowie der Verteilung kdnnen optimiert werden.

Ein Problem stellt jedoch die Optimierung des Energiepreises dar. Durch Seitenzahlungen
kann es zu Verzerrungen von Investitionsentscheidungen kommen'’.

Die Seite der Nachfrager kann sich kaum in den Pool einbringen oder auf etwaige Preise
reagieren, was zu einer geringen Nachfrageelastizitdt und damit auch zu einer geringen
Effizienz fiihrt (Ockenfels, 2008, S. 13).

Das dezentrale Borsenmodell besitzt dann einen Vorteil, wenn die Koordination der einzelnen
Marktgebiete von geringerer Bedeutung ist. Dies ist dann der Fall, wenn geniigend
Ubertragungskapazititen zwischen den Gebieten vorhanden sind. Die nétige Koordination
geschieht aufgrund der engen Koppelung der einzelnen Mérkte von selbst (Ockenfels, 2008,
S. 16).

In Folge werden die verschiedenen Arten an Marktmodellen vorgestellt.

13 Diverse Kosten welche durch den Kraftwerkseinsatz entstehen wie z.B.: Anfahrtskosten, werden durch den
Erhalt von Seitenzahlungen stets garantiert.
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2. Reiner Energiemarkt (Energy-Only Market)

In der Literatur findet man héufig die Beschreibung eines idealen reinen Energiemarktes. In
der Praxis treten jedoch einige Punkte in Erscheinung, denen oftmals nur geringe Beachtung
geschenkt wird (Hogan, 2005). Um die Umsetzung eines idealen reinen Energiemarktes zu
ermdglichen, gibt es zwei Punkte die in der Realitdt in Energiemérkten derzeit noch nicht
realisierbar sind:

e Zum Einen handelt es sich dabei um Power Demand Side Management (PDSM).
Dieses wird zwar angewandt, da Endkunden zum Teil jedoch einen Fixpreis' fiir die
bezogene Energie bezahlen, ist PDSM bis jetzt noch in keinem Markt flichendeckend
vorhanden.

e Der zweite Punkt ist die Differenzierung der Endkunden nach ihrem Niveau an
Versorgungssicherheit.

In der Realitét besitzen reine Energiemdrkte sehr wohl einige Funktionen, welche hohe
Preisspitzen verhindern'” oder die Investitionsbereitschaft in neue Kapazititen kiinstlich
erhohen (z.B. Forderung erneuerbarer Energien) (The Brattle Group, 2009, S. 19).

2.1. Funktion des reinen Energiemarktes

Beim reinen Energiemarkt miissen die Inhaber von Erzeugungsanlagen in der Lage sein, die
Kapitalkosten rein durch die Erlose am Energie- bzw. Ancillaryservicemarkt, decken zu
konnen.

Erzeuger verkaufen eigenstindig Energie an der Strombdrse, erhalten aber keine Zahlungen
fiir nicht eingesetzte (,,undispatched*) Anlagen. Bilaterale Liefervertrige sind jedoch erlaubt.
Sie sollen eine Absicherung gegen mdogliche Preisspitzen darstellen.

Uber einen GroBteil des Jahres ist mehr Kapazitit im System vorhanden als bendtigt wird'®.
Wihrend dieser Zeit reicht der Einsatz von Grundlast- und Mittellastkraftwerken um den
Energiebedarf zu decken. In diesem Fall wird sich der Energiepreis in der Hohe der
Betriebskosten des teuersten im Einsatz befindlichen Kraftwerkes, einpendeln. Kommt es nun
zu einem Engpass, so wird dieser Preis bis in die Hohe des VoLL steigen. Ein reiner
Energiemarkt ist also durch einen niedrigen Preis wihrend Grund- und Mittellastperioden
gekennzeichnet, welcher durch hohe Preisspitzen zu Spitzenlastzeiten unterbrochen wird.
Wihrend eines Grofteils des Jahres konnen Grund- und Mittellastkraftwerke die variablen,
sowie einen Teil der Fixkosten, aufgrund deren niedrigen Betriebskosten, erwirtschaften. Bei
den teureren Spitzenlastkraftwerken wird nur die Refundierung der variablen Kosten
ermoglicht. Im Engpassfall sollen theoretisch durch Preisspitzen auch die teureren
Spitzenlastkraftwerke in der Lage sein, zusitzlich zu deren variablen Kosten, auch noch die
Fixkosten einzunehmen.

'Y Vor allem Haushalte bezahlen einen Pauschalpreis fiir Energie der unabhingig von Spitzen- oder
Grundlastzeiten immer gleich ist.

'3 Zum Schutz der Verbraucher wird oftmals ein Preiscap eingefiihrt welches dem VoLL entspricht.

' Unter Voraussetzung eines funktionierenden Marktes, der seit lingerer Zeit in Betrieb ist.
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2 Reiner Energiemarkt (Energy-Only Market)

Diese ,,Peaks* miissen eine gewisse Hohe und eine gewisse Haufigkeit besitzen. Aufgrund
dessen wird ein Anreiz geschaffen, in neue Anlagen zu investieren. Zusétzlich dazu, konnen
bilaterale Liefervertriige ebenso als Investitionsanreiz dienen'”.

Durch diese Verbindung zwischen Erzeugung und Verbrauch in normalen, sowie in
Spitzenlastzeiten, entsteht ein wirtschaftlich optimaler Preis fiir Kapazitit. Das Konzept des
reinen Energiemarktes verliert jedoch an Effizienz, wenn man die beiden zuvor erwihnten
Punkte in das Modell mit einbezieht. Die momentan implementierten Energiemirkte besitzen
kein Werkzeug um die Abnehmer in Bezug auf deren Versorgungssicherheit zu
differenzieren, oder ein breitbandiges Demand Side Management (auch Haushalte) zu
bewerkstelligen. Dies kann dazu fiihren, dass der Markt in Spitzenlastzeiten nicht mehr fahig
ist, die Versorgungssicherheit zu gewahrleisten.'®

Damit ein reiner Energiemarkt auch funktioniert, muss der Preis zu Spitzenlastzeiten in der
Hohe des VoLL liegen. Nur dann kann gewahrleistet werden, dass auch geniigend Anreize in
neue Investitionen gesetzt sind (The Brattle Group, 2009, S. 20).

2.2. Reine Energiemarkte im realen Marktumfeld

Wie zuvor bereits erwéhnt, treten in der Realitit mehrere Probleme bei der Implementation
eines reinen Energiemarktes auf. Es gibt mehrere Mérkte in denen dieses Modell vorhanden
und in denen die Probleme auch ansatzweise gelost werden.

2.2.1. Hohe Preise und VoL L

Im reinen Energiemarkt sollte der Preis der Energie durch den VoLL bestimmt werden. In der
Realitit wird dies jedoch nur selten so gehandhabt. Als einziger reiner Energiemarkt verfiigt
der Great Britain Power Market iiber keinen Preiscap. Der Nordpool besitzt beispielsweise
Preiscaps im Day-Ahead Markt. Der Intra-Day und Real-Time Market sind auch ohne
Preisbeschriankungen.

Eine andere Moglichkeit stellen Mérkte in Australien (NEM) und Ontario dar: Hier wird der
Preis auf die Hohe des VoLL beschrinkt. Dieser Wert wird zwar stindig angepasst, variiert
jedoch in den einzelnen Mirkten sehr stark, was auf die Schwierigkeit der korrekten
Berechnung hindeutet. Bei diesen Mérkten wird zusétzlich eine Preisschranke eingefiihrt,
wenn der Engpass linger als eine Woche vorliegt'’. Trotz dieser Beschrinkung der
Einnahmen ist es den Betreibern von Spitzenlastkraftwerken somit moglich, innerhalb von
einer Woche, die Fixkosten fiir mehrere Jahre im Voraus zu decken. Diese Einnahmen werden
als Ausgleich fiir jene Jahre herangezogen, in denen kaum Engpidsse in der Versorgung
auftreten (The Brattle Group, 2009, S. 23). Problematisch ist jedoch, dass die Einnahmen im
Voraus nur sehr schwer prognostiziert werden kdnnen.

2.2.2. EinbufRen bei Einnahmen und Versorgungssicherheit

Die Preise bei Engpdssen miissen hoch genug sein und oft genug auftreten, um Anreize in
neue Kapazititen setzen zu kdnnen. Kommt es zu einem zu tief gesetzten Preiscap, tritt das in
Kapitel 1.3.4 erwdhnte Missing Money Problem auf. Die Folge davon sind entweder

'" Erzeugungsanlagen erhalten zusitzliche Anreize durch Abnehmer die eine héhere Zahlungsbereitschaft fiir die
Versorgungsicherheit wiinschen, oder die sich gegen Preisspitzen zusitzlich absichern wollen.

'® Angebot und Nachfrage sind nicht mehr im Gleichgewicht.

' Beim australischen NEM liegt der Preiscap z.B. pro halber Stunde bei 350 $/MW. Ab einer Woche sinkt
dieser auf 236 $/MW
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regulatorische Eingriffe in den Markt oder eine Verschlechterung der Versorgungssicherheit.
Es gibt mehrere Moglichkeiten den Markt kostengiinstig zu regulieren, jedoch artet dies meist
in einer Erhohung der Marktpreise aus, oder fiihrt zu einer Verringerung der Effizienz.
Diese EinbuB3en der Einnahmen sind auf drei Punkte zuriickzufiihren:
e Preiscaps sind unterhalb des VoLL angesetzt
e Regulatorische Eingriffe verringern Engpidsse und verfélschen dadurch ein bendtigtes
Preissignal fiir Investitionen.
e Der Aspekt des offentlichen Gutes der Versorgungssicherheit, resultierend in zu
geringer Investition und zu geringen Preisen®’ (The Brattle Group, 2009, S. 24).

2.2.3. Scarcity Pricing Mechanismus

Unter Scarcity Pricing versteht man einen regulatorischen Mechanismus, durch welchen der
Marktpreis bei Engpidssen kiinstlich in die Hohe getrieben wird. Verbraucher sollen nur noch
jene Leistung beziehen, die unbedingt benétigt wird. Damit soll ein Blackout verhindert
werden. Ab einem Zeitpunkt®' an dem der Systembetreiber nicht mehr in der Lage ist, seine
operative Reserve zu decken, tritt dieser Mechanismus in Kraft (The Brattle Group, 2009, S.
31). Durch diesen kann auch das Missing Money Problem teilweise beseitigt werden. Jedoch
stellt dieser zugleich einen Widerspruch an das Konzept des reinen Energiemarktes dar, da
sich der Marktpreis bei Engpédssen von selbst in den Bereich des VoLL bewegen sollte und
nicht kiinstlich (Crampton and Stoft, 2006, S. 31).

2.2.4. Preisschwankungen

Das Konzept des reinen Energiemarktes basiert auf den Preisspitzen bei Engpéssen. Diese
sollen einen Anreiz fiir neue Investitionen darstellen. Jedoch stellen diese Preisschwankungen
auch zwei Probleme dar:
e Fiir den Endkunden sind diese hohen Preise oft nicht verstandlich, vor allem wenn er
nur einen geringen Teil zur Spitzenlast beitragt.
e Je mehr die Preise Schwanken, desto grofer ist auch das Risiko einer Investition und
desto spéter wird investiert (The Brattle Group, 2009, S. 34).

2.3. Der Energiemarkt am Beispiel der European Energy
Exchange (EEX)

2.3.1. Allgemeines zum Marktgebiet

Die EEX wurde im Jahr 2002 durch Fusion der beiden deutschen Strombdrsen (Leipzig und
Frankfurt) gegriindet. Das Marktgebiet erstreckt sich iiber Osterreich, Deutschland, Schweiz
und Frankreich. Derzeit sind 191 Unternehmen aus 19 verschiedenen Lindern an der EEX
tatig”? (EEX, 2010, S. 2).

2% Man hofft auf die Erhéhung der Versorgungssicherheit durch Investitionen anderer, ohne selbst zu investieren.
! Der Kaufpreis soll in jenem Fall dem VoLL entsprechen (Hogan, 2005)
* Stand vom 31.12.2009
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In Tabelle 1 sind die einzelnen Teilmirkte mit den jeweiligen Handelsmoglichkeiten
dargestellt.

Spotmarkt Terminmarkt OTC-Markt
EPEX Spot EEX Power Derivatives e Entsprechende
e Day-Ahead  Auktion e Phelix-Futures Produkte
(D/A, F, CH) e French-/German-
e Kontinuierlicher Power-Futures
Handel (F) e  Phelix-Options
e Intraday (D,F)

Tabelle 1: Teilméarkte der EEX (EEX, 2010, S. 4)

2.3.2. Unterschiedliche Markte an der EEX

2.3.2.1. Spotmarkt (EPEX Spot)

Der EPEX Spot koordiniert den kurzfristigen Stromhandel in den Léndern Frankreich,
Deutschland, Osterreich und der Schweiz. Der Hauptsitz der Borse liegt in Paris, eine
Zweigstelle befindet sich in Leipzig. Es wird tiglich eine Auktion abgehalten, in der
simtliche Stunden des folgenden Tages gehandelt werden®. Es gibt zwei Preisindizes, den
Phelix-Day-Base und Phelix-Day-Peak®*. Diese Preisindizes werden in tiglichen
Stundenauktionen fiir das Marktgebiet Osterreich und Deutschland ermittelt. Der Preis dient
mittlerweile europaweit als Referenzpreis fiir den borslichen und aulerborslichen Handel. Die
maximal zuldssigen Gebotspreise sind £3000 €/ MWh.

Es gibt drei unterschiedliche Day-Ahead-Auktionen, welche jeweils fiir die 24 Stunden des
darauffolgenden Tages giiltig sind. Tabelle 2 gibt einen Uberglick iiber den Ablauf der
Auktion in den jeweiligen Léndern.

Osterreich/Deutschland Schweiz Frankreich
Mind. Volumen in MW 0,1/0,1 0,1/0,1 1
(einzeln/Blocke)
Min. Preisdnderungen in € 0,1 0,1 0,01
Lieferort APG, Amprion GmbH, Swissgrid Netzbereich von RTE

Transpower

Stromiibertragung GmbH,

EnBW Transportnetze, 50

Hertz Transmission GmbH
Auktionszeiten Téaglich um 12.00h Téaglich um 10.30h Taglich um 11.00h
Handel Einzelhandel und Blocke Einzelhandel und Blocke Einzelhandel und

Blocke
Besonderheiten Max. 300MW/Block; max.45 | Max. S0OMW/Block/Std.; Max. 200MW/Block
Blocke/Konto max. 30 Blocke/Konto

Tabelle 2: Day-Ahead Auktion am EPEX Spot (EEX, 2010, S. 5)

Zusitzlich zur Day-Ahead-Auktion wird in Frankreich noch ein kontinuierlicher Handel
durchgefiihrt™.

 Der Stromhandel fiir Sonntag und Montag findet am Freitag davor statt (Ockenfels, 2008).

** Phelix: Physical Electricity Index

» Fiir die Lieferung von Blockgeboten des nichsten Tages, die mehrere Stunden giiltig sind. Gehandelt wird
ebenfalls sieben Tage die Woche. Die Auktion findet jeweils zwischen 7.30 h und 11.30 h statt.
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Bei der zweiten Handelsform am Spotmarkt handelt es sich um den Intraday-Handel. Strom
kann hier noch bis knapp vor Lieferung gehandelt werden. In Tabelle 3 wird der Intraday-
Handel von Deutschland und Frankreich beschrieben (EEX, 2010, S. 5-10).

Deutschland Frankreich

Mindestmenge in MW 0,1 1
Mindestpreis in € 0,01 0,01
Zeit vor Lieferung Bis 75 min. vorher Bis 60 min. vorher
Ort Amprion GmbH, Transpower RTE

Stromiibertragung GmbH,

EnBW Transportnetze, 50

Hertz Transmission GmbH
Handelszeiten 7 Tage die Woche/24 Std. am 7 Tage die Woche/

Tag 7.30h-11.00h

Tabelle 3: Intraday-Handel an der EEX (EEX, 2010, S. 10)

2.3.2.2. Terminmarkt

Der Strom EEX Power Derivatives ist der Handelsplatz fiir Deutschland und Frankreich fiir
jegliche Terminkontrakte. Es handelt sich dabei um eine der Tochtergesellschaften der EEX
AG mit Sitz in Paris und Leipzig. Der Terminmarkt bietet den Teilnehmern die Moglichkeit,
sich ldngerfristig gegen unerwartete Preisschwankungen abzusichern. An der EEX Power
Derivatives sind rein finanzielle Produkte wie Phelix-Futures und Phelix-Options handelbar,
aber auch physikalische Produkte wie French/German-Power-Futures. Es kann jeweils
monats-, quartals- und jahresweise gehandelt werden.

e Phelix Futures: Hierbei handelt es sich um ein rein finanzielles Instrument, das sich
auf die durchschnittlichen Preise am Spotmarkt in der Zukunft bezieht. Die Futures
werden fiir den aktuellen Monat, die ndchsten neun Monate, die niachsten elf Quartale
und die nichsten sechs Jahre gehandelt. Es sind Base- und Peakload Futures moglich.

Falligkeit

Handelszeiten

Transaktionsentgelte

Future auf den zukiinftigen Durchschnittspreis am Spotmarkt (Phelix)

Der aktuelle Monat sowie die ndchsten 9 Monate, 11 Quartale und 6 Jahre
Finanzielle Erfillung (cash settlement)

Bdrsentéglich von 8.25 bis 16.00 Uhr, bis 17.30 Uhr OTC-Clearing mdglich (MEZ)
0,01 €/MWh

Volumenahhangiges Preismodell:
Birse: Birsenentgelt
Bérsenvolumen < 1 TWh pro Monat: 0,01 €/MWh + Clearingentgelt:
Bérsenvolumen > 1 TWh pro Monat: 0,005€/MWh 0,005€/MWh
0TC-Clearing: Registrierung von 0TC-Geschaften
0TC-Volumen < 2 TWh pro Monat: 0,0075 €/ MWh
0TC-Volumen > 2 TWh pro Monat: 0,005 &/MWh

Tabelle 4: Phelix Futures (EEX, 2010, S. 14)

e Phelix Options: Hierbei handelt es sich um eine europdische Option. Beim Kauf oder
Verkauf kommt es zur Einbuchung der damit verbundenen Pherlix-Futures-Position,
was zum jeweiligen Ausiibungspreis fiihrt. Fiir dieses Ausiibungsrecht muss der
Teilnehmer den Optionspreis zahlen.
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Option auf die korrespondierenden Phelix-Baseload-Futures

Falligkeit Die ndchsten 5 Monate, 6 Quartale und 3 Jahre

Einbuchung der korrespondierenden Paosition in Phelix-Baseload-Futures

Bérsentéglich von 8.25 bis 16.00 Uhr, bis 17.30 Uhr OTC-Clearing méglich (MEZ)

Transaktionsentgelte Optionsprimienabhangiges Modell: + Clearingentgelt:
Optionspramien fiir Birse und OTC-Clearing 0,00125 €/MWh
Préamie > 0,15 €/MWh 0,00125 €/MWh 0,0025 £€/MWh
Prédmie = 0,15 €/ MWh 0,0025 €/MWh + Entgelt fiir Optionsausiibung:
0,005 €&/ MWh

Tabelle 5: Phelix Options (EEX, 2010, S. 16)

e French/German Power Futures: Hierbei handelt es sich um einen Vertrag, der die
physikalische Stromlieferung in der Zukunft beinhaltet. Es wird wieder zwischen
Base- und Peakload unterschieden (EEX, 2010, S. 13-16).

m Future auf die Stromlieferung von 1 MW in das Netzgebiet der RTE [der Amprion]
Falligkeit Der aktuelle Monat sowie die ndchsten 6 Monate, 7 Quartale und 6 Jahre

Physische Abwicklung

Bérsentaglich von 8.25 bis 16.00 Uhr, bis 17.30 Uhr OTC-Clearing méglich (ME2)

Transaktionsentgelte French-Power-Futures French- und German-Power-Futures
Bdrse: 0,01 €/MWh + Clearingentgelt: 0,005 €/MWh
0TC-Clearing: 0,005 &MWh + Lieferentgelt (nur fiir BoM-Kontrakte):
[German-Power-Futures*] 0,01 €/MWh

Tabelle 6: French/German Power Futures (EEX, 2010, S. 15)

2.3.3. Preisfindungsmechanismus in den Auktionen

Bei den Auktionen der EEX handelt es sich um geschlossene Auktionen, das heif3t es wird nur
eine Angebotsrunde durchgefiihrt®. Ziel ist es, dass Teilnehmer aufgrund der einen Runde
keine Information iiber das Bietverhalten bzw. die Gebotshéhe von anderen Teilnehmern
erhalten und somit auch nicht drauf reagieren konnen. Anbieter geben fiir jede Stunde des
folgenden Tages an, wie viel Energie sie zu welchem Preis verduBern wollen. Aus den
einzelnen Geboten der Teilnehmer wird eine Angebotskurve ermittelt, die nach ansteigender
Angebotshohe sortiert ist. Bei dieser Auktion handelt es sich um eine Einheitspreisauktion.
Der Schnittpunkt zwischen der ermittelten Angebotskurve und der Nachfragekurve gibt den
erzielten Auktionspreis wieder. Dieser ist fiir alle zugeschlagenen Angebote giiltig.

Der Vorteil der Einheitspreisauktion ist die einfache Preisfindung. Weiters zahlen alle
Teilnehmer den gleichen Preis fiir eine Einheit, wodurch es keine Differenzierung der
Teilnehmer gibt.

Durch die Ausiibung von Marktmacht ist es jedoch theoretisch moglich, dass es zu einer
Beeinflussung des Marktpreises kommt. Es kann zwischen 6konomischer und physikalischer
Riickhaltung unterschieden werden. Diese beiden Moglichkeiten werden in Abbildung 5
dargestellt.”’.

*® Ausnahme ist der kontinuierliche Handel von Frankreich.
*’Okonomische Zuriickhaltung: Angebotspreise liegen oberhalb der Erzeugungskosten.
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Angebot
Preis \ I

[€/MWh]

Physische
Zurickhaltung

Okonomische
Zurtickhaltung

Nachfrage
| .

Menge
Abbildung 5: Arten der Kapazitatsriickhaltung (Ockenfels, 2008, S. 38)

In Abbildung 6 erkennt man, dass durch die Riickhaltung bestimmte Kraftwerke nicht zum
Zug kommen, obwohl deren Grenzkosten unter dem Auktionspreis liegen.

Preis/ Neues
[’Ef'MWh] Angebot
50 A
40
30 1

201 Gew'nneﬂHHHH

0 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50 55 50 65 70

75 &0
Menge
Abbildung 6: Preiserhéhung durch Kapazitatsriickhaltung (Ockenfels, 2008, S. 18)

Da es jedoch in der Realitét keinen Markt mit perfektem Wettbewerb gibt, kann ein gewisses
Mal} an Marktmanipulation, durch Zuriickhaltung, in jedem Strommarkt vorkommen. Diesem
Umstand wirkt die Einfiihrung eines Terminmarktes entgegen. Ein Anbieter der den Grofteil
seiner Produktionsmenge (z.B.: 99%) bereits iiber den Terminmarkt verkauft hat, hat keinen
Anreiz mehr, den Strompreis durch Kapazitétsriickhaltung in die Hohe zu treiben. Der Grund
liegt in der Preishdhe, der {iber den Terminmarkt verduBerten Kontrakte, welche in der Regel
iber den Grenzkosten des jeweiligen Kraftwerks liegen.

Physische Zuriickhaltung: Verfiigbare Kraftwerke werden nicht in der Auktion angeboten.
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2 Reiner Energiemarkt (Energy-Only Market)

Zudem kommt, dass die Nachfragekurve am Terminmarkt wesentlich elastischer ist als am
Spotmarkt. Energiemérkte mit einem hohen Verkaufsanteil am Terminmarkt bieten somit
einen geringeren Anreiz, den Marktpreis durch Kapazitatsriickhaltung kiinstlich zu erh6hen
(Ockenfels, 2008, S. 16-21).

2.3.4. Angebotsgrenzen

In fast allen Strommaérkten bieten Bid Caps und Price Floors den Teilnehmern der Auktionen
Schutz vor zu hohen bzw. zu niedrigen Energiepreisen. Das Angebotslimit (Bid Cap) stellt
den maximalen Preis der Einheit und der Price Floor den Mindestpreis dar. Der Vorteil der
Preiscaps liegt in der Verringerung des Anreizes Kapazitit zuriickzuhalten.

Im Falle eines Engpasses wiirden die Strompreise bis weit iiber die Erzeugungskosten hinaus
in die Hohe des VoLL steigen. Wird nun dieser Preis jedoch durch eine Preisschwelle
begrenzt, so kann dies zur Verringerung von Investitionsanreizen fiihren.

Die Realitdt sieht jedoch so aus, dass Preisgrenzen kaum, bzw. im Spotmarkt gar nicht
umgesetzt werden konnen. Der Grund ist jener, dass sich Teilnehmer bei einem zu hohen
Preis, den Strom bilateral besorgen werden.

Es gibt jedoch auch positive Aspekte der Preisschwelle von 3.000 €/ MWh. Anbieter konnten
davor zuriickschrecken, zu teuer anzubieten und in die Ndhe des Preiscaps zu stoflen, da dies
eventuell politische oder regulative Eingriffe zur Folge hétte. Auch Eingabefehler bei der
Angebotserstellung kénnen so beseitigt werden. Bis jetzt ist jedoch noch kein EEX
Auktionspreis an die 3.000 €/ MWh Grenze gestof3en.

Eine Besonderheit der EEX sind die mdglichen negativen Strompreise. Aufgrund der sehr
kostenintensiven Anfahr- und Stillsetzungsdauer, kommt es den Betreibern von Must-Run-
Kraftwerken billiger, flir die Stromabnahme zu zahlen, als das Kraftwerk nieder zu fahren
(Ockenfels, 2008, S. 34-36).

2.3.5. Ausgleichsenergiemarkt

Um Verbraucher jederzeit mit hoher Zuverldssigkeit versorgen zu konnen, muss stindig
genau so viel in das Netz gespeist werden, wie entnommen wird. Dafiir sind die
Ubertragungsnetzbetreiber zustindig. Zu diesem Zweck wird ein gewisser Teil der
vorhandenen Kapazitit fiir die Verwendung als Regelenergie zuriickgehalten.

Bei Ausgleichsenergie handelt es sich um die Differenz zwischen dem vereinbarten
Fahrplanwert und dem tatsdchlichen Bezug, oder der tatsdchlichen Lieferung von elektrischer
Energie einer Bilanzgruppe je definierter Messperiode (APCS, 2010b, S. 2).

Ausgleichsenergie wird in drei Teile unterteilt:

e Primirregelleistung

e Sekundirregelleistung

o Tertidrregelleistung/Minutenreserveleistung
Primirregelleistung (innerhalb von 30 Sekunden) und Sekundérregelleistung (innerhalb von 5
Minuten), werden automatisch von den regelfdhigen Kraftwerken bereitgestellt. Liegt der
Engpass lidnger vor, so wird die weiter benétigte Leistung von der sogenannten
Minutenreserveleistung gedeckt. Diese Leistung muss innerhalb von 15 Minuten einsatzfahig
sein (APCS, 2010).

2.3.5.1.  Markt der Primarregelleistung

Das Marktgebiet der EEX ist in verschiedene Regelzonen unterteilt. Innerhalb dieser ist der
Regelzonenfiihrer fiir den reibungslosen Energieaustausch verantwortlich. Dies beinhaltet
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auch die Einhaltung der Versorgungssicherheit, sowie Leistung und Verbrauch im
Gleichgewicht zu halten. Anhand von Abbildung 7 erkennt man, dass zur Bereitstellung von
Primirregelleistung positive sowie negative Energiebereitstellung®® bendtigt wird.

_____________ Engpassleistung (maximale Dauedeistung, die unter

Aktivierung Haommalbedingungen aboegehen werden kanm).
der .
~PrimaTege” " |~ "R "7 "vorgehaltene ~~ ArheitspUnk
leistung Primarmregelleistung
L _ | ¥ (Pimamegelband)
————————————— Mindestiast

Abbildung 7: Funktion der Primarregelleistung (APG, 2010)

Im gesamten Bereich Kontinentaleuropas® miissen als Primérregelleistung +3000 MW
standig vorhanden sein. Der zu bereitstellende Anteil an Primérregelleistung der einzelnen
Regelzonen hédngt von der gesamten jdhrlichen Erzeugung im Verhéltnis zu der gesamten
regionalen Gruppe ab.

Die  Teilnahme  der  einzelnen  Erzeugungsunternehmen  wird  iiber  ein
Ausschreibungsverfahren geregelt. Teilnahmeberechtigt sind alle Kraftwerke, welche die von
der ENTSO-E vorgeschriebenen, technischen Qualifikationen erfiillen®. Zuerst wird ein
Antrag zur Priqualifikation von den teilnehmenden Erzeugungsunternehmen ausgefiillt.
Innerhalb von 6 Wochen wird dieser Antrag evaluiert und es wird iiber die Teilnahme am
Ausschlussverfahren entschieden. Erfolgt der positive Bescheid, hat das Unternehmen einen
Monat lang zeit, um den Rahmenvertrag zu unterzeichnen. Dieser Rahmenvertrag regelt die
Verhiltnisse zwischen Anbieter und Regelzonenfiihrer und ist fiir alle Teilnehmer gleich.
Dieser Vertrag verpflichtet jedoch noch nicht zur Bereitstellung einer gewissen Menge an
Primérregelleistung, sondern erlaubt lediglich die Teilnahme am Ausschreibungsverfahren. Er
hat eine Giiltigkeitsdauer von 3 Jahren (APG, 2010).

2.3.5.2.  Ausschreibungsverfahren

Die Beschaffung der erforderlichen Menge an Primérregelleistung erfolgt iiber ein
Ausschreibungsverfahren. Der Ausschreibungszeitraum geht von Montag 0.00 h bis Sonntag
24.00 h. Das Ausschreibungsverfahren findet immer am Mittwoch vor Beginn des
Ausschreibungszeitraums statt.

% Positive Energie bei kurzfristigem Verbrauchsiiberschuss und negative Energie bei kurzfristigem
Erzeugungsiiberschuss.

% Irland, GB, Skandinavien und die baltischen Staaten bilden eigene regionale Gruppen. Der Rest von Europa
wird zur regionalen Gruppe von Kontinentaleuropa zusammengefasst.

%% Reaktionsfihigkeit der Steuerungseinheiten sowie Erfassbarkeit der Frequenzinderung von max. 10mHz. Die
vereinbarte Leistung pro Kraftwerk muss nach 15 Sekunden zu 50% verfiigbar sein und spétestens nach 30
Sekunden zu 100%. Diese Leistung miissen die Erzeugungsunternehmen bis zu 15 Minuten bereitstellen kdnnen.
(UCTE, 2009, S. P1-7)
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Erzeugungsunternehmen haben von 9.00 h bis 15.00 h die Moglichkeit Angebote (Preis und
Leistung) abzugeben. Die Mindestmenge an Leistung betrdgt +2 MW und kann jeweils in
ganzen MW-Schritten erhoht werden. Die angebotene Leistung beinhaltet positive sowie
negative Leistung. Ist die Ausschreibung beendet, so werden die Angebote nach steigendem
Preis sortiert. Den Zuschlag erhalten alle Angebote, bis zum Erreichen der erforderlichen
Menge an Primérregelleistung. Wird diese Menge an Leistung nicht erreicht, so findet am
folgenden Tag (Donnerstag) eine zweite Ausschreibung statt. Die Ergebnisse werden ab
15.30 h veréffentlicht (APG, 2010).

2.3.5.3. Verrechnung der Priméarregelleistung

Die Verrechnung der Primirregelleistung wird von den jeweiligen Regelzonenfiihrern
durchgefiihrt’’. Alle Kraftwerke innerhalb der Regelzone mit einer Engpassleistung von
>5 MW miissen die Kosten der Primédrregelleistung in Abhidngigkeit zu deren gesamten
Jahreserzeugung tragen. Die Zahlungen erfolgen alle 3 Monate, wobei hier vorerst nur ein
pauschalierter Wert herangezogen wird. Die Endabrechnung wird nach Jahresabschluss
durchgefiihrt und die quartalsméBigen Zahlungen korrigiert (APG, 2010).

2.3.5.4.  Sekundarregelleistung

Die Verrechnung von Sekundirregelenergie und Minutenreserve wird in Osterreich von
APCS Power Clearing & Settlement GmbH. durchgefiihrt™.

Die Sekundirregelleistung wird iiber eine Woche summiert und die erbrachte Energie im
Nachhinein ausgeschrieben. Diese Energie wird von APCS nachtraglich mit den betroffenen
Erzeugungseinheiten mittels Naturalaustausch riickverrechnet. Fiir die Ausschreibung wird
eine Umwertung der Energie vorgenommen. Erzeuger bekommen die Energie als
Spitzenlastprodukt zuriick (9.00 h-20.00 h). Die Erzeugungsunternehmen miissen die Halfte
der bezogenen Energie als Grundlastprodukt (0.00 h-24.00 h) refundieren.

Die Auktion der Sekundirregelenergie wird iiber die Osterreichische Stromborse Energy
Exchange Austria (EEXA) abgewickelt’® (APCS, 2010).

2.3.5.5.  Minutenreserveleistung

Alle Marktteilnehmer, welche die technischen Voraussetzungen besitzen um von APCS
qualifiziert zu werden, konnen am Day-Ahead Markt teilnehmen um dort
Minutenreserveleistung zu verduflern. Der Regelzonenfiihrer muss sich zuvor absichern, dass
die angebotene Leistung der Unternehmen auch tatsdchlich, innerhalb der von der UCTE
vorgeschriebenen Zeit von zehn Minuten, bereitstellen kann. APCS stellt den Teilnehmern
eine elektronische Plattform zur Verfligung, an der die Teilnehmer ihre Gebote abgeben
konnen. Alle getitigten Gebote sind bindend (APCS, 2010). Die Angebote beinhalten die
Identifikationsnummer des Anbieters, die Dauer und Hohe der vorgehaltenen Leistung sowie
den Energiepreis. Die Gebote miissen jeweils bis um 16.00 h am Vortag abgeben werden. Fiir
die Folgetage von Feiertagen wird die Auktion am letzten Wochentag davor abgehalten. Diese
Angebote werden von APCS nach der Merit Order gereiht. Die Gebote miissen weiters in 4-
Stundenblocken erfolgen. Der maximale Angebotspreis fiir | MWh Ausgleichsenergie liegt
bei 3.000 €. Fiir die Aufnahme von Ausgleichsenergie bei 500 € MWh. Bei Bedarf wird die
angebotene Ausgleichsenergie vom Regelzonenfiihrer telefonisch angefordert (APCS, 2010a,
S. 6).

! In Osterreich finden die Ausschreibungen auf der Internetplattform www.regelleitung.at statt.

2 WWwWw.apcs.at

PNur fir die Regelzone des Verbunds. In Deutschland finden die Ausschreibungen der einzelnen
Ausgleichsleistungen auf der Internetplattform www.regelleistung.net statt.
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Fiir den Fall, dass zu wenige Angebote fiir Ausgleichsenergie abgegeben werden, sind
sogenannte Market Maker (MM) eingefiihrt worden. Der Regelzonenfithrer gibt die
erwartende Menge an Minutenreserve dem Bilanzgruppenkoordinator (BKO) bekannt. Dieser
muss diese Menge an Energie bereitstellen. MM konnen ebenfalls Gebote in den Day Ahead
Markt stellen, welche bei den normalen Geboten in der Merit Order eingereiht werden
(APCS, 2010a, S. 8). Die Abrechnung des Leistungspreises erfolgt sieben Tage nach dem
Monatsende riickwirkend.

Da es sich beim Marktgebiet der EEX und im speziellen die Regelzone der APG um ein
offenes Netz handelt, findet auch regelmiBig, ungewollter Austausch zwischen den einzelnen
Regelzonen statt. Diesen Austausch iibermittelt der Regelzonenfiihrer monatlich an APCS.
Die Mengen des Austauschs werden von den Marktteilnehmern tdglich an der EEXA
erstanden. Diese zusdtzlichen Kosten werden den normalen viertelstiindigen Clearingpreisen
aufgeschlagen (APCS, 2010). Abbildung 8 zeigt einen Kostenvergleich der unterschiedlichen
Arten von Ausgleichsenergie fiir das Jahr 2010.

2.500.000 €
2.000.000 € /
1.500.000 € - Market Maker
/\ Sec. Reserve
1.000.000 € UCTE-Austausch
\’\A \/ Min. Reserve
500.000 €
0€ /\ -

Jan Feb Mar Apr Mai Jun Jul Aug Sep Okt Nov

Abbildung 8: Kosten der Ausgleichsenergie von Janner bis November 2010 (APCS, 2010)

2.4. Vor-und Nachteile des reinen Energiemarktes

Beim reinen Energiemarkt handelt es sich um die einfachste Marktgestaltung eines
Elektrizitdtsmarktes. Auch die erforderlichen Aufwendungen an die Regulierung sind sehr
gering gehalten, da sich ein optimaler Energiemarkt aufgrund des Wettbewerbes, selbst
reguliert. Es ist keine Vorschreibung einer Reservekapazitit notigt.

Theoretisch tritt bei korrekter Preissetzung der auftretenden Lastspitzen in diesem
Marktmodell kein Missing Money Problem auf. Auftretende Preisspitzen wéhrend Engpéssen
miissen bis in die Hohe des VoLL reichen und diirfen nicht von einem darunter liegenden
Preiscap beschrinkt werden. Die Hohe des VoLL ist jedoch sehr schwer zu bestimmen und
muss administrativ durchgefiihrt werden. Folglich besteht bei der praktischen Anwendung
diese Marktmodells die Moglichkeit eines Auftretens des Missing Money Problems.
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Auf der einen Seite werden diese Preisspitzen fiir Anreize in Neuanlagen benotigt,
andererseits stellen diese aufgrund der schweren Prognostizierbarkeit ein Investitionsrisiko
dar. Zusétzlich ist es bei auftretenden Preisspitzen sehr schwer zu differenzieren, ob es sich
um Engpédsse oder Ausnutzung von Marktmacht handelt. Um sich nicht alleine auf die Erlose
durch Preisspitzen verlassen zu miissen, konnen Versorgungsunternechmen langerfristige
bilaterale Vertrdge mit den Erzeugungsunternehmen abschlieBen. Dies fiihrt zwar zu einer
Stabilisierung der Einnahmen der Kraftwerksbetreiber, resultiert jedoch in einer Verzerrung
des gewlinschten Preissignals fiir neue Investitionen.

Das gewiinschte Ma3 an Versorgungssicherheit kann von jedem Versorgungsunternechmen
selbststindig gewihlt werden™. Somit ist keine vorgeschriebene Kapazititsmenge zur
Aufrechterhaltung der Versorgungssicherheit ndtig. Da dies jedoch in der Realitdt noch nicht
praktizierbar ist, verliert der reine Energiemarkt viel von seiner Funktionstiichtigkeit (The
Brattle Group, 2009, S. 36f).

Beim reinen Energiemarkt der EEX steht der Preisbildungsmechanismus bei den Auktionen
im Einklang mit den Empfehlungen der Forschung im Strommarktdesign. Die
Investitionsanreize werden durch den Borsenpreis gesteuert.

Dabei stellt sich die Frage, ob die gegebenen Investitionsanreize ausreichend sind und nicht
durch das Preiscap und der vorgeschriebenen Reserve verzerrt werden (Ockenfels, 2008, S.
601).

Ein Problem an diesem Borsenmodell stellt der rein finanzielle Handel von Energie an der
Stromborse dar’”. Innerhalb des Marktgebictes werden beim Energichandel keine
physikalischen Energiefliisse betrachtet. Dies spielt insofern noch eine untergeordnete Rolle,
da es innerhalb des Borsengebietes der EEX kaum Netzengpésse gibt. In Zukunft konnte dies
jedoch zu einem Problem werden, da das Modell der Strombdrse keine Anreize in lokale
Neubauten setzt und der Bau einer Ubertragungsleitung aufgrund politischer und
gesellschaftlicher Bestimmungen immer schwieriger wird (StiBenbacher, 2011, S. 159).

Vorteile Nachteile
Einfaches und transparentes Marktdesign Preisschwankungen stellen ein Risiko fiir
Investitionen dar.
Kein Missing Money Problem bei richtiger Anlass der Preisspitzen ist schwer zu ermitteln:

Preissetzung zu Spitzenlastzeiten = nicht unter Engpass oder Marktmacht!
VoLL

Kein vorgeschriebenes Mal3 an Kapazitit Richtige Berechnung von VoLL sehr kompliziert
notwendig = Zubau durch gewiinschtes Mafl an | und muss administrativ durchgefiihrt werden.
Versorgungssicherheit (theoretisch).

Preisfindungsmechanismus Versorgungsunternechmen sichern sich durch
bilaterale Vertrige gegen Preisspitzen ab. Dies
fiihrt zu einer Verzerrung des gewiinschten
Preissignals fiir Investitionen.

Rein finanzieller Handel - keine Betrachtung
des physikalischen Energieflusses.

Tabelle 7: Vor- und Nachteile des reinen Energiemarktes

** Unterschiedliches MaB an Versorgungssicherheit bis jetzt nur im theoretischen reinen Energiemarkt moglich.
% Ausgenommen der grenziiberschreitende Energietransport < physikalische Ubertragungsrechte
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3. Kapazitatsmechanismen

Bei einer Anwendung eines reinen Energiemarktes kann es zu erheblichen Problemen in
Bezug auf Ersatzinvestitionen kommen, was eine Gefahrdung der Versorgungssicherheit zur
Folge hat. Ein Teil dieser Probleme kann mit der Implementation eines
Kapazititsmechanismus behoben werden. Durch zusitzliche Kapazititszahlungen soll den
Erzeugungseinheiten die Erwirtschaftung des Deckungsbeitrages erleichtert werden.

Bei Kapazititsmechanismen kann man im Groben zwischen zwei Arten unterscheiden.

e Preisbasierte Mechanismen: Hier wird die Erzeugungskapazitit iiber den Preis
reguliert (administrative Kapazitdtszahlungen; operative Reserve, strategische
Reserve).

e Mengenbasierte Mechanismen: Hier wird die Erzeugungskapazitit iiber eine
vorgeschriebene Menge reguliert (Kapazititsverpflichtungen, Reliability Contracts,
Capacity Subscriptions).

3.1. Administrative Kapazitatszahlungen

3.1.1. Funktion der administrativen Kapazitatszahlungen

Das Modell der administrativen Kapazititszahlungen ist eines der dltesten Konzepte. Bei
diesem Mechanismus bekommen alle Erzeugungseinheiten, die ihre Kapazititen in
Spitzenzeiten zur Verfiigung stellen, im Voraus ermittelte, zusitzliche Zahlungen, sogenannte
Kapazititszahlungen. Die Idee dahinter ist jene, dass durch die zusétzlichen Zahlungen der zu
erwirtschaftende Anteil der Fixkosten verringert wird. Dies hat eine Verlagerung des
Marktgleichgewichtes zugunsten des Ausbaues in neue Kapazititen zur Folge.
Kapazititszahlungen werden oftmals in Koordination mit Preiscaps am Energiemarkt
eingefiihrt. Aufgrund der Fairness ist es allen Kraftwerkstypen innerhalb des Marktgebietes
moglich diese Zahlungen zu beantragen. Dies soll den Wettbewerb fordern und zugleich die
Stillsetzung alter Kraftwerke verzogern.

Im einfachsten Fall handelt es sich bei diesen Kapazititszahlungen rein um einen Zuschuss,
der keine Verpflichtungen oder Zuverlassigkeit der Lieferung voraussetzt. Dies soll zu einer
Stabilisierung der Einnahmen von  Erzeugungsanlagen, im Besonderen von
Spitzenlasteinheiten fithren. Durch Kapazititszahlungen erwirtschaften die
Spitzenlasteinheiten regelmidBig Deckungsbeitrige, nicht wie im Modell des reinen
Energiemarktes, nur in Spitzenlastzeiten.

Das Konzept der administrativen Kapazitdtszahlungen weist jedoch zwei gravierende
Schwachstellen auf. Die Kraftwerksbetreiber besitzen keine Verpflichtung die Kapazitit, fiir
welche sie Zahlungen erhalten, auch bereitzustellen und besitzen indirekt keinen Anreiz in
neue Anlagen zu investieren. Folglich ist es unklar welchen Nutzen die zahlenden
Verbraucher daraus ziehen konnen. Es wird zwar das Investitionsrisiko verringert, jedoch
erfolgt die Identifikation des wahren Kapazititsbedarfs nicht so eindeutig wie in einem reinen
Energiemarkt. (DeVries, 2006, S. 24)

Zweitens ist es nahezu unmoglich die optimale Hohe dieser Kapazititszahlungen zu
berechnen. Die Kapazititsnachfragekurve ist sehr steil, im Gegensatz dazu verlduft die
Angebotskurve der Erzeugungsunternehmen sehr moderat.
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€/MW-Jahr

T

Installierte Menge an Kapazitit

Hohe der Kapazititszahlungen

Abbildung 9: Unelastische Nachfragekurve der Kapazitat

Man erkennt in Abbildung 9, dass bereits eine minimale Anderung der Kapazititszahlungen
zu einer deutlichen Verschiebung des Schnittpunktes fithren kann (Vazquez, Rivier, & Pérez-
Arriaga, 2002, S. 7).

In diesem Marktmodell erhalten neue und bestehende Anlagen Kapazititszahlungen. Kommt
es durch den Administrator zu einer Limitierung dieser Zahlungen aufgrund von
Differenzierung, so wiirde dies eine Forderung des Missing Money Problems bedeuten. Es
wiirden auch keine neue Kapazitit geschaffen und zusétzlich der Markt verzerrt werden.
Grundvoraussetzung ist die Deckung der Vollkosten iiber die gesamte Lebensdauer der
Einheit. Daraus ist ersichtlich, dass Investitionen nur dann getdtigt werden, wenn die
kompletten Investitionskosten durch FEinnahmen aus dem Energiemarkt und den
Kapazititszahlungen iiber die Lebensdauer gesehen, gedeckt werden konnen. (The Brattle
Group, 2009, S. 40).

3.1.2. Verschiedene Mdglichkeiten der Kapazitatszahlungen®

3.1.2.1.  Fixe Verfugbarkeitszahlungen

Verfligbarkeitszahlungen wurden erstmals 1982 in Chile eingesetzt. Die Zahlungen basieren
auf der Verfiigbarkeit einer Erzeugungseinheit. Hierbei ist es egal, ob diese Einheit zur
gegebenen Zeit eingesetzt wird oder nicht. Die Hohe der Zahlungen wird administrativ
bestimmt. Die Kraftwerke bekommen die Zahlung in Abhéngigkeit der bereitgestellten
Kapazitdt zur Spitzenlastzeit. Das chilenische Modell basiert dabei auf einem zweijdhrigen
Planungshorizont. Als Strafzahlung fiir nicht bereitgestellte Kapazitit wird die Hohe des
VoLL herangezogen. Ahnlich funktioniert auch der Markt in Siidkorea. Aufgrund des hohen
Wirtschaftswachstums in diesen beiden Lédndern ist es unumgénglich, dass geniigend
Investitionen in neue Ressourcen getitigt werden. Nachdem das Modell in Chile schon seit
knapp 30 Jahren in Einsatz ist und es bisher keine Ressourcenknappheit gab, kann man davon
ausgehen, dass das System die gewiinschten Ressourcen bereitstellt.

%% In Anlehnung an (The Brattle Group, 2009, S. 41-45)
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3.1.2.2.  Kapazitatszahlungen mit fallender Nachfragekurve

In Spanien ist ein Modell eines Kapazititsmarktes im Einsatz, der dhnliche Merkmale besitzt,
wie der zuvor beschriebene chilenische Ansatz. Auch hier erhalten die Kraftwerke Zahlungen
fiir die bereitgestellte Kapazitit, unabhingig davon, ob diese abgerufen wird, oder nicht. Der
Unterschied besteht in der Hohe der Zahlungen. Ist wenig Reservekapazitit vorhanden, so
steigt der Preis bis zu einem Limit von 28 €/kW-Jahr, was einer Reserve von 10% entspricht.
Ab einer Reserve von 28% wire der Preis gleich Null und es géibe keine zusitzlichen
Zahlungen mehr. Fiir den Erhalt von Zahlungen sind neue Ressourcen und auch bestehende
Ressourcen die ausgebaut werden, berechtigt. Die Entscheidung {iber die Hohe der Zahlungen
wird vom Systemadministrator zum Investitionszeitpunkt festgelegt und fiir eine Dauer von
zehn Jahren garantiert.

Ein weiterer Unterschied zu den fixen Verfiigbarkeitszahlungen besteht darin, dass in Spanien
keine bestehenden Kapazititen Anspruch auf Zahlungen besitzen, sofern diese nicht einen
Ausbau vorweisen konnen. Die Kapazititskosten gehen als Aufschlag in die normale
Stromabrechnung ein.

3.1.2.3.  Einsatzabhangige Kapazitatszahlungen

Eine andere Methode der Kapazititszahlungen war in Argentinien und Peru ab 1994 im
Einsatz. Hier bekamen die Kraftwerke nur dann Kapazititszahlungen, wenn die angebotene
Kapazitit auch tatsdchlich abgerufen wurde. Fiir jedes MW das zwischen 6 Uhr vormittags
und 11 Uhr abends abgerufen wurde, erhielten die Kraftwerksbetreiber zusitzlich 10$/MW
zum normalen Energiepreis. Dieses System war jedoch sehr manipulationsanfillig.
Kraftwerksbetreiber boten unterhalb ihrer Erzeugungskosten an, damit sie eingesetzt wurden
und somit Kapazititszahlungen erhielten’’. Der positive Aspekt daran war jedoch, dass pro
Jahr die Kapazitidt um knapp 5% ausgebaut wurde. In Argentinien war dieses Modell bis zum
Jahre 2002°* im Einsatz. Seither werden die Investitionen in neue Kapazititen aus einem
finanziellen Pool heraus, von der Regierung getitigt.

3.1.2.4. Kapazitatszahlungen die auf dem VoLL basieren

In GroBbritannien wurde ein Modell verwendet, in welchem alle Einheiten die eingesetzt
wurden, Zahlungen erhielten. Der grofle Unterschied zu den davor beschriebenen Modellen
lag jedoch in der Berechnung dieser Zahlungen. Diese basierte auf drei Punkten:

e Hohe der VoLL;

e Dynamische Berechnung der Moglichkeit eines Ausfalls®;

e dem minimalen Systempreis.
Das System wurde so entwickelt, dass die Kapazititszahlungen bei geniigend Kapazitit
gering ausfielen und bei wenig Kapazitit hoch waren. Aufgrund von zu vielen
Manipulationsmdglichkeiten, wurde dieses Modell jedoch abgesetzt und in einen reinen
Energiemarkt (NETA) iibergefiihrt.

3.1.3. Der Kapazitatsmechanismus in Spanien

3.1.3.1.  Struktur und Aufbau des Marktes

Der Strommarkt in Spanien hatte in den letzten Jahren einen starken Anstieg des
Energiebedarfs zu verzeichnen. In der Zeit 1998-2006 stieg der Bedarf um 60% an. Um

*" Dieses Unterbieten wurde nur in Argentinien beobachtet. In Peru wurden die Angebote streng kontrolliert.
** Aufgrund einer schweren Wirtschaftskrise im Jahr 2002, wurde dieses System abgeschafft.
** Loss of Load Propability (LOLP)
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diesen Anstieg zu decken waren auch umfangreiche Investitionen notwendig. Von 2004 bis
Ende 2007 stieg die installierte Kapazitit in Spanien von 70 GW auf 84 GW an. In Abbildung
10 ist die Zusammensetzung und der Ausbau des spanischen Energieparks seit 2004

dargestellt (Vives & Federico, 2008, S. 7).
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Abbildung 10: Jahrliche Steigerung des Energiebedarfs in Spanien (Vives & Federico, 2008, S. 80)

Im Jahr 2007 betrug die Lastspitze knapp 45 GW. Laut der Verfligbarkeitsstatistik der

einzelnen Kraftwerke der UCTE betrug zu diesem Zeitpunkt die tatsdchlich verfiigbare
Leistung etwa 53 GW™. Die Einsatzzeiten der einzelnen Kraftwerkstechnologien werden in

Abbildung 11 aufgezeigt.
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Abbildung 11: Anteile der verschiedenen Erzeugungsarten zur Jahresdauerlinie
(Vives & Federico, 2008, S. 8)

0 Es waren also etwa 31 GW der installierten Kapazitit nicht verfiigbar.

27



3 Kapazitdtsmechanismen

3.1.3.2.  Einfihrung der Kapazitatszahlungen

Das jetzige Modell der administrativen Kapazititszahlungen ,,pagos por capacidad® ist seit
2007 in Verwendung®. Der Schwerpunkt in diesem Modell liegt darin, dass
Erzeugungseinheiten zusitzliche Zahlungen zu deren Einnahmen aus dem Energiemarkt
bekommen, den Kapazititszahlungen. Mit diesen Zahlungen sollen die Kraftwerksbetreiber
(vor allem von Spitzenlasteinheiten) in der Lage sein, die Fixkosten zu erwirtschaften. Weiter
soll mit diesen Zahlungen auch die Investitionsbereitschaft in neue Anlagen erhdht und damit
die Versorgungssicherheit verbessert werden.

Durch Verfiigbarkeitszahlungen sollen Kraftwerksbetreiber zusétzlich motiviert werden,
Kapazititen zu Spitzenlastzeiten zur Verfiigung zu stellen (Vives & Federico, 2008, S. 59).

3.1.3.3.  Berechtigung zum Erhalt der Zahlungen

Zum Erhalt von Kapazititszahlungen sind neue und bestehende Erzeugungseinheiten. Es wird
jedoch zwischen kurz- und mittelfristigen Verfiigbarkeitszahlungen, sowie langerfristigen
Investitionszahlungen unterschieden.

Verfiigbarkeitszahlungen:
Zum Erhalt von Verfiigbarkeitszahlungen, sind alle Arten der Erzeugung zugelassen. Seit
Oktober 2008 wird iiber die Hohe der Zahlungen diskutiert**:

e Wasserkraft: 2,45 € MWh
e GuD: 5,48 €/ MWh
e Kohle: 0,81 €MWh (Vives & Federico, 2008, S. 59)

Bei der Berechnung der verfligbaren Kapazitit wird der mittlere Verfligbarkeitsgrad
herangezogen und mit der installierten Leistung multipliziert (Batlle, Pérez, Vazquez, &
Rivier, 2006, S. 5). Bis Jetzt wurden jedoch noch keine Verfiigbarkeitszahlungen im
Kapazitiatsmarkt von Spanien implementiert.

Investitionszahlungen:
Zum Erhalt von Investitionszahlungen sind folgende Anlagen berechtigt:
e Neue Anlagen: Zu neuen Anlagen werden alle Erzeugungseinheiten mit einer
installierten Kapazitdt von mehr als 50 MW gezéhlt
e Bestehende Anlagen: Bestehende Anlagen sind nur dann zum Erhalt von
Kapazititszahlungen berechtigt, wenn sie einen grofen Umbau aufgrund der
Steigerung der Effizienz, oder Investitionen in den Umweltschutz*® vorweisen kénnen
(Vives & Federico, 2008, S. 59).

3.1.3.4.  Berechnung der Kapazitatszahlungen

Die Hohe der Kapazititszahlungen wird rein administrativ, nach einer abfallenden Funktion
des Reserveindexes (RI), festgelegt (sieche Abbildung 12). Dabei betrdgt die minimale
Reservemenge 10% der prognostizierten Lastspitze. Liegt die systemweite Reserve darunter,
verringern sich die Zahlungen bis zu dem Punkt an dem die Reserve 28% tiberschreitet. Ab
diesem Punkt erhalten Kraftwerke keine zusitzlichen Zahlungen mehr.

*I Bei ,,garantia de potencia“ handelte es sich um das alte Modell der Kapazititszahlungen, welches seit 1998 im
Einsatz war. Aufgrund starker Kritik wurde dieses jedoch 2007 reformiert und in das ,,pagos por capacidad*
umgewandelt.

2 Dabei handelt es sich nur um eine Empfehlung des Ubertragungsnetzbetreibers. Bis jetzt sind noch keine
Verfiigbarkeitszahlungen implementiert worden.

# 7 B. Einbau einer Entschwefelungsanlage bei Kohlekraftwerken
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Abbildung 12: Abhéngigkeit der Kapazitatszahlungen vom Reserveindex (Vives & Federico, 2008, S. 60)

Ein weiterer wichtiger Punkt in diesem Modell ist auch der Zeitpunkt der Investition. Dieser
wird ndmlich fiir die Ermittlung der Kapazititszahlungen herangezogen, welche zehn Jahre
lang in Folge ausbezahlt werden.

Bei einem Reserveindex von 1.10, also einer vorhandenen Reservemenge von 10%, erhélt
jedes verfiigbare MW des Kraftwerks 28.000 € im Monat und das tiber zehn Jahre hinweg.
Ein 400 MW Kraftwerk wiirde zum Beispiel eine gesamte Zahlung in den zehn Jahren von
112 Mio. Euro erhalten. Steigt der RI so verringern sich die Zahlungen linear nach der
Formel:

Kapazitiats Zahlungen = 193,000 — 150,000 X RI [3.1]
Setzt man fiir RI den gewliinschten Reserveindex ein, erkennt man, dass sich die Zahlungen

um ca. 1.500 € pro Prozentpunkt an Reservekapazitit im Jahr verringern (Vives & Federico,
2008, S. 59).
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3.1.3.5.  Verrechnung an die Endkunden.

707
65

60 -

74

551
50
45
40
35 1
30+
25
20
15 -
10 1

€/MWh

2004 2005 2006 2007

M Day-ahead market Adjustment markets* W Capacity payments

Abbildung 13: Verrechnung der Endkunden (Vives & Federico, 2008, S. 93)

In Abbildung 13 ist die Zuteilung des Energiepreises dargestellt. Er besteht aus dem Day-
Ahead Preis, dem Preis aus den Ausgleichsmirkten und den Zuschligen der
Kapazititszahlungen. Die Verrechnung an die Endkunden erfolgt mittels eines Aufschlags auf
den Energiepreis.

3.1.3.6.  Ergebnisse des spanischen Modells

Technology Power(MW) 2005 Power(MW) 2007 Power(MW) 2008
CCTG 12.258 20.957 21.667
Fuel+Gas (con) 6.647 4.810 4.418
Coal 11.565 11.357 11.359
Nuclear 7.876 7.716 7.716
Hydraulic 16.657 16.658 16.658
Wind --- 13.909 15.576
Special Regime 18.892 10.291 12.552
Total 73.895 85.698 89.944

Tabelle 8: Installierte Kapazitat 2005-2008 (CNE, 2006, S. 36); (CNE, 2009, S. 30)

Seit der Einfithrung des neuen Kapazititsmodells wurden vor allem Investitionen in GuD-
Anlagen getdtigt. Auch der Ausbau von Windkraft wurde stark forciert. Insgesamt erfolgte ein
Ausbau der installierten Erzeugungskapazitit von knapp 18% innerhalb von 3 Jahren. Man
kann also davon ausgehen das der verwendete Mechanismus Investitionen in den
Kraftwerkspark fordert.

3.1.4. Vor-und Nachteile der administrativen Kapazitatszahlungen

Bei den administrativen Kapazititszahlungen handelt es sich um einen sehr flexiblen
Mechanismus, der zur Losung des Missing Money Problems beitragen kann. Des weiteren
sollen die Investitionsbereitschaft und die Ressourcenverfiigbarkeit erhoht und das
Investitionsrisiko gegeniiber dem reinen Energiemarkt verringert werden.
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Der Nachteil des Systems ist, dass es aufgrund der administrativ bestimmten Zahlungen zu
erheblichen Abweichungen vom gewlinschten Preissignal kommen kann. Da die
Erzeugungsunternehmen ihre Verkaufsbereitschaft nicht offenlegen miissen, kann die
Verfligbarkeit der Ressourcen falsch aufgefasst werden. Ohne dieses Feedback des Marktes
kann es leicht zu Fehlinvestitionen oder zu Uberzahlungen der Kapazititsanbieter kommen
(The Brattle Group, 2009, S. 47).

In Spanien wird das gewlinschte Mall an Reservekapazitit vom Regulator mittels einer
kiinstlichen Nachfragekurve bestimmt. Durch diese abfallende Kurve des Reserveindexes
wird die Hohe der Kapazititszahlungen bestimmt und der Investitionsanreiz in neue Anlagen
erhoht oder gesenkt. Es stellt sich jedoch die Frage, warum diese Zahlungen administrativ
iiber einen komplexen Preisfindungsmechanismus ermittelt werden miissen und nicht vom
Markt selbst gewihlt werden konnen. Uber die Einfiihrung einer Auktion wird bereits
diskutiert.

Bei diesem Modell sinken die Kapazititszahlungen bei einem steigenden Reserveindex.
Aufgrund der abfallenden Reservekurve werden Unternehmen bis zum Erreichen des
gewlinschten Reserveindexes investieren. Die Spekulation, einen hohen Kapazititspreis zu
erlangen, kann zu einer Verzogerung von Investitionen fithren, wodurch der Reserveindex
unter einen Wert von 1.10 sinken kann. Das Gegenteil der sogenannten Uberinvestition ist
ebenfalls moglich. Jeder Investor versucht bei einem niedrigen Reserveindex als erster
Kapazititszahlungen zu erhalten, da diese ja mit steigendem Index fallen.

Problematisch wirkt sich auch die lange Zeitspanne zwischen Investition und der
Inbetriebnahme des Projektes aus, da die Zahlungen auf der Hohe des Reserveindexes
beruhen, wenn das Kraftwerk in Betrieb geht. Dies wirkt sich besonders bei kleineren
Unternehmen stark auf Investitionsentscheidungen aus, da diese oft nicht die Marktiibersicht
besitzen und auch Preise nicht so gut vorhersehen kdnnen, wie grof3e Unternehmen (Vives &
Federico, 2008, S. 124-129).

Ein positiver Aspekt bei diesem Modell ist sicherlich die separate Abgeltung von Leistung
und Energie. Dies ist beim Borsenmodell der EEX nicht der Fall.

Administrative Kapazititszahlungen konnen zur Losung des Missing Money Problems
beitragen, wenn die Feinabstimmung des Marktes korrekt funktioniert. Durch die zusétzlichen
Kapazititszahlungen bekommen die Erzeugungseinheiten die Moglichkeit den fehlenden
Deckungsbeitrag aus dem Energiemarkt zu erwirtschaften. Um dabei Uberzahlungen zu
vermeiden, wird am Energiemarkt ein relativ niedriges Preiscap® eingefiihrt. Es ist sehr
schwer die Hohe der Kapazititszahlungen und des Preiscaps exakt aufeinander abzustimmen.
Zusétzlich miisste bei diesen Zahlungen auch zwischen den einzelnen Kraftwerkstypen
unterschieden werden und nicht nur zwischen neuen und bestehenden Anlagen.

Hinzu kommt, dass Anlagen aufgrund der fixen Zahlungen keinen Anreiz haben, bei
Engpissen tatsdchlich Energie bereitzustellen. Ein Losungsansatz fiir dieses Problem wére die
Einflihrung von Verfiigbarkeitszahlungen, woriiber im spanischen Markt noch diskutiert wird.
Die Kapazititszahlungen werden als Aufschlag auf die Stromrechnung den Endkunden
weiterverrechnet.

* In Spanien liegt das Preiscap am Energiemarkt momentan bei 180,3 €/ MWh. Zum Vergleich, bei der EEX
liegt dies bei 3000 €/ MWh.
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Vorteile

Nachteile

Differenzierung zwischen neuen und bestehenden
Anlagen méglich.

Preise werden administrativ ermittelt. Dies kann
zu einer Verzerrung des Preissignals fithren

Energie und Leistung werden separat abgegolten

Erzeuger miissen Verkaufsbereitschaft nicht
offenlegen - Fehlendes Feedback des Marktes

Verringert die hohen Preisschwankungen und
trdgt somit zur Verringerung des
Investitionsrisikos bei (Preiscap am Energiemarkt
erforderlich!)

Anderungen der Kapazititszahlungen nur wenig
transparent—>erhohtes Investitionsrisiko

Kein Anreiz Energie tatsichlich bereitzustellen

Tabelle 9: Vor- und Nachteile der administrativen Kapazitatszahlungen
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3.2. Strategische Reserve

Eine weitere, relativ simple Methode ist der Erwerb sogenannter strategischer Reserve von
Erzeugungseinheiten durch den Systemoperator, auf welche nur in Notfdllen zugegriffen
wird. Durch Kauf oder Leasing® einer bestimmten Kapazititsmenge, welche als operative
Reserve vorhanden ist, kommt es zu einer Verknappung des Angebots am Strommarkt. Dies
erhoht den Anreiz in neue Erzeugungsanlagen zu investieren, da durch die Verwendung der
strategischen Reserve ein Teil der Kapazitdt nicht vermarktet werden kann. Je mehr Kapazitit
als strategische Reserve kontrahiert wird, desto hoher steigt der Strompreis und es wird eher
in neue Anlagen investiert. Nach einer gewissen Zeit soll sich die gewlinschte Menge an
verfiigbarer Erzeugungskapazitit wieder einstellen, welche zuvor ohne die strategische
Reserve verfligbar war. Der Systembetreiber hat somit eine groere Menge an
Reservekapazitit auf die er zugreifen kann. Kommt es trotzdem zu Engpéssen, kann sich der
Systembetreiber durch das Aufrufen der Reserve vor Ausfillen schiitzen (DeVries, 2006, S.
25).

3.2.1. Funktion der strategischen Reserve

Das Aufrufen der Reserve erfolgt entweder bei {liberschreiten eines gewissen Preises, oder bei
unterschreiten einer bestimmten verfiigbaren Reservekapazitit.

e Regelung mittels Reservekapazitit: Sobald die bendtigte Kapazitit iiber die verfligbare
steigt, wird die strategische Reserve vom Regulator aufgerufen. Wird nun diese am
Markt zu den Grenzkosten des teuersten Kraftwerks angeboten, so wiirde dies zu einer
Verzerrung des Marktpreises fiilhren und sich die erwarteten Einnahmen der
Kraftwerksbetreiber deutlich verringern. Dies kann zugleich eine starke Verringerung
der Investitionsbereitschaft in neue Kraftwerke bedeuten.

e Regelung mittels Preis: Bei dieser Methode wird die Reservekapazitit ab eines
gewissen Preises (P;) vom Regulator abgerufen. P, stellt somit den maximalen, im
System moglichen Energiepreis dar. Je geringer dieser Preis ist, desto geringer ist
jedoch die Wahrscheinlichkeit eines Zubaus (DeVries, 2004, S. 112).

* In den Niederlanden wurde die Reserve geleast und nicht gekauft
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Abbildung 14: Einfluss der strategischen Reserve auf die Angebotskurve

In Abbildung 14 wird die strategische Reserve durch die horizontale Linie der Hohe Psr in der
Angebotskurve S dargestellt. Die beiden Nachfragekurven stellen den Durchschnittsbedarf
Dop und den Spitzenbedarf Dp der Nachfrager schematisch dar.

Handelt es sich bei der strategischen Reserve nur um ein Backupmodell, so besitzt das Modell
der strategischen Reserve dieselben Eigenschaften wie ein reiner Energiemarkt und die Hohe
des Preises Pr sollte dem VoLL entsprechen.

Fiir die Betreiber von Erzeugungsanlagen bietet dieses Modell gleich mehrere Anreize.

e Alte oder stillgelegte Kraftwerke konnen vom Systembetreiber gekauft oder geleast
werden und sind somit keine finanzielle Belastung mehr fiir die Betreiber der Anlage.
Werden diese Einheiten im Notfall jedoch aufgerufen, bekommen die
Kraftwerksbetreiber keine zusitzlichen Zahlungen am Energiemarkt mehr.

e Wie zuvor beschrieben, erhoht die strategische Reserve durch deren Fehlen im
Energiemarkt, den Anreiz in Neuinvestitionen. Dieser Anreiz hingt jedoch vom Preis
ab, den die Erzeugungsunternehmen fiir den Verkauf dieser Reserve erhalten. Kommt
es nun zum Einsatz dieser Reserve, so ist der Preis den die Erzeugungsunternehmen
verlangen konnen auf Psr begrenzt, bis keine verfiigbare strategische Reserve mehr
vorhanden ist. Der Preis der Reserve muss allerdings iiber dem normalen Marktpreis
liegen, da es sonst zu keinen Neuinvestitionen kommen wiirde.

3.2.2. Vor-und Nachteile der strategischen Reserve

Die Schwierigkeit dieses Mechanismus liegt wiederum in der Berechnung der richtigen
Menge an Reserve und des dazu gehorigen Preises. Wie bei allen Kapazititsmechanismen™,
muss der Systembetreiber als erstes die optimale Menge an Erzeugungskapazitit ermitteln.
Als néchstes muss die erforderliche Hohe an strategischer Reserve bestimmt werden. Wird die
Reserve zu einem hoheren Preis vermarktet, als der normale Bérsenpreis’’, so muss die

% Capacity Subscriptions bilden hier eine Ausnahme
" Wird im Allgemeinen in der Nihe des VoLL liegen
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Differenz zwischen dem erwarteten Volumen an Kapazitit, welches der Markt bietet, und
dem optimalen Volumen, ausgeglichen werden. Bei der Vermarktung der Reserve unterhalb
des Marktpreises kommt es zwar zu einer Stabilisierung des Energiepreises, jedoch wird der
Anreiz in neue Anlagen zu investieren, stark gemindert. Optimalerweise kann der Preis der
strategischen Reserve durch die Einsatzdauer des teuersten Kraftwerks im System ermittelt
werden. Dieser optimale Preis erlaubt es dem Kraftwerk, exakt seine Kosten zu
erwirtschaften. Die Berechnung der optimalen Hohe der Zahlungen ist trotzdem schwierig, da
die bendtigten Daten oftmals nicht in gewiinschter Genauigkeit verfligbar sind. Ist der Preis
fiir die Reserve zu gering, werden zu wenige Investitionen getdtigt. Ist der Preis zu hoch,
muss fiir zusétzliche Kapazitdten bezahlt werden, welche man nicht bendtigt.

Bei der strategischen Reserve handelt es sich um eine Abwandlung des reinen
Energiemarktes. Investitionsanreize werden hier ebenfalls durch hohe Preisspitzen zu
Spitzenlastzeiten gesetzt. Der Anreiz liegt alleine beim Preis und nicht bei der Menge der
verfligbaren Kapazitit im System. Der Vorteil besteht darin, dass die Versorgungssicherheit
durch die zusitzliche Reserve erhoht wird.

Das Problem, welches sich im europdischen Raum stellt, ist, dass die strategische Reserve
sich in einem offenen dezentralisierten Markt, als nicht robust gegeniiber Engpéssen erweist.
Verbraucher zahlen eine Gebiihr um die Versorgungssicherheit in ihrem System zu erhdhen.
Kommt es im Nachbarland zu Engpédssen, fiihrt diese auch zu einem Anstieg der
Energiepreise im eigenen Land, unabhidngig von den geleisteten Zahlungen fiir die Reserve.
Herrscht zwischen zwei Lindern geniigend Ubertragungskapazitit, so sind die Strompreise in
den Mairkten untereinander gekoppelt. Dadurch ist auch die Effektivitit der strategischen
Reserve in diesen Landern limitiert (DeVries, 2006, S. 25).

Ein weiteres Problem ist die Liberalisierung der Elektrizititsméarkte. Die strategische Reserve
wird vom Ubertragungsnetzbetreiber gekauft oder geleast. Durch das Unbundling in einem
liberalisierten Markt diirfen Erzeugung und Ubertragung nicht von einem Unternehmen
betrieben werden™.

Das Aufrufen der strategischen Reserve durch den Ubertragungsnetzbetreiber hat einen
kurzfristigen Anstieg des Energiepreises zur Folge. Das daraus resultierende Preissignal ist zu
kurz um Investitionsrisiken zu senken. Folglich wird dieser Mechanismus oft nur als
Ubergangsmechanismus eingefiihrt® (SiiBenbacher, 2011, S. 210).

Vorteile Nachteile

Kurzfristige Erhohung der Kapazitéit im System. | Komplexe Bestimmung von Preis und Menge der
Reserve.

Abwandlung des Energiemarktes = Anreize
werden ebenfalls durch Preisspitzen gesetzt.

Unbundling steht im Widerspruch zur Idee der
strategischen Reserve.

Nicht robust gegeniiber Engpéssen in einem
dezentralisiertem System.

Kein langfristiges Preissignal.

Wird oft nur als Ubergangsmechanismus
verwendet.

Tabelle 10: Vor- und Nachteile der strategischen Reserve

*Trennung von Erzeugung (Wettbewerb) und Ubertragung (Monopol) um Marktmacht zu verhindern.
* In den Niederlanden wurde die strategische Reserve bereits wieder abgeschafft.
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3.3. Operative Reserve

Jedes Elektrizititssystem bendtigt operative Reserve, um das System physikalisch stabil zu
halten. Der Systembetreiber gleicht damit die kurzfristigen Schwankungen zwischen
momentaner Erzeugung und momentanen Bedarf aus.

3.3.1. Funktion der operativen Reserve

Bei diesem Modell deckt sich der Systembetreiber tdglich mit einer gewissen Menge an
Reservekapazitit ein. Der Systembetreiber ist aber nur bis zu einer gewissen Preisgrenze
zahlungsbereit, was zu einem beschrankten Spotpreis an der Borse fiihrt. Steigt der Spotpreis
iber die Zahlungsbereitschaft des Systembetreibers, so verkaufen die Versorgungsnehmen an
der Borse und nicht mehr an den ISO. Die Folge ist, dass der zusitzliche Bedarf des
Systembetreuers den Strompreis am Spotmarkt schneller steigen lésst als sonst. Dies bedeutet
ein frithes Signal fiir Investoren in einem Markt mit begrenztem Hochstpreis. Es bildet sich
daher ein hoherer Durchschnittspreis als in einem reinen Energiemarkt. Es gibt zwar hdufiger
Preisspitzen, jedoch sind diese aufgrund der grofleren Reserve viel niedriger als beim reinen
Energiemarkt. (DeVries, 2006, S. 26)
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Abbildung 15: Einfluss der operativen Reserve auf die Angebotskurve

Auf der Ordinate in Abbildung 15 sind die Strompreise, sowie die Grenzkosten der
Erzeugungseinheiten aufgetragen. Auf der Abszisse wird die erzeugte Energie dargestellt. Ka
stellt die gesamte verfligbare Kapazitit dar. Der Systembetreiber deckt sich mit der Kapazitit
Kor ein, welche er zu einem Preis von Por pro Einheit kauft. Im Normalfall ergibt sich der
Strompreis durch den Schnittpunkt von Angebot (S) und Nachfrage (Dop). Steigt nun der
Energiebedarf tiber die Schwelle von Ka— Kor an, so sind die Kraftwerke des Energiemarktes
nicht mehr in der Lage, den Verbrauch der Versorgungsunternehmen zu decken. Der
Systembetreiber zahlt einen maximalen Preis von Por. Aus diesem Grund werden
Erzeugungseinheiten, die ihre Kapazitit normalerweise an den Systembetreiber verkaufen,
diese am Spotmarkt anbieten. Die Konsequenz ist, dass der Systembetreiber weniger
Kapazitit als operative Reserve Kor ankauft. Der Preis im Energiemarkt bleibt so lange
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konstant, bis die Kapazitidt, welche im Normalfall als operative Reserve verkauft wird,
komplett fiir die Energieerzeugung verwendet wird (DeVries, 2004, S. 117).

3.3.2. Operativer Reserve am Beispiel des PJM Marktes

Unter operativer Reserve verstetht man im PJM Markt, eine bestimmte Menge an
Erzeugungskapazitit, die zu einer bestimmten Zeit verfiigbar gemacht werden kann, um die
Stabilitdt des Systems aufrecht zu erhalten. Operative Reserve wird fiir zwei unterschiedliche
Anwendungsgebiete  bereitgestellt. Erstens zur  Sicherstellung der kurzfristigen
Versorgungssicherheit im Falle von Erzeugungsausfillen und zweitens zum Ausgleich von
Fehlkalkulationen und Abweichungen der Lastprognosen von der tatsdchlich bendtigten Last
(PJM, 2009g, S. Shl14Af). In Abbildung 16 wird die gesamte installierte
Erzeugungskapazitit nach ihrem Verwendungszweck unterteilt.

MW
MW
‘ I Operating Reserve 1 ,
; Reserve Generation
R t
‘ s e | committed by PIM
EXTeNg}LESGTemr Pool Scheduled
and Committed
Capacity
Requirement
A4
PIM OI Self-Scheduled
Load Forecast
External
Bilateral
3 ¥ ‘ v Purchases
Reguirement ) Generation Supply

Abbildung 16: Kapazitatsanforderung im PJM Markt (PJM, 2010c, S. 3)

3.3.2.1.  Bereitstellung von operativer Reserve

Operative Reserve kann von allen Erzeugungseinheiten bereitgestellt werden, die eine
Startzeit von weniger als 30 Minuten besitzen, oder im bestimmten Ausmall regelfdhig sind.
Kernkraftwerke bilden hierbei eine Ausnahme. Um eine Zulassung fiir die Bereitstellung
dieser Reserve zu bekommen, miissen einige Anforderungen erfiillt werden:

Die Startzeit setzt sich aus der Benachrichtigung, sowie der Zeit die fiir das Hochfahren der
Anlage verwendet wird, zusammen. Dabei ist auch die Anstiegsgeschwindigkeit der
Energieproduktion (Energy Spin Rate) von Bedeutung (PJM, 2010c, S. 34f).
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Es wird zwischen einer Offline- und Onlineeinheit unterschieden.
Beispiel einer Offline Einheit: Spin Rate = 3 MW/Minute; max. Leistung = 100 MW

OR = 3MW /min * (30min — 15min) = 45MW50 (3.2]

Die maximale zur Verfiigung gestellte operative Reserve betrdgt bei dieser, sich im Stillstand
befindlichen Einheit, nur 45 MW. Die verfiighare Reserve wird durch die
Anstiegsgeschwindigkeit begrenzt.

Beispiel einer Online Einheit: Spin Rate = 3 MW/Minute; max. Leistung = 100 MW;
momentane Leistung =20 MW

OR = 3MW /min = 30min = 90MW [3.3]
OR = Pmax — Pmom = 80MW [3.4]
mit
Pmax............... maximale Leistung
Pmom............... momentane Leistung

Die operative Reserve ist hier mit 80 MW durch die Hohe der max. Leistung begrenzt (PJM,
2010c, S. 361).

3.3.2.2.  Operative Reserve am Day Ahead Markt (Day Ahead Operating Reserve)

Fiir den Erhalt von operativen Reservezahlungen am Day-Ahead Markt (DA-Markt) sind alle
Erzeugungseinheiten und DSM Anlagen, deren Einsatz iiber den Pool geplant wird, beféhigt.
Sobald das Angebot einer Erzeugungseinheit am Day Ahead Markt akzeptiert wird und die
Kriterien der operativen Reserve erfiillt sind, erhidlt die Anlage Kapazititszahlungen. Die
Hohe richtet sich dabei nach der Angebotsmenge. Kommt die Erzeugungseinheit bei der
Auktion zum Zug, so wird die Differenz zwischen Angebotspreis und tatsdchlichem
Knotenpreis als Erlos durch die operative Reserve ausbezahlt. Die auftretenden Kosten
werden prozentuell der gekaufte Menge an Leistung, von allen Teilnehmern am Day Ahead
Markt finanziert (PJM, 2010, S. 18f).

3.3.2.3. Operative Reserve am Real Time Energy Markt (Balancing Operating
Reserve)

Fiir den Erhalt von Zahlungen sind alle iiber die Einsatzplanung des Pools, eingesetzten
Kraftwerke, sowie DSM Anlagen berechtigt. Von diesem Betrag werden jedoch noch
Zahlungen in Abzug gebracht.
e Die geplante Energie (MWh) mal der Day-Ahead Knotenpreise;
e Die von der Day-Ahead Planung abweichende Energie (MWh) mal der Knotenpreise
in Echtzeit;
e Jegliche Einnahmen als operative Reserve iiber den Day-Ahead Markt;
e Jegliche Einnahmen {iber den Day-Ahead Scheduling Reserve Markt;
e Jegliche Einnahmen iiber den synchronen Reserve Markt, zuziiglich Anfahrtskosten,
Eigenbedarf und Opportunitétskosten;

>0 Es wird eine Startzeit von 15 min angenommen.
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e Alle giiltigen Zahlungen fiir das Reaktive Service (PJM, 2008b, S. 2f).

3.3.2.4.  Angebotsgrenze

Fiir den Fall, dass die Erzeugungseinheit in der Day-Ahead Planung von PJM als Dispatch-
Einheit gefiihrt wird, die iiber den 6konomischen Bereich hinaus einsatzfahig ist, oder als
Schnellstart Einheit, so gilt fiir diese eine von PJM eingefiihrte Angebotsgrenze. Diese ergibt
sich aus:
e dem gewichteten, durchschnittlichen Echtzeitpreis {iber alle Stunden der letzten sechs
Monate gemittelt, am Einspeiseknoten der Erzeugungseinheit, oder
e den inkrementellen Betriebskosten (von PJM ermittelt) der Einheit, zuziigliche eines
Aufschlags von 10%, oder
e cinen, zwischen PJM und dem Kraftwerksbetreiber ausgehandelten Betrag, fiir den
Fall, dass die beiden vorhergenannten Preise nicht kostendeckend sind.
Welches der drei Kriterien als Grenze herangezogen wird, muss im Vorhinein vom
Kraftwerksbetreiber bestimmt werden (PJM, 2010, S. 17f).
Angebote fiir operative Reserve miissen pro Einsatz in zwei Perioden unterteilt werden:
e Die geplante Einsatzdauer am Day-Ahead Markt, oder die minimale Betriebsdauer, je
nachdem was hoher ausfallt.
e Zusitzliche Betriebsstunden stellen den zweiten Teil dar.

Anhand von Abbildung 17 und 18 sowie einem anschlieBenden Rechenbeispiel, soll das
Verstindnis der zusitzlichen operativen Reserve erleichtert werden:

1 Unit running at 150 MW

5100 DA LMP

----------- $75

offer
S50 BT LMP

I3
E

TIME

(hour ending)

ca
==
-
b

+

Abbildung 17: Beispiel zur operativen Reserve (Fall A) (PJM, 2008b, S. 17)

Fall A:

Angebotspreis betrigt 75 $/MWh
Kraftwerksleistung 150 MW

Segment 1 (4 Stunden): Day-Ahead Planung
Energiepreis im Knoten:

DAenergy = (4h * 100$/MWh * 150MW) = 60000% [3.5]
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Angebot des KWs:

DAoffer = (4h * 758/MWh * 150MW) = 45000$ [3.6]
Preis der operativen Reserve betrdgt 0 $, da der Energiepreis im Knoten hoher als der
Angebotspreis ist.
Segment 2 (2 Stunden): Zusétzliche Betriebsstunden
Energiepreis im Knoten:

RTpnergy = (2R * 50$/MWh * 150MW) = 15000% [3.7]

Angebot des KWs:

DAyffer = (2h x 75$/MWh = 150MW) = 22500% [3.8]

Preis der operativen Reserve betrdgt 7.500 §. Dies entspricht der Differenz zwischen dem
Knotenpreis in Echtzeit und dem Angebotspreis (PJM, 2008b, S. 17).

B vinrunim
I I T
3Nl
N Unit running at 150 MW
5100
RTLMP % >1
RT LbiP "
150 MW |{=====t - == - ———--——- - 675
S AT LM ) offer
2 hour 3 2 houts
2 hour
L J - -
1 3 5 7 g TIME
(heur ending)

Abbildung 18: Beispiel zur operativen Reserve (Fall B) (PJM, 2008b, S. 17)
Fall B:
Angebotspreis betrigt 75 $/MWh
Kraftwerksleistung 150 MW

Segment 1 (2 x 2 Stunden): min. Betriebsdauer

RTenergy = (2h * 100$/MWh % 150MW) + (2h * 25$/MWh x 150MW) = 37500$ [3.9]
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RTof fer = (2h x 75$/MWh x 150MW) + (2h * 75$/MWh % 150MW) = 45000$ [3.10]

Die Differenz zwischen dem Knotenpreis und dem Angebotspreis betrdgt 7.500 $. Diese
Summe wird als Erl6s der operativen Reserve ausbezahlt.

Segment 2 (2 x 2 Stunden): Zusitzliche Betriebsstunden
RTenergy = (2h * 75$ * 1I50MW) + (2h * 100$ * 150MW) = 52500% [3.11]

RToffer = (2h x 75$ * 150MW) + (2h * 75$ * 150MW) = 45000$ [3.12]

Fiir dieses Segment betragt der Preis der operativen Reserve 0 $, da das Angebot niedriger als
der Echtzeitknotenpreis ist (PJM, 2008b, S. 20).

3.3.25.  Parametrische Begrenzung der Einsatzplanung

Erzeugungsunternehmen diirfen bei der Angebotslegung diverse Parameter, wie die minimale
Laufzeit, maximale Einsdtze pro Woche, etc. mit einpreisen. Aus diesem Grund wurde von
PJM die sog. Parameter-Limited-Schedule eingefiihrt. Dabei handelt es sich um eine
Begrenzung eben jener Kenngroflen, welche die Erzeugungsunternehmen mit in das Angebot
einrechnen diirfen. Diese Begrenzung tritt jedoch nur bei auflergew6hnlichen
Betriebszustianden in Kraft. Seit November 2008 ist diese Art der Regulierung in Kraft.

Eine Erzeugungseinheit gibt zum Beispiel eine minimale Einsatzdauer von 20 Stunden an.
Innerhalb dieser 20 Stunden kann es zu groBen Anderungen des Knotenpreises kommen, was
zu einer Uberbezahlung an den Kraftwerksbetreiber fiihren kann. Aus diesem Grund wurde
die Regel eingefiihrt, dass die angegebene minimale Einsatzdauer, eine von PJM fiir alle
Kraftwerksklassen definierte minimale Einsatzzeit, nicht iiberschreiten darf.

Ein anderes Beispiel ist bei einer minimalen Stillstandzeit einer Einheit, was in Marktmacht
resultieren kann. Auch hier darf die Stillstandzeit jene von PJM ermittelte nur um maximal
110% tiberschreiten (PJM, 2008b, S. 24f).

3.3.2.6.  Zusammenfassung

Die operative Reserve im Markt von PJM dient dem Zweck, zusédtzliche Erzeugungseinheiten
kurzfristig verfligbar zu haben. Fiir Erzeugungseinheiten stellt sie eine Moglichkeit dar, in
Zeiten Energie zu erzeugen, in denen es aufgrund der geringen Nachfrage zu finanziellen
Verlusten kommen wiirde. Durch die Zahlungen der operativen Reserve besteht fiir die
Kraftwerksbetreiber eine Mdglichkeit den fehlenden Deckungsbeitrag zu erwirtschaften. Fiir
Versorgungsunternechmen stellt diese Art der Reserve wiederum einen Anreiz dar, die
Energieplanung moglichst genau durchzufiihren, da im Falle einer Lastabweichung die
Zahlungen fiir operative Reserve rasch ansteigen konnen. Dies fiihrt zu einem engen
Zusammenwachsen des Day-Ahead und Real-Time Marktes, was zu einer Effizienzsteigerung
des gesamten Energiemarktes beitragt.

Die Bepreisung der operativen Reserve stellt auch einen Anreiz fiir die Erzeugungseinheiten
dar, den Einsatz sehr flexibel zu gestalten. Dies trdgt zu einer Erhdhung der
Systemzuverldssigkeit bei.

Durch den Erhalt dieser Zahlungen werden innerhalb des Marktes grofe Summen fiir
Seitenzahlungen an die Bereitsteller der Reserve aufgewendet. Diese miissen von den
Versorgungsunternechmen zusétzlich zum Energiepreis bezahlt werden. Aus diesem Grund
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wurde mit Einfihrung des RPM Modells von der FERC’' ein zusitzlicher Markt fiir
Reservekapazitit gefordert, um diese Seitenzahlungen zu verringern®* (PIM, 2011).

3.3.3. Vor- und Nachteile der operativen Reserve

Bei Abbildung 15 handelt es sich um eine vereinfachte Darstellung der operativen Reserve.
Das Konzept ist auf die Arbeiten von Steven Stoft (2002) zuriickzufiihren. Er hilt es zudem
fiir sinnvoll, die Nachfragekurve fiir operative Reserve abfallend zu gestalten. Dies wiirde den
Wert der operativen Reserve besser reflektieren. Aufgrund der abfallenden Nachfragekurve,
wiirde es bei Kapazititsriickhaltungen nicht mehr zu so groBlen Preisspriingen kommen
(DeVries, 2004, S. 117).

Schwierigkeiten bei der operativen Reserve stellen ebenfalls wieder die Berechnung der
erforderlichen Hohe an Reserve und des dazugehorigen Preises dar. Dies wird, wie bei der
strategischen Reserve, administrativ durch den ISO bestimmt.

Der Unterschied zur strategischen Reserve besteht darin, dass die operative Reserve nicht
durch den Systembetreiber aufgerufen wird, sondern die Marktteilnehmer selbststindig
entscheiden konnen, ob sie an den Systembetreiber oder an der Borse verkaufen.

Wie schon zuvor erwéhnt, tritt hier das gleiche Problem wie bei der strategischen Reserve auf:
die Hohe der operativen Reserve und der Preis der dafiir gezahlt werden soll (DeVries, 2006,
S. 26).

Ein Vorteil dieses Mechanismus ist, dass er auch in liberalisierten Mairkten angewendet
werden kann.

In Bezug auf die Robustheit von Engpdssen im Nachbarsystem, besitzt die operative Reserve
die gleichen Schwachstellen wie die strategische Reserve. Weiters werden auch in diesem
Modell die Anreize nur durch Preisspitzen im Energiemarkt gesetzt. Die Folge ist, kein
langerfristiges Preissignal (SiiBenbacher, 2011, S. 225).

Vorteile Nachteile
Kurzfristige Erhohung der vorhandenen Berechnung von Menge und Preis der Reserve
Kapazitit
Keine Probleme durch Unbundling Keine Robustheit gegeniiber Engpéssen im
Nachbarsystem
Reserve wird durch den Markt aufgerufen und Investitionsanreiz nur durch Preisspitzen im
nicht durch den ISO Energiemarkt
Kein langfristiges Preissignal

Tabelle 11: Vor- und Nachteile der operativen Reserve

>! Federal Energy Regulatory Commision (Regulierungsbehdrde in den USA)
>2 Day Ahead Scheduling Reserve Market siche Kapitel 4.3.3
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3.4. Kapazitatsverpflichtungen

3.4.1. Funktion der Kapazitatsverpflichtungen

Der Zweck der Kapazititsverpflichtungen ist die Sicherstellung eines gewissen Mafles an
Versorgungssicherheit. Dazu wird die erforderliche Kapazitit in Spitzenlastzeiten ermittelt.
Diese muss dann, zuziiglich eines gewissen Malles an Reserve, von den
Versorgungsunternehmen (LSE) erworben werden. Die Hoéhe der Reservemenge wird
administrativ vom ISO festgelegt und richtet sich nach der jeweiligen Spitzenlast im Gebiet
des Versorgungsunternehmens. Die Kosten der Kapazitit werden mittels einer fallenden
Nachfragekurve bestimmt und verringern sich somit bei steigender Erzeugungskapazitit.
Erzeugungsunternehmen konnen mittels dieser Kapazitdtszahlungen ihre Fixkosten decken
und bendtigen dazu nicht mehr Preisspitzen zu Spitzenlastperioden. Um Uberzahlungen an
die Erzeugungsunternehmen zu vermeiden, wird am Energiemarkt ein Preiscap eingefiihrt.
Diese Reservekapazitit kann entweder aus verfligbarer Erzeugungskapazitit, DSM, durch
Energieeffizienz-MaBBnahmen oder Leitungsausbau bereitgestellt werden. Es kann aber nur
jene Kapazitdt vermarktet werden, die auch tatsichlich verfiigbar ist.
Das Modell funktioniert dhnlich jenem, der administrativen Kapazititszahlungen, jedoch gibt
es ein paar wesentliche Unterschiede:

e Der Marktpreis wird an der Kapazititsborse durch Angebot und Nachfrage gebildet

und nicht wie beim Modell der Kapazititszahlungen administrativ.
e Die Nachfragemenge an Kapazitit wird durch den Systembetreiber bestimmt.

Bei dem Modell der Kapazititszahlungen wird der Preis festgelegt und das Volumen den
Erzeugungsunternehmen tiiberlassen. Bei den Kapazititsverpflichtungen wird die Menge der
Kapazitit vorgegeben und der Preis vom Markt bestimmt (DeVries, 2006, S. 26).

Als Beispiel wird hier das Reliability Pricing Model des PJM Marktes angefiihrt.

3.4.2. Kapazitatsverpflichtungen am Beispiel des Reliability Pricing Model im PIM
Markt>

Bei PJM Interconnection handelt es sich um einen regionalen Systembetreiber, welcher die
Bereiche Ubertragung, Erzeugung und Administration des GroBhandels in seinem
Zustindigkeitsgebiet”® tibernimmt. Als Kapazititsmodell fungiert das Reliability Pricing
Model (RPM), das am ersten Juni 2007 das Modell der Capacity Credits abgeloste, da es
einige Méngel®® aufwies. Beim RPM miissen sich die Nachfrager nicht nur mit elektrischer
Energie, sondern auch mit Kapazititen (Leistung) eindecken. Hierbei wird die erforderliche
Menge an Kapazitit 3 Jahre im Voraus bestimmt. Dies soll Investoren einen Anreiz geben, in
neue Projekte zu investieren. Die ersten vier Auktionen brachten jedoch eine Uberraschung
mit sich, da die erzielten Preise nicht in dem Bereich, den vorherige Simulationen ergaben,
lagen sondern um ein vielfaches dariiber, wie aus Abbildung 19 ersichtlich ist.

> Die Ausfiihrungen beziehen sich groBteils auf (SiiBenbacher, Schwaiger, & Stigler, 2010)

> Die Staaten Delaware, Illinois, Indiana, Kentucky, Maryland, Michigan, New Jersey, North Carolina, Ohio,
Pennsylvania, Tennessee, Virginia, West Virginia und District of Columbia werden zur Génze oder teilweise von
PJM Interconnection versorgt.

> Siehe Kapitel 3.4.2.1.
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Abbildung 19: PIM Kapazitatspreise 1999-2010 (LECG, 2008, S. 2)

Dies fiihrte sofort zu immenser Kritik an diesem System, da man zu Beginn nur die hohen
Preise sah. Wenn man die Preise jedoch genauer betrachtet, erkennt man auch die Griinde
dafiir. Die erste Schlussfolgerung ist, dass die Preise im alten Kapazitdtsmodell eindeutig zu
gering waren. RPM wurde so konstruiert, dass die Kosten bei Kapazitdtsmangel steigen, und
bei Uberschuss sinken. Das Problem war, dass die angebotenen Mengen nicht mit dem
jahrlichen Anstieg des Energiebedarfs iibereinstimmten, was auf ein Defizit der Ressourcen
zurlickzufiihren war. Die Folgen davon waren die unerwartet hohen Preise der Kapazititen

(LECG, 2008, S. 1-2).

3.4.2.1.  Entstehung des Marktes

RPM wurde erstmalig im Juni 2004 erwdhnt und nach ausfiihrlicher Diskussion, im August
2005 der FERC présentiert. Dieses sollte die groben Méngel des vorherigen Capacity Credits

Model (CCM) beseitigen, welche sich wie folgt darstellten:

e Schlechte Verteilung der Ressourcen: Innerhalb des ganzen Marktgebietes von PJM
war der Preis der angebotenen Kapazitdten gleich. Es wurden keine Engpédsse in der
Ubertragung beriicksichtigt, was zu einem viel zu geringem Kapazititspreis fiihrte.

e Grofle Preisschwankungen: Bei Kapazititsdefizit gab es extreme Preisspitzen, bei
Uberschuss war der Preis nahezu Null. Generell lag das Preisniveau unterhalb dessen,
was die Investition in neue Projekte attraktiv gemacht hétte.

o Kurzzuweisungen: Kapazitit konnte tdglich ersteigert werden. Es wurde kein

langfristiges Preissignal an den Markt weitergegeben.
e Keine Vorgaben zur Behandlung von Marktmacht.

e Es gab keine sinnvolle Einbeziehung von Verbrauchern und Leitungsbauprojekten.

Um diesen Fehlern entgegenzuwirken, entwickelte PJM das Kapazitdtsmodell mit folgenden

Kernpunkten:
e Verschiedene Preiszonen
e Auktionen drei Jahre im voraus
e Abfallende Nachfragekurve
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Nach einigen Anderungen des originalen RPM Plans, wurde das Modell schlieBlich von der
FERC im Dezember 2006 akzeptiert und ersetzt seit ersten Juni 2007 das CCM (LECG, 2008,
S. 3).

3.4.2.2.  Cost of New Entry (CONE)

Dieser Wert gibt die Kosten eines neuen Spitzenlastkraftwerks an. Der CONE ist im RPM
von fundamentaler Wichtigkeit, da auf ihm die Berechnungen der Kapazititszahlungen
beruhen. Fiir das Marktgebiet von PJIM wurde die Firma Pasteris Energy Inc. mit der
Ermittlung  dieser =~ Werte  beauftragt. Als  Berechnungsgrundlage = wurden
Gasturbinenkraftwerke bzw. kombinierte GuD-Anlagen herangezogen und die Levelized
Costs ermittelt.

Diese stellen den Wert des Projektes iiber die gesamte Lebensdauer dar. Dieser wird in
gleichmiBige jéhrliche Zahlungen aufgeteilt’® und beinhaltet die Deckung der Kapitalkosten,
die fixen jdhrlichen Kosten fiir Wartung und Betrieb und die angestrebte Verzinsung des
Eigenkapitals. Als kostengiinstigste Anlage kristallisierte sich jeweils die Gasturbinen
FRAME 7 FA von General Electrics heraus.

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

Tabelle 12: Annahmen fur die CONE Berechnung (Suf’enbacher, Schwaiger, & Stigler, 2010, S. 9)

Tabelle 12 stellt den Vergleich zwischen einer GuD Anlage und einer normaler Gasturbine im
Marktgebiet von PIM dar.

Zur Festlegung des CONEs in einem Marktgebiet, werden die Kosten dieser beiden
Kraftwerksarten herangezogen und deren Bau im jeweiligen FEinsatzgebiet simuliert.
AnschlieBend werden die geschitzten Einnahmen aus dem Energiemarkt, die das jeweilige
Kraftwerk erzielt, vom CONE abgezogen. Man spricht dann vom sogenannten NetCONE.

NetCONE = CONE — NetE&AS [3.13]

*6 Kosten sind in realen Dollar angegeben; d.h. inflationsbereinigt
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Das normale Gaskraftwerk besitzt zwar geringere Errichtungskosten, jedoch ist auch der Erlos
auf dem Energiemarkt geringer. Die Kraftwerksart mit dem niedrigeren NetCONE legt die
Hohe des CONESs fest.

Der NetCONE wird fiir die Berechnung der Nachfragekurven in der Base Residual Auktion
des Kapazititsmarktes herangezogen und gibt die Kosten einer Neuanlage abziiglich der
Ertrage aus dem Energie- und Ancillary Service Markt wieder. Den Teilnehmern am
Kapazititsmarkt soll damit ermdglicht werden, im Punkt der vorgeschriebenen Reserve’’
Erlose wie in einem idealen reinen Energiemarkt58 zu erhalten (Carner & Kimball, 2007, S.
42).

3.4.2.3.  Versorgungssicherheit und Kapazitatsanforderungen

PJM bestimmt jéhrlich die benétigte sowie die angebotene Kapazitdt und deren Preis fiir das
Versorgungsjahr drei Jahre im Voraus. Die Teilnehmer am RPM erkldren sich bereit, die
versprochene Kapazitit in drei Jahren zur Verfligung zu stellen.

Der Wert der Versorgungssicherheit einer Ressource basiert auf zwei Werten. Die Hohe der
installierten Leistung und die Wahrscheinlichkeit, dass es zu einem Ausfall wihrend der
Lieferzeit kommt. Dies basiert auf einem Kriterium der FERC, welches in 10 Jahren nicht
mehr als einen Ausfall vorsieht. Um diese Anforderungen zu erfiillen, bendtigt man eine
gewisse Reserve zuziiglich zu der vorhergesagten Spitzenlast (PJM, 2009, S. 7).

Die installierte Reserve ist die Menge an installierter Leistung, die benétigt wird, um ein
gewisses Mal3 an Sicherheit zu gewédhrleisten.

ForecastPoolRequirement(FPR) [3.14]
= (1 + InstalledReserveMargin) * (1 — PoolWideAverageEFORA)

Die Kapazititsanforderungen des Pools basieren auf der vorhergesagten Spitze inklusive
Reserve. Wobei die Reserve so definiert ist, dass der Ressource Adequacy Standard erfiillt
ist”. In den ersten drei Versorgungsjahren betrug die installierte Reserve 15%, seit 2010 dann
15,5%.

Die Kapazitidtsmenge, die pro Kraftwerk angeboten werden kann, richtet sich nicht nach der
installierten Leistung (Installed Capacity), sondern nach der sicher verfiigbaren Leistung
(Unforced Capacity). Mittels historischer Daten® wird versucht, die Kraftwerksleistung zu
ermitteln, welche im Durchschnitt verfiigbar war. Somit darf nur ein gewisser Teil der

Kapazitit vermarktet werden. Dies wird durch die ,,Equivalent Demand Forced Outage Rate*
(EFORGJ) berticksichtigt.

UCAP = ICAP = (1 — EFORd) [3.15]

Die EFORd beschreibt die Ausfallswahrscheinlichkeit einer Erzeugungseinheit. Diese Daten
werden flir jede Erzeugungseinheit vom ISO erfasst und im Generator Availability Data
System (eGADS) gespeichert. Die Informationen werden zur Berechnung der tatséchlich
verfiigbaren Kapazitit einer Erzeugungseinheit verwendet.

°7 Vorgeschriebene Reserve variiert zwischen den Mirkten. Bei PIM z.B.: zu Beginn von RPM 15%
*¥ Idealer reiner Energiemarkt: ohne Preiscaps und Anforderung an die Versorgungssicherheit

* Dieser Standard erlaubt einen Ausfall innerhalb von 10 Jahren

% Fiir die Berechnung werden die Daten der letzten 5 Jahre herangezogen
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EFORA(%) = (ff * FOH + Jy = EFPOH) £ 100% [3.16]
SH + f; » FOH
mit
) (R Ausfallswahrscheinlichkeit {iber ganze Periode
 E Ausfallswahrscheinlichkeit iiber einen Teil der Periode
FOH................ Anzahl der Stunden eines unplanméfBigen Ausfalls
EFPOH............ Anzahl der teilweise ausgefallenen Stunden
SH......ooiiiiits Service Stunden

Die beiden Faktoren f; und f, werden vom ISO geschitzt und stellen ein Mal3 fiir die
Wahrscheinlichkeit dar, dass es zu einem ungeplanten Stillstand kommt. Der fr-Faktor stellt
die Wahrscheinlichkeit eines Ausfalls tber die ganze Periode dar, wéhrend f, die
Wahrscheinlichkeit angibt, dass die Ressource nur einen gewissen Teil der Periode ausfallt.
Die installierte Leistung mit der EFORd Rate multipliziert, ergibt die UCAP einer Anlage
(PIM, 2009, S. 8).

3.4.2.4. Local Delivery Areas

Ein Kernpunkt des RPM Modells ist die Unterteilung des Marktgebietes in sogenannte
Kapazititszonen, die ,,Local Delivery Areas* (LDA). Als LDA wird ein Gebiet bezeichnet, in
dem es aufgrund von Netzengpdssen zu Beschriankungen des Energietransportes kommt. Jede
LDA besitzt seine eigene Kapazititsborse und somit einen eigenen Kapazitétspreis. Dies stellt
eine wesentliche Verbesserung gegeniiber dem alten Kapazititsmodell dar. Kapazitdt wird
nun erstmals nach dem Ort der Bereitstellung bewertet und bezahlt.

In der Ubergangphase wurde das Marktgebiet von PJM in drei LDAs aufgeteilt. Seit dem
Versorgungsjahr 2010/2011 gibt es insgesamt 24 LDAs, mit jeweils einer eigenen
Kapazititsborse (PJM, 2010f, S. 19).

3.4.25. Beschaffung der Kapazitaten

Als Versorgungsunternehmen hat man mehrere Mdoglichkeiten die erforderliche Menge an
Kapazitit zu beschaffen.

e Am einfachsten ist die Deckung mittels Eigenanlagen. Die Kraftwerke, sowie die
Hohe der installierten Leistung miissen PJM bekannt gegeben werden.

e FEine andere Moglichkeit der Kapazititsbeschaffung ist jene iiber bilaterale Vertrage
mit Partnern aus dem gesamten PJM Marktgebiet®'. Auch hier muss das Kraftwerk
genau spezifiziert werden und darf seine Kapazitit im eigenen LDA nicht mehr
anbieten (Doppelvermarktungsverbot).

Kapazititen aus Eigenversorgung und aus bilateralen Vertrdgen werden mit einem Preis von
Null Dollar in die BRA gestellt. Versorgungsunternehmen die auf solche Kapazititen
zuriickgreifen, miissen den MCP der Auktion zahlen. Diesen Preis erhalten dann die
Kraftwerke, die von diesen Vertrdgen betroffen sind (Carner & Kimball, 2007, S. 43).

o Der groBite Teil der Kapazitit wird iiber die Borse gehandelt.

e Die vierte Moglichkeit der Versorgungsunternehmen sich mit Kapazitdt einzudecken,
besteht in der Fixed Resource Requirement Alternative (FRR).

% Voraussetzung: Ubertragungsrechte (CTR) miissen vorhanden sein und man erhélt den MCP des Gebietes in
das man liefert.
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Entscheidet man sich fiir die FRR, so nimmt man nicht mehr am RPM teil und es muss ein
Plan erstellt werden, wie man seine Kapazititsanforderungen erfiillt. Die minimale
Vertragsdauer belduft sich bei der FRR auf 5 Jahre (PJM, 2009, S. 119f).

Innerhalb der ersten vier Jahre belief sich die Menge der iiber FRR angebotenen Kapazitit bei
etwa 15% der gesamten innerhalb von PJM auktionierten Menge. In den Marktgebieten von
EMMAAC und SWMAAC waren es sogar iiber 20%, was sich auch im hohen Preis der FRR
widerspiegelte. Der Vorteil der FRR ist, dass die Unternehmen Preise und Kapazititen besser
im Voraus planen bzw. bestimmen konnen (LECG, 2008, S. 26).

3.4.2.6.  Arten von Ressourcen

Das RPM sieht vier Arten der Kapazitdtsbereitstellung vor.

3.4.2.6.1. Erzeugung mittels Kraftwerken

e Bestehende Ressourcen: Die bereitstellenden Kraftwerke konnen sich innerhalb, sowie
auBBerhalb des Versorgungsgebietes befinden. Um an der BRA teilnehmen zu konnen,
muss zuerst der EFORd-Wert ermittelt werden, um die jéhrlich verfiigbare Leistung zu
bestimmen. Bei Kapazititen auBerhalb des Versorgungsgebietes muss zusétzlich noch
das Ubertragungsrecht in das jeweilige Gebiet vorhanden sein. Bestehende Ressourcen
erhalten den RCP.

e (Geplante Ressourcen: Geplante Ressourcen diirfen ebenfalls an der BRA teilnehmen,
die angebotene Kapazitdit muss jedoch spitestens am ersten Tag des
Versorgungsjahres verfiigbar sein. Geplante Ressourcen erhalten den New Entry
Price® (PIM, 2009, S. 22-24).

e Dargebotsabhiingige Ressourcen: An den Auktionen des RPM diirfen auch
Kapazititen von erneuerbare Energiequellen, wie Wasserkraft, Windenergie und
Photovoltaik verduB3ert werden. Hierbei stellt sich das Problem, dass man nicht zu
100% vorhersagen kann, wie viel Kapazitit zu einem gewissen Zeitpunkt verfiigbar
sein wird. Die tatsdchlich verfiigbare Kapazitit solcher Erzeugungsanlagen (UCAP)
richtet sich nach der geringsten, dauernd verfiigbaren Leistung zur Spitzenlastzeit in
den Sommermonaten®. Um den EFORd-Wert bei dargebotsabhingigen Ressourcen zu
berechnen, unterscheidet man zwischen Erzeugungseinheiten mit einer Betriebsdauer
von mehr als drei Jahren und jenen mit weniger als drei Jahren. Kann eine
Erzeugungseinheit drei Betriebsjahre vorweisen, so wird die UCAP aus den letzten
drei Jahren gemittelt. Bei Einheiten die keine drei Betriebsjahre aufweisen konnen,
wird von PJM ein klassenspezifischer Durchschnittswert ermittelt, der jdhrlich
angepasst wird® (PIM, 2008a, S. 16f).

3.4.2.6.2. Load Management
Eine mogliche Art der Kapazitit stellt Lastmanagement (Load Management) dar.
Lastmanagement lésst sich grob in drei Kategorien unterteilen:
e Direct Load Control (DLC): Das Versorgungsunternechmen hat direkten Zugriff auf
die Steuerung eines Prozesses in einem Unternehmen (z.B.: Warmwasserkessel,...)
e Guaranteed Load Drop (GLD): Das Versorgungsunternehmen erhilt vom Bereitsteller
der Kapazitit die Garantie, bei Aufforderung die Last um einen bestimmten Wert
abzusenken.

62 ygl. Kapitel 3.4.2.8

83 Zu Spitzenlastzeiten wird die verfiigbare Kapazitit stiindlich bewertet und es wird ein Durchschnitt wihrend
der Sommermonate ermittelt. Von 1. Juni bis 31 August, jeweils von 15.00 h bis 19.00 h

64 7.B.: bei Wind momentan 13% und bei Photovoltaik 38%
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e Firm Service Level (FSL): Hierbei verpflichtet sich der Vertragspartner, bei
Benachrichtigung durch das Versorgungsunternehmen, seine Last auf einen gewissen
Wert zu senken.

Die Anwender von Load Management haben 2 Moglichkeiten ihre Kapazititen iiber RPM zu
vermarkten und zwar als ,Interruptible Load for Reliability” (ILR) und als ,,Demand
Resource” (DR)®. Um an RPM teilnehmen zu kénnen, bendtigt man ein Load Management
Zertifikat. Dieses beinhaltet zehn Leistungsabschaltungen mit einer maximalen Dauer von
sechs Stunden in Folge zu Spitzenlastzeiten® innerhalb der Vertragsdauer. Die Kapazitit
muss weiters spdtestens nach zwei Stunden verfiigbar sein. Der ausschlaggebende
Unterschied zwischen ILR und DR ist, dass ILR nicht an der BRA teilnimmt, sondern drei
Monate vor dem Versorgungsjahr bestimmt wird und den ILR®’ Preis erhlt, welcher jahrlich
fiir jede Zone einzeln bestimmt wird.

Ab dem Versorgungsjahr 2012/2013 wird diese Art des Load Managements jedoch vom
Markt genommen, da es eine relativ kurzfristige Art der Kapazititsbeschaffung darstellt.

DR miissen im Gegensatz dazu, an den RPM Auktionen teilnehmen und bekommen
Vergiitungen in der Hohe des Resource Clearing Prices (RCP)®.

In der BRA diirfen auch noch nicht fertiggestellte DR angeboten werden, ILR jedoch nicht
(PIM, 2009a, S. 8f).

3.4.2.6.3. Energieeffizienz
Seit dem Versorgungsjahr 2012/2013 kann man auch mittels Energieeffizienz, Kapazitit fiir
die BRA bereitstellen. Diese Kapazitit entsteht durch sparsamere Betriebsmittel, effizientere
Produktionen usw. Die eingesparte Leistung wird ermittelt und kann {iber die BRA versteigert

werden. Man erhilt den RCP. Energieeffizienzmafnahmen kénnen maximal vier Jahre lang
angeboten werden (PJM, 2009, S. 35f).

34.2.64. Qualified Transmission Upgrade
Qualified Transmission Upgrades (QTU) diirfen auch an der BRA teilnehmen. Der Wert, um
den die Ubertragungsleistung steigt, muss bis spitestens 45 Tage vor der BRA bekannt
gegeben werden. Die Zahlungen fiir die Kapazitit, die durch den Leitungsausbau entsteht,
betragt:

QTU = (LocationalPriceAdderg,, — LocationalPriceAddery,yrce) * MW [3.17]

Ein QTU kann solange in der BRA angeboten werden, bis der Preisunterschied zwischen den
Versorgungsgebieten gleich Null ist (PJM, 2009, S. 37).

3.4.2.7. Die Auktionen

Das RPM Modell sieht 4 Auktionen vor. Als erstes findet die Base Residual Auction (BRA)
statt, gefolgt von drei Incremental Auctions (IA). Abbildung 20 zeigt einen Uberblick tiber
den zeitlichen Ablauf der einzelnen Auktionen.

% Anwender von LM sind von Winter.- und Sommerverfiigbarkeitstest befreit.

% Wochentags von 12-18 Uhr (keine Ferien und Feiertage)

7 ILR Preis setzt sich aus dem lokalen Kapazititspreis, abziiglich dem Preis der Capacity Transfer Rights(CTR).
Vgl. Kapitel 3.4.2.9

% Hierbei handelt es sich um den, bei den Auktionen (BRA und IAs) erzielten Marktraumungspreis.
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% RPM Auctions - Base Residual Auction
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Abbildung 20: Die vier Auktionen im RPM-Modell (PJM, 2008, S. 2)

Die Strukturen der RPM Auktionen basieren auf einem speziell optimierten Marktrdumungs-
Algorithmus. Das besondere daran ist, dass er die geringsten moglichen Kosten fiir die
Kapazititsbeschaffung ermittelt, unter der Beriicksichtigung von Versorgungsangeboten,
Nachfragekurve, sowie lokalen Netzengpéssen. Es wird also fiir jedes Versorgungsgebiet ein
eigener Marktrdumungspreis ermittelt, der sich um den ,,Locational Price Adder® von den
anderen Marktgebieten unterscheidet und somit den wahren Wert einer Kapazitit, der
aufgrund von Netzengpidssen ansteigt, widerspiegelt. Der Algorithmus bietet weiters den
Vorteil, dass Gebiete in denen es  Versorgungsengpdsse aufgrund  der
Leistungsbeschrinkungen auf Leitungen oder der Spannungshdhe gibt, leicht erkannt werden
und mittels RTEPP"” beseitigt werden kénnen (LECG, 2008, S. 32).

Der MCP der einzelnen Versorgungsgebiete setzt sich aus den Grenzkosten der Kapazititen
und den lokalen Aufschldgen fiir die einzelnen Versorgungsgebiete zusammen.

ResourceClearingPrice;p, [3.18]
= MarginalValueOfSystemCapacity + LocationalPriceAdder

% vgl. Kapitel 3.4.2.7.5.

70 Regional Transmission Expansion Planing Process; Modell um Schwachstellen im Netz ausfindig zu machen
und zu beseitigen, damit die Versorgungssicherheit aufrecht bleibt, sowie die Wettbewerbsfahigkeit des Marktes
erhalten bleibt. Es beinhaltet mittelfristige (5 Jahre) und langfristige Planung (15 Jahr)
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3.4.2.7.1. Base Residual Auction (BRA)
Die Mehrheit der Versorgungsunternehmen, welche die erforderlichen Kapazititen nicht
durch bilaterale Vertridge oder Eigenerzeugung aufbringen kann, muss sich den restlichen
Betrag tliber die BRA sichern. Daher ist zu beachten, dass Kapazititen die nicht in der BRA
angeboten werden auch bei den spiteren IAs nicht mehr teilnehmen diirfen und somit
jeglichen Zahlungsanspruch von RPM fiir dieses Kalenderjahr verlieren.
Transaktionen, welche sich nicht auf das volle Versorgungsjahr erstrecken (Juni-Mai), werden
ebenfalls von der Auktion ausgeschlossen und gehen als Unoffered Capacity ein. Will man
also mit seiner Kapazitdt an RPM teilnehmen, so muss die Menge der Kapazitit das ganze
Jahr verfiigbar sein. Ebenfalls nicht erlaubt sind Eigentiimerwechsel einer Kapazitét innerhalb
des Versorgungsjahres (PJM, 2009, S. 55).

Anhand des Beispiels von Abbildung 21 soll das Verstindnis Kapazititsgebote in der BRA
erleichtert werden.

Party A 10 MW 10 MW
Unoffered Unoffered
June-Dec 2007 Feb-May 2008

30 MW Available

60 MW Committed

Party B 10 MW

Unoffered
Jan 2008

Abbildung 21: Beispiel fir Kapazitatsgebote in der Base Residual Auction (PJM, 2008, S. 10)

Erzeuger A hat eine gesamte Kapazitit von 100 MW von Juni bis Mai zu Verfiigung. Im
Monat Janner kommt es zu einer Transaktion von 10 MW zwischen Erzeuger A und B.

Somit kann A nur noch mit 90 MW an der BRA teilnehmen. Die 10 MW (von A) welche
wiéhrend des restlichen Jahres verfiigbar wiren, gehen ebenso wie die 10 MW (die B von A
erhalten hat und die nur im Janner verfiigbar sind) von B als Unoffered in den Endbericht der
BRA ein.

Im Rahmen der BRA wird eine kiinstliche Nachfragekurve, die Variable Resource
Requirement (VRR,) Kurve, eingesetzt’' (siche Abbildung 22). Somit wird ein hoher Preis bei
wenig vorhandenen Kapazititen bzw. ein niedrigerer Preis bei Uberkapazititen angezeigt. Der
Preis bei Kapazititsmangel kann bis auf 150% des NetCONE’” steigen.

"'Geht auf den Okonomen Benjamin Hobbs zuriick, der verschiedene Kurvenparameter testete und zur Losung
kam, dass eine fallende Nachfragekurve die Kosten, sowie die Unsicherheiten in Investitionen senkt und die
Investitionsbereitschaft erhoht

72 Bei einer Kapazititsreserve von 15% sollen die Kosten einer neuen gasbetriebenen Spitzenlasteinheit, durch
die Einnahmen am Kapazititsmarkt gedeckt werden.
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Abbildung 22: Berechnung der VRR Kurve(PJM, 2010d)

Der Verlauf der Nachfragekurve basiert auf drei speziellen Punkten. Diese berechnen sich
folgendermal3en:

e Der Punkt (a):

1,5 * (CONE — NetE&AS)) [3.19]

Price =
rice (1 — PoolwideAvgEFORd

(100% + IRM — 3%)
(100% + IRM)

[3.20]

Quantity = [RelReg * ] — STRPT

Der maximale Preis kann also den 1,5 fachen NetCONE nicht {iberschreiten’3. Der
Mengen-Wert stellt ein UCAP von 97,4% dar.

e Der Punkt (b):

1,0 « (CONE — NetE&AS)> [3.21]

price = (
riee 1 — PoolwideAvgEFORd

[3.22]
(100% + IRM + 1%)

(100% + IRM)

Quantity = [RelReg * ] — STRPT

Punkt (b) stellt den optimalen Zustand dar. Dies ist jener Punkt, an der die angebotene
Kapazitdt genau der Menge der vorgeschriebenen Reserve entspricht.

7 Der obere Term stellt den NetCONE dar. Da dies jedoch den Preis fiir ICAP Werte darstellt, muss der Term
noch durch (1-Poolwide Avg EFORA) dividiert werden, um den Preis fiir UCAP zu erhalten.
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e Der Punkt (c)

0,2 x (CONE — NetE&AS)) [3.33]

Price =
rice (1 — PoolwideAvgEFORd

(100% + IRM + 5%)
(100% + IRM)

[3.34]

Quantity = [RelReg * ] — STRPT

Ab der Menge von 104,3% UCAP sinkt der Preis der Kapazitit auf 0 $ (PJM, 2010d,

S. 9f).
mit
CONE.............e..s Cost of New Entry
E&AS. ..., Energy and Ancillary Services
RelReg.........c...... Reliability Requirement
IRM.......oooiiiin Installed Reserve Margin (15%; wird in ICAP angegeben)
STRPT.....cccvvveeee. Short Term Resource Procurement Target74

Das Reliability Requirement fiir ein LDA beinhaltet die prognostizierte UCAP-Menge und die
Capacity Emergency Transfer Objective (CETO)”, abziiglich der fiir die FRR bendtigte
Kapazitit fiir das Versorgungsjahr.

Short Term Resource Procurement Target wird nach dem Wegfall der ILR eingefiihrt und
beinhaltet einen Kapazititsriickhalt von 2.5% des Reliability Requirements (UCAP) (PJM,
2009, S. 5-13). In Abbildung 23 sind die Ergebnisse der BRA vom Versorgungsjahr
2008/2009 dargestellt.
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1
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o $175.00
©
2 J
= §150.00
=
“ $125.00
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Capacity (Unforced MW)
Abbildung 23: Angebot und Nachfrage in der BRA flir das Versorgungsjahr 2008/2009 (PJM, 2008, S. 37)

7 Diese Kapazitit muss kurzfristig in den IAs ersteigert werden.
7 Bei der CETO handelt es sich um die maximal importierbare Leistung in ein Gebiet, um das Kriterium der

LOLE nicht zu verletzen.
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3.4.2.7.2. Inkrementelle Auktionen

Nach Beendigung der BRA folgen drei Inkrementelle Auktionen (IA), um diverse
Anderungen in Erzeugung und Verbrauch zu kompensieren. Die erste (23 Monate vor
Lieferung) und dritte IA (vier Monate vor Lieferung) besitzen den Zweck, ungeplante
Stillsetzungen von Kraftwerken, nicht fristgerechte Fertigstellung von neuen Kapazititen,
sowie jegliche andere Griinde weshalb die in der BRA versteigerte Menge an Kapazitit nicht
vorhanden ist, auszugleichen. Der Verlauf der Kurve ergibt sich durch Kaufangebote von
lokalen Nachfragern (Abbildung. 24). Es wird keine kiinstliche Nachfragekurve verwendet.

250 ~

200 A
]

150 ~

100 ~

(4]
o
I

- L—

UCARP Price, $MW-day

0 T T T T 1
0 200 400 600 800 1000

Unforced Capacity, MW
Abbildung 24: Nachfragekurve der 1. und 3. Incremental Auction (PJM, 2010f, S. 38)

15 Monate vor Lieferbeginn wird durch PJM eine neue Lastprognose erstellt. Sollten die
Kapazititsanforderungen fiir das Lieferjahr um mehr als 100 MW gestiegen sein, so kommt es
13 Monate vor Lieferung zu der zweiten inkrementellen Auktion. Die Kosten fiir die
Beschaffung der Kapazititen werden an die Versorgungsunternehmen gebietsabhingig
weitergegeben. Der Verlauf dieser Kurve, dargestellt in Abbildung 25, wird wie bei der BRA
durch PJM bestimmt. Der MCP ergibt sich bei allen IAs durch den Schnittpunkt der

Nachfrage- und Angebotskurven (PJM, 2007a, S. 13-15).
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Abbildung 25: Nachfragekurve der 2. Incremental Auction (PJM, 2010f, S. 38)
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3.4.2.7.3. Kaufgebote
Jegliche Angebote im RPM (BRA und IA) miissen zeitgerecht via Internet im eRPM’®
eingereicht werden. Vor jeder Auktion gibt es ein Zeitfenster von fiinf Tagen, in dem man
seine Angebote eingeben kann. Bei einem Kaufgebot muss die Menge, der Hochstpreis (nur
bei der ersten und dritten IA), sowie der Ort der Lieferung spezifiziert werden.”’

3.4.2.7.4. Verkaufsgebote
Die Verkaufsgebote werden ebenfalls {iber eRPM abgewickelt und kénnen gleich wie
Kaufgebote, nur wihrend eines flinftigigen Zeitfensters vor den jeweiligen Auktionen
eingegeben werden. Diese Angebote miissen ressourcenspezifisch sein, sowie eine
Mindestmenge von 0,1 MW enthalten. Angebotsinderungen sind nur wihrend des offenen
Zeitfensters moglich.

3.4.2.75. Locational Price Adder

Innerhalb des Marktgebietes von PJM bilden sich, aufgrund von Netzengpidssen, sogenannte
Local Deliverability Areas (LDA). Ressourcen aus transportbeschriankten Gebieten erhalten
zuziiglich zum MCP der BRA noch einen Gebietszuschlag, den ,, Locational Price Adder®.
Dieser Zuschlag zu den Grenzkosten soll den wahren Wert der Kapazitét ausgleichen. Kommt
es in einem LDA bei der BRA zwei Jahre in Folge zu einem Locational Price Adder,
zuziiglich des erzielten MCP, so wird evaluiert, ob es zu einem Leitungsausbau kommen soll.
Die Kosten dieses Ausbaues werden dann auf alle Versorgungsunternehmen des betroffenen
LDAs aufgeteilt (PJM, 2009, S. 11f).

3.4.2.7.6. Preiscaps
Bereitsteller von Ressourcen konnen bis zu elf verschiedene Blockgebote™ in das
Auktionierungsprogramm eingeben. Es konnen zehn unterschiedliche Base Offer Segments
und ein EFORd Offer Segment eingegeben werden.
Bei Base Offer Segments setzt sich das Preislimit fiir Verkaufsgebote wie folgt zusammen
und wird in $/MW-Jahr angegeben (PJM, 2008, S. 20).

MSOCfU = ACR — PPMR [3.35]
mit
MSOCfU.................. Market Seller Offer Cap for Unit
ACR.......oiiiii, Avoidable Cost Rate
PPMR...........coooii Projected PJM Market Revenues

Das Preislimit fiir Verkaufsgebote setzt sich aus der Avoidable Cost Rate (ACR) abziiglich
den prognostizierten Einnahmen aus dem PJM Markt zusammen. Die Berechnung der ACR
erfolgt in zwei Schritten. Als erstes werden die jahrlichen Fixkosten des gewiinschten
Kraftwerkes berechnet. Im zweiten Schritt wird zwischen den ,,unvermeidbaren” und
,,vermeidbaren Fixkosten unterschieden. Dividiert man die vermeidbaren Fixkosten durch
die vorhandene Kapazitit (ICAP), so erhdlt man die ACR. Tabelle 13 =zeigt eine
Gegeniiberstellung der vermeidbaren und nicht vermeidbaren Kosten. Unter den
vermeidbaren Fixkosten versteht man jenen Teil der Fixkosten, die nicht entstehen wiirden,
wenn das Kraftwerk ein Jahr lang still stehen wiirde (Market Monitoring Unit, 2008, S. 4).

76 Elektronisches Auktionierungssystem von PJM fiir RPM entwickelt

77 Mindestmenge 0.1 MW; Mindestpreis wird nicht angegeben, es wird bis zum angegebenen Hochstpreis
gekauft.

¥ 11 Blocke mit frei wihlbarem Lieferumfang pro BRA moglich
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Awidable Costs setzen sich aus folgenden Positionen zusammen

Non Awidable Costs

Art der Aufwendungen ACR Rate Art der Aufwendungen
Operations and Maintenance Labor (AOML) 82,18% Non-Avoidable Administrative Expense (AAE)
Operations and Maintenance Labor (AOML) 82,18% Plant Manager
Administrative Expenses (AAE) 84,46% Operations Manager
Administrative Salaries 85,19% Maintenance Manager
Employee Expenses 82,18% Technical Manager
Environmental Fees 75,00% Plant-Environmental-Design Engineer
Safety & Operator Training 82,18% ND Testing-Balancing-Chemist-Inspection
Office Supplies 85,19% Plant Engineer/Environmental
Communications 85,19% Accounting/Purchasing
Annual Plant Tests, Inspections & Analysis 90,00% Secretary/Administration
Maintenance Expenses (AME) 90,00% Non-Avoidable AOML Operations
Maintenance Parts 90,00% Shift Supervisor
Maintenance Contract Services 90,00% Lead Operator
Chemicals & Materials Consumed 90,00% Auxiliary Operator
Rented Equipment 90,00% Plant Mechanic
Variable Expenses (AVE) 63,08% Fuel Handling
W ater Treatment Chemicals 90,00% Non-Avoidable AOML Maintenance
Lubricants 90,00% Foreman
Water (Not for Power Generation) 50,00% Millwright
Gas (Not for Power Generation) 50,00% Pipe fitters
Electric (Not for Power Generation) 50,00% Boilermaker
Waste Water Treatment 90,00% Laborer
Taxes Fees and Insurance (ATFI) 47,20% Electrician/1&C
Annual Insurance Premium 60,00%
Permits and Licensing Fees 75,00%
Site Security and Ultilities 25,00%
Annual Property Tax Payment 0,00%
Carrying Charges (ACC) 0,74%
Spare Parts Inventory 0,00%
Fuel Inventory 10,00%
Other Inventory 90,00%
Corporate Level Expenses (ACLE) 85%
Legal Services 90,00%
Environmental Reporting 75,00%
Procurement Expenses 90,00%
Project Investment Recovery Rate (APIR) 100%
Project Investment Recovery Rate 100%

Tabelle 13: Gegeniiberstellung von vermeidbaren und nicht vermeidbaren Kosten” (PJM, 2009b)

Die linke Seite der Tabelle stellt jenen Anteil der Fixkosten dar, die bei einem Stillstand von
einem Jahr nicht entstehen wiirden. Der letzte angefiihrte Posten in dieser Spalte stellt keine
Kosten, sondern die garantierte Verzinsung des Eigenkapitals dar, die in die Angebotshohe

mit eingebunden wird.

Inhaber von Kapazititen werden zwei Moglichkeiten zur Festlegung der ACR geboten. Die
erste Moglichkeit besteht darin, die Héhe der ACR mittels eines Standardkraftwerks des

” Die Werte stellen die ACR Daten eines Standard Gaskraftwerkes dar.
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gleichen Typs zu berechnen. Als zweite Moglichkeit bietet sich noch eine einheitsspezifische
Berechnung des jeweiligen Kraftwerkes an.

Weiters gibt es einen sogenannten Transition Adder, welcher wihrend der Ubergangsphase
unter folgenden Bedingungen ebenfalls zur Hohe des Preislimits beitrdgt. Dieser Zuschuss zur
ACR steht allerdings nur Eigentiimern zur Verfiigung, die tiber mehr als 3.000 MW und
weniger als 10.000 MW UCAP innerhalb von PJM besitzen. Die Hohe des Zuschusses war in
den ersten beiden Lieferjahren 10 $/MW-Tag und im Jahr 2009/2010 7,50 $/MW-Tag.

Bei Investitionen in die Verringerung des Schadstoffausstofles besteht ebenfalls die
Moglichkeit 45% der Investitionskosten, aufgeteilt auf vier Jahre, in die Hohe des Preiscaps
einflieBen zu lassen. Bei dieser Art Zuschuss ist die Hohe des Verkaufsangebots jedoch bei
90% des NetCONEs limitiert.

Der Vorteil der Betreiber liegt darin, dass die Art der Berechnung frei gewéhlt werden kann®,
was Spekulationen iiber die Hohe des Offer Caps zulédsst (Market Monitoring Unit, 2008, S.
4f).

Bei EFORd Offer Segments liegt die Hohe des Preislimits beim Wert des NetCONE und wird
ebenfalls in $/MW-Jahr angegeben. Da es sich hierbei um ein sogenanntes Must Offer Gebot
handelt, fallen auch die Provisionen hdoher aus als bei Base Offer Segments. EFORd Offer
Segments wurden jedoch Ende Mirz 2009 aus dem Markt genommen.

Bei Projekten die sich noch in Planung befinden, entféllt die Berechnung der ACR. Diese
besitzen die Mdglichkeit bei der Auktion das New Entry Pricing zu wéhlen (PJM, 2009, S.
59-62).

3.4.2.7.7. Kapazitétsverpflichtungen der LSE
Die Kapazititsverpflichtung der LSE gibt den Wert fiir die Hohe, der zu beschaffenden
Kapazitit®  fiir jedes Versorgungsunternehmen an. Die LSE miissen sich Kapazititen
proportional zu deren Beitrag zur gesamten poolweiten Lastspitze besorgen.
Die jeweilige Last im Versorgungsgebiet eines LSEs wird stiindlich gemessen. Der
Durchschnitt aus den 5 héchsten Werten®, stellt die Menge der zu beschaffenden Kapazitit
des LSE dar (PJM, 2009c, S. 21).
Als Basis fiir die Lastprognose des ISOs dienen die Daten des letzten Sommer vor der BRA.
Diese prognostizierte poolweite Lastspitze wird bei der zweiten Inkrementellen Auktion
nochmals angepasst. Die endgiiltige Menge der zu beschaffenden Kapazitit, steht ein Jahr vor
Lieferbeginn fest. Abbildung 26 gibt einen Uberblick iiber den Zeitplan der
Kapazititsbeschaffung.

% Die Betreiber konnen zwischen der Berechnung eines Standardkraftwerks oder einer einheitsspezifischen
Berechnung auswéhlen.

1 Wird in UCAP angegeben.

%2 Im Zeitraum von 1. Juni bis 30 September des vergangenen Jahres.
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Abbildung 26: Zeitplan der Kapazitatsbeschaffung (PJM, 2009, S. 97)

Die Summe der LSE Verpflichtungen muss gleich der Summe der prognostizierten
Spitzenlast des gesamten Pools sein. Diese Kapazitidtsanforderungen sind flir das gesamte
Versorgungsjahr giiltig.

3.4.2.8.  New Entry Pricing

New Entry Pricing (NEP) stellt fiir neue Ressourcen einen besonderen Anreiz im dar. Nimmt
eine Anlage erstmals an der BRA teil, so hat man die Moglichkeit NEP zu wéhlen. Dieses
Modell ermoglicht geplanten Ressourcen einen Teil der Investition schon wahrend des Baus
zu refundieren. Der Angebotspreis entspricht dem RCP der ersten BRA an dem die Ressource
teilnimmt und stellt zugleich den Mindestpreis der beiden folgenden BRAs dar. In Gebieten in
denen ein neues Kraftwerk einen groflen Kapazititszuwachs im Verhiltnis zum restlichen
LDA bringt, kann es sogar zur Senkung des MCP beitragen da die neue Ressource einem
Angebotspreiscap unterliegt. Die Kapazitit wird im zweiten und dritten Jahr, entweder zu
dem Preis des Angebots in der ersten BRA, oder zu 90% des derzeitigen CONEs in die
Auktion eingegeben. Es wird der niedrigere Preis gewdhlt. Wird in den beiden Folgejahren
ein hoherer MCP erzielt, so erhélt die neue Kapazitit eine zusétzliche Pramie. Im Falle eines
niedrigeren MCP wird die Differenz zum ersten Jahr von PJM ausgezahlt. Die restlichen
Ressourcen erhalten den normalen MCP (PJM, 2009, S. 60).

Die Marktaufsicht ist mit dieser bestehenden Regelung unzufrieden (Market Monitoring Unit,
2009, S. 4). Neuzuginge erhalten einen risikofreien Markteintritt. Aus diesem Grund sollte
eigentlich der Startpreis fiir alle drei Jahre gelten und nicht durch eventuelle Preiserh6hungen
auch mit ansteigen.

3.4.29. Capacity Transfer Rights (CTR)

Bei den CTR handelt es sich um ein Finanzinstrument, um die 6konomischen Kosten eines
Kapazititsimports in ein engpassbehaftetes Versorgungsgebiet zu bewerten. Wie schon vorher
erwahnt, wird fiir jedes Versorgungsgebiet eine eigene VRR Kurve erstellt. Aufgrund von
Importbeschrinkungen des Ubertragungssystems in ein Versorgungsgebiet, kann es zu einem
groflen Preisanstieg und zu einer relativ grolen Preisdifferenz zwischen Gebieten mit sowie
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ohne Netzengpissen kommen. Aus diesem Grund gibt es die Moglichkeit CTR zu erwerben,
durch welche man die Erlaubnis erhélt, Kapazitéten {iber eine transportbeschriankte Leitung in
ein bestimmtes LDA zu importieren. Die Hohe der CTR ergibt sich aus der gesamten
Kapazititsanforderung® eines Gebietes, abziiglich der erfolgreich auktionierten Menge an
UCAP und der gesamten ILR des Gebietes. Typischerweise entspricht die Hohe der
verduBerten CTR nicht der maximalen Importmenge™, sondern liegt darunter. Bei den CTR
gibt es, wie bei anderen Kapazititen, eine Mindestmenge von 0.1 MW welche {iber RPM
gehandelt werden kann. Des weiteren sind diese nur fiir das erstandene Jahr giiltig (PJM,
2009, S. 761).

Investiert ein Marktteilnehmer in den Ausbau des Transportnetzes, so kann die zuséitzlich
importierbare Menge an Kapazititen als Incremental CTR erworben werden. Ein solcher
Ausbau muss bis spitestens 90 Tage vor der BRA an RPM gemeldet werden. Diese ICTR
haben eine Giiltigkeitsdauer von 30 Jahren bzw. die Lebensdauer der Leitung, je nach dem
welche Zeitspanne kiirzer ausfillt. Die Anzahl der ICTR ist auf die Menge der CTR limitiert,
das heif3t es konnen nicht mehr ICTR erstanden werden, als CTR verfiigbar sind.

Der wirtschaftliche Wert von CTRs wird durch die BRA ermittelt und nach den IAs nochmal
angepasst.

Perr = E(CTR MW) % (BRA LPAgipni — BRA LPAgpyrce) [3.36]
mit
POoTRe e, Kosten der CTR
CTR MW.....cueee. Summe der auktionierten CTRs in MW
BRA LPAg«...........Base Residual Auction Locational Price Adder Sink
BRA LPAgource. .ov--... Base Residual Auction Locational Price Adder Source

Der Wert der CTRs entspricht also der Anzahl der verduBerten Kapazitit mal dem
Unterschied der Locational Price Adder®™ (PIM, 2010e, S. 44-48).

3.4.2.10. Zonenpreise

Mit der BRA werden die vorldufigen Preise in den Zonen fiir Kapazititen, ILR und CTRs
ermittelt. Nach der zweiten IA kommt es zu einer Anpassung der Preise. Die endgiiltigen
Zonenpreise sind ab der Zertifizierung der ILR* verfligbar.

Die endgiiltigen Kapazitétspreise je Zone werden so berechnet, dass die Hohe der Auszahlung
an die Erzeugungseinheiten, gleich der Hoéhe der Kapazititskosten (MCP) mal der
Kapazititsanforderung (UCAP in MW) der Versorgungsunternechmen ist. Die Auszahlungen
gehen an die Eigentlimer der ICTRs, zugelassene ILRs, gehandelte Ressourcen in der BRA
und der zweiten [A, Qualified Transmission Upgrades und CTRs Inhaber. Der letztendliche
Zonenpreis der Kapazititen ergibt sich aus den Grenzkosten der Kapazititen, den Locational
Price Adder, sowie den Anpassungen nach der zweiten IA. Die erste und dritte IA haben
keinen Einfluss auf den Zonenpreis, da diese nur dem Ausgleich von Fehlkalkulationen der
Versorgungsunternehmen und Erzeugungsunternehmen dienen (PJM, 2010e, S. 55f).

%3 Kapazititsanforderungen wird in UCAP angegeben.

% CETL: Capacity Emergency Transfer Limit, im Falle eines Notfalls, die maximal iibertragbare Kapazitit. Es
kann also nicht zur Uberschreitung der physikalischen Ubertragungsleistung der Leitung kommen.

% Unterschied der Locational Price Adder zwischen dem liefernden LDA (Sink), sowie jenem, in das geliefert
wird (Source).

% Die Zertifizierung der ILR erfolgt 3 Monate vor Beginn des Versorgungsjahres.
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3.4.2.11. Strafzahlungen

Unter RPM gibt es mehrere Arten von Strafzahlungen, die bei Nichteinhaltung von
Lieferverpflichtungen zu bezahlen sind.

e Peak-Hour Period Availability Charge: Hierbei muss man unterscheiden, ob es sich
um Kapazititen innerhalb von RPM oder FRR handelt:

PeakHourPeriodAvailabilityCharge [3.37]
= DailyPeakHourPeriodAvailabilityChargeRate
* NetPeakPeriodCapShortfall

Diese Strafe muss von Teilnehmern bezahlt werden, die zu Spitzenlastzeiten ihre
angegebene Menge an Kapazitdt nicht liefern konnen.

Bei RPM entspricht die Hohe der Zahlung dem durchschnittlichen lokalen Resource
Clearing Price des LDA. Verwendet man die FFR Alternative, so liegt sie in der Hohe
des lokalen NetCONE. Die Strafen werden zwar tdglich abgerechnet, die Zahlung
erfolgt jedoch jahrlich®’.

e Capacity Resource Deficiency Charge: Sie tritt ein, wenn ein Teilnehmer weniger
Kapazititen zur Verfligung hat, als er angegeben hat, zu liefern:

DailyCapResourceDeficiencyCharge [3.38]
= DailyDeficiencyRate * DailyRPMCommitmentShortage

Bei der Daily Deficiency Rate wird entweder das doppelte gewichtete Mittel des
Marktraumungspreises oder der NetCONE verwendet, je nachdem welcher Wert
hoher ausfallt.

Diese Zahlungen werden tdglich bewertet und monatlich bezahlt.

e Transmission Upgrade Delay Penalty Charge: Falls es bei einem Leitungsausbau zu
Verzogerungen kommt, muss folgende Zahlung geleistet werden:

DailyTransUpgradeDelayPenaltyCharge [3.39]
= QTUDelayPenaltyRate * DailyRPMCommitmentShortage

Die QTU Delay Penalty Rate ist gleich dem doppelten Locational Price Adder in dem
zu liefernden Gebiet oder dem NetCONE abziiglich der lokalen Ressourcen Preise, je
nachdem welcher Wert hoher ausfillt. Auch hier wird tdglich bewertet und monatlich
bezahlt.

e Generation Resource Rating Test Failure Charge: Bevor eine Erzeugungseinheit zur
Auktion zugelassen wird, muss {liber einen Test die tatsdchlich lieferbare Leistung
ermittelt werden. Wenn der getestete Wert der Kapazitit nicht mit dem tatsdchlich
verfiigbaren Wert im Betrieb iibereinstimmt, muss folgende Strafe gezahlt werden:

%7 Im September, jeweils nach Beendigung des Versorgungsjahres
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GenerationResourceRatingTestFailureCharge [3.40]
= DailyDeficiencyRate * DailylCAPShortfall

* (1 — EffectiveEFORQ)

Es wird wieder der doppelte Ressourcenpreis bzw. der NetCONE als Referenz
genommen, taglich bewertet und riickwirkend jedes Jahr im Juni gezahlt.

e Peak Season Maintenance Compliance Penalty Charge: Diese Zahlung wird bei einem
ungeplanten Ausfall der Ressource fillig.

PSMCOmpliancePenaltyCharg [3.41]
= DailyDeficiencyRate * DailyPSMComplianceShortfall

* (1 — EffectiveEFORA)

Die Daily Deficiency Rate berechnet sich wieder gleich wie beim vorhergegangenen
Beispiel (PIM, 2009, S. 109f1).

Alle diese Strafen sind von den Erzeugungsunternehmen zu bezahlen. Es werden somit
tagliche Strafen erhoben, um Kapazititen zu kompensieren, welche nicht geliefert worden
sind.

e Load Management: Die Strafen fiir Nichteinhaltung der vereinbarten Kapazitdtsmenge
betragen stiindlich ein Fiinftel des Jahresumsatzes. Tabelle 14 sowie das folgende
Rechenbeispiel dienen dem besseren Verstindnis dieser Strafzahlung.

Tag e) [3.42]

1
Strafe = Z nichtgelieferter MW * (E * RCP * Tahr

Hour 14 Hour 15 Hour 16 Hour 17 Hour 18 | Average Across Event
Load Reduction Value (MW) 10 10 10 10 10
Metered Load (MW) 2 2 2 2 0
Capacity Profile (MW) 10 11 11 11 11
Capacity Loss Factor 1,043 1,043 1,043 1,043 1,043
Reduction (MW) 8,3 9,4 9,4 9,4 11,5
Compliance -1,7 -0,6 -0,6 -0,6 1,5 -0,4
Tabelle 14: Beispiel fur Lieferung von LM Kapazitaten (PJM, 20094, S. 49)
DR Under Compliance Penalty Charge:
DRUCPC = AMW = (2 * $197.67 * 366) = $5,787.78 [3.43]
ILR Under Compliance Penalty Charge:
ILRUCPC = AMW x (.2 = $177.51 * 366) = $5,197.49 [3.44]

Die jdhrlichen Strafzahlungen sind auf die Hohe des Jahresumsatzes begrenzt und
werden jeweils im dritten Monat nach dem Vorfall abgerechnet.
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Zuséatzlich zu allen diesen Gebilihren gibt es noch eine Reliability Charge, welche alle
Versorgungsunternehmen, abhingig von der Menge der ersteigerten Kapazititen, an RPM
zahlen miissen (PJM, 2009a, S. 46).

LocationalReliabilityCharge [3.45]
= DailyUnforcedCapacityObligation
* FinalZonalCapacityPrice

3.4.2.12. Ergebnisse des RPM Models

Anfanglich erzielte das RPM noch nicht die gewiinschten Erfolge. Bei der Einfiihrung kam es
bereits zu einem hohen Preisanstieg, was auf den Mangel an Kapazititen zuriickzufiihren war.

$300.00

g (509 RTO VRR Curve
$750.00 — —=— htersection

$200.00 \

$150.00 \
| N

$100.00 ™

$50.00 \
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120000 122000 124000 126000 128000 130000 132000 134000
MW (UCAP)
Abbildung 27: Ergebnisse der BRA fiir das Jahr 2008/2009 (PJM, 2008/2009)

SIMW-Day

Als Vergleich sind in Abbildung 27 und 28 die Ergebnisse der BRA fiir das Versorgungsjahr
2008/2009 und 2012/2013 dargestellt.

Im Versorgungsjahr 2008/2009 betrug der MCP des gesamten RTO 111,92 $/MW und es
wurden 129,6 GW an UCAP erfolgreich versteigert. Dies entspricht bereits einer IRM von
117,5%.

Bei der Auktionen fiir das Versorgungsjahr 2010/2011 lag der Kapazititspreis schon bei
174 $/MW. Bei der darauffolgenden BRA nur noch bei 110 $/MW*®.

% Durchschnittspreis iiber das gesamte PJM Marktgebiet
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Abbildung 28: Ergebnisse der BRA flr das Jahr 2012/2013 (PJM, 2012/2013)

Fiir das Versorgungsjahr 2012/2013 lag der Preis bei 16,64 $/MW, bei einer versteigerten
Menge an UCAP von 136,1 GW. Die Reserve betrdgt bereits 21,2%.

Seit Juni 2007 wurden 14.500 MW an neuen Kapazititen und tiber 20.000 MW durch wieder
Inbetriebnahme von stillgelegten Kraftwerken geschaffen. Diese Menge an Kapazititen wire
wirtschaftlich ohne das RPM Modell nicht realisierbar gewesen (The Brattle Group, 2008, S.
122).

3.4.3. Vor-und Nachteile der Kapazitatsverpflichtungen

Ein groBler Vorteil am Modell der Kapazititsverpflichtungen ist, dass es zuverldssig eine
gewiinschte Menge an Kapazitit bereitstellen kann. Hinzu kommt, dass Investitionsanreize
nicht durch prognostizierte Preisspitzen in der Zukunft gesetzt werden, sondern aufgrund der
vorhergesagten Spitzenlast, welche viel genauer prognostiziert werden kann als der Preis
(DeVries, 20006, S. 27).

Positiv an RPM zu erwidhnen ist die gebietsgerechte Zuweisung von Kapazititen bzw. der
unterschiedliche Preis in den verschiedenen LDAs. Auch die Einbeziehung der Ertrdge aus
dem Energiemarkt (E&AS) ist positiv hervorzuheben. Weitere positive Aspekte sind die
Zulassung von erneuerbaren Energiequellen, Verbraucher mit DSM, die Forderung von
Energieeffizienz und der Leitungsausbau.

Einen Schwachpunkt des Modells stellt die kiinstliche Nachfragekurve dar. Sie ist von vielen
Parametern abhingig die sehr stark variieren oder teilweise nur geschétzt werden konnen.
Gleichzeitig ist die Kurve fiir die Preisbildung der BRA verantwortlich. Der NetCONE,
welcher fiir die Berechnung der VRR Kurve herangezogen wird, hiangt von den Einnahmen
der letzten drei Jahre ab. Da es innerhalb des PJM Marktes in den vergangenen Jahren zu
einem starken Anstieg der Energiepreise gekommen ist, hitten auch die Erlose am
Kapazitatsmarkt verringert werden miissen.

Der Sinn eines langfristigen Forward Marktes, ist die Bildung eines signifikanten Preissignals.
Das RPM Modell unterstiitzt dies zwar mit einer dreijdhrigen Vorlaufzeit bzw.
Verkaufsgarantie bei neuen Anlagen, jedoch ist dieser Zeitraum kurz im Vergleich zu
herkdmmlichen Vorlaufzeiten fiir die Kraftwerkserrichtung bzw. zur Lebensdauer. Aus
diesem Grund ist es fraglich, ob diese Investitionsanreize den Erzeugungsunternehmen die
notwendigen Erlose liefern kdnnen. Um den Erzeugungsunternehmen einen konkreten Anreiz
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fiir Investitionen zu geben, sollten die garantierten Zahlungen deutlich ldanger als drei Jahre
gewdhrt werden (SiiBenbacher, Schwaiger, & Stigler, 2010, S. 13-14).

Wie bereits vorhin erwéhnt, ist der Verlauf der VRR Kurve sehr stark von den Berechnungen
des NetCONE abhiingig. Eine Anderung von einem Prozent kann den Verbrauchern bereits
einige Millionen Dollar kosten. Als Beispiel kann hier die BRA fiir das Versorgungsjahr 2009
angefiihrt werden, deren Ergebnisse am 17. Oktober 2007 bekannt wurden. Aufgrund eines
Fehlers bei den Geboten von zwei Einheiten, wurde das urspriingliche Ergebnis der
verkauften Kapazitdten um 138 MW reduziert. Dies entsprach 0,2% des gesamten Handels.
Diese Anderung bewirkte einen Preisanstieg von 97,8 $/MW-Tag auf 102,04 $/MW-Tag,
welches den jihrlichen Wert der Kapazitit in dieser Zone um 87 Millionen Dollar steigen liel3
(LECG, 2008, S. 54f).

Nachteilig wirkt sich auch aus, dass die Kapazititszahlungen unabhidngig von der Art der
Bereitstellung erfolgen. Somit wird kaum ein Anreiz in alternative Energien gesetzt.

Ebenfalls zu kritisieren ist die Verpflichtungsdauer von einem Jahr. LSE miissen sich mit der
bendtigten Kapazitit im Sommer ganzjdhrig eindecken, dies fithrt bei den
Versorgungsunternehmen zu einer grolen Menge an nicht benétigter Kapazitdt im restlichen
Jahr.

Allgemein kann man sagen, dass das RPM Modell einige Méngel des CCM Models behoben
hat. Trotzdem besitzt es nach wie vor einige Schwachstellen. Besonders durch die grof3e
Komplexitit, sowie die geringe Transparenz, kann man die langfristige Wirkungsweise nur
schwer interpretieren (SiiBenbacher, Schwaiger, & Stigler, 2010, S. 15).

Vorteile Nachteile
Bereitstellung der erforderlichen Kapazitit Nachfrage wird administrativ bestimmt
Investitionsentscheidungen sind nicht von Preis- Komplexe Berechnung der VRR Kurve
spitzen am Energiemarkt abhingig
LDA: Kapazitit im bendtigten Gebiet errichtet Kein langfristiges Preissignal
Deckungsbeitrige aus dem Energiemarkt an der Zu kurze garantierte Zahlungen

Kapazitdtsborse beriicksichtigt

Verbraucherseitige Einsparung gefordert (Energie- | Entlohnung unabhingig der Art der bereitgestellten
effizienz, DSM) Kapazitét

Forderung von Leitungsausbau Verpflichtungsdauer von einem Jahr

Tabelle 15: Vor- und Nachteile des RPM Modells
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3.5. Reliability Contracts

3.5.1. Funktion der Reliability Contracts

Bei diesem Modell handelt es sich um eine Weiterentwicklung der Kapazitétsverpflichtungen,
mit dem Ziel die Kapazitit wihrend Spitzenlastzeiten noch zuverldssiger zu machen. Der
Grundgedanke hinter diesem System ist jener, dass der Systembetreiber (Regulator, ISO)
sogenannte ,,Call Options*“ im Namen der Verbraucher von den Erzeugungsunternehmen
erwirbt. Durch den Kauf der Optionen erhidlt der Systembetreiber die Moglichkeit der
Differenzierung zwischen dem Spot Preis (Py) an der Borse und dem Preis der erworbenen
Option (Ps). Diese Preisdifferenz wird dann riickwirkend an Verbraucher ausgezahlt. Dies hat
zur Folge, dass der maximale Preis den die Verbraucher im Falle von Kapazitdtsengpissen
bezahlen miissen, durch die Hohe der Call Options limitiert ist. Somit fungiert diese Call
Option als Preiscap im Energiemarkt (DeVries, 2006, S. 271).

3.5.2. Erwerb der Option

Die Hohe der erforderlichen Kapazitit, welche durch den Systembetreiber mittels Call
Optionen gekauft wird, richtet sich nach der gemeinsamen Lastspitze der einzelnen
Versorgungsunternehmen, zuziiglich einer gewissen Reservemenge. Der
Optionsausfithrungspreis muss oberhalb der Betriebskosten aller einsatzfihigen
Erzeugungseinheiten liegen, um diese nicht aus dem Markt zu dréingen. Der Systembetreiber
organisiert eine Auktion, in der die Erzeuger Kapazititen anbieten. Aufgrund des
Wettbewerbs wird hier der Kaufpreis durch die Angebote der Erzeugungsunternehmen
bestimmt.

Sobald der Preis an der Borse iiber dem Ausfiihrungspreis der Option liegt, 10st der Regulator
seine Option ein und die Erzeugungsunternehmen welche Optionen verkauft haben, miissen
nun die Differenz aus Py-Pg fiir jede ausgegebene Option an die Optionsbesitzer {iberweisen.
Ein Vorteil an diesem System liegt in der selbstindigen Bestimmung der zu versteigernden
Kapazitit der Erzeugungsunternechmen. Es ist hier keine komplizierte Berechnung der
durchschnittlich verfiigbaren Leistung notwendig. Ist die verduBerte Kapazitit zu gering, so
verzichten die Kraftwerksbetreiber auf Zahlungen fiir Optionen. Wird zu viel Kapazitit
verkauft, so muss der Kraftwerksbetreiber mit empfindlich hohen Riickzahlungen rechnen
(DeVries, 2006, S. 27f1).

3.5.3. Strafzahlungen

Solange die Erzeugungseinheit die angebotene Kapazitit bereitstellen kann, werden
Einnahmen in Hohe der Optionsprdmie vergiitet. Kann ein Kraftwerk jedoch seine Kapazitit
nicht liefern, muss es trotzdem die Differenz aus Py — Ps an den Regulator erstatten. Der
Unterschied ist, dass dieses Kraftwerk nun keine, oder nur geringere Einnahmen aus dem
Borsenverkauf besitzt und somit die Zahlungen an den Regulator nur teilweise bzw. nicht
kompensieren kann (DeVries, 2006, S. 28).
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3.5.4. Reliability Contracts am Beispiel der Reliability Charge in Kolumbien

Der GroBteil der erzeugten Energie in Kolumbien stammt aus Wasserkraft*’. Das Problem
hierbei ist, dass es klimabedingt etwa 7 Regenmonate gibt, gefolgt von 5 Monaten
Trockenzeit. Aufgrund der groBBen Abhingigkeit einer dargebotsabhingigen Energiequelle ist
es erforderlich geniigend Reservekapazitit fiir trockene Perioden verfiigbar zu halten. Dies
fiihrte in der Vergangenheit zu groBlen Preisschwankungen zwischen der Trocken- und
Regenperiode. Aus diesem Grund wurde in Kolumbien bereits 1996 ein Kapazitidtsmarkt
eingefiihrt. In diesem Modell wurden fixe Kapazititszahlungen, administrativ bestimmt und
wihrend der Trockenzeit nach Verfiigbarkeit der Anlage ausbezahlt (The Brattle Group, 2009,
S. 42). Die Verwendung dieses Modells war jedoch von Anfang an auf eine Periode von zehn
Jahren begrenzt. Seit Dezember 2006 ist das aktuelle Modell der ,,Reliability Charge* in
Verwendung (CREG, 2007a, S. 2).

3.5.4.1.  Funktion des Kapazitatsmodells

Der Hauptgrund fiir die Einfiihrung der Reliability Charge war die langfristige Erhohung der
Versorgungssicherheit. Diese sollte durch ein langfristiges Preissignal ausreichend neue
Investitionen fordern.

Ahnlich wie beim griechischen Markt, werden hier sogenannte ,,Firm Energy Obligations
(OEF”")“ verwendet. Der Administrator bestimmt die erforderliche Menge an OEF mittels
einer Lastprognose. Die vorhandenen Obligationen konnen von den Erzeugungsunternehmen
ersteigert werden. Erlangt eine Erzeugungseinheit den Zuschlag fiir eine OEF, so muss die
vereinbarte Menge an Energie jederzeit’' bereitgestellt werden konnen. Die Kosten der OEF
werden vom Ubertragungsnetzbetreiber an den Endkunden weitergegeben (CREG, 2007a, S.
8).

3.5.4.2.  Firm Energy Obligation

Bei der OEF handelt es sich also um das Produkt, das die langfristige Versorgungssicherheit
in Kolumbien bereitstellen soll. Sobald der Spotpreis mindestens eine Stunde iiber dem Strike
Preis der OEF liegt, miissen die entsprechenden Kraftwerke, die im Vorhinein bestimmte
Menge an Energie bereitstellen. Dieser Preis wird auch als Engpasspreis (Scarcity Price)
bezeichnet. Der Engpasspreis richtet sich nach dem Brennstoffpreisindex an der New Yorker
Borse und wird monatlich angepasst. Einerseits zeigt dieser Preis den Einsatzpunkt der
einzelnen Kraftwerke mit unterschiedlichen Brennstoffen an und auf der anderen Seite
spiegelt es den maximalen Energiepreis der Endkunden wieder. Tabelle 16 stellt die
Verpflichtungen und Rechte der Erzeuger und Nachfrager gegeniiber.

Verpflichtung Recht
Erzeugungseinheit Die entsprechende Energie ab | Bezug der Reliability Charge
dem Erreichen des Scarcity | auch in Zeiten, in denen kein
Preises bereitzustellen. Engpass vorherrscht.
Nachfrager Zahlung der Reliability Charge, | Scarcity  Preis  stellt das
auch in Zeiten in denen kein | Preislimit der Energiekosten
Engpass vorherrscht dar.

Tabelle 16: Firm Energy Obligation (CREG, 2007, S. 14)

892006 wurden etwa 77% der Energie aus Wasserkraft erzeugt, der Rest thermisch. (CREG, 2007a, S. 4)
% Spanisch: Obligaciones de Energia Firme (OEF)
*! Option wird dann fillig, wenn der Strike Preis der Option niedriger als der Preis am Spot Markt ist.
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Die Giiltigkeit der Optionsvertrige kann von den Kraftwerksbetreibern selbst gewihlt werden.
Befindet sich die Einheit zum Zeitpunkt der Auktion noch nicht in Bau, so betrigt die
minimale Verpflichtungsdauer ein Jahr und die maximale Dauer 20 Jahre. Wird die Einheit
wihrend der Auktion bereits gebaut, so betrdgt die maximale Dauer zehn Jahre. Fiir
bestehende Einheiten betrdgt die Verpflichtungsdauer stets ein Jahr (CREG, 2007a, S. 5f).

3.5.4.3. Auktion

Die Zuteilung der OEF auf die einzelnen Kraftwerke erfolgt mittels Auktion. Diese findet drei
Jahre vor Beginn der Verpflichtungsperiode statt. Ab der Bekanntgabe des Auktionstermins
(einige Monate vor der Auktion) beginnt die Qualifikationsperiode fiir die Zulassung der

einzelnen Kraftwerke. Der genau zeitliche Ablauf der Auktion ist in Tabelle 17 dargestellt.

I December 1 of year t-1 |

X months before the
Auction

Implementation
Date of Auction

3 years

* 1 year for existing generation resources
* Up to 10 years for special generation resources
v Up to 20 years for new generation resources

Pre-qualification
Period

Auction

Planning Period

Commitment Period of OEF

Compliance with
the requirements
fo participate in the
Auction

Auction of OEF
to be required
by year t.

Building of new generation plants or
units to deliver firm energy from the
first day of the commitment period
of the obligation (to deliver firm
energy on December of year t-1)

The OEF can be required during this time period

The Auction for the Allocation of Firm Ener@ar Obligations (OEF) is implemented 3 years before this OEF is required.

Tabelle 17: Zeitrahmen der Firm Energy Obligations (CREG, 2007a, S. 7)

Bei der Auktion zur Bestimmung des Optionspreises handelt es sich um eine Descending
Clock Auction’ (siche Abbildung 29). Der Startpreis wird durch die doppelten Kosten einer
Neuanlage gebildet (2xCONE). Alle Teilnehmer haben die Moglichkeit den Preis zu
akzeptieren oder aus der Auktion auszusteigen. Jede Runde wird der Preis der OEF verringert
und somit sinkt auch die Bereitschaft der Betreiber und Investoren an weiteren Geboten.

Price (US$/KWh)

&
Agaregate Supply

Openin
g Pricg

PO |-
o [ ——
- 1| N—
ol BEEREREA
Pd . s

Round 1
.
Round 2

Bl Py
Round 3

PC Round 5
P6 |7 Clearing Price = CXC

Demand Quantity (KWWh)
Abbildung 29: Descending Clock Auction (CREG, 20074, S. 8)

%2 Angefangen vom Startpreis wird der Preis durch den Auktionator so lange verringert, bis das Angebot der
Nachfrage entspricht.
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Dies geschieht Runde fiir Runde, bis es keinen Angebotsiiberschuss mehr gibt und genau
soviel Kapazitit angeboten wird wie benétigt. Der Clearingpreis stellt zugleich den
Marktpreis dar, den ein Erzeugungsunternehmen fiir die bereitgestellte Kapazitdt bekommt.
Durch diese Auktion erfolgt auch die Zuteilung der OEF, je nach angebotener Menge der
Kraftwerke. Nach Beendigung der Auktion bekommen die verbliebenen Teilnehmer ein
Zertifikat ausgestellt, auf dem die zugeteilte Menge an OEF und der dazugehorige Preis
festgehalten sind. Dieses Zertifikat garantiert den Unternehmen, dass sie unter allen
Umstinden, innerhalb der Verpflichtungsperiode, die Reliability Charge erhalten®”.

Die Auktion selbst findet nur dann statt, wenn die vorhandene Kapazitét nicht ausreicht, die

Engpdsse in den ndchsten drei Jahren zu bewiltigen. Dies wird jdhrlich vom Regulator
entschieden (CREG, 2007a, S. 8).

3.5.4.4.  Teilnahmebedingung zur Auktion

Um an der Auktion teilnehmen zu kénnen, miissen einige Richtlinien befolgt werden. Es muss
von allen Anlagen die gesicherte, dauernd verfligbare Leistung angegeben werden. Thermisch
Kraftwerke miissen fiir die jeweilige Verpflichtungsperiode Liefervertrige des jeweiligen
Brennstoffes aufweisen konnen. Zusétzlich wird noch zwischen neuen und bestehenden
Anlagen unterschieden:

e Neue und im Bau befindliche Anlagen: Projekt muss registriert werden und es miissen
diverse Pline fiir Finanzierung, Anschluss, Grundstiickskauf, etc. vorhanden sein. Bei
Wasserkraftwerken muss zusétzlich eine Aufzeichnung der Wasserstdnde wihrend der
letzten 20 Jahre abgegeben werden.

e Bestehende Anlagen: Bestehende Anlagen miissen zwischen Art des Brennstoffes und
Wasserkraft auswéhlen (CREG, 2007a, S. 9).

3.5.45. Zusatzliche Funktionen innerhalb des Marktes

Um die Versorgungssicherheit auch zu Spitzenlastzeiten zu gewéhrleisten, wurden zusétzlich
zu den OEF noch vier erginzende Anwendungen implementiert, welche in Abbildung 30
dargestellt sind.

condary Market

Voluntary Disconnectable Demand
Generation Assets of Last Resort
Reconfiguration Auction

Abbildung 30: Zusatzliche Funktionen im Kapazitatsmodell (CREG, 2007a, S. 10)

% Voraussetzung ist die Verfiigbarkeit im Ernstfall
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e Beim ,,Secondary Market For Firm Energy“ handelt es sich um einen bilateralen
Markt, an dem nur Erzeugungseinheiten teilnehmen diirfen. Dadurch wird es
Kraftwerksbetreibern ermoglicht, im Falle von unzureichender Erzeugungskapazitit
oder Kraftwerksausfall durch Wartung, sich mit der erforderlichen Kapazitét fiir die
OEF-Verpflichtung abzusichern. Die Hohe dieser sogenannten Back-Up-Kontrakte
miissen auf der Handelsplattform des Secondary Markets bekanntgegeben werden, die
Teilnehmer jedoch bleiben anonym.

e FEin weiteres Service stellt die freiwillige Lastabschaltung dar (Voluntary
Disconnectable Demand). Dabei handelt es sich um eine Einbindung von Demand
Side Management in das Kapazitdtsmodell. Im Falle eines Energieengpasses konnen
Endverbraucher auf freiwilliger Basis vom Netz genommen werden. Solche Vertrige
konnen individuell zwischen Kraftwerksbetreibern und Endkunden abgeschlossen
werden.

e Die ,,Generation Assets Of Last Resort™ stellt eine Notreserve dar. Diese
Erzeugungseinheiten nehmen weder am Energiemarkt noch an der Auktion der OEF
teil. Sie dienen rein dem Zweck, zusitzliche Kapazitit wihrend eines Engpasses zu
beschaffen, wenn der Kraftwerksbetreiber nicht in der Lage ist, die verpflichtende
Menge an OEF bereitzustellen.

e Die drei bisherigen Mechanismen dienen rein den Kraftwerksbetreibern und auch die
dabei entstehenden Kosten miissen vom Kraftwerkspark tibernommen und koénnen
nicht auf die Endkunden umgewdélzt werden. Wird nach Ausfiihrung der OEF Auktion
vom Systembetreiber entschieden, dass zu viel oder zu wenig Kapazitit vorhanden ist,
so wird eine zusitzliche ,,Reconfiguration Auction* abgehalten. Die Abhaltung dieser
Auktion ist jedoch weniger komplex als die Grundauktion. Jeder Kraftwerksbetreiber
schickt einen Brief an den Systembetreiber, in welchem die verfiigbare Menge, sowie
der minimale Preis der Kapazitit, den der Kraftwerksbetreiber bereit ist zu zahlen,
festgehalten sind. Der Systembetreiber deckt daraufhin die Hohe der bendtigten
Kapazitdt mit den billigsten Angeboten (CREG, 2007a, S. 11).

3.5.4.6.  Ergebnisse der Reliability Charge

Seit Einfilhrung dieses Modells wurden zwei Descending Clock Auctions (DCA)
durchgefiihrt. Die Erste fand im Mai 2008 statt und wurde fiir die Versorgungsperiode
beginnend im Dezember 2012 veranstaltet. Insgesamt wurden zehn neue Kraftwerkseinheiten
mit einer Jahresleistung von 9.185 GWh und 62.860 GWh aus bestehenden Kraftwerken
angeboten. Die Auktion startete beim zweifachen CONE von 26,09 $/MWh und wurde im
Verlauf auf 13,99 $/MWh gesenkt. Insgesamt wurde eine Jahresmenge von 163 GWh
erfolgreich versteigert.

Die zweite Auktion wurde im Juni 2008 abgehalten und diente dem Zweck, den Lastanstieg
zwischen 2014 und 2018 auszugleichen. Der Startpreis der DCA lag beim Endpreis der ersten
Auktion von 13,99 $/MWh. Die Erzeugungseinheiten mussten Gebote fiir jedes der vier Jahre
abgeben. Die gesamte bendtigte Energie der vier Jahre betrug 6.285 GWh. Der entsprechende
Jahresanteil wurde jedoch aufgrund des geringen Startpreises kein einziges Mal erreicht
(Harbord & Pagnozzi, 2008, S. 7-12).

3.5.5. Vor- und Nachteile der Reliability Contracts

Bei einer optimalen Funktion dieses Systems treten keine Mehrkosten fiir die Endkunden auf.
Auch die zusitzlichen Zahlungen fiir die Call Optionen werden durch den Wegfall von
Preisspitzen kompensiert. Der Verbraucher erhdlt somit mehr Stabilitdit und
Versorgungssicherheit ohne mehr dafiir zu bezahlen.
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Bei den Reliability Contracts handelt es sich um ein Modell, in welchem die Erzeuger
Produkte (Call Options) verkaufen, die direkt die Versorgungssicherheit erhohen. Die
Versorgungsunternehmen  erhalten  fiir ~ ihre  Zahlungen eine  Erhoéhung  der
Versorgungssicherheit und eine Stabilisierung des Borsenpreises.

Eine Besonderheit stellt auch die Vertrdglichkeit des Systems mit dem Handel des
Nachbarsystems, vor allem in dezentralisierten Mairkten, dar. Versorgungsunternehmen im
eigenen Marktgebiet sind aufgrund der Call Options komplett gegeniiber Preisspitzen
abgesichert. Handelt es sich beim Nachbarsystem zum Beispiel um einen reinen
Energiemarkt, so wiirden die Versorgungsunternehmen im Energiemarkt nur bis zu einer
Preishohe, welche dem VoLL entspricht mitbieten, wihrend die Versorger im Markt mit den
Reliability Contracts auch hoher bieten kdnnten, da jene gegen Preisspitzen abgesichert sind.
Im Falle eines Engpasses wiirde die gesamte Kapazitit, die innerhalb des Marktes mit den
Reliability Contracts verfiigbar ist, nur von den eigenen Markteilnehmern erstanden werden
(StiBenbacher, 2011, S. 268-269).

Die Auktion in welcher die Call Optionen gekauft werden, muss streng iiberwacht werden,
um die Ausnutzung von Marktmacht zu verhindern. Weiters sollte sie mehrere Jahre im
Voraus abgehalten werden. Neue Teilnehmer konnen vorerst nur Reliability Contracts
verkaufen und erst nachtréglich die erforderlichen Kapazititen bauen.

Die urspriingliche Idee dieses Modells war die Funktion innerhalb eines zentralen Marktes in
einem Pool, in welchem der Systembetreiber mehr Kontrolle hat als in einem dezentralisierten
Markt. Ferner stellen bilaterale Langzeitkontrakte Probleme dar. Erzeugungseinheiten mit
langfristigen Vertrigen wiirden beim Uberschreiten des Optionspreises Zahlungen an den
Betreiber leisten miissen, erhalten aber keine fiir den Verkauf von Optionen. Sie wiirden nur
dann keinen Verlust machen, wenn die Hohe der bilateralen Vertrdge der Hohe der verkauften
Optionen entsprache (DeVries, 2006, S. 28).

Betrachtet man den Markt Kolumbiens, erkennt man weitere Vorteile dieses Mechanismus.
Der Preis der Call Options wird rein durch den Markt gesteuert. Es sind keine komplexen
Berechnungsalgorithmen oder kiinstliche Nachfragekurven notwendig.

Ist ein Erzeuger nicht in der Lage die vereinbarte Menge an Energie bereitzustellen, muss er
den fehlenden Teil am Spotmarkt zu einem wesentlich hoheren Preis zukaufen. Dies stellt
einen starken Anreiz fiir die Bereitstellung der Energie dar und es sind keine aufwendigen
Strafzahlungen notwendig.

Durch die lange Vertragsdauer der Call Options, besonders bei neuen Anlagen, wird ein
langfristiges Preissignal an die Erzeugungsunternehmen weitergegeben (Siilenbacher, 2011,
S. 265-266).

Vorteile Nachteile
Versorger kaufen Produkte, welche direkt die Fiir den Finsatz in einem Poolmarkt entwickelt
Versorgungssicherheit erhdhen
Keine Strafzahlungen nétig Probleme bei langfristigen bilateralen Vertrigen
Preis der Call Options vom Markt bestimmt Auktion ist anfillig fiir Manipulation
Robust gegeniiber Engpissen im Nachbarsystem
Langfristiges Preissignal

Tabelle 18: Vor- und Nachteile der Reliability Contracts
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3.6. Capacity Subscriptions

3.6.1. Funktion der Capacity Subscriptions

Bei den Capacity Subscriptions (CS) handelt es sich um das Anreizmodell, welches sich am
meisten am Markt orientiert. Auch hier wird wieder ein, vom Energiemarkt getrennter,
Kapazitdtsmarkt eingefiihrt.

Ziel dieses Modells ist die Implementierung eines Lastabwurfmanagements. Dies ist im
Normalfall inaktiv. Zu Spitzenlastzeiten wird jedoch die Leistung jedes Verbrauchers
limitiert. Dieses Limit wird individuell von den Verbrauchern durch den Kauf von Kapazitit
festgelegt. Der Preis dieser verfligbaren Kapazitét legt fiir jeden Verbraucher individuell den
Wert der zu beziehenden Leistung fest, zuziiglich werden durch den normalen Energiepreis
die variablen Kosten der Erzeugungsunternehmen gedeckt. Erzeugungseinheiten erhalten
durch die individuellen Verfiigbarkeitszahlungen der Verbraucher ein signifikantes
Preissignal. Verbraucher zahlen fiir die gewiinschte Hohe an Versorgungssicherheit, bzw.
Kapazitit. Bei diesem Mechanismus handelt es sich auch um den einzigen, bei dem die
Kunden selbst die Hohe der verfiigbaren Kapazitit vorgeben. Somit konnen die Verbraucher
thre Last selbst verwalten, was zu einer Okonomisch effizienten Funktionsweise fiihrt
(DeVries, 2004, S. 126).

3.6.2. Ermittlung der erforderlichen Capacity Subscriptions

Abbildung 31 gibt eine graphische Ubersicht iiber die Funktion der Capacity Subscriptions.
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Verfiigbare Leistung Verfiigbare CS

Abbildung 31: Angebot und Nachfrage bei Capacity Subscriptions

Ka stellt die maximal verfiigbare Menge der Capacity Subscriptions dar und entspricht der
gesamten verfiigbaren Kapazitit. Die Verbraucher wollen sich mit einer gewissen Menge an
Kapazitidt eindecken, diese entspricht dem geschitzten Verbrauch des Konsumenten.
Erzeugungsunternehmen sind somit vertraglich verpflichtet, ausreichend Kapazitit zu
installieren um die Lastspitze decken zu konnen. Dies fiihrt zu einer Verschiebung der
Angebotskurve von Se auf Se’. Bei niedriger Last liberschreitet die Energienachfrage nicht
das Erzeugungsangebot und die Sicherung welche fiir den Lastabwurf zustdndig ist, ist
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inaktiv, was durch die Kurve Da dargestellt wird. Kommt es jedoch bei hoher Last zu keiner
Uberschneidung zwischen Angebot und Nachfrage, aktiviert der Systembetreiber die
Sicherungen und es kommt bei Kunden mit geringer Zahlungsbereitschaft zu Lastabwiirfen.
Auf der rechten Seite von Abbildung 36 ist der Handel mit den Subscriptions dargestellt. S
stellt wieder die verfiigbare Menge an Capacity Subscriptions dar, welche kurzfristig auf die
Hohe der verfiigbaren Kapazitdt limitiert ist. Dcs stellt die Nachfragekurve dar. Man erkennt
eine wesentlich hohere Elastizitdt dieser Kurve im Vergleich zur Nachfrage an Elektrizitit
selbst. Steigt der Preis der Capacity Subscriptions an, werden nicht mehr alle Nachfrager
bereit sein, diesen zu bezahlen, bzw. werden sich weniger Kapazitit zusichern. Steigt dieser
Preis iiber die langzeitigen Grenzkosten eines Kraftwerkes an, so stellt dies einen Anreiz fiir
neue Investitionen dar (DeVries, 2004, S. 127).

3.6.3. Vor- und Nachteile der Capacity Subscriptions

Dieses Modell erlaubt es dem Markt selbst, das gewiinschte Mal} an Kapazitit zu bestimmen.
Dadurch wird es fiir den Systembetreiber leichter Lastprognosen zu erstellen.

Die stetigen Einnahmen aus den CS haben eine Verringerung des Investitionsrisikos zur
Folge.

Ein Problem stellen Uber- und Unterinvestitionen dar. Ist in einem System geniigend
Kapazitit vorhanden, so sind die Preise der CS sehr nieder. Folglich werden keine neuen
Investitionen getdtigt. Steigt nun der Energiebedarf bis an die Grenze der vorhandenen
Kapazitdt an, so steigen auch die Preise der CS an, was zu neuen Investition fiihrt. Zusétzlich
kommt noch die lange Planungs- und Vorlaufzeit von Erzeugungsanlagen hinzu. Es dauert
mehrere Jahre bis wieder geniligend Reservekapazitit vorhanden ist. Diese lange Vorlaufzeit,
zusammen mit den hohen Preisen, fithrt wieder zu einer Uberinvestition und der Kreislauf
beginnt von vorne.

Dieses Phdnomen beschreibt den Zusammenhang mit dem reinen Energiemarkt. Einen
Unterschied stellt die Flexibilitdt der Kapazitdt dar, welche sich viel elastischer gestaltet als
die Nachfragekurve der Energie. Durch die grofle Elastizitit der Kapazitit kann es zu
Verzogerungen bei Investitionen kommen.

Im Falle eines groflen Importanteils von Kapazitit aus einem benachbarten Marktgebiet, gibt
es eine Moglichkeit um die Capacity Subscriptions auch im eigenen Versorgungsgebiet
attraktiv zu machen. Dies ist vor allem dann interessant, wenn die Versorgungssicherheit der
importierten Kapazitdt nicht sehr hoch ist. In diesem Fall erlaubt der Systembetreiber
lediglich den Verkauf von gebietseigenen Subscriptions. Folglich wird in die eigene
Versorgungssicherheit investiert. Ein weiterer Vorteil an diesem System ist, dass es
problemlos in einem dezentralisierten Markt eingesetzt werden kann.

Kapazitatsriickhaltung ist in diesem Marktmodell sehr unwahrscheinlich, da sich die
Erzeugungseinheiten verpflichten, ein gewisses Mal} an Kapazitéit bereitzustellen. Aufgrund
dessen, dass die Nachfrage auf die verfiigbare Erzeugungskapazitit beschriankt wird und es
daher kaum zu Engpédssen kommen kann, wire ein plotzlicher Preisanstieg suspekt in Bezug
auf Manipulation. Lediglich beim Ausfall einer Erzeugungseinheit, was zu einer geringeren
Kapazitét fiihrt, als bendtigt wird, ist es mdglich, dass es zu einem rasanten Preisanstieg
kommt. Um solche Preisspitzen zu verhindern, miissen empfindlich hohe Strafzahlungen
eingefiihrt werden. Diese sollten in der Hohe des durchschnittlichen VoLL liegen.

Durch die Capacity Subscriptions bekommt der Verbraucher einen starken Anreiz, zu
Spitzenlastzeiten, seinen Verbrauch zu senken. In Summe gesehen fiihrt dies zu einer
erhohten Effizienz des gesamten Systems. Es wird weniger Erzeugungskapazitit bendtigt, und
die vorhandene Kapazitét effizienter genutzt.

Ein grofles Problem der CS tritt momentan noch bei der Durchfiihrbarkeit des Mechanismus
auf, da groBe Anderungen im Energiesystem erforderlich wiren. Es miisste bei jedem
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Verbraucher ein ,,Load Limiting Device (LLD)* installiert werden, was enorme Kosten und
Aufwand hervorrufen wiirde (DeVries, 2004, S. 162-164).

Damit verhindert wird, dass Erzeugungsunternehmen mehr CS ausstellen, als sie bereitstellen
konnen, miissen hohe Strafzahlungen eingefiihrt werden. Diese miissen mindestens in der
Hohe des VoLL liegen. Daraus ergibt sich ein weiteres Problem, die genaue Berechnung
dieser Strafzahlungen (Doorman G. , 2005, S. 14).

Bei den CS handelt es sich um den einzigen Kapazitdtsmechanismus, der eine Differenzierung
der einzelnen Verbraucher ermdglicht. Der Charakter des offentlichen Gutes der Kapazitit
geht verloren, jeder Teilnehmer bezahlt fiir seine individuelle Hohe an Versorgungssicherheit.
Aufgrund der bedingten Systemédnderungen wird das Modell der CS noch linger theoretischer

Natur bleiben.

Vorteile

Nachteile

Mal an Kapazitit durch den Markt bestimmt

Mdgliche Unter- und Uberinvestitionen

Stetige Einnahmen verringern das Investitions-
risiko

Verzégerung von Investitionen durch Elastizitit
der Kapazitit

Einsatz im zentralen und dezentralen System

Bendtigt Strafzahlungen

Schwer zu manipulieren

Bis jetzt nur theoretisches Modell

Verbraucher erhalten Anreiz Energie zu sparen

Tabelle 19: Vor- und Nachteile der Capacity Subscriptions
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3.7. Zusammenfassung der Kapazitatsmechanismen

In den Kapiteln 3.1 bis 3.6 wurde ein Uberblick iiber verschiedene Kapazititsmechanismen
gegeben. Anhand der theoretischen Beschreibungen der Modelle, sowie deren Anwendung in
verschiedenen Mérkten, wurden die Vor- und Nachteile der Mechanismen beschrieben.
Strategische und operative Reserve ermdglichen zwar die kurzfristige Bereitstellung von
Kapazitat. Durch die Abhéngigkeit von Preisspitzen kommt aber kein langfristiges Preissignal
zustande, wodurch das Investitionsrisiko erhoht wird.

Die administrativen Kapazititszahlungen fiihren zu einer Stabilisierung des Energiepreises
und die getétigten Investitionen sind nicht mehr von Preisspitzen abhingig. Der Anreiz erfolgt
iiber die Preissetzung der Kapazititszahlungen, welche vom ISO bestimmt werden.

Bei den Kapazititsverpflichtungen wird die Hohe der zu beschaffenden Kapazitit den
Versorgungsunternechmen vorgeschrieben. Investitionsanreize werden durch die Zahlungen
der Kapazititsverpflichtungen getétigt. Kapazititszahlungen und Kapazititsverpflichtungen
besitzen hingegen das Problem, dass die optimale Hohe der Kapazitit und des dazugehorigen
Preises sehr schwer zu bestimmen ist.

Das Modell der Reliability Contracts erlaubt es dem Markt, den Preis der gehandelten Option
selbst zu bestimmen. Durch richtige Handhabung dieses Mechanismus wird ein langfristiges
Preissignal gesetzt. Versorger investieren direkt in die ldngerfristige Versorgungssicherheit.
Die Capacity Subscriptions sind der einzige Mechanismus der eine Differenzierung der
Endkunden nach deren Zahlungsbereitschaft ermdglicht. Bis jetzt ist dieses Modell allerdings
nur von theoretischer Natur.

Jeder Kapazititsmechanismus besitzt Stirken und Schwichen. Manche sind besser fiir den
Einsatz im Poolmarkt geeignet, andere wiederum fiir einen reinen Energiemarkt. Bei korrekter
Implementation und Feinabstimmung auf den Markt, liefern alle beschriebenen Modelle
theoretisch die gewiinschten Ergebnisse.
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4. Der PIM-Markt

Das Marktgebiet von PJM erstreckt sich liber weite Teile der USA (sieche Abbildung 32) und
versorgt etwa 51 Millionen Einwohner. Beim Elektrizititsmarkt handelt es sich um ein
Poolmodell, dessen Koordination von PJM (ISO) durchgefiihrt wird. (PJM, 2011)

Abbildung 32: Marktgebiet des PIM Marktes (FERC, 2011)

In Abbildung 33 erkennt man, dass der grofite Teil der Kosten aus dem Energiemarkt stammt.
Der Anteil lag im Jahr 2008 bei iiber 70%.

TOTAL: $84.66/MWh

*Values are PJM averages
and do not reflect potential
locational cost differences.

Energy, 71.00

Reliabilty ~ (Capacity),
8.12
Transmission, 3.56

Regulation, 0.68

Black Start, 0.02

Synchronized Reserve,

0.08 Operating Reserve, 0.60
Trans. Owners Control | PJM Cost 0.21
0.09 Reactive, 0.30 B

Abbildung 33: Kostenaufteilung im PJM Markt 2008 (PJM, 2009j, S. 9)
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4.1. Energiemarkt

PJM Interconnection stellt den unabhéngigen Systembetreiber dar, der den GroBhandel des
Energiemarktes koordiniert. Ein groBer Unterschied zum europdischen Strommarkt im
Marktgebiet der EEX, stellt nicht nur die Verwendung eines Poolmodells mit ISO dar,
sondern auch die Einfiihrung eines Knotenpreis-Verfahrens. Der Knotenpreis soll den Wert
der Energie in einem gewissen Knoten widerspiegeln.

Der Energiemarkt selbst besteht aus einem Day-Ahead Markt und einem Real-Time Markt
(PIM, 2011).

4.1.1. Locational Marginal Pricing

Beim Knotenpreisverfahren (LMP) wird die Energie nach dem Wert der Verfligbarkeit im
jeweiligen Netzknoten berechnet. Es entstehen somit unterschiedliche Energiepreise in den
einzelnen Netzknoten. Der LMP gibt den geringsten moglichen Preis der Energie im
gewlinschten Netzknoten an. Der jeweilige LMP wird fiir den Day Ahead Energy Market und
fiir den Real Time Energy Market ermittelt.

Der Einsatz der Kraftwerke in den Knoten muss so geplant werden, dass die drei folgenden
Kriterien erfiillt sind:

e Thermischen Limits der Leitungen diirfen nicht {iberschritten werden;

e Die zuldssige Spannungshohe darf nicht iiberschritten werden,;

e Die Stabilitdt des Systems darf nicht gefdhrdet werden.

LMP = SystemEnergyPrice + TransmissionCongestionCost [4.1]
+ CostOfMarginalLosses

System Energy Price:

Der systemweite Energiepreis stellt jenen Preis dar, der bei optimalem Kraftwerkseinsatz des
vorhandenen Kraftwerkparks entsteht, wenn man die Ubertragungsverluste und Netzengpisse
ignoriert. Er ist fiir alle Knoten innerhalb des PJIM Marktgebietes gleich und wird fiir den
Day-Ahead Market sowie fiir den Real Time Market berechnet. Es handelt sich dabei um
jenen Preis, der am Spot Market fiir Energie bezahlt werden muss, bzw. wie viel Erzeuger
dafiir erhalten

Transmission Congestion Cost:

Diese Kosten entstehen durch Ubertragungsengpisse. Gibt es in einem Netzgebiet keine
Engpésse, so betragen diese Kosten Null Dollar. Es entsteht somit an jedem Netzknoten ein
Preiszuschlag der den lokalen Wert der Energie widerspiegelt.

Diese Engpasszahlungen werden stiindlich berechnet und als Credits an die Inhaber von
Ubertragungsrechten (Financial Transmission Right, FTR) weitergegeben. Die Kosten werden
wieder fiir den Day Ahead Market und den Real Time Market berechnet.

Cost of Marginal Losses:

Die Kosten der entstehenden Ubertragungsverluste werden ebenfalls in die Berechnung der
Knotenpreise einbezogen (PJM, 2009¢, S. 9-15).

Abbildung 34 stellt ein Beispiel fiir Ubertragungsverluste dar.
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50 Miles

Fo Power Out: 90.946 MW
Power In: 100 MW
Power Loss: 9.054 MW
Voltage In: 235 KV
Voltage out: 213.72 KV
Current In: 425.53 A
Current Cut; 42553 A
Abbildung 34: Beispiel fiir Ubertragungsverluste (PJM, 2009, S. 15)

4.1.1.1. Dispatch Rate

Die Dispatch Rate wird fiir jedes Kraftwerk innerhalb des Marktgebietes von PJM berechnet
und stellt den Preis pro angebotenem MW dar. Zusétzlich zur Dispatch Rate wird von PJM
eine Leistung vorgegeben, die fiir den Knoten, sowie das Kraftwerk am wirtschaftlichsten
ist*. Nach diesem Gesichtspunkt erfolgt auch der weitere Kraftwerksdispatch (PJM, 2009e, S.
23).

4.1.1.2. Penalty Factor

Der Verlust der durch die Ubertragung der Leistung in einen bestimmten Knoten entsteht wird
durch den Penalty Factor in die Planung des Kraftwerkeinsatzes eingebracht.

1
Pfi=——r
APl [4.2]
(1 =257
mit
Pl Penalty Faktor fiir die Resource i
APl o Anderung der Verluste (MW)
APjooiiii, Anderung in der Erzeugung (MW)

Kommt es aufgrund eines Lastanstieges zu einer Erhdhung der Verluste in einem Knoten, so
ist der PF grofB3er als eins. Mit diesem Faktor wird die Angebotskurve der Erzeugungseinheit
multipliziert. Ab einem PF grofer als eins wird der Einsatz der Einheit immer unattraktiver.
Wird durch eine hohere Erzeugung jedoch der Verlust im Knoten verringert, ist der Penalty
Faktor kleiner als eins und die Einheit wird eingesetzt. In diesem Fall liegt der Knotenpreis in
der Hohe des urspriinglichen Angebots dieser Einheit (PJM, 2009e, S. 25).

" Economic Basepoint einer Erzeugungseinheit.
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4.1.1.3.  Bedingungen der Kraftwerke zur Setzung des Knotenpreises

Gaskraftwerke und Dampfkraftwerke konnen wunter bestimmten Bedingungen den
Knotenpreis bestimmen.

Gaskraftwerk: FEin Gaskraftwerk kann dann den Knotenpreis festlegen, wenn der
Angebotspreis kleiner oder gleich der Dispatch Rate ist. Zusdtzlich muss der Wert des State
Estimators”, fiir die entsprechende Einheit groBer als Null sein. Weitere Moglichkeiten
bestehen im Falle des dkonomischen’® Einsatzes oder bei einem Einsatz aufgrund eines
Ubertragungsengpasses.

Dampfkraftwerk: Fiir Dampfkraftwerke gelten die gleichen Bestimmungen mit einer
Ausnahme. Die erzeugte Leistung durch das Kraftwerk muss unterhalb von 110% jener
Leistung sein, die durch den State Estimator fiir das jeweilige Kraftwerk ermittelt wurde.
Transaktionen des Pools: Zusédtzlich kann durch jegliche Transaktionen in oder aus dem Pool
hinaus, der Knotenpreis festgelegt werden. Einzige Bedingung ist, dass der Angebotspreis
beim Energieimport kleiner gleich der Dispatch Rate, bzw. grofer gleich der Dispatch Rate
beim Export ist (PJM, 2010, S. 18f).

4.1.1.4. Berechnung der Real Time Energy Preise

Die Berechnung der Real Time Energy Preise erfolgt durch mehrere Module und wird
systemweit alle fiinf Minuten durchgefiihrt.

Resource . Dispatch Rates
Offers . Unit Desired MW
~—— Dispatch
System
Real-TIme State Eligible Resources

Data Estimator

Energy Demand
Real-Time MW
System Topology

Real-Time
LMPs
for all
Locations

PJM Unit
Dispatcher ________| Dispatch Binding
Input System Transmission

Constraints

Abbildung 35: Modell der Knotenpreisberechnung in Echtzeit (PJM, 2010, S. 8)

Mittels des in Abbildung 35 dargestellten Software Tools ist es moglich auf Anderungen der
Last, der Erzeugung oder Zwischenfille bei der Ubertragung, in nahezu Echtzeit zu reagieren

und den Kraftwerkseinsatz neu zu planen’”.

% Der State Estimator ist eine Software die den Lastfluss berechnet und optimiert. Angaben in MW

% Es ist ckonomisch gesehen sinnvoller das betreffende Kraftwerk weiter einzusetzen, und die fehlende
Preisdifferenz auf die Betriebskosten aus dem Pool zu decken.

°7 Dispatch bzw Redispatch
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Power Balance:

n
Z APi — Loss =0 [4.3]
i=1
Network Constraints:
n
Z Aij * (APi — Di**%% % Loss) < 0 [4.4]
i=1
Resource Limits:
AP{™" < APj < APi™4¥ [4.5]
mit
APi..ooiiiiiiiiiiiiiiiie, Anderung der Leistung (Einspeisung und Verbrauch)
LoSS.iuviiiiiiiiiiiiiee Systemverluste
API™% maximale Leistung einer Ressource
API™™ e, minimale Leistung einer Ressource
DikoSs Verteilung der Systemverluste
Afjeiiiiiiiiiiiiii Faktor fiir die Berlicksichtigung von Engpisse

Endgiiltiger Preis im Knoten i:

1
LMPi = 1 — Z[Aik S (SPR + A% G = ) [4.6]
dLoss
Pfi=(1- -1 4.7
fi= -5 4.7
mit
LMPi...ooooviiiiiiiin Endgiiltiger Preis im Knoten i
A marginaler Systempreis im Knoten i
Al Faktor fiir die Beriicksichtigung eines Engpasses im Knoten 1
SPK. e Shadow Price’® im Engpass
Pl Penalty Faktor fiir die Ressource i

Der Real Time LMP wird fiir jeden Knoten, alle fiinf Minuten berechnet. Dies hat jedoch
keinen Einfluss auf Zahlungen der Teilnehmer, da dies rein der Information dient. Diese
Daten werden dann fiir jede Stunde aufsummiert und an die Versorgungsunternehmen in
Rechnung gestellt.

% Shadow Price = jener Preis der in einem Engpass entsteht wenn eine zusitzliche Einheit im bendtigten Gebiet
entstehen wiirde (About.com; Economics)
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Locational Marginal Pricing wird zur Abrechnung vieler Markt Services herangezogen.

e Spot Market Energy: LMP wird fiir die Berechnung der Verkaufspreise am Sport
Markt herangezogen.

e Operating Reserve: LMP wird fiir die Bewertung herangezogen, ob die Entlohnung
der Operating Reserve in der Hohe der Bereitstellungskosten liegt.

e Transmission Congestion: Wird zur Berechnung von Leitungsengpéssen
herangezogen, um die Hohe der Financial Transmission Right Credits (FTR Credits)
zu ermitteln.

e Transmission Losses: Die Ubertragungsverluste werden ebenfalls durch LMP
errechnet.

e Emergency Energy und Response Programs.

e Metering Reconcilation: Die durchschnittlichen LMPs werden monatlich
herangezogen um auf Fehler in Bezug der Verrechnung zwischen Teilnehmer und den
einzelnen Regelzonen (Control Areas) aufmerksam zu werden.

Erzeugungsunternehmen werden in Abhéingigkeit des Knotens in welchen eingespeist wird,
bezahlt und Versorgungsunternehmen miissen die Energie in Abhéngigkeit des Knotens, aus
dem entnommen wird bezahlen (PJM, 2010, S. 14-18).

4.1.2. DayAhead Energy Market

Uber den Day-Ahead Markt (DA Markt) kénnen Teilnehmer Energie fiir jede Stunde des
nichsten Tages kaufen oder verkaufen. Die Preise werden pro Knoten fiir jede Stunde
ermittelt und setzen sich aus dem Day-Ahead Systempreis, dem Day-Ahead Congestion Preis
und dem Day-Ahead Loss Preis zusammen.

Um 12.00 h wird die Auktion geschlossen. Nach Beendigung der Auktion wird der Preis fiir
jeden Knoten unter Beriicksichtigung von Engpissen, Ubertragungsverlusten und optimalem
O0konomischen Kraftwerkseinsatz, berechnet. Es werden auch bilaterale Handelsabkommen,
sowie externe Erzeugungseinheiten, die innerhalb des PJM Pools ihre Energie anbieten,
berticksichtigt. Um 16.00 h werden die Ergebnisse auf der Homepage von PJM ver6ffentlicht.
Die abgegebenen Gebote sind fiir alle Teilnehmer bindend und diirfen das Preiscap von
1000 $/MW nicht iiberschreiten (PJM, 2010a, S. 17 f).

4.1.3. Real-Time Energy Market

Der Real-Time Energy Market (RT Markt) stellt den Echtzeitmarkt von PJM dar. Alle
Erzeugungseinheiten die als PJM Kapazititen deklariert sind, sowie Demand Response,
welche ihre Energie nicht am DA Markt anbieten, konnen am Echtzeitmarkt teilnehmen. Die
Gebote konnen innerhalb eines Zeitfensters von zwei Stunden (16.00 h-18.00 h) eingegeben
werden. Die Knotenpreise werden in Echtzeit alle fiinf Minuten ermittelt.
Versorgungsunternechmen die am DA Markt zu wenig Energie bezogen haben, um die Last
innerhalb des Versorgungsgebietes decken zu konnen, miissen sich die Differenz am RT
Markt besorgen. Wurde zu viel Energie erstanden, bekommen die LSE Erlése in Hohe der
Abweichungen zu der geplanten Menge. Bei Erzeugungsunternehmen verhélt es sich gleich.
Alle Kdufe und Verkédufe werden auf die Echtzeitpreise der einzelnen Knoten bezogen (PJM,
2010a, S. 171).
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4.1.4. Teilnahmebedingungen der Erzeugungsunternehmen

Es konnen alle Erzeugungseinheiten am DA Markt und am RT Markt teilnehmen, sofern
gewisse Kriterien beachtet werden.

Erzeugungseinheiten, welche als PJIM Kapazititen deklariert sind, mussen fiir alle Stunden
des Day-Ahead Marktes Angebote erstellen, auch im Fall, dass sie nicht verfiigbar sind.
Sollten sie jedoch aufgrund eines zu hohen Angebotspreises bei der Auktion nicht zum Zug
kommen, kann die Einheit ihr Angebot zurlickziehen und am Real-Time Market teilnehmen.
Fiir andere Erzeuger (externe Erzeuger sowie Demand Response) besteht die Moglichkeit,
freiwillig am Day-Ahead Markt teilzunehmen. Kraftwerke miissen jeweils eine Woche im
Voraus den Erzeugungsplan bereitstellen. Angebote konnen hier ebenfalls bereits gemacht
werden, sind jedoch noch nicht bindend. Nur fiir den Fall, dass die Anfahrtszeit zuziiglich der
minimalen Einsatzdauer zwei Tage tiberschreitet, miissen die Kraftwerksbetreiber bindende
Angebote fiir die nédchsten sieben Tage erstellen. Auch fiir die Angebotsseite gilt die
Preisobergrenze von 1.000 $/MWh. Erzeugungseinheiten wie Wasserkraft, Windenergie und
Photovoltaik bekommen bei bilateralem Handel den Status ,,must run‘“ und beim Handel iiber
den Pool ,,economic*, was zur Folge hat, dass sie dauernd eingesetzt werden (PJM, 2010a, S.
20).

Jegliche Angebote, egal ob Kauf oder Verkauf, miissen iiber die Internetplattform eMKT"
eingegeben werden. Angebote von Erzeugungsunternehmen unterliegen gewissen
Vorschriften. Es gibt kostenbasierende Angebote und preisbasierende Angebote.

4.1.4.1. Kostenbasierende Angebote

Eine jede Erzeugungseinheit innerhalb des PJM Marktgebietes muss ein kostenbasierendes
Angebot erstellen. Dieses Angebot kommt zur Anwendung, wenn es am Ort der Einspeisung
zu einem Engpass kommt.

Fiir die Angebotserstellung gibt es zwei Hauptkostenanteile:

e Anfahrtskosten: Kosten die entstehen bis der Heizkessel, Boiler, etc. auf
Betriebstemperatur ist.

e Stiindlichen Produktionskosten: Dabei handelt es sich um jene Kosten die stiindlich
entstehen, wenn das Kraftwerk bereits in Betrieb ist. Dabei wird nochmals zwischen
zwel Kostenstellen unterschieden. Die No-Load Kosten beschreiben die Kosten, die
beim Heizen des Kessels, betreiben der Turbine usw. entstehen und keinen Effekt auf
die Erzeugung von Energie haben. Die zweite Position (Segmented Energy Costs)
beschreibt die Kosten, die fiir die Erzeugung ab 0 MW, stiindlich entstehen.

Fiir die Berechnung dieser Hauptkostenanteile werden folgende Teilkosten herangezogen :
e Brennstoffkosten,
e Kosten fiir Schadstoffemissionen,
e Zuschlag zu den variablen Betriebs- und Wartungskosten (Luftfilterwechsel,
Abwasserwirtschaft, Wechsel von Verschleifiteilen,...).
Tabelle 20 zeigt eine mogliche Zusammensetzung der Hauptkostenanteile

Type of Cost Element Fuel Costs SO, Allowances | NO, Allowances Op. & Maintance Adders
Steam and CC 87% 4% 1% 7%
CT 96% <1% <1% 3%

Tabelle 20: Zusammensetzung von kostenbasierenden Angeboten (PJM, 2009j, S. 14)

% eMKT bildet den Handelsplatz fiir DA Market, Regulation Market und Synchronized Reserve Market. Der RT
Market wird iiber eMTR abgehalten.
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Zusitzlich zu den Hauptkosten gibt es noch Zusatzkosten.

e Ten Percent Adder: Zuschlag von 10% auf die Berechnung der Kosten, um
gegebenenfalls Unsicherheiten bei der Berechnung abzudecken.

e Frequently Mitigated Unit Adder: Fiir den Fall, dass die Erzeugungseinheit aufgrund
eines Engpasses einem Angebotscap fiir mehr als 60% des Jahres unterliegt, wird ein
Zuschlag von 20 $/MWh, bei 70% ein Zuschlag von 30 $/MWh und bei 80% ein
Zuschlag von 40 $/MWh gewihrt.

e Opportunity Costs: Opportunititskosten fiir Kraftwerke bei Einsatzbeschrankungen
durch den ISO (z.B. aufgrund von Emissionen)

Benutzt eine Erzeugungseinheit mehrere Brennstoffe, so muss fiir jede Art ein
kostenbasierendes Angebot abgegeben werden (PJM, 2009, S. 11f1).

4.1.4.2.  Preisbasierende Angebote

In Zeiten, in denen kein Ubertragungsengpass vorherrscht, konnen Erzeugungseinheiten auch
preisbasierende Angebote abgeben. Dieses Angebot wird nur durch das Angebotscap von
1000 $/MWh beschrankt. Die Hohe dieser Angebote konnen somit individuell gesetzt werden.
Diese beruhen jedoch auf freiwilliger Basis (PJM, 2009;, S. 11).

4.2. Kapazitatsmarkt

4.2.1. RPM Modell

Das Reliability Pricing Model des PJIM Marktes wurde bereits ausfiihrlich in Kapitel 3.4.2
beschrieben.

4.2.2. Bepreisung der operativen Reserve

Die Funktion der operativen Reserve im PJM Markt wurde bereits in Kapitel 3.3.2 erldutert.
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4.3. Ancillary Services

Zur Bereitstellung von Ausgleichsenergie werden in PJM drei verschiedene Mirkte
angeboten. Abbildung 36 gibt einen Uberblick dieser Mirkte und stellt die maximale
Bereitstellungsdauer der gehandelten Produkte dar.

35
30
§ 25 |
'§ Day-Ahead Scheduling
K= 20 Reserve Market
%D B Synchronized Reserve
5 15 Market
@ B Market Based Regulation
= 10 —
[
M
5 .
0 : . 1

< 5 Minuten < 10 Minuten < 30 Minuten

Abbildung 36: Markte fur Ausgleichsenergie im PJM Markt

4.3.1. Market-Based Regulation

Versorgungsunternehmen miissen sich mit einer gewissen Menge an Energie eindecken, um
die Lastspitze im Versorgungsgebiet decken zu konnen. Zusitzlich zu dieser Energie wird von
PJM auch noch 1% der stiindlichen Lastspitze als Regelenergie vorgeschrieben. Hierbei wird
zwischen Off-Peak (00.00 h-04.59 h) und On-Peak (05.00 h-23.59 h) unterschieden. LSE
konnen die Regelleistung durch Eigenerzeugung, bilateralen Handel oder durch Einkauf am
Pool aufbringen.

Fir Erzeugungseinheiten die am Regelenergiemarkt teilnehmen, trat mit 1.12.2008 die
Regelung in Kraft, dass ein kostenbasierendes Angebot Pflicht ist. Eine weitere Bedingung
stellt die maximale Zeit (fiinf Minuten), bis die Energie verfiigbar ist, dar. Neben dem
kostenbasierenden Angebot, miissen auch noch folgende Daten des Kraftwerks mitgeliefert
werden:

e Brennstoffkosten: Besonders wichtig, wenn es zu einer Verringerung der Leistung,
unter den optimalen Okonomischen Arbeitspunkt, kommt, da in diesem Fall die
Brennstoffkosten pro erzeugter Einheit ansteigen.

e Die Heizrate im optimalen 6konomischen Arbeitspunkt;

e Die Heizrate im Punkt der am niedrigsten angebotenen Regelleistung;

e Die variablen Betriebs- und Wartungskosten.

Tabelle 21 stellt ein Beispiel fiir eine mogliche Angebotslegung dar:

Status Angebot |Regelfdhigke| Regelfdhig | Regelfdhig | Min. Regelung
(MW) it (MW) bis (MW) ab (MW) (MW)
Verfligbar $30 10 200 100 5

Tabelle 21: Beispiel fur eine Angebotslegung (PJM, 2010b, S. 12f)
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Das Kraftwerk bietet im Produktionsbereich von 100 bis 200 MW eine Regelleistung von
maximal 10 MW an. Der Dispatch erfolgt jedoch erst ab einer mindestens bendtigten
Regelleistung von 5 MW. Der Preis pro MW betrdgt 30 $.

Der Marktpreis fiir Regelleistung ergibt sich durch den Schnittpunkt von Angebot und
Nachfrage. Die Nachfrager stellen die Versorgungsunternehmen dar und die Anbieter die
Erzeugungseinheiten. Die Angebote der Erzeuger werden nach steigendem Angebotspreis
gereiht, bis es zu einem Schnittpunkt mit der Nachfrage kommt. Der Angebotspreis der
Erzeuger beinhaltet die Menge an Regelleistung sowie die Oppertunititskosten'” und darf
100 $/MW nicht iibersteigen.

Planen Erzeugungseinheiten den Einsatz der Regelenergie selbst, so sind sie innerhalb der
jeweiligen Stunde Preisnehmer und somit an den Auktionspreis gebunden. Diese Einheiten
erhalten jedoch keine Opportunitdtskosten. Kraftwerke die von PJM eingesetzt werden,
konnen ein Angebot abgeben. Liegt dies innerhalb der gewéhlten Stunde im 6konomischen
Rahmen, so erhélt es den Zuschlag. Diese Kraftwerke erhalten zusitzlich zum Angebot noch
die Opportunitétskosten, obwohl nicht garantiert wird, dass diese Einheit auch eingesetzt
wird. Wird ein Kraftwerk eigens von PJM angefordert, so erhilt dieses zusitzlich noch die
Anfahrtskosten (PJM, 2010b, S. 12f).

4.3.2. Synchrone Reserve

Der Markt der synchronen Reserve ist in zwei Zonen und einer Subzone unterteilt: Der RTO-
Synchronised Reserve Zone, die Southern Synchronised Reserve Zone und die Mid-Atlantic-
Subzone. In jeder Zone werden die erforderliche Reserve und der resultierende Marktpreis
einzeln bestimmt (PJM, 2010b, S. 87f).

4.3.2.1. Bereitstellung der synchronen Reserve

Synchrone Reserve kann von allen regelfihigen Kraftwerken bereitgestellt werden. Im
Besonderen jedoch von Gas-, Dampf- und Speicherkraftwerken. Mittels Demand Side
Management kann ebenfalls synchrone Reserve bereitgestellt werden. Innerhalb der einzelnen
Zonen darf ein Anteil von 25% jedoch nicht tiberschritten werden.

Uber die prognostizierten Knotenpreise und der verfiigbaren Kapazitit an synchroner
Reserve, wird von PJM die bendtigte Reservemenge ermittelt (Stufe 1). In Stufe 1 miissen alle
Erzeugungseinheiten die online sind die vertraglich bestimmte Menge an synchroner Reserve,
innerhalb von zehn Minuten bereitstellen. Alle Kraftwerke befinden sich momentan noch im
Bereich des 6konomischen Betriebs. Fiir den Fall, dass innerhalb einer Stunde die bendtigte
Menge an Reserve nicht bereitgestellt werden kann, muss zusédtzliche Kapazitit angefordert
werden, welche nicht mehr im 6konomischen Bereich agiert. Dies stellt die zweite Stufe der
synchronen Reserve dar.

PJM ermittelt auch bei der synchronen Reserve wieder stiindlich den kostengiinstigsten
Kraftwerkseinsatz, dabei wird auch jeweils ein Optimum an Anteilen von Regelenergie und
synchroner Reserve berechnet (PJM, 2010a, S. 63).

Ressourcen die als synchrone Reserve am Markt angeboten werden diirfen nicht zeitgleich am
Regelenergiemarkt anbieten. Fiir Demand Side Management gilt zusdtzlich noch jene
Regelung, dass eine Teilnahme am Day Ahead Markt zeitgleich mit der Teilnahme am
Reservemarkt untersagt ist (PJM, 2010b, S. 93f).

1% Die Opportunititskosten ergeben sich aus den entgangenen Erldsen am Energiemarkt durch die jeweiligen
Knotenpreise.
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4.3.2.2. Beschaffung der synchronen Reserve

Versorgungsunternehmen miissen sich mit synchroner Reserve eindecken. Die Hohe hingt
von der Lastspitze'®' innerhalb des Versorgungsgebietes ab. Kommt es innerhalb einer Zone
zu keiner Aufspaltung der einzelnen Gebiete, so muss sich das LSE Reserve in Abhédngigkeit
des Lastanteils der gesamten Zone beschaffen. Tritt jedoch aufgrund eines Engpasses ein
unterschiedlicher Knotenpreis in Kraft, so wird die Reserveverpflichtung auf die jeweilige
Subzone (bzw. Knoten) tibertragen und das LSE muss sich aufgrund der héheren Anforderung
an Reservekapazitit die in diesem Gebiet herrscht, auch anteilsméfig mehr beschaffen (PJM,
2010a, S. 671).

Teilnehmer konnen die auferlegte Reserveverpflichtung auf mehrere Arten bereitstellen:

e Durch den Besitz von Erzeugungseinheiten, welche als Stufe 1 Versorger von
synchroner Reserve zugelassen sind und somit die Reserve fiir die ganze Zone zur
Verfligung stellen;

e Selbstplanung von Stufe 2 Einheiten;

e bei Handelsabkommen mit anderen Marktteilnehmern;

e oder durch Einkauf der benotigten Reserve am Synchronised Reserve Market.

4.3.2.3. Handelsablauf

Spétestens um 18.00 h am Vortag miissen alle Erzeugungseinheiten die am Reservemarkt
teilnehmen, ihre Angebote fiir den nidchsten Tag abgeben. Diese Angebote beinhalten die
angebotene Menge sowie den dazugehorigen Preis. Stufe 1 Einheiten miissen zusétzlich noch
den Bereich der maximal lieferbaren Reservemenge, sowie die Anstiegsgeschwindigkeit der
verfligbaren Leistung, angeben. Stufe 2 Ressourcen miissen den Preis/MW, die verfligbare
Menge und den Status (online/offline) angeben. Die Angebotshohe ist auf die variablen
Wartungs- und Betriebskosten zuziiglich 7,5 $/MW fiir jede Erzeugungseinheit beschrankt.
Fiir Demand Side Management betrdgt das Angebotscap 7,5 $. Alle Angebote (Stufe 1 und 2)
konnen eine Stunde vor Beginn der Lieferperiode noch ein Update ihrer Angaben machen.
Geloscht kann jedoch keines mehr werden. Das Angebot muss die Heizrate der Einheit in
deren maximalen ©konomischen Betriebspunkt beinhalten sowie die Angabe iiber die
variablen Wartungs- und Betriebskosten'”. Alle Angebote oberhalb des Angebotslimits
werden gelOscht.

Zwei Stunden vor Lieferbeginn: Es erfolgt eine Schédtzung der Stufe 1 Ressourcen basierend
auf der maximalen synchronen Reserveleistung und den Anstiegszeiten dieser Einheiten.
Ebenso wird der geschitzte Einsatz der Kraftwerke aufgrund von eventuell vorkommenden
Engpédssen beriicksichtigt. Ebenfalls beriicksichtigt wird die Anstiegszeit der Stufe 1
Ressourcen, in Bezug auf den Dispatch von gebietsfremden Einheiten.

90 Minuten vor Lieferbeginn: Spétestens 90 Minuten vor Lieferbeginn werden die Ergebnisse
der Angebote von Stufe 1 Ressourcen bekannt gegeben. Erfolgt keine Bekanntgabe, so
werden die Ergebnisse der vorherigen Stunde herangezogen.

Eine Stunde vor Lieferbeginn: Bis eine Stunde vor Lieferbeginn miissen alle Angebote von
Stufe 2 Einheiten abgegeben werden. Die Ermittlung des Marktpreises beginnt unter
Beriicksichtigung und Optimierung von Regelenergie und synchroner Reserve.

30 Minuten vor Lieferbeginn: Die Ergebnisse der Stufe 2 Auktion werden veroffentlicht. Es
erfolgt eine nochmalige Schitzung der verfiigbaren Stufe 1 Kapazitét fiir jede Einheit. Reicht
die Kapazitit von Stufe 1 aus um die erforderliche Reserve bereitzustellen, so werden alle
Stufe 2 Angebote gestrichen.

101 :
In Echtzeit.
12 Die variablen Wartungs- und Betriebskosten werden lediglich zur Uberpriifung des Angebotes herangezogen
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Wihrend der Lieferperiode: Sollte es zu einer Fehlprognose von Stufe 1 Ressourcen kommen
und die prognostizierte Menge an Reserve stimmt nicht mit der tatsdchlichen tiberein, so kann
der Systembetreiber zusitzliche Kapazitit anfordern. Diese Einheiten bekommen den
Marktrdumungspreis als Erlos fiir die gelieferte Leistung (PJM, 2010b, S. 152f).

Der Marktrdumungspreis errechnet sich wie folgt:

MCP = synchr.Angebot + Opp. Kosten + Anfahrtskosten + Energiekosten!03 [4.8]

4.3.2.4.  Strafzahlungen

Fir Stufe 1 Einheiten gibt es keine Strafzahlungen bei Nichtlieferung. Diese Ressourcen
bekommen jedoch auch keine Zahlungen dafiir. Bei Stufe 2 Ressourcen wird die
nichtgelieferte Menge von der versprochenen abgezogen. Die Strafzahlungen werden durch
die entstandenen Kosten der anderen Kraftwerksbetreiber, welche die fehlende Reserve
bereitgestellt haben, bestimmt. Zusdtzlich bekommt die betreffende Ressource fiir die
néchsten drei Tage eine erhdhte Reserveleistungsverpflichtung. Die erhdhte Menge ist gleich
der nicht gelieferten. Werden also statt 100 MW nur 50 MW bereitgestellt, so miissen an den
nichsten drei Tagen jeweils 150 MW bereitgestellt werden (PJM, 2010b, S. 143).

4.3.3. Day Ahead Scheduling Reserve Market

Am 1. Juni 2008 wurde der Day Ahead Scheduling Reserve Market als zusédtzlicher
Reservemechanismus im PJM Markt eingefiihrt. Ziel ist es, gleich wie bei der operativen
Reserve, zusidtzliche Kapazitdt innerhalb von 30 Minuten bereit zu stellen. Es handelt sich
dabei um einen angebotsbasierenden Markt. Diese Angebote konnen mittels
Erzeugungseinheiten und Lastmanagement bereitgestellt werden. Die Produkte konnen auf
Forward Basis am Day Ahead Markt erworben werden. Damit soll ein explizites, kurzfristiges
Preissignal fiir Ancillary Services bereitgestellt werden. Die Abhandlung der Auktion erfolgt
simultan zum normalen Day Ahead Markt. Die entstehenden Kosten werden echtzeitbasierend
auf die Verursacher (LSE), je nach Anteil zur gesamten Last, aufgeteilt.

Es wird von PJM fiir jeden Tag eine Prognose fiir die erforderliche Kapazitit erstellt.

Req.Cap = LoadForc + Sales + Reserves [4.9]
mit
Req.Cap.......c.ccvvennt. bendtigte Kapazitét
LoadForc.................. Lastprognose
Sales......cccovviviiiiininn, Energieexporte
Reserves................... div. Reserveleistungen

Mit dieser Kapazitit miissen die Lastprognose, die Exporte aus dem Markt und die diversen
Reserveleistungen abgedeckt werden (PJM, 2008c, S. 71).

4.3.3.1. Beschaffung der Reserve

Momentan betrdgt die zu beschaffende Reserve am Day Ahead Markt 6,88% der
Lastprognose fiir 18.00 h des entsprechenden Tages (PJM, 2010g, S. 12). LSE bekommen
taglich eine Reserveverpflichtung auferlegt, die der anteiligen Lastspitze um 18.00 h

1% Energiekosten sind Kosten die bei der Lieferung zusitzlich auftreten: Ubertragungsverluste, ...
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entspricht. Diese Reserveleistung kann mittel Eigenerzeugung'®, durch bilaterale
Handelsvertrige oder durch den Einkauf am Day-Ahead Scheduling Reserve Market
bereitgestellt werden. Im Gegensatz zu anderen Reservemechanismen wird diese Art nicht in
Echtzeit verwaltet und aufgerufen, sondern nur iiber den Day-Ahead Markt.

Bereitgestellt wird diese Art der Reserve hauptsidchlich durch stillstehende Gasturbinen,
Speicherkraftwerke und Demand Side Management. Erzeugungseinheiten sind verpflichtet,
ein Angebot an diesem Reservemarkt abzugeben. Dieses Angebot wird durch das niedrigere
Ergebnis der beiden Formeln bestimmt:

DASR = EmergMax — DispatchP [4.10]

oder
DASR = 30 * RampRate [4.11]

mit:
DASR................ Day Ahead Scheduling Reserve, welche maximal verfligbar ist
EmergMax............ Maximale, wihrend eines Notfalls verfiigbare Leistung der Einheit
DispatchP............ Leistung die durch Dispatch gefordert wird
RampRate............ Anstiegsrate der erzeugten Leistung

Bei Einheiten die sich im Stillstand befinden, betrigt die DASR immer die maximale
verfiigbare Leistung (EmergMax). Sollte von den Erzeugungseinheiten kein Angebot
abgegeben werden, so wird der Angebotspreis automatisch auf $0 festgelegt. Bei
Lastmanagement entfillt jedoch die Angebotspflicht.

Die Einheit bekommt fiir jede Stunde die sie online ist und die Reserve bereitstellen kann den
Marktrdumungspreis des Day Ahead Marktes. Strafzahlungen gibt es bei diesem
Reservemarkt keine. Bei Nichtlieferung entfallen die Erlése (PJM, 2008c, S. 12f).

4.3.3.2.  Ablauf der Day Ahead Auktion

Die Auktion fiir die Day-Ahead Scheduling Reserve (DASR) findet zeitgleich mit dem
normalen Day-Ahead Markt statt. Auch bei der DASR Auktion werden die Angebote mit
ansteigendem Preis gereiht, bis es zum Schnittpunkt zwischen Angebot und der vorgegebenen
Nachfrage (6,88 % Peak) kommt. Zugleich wird eine Kostenoptimierung der teilnechmenden
Ressourcen durchgefiihrt. Hier werden Anfahrts- und Stillsetzungskosten beriicksichtigt, diese
sind jedoch im Marktpreis nicht enthalten. Der resultierende Marktpreis ergibt sich aus dem
Angebotspreis zuziiglich der Opportunitétskosten (PJM, 2008c, S. 18f).

4.3.3.3.  Zusammenhang der Produkte des Reservemarktes

Den Ressourcen ist es gestattet, alle drei Reservearten bereit zu stellen.

Dabei handelt es sich um den Regelenergiemarkt, den Markt der Synchronen Reserve und den
Day-Ahead Scheduling Reserve Markt. Pro Einheiten konnen auch verschieden Produkte
angeboten werden, jedoch maximal zwei zur selben Zeit.

Die Einflihrung des DASR Marktes hat auch Auswirkungen auf den Markt der operativen
Reserve. Die Einnahmen der operativen Reserve im Echtzeitmarkt werden nun nicht mehr der
operativen Reserve zugeteilt sondern der DASR fiir die jeweilige Stunde. Somit kommt es zu
einer Verlagerung der Kosten weg von der operativen Reserve und hin zum DASR (PJM,
2008c, S. 45-48).

1% Nur dann zuldssig wenn die Erzeugungseinheit die erforderlichen Spezifikationen erfiillt.
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4.3.4. Schwarzstart Service

Unter Schwarzstart versteht man Erzeugungseinheiten, welche ohne externe
Energieversorgung hochfahren konnen. Dabei handelt es sich grofiten Teils um Wasserkraft
und Gaskraftwerke. Beim Schwarzstart Service handelt es sich um einen essentiellen Punkt
im Falle eines Blackouts. Durch diese Anlagen wird normalen Kraftwerken das Hochfahren
ermdglicht. Bei zu geringer Schwarzstartfdhigkeit des Systems kommt es zu einer langen
Wiederherstellungszeit des Systems und zusitzlich zur Gefdhrdung der Sicherheit. Das Ziel
von PJM ist ein funktionierendes Schwarzstart-Service aufrecht zu erhalten. Dabei handelt es
sich um ein System, das nicht Markt orientiert ist, sondern rein Kosten verursacht (PJM,
2010b, S. 160).

4.3.4.1.  Bedingungen fur den Schwarzstart

Die erste Bedingung fiir die Zulassung als Schwarzstarteinheit besteht in der Moglichkeit des
Hochfahrens der Anlage ohne auf externe Energie aus dem Netz zurlickzugreifen. Des
weiteren muss das bereitstellende Kraftwerk innerhalb von 90 Minuten hochgefahren werden
konnen. Danach muss die Einheit fiir mindestens 16 Stunden online sein konnen. Innerhalb
von 16 Stunde muss 80% des Netzes wieder einsatzfihig sein. Pro Ubertragungszone sollten
mindestens drei Schwarzstarteinheiten installiert sein. Zusétzlich diirfen jedoch pro Kraftwerk
nicht mehr als drei Blocke als Schwarzstarteinheiten angegeben werden (PJM, 20091, S. 49f).

Die Zulassung als Schwarzstarteinheit erfolgt jeweils fiir eine Zeitspanne von zwei Jahren.
Schwarzstarteinheiten miissen zwei Mal im Jahr getestet werden. Schligt der Test fehl, so gibt
es eine Nachfrist von zehn Tagen. Die Testergebnisse miissen innerhalb von 14 Tagen an PJM
ibergeben werden. Die Abrechnung und Auszahlung erfolgt monatlich (PJM, 2010b, S. 168).

4.3.4.2. Erlose der Kraftwerke

Zugelassene Schwarzstarteinheiten bekommen von PJM fixe Erldse. Diese Einnahmen setzen
sich aus folgenden Punkten zusammen:

JGE = (FBC +VBC + TC + FC&CC) * (1 + IF) [4.12]
mit:
JGE............. jahrliche Erlose der Erzeugungseinheit
FBC............ fixe Schwarzstartkosten
VBC............ variable Schwarzstartkosten
TC.oooveian Trainingskosten
FC&CC........ Treibstoff und Lagerkosten
IF.. ... Incentive Faktor (Anreiz)

FBC = CDR * 365Tage = UnitCapacity * X [4.13]

mit
CDR............ Capacity Deficiency Rate (176,83$/MW)
D GO Zuweisungsfaktor (Wasserkraft=0,01; Gasturbine=0,02)
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BC =VOM *Y [4.14]
mit
VOM............ variablen Betriebs- und Wartungskosten
Yoo, Anteil der VOM (Mehrkosten) welche durch die Schwarzstartbereitschaft
entstehen.

TC = 50Std./]Jahr /Einheit * 75%$/Std [4.15]
mit:
TC..oooiiiill. Lager- und Treibstoftkosten

Die Treibstoff- und Lagerkosten beinhalten den durchschnittlichen Treibstoffpreis innerhalb
eines Jahres auf die Betriebsstunden und den Verbrauch aufgerechnet sowie die Treibstoff-
Transportkosten. Auch Kosten, die durch die Treibstofflagerung entstehen, werden hier mit
eingerechnet.

IF stellt einen Anreizfaktor dar und besitzt einen Wert von 10%.

Diese Erlose bekommen die Einheiten monatlich von PJM. Die Kosten werden den
Versorgungsunternechmen  verrechnet. Es wird fiir jede Zone die vorhandene
Schwarzstartleistung ermittelt. Diese muss dann von den Versorgungsunternechmen gedeckt
werden. Die Aufteilung erfolgt wieder iiber den prozentualen Anteil zur Spitzenlast (PJM,
2010b, S. 2091).

4.3.43. Strafzahlungen

Fiir den Fall einer vorzeitigen Stilllegung eines Kraftwerkes werden Strafzahlungen fillig.
Die Zahlungen sind gleich der Einnahmen und auf die maximale Summe des Jahreserloses
begrenzt.

Féllt zum Beispiel ein Kraftwerk nach sechs Monaten aus, so entfallen die restlichen
Einnahmen des zweiten Jahres'” und zusitzlich muss eine Strafzahlung in Hohe der
fehlenden Monate im ersten Jahr gezahlt werden. Diese Strafzahlung ist gleich der Hohe der
Erlose pro Monat (PJM, 2010b, S. 169).

4.4. Financial Transmission Rights

Innerhalb des PJM Marktes ist es mdglich, Ubertragungsrechte zu ersteigern. Dabei handelt es
sich um die sogenannten ,Financial Transmission Rights (FTR). Die Erlose der
Versteigerung dieser Ubertragungsrechte (Auction Revenue Rights, ARR) konnen ebenfalls
wieder versteigert werden.

4.4.1. Definition der Financial Transmission Rights

Bei den FTRs handelt es sich um ein finanzielles Instrument, welches den Inhaber vor
unerwarteten Preisschwankungen schiitzen soll. Jedes FTR ist fiir einen bestimmten

195 Monat 13 bis 24
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Netzbereich'® und auch nur fiir eine Richtung giiltig. Fiir jede Stunde, in der es durch das
LMP zu einer Differenzierung der Preise in den verschiedenen Netzknoten kommt, erhalten
die Inhaber dieser FTRs Zahlungen von PJM. Die Hohe der Zahlungen richtet sich dabei nach
der Preisdifferenz zwischen den beiden Knoten mal der Summe, der in der FTR spezifizierten
Menge an MW.

Zahlung = FTR(MW) % Congestion Charge [4.16]

Congestion Charge [4.17]
= MWh * (DayAheadSinkCongPrice — DayAheadSourceCongPrice)

FTR Credit = MW = (DayAheadSinkCongPrice — DayAheadSourceCongPrice) [4.18]

Die Congestion Charge beschreibt den Preisunterschied der einzelnen Knoten, der durch
Ubertragungsengpisse hervorgerufen wird. Die Hohe des FTR Credits bekommt der Inhaber
als Zahlung

e

)

Energy Market Maker

Energy

Consumers

Suppliers (IS0)

FTR
Holders

Abbildung 37: Darstellung der Erlése von FTRs (The Brattle Group, 2006, S. 4)

Wie in Abbildung 37 erkennbar ist, resultieren die Erlése der FTRs aus der Differenz der

Zahlungen von den Verbrauchern und den Zahlungen an die Versorgungsunternehmen.

Die Ubertragungsrechte kdnnen folgendermafen besorgt werden:
Long Term FTR Auction: Bei dieser Auktion kénnen die Ubertragungsrechte fiir eine
langere Zeitperiode ersteigert werden. Die Zeitspanne betrdgt hier drei
Planungsperioden (drei Jahre). Die Auktion selber findet in vier Runden statt, dabei
konnen pro Runde 25% der verfligbaren FTRs erstanden werden. Die gehandelten
Produkte sind On-Peak, Off-Peak und 24 Stunden Perioden.
Annual FTR Auction: Hierbei konnen die FTRs fiir eine ganze Planungsperiode (ein
Jahr) ersteigert werden. Es konnen dieselben Produkte gehandelt werden, wie bei der
Langzeitauktion.

106 yon Netzknoten zu Netzknoten
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Monthly FTR Auction: Die Ubertragungsrechte werden fiir die Dauer von einem
Monat erstanden. Auch hier sind wieder dieselben Produkte verfiigbar.

Secondary Market: Zusétzlich zu diesen drei Auktionen besteht noch die Mdglichkeit
FTRs fiber einen bilateralen Handel mit anderen Marktteilnehmern zu besorgen.
Dieser Handel muss jedoch PJM bekannt gegeben werden. Die bilateral erstandenen
FTRs konnen dabei noch in kleinere Einheiten zerlegt werden. Es kann jedoch keine
Option in eine Obligation, oder umgekehrt, umgewandelt werden (PJM, 2009k, S.
23f1).

4.4.2. Formen der Ubertragungsrechte

Die FTRs konnen in zwei verschiedenen Formen ausgestellt werden.

4.4.2.1. FTR-Obligation

Der Wert der Obligation wird durch die Hohe der erworbenen Leistung mal des
Preisunterschiedes zwischen den Knoten dargestellt. Jedes FTR ist nur fiir eine Richtung
giiltig. Die Obligation bietet dem Inhaber die Mdglichkeit, Transitgeblihren zu verlangen.
Jedoch nur dann, wenn der Leistungsfluss in die vereinbarte Richtung erfolgt. Tut er dies
nicht, so erhilt der Inhaber keine Zahlung, sondern muss eine leisten.

Beispiel einer Obligation (PJM, 2009k, S. 29f):

Knoten A hat einen Preis von 15 $/MWh und der Knoten B einen Preis von 30 $/MWh.
Unternehmen X hat FTRs im Umfang von 100 MW von Richtung A nach B erworben.

Fall A: Der Leistungsfluss von 100 MW, geht von A nach B
CongPrice = 100MWh = (30$ — 15%) = 1500% [4.19]

FTR Credit = 100MWh = (30$ — 15%) = 1500% [4.20]

Das Unternehmen erhélt 1500 $.
Fall B: Der Leistungsfluss geht von B nach A
CongPrice = 100MWh = (30$ — 15%) = 1500% [4.21]

FTR Credit = 100MWh * (15$ — 30$) = —1500% [4.22]

In diesem Fall muss das Unternechmen 1500 $ zahlen.

4.4.2.2. FTR-Option

Die Option besitzt denselben Wert wie die Obligation, jedoch gibt es hierbei einen kleinen
Unterschied. Eine Option kann nicht negativ werden. Dies flihrt zu einer finanziellen
Absicherung der Inhaber

Beispiel einer Option (PJM, 2009k, S. 30f):
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Knoten A hat einen Preis von 15 $/MWh und der Knoten B einen Preis von 30 $/MWh.
Unternehmen X hat FTRs im Umfang von 100 MW von Richtung A nach B erworben.
Fall A: Der Leistungsfluss von 100 MW, geht von A nach B

CongPrice = 100MWh = (30$ — 15%) = 1500% [4.23]

FTR Credit = 100MWh * (30$ — 15%) = 1500% [4.24]

Das Unternehmen erhalt 1500 $.
Fall B: Der Leistungsfluss geht von B nach A
CongPrice = 100MWh * (30$ — 15$) = 1500% [4.25]

FTR Credit = 100MWh * (15$ — 30$) = —1500$ => 0% [4.26]

In diesem Fall muss das Unternehmen 1500 $ zahlen.

4.4.3. Auction Revenue Rights

Bei den Auction Revenue Rights (ARR) handelt es sich um einen Mechanismus, durch den
die Erlose der jahrlichen FTR Auktionen zugeteilt werden. Die ARRs werden den Inhabern
von physikalischen Ubertragungsrechten'®’ anteilig, je nach Spitzenlast, zugeteilt. Der
okonomische Wert der ARR ist gleich den FTRs.

ARRTargetAllocation = ARR(MW) x (LMPSink — LMPSource) [4.27]

Die ARR konnen jedoch nur in Form einer Obligation erworben werden. Dies bedeutet, dass
die Inhaber dieser Rechte davon profitieren konnen, oder aber eine Gebiihr entrichten miissen.

Die Besitzer der ARR konnen diese bei der jahrlichen Auktion auch wieder in FTRs zuriick
transferieren. Somit bekommt man die Moglichkeit zuvor erstandene FTRs zu dndern, bzw.
gegen andere einzutauschen (PJM, 2009k, S. 38f).

4.4.3.1.  Ermittlung der ARR

Die verfligbharen ARRs werden auf folgende Arten ermittelt. Die jdhrliche Bestimmung
erfolgt iiber die Hohe der vorhandenen Ubertragungskapazitit. Zusitzlich zu der jihrlichen
Ermittlung gibt es innerhalb der Planungsperiode noch eine tégliche Zuweisung von ARRs.
Dabei richtet sich die Hohe der ARRs nach dem Kapazititszuwachs, oder der Abnahme.
Diese 1ist proportional der Lastverschiebung innerhalb den einzelnen Versorgungs-
unternehmen. Diese tagliche Bestimmung wird in drei Schritten abgewandelt:

e Wie verindert sich die Last?

e Welches LSE hat ein Defizit?

e Welches LSE hat einen Lastzuwachs?
Mittels dieser drei Schritte wird téglich die tatsdchlich verfiigbare Menge an ARR ermittelt.
Die iiberstindigen ARRs werden nun je nach Anderung den LSEs zugeteilt oder entzogen.

% Network Transmission Service Customer und Firm Transmission Service Customer (PJM, 2011)
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Kommt es innerhalb eines Versorgungsjahres zu einem Ausbau des Ubertragungssystems, so
kann die zusdtzlich entstandene Leistung als ARR auch widhrend des Versorgungsjahres
verfiigbar gemacht werden (PJM, 2009e, S. 126f).

4.4.4. Verfugbarkeitstest

Um sicher zu stellen, dass all die angebotenen Ubertragungsrechte auch innerhalb der
Ubertragungsfihigkeit des Netzes liegen, wird ein Verfiigbarkeitstest (Simultaneos Feasibility
Test) durchgefiihrt. ARRs miissen eine Mindestmenge an Erlésen bei der jdhrlichen FTR
Auktion bringen, die der Hohe der ARR Zuteilung gerecht ist. Gleichzeitig muss auch die
Hohe der FTR es ermdglichen, die Engpasszahlungen (Congestion Charges) vom Day-Ahead-
und Ausgleichsenergiemarkt, ausreichend zu decken. Dabei werden ARRs und FTRs jeweils
als Erzeugung (Produktionsseite) und als Last (Erzeugerseite) gesehen (PJM, 2009k, S. 84f).

4.45. Zeitlicher Ablauf der Zuteilung

Abbildung 38 beschreibt den zeitlichen Ablauf des Handels der ARRs und FTRs. Die
Zuteilung der ARR erfolgt in drei Stufen, wobei die dritte Stufe iiber drei Runden geht.

)\

Annual > / Participants may

Allocation relinquish Stage 1 ARRs
Stage 1A /

/ | Annual

Allocation |
Stage 1B //

: / AnnualAMocaticm

Stage 2
(3 Rounds)

Annual FTR Auction
(4 Rounds)

2.Mirz 5.Mirz 12.Mirz 2.April 6.April 4.Mai

Abbildung 38: Zeitlicher Ablauf des ARR und FTR Handels (PJM, 2009k, S. 16)

Der Beginn ist der zweite Mérz und das Ende der ARR Zuweisung, wird mit dem zweiten
April festgelegt. Vom zweiten bis zum sechsten April konnen die zugewiesenen ARRs noch
untereinander gehandelt werden. Am sechsten April beginnt dann die Versteigerung der
Ubertragungsrechte. Diese wird in vier Runden abgehalten. Ab dem ersten Juni beginnt die
Vertragsperiode der Ubertragungsrechte und ist bis zum 31 Mai des Folgejahres giiltig (PJM,
2009k, S. 16f).

4.4.6. Zusammenfassung

Die Finanziellen Ubertragungsrechte sind ein fundamentaler Bestandteil eines Energiemarktes
mit dem Knotenpreisverfahren. Voraussetzung ist jedoch eine korrekte Einbindung in den
Energiemarkt (The Brattle Group, 2006, S. 9).
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FTRs bieten den Teilnehmern am PJM Markt eine gute Mdoglichkeit sich gegen
Engpassrenten abzusichern. Erzeugungsunternehmen besitzen zusitzlich noch die
Gelegenheit sich mittels der zugeteilten ARRs vor Einbuflen bei den Einnahmen abzusichern.

4.5. Nodal Financial Contracts

Nodal Financial Contracts stellen einen Vertrag dar, mittels dem die Preisdifferenz, in einem
Knoten, zwischen Day Ahead Markt und Echtzeitmarkt, als Erlos erwirtschaftet werden kann.
Dabei handelt es sich um ein rein finanzielles Produkt. Der Inhaber ist an keine physikalische
Verpflichtung gebunden. Dieser Kontrakt bietet somit einen Schutz gegen Preisspitzen fiir
den Fall, dass der Echtzeitmarktpreis aufgrund eines Engpasses ansteigt. Auf der anderen
Seite stellt er eine Spekulationsmoglichkeit dar. Nodal Financial Contracts dienen jedoch
nicht nur dem Marktteilnehmer sondern auch dem Markt selbst. Sie stellen eine Konvergenz
zwischen dem Day-Ahead Markt und dem Echtzeitmarkt dar (PJM, 2009h, S. 2f).

45.1. Funktion der Kontrakte

Es gibt zwei mogliche Arten wie Nodal Financial Contracts angeboten werden konnen.

e Decrement Bid: Bei diesem Gebot wird der maximale Preis angegeben. Solche Gebote
werden verwendet, wenn man auf einen niedrigeren Day-Ahead Preis als den
Echtzeitpreis spekuliert.

e Increment Bid: Hier wird ein minimaler Preis angegeben. Es wird auf einen hoheren
Day-Ahead Preis als den Echtzeitpreis spekuliert.

Zusitzlich miissen die Kontrakte noch die Menge an MW, sowie den Ort (Knoten) beinhalten.

Tabelle 22 stellt mogliche Gebote der Nodal Financial Contracts dar. Mittels eines Beispiels
soll das Verstdandnis dieses Spekulationswerkzeuges erleichtert werden.
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a.) I0OMW; $50/MW; Dec Bid: c.) I0OMW; $50/MW; Inc Bid:
DA RT DA RT
Preis Knoten $40 $50 Preis Knoten $40 $50
Knotenerlos -400 $500 Knotenerlos $0 $0
Profit 10MW x ($50-$40) = $100 Profit OMW x ($50-$40) = $0
b.) 1I0MW; $30/MW; Dec Bid: d.) 1I0MW; $30/MW; Inc Bid:
DA RT DA RT
Preis Knoten $40 $50 Preis Knoten $40 $50
Knotenerlos $0 $0 Knotenerlos $400 $500
Profit OMW x ($50-$40) = $0 Profit 10MW x ($50-$40) = -$100
e.) 1I0OMW; $50/MW; Dec Bid:
DA RT
Preis Knoten $40 $30
Knotenerlos $400 $300
Profit 10MW x ($30-$40) = -$100

Tabelle 22: Beispiele fir Nodal Financial Contracts

e Fall a: 100 Dollar Profit, da der max. Angebotspreis hoher als der DA Preis ist
(Decrement)

e Fall b: kein Marktclearing da der Angebotspreis unterhalb des DA Preises liegt
(Decrement)

e Fall c: kein Marktclearing, da der Angebotspreis oberhalb des DA Preises liegt
(Increment)

e Fall d: 100 Dollar Verlust, da der RT Preis liber dem DA Preis liegt (Increment)

e Fall e: 100 Dollar Verlust, da der DA Preis iiber dem RT Preis liegt (Decrement)
(PJM, 2009, S. 6f)
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5.Vergleich Teilmarkte EEX und PJM

Im folgenden Kapitel werden der Borsenmarkt der EEX und der Poolmarkt von PJM
miteinander verglichen. Dies geschieht mittels einer Gegeniiberstellung der einzelnen
Teilmérkte.

5.1. Marktgebiet der EEX

5.1.1. Energiemarkt

An der Borse konnen Erzeugungsunternehmen ihre Hochfahrkosten nicht anbieten. Aus
diesem Grund kann es zu verschiedenen Angebotspreisen in unterschiedlichen Stunden
kommen. Die Preise werden iiber ein Einheitspreisverfahren ermittelt und es gilt fiir jeden
Teilnehmer derselbe Preis.

EPEX-Spot: Hier wird zwischen Day-Ahead Markt und Intraday Handel
unterschieden. Beim DA Markt kénnen fiir jede Stunde des folgenden Tages, sowie
Blockgebote abgeben werden. Beim Intraday Markt wird bis 75Minuten vor Lieferung
noch angeboten. Zusdtzlich wird noch zwischen Base und Peak Load unterschieden.
Fiir beide Markte gilt:

Anbieter: Ea = Z(MWh) * Pc [5.1]
Kaufer: Pk = Z(MWh) « Pc [5.2]
mit
Ea........... Erlése der Anbieter
Pe........... Clearing Price der Auktion
Pk........... Preis den der Kaufer zahlen muss

Terminmarkt: Der Terminmarkt dient dem léngerfristigen Einkauf von Energie.
Handelbar sind Optionen und Futures mit einer Laufzeit von bis zu sechs Jahren.
Dabei wird zwischen rein finanziellen Vertrigen und physikalischen Vertrigen
unterschieden. Der Preis wird auch hier mittels Einheitspreisverfahren ermittelt und es
wird wieder zwischen Base und Peak Load unterschieden. Fiir die Teilnehmer gilt:

Anbieter: Ea = Z(MWh * Cc) * Pc [5.3]
Kaufer: Pk =Z(MWh+Cc+Co)*Pc [5.4]
mit
Ce.ovnnnn Gebiihr fiir erfolgreiches Clearing
Co......... Gebiihr fiir Optionen und Futures
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Zuziiglich zum Preis der vereinbarten Energiemenge miissen die Teilnehmer noch bis
zu 0,5 Cent/MWh Gebiihr fiir Optionen und Futures, sowie eine Gebiihr von
0,25 Cent/MWh fiir erfolgreiches Clearing der Auktion entrichten.

e Bilateraler Handel: Beim bilateralen Handel konnen Menge und Preis beliebig
bestimmt werden. Erfolgt der Transport jedoch iiber die Grenzen von Regelzonen
hinaus, so kommen zum vereinbarten Energiepreis noch die Entgelte fiir die
Ubertragungsrechte' ™ hinzu.

Anbieter: Ea = Z(MWh) * Pa [5.5]
Kiufer: Pk = Z(MWh + (UR)) * Pa [5.6]
mit
Pa.......... Vereinbarter Preis der Energie
UR......... entstehende Gebiihren fiir Ubertragungsrechte bei grenziiberschreitendem

Transport

5.1.2. Regelenergiemarkt

e Markt fiir Primérregelleistung: Teilnehmen konnen alle Kraftwerke die den
Spezifikationen fiir Primérregelenergie der UCTE entsprechen. Der Handel erfolgt
tiber ein Ausschreibungsverfahren. In Summe miissen 3000 MW an Primérregel-
leistung vorhanden sein. Die Angebote werden nach der Hohe des Preises sortiert.
Zuschlag erhalten alle Teilnehmer deren Angebot niedriger als das vom letzten
Teilnehmer innerhalb der 3000 MW ist. Die Giiltigkeitsdauer betrégt eine Woche.

Anbieter: Ea = z(iMWh) * Pc [5.7]

Die Verrechnung erfolgt alle drei Monate.

e Markt fiir Sekundirregelleistung: Die bendtigte Sekundérregelleistung wird eine
Woche lang summiert und dann im Nachhinein ausgeschrieben. Die Defizite und
Uberschiisse der vergangenen Woche werden in Form von Stromaustausch
ausgeglichen.

e Markt fiir Minutenreserve: Der Handel mit der Minutenreserveleistung findet mittels
der Day-Ahead Auktion statt. Angebote sind jeweils fiir den folgenden Tag giiltig und
miissen eine Mindestdauer von vier Stunden besitzen. Die Preisfindung erfolgt wieder
iiber die Einheitspreisauktion.

Anbieter: Ea = Z(MWh) * Pc [5.8]

'% Physikalische Ubertragungsrechte miissen beim grenziiberschreitenden Energietransport erworben werden
und richten sich nach der Hohe der verfiigbaren Ubertragungsleistung. Beim reinen Borsenhandel miissen keine
Ubertragungsrechte erworben werden.
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Kaufer: Pk = Z(MWh) x Pc [5.9]

5.2. Marktgebiet von PIM

5.2.1. Energiemarkt

Im Unterschied zum Borsenmodell werden hier die Anfahrtskosten der Kraftwerke mit
angeboten. Der Finsatz der Kraftwerke erfolgt jedoch nicht auf individueller Basis, sondern
auf Anweisung des Systembetreuers (ISO). Einen weiteren groBen Unterschied stellt das
Knotenpreisverfahren dar.

e Day Ahead Market: Am DA Markt kann die Energie fiir jede Stunde des folgenden
Tages erworben werden. Kraftwerksbetreiber miissen fiir jedes Kraftwerk und fiir jede
Stunde ein Angebot erstellen. Dies besteht aus den Anfahrtskosten, Brennstoftfkosten,
Emissionen, usw. Es wird téglich der Preis fiir jeden Knoten bestimmt. Fiir die

Teilnehmer gilt:
Anbieter: Ea = Z(MWh) * Pa [5.10]
Kaufer: Pk = Z(MWh) * Pn [5.11]
mit
Pa........ Angebot des Kraftwerks
Pn........ Preis der Energie im jeweiligen Knoten

e Real Time Energy Market: Er stellt den Echtzeitmarkt von PJM dar. Der Unterschied
zum europdischen Intraday Handel ist, dass hier die Energie ebenfalls am Tag davor
von 16.00 h bis 18.00 h gehandelt wird. Knotenpreise werden in Echtzeit ermittelt und
dann den Versorgungsunternehmen verrechnet. Kraftwerke die beim DA Markt aus
der Auktion gefallen sind, konnen am Echtzeitmarkt teilnehmen. Die Angebotslegung
und die Preisfindung erfolgt gleich wie im DA Markt.

e Bilateraler Handel ist im PJM Markt ebenfalls moglich, jedoch muss der Umfang der
gehandelten Energie sowie der Lieferort, PJM bekannt gegeben werden.

5.2.2. Regelenergiemarkt

e Market Based Regulation: Die angebotene Energie entspricht einer Kombination aus
Primédr- und Sekundérregelleistung an der EEX. Eine Teilnahme ist fiir alle
Kraftwerke mit den entsprechenden Spezifikationen Pflicht. Es muss ein
kostenbasierendes Angebot fiir jeden Tag erstellt werden. Weiters wird zwischen Peak
und Off Peak unterschieden. Das Kraftwerk erstellt das Angebot mit minimaler und
maximaler Regelleistung sowie den entsprechenden Betriebskosten. Welches
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Kraftwerk dann eingesetzt wird, bestimmt der ISO mittels der Reihung der
verschiedenen Angebote und dem Schnittpunkt des Bedarfs.

Ek = ) (MWh x Pc) + Po [5.12]
mit
Ek.......... Erl6se der Kraftwerke
Pc.......... Clearingpreis bei Einsatz
Po.......... entstehende Opportunititskosten falls nur ein Teil der Regelleistung

benétigt wird.

Wird von der angebotenen Regelleistung eines Kraftwerkes nur ein Teil durch den
ISO eingesetzt, so bekommen die Kraftwerke Ausgleichszahlungen die den
entgangenen Einnahmen am Energiemarkt fiir diese Leistung entsprechen.

Synchronized Reserve Market: Angebote werden fiir jede Stunde (spétestens bis
18.00 h am Vortag) erstellt und mittels Schnittpunkt von Angebot und Nachfrage
ermittelt. Angebotshohe ist auf die variablen Betriebs- und Wartungskosten zuziiglich
7,5 $/MW beschrinkt.

Ek = Z(MWh « O&M + 7,5%) [5.13]

O&M............ variable Betriebs- und Wartungskosten

Fiir Kraftwerke die bereits an der Market Based Regulation teilnehmen ist die
Teilnahme verboten.

Day Ahead Scheduling Reserve Market: Bei diesem Markt handelt es sich um eine
Erweiterung des Handels der operativen Reserve. Es sollen die Seitenzahlungen, die
fiir das Bereithalten von operativer Reserve anfallen, verringert werden. Die Auktion
findet im Rahmen der Day-Ahead Auktion statt. Die Teilnahme ist fiir alle Kraftwerke
verpflichtend. Der Marktrdumungspreis ergibt sich wieder iiber Angebot und
Nachfrage (6,88% Peak).

Ek = Z(MWh « Pa) + Po [5.14]

Die Reihung der Kraftwerke wird zwar vom ISO aufgrund deren Anfahrts- und
Betriebskosten durchgefiihrt, diese Daten miissen jedoch bei der Angebotslegung nicht
berticksichtigt werden. Hinzu kommen auch hier wieder die Opportunitdtskosten.
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5.2.3. Kapazitatsmechanismen

e Das RPM: Die Hohe der Einnahmen {iber diesen Kapazititsmechanismus richtet sich
nach der angebotenen Kapazitit und der gesamten poolweiten Reserve. Der
Marktpreis der Kapazitit wird mittels der BRA bestimmt. Von den Einnahmen dieser
Auktion werden jedoch die Einnahmen aus dem Energie und Regelleistungsmarkt

abgezogen.
Ek = Z(MWh + Pb) — E&AS [5.15]
mit
Pb............ Marktrdumungspreis der Kapazititsauktion
E&AS....... Einnahmen aus Energie- und Regelleistungsmarkt

Die angebotene Menge an Kapazitdt richtet sich bei den Kraftwerken nach der
gesicherten, verfiigbaren Menge. Zusétzlich miissen die Angebote innerhalb gewisser
Grenzen liegen.

e Die Bepreisung der operativen Reserve: Sie dient als zusdtzlicher Anreiz flir die
Kraftwerksbetreiber. Fiir den Erhalt dieser Zahlungen sind alle Kraftwerke berechtigt,
die den Anforderungen der operativen Reserve entsprechen. Die Vermarktung erfolgt
iiber den DA-Markt und wird danach im Echtzeitmarkt verrechnet.

Ek = Z(MWh « Pa) — E&AS [5.16]

Ist der Knotenpreis niedriger als der Angebotspreis der Einheit, so wird die Differenz
als Erl6s aus der operativen Reserve ausbezahlt.

5.2.4. Finanzielle Mechanismen

Zusitzlich zu den vorhin beschriebenen Teilmérkten gibt es im PJIM Markt noch finanzielle
Instrumente.

e Financial Transmission Rights: Bei den finanziellen Ubertragungsrechten handelt es
sich im Gegenzug zu den europdischen, fiir den grenziiberschreitenden Transport
bendtigten Ubertragungsrechten, um ein rein finanzielles Produkt mit keiner
physikalischen Verpflichtung. Sie bieten den Inhabern Schutz gegen hohe

Knotenpreise.
FTR =ZMWh*(pa—pb) [5.17]
mit
FTR............ Wert der Ubertragungsrechte
|0 AU Knotenpreis im Gebiet a
Pbee Knotenpreis im Gebiet b
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e Nodal Financial Contracts: Diese Kontrakte stellen einen  weiteren
Spekulationsmechanismus dar. Der Inhaber spekuliert auf einen hoheren Preis am DA-
Markt als am Echtzeitmarkt in einem Knoten oder umgekehrt.

E=iZMWh*Ad [5.18]
mit
| Erlos
Ad............... Differenz zwischen DA Markt und Echtzeitmarkt in einem Knoten
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5.3. Gegenuberstellung der Teilmarkte

Den ersten Unterschied zwischen dem Konzept von PJM und jenem der EEX bildet die
Marktstruktur. Beim Boérsenmodell der EEX wird der Kraftwerkseinsatz individuell gesteuert.
Im Poolmarkt von PJM wird diese Aufgabe vom ISO iibernommen. Zusétzlich wird im PJM
Markt ein Knotenpreisverfahren angewandt. Herrscht kein Engpass vor, so sind alle
Knotenpreise gleich. Bei Engpéssen steigen jedoch die Knotenpreise bis zu den Kosten des
teuersten, in den Knoten einspeisenden, Kraftwerks an. Dies stellt einen groen Unterschied
zum Borsenmodell der EEX dar. Bei diesem wird der Energiepreis, unabhidngig vom
Lastzustand, immer durch Angebot und Nachfrage bei der Auktion festgelegt und gilt fiir das
ganze Marktgebiet.

Der Handelsablauf am DA-Markt ist bei beiden Mérkten gleich. Wahrend beim Echtzeitmarkt
der EEX Energie bis 60 Minuten vor Lieferung gehandelt werden kann, ist im PJM Markt ein
Handel am Echtzeitmarkt nur bis 18.00 h des Vortages moglich. Ein bilateraler Handel ist in
beiden Marktgebieten moglich. Der lidngerfristige Terminmarkt wird nur an der EEX
angeboten.

Ferner treten bei der Regelenergie Differenzen auf. Im Borsenmodell gibt es fiir jede
Einsatzstufe (Primérregelung / Sekundérregelung / Tertidrregelung) einen zustindigen Markt.
Auch im PJM Markt werden drei verschiedene Produkte angeboten, diese besitzen aber eine
andere Bereitstellungsdauer.

Zusétzlich erfolgen automatische Zahlungen fiir operative Reserve an alle Einheiten die in der
entsprechenden Zeit verfiigbar sind. Somit gibt es zwei Produkte die gesondert verrechnet
werden, die im Prinzip aber identisch sind (OR und DASR).

Anreize flr neue Investitionen werden im Borsenmodell durch die Hohe der Preisspitzen
gegeben. Fraglich hierbei ist, ob die Investitionsanreize durch die erforderliche Reserve und
das Preiscap von 3000 € nicht verfdlscht werden. Dieses Problem tritt zwar im PJM Markt
aufgrund des RPM nicht auf, allerdings besitzt auch dieses Modell Schwachstellen.

Im PJM Markt konnen noch zusétzliche Erlose iiber rein finanzielle Mechanismen, wie die
Financial Transmission Rights und Nodal Financial Contracts, erwirtschaftet werden.

Borsenmodell der EEX Poolmarkt von PJM
Energiemarkt JEPEX Spot Day-Ahead Markt (bis |Day-Ahead Market (bis 12.00 h des
(Handelszeit) 12.00 h des Vortages) |Vortages)

Intraday Handel (bis 60 | Real-Time Energy Market (bis 18.00 h des
Minuten vor Lieferung) |Vortages)

Terminmarkt (bis 6 Jahre im Voraus)

Bilateraler Handel Bilateraler Handel
Regelenergie- |Primérregelleistung ( < 30 Sekunden) Market Based Regulation ( <5 Minuten)
markt Sekundirregelleistung ( < 5 Minuten) Synchronized Reserve Market ( < 10
(Bereitstellung) [Minutenreserveleistung ( < 15 Minuten)  |DASR Market ( < 30 Minuten)
Kapazitits- Reliability Pricing Model
mechanismen Zusitzliche operative Reserve
Finanzielle Financial Transmission Rights
Mechanismen Nodal Financial Contracts

Tabelle 23: Gegenuberstellung der Teilméarkte von EEX und PIJM

5 Vergleich Teilmirkte EEX und PIM

102



6 Zusammenfassung und Schlussfolgerung

6. Zusammenfassung und Schlussfolgerung

Der erste Kernpunkt dieser Arbeit beschreibt den reinen Energiemarkt. In diesem werden
Anreize fiir neue Investitionen allein durch Preisspitzen im Falle eines Engpasses gesetzt. In
der Theorie reichen diese Anreize fiir den Erhalt langfristiger Versorgungssicherheit aus.

Bei der praktischen Anwendung st63t man jedoch auf mehrere Probleme. Damit ein adidquates
MaB an Erzeugungskapazitit in einem reinen Energiemarkt bereit gestellt werden kann, muss
der Energiepreis wihrend Versorgungsengpéssen mindestens in die Héhe des Value of Lost
Load steigen. Um die Verbraucher vor zu hohen Energiekosten zu schiitzen wird in der Regel
eine Preisobergrenze eingefiihrt. Diese sollte in der Hohe des VoLL liegen, wobei dieser Wert
sehr schwer zu berechnen ist und in den einzelnen Mérkten stark variiert. Ist die Preisgrenze
zu nieder angesetzt, fithrt dies zur Verringerung von Investitionen, da Erzeugungs-
unternehmen ihre benotigten Deckungsbeitrage nicht mehr erwirtschaften konnen.

Weiters sind die bendtigten Preisspitzen nur sehr schwer prognostizierbar, dies erhdht das
Investitionsrisiko.

Um die Investitionsbereitschaft der Erzeugungsunternehmen zu erhéhen, wurden in einigen
Elektrizitdtsmarkten zusitzliche Kapazititsmechanismen implementiert. Die Untersuchung
dieser Anreizmechanismen beschreibt den zweiten Kernpunkt dieser Arbeit.
Kapazititsmechanismen schaffen zusitzliche Einnahmequellen zu den Erlosen aus dem
Energiemarkt. Dies soll neue Investitionen fordern und somit die ldngerfristige
Versorgungssicherheit erhohen.

Man kann grob zwischen preisbasierten und mengenbasierten Modellen unterscheiden. Bei
preisbasierten Mechanismen wird vom Regulator ein Preis festgelegt, wodurch
Erzeugungsunternehmen den Anreiz erhalten, in neue Anlagen zu investieren. Legt der
Regulator eine erforderliche Menge an Kapazitit fest, so handelt es sich um einen
mengenbasierten Mechanismus.

Das Ziel der Kapazititsmodelle ist es, ein langfristiges Preissignal an den Markt weiter zu
geben. Dieses wird zum Beispiel von strategischer und operativer Reserve nicht bereitgestellt.
Bei administrativen Kapazititszahlungen und den Kapazititsverpflichtungen tritt jenes
Problem auf, dass die Hohe der Zahlungen bzw. der vorgeschriebenen Reserve, iiber
komplexe Modelle administrativ ermittelt wird. Reliability Contracts kennen dieses Problem
zwar nicht, sind dafiir aber anfillig fiir Manipulation und bereiten Schwierigkeiten bei
bilateralen Handelsvertrdagen.

Capacity Subscriptions besitzen keinen dieser Nachteile, werden allerdings auf Grund der
erforderlichen Systemédnderungen noch nicht implementiert, da dies enorme Kosten
hervorrufen wiirde.

Um die Vor- und Nachteile der einzelnen Mechanismen besser beurteilen zu konnen, werden
zusitzlich zu den theoretischen Modellen, praktische Anwendungsfille beschrieben. Durch
die Betrachtung von realen Mairkten erkennt man die Stdrken und Schwichen der
Mechanismen sehr gut. Kapazititsmodelle sollen die Erwirtschaftung der Deckungsbeitrige
ermoglichen, sowie neue Anlagen schaffen. Sie diirfen aber nicht zu einer Verschiebung der
Wohlfahrt hin zu den Erzeugungsunternehmen fiihren.

Der dritte Kernpunkt dieser Arbeit liegt beim Vergleich des Marktkonzepts von PJM mit dem
Borsenmodell der EEX, im Besonderen der einzelnen Teilmarkte.

Einen positiven Aspekt im PJM Markt stellt das Knotenpreisverfahren. Die erzeugte Energie
wird aufgrund des Einspeisepunktes bewertet. Dadurch werden auch elektrische
Ubertagungsleitungen in den Energiehandel eingebunden. Dies ist im Bdrsengebiet der EEX
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nicht der Fall. Es wird nur der finanzielle Handel mit Energie betrachtet, der Ort der
Erzeugung ist nebenséchlich.

Die Einnahmen der Erzeugungsunternehmen innerhalb des PJM Pools sind gesichert. Sie sind
zwar nicht so hoch wie an der Borse in Spitzenperioden, jedoch kontinuierlich. Einerseits
kann man dies als Anreiz fiir neue Anlagen sehen, auf der anderen Seite stellt sich die Frage,
ob es sich dabei nicht um eine Verlagerung der Wohlfahrt hin zum Erzeuger handelt.
Vergleicht man die einzelnen Teilmirkte untereinander, so erkennt man, dass an der
Strombdrse alle Erzeugungsbereiche (kurz, mittel, langfristig) mit je einem Markt abgedeckt
sind. Im Pool gibt es mehrere unterschiedliche Mérkte, die den Markt komplexer erscheinen
lassen. Als Paradebeispiel dient hier die Bepreisung der operativen Reserve und des Day-
Ahead Scheduling Reserve Market. Beide Mechanismen beschreiben dasselbe Produkt, nur
die Verrechnung ist unterschiedlich.

Fraglich ist auch, ob ein Energiemarkt zusitzliche finanzielle Mechanismen benétigt, oder ob
diese rein der Spekulation dienen. Geht man von einem System mit Knotenpreisverfahren aus,
so sind fiir eine optimale Funktion des Marktes finanzielle Ubertragungsrechte unverzichtbar
(The Brattle Group, 2006, S. 9). Diese miissen jedoch mit groer Vorsicht implementiert
werden.

Die Einflihrung eines Kapazititsmechanismus konnte auch den reinen Energiemarkt der EEX
um eine langfristige Komponente erweitern und wire sicherlich eine reizvolle Variante, um
die Versorgungssicherheit im Marktgebiet langfristig zu gewdhrleisten. Das Borsenmodell
funktioniert zwar momentan problemlos, dies ist aber zum Teil auf die grof3en
Uberkapazititen zuriickzufiihren, die noch aus der Zeit vor der Liberalisierung stammen.
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