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Kurzfassung

Nach der Liberalisierung des Strommarktes stellt die Energiewende bzw. das Umdenken bei
der Nutzung von natiirlichen Ressourcen den zweiten groflen Umbruch der Elektrizitatswirt-
schaft in den letzten zwei Jahrzehnten dar. Durch diese neuen Anforderungen soll in dieser

Arbeit ein Hinweis darauf gegeben werden, wie dieser Umbruch vonstattengehen konnte.

Das Marktsystem auf dem die deutsch/Gsterreichische Elektrizitatswirtschaft beruht ist jenes
eines , Energy-Only-Marktes”. Dieser Markt berticksichtigt explizit keine Kosten fiir die
Errichtung von Kapazitdten, oder die fixen Kosten fiir den Erhalt dieser Kapazitaten. Finzig
die variablen Kosten der Erzeugung werden angeboten, und iiber ein Einheitspreisverfahren
wird an der Borse der Preis fiir elektrische Energie fiir einen definierten Zeitraum ermittelt.
Aufgrund dieses Preises konnen Unternehmen/Kraftwerke Deckungsbeitrage generieren. Ist
nun dieser Deckungsbeitrag iiber die Lebensdauer eines Kraftwerks gleich hoch oder hoher
als die Fixkosten, so hat sich eine Investition gelohnt und das Marktsystem funktioniert. Ist
jedoch tiiber einen langeren Zeitraum diese Erwirtschaftung der Kosten nicht moglich, so
bleiben mittel- und langfristig Investitionen aus und eine Leistungs- bzw. Energiedeckung

kann nicht mehr mit ausreichender Sicherheit gewahrleistet werden.

In dieser Arbeit werden sowohl der Bedarf nach elektrischer Leistung, als auch die Standorte
und mogliche Arten der Finanzierung dieser Kraftwerke dargestellt. Dabei werden einige
vorgeschlagene Ansitze fiir Deutschland aufgearbeitet, und mittels des Simulationsmodells
ATLANTIS berechnet. Dies soll ein Indiz fiir ein moglicherweise funktionierendes, oder nicht
funktionierendes neues Marktdesign geben. Weiters wird ein eigener Ansatz zur Umsetzung
eines neuen Marktes in dieser Arbeit dargestellt. Bei diesen vorgeschlagenen Marktdesigns
wird verglichen, inwiefern neue Investitionen notwendig und gesichert sind, und in weiterer
Folge welche Ansdtze moglicherweise {iibertrieben hohe Gewinne bei den Kraftwerks-

betreibern verursachen bzw. Unterfinanzierung vermuten lassen.

Ein weiterer Punkt sind die Auswirkungen die durch die Nachfrage auf die Spitzenlast
hervorgerufen werden. Hierzu werden Variationsrechnungen durchgefiihrt um eine mogliche

Vermeidung von Neubauten abschatzen zu kénnen.

Die Ergebnisse zeigen, dass in den nachsten Jahrzehnten auf jeden Fall Investitionsbedarf in
neue Kraftwerke in Deutschland besteht. Ob diese bei der derzeitigen Marktorganisation, und
einer weiter steigenden Quote erneuerbarer Energien, gebaut werden ist allerdings fraglich.
Deswegen wird eine Marktveranderung notwendig sein, wobei die notwendige Zubaumenge,

bei Forcierung von Power Demand Side Management Potentialen, deutlich geringer ausfallt.






Abstract

The European electricity network is facing its second great change post liberalisation. The so-
called ,Energiewende” is aiming to change the production infrastructure from thermal units

to renewable energy sources.

Nowadays the market system in Germany and Austria, as well as in many other countries
worldwide, is organised as an ,energy-only-market”. This means no payments are allowed
for capacity costs or investment supply for load serving entities. The entities get paid for the
delivery of energy only. To operate economically, an entity has to earn enough revenue to
cover the fixed costs of building their power units. There are presently two ways to achieve
this: firstly, high prices for just a few hours in the year (scarcity prices), or operating in many
hours a year by earning just a small amount per hour. At the moment, it seems to be a matter
of chance as to how effective these approaches are. In the long term, new power plants are
needed but the market is struggling with low electricity prices, less operating hours than in

the past, and rarity of scarcity price situations.

Thus there is a need for change in the market system of the future, which is the main part of
this work. There is a focus on capacity and energy as two distinct goods which should be paid
separately. The focal point in the simulation section is the German electricity network. The
need for new capacity is investigated under several conditions as well as the possible
contribution of Demand Side Management measures. In the financial analysis section of this
work, several capacity mechanisms currently in discussion in Germany are compared,

followed by an introduction of the author’s own approach for a new capacity market.

One of the findings of this work is that capacities in an amount of approximately 19.2 to
63.2 GW are needed in Germany until 2035 to cover the peak load of the electricity system in
a self-sufficient manner. The only way to generate the required investment to achieve this is
to introduce a capacity market. Demand Side Management is able to decrease this sufficient
amount of capacity and therefore it is an appropriate alternative to building new power plants.
A problem not investigated in this work is the integration of renewable energy sources in this

new market design.
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Kapitel 1 Einleitung

1 EINLEITUNG

Elektrische Energie ist mittlerweile ein unverzichtbares Gut geworden. Kaum ein Herstell-
ungsprozess, eine Anwendung oder eine Tatigkeit im Wirtschaftsbereich kommt ganzlich
ohne elektrische Energie aus. Deswegen ist es umso wichtiger, dass die Versorgung, speziell
in Industrielandern, standig aufrechterhalten wird. Durch langfristige, aber auch schon durch
kurzfristige Ausfille bei der Versorgung wiirden in Landern wie Deutschland oder Osterreich
enorme volkswirtschaftliche Schdden entstehen (Hamburgisches WeltWirtschafts Institut,
2013). Deswegen werden in jlingster Zeit immer hdufiger Stimmen laut, welche eine Ver-
giitung fiir die Bereitgestellung von Leistung verlangen. In dieser Arbeit werden verschiedene
Aspekte von Kapazitiatsmechanismen am Beispiel Deutschland erortert werden. Weitere
Teilaspekte der Elektrizitatswirtschaft, wie beispielsweise Eingriffsmoglichkeiten auf der

Nachfrageseite, werden ebenfalls beleuchtet.

1.1 PROBLEMSTELLUNG

Der Elektrizitaitsmarkt in Europa und speziell in Deutschland ist aufgrund der veranderten
Bedingungen in den letzten Jahren — Thema Energiewende, einem Wandel unterworfen. Diese
Umgestaltung stellt die nachste grofse Herausforderung im Energiebereich nach der Liberali-
sierung des Strommarktes dar. Um die Problematik besser verstehen zu konnen, ist es

essentiell wichtig begrifflich vom selben Stand auszugehen.

BEGRIFFSBESTIMMUNGEN

Um sinnvoll iiber Kapazitatsméarkte oder dergleichen diskutieren zu kénnen wird eingangs
der Unterschied zwischen Energie und Leistung beleuchtet. Es soll an dieser Stelle ausdriick-
lich darauf hingewiesen werden, dass in einem zukiinftigen Marktdesign mehr denn je auf die
Unterscheidung dieser Komponenten geachtet werden muss. Die momentane Forderpolitik in
nahezu Gesamteuropa, mit dem damit verbundenen Zubau erneuerbarer Energien, verscharft
die Notwendigkeit der Unterscheidung dieser beiden Begriffe. Die Beleuchtung beider
Komponenten soll zeigen, welche Auspragungen derzeit wie berticksichtigt werden und

worauf in Zukunft geachtet werden sollte und muss.

DIE LEISTUNG

Die Leistung beschreibt das Autkommen bzw. die Nachfrage nach Energie zu einem bestimm-
ten Zeitpunkt. Als zentraler Punkt fiir die neue Elektrizitatswirtschaft steht die Forderung
nach ausgeglichener Leistungsbilanz , Erzeugung=Verbrauch” standig im Raum und muss
erfiillt werden. Anderenfalls wiirde es zu Frequenzabweichungen im Netz und im schlechtes-
ten Fall zu einem Ausfall der Versorgung kommen. Im bestehenden Marksystem wird

allerdings nur Energie angeboten und Leistung , gratis mitgeliefert”.
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DIE ENERGIE

Energie entspricht Leistung multipliziert mit der Zeit in der die Leistung zur Verfiigung steht.
Die Energie, als Fahigkeit Arbeit zu verrichten, ist das, was der Endkunde landldufig als
,Strom” bezeichnet. Die Deckung des Energiebedarfs stellt neben der Forderung der stan-
digen Leistungsdeckung die zweite Herausforderung an die Elektrizitdtswirtschaft dar. Als
Analogie sei hier ein Miihlenrad in einem Bach angefiihrt. Die benétigte Leistung wird bei der
Konstruktion der Anlage berticksichtigt, jedoch wird erst durch einen konstanten Durchfluss

iiber eine (lange) Periode die notwendige Energie erzeugt um die Miihle betreiben zu kénnen.

DER ENERGY-ONLY MARKT

Die derzeitige Ausgestaltung des Marktes fiir elektrische Energie in Deutschland und
Osterreich! entspricht einem energy-only Markt. Dabei wird nicht die Leistung, sondern nur
die erzeugte bzw. angebotene Menge an elektrischer Energie gehandelt (Doorman, 2000)
(Boisseleau & Hewicker, 2004) (The Brattle Group, 2009). Elektrische Leistung, welche
multipliziert mit der Zeit erst Energie ergibt, wird in diesem Marktsystem , umsonst”
bereitgestellt. Angeboten werden in der Regel die kurzfristigen Grenzkosten der
Kraftwerksbetreiber fiir die Erzeugung der Energie, was im Endeffekt den Wettbewerbs-
Charakter des reinen Energiemarkts ausmacht. Die kurzfristigen Grenzkosten werden bei
thermischen Anlagen in erster Linie durch die Brennstoffkosten und die Kosten fiir CO2-
Zertifikate definiert. Weitere Komponenten sind andere variable Kosten der Produktion oder
Opportunitatskosten fiir entgangene Gewinne durch andere Vermarktungsformen (bspw.

Regelenergiemarkt) (Ockenfels, Grimm, & Zoettl, 2008).

Das Prinzip des energy-only Marktes ist ident mit den meisten Handelsplattformen fiir
konventionelle Giiter. Das Zusammenspiel aus Angebot und Nachfrage bestimmt den Preis.
Den ermittelten Preis fiir elektrische Energie erhalten alle Anbieter unterhalb dieses Preises.
Aufgrund des Preisniveaus und dessen Haufigkeit werden von den Erzeugungsunternehmen
weitere Anlagen geplant und gebaut, oder auch nicht. Ein entscheidendes Problem bei dieser
Betrachtung ist, dass in der Elektrizitatswirtschaft, im Gegensatz zu nahezu jeder anderen

Branche, die Angebotskurve nach hinten einen exponentiellen steigenden Verlauf aufweist.

Im Sondergutachten 59 der Monopolkommission (Monopolkommission, 2011) wird aufgrund
des Algorithmus des Bundeskartellamtes (Bundeskartellamt, 2011), welches den Kraftwerks-
einsatz liberpriift, davon ausgegangen, dass im Day-ahead-Angebot eines Erzeugers im
energy-only-Markt nur die kurzfristigen Grenzkosten des Erzeugers fiir die Produktion einer
weiteren Einheit in den Preis mit eingeht. Das heifst, dass Fixkosten, welche bereits getatigt
wurden, nicht fiir die Angebotslegung relevant sind, sondern nur die variablen Kosten des

Betriebs. Zur Uberpriifung dieser hat das Bundeskartellamt die Finsatzkosten (Grenzkosten)

1 Auch andere Lander in Europa und weltweit.
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blockscharf bei den einzelnen Erzeugern abgefragt. Es wird jedoch darauf hingewiesen, dass
es bei der Bewertung nach dem Grenzkostenmodell Einschrankungen gibt. Die sogenannten
,sprungfixen Kosten” treten vor allem bei groben Zustandsanderungen von Kraftwerken auf
und gehoren eigentlich nicht zu den variablen Kosten. Diese beschreiben in erster Linie die
Mehrkosten fiir das An- und Abfahren von Kraftwerken. Das Bundeskartellamt hat sich
jedoch dafiir entschieden, bei der Kostenbetrachtung diese Kosten auf die variablen Betriebs-

kosten umzulegen.

1.2 ZIEL DER ARBEIT

Im Rahmen der Arbeit werden mittels Berechnungen mogliche Wege des Wandels in der
Elektrizitatswirtschaft aufgezeigt, um Entscheidungstragern in Politik und Wirtschaft eine
Hilfestellung bei der Bewertung diverser Ansétze bieten zu kénnen. Deswegen werden einige
bestehende Ansitze zu Kapazitaitsmarkten mittels Simulationsrechnungen im Modell
ATLANTIS umgesetzt und bewertet, wodurch Abschatzungen der Auswirkungen mdoglich
werden. Die Berechnungen beziehen sich vorwiegend auf die Betrachtung von Deutschland
als , alleinstehendes” Marktgebiet ohne Anbindung an Europa. Berechnungen bei denen dies

nicht der Fall ist werden eigens gekennzeichnet.

Die Einbindung der Nachfrage in den Diskussionsprozess wird angestofsen, indem Auswir-
kungen von verschiedenen Demand Side Management (DSM) -Potential-Umsetzungen
berechnet und dargestellt werden. Es wird in der Arbeit versucht den Zugang zur Problematik
der Kapazitatsmechanismen und zu einigen Herausforderungen vor denen die Elektrizitats-
wirtschaft in den ndchsten Jahren und Jahrzehnten steht aufzugreifen, und auf moglichst

einfache Weise darzustellen und zu erklaren.

Weiters wird ein eigener Ansatz zu Kapazitiatsmechanismen vorgestellt, der sowohl Anreize
fiir den Bau von Kraftwerken zur Sicherstellung der Versorgungssicherheit bietet, als auch die

Gewinne der Kraftwerksbetreiber begrenzt.

1.3 AUFBAU DER ARBEIT

Nach der Umschreibung der gegebenen Problematik und diversen begrifflichen Definitionen
zum Zweck der eindeutigen Lesbarkeit des Dokumentes in der Einleitung, folgen grob unter-

teilt flinf weitere Teile.

In Kapitel 2 werden die Ergebnisse der Arbeit und die Forschungsfragen aufgrund derer der
Autor sich mit der Thematik beschaftigt hat, kurz angerissen und die Ergebnisse in sehr

kompakter Weise zusammengefasst.

In den Kapiteln 3 und 4 betrachtet der Autor allgemein die Nachfrageseite in der Elektrizitats-
wirtschaft, sowie konkrete Ergebnisse eines Projektes welches von Seiten der TU Graz von ihm

geleitet wurde. Dort werden Potentiale und mdgliche Anwendungen von Demand Side
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Management (DSM) in Osterreich aufgezeigt. Auerdem bilden diese Untersuchungen die
Grundlage fiir die Hochrechnung des Potentials in Deutschland, mit dem anschlieflend die

Variation des Verbrauchs und dessen Auswirkungen untersucht werden.

Das Kapitel 5 stellt eine Literaturrecherche dar, aufgrund derer die Berechnungen fiir
verschiedene Kapazitatsmarktdesigns durchgefiihrt werden. Aufierdem holt sich der Autor
hier die Anregungen zur Umsetzung seines eigenen Vorschlags fiir einen Kapazitatsmech-

anismus.

Die Kapitel 6, 6.1, 7 und 8 befassen sich mit der Beschreibung, Durchfiihrung und Ausfiihrung
der Simulationen. Dabei werden alle zum Verstandnis notwendigen Parameter beschrieben,
sowie die Eingriffe in das Modell erklart und die Ergebnisse auf vergleichbare Weise

ausgewertet.

Abschlieflend findet in Kapitel 9 die Zusammenfassung der Ergebnisse und Erkenntnisse der
Arbeit statt. Weiters wird in diesem Kapitel ein kurzer Ausblick iiber mogliche Erweiterungen

des erarbeiteten Ansatzes geliefert, sowie ein Resiimee {iber die Arbeit gezogen.

Im Anhang werden noch einige Kommentare zur Thematik seitens nationaler und
internationaler Forscher und Entscheidungstrager auf dem Gebiet der Elektrizitatswirtschaft
angefiihrt. Auflerdem werden Detailergebnisse zu den Simulationen dargestellt, auf die aus

Griinden der Lesbarkeit im Hauptteil der Arbeit verzichtet wird.
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2 FORSCHUNGSFRAGEN UND DEREN BEANTWORTUNG

Um dem Leser eine kurze Ubersicht iiber die behandelten Fragen in dieser Arbeit mit einem
Abriss der Ergebnisse zu geben, werden in diesem Abschnitt vier zentrale Fragen die in dieser

Arbeit behandelt werden aufgezeigt, und je ein zentrales Ergebnis daraus dargestellt.

2.1 LANGFRISTIGE BETRACHTUNG DER VOLLKOSTENDECKUNG
BEI BETRIEB EINES KRAFTWERKS IN ZEITEN DER
ENERGIEWENDE

Die Bedingungen in der Elektrizitdtswirtschaft andern sich in den letzten Jahren so rasant wie
schon lange nicht mehr. Nichtsdestotrotz gelten gerade hier einige unumstofiliche Besonder-
heiten wie Langlebigkeit, Kapitalintensitét, lange Vorlaufzeiten und weitere. Bedingt durch
diese Besonderheiten werden in dieser Arbeit verschiedene Forschungsfragen behandelt, allen
voran die Frage ob die derzeitige Marktstruktur langfristig eine funktionierende Elektrizitats-

wirtschaft gewahrleisten kann.

2.1.1 BEDARF AN KAPAZITAT

In den letzten Jahren bestand in Europa, jedenfalls aber in Deutschland und Osterreich, keine
Unterdeckung der physikalischen Kraftwerksleistung. Deutschland sieht sich allerdings mit
mehreren schwierigen Umstanden in der Zukunft konfrontiert. Dies ist gut aus dem Vergleich
des Scenario Outlook and Adequacy Forecast der europaischen Ubertragungsnetzbetreiber
von 2011 (ENTSO-E, 2011, S. 113) und 2013 (ENTSO-E, 2013, S. 64) erkennbar.

Der wohl wichtigste Punkt ist die notwendige Winter- oder Kaltreserve, die das Hochst-
spannungsnetz unterstiitzen soll. Hier fehlen speziell im siidlichen Teil Deutschlands
Erzeugungskapazititen um einen sicheren Betrieb gewdhrleisten zu konnen. Zusétzlich zu
dieser Problematik melden immer mehr Kraftwerksbetreiber Stilllegungen von Anlagen bei

der Bundesnetzagentur an (Bundesnetzagentur, 2014).

Ein Teil der Problematik ist vermutlich der aufgebauten Uberkapazitit bis Anfang der 2000-
der Jahre geschuldet (Matthes & Ziesing, 2008, S. 17). Mit der Liberalisierung kam dann eine
Zeit der Ungewissheit und es wurde dementsprechend wenig in Kraftwerke investiert.
Deswegen ist der aktuelle Kraftwerkspark tiiberaltert. Der vermeintliche Hauptausloser der
momentanen Problematik ist jedoch der massive Zubau von Anlagen mit (dargebots-
abhéngiger) erneuerbarer Erzeugung EE in den letzten Jahren. Durch diesen Zubau haben sich
mehrere schwierige Umstande ergeben. Ein betrachtlicher Teil der Energieproduktion wird
durch EE bereitgestellt, was bei konventionellen Kraftwerken zu geringeren Einsatzzeiten pro
Jahr fiihrt. Konventionelle Kraftwerksbetreiber kalkulieren ihre Investition jedoch mit einer

wahrscheinlichen Betriebsstundenzahl, um ihre Fixkosten durch die Deckungsbeitrdge am

5/201



Kapitel 2 Forschungsfragen und Ergebnisse

Energiemarkt erwirtschaften zu kénnen. Bei standig sinkenden Einsatzzeiten wird dies zu-
nehmend ein Problem. Des Weiteren bieten EE praktisch mit Kosten von null Euro an der
Strombdrse an. Die verdrangten (teuren) Kraftwerke bieten die Grundlage der Investitions-
Kalkulation von Grund- und Mittellastkraftwerken, denn es wird vor dem Bau eines

Kraftwerks ebenso ein gewisser Borsenpreis angenommen.

Benotigt werden konventionelle Kraftwerkskapazitiaten trotz der sinkenden Einsatzzeit und
des sinkenden Preises jedoch sowohl fiir die Deckung der Jahreshochstlast?, als auch fiir netz-
stiitzende MafsSnahmen. Dabei stellt sich bei den momentanen Marktbedingungen die Frage,
inwieweit zukiinftige Investitionen durch einen reinen Energiemarkt garantiert werden

konnen.

2.1.2 ERGEBNISSE DER MODELLRECHNUNG
Die Modellrechnungen fiir das deutsche Markgebiet haben bis 2035 einen minimalen Bedarf

an konventionellen Kraftwerkskapazitaten im Umfang von 19,2 GW ergeben. Der Bedarf an
neuen Kapazititen ist an zwei Bedingungen gekniipft: Zum einen wird hier von einer Last-
deckung innerhalb von Deutschland ausgegangen, und zum anderen werden alle Kraftwerke
die mit 1.1. 2012 am Netz sind an den gleichen Standorten und mit derselben Leistung weiter-
betrieben. Die beschriebene Zubaukapazitit sieht allerdings Betriebsjahren entgegen, die von
sinkende Einsatzzeiten und geringen Borsenpreisen geprdgt sind, wodurch nur schwer

Investoren zu finden sein werden.

Als konkretes Ergebnis der Modellrechnung kann nur eine Empfehlung fiir Gasturbinen als
Neubau Kapazitat abgegeben werden, da die Einsatzzeiten unter einem Bereich von 100
Volllaststunden pro Jahr liegen. Im Sinne geringer Investitionskosten kann keine andere
Technologie in Betracht gezogen werden. Benétigt wird der Zubau jedoch aus Griinden der
Versorgungssicherheit® zur Jahreshochstlastzeit und aus Griinden der Netzsicherheit und
Stabilitat’. Deswegen muss diese Kapazitdt auch in diesem Umfang, ungeachtet der geringen
Einsatzzeiten, umgesetzt werden. In den wenigen Stunden des Kraftwerkseinsatzes sind die
Zubaukraftwerke die preissetzenden, wodurch Deckungsbeitrage nur in geringem Mafse
erwirtschaftet werden konnen und die Investition, ohne einen Anreiz dazu, nicht von einem
wirtschaftlich agierenden Unternehmen getitigt werden wiirden. In Abbildung 1 werden die
Einsatzzeiten der Zubaukapazititen in den ausgewdhlten Jahren 2022, 2030 und 2035
dargestellt.

2 Dieser Umstand bekommt mit jedem zusitzlichen MW an dargebotsabhingiger Energie mehr an
Bedeutung.

3 Eine Sicherheitsmarge von 5 % wie sie von der ENTSO-E berechnet wird ist in dieser Betrachtung
inkludiert (ENTSO-E, 2013).

¢ Der Zubaualgorithmus des Modells ATLANTIS untersucht den Lastfluss im Netz und baut aufgrund
der Nachfrage und der Netzgegebenheiten Kraftwerke zu.

6/201



Kapitel 2 Forschungsfragen und Ergebnisse

120

m2022 m2030 =2035
100
80

60

40

Vollaststunden aller Zubaukraftwerke in
ausgewahlten Jahren

20

ABBILDUNG 1: KRAFTWERKSEINSATZ ALLER 96 ZUBAUKRAFTWERKE DES
BASISSZENARIOS (ENERGY-ONLY-MARKT) IN AUSGEWAHLTEN JAHREN

Ein weiterer Aspekt, der die Deckung der Vollkosten fiir die notwendigen Zubaukapazitdten
ausschliefien ldsst, ist die Tatsache, dass einige Kraftwerke nur fiir die Reservehaltung bei
ungeplanten Ausfillen unter gleichzeitiger Erfiillung der Sicherheitsbedingung (ENTSO-E,
2013) benotigt werden. Diese Kraftwerke weisen Volllaststunden von null auf, wie aus
Abbildung 1 deutlich ersichtlich ist. Die Ergebnisse Energiewirtschaftsinstituts zu Koln (EWI

Koln, 2012) unterstiitzen diese Ergebnisse.

2.2 NOTWENDIGKEIT UND MOGLICHE UMSETZUNG EINER
LEISTUNGSVERGUTUNG FUR KRAFTWERKSBETREIBER

Aus den Ergebnissen der ersten Forschungsfrage kann direkt abgeleitet werden, dass eine
Leistungsvergiitung fiir Zubaukraftwerke notwendig sein wird. Die Zubaukraftwerke sind
wiederum notwendig zur Sicherstellung der bendtigten gesicherten Leistung im System. In
der Arbeit werden mehrere Ansatze theoretisch beleuchtet, und in weiterer Folge bei einigen
die moglichen Auswirkungen berechnet. Die konkreten Berechnungen werden fiir einen
reinen Energiemarkt, einen Markt fiir Strategische Reserve und fiir Versorgungssicherheits-
vertrdge in Anlehnung an die Vorschldage von EWI KoIn, sowie eine Ansatzvariante des Autors
berechnet. Dabei zeigt sich, dass ein zukunftsorientiertes Marktdesign davon gepragt sein

muss, dass die Versorgungssicherheit durch Investitionsanreize gewahrleistet wird.
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2.2.1 UBERSICHT DER ANSATZE

Insgesamt werden vier Varianten von Kapazitdtsmechanismen mit verschiedenen Szenarien

in den Simulationen tiberpriift. Diese sind:

Der energy-only-Markt: Hier werden die derzeitigen Verhaltnisse der Elektrizitats-
wirtschaft fiir ein abgetrenntes deutsches Staatsgebiet durchgefiihrt. Durch die
tehlenden Austauschkapazititen werden Zubauten notwendig, die unter den beste-
henden Rahmenbedingungen bewertet werden.

Die Strategische Reserve (SR): Im Fall der Strategischen Reserve werden Kraftwerke
des Zubaus nicht in die Merit-Order wie sie im reinen Energiemarkt gebildet wird
integriert. Diese Kraftwerke erhalten Zahlungen im Ausmafs ihrer Investitionskosten
plus einer gewissen Gewinnmarge garantiert, und werden somit von einem Investi-
tionsrisiko entkoppelt. Bei der Energiedeckung erhalten sie nur noch die tatsachlichen
variablen Kosten des Betriebs, da sie auf keine Deckungsbeitrage mehr angewiesen
sind. Bei Einsatz eines solchen SR Kraftwerks erhalten alle anderen Kraftwerke im
Markt einen sogenannten Auslosepreis. Dieser wird in den vorgeschlagenen Ausfiihr-
ungen als eine Art Knappheitspreis prasentiert, der durch sein sporadisches Auftreten
die Deckungsbeitrdge anderer Kraftwerke sicherstellen soll, und in weiterer Folge
Investitionen aufierhalb der SR anreizen soll. Hier sieht der Autor jedoch eine , self-
destroying-prophecy”. Wenn Kraftwerke aufierhalb des Reservemarktes zugebaut
werden, dann verringern sich die Zeiten in denen der Ausldsepreis am Markt erreicht
wird. Dadurch fallen diese zusatzlichen Deckungsbeitrdage, mit denen unter Umstan-
den kalkuliert wurde, wieder weg.

Die Versorgungssicherheitsvertrige: Bei den Versorgungssicherheitsvertragen wird
sowohl fiir den Markt fiir Kapazitdt, als auch fiir den Energiemarkt eine Einheits-
bepreisung durchgefiihrt. Der Energiemarkt wird nur durch eine Preisbegrenzung
aufgrund von Verfligbarkeitsoptionen fiir jene Personen die sich im Vorfeld mit
Kapazitit eingedeckt haben begrenzt und bleibt sonst unverandert. Der Leistungs-
markt der sich ausbilden soll, versucht in jedem Jahr die notwendige Leistung
bereitzustellen. Falls dies durch Bestandskraftwerke nicht moglich ist, so wird ein
Zubaubedarf ermittelt. Dieser wird dann mit den giinstigst moglichen Geboten (der
Autor geht von Gasturbinen aus) gedeckt. Die dafiir anfallenden Investitionskosten
werden dem Kraftwerk auf 15 Jahre riickerstattet. Alle anderen Kraftwerke erhalten
diese Leistungsvergiitung genau in dem Jahr in dem Zubaubedarf besteht.

Ansatz des Autors: Beim Ansatz des Autors werden die positiven Aspekte der
einzelnen Ansdtze kombiniert. Der Energiemarkt leistet in seiner Funktion als
Kraftwerks-Einsatz-Optimierungs-Tausch-Borse gute Dienste und wird in seiner
Ausfiihrungsweise nur in sehr geringem Mafe verandert. Einzig die Einschrankung
des Borsenpreises fiir jene Kunden die sich mit Leistung eingedeckt haben und dafiir

bezahlen wird implementiert. Die Kraftwerke des Zubaus an sich werden mit einer
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Leistungsvergiitung in Hohe ihrer Investitionskosten plus Verzinsung von 5 %
(nominell) vom Investitionsrisiko entbunden. Dafiir erhalten sie am Energiemarkt nur
mehr ihre tatsdchlichen variablen Kosten erstattet, befinden sich aber normal gereiht
in der Merit-Order. Andere Kraftwerke erhalten wiederum den Leistungspreis in
einem Jahr in dem Zubau notwendig wird, jedoch nur bis zu einer Altersbegrenzung
von 15 Jahren. Diese Altersfrist wird vom Autor deswegen verwendet, weil die Vergii-
tungen fiir Investitionen in den meisten Anséatzen mit 15 Jahren angegeben werden.
Wenn nun solche investitionsgeforderten und voll bezahlten Kraftwerke aus dem
Kapazitatsmechanismus ausscheiden, dann wiirden sie ungerechtfertigte Gewinne
erzielen, was aus Sicht des Autors nicht wiinschenswert ist. Auflerdem kann solch eine
Vergiitung als ,Starthilfe” fiir Grundlastkraftwerke gesehen werden, die aufgrund
ihrer hohen Investitionskosten nicht als Zubaukraftwerke in Frage kommen. Fix
rechnen kann man mit dieser Starthilfe zwar nicht, aber je mehr Kraftwerke in den

nachsten Jahren stillgelegt werden, desto wahrscheinlicher wird sie.

2.2.2 ERGEBNISSE DER MODELLRECHNUNG

Die Ergebnisse der Simulationen zeigen jedenfalls, dass ein Bedarf an neuen Kraftwerken in
Deutschland in den néchsten Jahren entsteht. Der Einsatz solcher Zubaukraftwerke wird sich
jedoch auf wenige Stunden im Jahr beschranken. In dieser Zeit konnten nicht geniigend
Deckungsbeitrage erwirtschaftet werden, damit ein wirtschaftlich agierendes Unternehmen
solch eine Investition tatigen wiirde. Aus diesem Grund werden Abgeltungen fiir die Bereit-
stellung von Leistung in den nachsten Jahren kommen miissen. Als Ergebnis der Modellrech-
nungen werden in Abbildung 2 exemplarisch die notwendigen durchschnittlichen Eigen-
wirtschaftlichkeitspreise EWP im Fall des energy-only-Marktes den Preisen fiir Energie-
beschaffung und Vertrieb gegeniibergestellt (Statista, 2014). Dabei sollte darauf Bedacht
genommen werden, dass die durchschnittlichen EWP in den Berechnungen nur den reinen
Energiekosten entsprechen. Das heifdt, eine positive Differenz der Kosten, welche nur im Fall
der Grundversorgung auftritt, bedeutet noch nicht zwangslaufig, dass die deutschen
Energieversorger in ihrer Gesamtheit positiv wirtschaften konnen. Aufserdem geht der Autor
davon aus, dass sich die Kunden in Zukunft aufgrund der steigenden Energiepreise verstarkt
mit diesem Thema auseinandersetzen werden, und damit eher der Fall ,Vertragswechsel”
oder , Lieferantenwechsel” als Referenzpreis herangezogen werden sollte. Deswegen wird
vom Autor davon ausgegangen, dass eine Kapazitiatsabgeltung in Zukunft notwendig sein
wird. Die bestmogliche Ausfithrung dieser wird tendenziell beim Ansatz des Autors oder

einer Variation der Versorgungssicherheitsvertrage von EWI (EWI Koln, 2012) gesehen.
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ABBILDUNG 2: NOTWENDIGER DURCHNITTSERLOS ALLER DEUTSCHEN ENERGIEVERSORGER
GEGENUBER DEN MOGLICHEN ERLOSEN FUR ENERGIEBESCHAFFUNG UND VERTRIEB (QUELLE:
(STATISTA, 2014), EIGENE BERECHNUNG DES BASISFALLS MIT REFURBISHMENT)

2.3 BEITRAG DER KUNDEN ZUR LOSUNG DES PROBLEMS

Die Nachfrageseite des Kapazitdtsmarktes wird aufgrund der geringen Vorlaufzeit mit der
Demand Side Management Mafinahmen bestimmt werden kénnen oft vernachlassigt. Hier
soll aufgezeigt werden, welches Potential durch Lastverschiebung, ohne Einsparung von

Energie, aufgebracht werden kann.

2.3.1 DIE PROBLEMSTELLUNG
Die Nachfrage nach elektrischer Energie/Leistung wird durch die Endkunden bestimmt.

Wiirden nicht bestimmte Kunden zum gleichen Zeitpunkt dieses Gut in Anspruch nehmen
wollen, so wiirde kein Spitzenlastproblem vorliegen. Fin Spitzenlastproblem ist dadurch
definiert, dass die Nachfrage nach diesem Gut im zeitlichen Verlauf nicht konstant ist, und
eine oder mehrere ausgepragte Spitzen aufweist. Da also die Nachfrage die Ursache der

Problemstellung ist, ist es auch sinnvoll hier einen Losungsansatz vorzuschlagen.

2.3.2 ERGEBNISSE DER MODELLRECHNUNG

Es werden in den Modellrechnungen einige Varianten einer Lastverdnderung auf eine rein
deutsche Variante (Lastdeckung ausschliefilich national) simuliert. Dabei ist das Ergebnis der
moglichen Lastsenkung durch Verbrauchsverlagerung deutlich ausgefallen. In den
Modellrechnungen, welche mit einem 5 %-igen Aufschlag in Anlehnung an die Berechnungs-
methode der ENTSO-E durchgefiihrt wurden (ENTSO-E, 2013), hat bei der geringsten, und
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Kapitel 2 Forschungsfragen und Ergebnisse

somit als am realistischsten anzunehmenden Lastverringerung, am meisten Einsparungs-
potential gezeigt. Konkret bedeutet dies, dass bei einer Verlagerung von drei GW der
Spitzenlast insgesamt 40 Stunden des Jahres betroffen wéren, welche in der Berechnung einen
Energieinhalt von 39 GWh haben. Wenn diese um ein bis vier Stunden nach hinten geschoben
werden, so konnen Spitzenlast-Zubaukraftwerke in einem Umfang von 3.800 MW eingespart
werden. Die Gegeniiberstellung der Ergebnisse der Berechnungen sind in Abbildung 3
dargestellt. Kritisch anzumerken sind die Volllaststunden die diese Kraftwerke im Schnitt pro
Jahr benétigt werden. Diese sind so niedrig, dass die einzig sinnvolle Variante das Aufstellen

von Gasturbinen, gegebenenfalls mit einem geringen Anteil an GuD-Anlagen, sein wird.
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ABBILDUNG 3: KRAFTWERKSZUBAUBEDARF BEI VERSCHIEDENEN NACHFRAGEFALLEN
UND 5 % SICHERHEITSRESERVE ZUR JAHRESHOCHSTLASTZEIT

2.4 VERHALTEN VON KAPAZITATEN EINES NATIONALEN
ANSATZES IM EUROPAISCHEN KONTEXT

Die Betrachtung der Leistungsdeckung fiir ein eigenstehendes deutsches Marktgebiet wird
deswegen in dieser Weise durchgefiihrt, da die momentanen Losungsvorschlige aus
deutschen Quellen von solch einer Variante ausgehen, und da die EU bereits in der 2. Binnen-
marktrichtlinie (Europdisches Parlament und Rat, 2003) eine nationale Deckung der
Spitzenlast aus Sicherheitsgriinden angibt. Trotzdem ist es aus Sicht des Autors nicht ziel-
fiihrend, dass jedes eigene Land in Europa seinen eigenen Kapazitatsmarkt ausfiihrt. Durch
solch ein Verhalten werden Uberkapazititen gefordert und der Wettbewerb der durch die

Liberalisierung verstarkt werden sollte wird wieder eingeschrankt.
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Kapitel 2 Forschungsfragen und Ergebnisse

2.4.1 ERGEBNISSE DER MODELLRECHNUNG
Der Umstand der Uberkapazititen ist zum Teil aus den Rechnungen des Basisfalls (19,2 GW

Zubaukapazitdt) im europdischen Kontext, jedenfalls aber bei der Berechnung zur Strate-
gischen Reserve, ersichtlich. In dem hier untersuchten konservativen Fall bei dem alle aufer
Betrieb gehende Kraftwerke in Deutschland wieder mit gleicher Leistung am gleichen
Standort ans Netz gehen, und der Verbrauch in Deutschland nicht steigt, sind diese Zubauten
nur in wenigen Ausnahmeféllen notwendig (Redispatch). In der europaischen Simulation zur
Strategischen Reserve werden diese gar nie mehr eingesetzt, was auf den hohen Angebotspreis
von 1.500 € je MWh zuriickzufiihren ist. Wenn man in diesem Fall von keiner rein deutschen
Leistungsautarkie ausgeht, dann sind diese Kraftwerke zu 100 % redundant. Die Pramisse des
Baus dieser Kraftwerke ist allerdings die Leistungsautarkie (Europaisches Parlament und Rat,
2003) von Deutschland in einem ,Notfall” und deswegen sind sie, fiir die theoretischen

Betrachtungen in dieser Arbeit, gerechtfertigt.
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ABBILDUNG 4: EINSATZZEITEN ALLER 96 ZUBAUKRAFTWERKE DES SZENARIOS MIT REFURBISHMENT
IM EUROPAISCHEN KONTEXT (45 GW WINDAUSBAU BIS 2030 SIND EBENFALLS BEINHALTET)

Fiir den Fall eines energy-only-Marktes wiirden diese Kraftwerke aufgrund der fehlenden
Moglichkeit Deckungsbeitrdge zu erwirtschaften natiirlich nie gebaut werden. Aus diesem
Grund ist ein Kapazitdtsmechanismus in diesem Fall zwingend notwendig wenn die Leis-
tungsautarkie erreicht bzw. beibehalten werden soll. In Abbildung 4 wird dargestellt, wie viele
Volllaststunden die 96 Zubaukraftwerke der Basissimulation, eingebettet ins europdische
Umfeld, tatsachlich leisten. Dabei wurde der Ausbau von 45 GW Windkapazitat bis 2030, der
in allen Simulationen zu Kapazititsmarkten beriicksichtigt wird, in die Berechnung mit
inkludiert. Nur im Jahr 2030 ergeben sich aufgrund des Redispatchbedarfs signifikante

Einsatzzeiten einiger weniger Kraftwerke. Genauer gesagt haben 83 der 96 Zubaukraftwerke
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Kapitel 2 Forschungsfragen und Ergebnisse
in diesem Szenario nie produziert, obwohl sie fiir eine nationale Leistungsdeckung benétigt

werden. Die 13 Kraftwerke die tatsachlich eingesetzt werden sind ausschliefdlich zu Redis-

patchzwecken ans Netz gegangen.
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3 DIE EINBINDUNG DES VERBRAUCHS IN
KAPAZITATSMARKTE

Die Endkunden sind die Nachfrager von Leistung und Energie und bilden somit, neben den

Erzeugern, die Grundlage fiir den Markt.

3.1 DIE PROBLEMSTELLUNG

Die Trennung von Energie und Leistung vor allem am Endkundensektor entspricht nicht den
tatsachlichen Anforderungen an die Elektrizitatswirtschaft. Primar wird vom Kunden die
Energie — als Fahigkeit Arbeit zu verrichten — wahrgenommen. Jedoch gehort dazu auch
immer die notwendige Menge an Leistung zum richtigen Zeitpunkt. Dadurch ist es nicht nach-
vollziehbar, dass der Endkunde nicht mit den notwendigen Kosten fiir diese Leistungs-
vorhaltung konfrontiert wird. Weiters ist es aus Sicht des Autors nicht addquat eine Einheits-
bepreisung fiir Energie zu veranschlagen. Durch diese Art der Verrechnung wird dem
Kunden kein Signal gegeben, wie hoch die tatsachlichen Kosten der Stromproduktion sind.
Ohne diesen Kosteneinblick ist es auch nicht zu erwarten, dass Kunden ihren Verbrauch zu
Spitzenlastzeiten einschranken. Abbildung 5 stellt die Jahresdauerlinie (JDL) von gesamt
Deutschland in blau dar. In griin mit schwarzen Konturen ist der jeweils dazugehorige Beitrag

der Haushalte zur Gesamtnachfrage dargestellt.
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ABBILDUNG 5: JAHRESDAUERLINIE (2010) DER DEUTSCHEN HAUSHALTE UND VON GESAMT
DEUTSCHLAND LAUT NEMO I GUTACHTEN (QUELLE: (CONSENTEC, 2012A); EIGENE DARSTELLUNG)

Die Daten stammen aus dem Gutachten NEMO I (Consentec, 2012a) und wurden vom Autor

aufgearbeitet und dargestellt. Dabei kann deutlich erkannt werden, dass der Beitrag der
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Haushalte zur Spitzenlast (erweitert auf 200 h) doch stark variieren kann, weshalb der End-
kunde auch fiir seinen Beitrag zur Spitzenlast bezahlen sollte. Der Einfluss der Last auf den

notwendigen Kapazitatszubau wird in weiterer Folge in der Arbeit noch iiberpriift.

3.1.1 DAS THEMA ENERGIE

Die Energie ist das, was von Laien umgangssprachlich als ,Strom” bezeichnet wird. Sie wird
im Haushaltsbereich geldufiger weise als Kilowattstunde (kWh) bezeichnet, am Markt als
Megawattstunde (MWh) gehandelt und bezogen auf ein Land in Gigawattstunden (GWh)
oder Terawattstunden (TWh) erzeugt bzw. verbraucht. Die Energie ldsst uns und unsere
elektrischen Gerdte Arbeit verrichten. In der derzeitigen Marktstruktur, welche ein , energy
only” Markt ist, werden Stromgeschafte in Form von MWh fiir gewisse Zeitbander entweder

over the counter OTC, oder an der Stromborse getatigt.

Der Energie-Begriff soll im Zusammenhang mit der Energiewende in Deutschland néher
erklart werden. Dabei wird von konventionellen Energieerzeugungsmethoden, im Speziellen
die Kernenergie, abgelassen und die verstarkte Nutzung erneuerbarer Energien wird gefor-
dert. Dieser Umstand ist grundsatzlich erstrebenswert, jedoch ist dies mit einigen Problemen
verbunden (Mundt, 2012). Neben der Problematik des Energietransports (elektrisches Netz),
welches hier nicht ndher erldautert werden soll, ergeben sich vor allem Herausforderungen bei
der Sicherstellung der Energieversorgung — ein Kapazititsproblem. Aufgrund der Energie-
wende ist zu erwarten, dass in Zukunft vermehrt eine zeitliche Entkopplung von Erzeugung
und Verbrauch stattfinden wird. Diesem Umstand kann einerseits durch neue Speicher
entgegengewirkt werden, und andererseits miissen konventionelle Kapazitdten als Reserve
fir wind- und sonnenarme Zeiten bereitstehen. Weiters ist zu erwarten, dass bei vermehrter
Einspeisung erneuerbarer Energien die Betriebs- bzw. Volllaststunden bestehender Kraft-
werke zuriickgehen, da Kohle- und Gaskraftwerke aus dem Mittellastbereich der Merit Order
in den Spitzenlastbereich verdrangt werden. So konnten Anlagen die derzeit eine Volllast-
stundenanzahl im Bereich 5.000-6.000 aufweisen bereits in wenigen Jahren nur noch fiir 2.500-
3.000 Stunden benotigt werden. Dadurch fehlen dann die Deckungsbetrage fiir die Fixkosten
der Kraftwerke. Es ist jedoch kaum zu erwarten, dass durch fehlende Investitionen in konven-
tionelle Kraftwerke ein schwerwiegendes Energieproblem auftreten wird. Der Energiebedarf
kann prinzipiell durch erneuerbaren Energien gedeckt werden, jedoch wird diese Energie
nicht bedarfsgerecht erzeugt. Dies konnte schlechtesten Falls zur Energieverschwendung in
Zeiten des Sonnenscheins und Windes fiithren. Zugleich konnen sich diese fehlenden Investi-
tionen fatal in verbrauchsstarken Perioden (Winter, Abend), in denen Energie aus Wind- und
PV-Anlagen nicht sicher zur Verfligung stehen, auswirken (Fath, 2011). Deswegen ist im

Speziellen die Betrachtung der Leistung erforderlich.
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3.1.2 DAS THEMA LEISTUNG
Die elektrische Leistung ist der Quotient aus Arbeit (Energie) pro Zeiteinheit. Gangig fiir die

Bestimmung der elektrischen Leistung ist die mittlere Energieaufnahme eines Kunden in einer
Viertelstunde oder einer Stunde. So entspricht der Konsum einer MWh in einer Stunde gleich
einer mittleren Leistung von einem Megawatt. Bei solch einer Betrachtung wird vernach-
lassigt, dass beispielsweise auch sechs Megawatt in einem Zeitband von zehn Minuten
bezogen werden kénnen. Erfolgt kein weiterer Bezug in der besagten Stunde, so verbleiben
die Energie und die mittlere Leistung bei einer MWh und einem MW, jedoch die Lastauf-
nahme betragt das Sechsfache. Mitunter aus diesem Grund werden grofse Verbraucher
(Industrie) nicht nur energetisch gemessen, sondern auch die Leistungsaufnahme wird

protokolliert.

Jeder Bezug von elektrischer Energie bedingt den Bezug von elektrischer Leistung. Daraus, in
Zusammenhang mit dem Paradigma der Nicht-Speicherbarkeit und anderen Restriktionen,
erfolgt die Bedingung, dass Erzeugung und Verbrauch zu jedem Zeitpunkt gleich hoch sein
miissen. Dementsprechend muss die Erzeugungsseite mit gewissen Sicherheitsreserven die
Jahreshochstlast decken konnen. Im Bereich des Marktes und der Verrechnung, vor allem bei
Endkunden, ist man jedoch von fritheren Ansdtzen mit Leistungskomponenten bei der
Bepreisung von elektrischer Energie weitestgehend wieder abgegangen (Wolter & Reuter,
2005).

Derzeit ist an der Energieborse kein Platz fiir die Kosten der Leistung, welche den realen Fix-
kosten der Anlagenbetreiber entsprechen. Angebote werden ausschliefSlich aufgrund der
variablen Erzeugungskosten® gelegt. In analoger Weise wird auch der Grofteil der Endkunden
nicht mit den Kosten fiir Leistung konfrontiert, sondern man bezahlt einen Pauschalbetrag je

abgenommener Kilowattstunde (kWh)e.

Durch den vermehrten Einsatz erneuerbarer Energien (EE) verlagert sich die Sicherheitsfrage
in der Elektrizitatswirtschaft immer weiter in Richtung der elektrischen Leistungsaufbring-
ung, denn durch die derzeitig vorherrschende Forderpolitik fiir EE wird diese Fragestellung
immer wichtiger werden, da die Investitionen in gesicherte Leistung zunehmend risiko-
behafteter werden (arrhenius Institut fiir Energie- und Klimapolitik, 2009). Diese Unsicherheit

beruht auf zwei Faktoren: die langfristigen klimapolitischen Ziele und der damit verbundenen

5 Diese konnte man als Kosten zur Erzeugung der Energie bezeichnen.

¢ Vor allem stddtische Haushalte werden meist mit zwei verschiedenen Preisen abgerechnet (zwei
Ziahler oder kombinierter Zahler), da hier die Warmwasserbereitung haufig tiber Boiler in der Nacht
mit einem geringeren Preis passiert. Dies stellt einen Anreiz dar die energie- und leistungsintensive
Tatigkeit der Warmwasseraufbereitung in die weniger ausgelasteten Nachtstunden zu legen.
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Bevorzugung von bestimmten Technologien mit geringer gesicherter Leistung, und die ver-
minderten Einsatzzeiten von thermischen Kraftwerken durch die vermehrte Energiedeckung

durch EE, wodurch die Planungssicherheit mittel- und langfristig sinkt.

3.2 DAS STANDARDLASTPROFIL

Um den Bedarf von Kunden die nicht leistungsgemessen sind besser antizipieren zu kénnen,
werden sogenannte Standardlastprofile benutzt. Dabei wird fiir verschiedene Kundentypen
(teils auch regional) ein anderer Lastgang fiir die Bedarfsprognose angenommen (APCS, 2013).
Durch das Zusammensetzen der Lastgdnge in Verbindung mit dem voraussichtlichen
Energieverbrauch und der Anzahl der Kunden je Gruppe eines Versorgers, kann somit der

Fahrplan fiir jene Kunden erstellt werden, die selbst keinen Fahrplan abgeben.

3.2.1 AUFTEILUNG DER STANDARDLASTPROFILE

Lastprofile sind sowohl fiir verschiedene Kundengruppen, als auch fiir verschiedene
Regionen definiert und dienen zur Bedarfsabschédtzung. In der Regel werden diese jahrlich an
die veranderten Bedingungen angepasst. In Tabelle 1 wird eine Auswahl der verschiedenen

Standardlastprofile die in Osterreich genutzt werden gegeben

TABELLE 1: AUSZUG AUS DEN VERFUGBAREN STANDARDLASTPROFILEN QUELLE: (APCS, 2013)

HO Haushalt L0 Landwirtschaftsbetriebe allgemein
G0  Gewerbe allgemein L1 Landwirtschaft mit Milchwirtschaft
G1 Gewerbe werktags 8-18 Uhr L2 Ubrige Landwirtschaft
G2 Gewerbe mit iiberwiegendem bzw. U0  Warmwasserbereitung
starkem Verbrauch in den unterbrechbar
Abendstunden
G3  Gewerbe durchlaufend Ul  Heizung unterbrechbar
G4 Laden/Friseur B1 Offentliche Beleuchtung
G5  Backerei mit Backstube ULA Warmwasserspeicher ohne
Tagnachladung
G6 Wochenendbetrieb ULB Warmwasserspeicher mit Tagnach-
ladung
G7 Mobilfunksendestation Weitere Lastprofile verfiigbar

3.3 ANPASSUNG DER BISHERIGEN BETRACHTUNG

In Zeiten des regulierten Strommarktes hatte jeder Erzeuger seine Kunden, und wusste iiber
diese auch Bescheid. Dieser Umstand ist durch die Liberalisierung nicht mehr in dieser Weise
giiltig. In jliingster Zeit kommt zur Wechselmoglichkeit der Kunden eine weitere ungewisse

Komponente hinzu, ndmlich jene der reinen Stromhéandler.
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Ein reiner Stromhéandler ist dadurch charakterisiert, dass er keine eigenen Erzeugungskapa-
zitdten aufweist, sondern nur eine ungewisse Nachfrage. Durch standig wechselnde Kunden
und deren unvorhersehbarem Verhalten gestaltet sich die Beschaffung an der Bérse schwierig.
Da Haushaltskunden in der Regel nicht leistungsgemessen sind, kann nun bei einer durch-
mischten Anbieterstruktur an einem Ortsnetztransformator nicht mehr auf den einzelnen
Anbieter riickgerechnet werden. Um dennoch die Versorgung stabil zu halten, ist es
notwendig, dass Erzeugungseinheiten bei Unterdeckung einspringen. Hier stellen sich die
Fragen: Was sollte einen Erzeuger dazu bewegen einen Ausgleich zu schaffen wenn er mit
seinen Kunden kein Problem hat und wie kann die Kostenaufteilung auf die Endkunden

verursachergerecht passieren?

3.4 VERURSACHUNGSGERECHTE AUFTEILUNG DER KOSTEN

Das Standardlastprofil als Mittel zur Aufteilung der Leistungskosten auf die Endkunden ist
nicht addquat. Hierbei werden alle Kunden gleich behandelt, was in keiner Weise
verursachungsgerecht ist. Sehr wohl kann das Standardlastprofil ein Mittel zur Voraus-
berechnung des Bedarfs der eigenen Kunden sein’. Die einzige Uberpriifung die Versorger bei
Ihren Kunden vornehmen ist die jahrliche Energiezahlerablesung. Diese ist ein wichtiger
Bestandteil des zweiten Clearingprozesses der jeden Monat in Osterreich stattfindet. Da dieses
zweite Clearing die Daten der Haushaltskunden beinhaltet, muss es dementsprechend lange
nach der Lieferung, 15 Monate spater, durchgefiihrt werden. Dabei werden hauptséachlich
Korrekturen vorgenommen und die Entnahme durch Endkunden {tiber die Skalierung des
Standardlastprofils wird durchgefiihrt. AufSerdem werden etwaige Fehlablesungen oder
Kundenwechsel berticksichtigt. Durch diese Art der Verrechnung kann jedoch trotzdem nicht

jeder Kunde verursachungsgerecht abgerechnet werden.

Um dies zu verdeutlichen, wird in Abbildung 6 ein APCS HO Standardlastprofil und die Daten
des NEMO 1 Gutachtens von Consentec eines Haushalts in derselben Zeit des Jahres
gegeniibergestellt. Da die Osterreichischen SLP an die deutschen SLP’s angelehnt sind, ist

dieser qualitative Vergleich aus Sicht des Autors zuldssig.

7 Fiir die Prognose zur Beschaffung von Leistung bzw. Energie fiir Haushalts- und Gewerbe-Kunden
werden die Standardlastprofile verwendet. Je grofler die Kundenanzahl ist und je mehr man iiber die
regionale Verteilung dieser weif3, desto besser wird diese Vorschaurechnung der Realitédt entsprechen.

19/201



Kapitel 3 Einbindung des Verbrauchs

= \WNerktag Winter NEMO 1 Werktag Ubergangszeit NEMO 1
Werktag - Winter Werktag - Ubergangszeit
900
800 -
200 ) / F
/ \
\
600
v A N\
500 ™~ N /A~ \
T~ 7 N / N\
© / ~— N / \
Z 400 / N \
/ \
/ N\
300 —7 AY
200 / b
~ v

R IR Y
LSRN Y S
R gl U

s
o 1

ABBILDUNG 6: VERGLEICH AUSGEWAHLTER TEILE DES STANDARDLASTPROFILS HO MIT DEM NEMO I
GUTACHTEN (QUELLEN: (APCS, 2013) (CONSENTEC, 2012A); EIGENE DARSTELLUNG)

3.4.1 LEISTUNGSMESSUNG BEI ENDKUNDEN

Derzeit ist im Bereich der Endkunden keine Leistungsmessung vorgesehen. Dies schldgt sich
sowohl in der moglichen Beschaffungsgenauigkeit von Energie am GrofShandelsmarkt, als

auch in der verursachergerechten Aufteilung der Kosten nieder.

Solange keine Leistungsmessung erfolgt, kann keine Aufteilung der Leistungskosten erfolgen.
Dadurch ist prinzipiell die Idee der Spitzenlastbepreisung nicht erfiillbar, da hier die Verur-

sacher eines Kapazitatszubaus dafiir bezahlen sollen.

Fiir die Einfithrung von Kapazitdtsmechanismen empfiehlt der Autor daher eine Leistungs-
messung fiir alle Kunden vorzusehen. Eine einfache Moglichkeit konnte die Einfiihrung von
Smart Metern bieten, die je nach Ausfiihrung die Aufgabe der Leistungsmessung {ibernehmen
konnten. Andere Moglichkeiten sind Spitzenlastzahler, welche als Zusatz eingebaut werden

missten und wiederum Zusatzkosten verursachen.

3.5 DIE RUNDSTEUERUNG ALS INSTRUMENT DER
LASTSTEUERUNG

Fiir den moglichen Eingriff in das Verbrauchsverhalten der Endkunden gibt es mehrere
Moglichkeiten. Die Tonfrequenzrundsteuerung (TFR) und die Funkrundsteuerung (FR)
gehoren zu den bereits erprobten Methoden auf diesem Gebiet. Durch eine Uberlagerung der
50 Hz im Netz mit einer Steuerfrequenz werden bei der TFR mittels kleinen Leistungen
Impulse/Befehle an die Rundsteuerempfanger gesendet. Diese bewadhrte Methode wird bei-
spielsweise fiir die Warmwasserboiler-Aktivierung in Stadten eingesetzt. Durch diverse Uber-
lagerungsprobleme sollten dementsprechend jedoch Kontrollempfanger platziert werden,

welche den einwandfreien Betrieb tiberpriifen (Schwab, 2006).
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Die Funkrundsteuerung zielt derzeit vorrangig auf die Synchronisation von Uhren, in diesem
Falle Zeitschaltuhren, ab, welche die nachgelagerten Geréate Ein- und Ausschalten. Durch drei
Sender in Europa die langwellig ein Signal ausschicken, soll eine besonders hohe Durchdring-
ung auch bei Empfangern in Kellergeschossen realisiert werden. Auch individuelle Befehle
konnten hierbei versendet werden um Gerdte direkt anzusprechen, jedoch ist dies mit

Zusatzkosten verbunden (Europdische Funk-Rundsteuerung GmbH, 2010).

TABELLE 2: LEISTUNGSUMFANGE VON HERKOMMLICHEN STROMZAHLERN (DERZEIT), AMR UND AMM
SYSTEMEN (ROUZAUD & DIDIERJEAN, 2005)

Funktionalitat Derzeit | AMR | AMM
Energieverbrauchsmessung X X X
Einfache Funktionen (Rundsteuerung) X X X
Einfaches Lastenmanagement (Warmwasserboiler) X X X
Zahlerfernauslesung X X
Spannungsqualititsmessung X X
Fernabschaltung X
Ferniibermittlung von Preisen X

Anwendung neuartiger Bepreisungskonzepte (Time-of-use,

Real-Time-Pricing...) X
Erweitertes Lastenmanagement (Leistungsbegrenzung, X
gesicherte Ubertragung)

Verringerung nicht-technischer Verluste X X
Prepayment-Funktion X
Moglichkeit zusétzlicher Services (Energieeffizienz, Integration

der Messung zusatzlicher Energietriger wie Gas oder X

Fernwarme)

Die dritte und unter den richtigen Umstanden vielversprechendste Variante ist die Steuerung
mittels Smart Metern. In der dritten Binnenmarktrichtlinie (Amtsblatt der Europdischen
Union, 2009) wird festgehalten, dass in Europa bis 2020 80 % der Endkundenzdhler Smart
Metern sein sollen. Wahrend einige Lander wie Italien diese Vorgabe bereits umgesetzt haben,
hinken die meisten europdischen Lander dieser hinterher. Der Umsetzungsgrad ist hier
allerdings nicht beschrieben. Um alle Anwendungen von Smart Metern nutzen zu kénnen und
damit die Umsetzung einer verbraucherbezogenen Umlage auf die Spitzenlast durchfiihren

zu konnen, ware allerdings ein Advanced Meter Management (AMM) notwendig.

In Italien wurde solch eine Struktur nicht umgesetzt. Als wichtigstes Argument fiir eine

geringwertige Umsetzung von Smart Metern werden die Kosten der Infrastruktur und der
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Zahler angefiihrt, wobei der Autor hier das Sparverhalten in Frage stellt. Aus Tabelle 2 kann

der Leistungsumfang der einzelnen Systeme entnommen werden.

3.6 DIE VERTRAGSPARTNER ENDKUNDEN UND ERZEUGER

Um einen Kapazitatsmarkt sinnvoll umsetzen zu konnen miissen sich also die Vertragspartner
Endkunden (wahrscheinlich vertreten durch die Regulierungsbehdrde oder beispielsweise
den Konsumentenschutz) und Erzeuger, auf eine neue Vertragsstruktur zur sinnvollen

Verrechnung von Energie und Leistung auf separatem Weg, einigen.

Der entscheidende Punkt ist hierbei der Zeitpunkt der Leistungsverrechnung. Diese Unter-
suchungen wurden bereits in der Diplomarbeit des Autors , Spitzenlastbepreisung und Smart
Meter” (Hiitter, 2010) zum Teil bearbeitet. Exemplarisch werden hier die Jahreshochstlast
(JHL) Stunden des Jahres 2010 in Deutschland laut Daten der ENTSO-E dargestellt (ENTSO-
E, 2013). Aufgeteilt werden diese Daten je Monat (Abbildung 7) bzw. Stunde (Abbildung 8)
des Auftretens in den Kategorien ,500 JHL Stunden”, ,88 JHL Stunden” und ,40 JHL
Stunden”. Speziell der Fall der 40 Stunden ist interessant, da in Kapitel 8.2 bei der Betrachtung
der Nachfrageseite eine Reduktion des Kraftwerkszubaus von 3,8 GW erreicht werden konnte,
wenn die 40 hochsten Lastfélle auf das Niveau der ,,Original” Lastspitze minus 3 GW gebracht
werden. Der Energieinhalt in dieser Periode betragt lediglich 39 GWh, was ca. 0,7 %o des
deutschen Energiebedarfs im Jahr 2010 entspricht.

200
m500 JHL Stunden  m 88 JHL Stunden 40 JHL Stunden

180

i
(o2}
o

i
i
o

.= 100

Haufigkeit des Eintretens je Monat

N ey (2] [e0] B
o o o o o o
1
|
|
1
|
|
]

|
A &
@ Y
N

| |

L
°

@ ®

o <

ABBILDUNG 7: AUSWERTUNG DER JHL (2010) IN DEUTSCHLAND NACH MONATEN MITTELS
VERSCHIEDENER GRENZWERTE (QUELLE: (ENTSO-E, 2013))
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ABBILDUNG 8: AUSWERTUNG DER JHL (2010) IN DEUTSCHLAND NACH (TAGES-) STUNDEN MITTELS
VERSCHIEDENER GRENZWERTE (QUELLE: (ENTSO-E, 2013))
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Fazit: Aus den obigen Grafiken kann entnommen werden, dass eine Leistungsverrechnung in
Landern wie Osterreich oder Deutschland, mit einer ausgepragten Winterlastspitze, durch
eine Verschmierung des Leistungsverbrauchs in den Wintermonaten erfolgen sollte. Personen
die beispielsweise im Juli ihre Lastspitze produzieren und damit nicht fiir den Bau neuer
Kraftwerke verantwortlich sind, sollten dementsprechend bei der Leistungsverrechnung
begiinstigt werden. Hingegen sind jene Kunden die in der Zeit von November bis Februar die

meiste Leistung benotigen fiir die Bezahlung des Neubaus von Kraftwerken heranzuziehen.

3.7 EINE MOGLICHE LOSUNG: DIE ,, OPTION TEMPO”

Frankreich ist bei mafigeschneiderten Tarifen auch fiir den Endkundenbereich ein Vorreiter in
Europa. Fiir den Autor stellt die , Option Tempo” eine geeignete erste Naherung fiir eine

verursachergerechte Verrechnung der Kosten auch im Haushaltsbereich dar.

Der Tarif besteht aus zwei Komponenten: einem Preis fiir die bezogene Leistung, und einer
Komponente fiir Energie. Die aktuellen Daten (EDF, 2013) fiir 2014 zu diesem Tarif werden in
Tabelle 3 angegeben.
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TABELLE 3: TARIFUBERSICHT DER "OPTION TEMPO” MIT ERWEITERUNG DURCH DEN AUTOR QUELLE:
(EDF, 2013)

Anschluss- Kosten inkl. Kosten je Blau Blau Weiffs  Weif3 Rot Rot

leistungin Steuernin € kW inkl. NT HT NT HT NT HT
kVA pro Jahr Steuern in €
pro Jahr
Preis einer kWh (in € inkl. Steuern)
9 121,01 13,4456 0,0840  0,1003 0,1175 0,1400 02142 0,5593
12 194,23 16,1858 0,0840  0,1003 0,1175 0,1400 0,2142  0,5593
15 225,06 15,0040 0,0840  0,1003 0,1175 0,1400 0,2142 0,5593
18 247,02 13,7233 0,0840  0,1003 0,1175 0,1400 02142 0,5593
30 617,81 20,5937 0,0840  0,1003 0,1175 0,1400 02142  0,5593
36 757,86 21,0517 0,0840  0,1003 0,1175 0,1400 02142 0,5593
NT...Niedrigtarifzeit 22 bis 6 Uhr HT...Hochtarifzeit 6 bis 22 Uhr

Die Umsetzung des Tarifes erfolgt an 300 Tagen im Jahr mit dem , blauen Tarif”, an 43 Tagen
mit dem ,, weifSen Tarif” und an 22 Tagen mit dem , roten Tarif”. Zusatzlich gilt die Einschran-
kung, dass die Hochstpreistage nur von November bis Mdrz ausgerufen werden diirfen, dies
nie an Samstagen, Sonntagen oder Feiertagen passiert und nie mehr als fiinf aufeinander-
folgende rote Tage sein diirfen. Fiir die weifien Tage gilt, dass sie nie sonntags auftreten,
grundsatzlich sonst ganzjahrig ausgerufen werden kénnen, aber in der Historie hauptsachlich
von Oktober bis Mai auftraten. Aufgrund der Nachfragestruktur (Anzahl der Hochstlasttage)
in Frankreich, Osterreich und Deutschland, wire solch ein Tarif durchaus auch fiir diese
Lander vorstellbar. Ein wichtiger Aspekt dabei ist, dass Frankreich einen Grofteil seiner
Energie aus Kernkraftwerken deckt, welche eine hohe Betriebsstundenanzahl pro Jahr, bei
geringen variablen Kosten, fahren konnen. Der Aspekt, dass Leistung etwas kostet, und dass

zu Spitzenlastzeiten die Energie teurer ist, wird hier allerdings bereits sehr gut hervorgehoben.
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4 DEMAND SIDE MANAGEMENT IM OSTERREICHISCHEN
KONTEXT

Die Wertigkeit eines Megawatts (MW) in der Industrie und fiir die Elektrizitatswirtschaft sind
verschieden. Wohingegen ein Megawatt fiir die Industrie lediglich bedeutet, dass in einer
Stunde die Arbeitsleistung einer Megawattstunde verrichtet werden kann, so kann in Zeiten
der Knappheit der Versorgung ein Megawatt fiir einen Energieversorger einen weitaus
hoheren Stellenwert haben. Dieses MW kann die Versorgung gewahrleisten, die Frequenz-
haltung sichern oder einfach nur Kosten bei der Beschaffung vermeiden. Das Projekt EDRC
(European Demand Response Center), welches in Kooperation mit den Firmen cybergrid,
APG und BriMaTech mit Férdermitteln der Forschungs Forderungsgesellschaft durchgefiihrt

wurde, versuchte Teile dieses Aspekts so gut als moglich zu beleuchten.

4.1 AUFGABENSTELLUNG

Das Projekt dient einerseits zur Ermittlung von Potentialen fiir Demand Side Management
(DSM) in der Industrie in Osterreich, und zum anderen zur Ermittlung der méglichen

Auswirkungen der Aggregation dieser auf die Elektrizitatswirtschaft.

Der Autor war fiir die Technische Universitat Graz federfithrend an dieser Studie beteiligt,
und einige Ergebnisse werden hier dargestellt und dienen ebenso als Grundlage fiir eine

vereinfachende Betrachtung der Verbrauchereinbindung in Kapitel 7.5 bzw. 8.2.

Im Rahmen des Projektes wurden vom Autor auf eigens gefiihrte Interviews und auf Inter-
views der Firma BriMaTech aufbauend Hochrechnungen fiir ein DSM Potential in Osterreichs
Industrie durchgefiihrt. Weiters wurden mehrere Anwendungsfalle dieses Potentials unter-
sucht und gegeniibergestellt. Ein Auszug der Ergebnisse wird in dieser Arbeit dargestellt.
Aufgrund der DSM-Ergebnisse fiir Osterreich, werden Potential-Hochrechnungen auf das
deutsche Marktgebiet vorgenommen und deren Auswirkungen mittels verschiedener Simula-

tionen ermittelt.

4.1.1 DAS POTENTIAL FUR DSM IN OSTERREICH

Es finden sich in Osterreich diverse Industrien mit groflem Potential zur Verschiebung von
Lasten. Dies bedeutet nicht, dass Energie eingespart werden soll, sondern lediglich der
Zeitpunkt der Konsumation elektrischer Energie wird an die Gesamtlastsituation angepasst.
Dies ist vor allem bei der Zement-, Papierindustrie sowie im Sektor Steine und Erden sehr
einfach zu erreichen, namlich durch den Einsatz von Speichern zur Lagerung von Zwischen-
produkten. So kann beispielsweise in der Papierindustrie der Holzschliff in einem Silo
zwischengelagert werden, und die leistungsstarken Refiner miissen somit nicht zu Spitzen-
lastzeiten fahren. Solche Beispiele konnten mehrfach angefiihrt werden. Fiir diese Details kann
der Abschlussbericht zum EDRC Projekt herangezogen werden (Stigler H. , 2013).
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4.2 ERGEBNISSE

Im Rahmen des Projektes hat sich bei Osterreichs Industrie ein Potential von ca. 320 MW fiir
DSM pro Woche (Stand 2013) ergeben. Dieses Potential steht einerseits hauptsachlich in
wenigen, energieintensiven Branchen zur Verfiigung, und andererseits teilt es sich
hauptséchlich auf die Bundesliander Oberdsterreich (OO) und Steiermark (Stmk) auf. In den
folgenden Abbildungen werden die ermittelten Potentiale je Branche (Abbildung 9 links) und
die regionale Aufteilung dieser Potentiale (Abbildung 9 rechts) dargestellt. Aus historischen
Griinden sind in OO und Stmk viele und auch energieintensive Industriebetriebe beheimatet,
weshalb das Bild der Potentiale wenig verwunderlich ist. Das Gesamtpotential in Osterreich
diirfte zwar deutlich hoher liegen als in dieser Studie angenommen, jedoch waren Zeit und
Mittel zur Erforschung des Potentials knapp, weshalb der Fokus auf einigen wenigen

Branchen und gezielten Gesprachen mit marktfiihrenden Betrieben dieser lag.
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ABBILDUNG 9: DSM POTENTIALE IN OSTERREICH IN DER UBERSICHT: LINKS JE BRANCHE UND RECHTS
JE BUNDESLAND (QUELLE: (STIGLER H., 2013) EIGENE DARSTELLUNG)

4.2.1 ADAPTION VON ATLANTIS

Fiir die Simulation verschiedener DSM Gegebenheiten in Osterreich wurde zusatzlich zum
Standardverbrauch, welchem die Lastgéange je Land stundengenau hinterlegt sind, eine zweite
Moglichkeit zur Lastgangimplementierung integriert. Dadurch kann DSM in einer beliebigen
Stunde zu- oder weggeschalten werden. Dieser stundenscharfe Lastgang wird dann zu einer
Periode aggregiert. ATLANTIS als Modell arbeitet jedoch nicht mit Stundenwerten, sondern
mit Perioden. Diese Ndherung ist aufgrund der unmoglichen stundengenauen Vorhersage

kiinftiger Angebots- und Nachfragedaten durchaus zuldssig. Um den Einfluss auf die
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Spitzenlast im Besonderen zu untersuchen, wurde die Peak Periode® auf der Spitzenseite mit
10 % der Stunden besonders fein unterteilt. Mittels der Standortinformation der
Industriebetriebe wurden die DSM Potentiale auf die Knoten des Hochstspannungsnetzes in
den jeweiligen Bundesldandern aufgeteilt. Eine Erweiterung der Lastaufteilung wurde auch fiir
die Nachbildung des Lastgangs in Deutschland bei den Untersuchungen zu
Kapazitatsmarkten verwendet (Aufteilung in Haushalte und Gewerbe/ Handel/

Dienstleistung/ Industrie).

4.2.2 AUSWERTUNG DER ERGEBNISSE

Die Simulationen teilen sich in zwei Teilgebiete auf: Spitzenlastsenkung und Integration von
EE. Zusétzlich wurde eine Abschdtzung der Moglichkeiten von DSM Mafsnahmen im Einsatz-
bereich Regelenergie durchgefiihrt.

4.2.2.1 SPITZENLASTSENKUNG

Bei den Interviews hat sich herausgestellt, dass das Potential von 300 MW? sich in einen taglich
verfiigbaren, und einen wochentlich verfiigbaren Teil spaltet. 200 MW konnen téglich fiir eine
Zeit von zwei bis fiinf Stunden abgerufen werden. Der Rest kann einmal pro Woche abgerufen
werden, weshalb die Verdnderung der Last mit einem taglichen Potential von 220 MW durch-
gefiihrt wird. Eine zweite Simulation wurde mit einem Reduktionpotential von 1.000 MW
(840 MW pro Wochentag) durchgefiihrt um einen Extremfall zu untersuchen. Eine weitere
Adaption der Daten erfolgte aufgrund der Beriicksichtigung der Photovoltaikeinspeisung.
Trotz der geringen installierten Leistung im Vergleich zu anderen Landern in Europa, ist der
Einfluss durch PV auf den Fall der Spitzenlastsenkung in Osterreich deutlich erkennbar. Die
drei verglichenen Fille sind jeweils BASE als Referenzszenario ohne jeden Eingriff, SLS
300/1.000 und SLSPV 300/1.000.

Die Jahresdauerlinie: Bei der Untersuchung der Jahresdauerlinie und einem Verschiebe-
potential bis fiinf Stunden hat sich herausgestellt, dass ab einem DSM Potential von 4-5 % der
Spitzenlast, kein weiterer positiver Effekt der Spitzenlastsenkung mehr auftritt. Das heifst, die
Vergleichmafiigung des Lastgangs unter der Pramisse der real geringen Verschiebedauer von
2-5 Stunden ist in Osterreich mit ungefahr 500 MW DSM Potential begrenzt.

Einsatz von Kraftwerken allgemein: In den Simulationen stellt sich insgesamt eine geringe
Veranderung des Kraftwerkseinsatzes ein. Dieser geringe Unterschied ist auf die Lage von
Osterreich in Europa, d.h. auf die gute Anbindung ans Ausland, zuriickzufiihren. Es erfolgt

hier lediglich eine Verbesserung des Kraftwerkseinsatzes hinsichtlich der Kosteneffizienz. Das

8 Fiir die Berechnungen wurde das Jahr bzw. Monat in fiinf Perioden unterteilt. Die Spitzenlastperiode,
welche wochentags von 8 bis 20 Uhr auftritt, wurde mit 3 Schritten im Verhaltnis 10/30/60 unterteilt,
und die Off-Peak-Periode (restliche Zeit) wurde mit einem Verhéltnis von 80/20 angenommen.

® Die 300 MW gelten fiir das Jahr 2006 und wurden mit einer jahrlichen Steigerung von 1,2 %
hochgerechnet.
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bedeutet, die Veranderung des Kraftwerkseinsatzes wie sie aus Abbildung 10 ersichtlich ist,

bezieht sich fast rein auf Gaskraftwerke.
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ABBILDUNG 10: JAHRESDAUERLINIE ALLER ERZEUGUNGSEINHEITEN IN OSTERREICH AUSGENOMMEN
PUMPSPEICHER (QUELLE: (STIGLER H. , 2013), EIGENE DARSTELLUNG
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ABBILDUNG 11: JAHRESDAUERLINIE ALLER GASKRAFTWERKE IN OSTERREICH
(QUELLE: (STIGLER, 2013), EIGENE DARSTELLUNG

Einsatz von Gaskraftwerken: Im Bereich der Gaskraftwerke ergibt sich ein geringfiigig
gedanderter Kraftwerkseinsatz aufgrund der hohen variablen Kosten dieser Kraftwerke. Wenn
nun ein Teil der Erzeugung optimiert werden kann (durch Verschiebungen beim Im-/Export)

dann sind in erster Linie die teuersten Erzeugungseinheiten von Einsatzdauerveranderungen
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betroffen. Die Darstellung der Einsatzverdanderung von Gaskraftwerken kann Abbildung 11

entnommen werden.

CO: Emissionen: Durch den verdnderten Kraftwerkseinsatz bedingt ergaben sich auch
geringfiigig verdnderte CO. Emissionen. Der Unterschied liegt im Bereich von 3-4 % der
Emissionen, und wird aufgrund der Geringfiigigkeit hier nicht dargestellt. Anzumerken ist,
dass diese geringe Reduktion nur im Fall des PV optimierten Einsatzes von DSM zu erkennen

ist.

Die Erzeugungskosten: Es sind im Projekt Unterschiede in den Erzeugungskosten in
Osterreich ersichtlich. Positiver fallt hier in allen Belangen der Fall mit PV Optimierung aus.
Hierbei werden die Stunden um 12:00 Uhr mittags nicht fiir die Lastverschiebung herange-
zogen, sondern der Fokus liegt auf der Abendspitze. Die geringeren Erzeugungskosten
kommen vom effizienteren Einsatz der Kraftwerke bzw. aus Importen die giinstiger sind. Nur
beim Fall 300 MW wirkt sich das Zusammenspiel aus verandertem Einsatz der Kraftwerke
(mittags konnte gilinstiger importiert werden; abends wird teurer importiert) speziell im Jahr
2025 negativ aus. Ansonsten sind die Ergebnisse, vor allem in den PV Fillen, durchwegs
positiv. Die Reduktion der Kosten (positiv aufgetragen) kann aus Abbildung 12 entnommen

werden.
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ABBILDUNG 12: REDUKTION DER GESAMTKOSTEN DER ELEKTRISCHEN ENERGIE
IN OSTERREICH (QUELLE: (STIGLER H. , 2013))
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4.2.2.2 VERRINGERUNG DES REDISPATCHES IM SPEZIELLEN BEI ERNEUERBAREN
ENERGIEN

Redispatch bedeutet, dass Kraftwerke nicht kostenoptimal eingesetzt werden, da Netzrestrik-

tionen vorliegen welche dies verhindern. Besonders bei EE ist dies nicht optimal, da darge-

botsabhingige Energietrager dann eingesetzt werden miissen wenn bspw. bei Photovoltaik

die Sonne scheint. Negativer Redispatch bedeutet, Kraftwerke die giinstiger produzieren

konnten fahren nicht, und positiver das ineffizientere, aber aus netztechnischer Sicht besser

gelegene Kraftwerke, Energie einspeisen.

Zur Berechnung dieses Falles wurde vom Autor ein geringeres DSM-Potential angenommen.
Fiir die Auswahl der Knoten galt dabei, dass diese in der Ndhe eines DSM Potentials liegen
miissen und vorwiegend Einspeisung aus EE aufweisen!. Die angenommen Falle sind 40 MW
an einem Knoten fiir den 300 MW Fall der Spitzenlastsenkung, und 200 MW fiir den 1.000 MW
Fall der Spitzenlastsenkung. Die konkreten Ergebnisse sind in der Studie ,EDRC” nachzulesen
(Stigler H. , 2013). Die dabei verwendeten Knoten werden in Abbildung 13 auf der Landkarte
dargestellt.

ABBILDUNG 13: GEOGRAFISCHE LAGE DER KNOTEN FUR DIE BERECHNUNG DER
REDISPATCHMINIMIERUNG (GOOGLE INC., 2013);EIGENE DARSTELLUNG

10 Namentlich genannt sind dies Bisamberg (220 kV), Sarasdorf/Stixneusiedl (400 kV), Ternitz (220 kV),
Ybbsfeld (220 kV) und Wallsee (220 kV).
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Die Ergebnisse fielen aufgrund des im europdischen Kontext geringen Volumens nicht
tiberdeutlich aus. Die Verringerung des negativen Redispatches belduft sich auf ca. 3 Volllast-
stunden bezogen auf die Leistung an den jeweiligen Knoten. Dies gilt fiir den Fall der konzen-

trierten 40 MW an einem Knoten. Eine Ubersicht dazu gibt Abbildung 14 (Stigler H. , 2013).
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ABBILDUNG 14: VERANDERUNGEN DES NEGATIVEN REDISPATCHES AN DEN BETRACHTETEN KNOTEN

Es wird vom Autor an dieser Stelle angenommen, dass dieser Einfluss in Deutschland ein weit
hoherer sein kann. Zum einen sind in Deutschland Knoten mit konzentrierter Einspeisung
fluktuierender Erzeuger haufiger als in Osterreich (und mit hoherer installierter Leistung),
und zum anderen ist das Potential zur Lastflexibilisierung grofser. Dieser Punkt wurde jedoch

im Zuge des Projekts nicht untersucht.

4.2.2.3 DER REGELENERGIEMARKT

Der Regelenergiemarkt stellt neben der Integration fluktuierender Energietrager und der
Senkung der Spitzenlast das dritte potentielle Einsatzgebiet von Lastverschiebungen dar.
Dabei hat sich im Zuge der Recherche herausgestellt, dass das einzig sinnvoll anwendbare
Einsatzgebiet der Tertidrregelenergiemarkt (Minutenreserve) sein wird. Andere Markte wie
beispielsweise der Primédrregelenergiemarkt fallen aufgrund der Tatsache heraus, dass ein
automatischer Abruf der Leistung in sehr kurzer Zeit (Sekunden) und automatisch stattfindet.
Es ist praktisch nie moglich solch eine unvorhersehbare Stérung in den Betrieb eines Industrie-
unternehmens zu implementieren. Im Fall der Tertidrregelleistung erfolgt ein Anruf des UNB
woraufhin der Betrieb selbst manuell, mit einigen Minuten Vorlaufzeit, in seinen Prozess

eingreifen kann.
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In der realen Anwendung gibt es noch eine weitere Einschrankung: Zusatzliche Energie kann
nicht (sehr selten) kurzfristig nachgefragt werden, sondern die Betriebe kénnen nur die Ener-
gieaufnahme reduzieren. Eine Nachfrageerhohung ist zu unsicher als das sie am Markt ange-
boten werden konnte, wohingegen bei der Reduktion standig ein Produkt in einem Zwischen-

speicher lagern kann aus dem es im Bedarfsfall entnommen wird.

In Osterreich wird der Tertidrregelenergiemarkt mittels einer reinen Energienachfrage, oder
mittels Market Maker Verfahren beschafft. Hier interessant ist nur der Market Maker, da bei
diesem System sowohl ein Preis fiir Leistung, als auch fiir Energie bezahlt wird. Uber Daten
der APCS (APCS, 2012) und der APG (APG, 2012) wurden Auswertungen fiir mogliche Erlose
am Tertidrregelenergiemarkt durchgefiihrt. Die Ergebnisse dieser Untersuchung werden im
Folgenden kurz dargestellt und konnen in ihrer Gesamtheit in der EDRC Studie nachge-
schlagen werden (Stigler H. , 2013).

Der Leistungspreis: Der Markt fiir positive Minutenreserve wird in Osterreich als , Aus-
fallsreserve” bezeichnet. Die Daten fiir die Berechnung des Leistungspreises dieser Ausfalls-
reserve sind sehr eingeschrankt, und konnen deshalb nur als Anhaltspunkt verwendet
werden. In Abbildung 15 wird der Verlauf der bezuschlagten Gebote fiir die ersten neun
Monate des Jahres 2012 in Osterreich dargestellt. Im ersten Moment erscheint die Einheit in
Abbildung 15 mit €/ MWh fiir einen Leistungspreis falsch, jedoch wird hier jeweils eine
bestimmte Leistung fiir einen definierten Zeitraum von vier Stunden angeboten, was

wiederum einer Energie entspricht.
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ABBILDUNG 15: ERGEBNISSE DER AUSSCHREIBUNG FUR POSITIVE MINUTENRESERVE IM JAHR 2012 IN
OSTERREICH (QUELLE: (APG, 2012); EIGENE DARSTELLUNG)
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Durch diese Werte lassen sich durchschnittliche Erlose durch einen Leistungspreis fiir positive
Minutenreserve in Osterreich errechnen. In Abbildung 16 ist diese Uberschlagsrechnung der
Leistungseinnahmen pro Woche anhand einer angebotenen Leistung von zehn MW darge-
stellt.
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ABBILDUNG 16: DURSCHNITTSERLOSE EINES 10 MW ANGEBOTS POSITVER MINUTENRESERVE PRO
WOCHE (QUELLE: (APG, 2012) ;EIGENE BERECHNUNG)

Die Energieabgeltung: Zusatzlich zu den Leistungsabgeltungen werden auch noch Erldse
durch die Erzeugung von Energie generiert, wobei diese separat betrachtet werden muss. Im
Falle der Leistung erhalten jene Kraftwerke mit den geringsten Kosten den Zuschlag, solange
bis die gewiinschte Menge an Reserve erreicht wird. Dies heifit jedoch noch nicht, dass das
vom Leistungsangebot her giinstigste Kraftwerk (oder eines der anderen kontrahierten Kraft-
werke) auch irgendwann tatsdchlich Energie liefert (hier: auf Energiebezug verzichtet). Die
Energie wird in einer separaten Auktion abgehandelt und der Einsatz im Bedarfsfall erfolgt
aufgrund einer Merit Order dieser Energieangebotskosten. Die jeweils tatsdchlich aufge-

tretenen Kosten fiir Energie in den Jahren 2011 und 2012 werden in Abbildung 17 dargestellt.
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ABBILDUNG 17: PREISE FUR ENERGIE BEIM ABRUF POSITIVER MINUTENRESERVE IN OSTERREICH IN
DEN JAHREN 2011 UND 2012 (QUELLE: (APCS, 2012) ; EIGENE DARSTELLUNG)

Die Streuung der Energiepreise ist grofs und somit kann keine Vorschau zu moglichen Ein-

nahmen durch den verminderten Energiebezug gegeben werden.

4.3 FAZIT

Die Potentiale in Osterreich fiir Demand Side Management sind definitiv gegeben. Im euro-
paischen Kontext gehen diese Lastminderungen jedoch géanzlich unter. Regional konnen sich
durchaus Vorteile ergeben, vor allem im Bereich der Netzoptimierung. Ein wichtiges Indiz
ergeben die Befragungen vor allem fiir die weiteren Berechnungen der Lastsenkung und deren
Auswirkungen in und auf Deutschland. Hier konnten keine Befragungen durchgefiihrt
werden, jedoch kann ein Potential abgeschétzt werden. Aufgrund der ca. 10-fachen Energie-
nachfrage und ca. 10-fachen Spitzenlast, wird vom Autor ein realistisch einfach zu erreichen-
des Potential von 3 GW (Osterreich 300 MW) angenommen. In der Osterreich-Betrachtung
wurde dann ein {ibertriebener Fall mit 1.000 MW berechnet. Die Aquivalente dazu in Deutsch-
land werden mit 6 bzw. 9 GW Lastsenkung durchgefiihrt. Die Ergebnisse dazu sind in Kapitel

8.2 zu finden.
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5 AKTUELLE ANSATZE IM BEREICH DER ZUKUNFTIGEN
ELEKTRIZITATSMARKTGESTALTUNG

Kaum ein Thema der Energiewirtschaft wird derzeit so heif diskutiert wie die Neugestaltung
des Marktes aufgrund der veranderten Anforderungen welche die Energiewende mit sich
bringt. Die Elektrizitatswirtschaft ist konfrontiert mit erheblichem Zubau an dargebots-
abhéngigen Energieerzeugern, mit sinkenden Einsatzstunden konventioneller Kraftwerke,
mit einem bevorstehenden Kernenergieausstieg in Deutschland und unsicheren Erlésen aus
Stromgeschaiften, die Neuinvestitionen mit viel Risiko behaften. Deswegen werden in diesem

Kapitel einige fiir den Autor wichtige Ansdtze und Meinungen dargestellt und kommentiert.

Abbildung 18 gibt einen Uberblick in Bezug auf die derzeitigen Varianten an Kapazitits-
mechanismen in Europa. Dabei sind unterschiedliche Stadien von unkonkreten Diskussionen
zu Kapazitatsmarkten bis hin zu einer bereits jahrelangen Umsetzung vorhanden. In diesem
Kapitel werden jene Mechanismen und Vorschldge vorgestellt und diskutiert, welche sich auf

die Diskussion in Deutschland beziehen.
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ABBILDUNG 18: UBERSICHT UBER DIE KAPAZITATSMECHANISMEN IN EUROPA (QUELLE: (THE ENERGY
COLLECTIVE, 2013); EIGENE DARSTELLUNG)
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5.1 OSTERREICHS HALTUNG GEGENUBER KAPAZITATSMARKTEN

Die Interessensvertretung der Osterreichischen E-Wirtschaft hat im November 2013 ihre
Position gegentiber der anstehenden Marktveranderung in einem Positionspapier festgehalten

(Osterreichs Energie, 2013). Der folgende Inhalt wird diesem Papier sinngemaf entnommen.

Zweibesondere Herausforderungen der derzeitigen E-Wirtschaft werden in diesem Positions-
papier explizit angesprochen. Dies ist zum einen die Notwendigkeit einer Anpassung der
Forderung von EE, und die anzunehmend notwendigen Weiterentwicklungen des deutsch-
Osterreichischen Strommarktes. Durch die Angebotskosten von Technologien wie Wind und
PV, welche nahe bei null liegen, kommen konventionelle Kraftwerke zunehmend in Bedrang-
nis''. Dies ist den sinkenden Einsatzzeiten und den niedrigen Strompreisen geschuldet.
Aufgrund der Dargebotsabhangigkeit von Wind und PV ist es jedoch zwingend notwendig
Kraftwerkskapazitit in Reserve zu halten. Dies wird in den nédchsten Jahren und Jahrzehnten
mit Neubau bewaltigt werden miissen. Die derzeitige (strom-) wirtschaftliche Lage hindert
jedoch einen verantwortungsvollen Geschiftsfiihrer daran Investitionen in neue Kraftwerke
zu tatigen. Die Forderungen bedeuten mittlerweile einen dermafien tiefen Eingriff in den

liberalisierten Markt, dass seine langfristige Funktionsfahigkeit fraglich geworden ist.

Deswegen wird im Positionspapier angeregt, dass eine zweistufige Umstellung wahrschein-
lich sinnvoll sein wird. In der ersten Phase kann das Modell der strategischen Reserve SR zum
Einsatz kommen. Hier beschafft in der Regel der UNB die notwendige Kapazitit zur Reserve-
haltung. Kurz- bis mittelfristig sollte dieser Ansatz die Reservekraftwerksverordnung in
Deutschland ablosen, obwohl darauf hingewiesen wird, dass die ersten Ansatze nicht gleich
ausgestaltet sind wie die Reservekraftwerksverordnung. Angesetzt wird bei der SR vor allem
bei den Bestandskraftwerken und deren Verbleib im System. In Ausnahmeféllen kénnen
jedoch auch neue Anlagen gebaut werden. Die SR kann einfach auf Nachbarliander ausge-
weitet werden, wobei spezielle Regeln fiir diese Kraftwerke die in Deutschland angefiihrt

werden fiir ausldandische Kapazitaten nicht bindend sein konnen'2.

Die nidchste , Ausbaustufe” ist die Einfithrung eines Kapazitdtsmarktes. Dabei sind zwei
Varianten im Gesprach. Im Ansatz des umfassenden Kapazitatsmarktes wird ein Grofsteil der
Parameter zentral definiert. Adressiert werden sowohl Alt- wie auch Neuanlagen, wobei
jedoch fraglich ist, ob bei der Variationsvielfalt nicht ein hohes Mafs an Re-Regulierung
erforderlich sein wird, da die ex-ante Bestimmung eines Kraftwerksmix aus EE, Speichern und
konventionellen Anlagen schwierig erscheint. Der zweite Ansatz ist dezentral organisiert.

Hier werden im Standardfall die Lieferanten dazu verpflichtet Leistung fiir ihre Kunden zu

11 Speziell die PV-Einspeisung in den Mittagsstunden bringt einen enormen Preisverfall mit sich.
Hierbei haben nicht nur konventionelle Kraftwerke ein Problem, sondern beispielsweise Pumpspeicher-
betreiber ebenso.

12 Gemeint ist hier die ,,no-way-back”-Regel, welche es Kraftwerken die einmal fiir die SR partizipiert
haben nicht mehr erlauben in den reguldren Energiemarkt zuriickzukehren.
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beschaffen. Dabei kann die notwendige Menge an Leistung entweder zentral vorgegeben
werden, oder es wird den Marktakteuren selbst tiberlassen diese zu bestimmen. Die ideale
Ausgestaltung wiirde einen optimalen Mix aller Kraftwerkstechnologien nach sich ziehen,

wobei dhnliche Probleme wie bei den umfassenden Kapazitatsmechanismen zu erwarten sind.

Einigkeit scheint zunehmend {iber die langfristige Unfahigkeit des EOM zur Errichtung neuer
Anlagen zu herrschen. Die weitldufige Meinung ist, dass die Bereitstellung von Leistung
zukiinftig honoriert werden muss. Bedenken gibt es jedoch bei den verschiedenen Kapazitats-
mechanismen aufgrund der irreversiblen Eingriffe in den bestehenden Markt, und die schwer
abzuschdtzenden Auswirkungen dieser Eingriffe. Die rechtliche Absicherung seitens der EU-
Kommission wurde bereits geschaffen, nun liegt es an den Marktakteuren und Regulatoren.
Die EU sieht im ersten Schritt eine Priifung der Kapazitatssituation vor, welche fiir einen
isoliert Osterreichischen Markt wahrscheinlich zu einem negativen Urteil fiir die Einfithrung
von Kapazitdtszahlungen ausfallen wiirde. Dajedoch das deutsch-osterreichische Marktgebiet
dermafien verflochten ist, wird bei einer Umsetzung in Deutschland nach heutigem Stand eher
mitgezogen als verneint. Laut Osterreichs Energie ist also davon auszugehen, dass bei
Einfiihrung eines Kapazititsmechanismus in Deutschland, dieser auch in Osterreich imple-
mentiert wird. Dadurch ist die weitere Betrachtung der deutschen Haltung, gegentiber diesen
Ansatzen und deren Umsetzungsmafinahmen, in dieser Arbeit nachvollziehbar und sinnvoll.
Zu priifen gilt es aus Sicht der EU-Kommission jedenfalls, inwieweit der Netzausbau solche

Mafinahmen {iberfliissig werden lasst.

5.2 DER DERZEITIGE ENERGIEMARKT

Der Handel in der Elektrizitatswirtschaft (2013) im Marktgebiet Deutschland/Osterreich ist
mittels eines Borsenmodells realisiert. Dieser ist durch viele dezentrale Abldufe charak-
terisiert, an deren Ende eine zentrale Auktion einen Tag vor physischer Ausfiihrung steht. Das
hohe Mafs an Dezentralitat im Gegensatz zu einem Markt der Pool-organisiert ist hat den
Vorteil der freien Entscheidung der einzelnen Teilnehmer und das nicht viele Details von einer
zentralen Stelle angenommen werden miissen. Allerdings muss eine gute Koordination der
einzelnen Akteure gegeben sein um Ineffizienzen so gut es geht zu vermeiden. Bérsenmodelle
bieten dann Vorteile, wenn beispielsweise Ubertragungsengpésse die Ausnahme sind, was
laut den Autoren bei der Erstellung des Gutachtens weitestgehend erfiillt war (Ockenfels,
Grimm, & Zoettl, 2008). Heutzutage jedoch ist durch den Ausbau von EE die Ubertragung
nicht mehr als Unabhéngig anzusehen. Dies deutet zwar nicht auf einen Wechsel zu einem
zentralen Poolmodell hin, Anpassungen des Borsenmodells sind aber durchaus vorstellbar

und notwendig.
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5.2.1 DIE PREISBILDUNG

Entscheidend fiir den Borsenspothandel ist das Format der geschlossenen Auktion. In einer
Angebotsrunde werden alle Angebote gesammelt und mit der Nachfrage zusammengefiihrt.
Dadurch erhélt kein Bieter Informationen tiber das Bietverhalten anderer Teilnehmer. Dies hat
Vor- und Nachteile. Jedenfalls ist somit die Moglichkeit von Preisabsprachen, wie sie in
offenen Auktionen {iber mehrere Runden passieren konnen gering. Angeboten werden von
jedem Teilnehmer der Preis und die Menge fiir jede Stunde des folgenden Tages. Diese Gebote

werden dann gesammelt und zusammengesetzt in der Merit Order fiir jede Stunde dargestellt.

An der EEX wird eine Einheitspreisauktion abgehalten. Das heifst, jeder Bieter der den
Zuschlag zur Produktion erhdlt, bekommt den Marktraumungspreis fiir seine Energie
vergiitet. Der Marktraumungspreis wird in jeder Stunde durch den Preis der letzten
eingesetzten Einheit (teuerstes bezuschlagtes Kraftwerk) ermittelt. Dadurch erhalten alle Teil-
nehmer fiir das gleiche Produkt auch die gleiche Vergiitung, oder anders gesagt, jeder Nach-
frager zahlt fiir das gleiche Produkt bei jedem gleich viel. Bei solch einer Auktionsform ist es
essentiell wichtig, dass ein reger Wettbewerb herrscht. Durch fehlenden Wettbewerb konnte
ein Anbieter durch absichtliches (physisches) Zuriickhalten von giinstigen Kapazitaten den
Preis kiinstlich in die Hohe treiben. Ockenfels beschreibt noch eine zweite Moglichkeit der
Kapazititszuriickhaltung, die Okonomische. Dabei wird ein Teil der Kapazitit nicht zu den
Grenzkosten, sondern dariiber angeboten. Wird dies von einzelnen Anbietern praktiziert,
dann wird sich sehr wahrscheinlich eine suboptimale Einsatzreihenfolge der Kraftwerke
ergeben. Machen hingegen alle Anbieter in gleicher Weise diesen Aufschlag, so bleibt die

Einsatzreihenfolge effizient, jedoch der sich einstellende Preis ist zu hoch.

5.2.2 INVESTITIONEN UND DER KAPAZITATSMARKT

Es wird von mehreren Seiten in Frage gestellt, ob der derzeitige Energiemarkt die notwen-
digen Investitionen in Kraftwerke anreizen kann. Selbst bei perfektem Wettbewerb gibt es
Probleme bei der effizienten Kapazitatsbeschaffung des oOffentlichen Gutes ,elektrische
Energie”. Das optimale Maf$ ware dementsprechend genau die zu Knappheitszeiten benétigte
Menge. Diese Menge ist jedoch praktisch nicht determinierbar. Es kommt zu Uberschiissen
oder Unterdeckung. Bei Uberdeckung ist das Auftreten von Knappheitspreisen selten bis gar
nicht zu erwarten. Knappheitspreise sind jedoch zwingend notwendig wenn alle
Kraftwerksbetreiber zu ihren Grenzkosten anbieten, damit auch die letzte eingesetzte
Technologie/Kraftwerk Deckungsbeitrdge erwirtschaften kann. Ansonsten werden solche
Kraftwerke aus dem Markt austreten bzw. es werden keine Kraftwerke gebaut. Bei
Unterdeckung kommt es zu physikalisch bedingten Abschaltungen oder im schlimmsten Fall
zu einem Blackout. Trotz der hohen Preise, die sich kurz vor der Unterdeckung einstellen,
konnte keiner von diesen Preisen profitieren wenn tatsachlich ein Blackout auftritt. Deswegen,
aufgrund des Status als Offentliches Gut und der zu erwarteten volkswirtschaftlichen

Einbuflen, ist Unterdeckung zu vermeiden.

38/201



Kapitel 5 Zukiinftige Elektrizitatsmarktgestaltung

Geschehen konnte dies laut Ockenfels mittels der Erganzung durch einen Kapazitdtsmarkt.
An solch einem werden physische Kapazitaten mit Vorlauf gehandelt um standig ein ange-
messenes MafS an Kapazitit installiert zu haben. Dies bedeutet, dass ein gewisses Maf$ an
Uberkapazitit installiert ist um auch bei unvorhergesehenen Schwierigkeiten nicht sofort mit
Lastabwurf reagieren zu miissen. Diese Uberkapazitit muss jedoch auch bezahlt werden.
Durch Vergiitungen am Kapazitatsmarkt wird das Risiko der Investoren gesenkt, und die
Deckungsbeitrage fiir alle Beteiligten sollten passend sein. Im Idealfall werden durch einen
Kapazitatsmarkt gentigend Anreize fiir Investitionen gesetzt und gleichzeitig wird Markt-
macht eingeddammt und Kraftwerksbetreiber sind volatilen Preisen weder ausgesetzt noch auf
sie angewiesen. Laut Ockenfels wiirden sich am Kapazitiatsmarkt Preise von Null einstellen
wenn die Preise am Energiemarkt ausreichen um Investitionen sicherzustellen. Dadurch
wiirde sich der Kapazitatsmarkt selbst {iberfliissig machen (Ockenfels, Grimm, & Zoettl, 2008).
Aus Sicht des Autors ist dies eine sehr vereinfachte Betrachtung die aus heutiger Sicht nicht
haltbar ist.

5.3 ANSATZUBERSICHT

Seit dem Reaktorungliick in Fukushima werden immer mehr Diskussionen zum Ausstieg aus
der Kernenergienutzung (Kernfission) gefiihrt. Weiters ist die Integration von Erneuerbaren
Energien im grofien Stil ein Anliegen das sowohl fiir die nachhaltige Nutzung der zur
Verfligung stehenden Ressourcen steht, als auch dem Klimawandel entgegenwirken soll. Die
Verwirklichung dieser Ziele geht einher mit dem Problem der stets notwendigen gesicherten
Kraftwerksleistung zur Sicherung der Nachfragedeckung in Industrieldandern wie Deutsch-
land. Dadurch werden Neuinvestitionen notwendig, welche mit veranderten Marktbe-
dingungen, wie geringeren Einsatzzeiten, konfrontiert werden. Damit trotzdem Neuin-
vestitionen getdtigt werden ist eine Anpassung des heute implementierten reinen Energie-
marktes in Zukunft unerldsslich. Unter den Termini Kapazitdtsmarkt, Kapazitdtsmechanis-
mus oder Leistungsmarkt wird diese Anpassung in den meisten deutschsprachigen Publika-
tionen abgehandelt. Eine Ubersicht der potentiellen Ansitze fiir Deutschland wird in
Abbildung 19 gegeben. Auf die, aus Sicht des Autors, Relevantesten wird in dieser Arbeit

Stellung genommen.
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ABBILDUNG 19: UBERSICHT EINIGER IN DEUTSCHLAND DISKUTIERTER KAPAZITATSMECHANISMEN
(ANLEHNUNG AN (ENERVIS, BET, 2013); EIGENE DARSTELLUNG)

5.4 ANSATZ DES DEZENTRALEN LEISTUNGSMARKTES

Ein vielversprechender Ansatz zur Bewiltigung des zukiinftigen Kapazitdts- bzw. Finan-
zierungsproblems im Bereich gesicherter Leistung ist der Ansatz des dezentralen Leistungs-
marktes, welchen beispielsweise der Verband kommunaler Unternehmen e.V. (VKU) und die
Thiiga aufgreifen. Die folgenden Darstellungen beziehen sich auf die Studie ,Ein
zukunftsfahiges Marktdesign fiir Deutschland” von der enervis energy advisory GmbH in
Zusammenarbeit mit dem BET Biiro fiir Energiewirtschaft und technische Planung GmbH im
Auftrag des VKU (enervis, BET, 2013) und telefonischer Nachfrage bei einem der

Studienautoren (Herrmann, 2013).

5.4.1 PROBLEMSTELLUNG

Ausgehend von den zu erfiillenden Rahmenbedingungen der Energiewirtschaft der nachsten
Jahrzehnte erfolgt eine Empfehlung zur Erfiillung dieser Punkte unter den Aspekten der
Einfachheit und zeitgleichen Umsetzbarkeit. Die Rahmenbedingungen sind unter anderem
die Quoten fiir erneuerbare Energien zu erfiillen (80 % des Bruttostromverbrauchs in 2050),
der Ausstieg aus der energetischen Nutzung der Kernenergie bis 2022, die Reduktion der

Treibhausgasemissionen im vereinbarten Mafle und Weitere (enervis, BET, 2013).
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Das Ziel ist es, diese Punkte so gut als moglich in einem wettbewerblich organisierten, trans-
parenten und europdisch integrierten Markt umzusetzen. Dabei ist die Transformation eines
vorwiegend konventionellen Kraftwerksparks, hin zu einem gewollt hochgradig erneuerbar
gepragten Kraftwerkspark bei gleichbleibender Versorgungssicherheit kritisch. Solche
massiven Herausforderungen kénnen laut Meinung der Studienautoren nicht mehr in einem
reinen Energiemarkt, wie er derzeit in Deutschland und Teilen Europas implementiert ist,
bewaltigt werden. Deswegen werden Ergdnzungen in Form eines Leistungsmarktes und
weiterer Sicherheitsreserven bzw. einer Auktion fiir den Zubau an Leistung aus erneuerbaren
Energien vorgeschlagen. Diese Vorschlige werden hier komprimiert dargestellt und im

Anschluss kontrovers diskutiert.

5.4.2 UMSETZUNG DES DEZENTRALEN ,, LEISTUNGSMARKTES"

Im Gutachten von enervis (enervis, BET, 2013) werden als Eingangsbetrachtung fiir die
notwendige Umgestaltung des derzeitigen Marktsystems Modellrechnungen durchgefiihrt,
welche die notwendigen Parameter, vor allem gesicherte Kraftwerksleistung, abschatzen
sollen. Die Modellrechnungen erfolgen mittels eines regionalen Strommarktmodells von
enervis in Kombination mit einem Verteilnetzmodell des BET. Genauere Informationen zum

Aufbau der Szenarien sind der Studie zu entnehmen.

5.4.2.1 ERGEBNISSE DER MODELLRECHNUNGEN

Die Modellrechnung liefert die notwendigen Ergebnisse um die Anforderungen an eine
Markterweiterung zu definieren. Dabei kristallisiert sich heraus, dass konventionelle Kraft-
werke aufgrund der verdnderten Bedingungen durch EE weit weniger Stunden im Jahr
eingesetzt werden und dadurch nicht geniigend Deckungsbeitrag erwirtschaften konnen um
die Fixkosten zu decken. Dies bewirkt, dass Investitionen in konventionelle Kraftwerke mit
einem hohen Maf$ an gesicherter Leistung ein erhchtes Risiko aufweisen und deswegen nicht
getatigt werden. Allerdings ist die gesicherte Leistung eine Notwendigkeit des FElektri-
zitatssystems aufgrund der Tatsache, dass Strom nur bedingt speicherbar ist und jederzeit

gelten muss Erzeugung gleich Verbrauch.

Zu diesem Zweck wurden Rechnungen durchgefiihrt, welche den Bedarf an gesicherter Kraft-
werksleistung feststellen. Diese gesicherte Leistung kann nun auf mehrere Arten bereitgestellt
werden. Es besteht die Moglichkeit der konventionellen Erzeugung, bedarfsgerechter Erzeu-
gung aus erneuerbaren Energien, lastseitige Flexibilisierung, meist Demand Side Management
(DSM) genannt, durch Speichertechnologien oder durch dargebotsabhidngige erneuerbare
Energien in Kombination mit Speichern. In dieser Studie wurde der Einfachheit halber diese

Leistung durch eine im Modell definierte ,synthetische Gasturbine”!® gedeckt. Die gesicherte

13 Die synthetische Gasturbine dient als Platzhalter fiir alle moglichen Formen zur Aufbringung
gesicherter Kraftwerksleistung. Dies konnten GuD-Anlagen, Kohlekraftwerke, Speicher oder dhnliches
sein.
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Leistung dieser synthetischen Gasturbine konnte auch durch eine der anderen genannten
Optionen erfolgen. Der errechnete Bedarf an gesicherter Kraftwerksleistung im zeitlichen
Verlauf fiir Deutschland wird in Abbildung 20 dargestellt.
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ABBILDUNG 20: BEDARF AN GESICHERTER LEISTUNG SOWIE ZUBAUBEDARF
ZUR DECKUNG DIESER LAUT ENERVIS (ENERVIS, BET, 2013)

Aus Abbildung 20 kann enthommen werden, dass die Ergebnisse eine sinkende Entwicklung
des Spitzenlastbedarfs prognostiziert (blaue Linie). Die fehlende gesicherte Leistung tritt
aufgrund des , Sterbens” alter konventioneller Kraftwerke und des erhShten Anteils an darge-
botsabhangiger Erzeugung ohne wesentliche Spitzenlastdeckung auf (graue Linie). Dabei sei
nochmals auf das Problem hingewiesen, dass bei einem hohen Anteil an dargebotsabhéngiger
Erzeugung die Einsatzstunden von konventionellen Kraftwerken geringer werden und

dadurch die Finanzierung der Fixkosten durch den Energiemarkt nicht mehr méglich ist.

Ein weiteres Ergebnis der Modellrechnungen im betrachteten Gutachten ist, dass speziell
Windkraftanlagen durch die direkte Vermarktung zwischen 2030 und 2040 in einen
marktreifen Zustand iibergehen werden. Dies erfolgt unter der Pramisse einer unterstellten
Kostendegression und gilt sowohl fiir on- als auch fiir offshore Anlagen. Im Gegensatz dazu
wird fiir Photovoltaik auch bis 2050 erwartet, dass ohne eine gewisse Art der Forderung, hier

als Investitionskostenzuschuss ausgefiihrt, keine Marktparitdt erreicht werden kann (siehe
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dazu Abbildung 25). Diese Ergebnisse stehen in direktem Zusammenhang mit der Kostenent-
wicklung der erneuerbaren Energien (DLR, IWES, IENE, 2012), der Umsetzung des Netzaus-

baus auf Verteil- und Ubertragungsnetzebene und einer bestimmten Strompreisentwicklung.

Die Moglichkeit der Einbindung speziell von Wind und Photovoltaik wird eng mit dem
Ausbau aller Netzebenen verbunden. Unterstellt werden im Bereich der niedrigeren
Spannungsebenen Investitionen im Bereich von ca. 15 Mrd. € bis 2050 und fiir das Hochst-
spannungsnetz im Bereich von 25 bis 30 Mrd. €. Dies ergibt somit Gesamtkosten im Bereich
zwischen 40 und 45 Mrd. € fiir alle Spannungsebenen. Der Netzausbau kann im Detail in der

Studie nachgelesen werden und ist hier im Weiteren nicht Teil der Betrachtung.

5.4.3 MOGLICHES ZUKUNFTIGES ENERGIEMARKTDESIGN

Als wesentlichen Vorteil aus Sicht der Studienautoren an dem entwickelten Marktdesign sei
die Eigenstandigkeit der einzelnen Komponenten bei gleichzeitigem Zusammenwirken dieser
genannt. So soll laut Angabe eine notwendige Anpassung einzelner Marktelemente das

Gesamtkonzept nicht in storender Weise beeintrachtigen.

CO, Markt

EOM zur zeitlichen b
g Strukturierung der
= Strombelieferung

y Vorhaltung von )

EU-weite
Koordination
der CO,-

der Leistungsvorhaltung

+——e | Leistungsmarktzur Koordination I.—

Vermeidung

EE-Kapazitatsauktion

EE-Kapazitiatsauktionenzur
Koordination des EE Zubaus
(Menge, Technologie, Region)

.
Netzbetreiber Politik/Regulator

b Qualitats-undInvestitions- >
anreize fiir die Netzbetreiber

ABBILDUNG 21: SCHEMATISCHER UBERBLICK UBER DIE VERSCHIEDENEN MECHANISMEN DES
INTEGRIERTEN ENERGIEMARKTDESIGNS (ENERVIS, BET, 2013)

Abbildung 21 (Fiir bessere Lesbarkeit siehe (enervis, BET, 2013)) zeigt die Elemente des vorge-
schlagenen Marktdesigns in der Mitte der Abbildung. Laut enervis bleibt der CO2 Markt, wie
auch bisher, aufierhalb des Energiehandels bzw. diesem vorgeschalten. Es wird darauf
verwiesen, dass zwar derzeit die Preissignale die der CO2 Markt liefert nicht zu allzu grofsen
Marktbeeinflussungen fiithren, es aber fiir die Zukunft durchaus zu anderen Preisen kommen
kann, welche die Wirtschaftlichkeit der erneuerbaren Energien dann zusatzlich positiv beein-

flussen konnten. Die fiir diese Arbeit zentralen Punkte sind der Strommarkt (blau), der
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Leistungsmarkt (orange), sowie als Erganzung der ,Kapazitatsmarkt” fiir erneuerbare

Energien. Diese werden im Folgenden untersucht.

5.4.3.1 DER STROMMARKT

Der Strom- oder Energiemarkt als solches wird in seiner Funktionsweise nur in wenigen
Punkten verandert. Es bleibt vom Termin- bis hin zum Intra-day-Handel jedes Elemente
bestehen. Ein wesentlicher Unterschied zum bestehenden Markt ist jedoch die direkte
Vermarktung der Stromproduktion aus erneuerbaren Energien. Durch diese Anpassung

entstehen gleiche Bedingungen in der Vermarktung der Energie fiir alle Anbieter.

Der wesentliche Unterschied beispielweise fiir Windenergie ist also der, dass nicht mehr
zwangsladufig alle produzierten kWh, sofern das Stromnetz dies zuldsst, zu einem gewissen
geforderten Preis abgenommen werden. Jedoch ergibt sich dadurch die Chance, von einem
hohen aktuellen Marktpreis zu profitieren. Dies ist der Fall, da analog zur heutigen Markt-
gestaltung eine Einheitspreisauktion stattfindet. Kénnen beispielsweise Wind, PV und
Wasserkraft die aktuelle Nachfrage im Markt decken, so ist der Erlos fiir alle der Preis des
teuersten eingesetzten Kraftwerks, welcher im Bereich von einigen €/ MWh liegen wird. Setzt
allerdings ein Gaskraftwerk den Preis, so liegt der Preis eher im Bereich von 70 bis 100 €/ MWh,
was speziell fiir dargebotsabhédngige erneuerbare Energien mit geringen variablen Betriebs-

kosten einen signifikanten Deckungsbeitrag bedeutet.

Die derzeitige Funktion des Strommarktes als Tauschborse erganzend zum over-the-counter
Handel soll nicht verdndert werden, wie auch die Abldufe von Ausgleichs- und Regel-
energiebewirtschaftung. Weiterhin soll eine Einsatzoptimierung von konventionellen Kraft-
werken, Stromspeichern und anderen Energieerzeugern stattfinden. Eine wesentliche
Aufgabe des Energiemarktes sollte es jedoch sein, Anreize fiir den Bau neuer Kraftwerk-
skapazititen mittels Knappheitspreisen zu bieten. Derzeit sind jedoch noch geniigend
Kapazitdten verfiigbar, sodass keine bzw. sehr selten Knappheitspreise auftreten. Durch die
sinkenden Einsatzzeiten von konventionellen Kraftwerken und durch die Uberalterung des
Kraftwerksparks, sowie den Kernkraftausstieg, werden in Zukunft gesicherte Kraftwerks-
kapazititen nach und nach aufler Betrieb gehen. Dann werden sporadisch Knappheits-
situationen auftreten die dazu fithren konnen, dass physikalisch das Angebot die Nachfrage
iibersteigt. Dies ist, sofern nicht mit lastsenkenden Mafinahmen entgegengewirkt werden
kann, ein wunzuldssiger Systemzustand. Um solche Situationen zu vermeiden und
Investitionen anzureizen, wird versucht den Energiemarkt mit einem Markt fiir Leistung zu

erganzen.
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5.4.3.2 DER LEISTUNGSMARKT
Die vorgestellte Variante des Leistungsmarktes stammt aus einem Gutachten von enervis

(enervis, BET, 2013) mit ergdnzenden telefonischen Informationen von Dr. Nicolai Herrmann
(Herrmann, 2013).

Beim integrierten Energiemarktdesign von enervis (im Folgenden iEMD) erfolgt eine
Erweiterung des Energiemarktes um einen Markt fiir Leistung. Dieser Markt ist frei
zuganglich fiir jeden Anbieter gesicherter Leistung. Diese sind vornehmlich konventionelle
Kraftwerke, Speicher, KWK-Anlagen sowie bedarfsgerechte erneuerbare Energieerzeuger. Die
Feststellung ob und welches Maf3 an Leistung als gesichert angesehen werden kann, wird von
einer zentralen Stelle festgelegt bzw. iiberpriift. Fiir das Maf$ an gesicherter Leistung werden
dann Zertifikate beispielsweise pro MW ausgestellt, welche am Leistungsmarkt feilgeboten
werden konnen. Unter gesicherter Leistung wird hier die Fahigkeit des Erzeugers verstanden,
Leistung fiir langere Zeitraume'* durchgingig und planbar anbieten zu konnen. Aufierdem
wird ein gewisser zeitlicher Vorlauf fiir diese Zusage vorausgesetzt (z.B. ein Jahr oder langer).
Aus diesen Griinden sind dargebotsabhéngige Erzeuger wie Windkraftanlagenbetreiber nicht
in der Lage fiir sich alleine grofiere Mengen an diesem Markt anzubieten. Einzig in
Kombination mit Speichern oder konventioneller Erzeugung ist dies moglich. Im Falle einer
Nichtlieferung zertifizierter Leistung in Knappheitssituationen wird der Anbieter in die
Pflicht genommen. Er kann entweder Ersatz fiir die ausgefallene Leistung besorgen, oder er

muss Ponalen zahlen, welche jedenfalls {iber den Preisen fiir gesicherte Leistung liegen.

Das primare Ziel des Leistungsmarktes ist es, durch die Moglichkeit einer weiteren Erlosquelle
das Risiko eines Neubaus zu senken. Laut den Studienautoren ist es zu erwarten, dass sich auf
dem Leistungsmarkt {iber langere Zeit ein vergleichsweise stabiler Preis einstellen wird.
Dadurch soll das Investitionsrisiko zwar nicht ganz genommen werden, aber die Vollkosten-
deckung der Erzeuger soll einfacher funktionieren. Ein angemessenes Mafs an Rendite/Risiko-
Verhiltnis soll sich fiir Kraftwerksneuinvestitionen durch die Kombination aller Erlosmog-

lichkeiten einstellen. Dies soll die Lastdeckung auch in Zukunft sicherstellen.

Die Nachfrageseite wird durch die Endkunden bestimmt. Dies sind sowohl die Grofsindustrie
die meist mit eigenem Stromhandel (in Zukunft auch Leistungshandel) vertreten sind, bis hin
zu Landwirtschaften oder Haushalten die aufgrund ihres geringen Bedarfs durch Vertreter
am Leistungsmarkt teilnehmen. Grundsatzlich gilt, dass jeder Bezug von elektrischer Energie
auch gleichzeitig den Bezug elektrischer Leistung bedeutet. Bei einem Ansatz mit getrennten
Markten soll die Zahlungsbereitschaft der Kunden fiir das Gut Leistung offengelegt werden.
Jeder Kunde hat fortan die Moglichkeit, gemafs seinem technischen Vermogen, Leistung in
Knappheitssituationen zu reduzieren und dadurch seine Kosten zu senken. Primar wird dies

Grofskunden vorbehalten sein, da diese bereits jetzt {iber die technischen Moglichkeiten dazu

14 Bezug auf ein bis drei Jahre
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verfligen und auch besser als der Standardkunde {iiber ihren Bezug Bescheid wissen.
Zukiinftig ist jedoch durch den Einsatz von intelligenten Zahlern oder dergleichen auch jeder
Haushaltskunde dazu in der Lage seinen Leistungsbezug zu gewissen Zeiten kontrolliert zu

senken oder senken zu lassen falls dies vertraglich so vereinbart wurde.

Dazu werden die Termini ,, unterbrechbare” und ,nichtunterbrechbare” Lieferung benutzt. Im
einfacheren Fall der nichtunterbrechbaren Lieferung muss jederzeit sichergestellt sein, dass
die Kunden mindestens ihre spezifische Leistungsnachfrage auch physikalisch abfragen
koénnen. Dies bedeutet Vollversorgung und wird jedenfalls in der Ubergangszeit fiir Haus-
haltskunden gelten. Dabei reduziert sich jedoch die Leistung fiir die Gesamtheit der Haus-
haltskunden aufgrund von Gleichzeitigkeitsfaktoren. Grundsatzlich kennt immer der
Versorger den Bedarf seiner Kunden am besten und wird so das Lastprofil der Gesamtheit
seiner Haushaltskunden gut einschiatzen kénnen. In einer ersten Naherung fiir ein Land als
gesamtes gesehen kann das Standard Lastprofil (SLP) fiir solch eine Betrachtung herange-
zogen werden. Acht zu geben ist dabei darauf, dass das SLP auf eine gewisse Jahresenergie
genormt ist, und die Leistung erst errechnet werden muss. Anders ist dies bei unterbrechbaren
Lieferungen an Kunden. Hier muss die technische Moglichkeit zur Messung und auch
Steuerung des Kunden (oder eines Kundenbiindels) gegeben sein und eine vertragliche
Vereinbarung zwischen Kunde und Versorger muss bestehen. So kann in Knappheits-

situationen auf die Kunden und ihren Bedarf zugegriffen und dieser flexibilisiert werden.

Laut enervis wird Leistung zukiinftig zu einem wichtigen ,,Systemkostentrager. Das bedeutet,
dass der Leistungsmarkt neben dem Strommarkt eine essentielle Erlosquelle darstellen wird
und sich Uber die gesamte WertschOpfungskette vom Erzeuger Uber den Handel bis hin zum
Verbrauch zieht. Die Herausforderung besteht vor allem auf der Handels-/Vertriebsseite die
Kombination aus Leistung und Energie in ein endkundenfdhiges Produkt zu verwandeln.
Diese Transformation wird auf Ebene der Bilanzkreise erfolgen. Analog zum Bilanzkreis fiir
Strom kann ein Bilanzkreis fiir Leistung die Einhaltung von Fahrplanen tiberwachen und
gegebenenfalls ponalisieren. Handel und Vertrieb stellen somit das zentrale Bindungsglied im
Elektrizitdtsmarkt dar.
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ABBILDUNG 22: GESAMTDARSTELLUNG STROM- UND LEISTUNGSMARKT MIT IHREN AKTEUREN
(HERRMANN, 2013)

In Abbildung 22 ist der Gesamtmarkt fiir die Versorgung mit elektrischer Energie dargestellt.
Es stellt eine Erweiterung der Darstellung im diskutierten Gutachten (enervis, BET, 2013) dar.
Dabei sind zwei entscheidende und aus Sicht des Autors wichtige Aspekte erkennbar: Die
Erzeugung aus EE welche keine gesicherte Leistung bereitstellen kann (vornehmlich Wind
und Photovoltaik), und Kraftwerkskapazitaten mit der Option praktisch zu jedem Zeitpunkt's
Energie und Leistung bereitstellen zu konnen werden getrennt behandelt. Weiters erfolgt eine
Biindelung auf der Nachfrage- und der Erzeugungsseite, was zu einer mdglichst optimalen

Gesamtmarktlosung fiithren kann.

Entscheidend ist die Produktdifferenzierung von Leistung und Energie, denn bei diesem
Marktdesign sind erstmals alle Kunden angehalten ihre Praferenz und Zahlungsbereitschaft
fiir Leistung offen zu legen. Wer eine Vollversorgung mit Leistung auch zu Knappheitszeiten
mochte soll dafiir bezahlen. Da in der Transformationsphase hin zum neuen Marktsystem der
Wert fiir Leistung unter Umstanden noch schwierig zu bemessen sein wird (speziell HH,
Gewerbe), wird in der Studie darauf verwiesen, dass ein Market Maker'¢ fiir die Ubergangs—

phase eingesetzt werden kann, der die Liquiditdt des Marktes verbessern soll.

Neben dem Markt fiir Energie wird in der Studie auch fiir den Leistungsmarkt eine Einheits-
preisauktion vorgeschlagen. Dies bedeutet wiederum, dass jedes Angebot fiir gesicherte

Leistung im Falle des Zuschlags den Preis der teuersten noch zum Zug kommenden Einheit

15 Wartung und ungeplante Ausfille ausgenommen
16 Market Maker sind grofie Marktakteure die langfristig Kdufe und/oder Verkdufe an Markten tdtigen
und von den zeitlich anfallenden (geringen) Preisdifferenzen profitieren.
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bekommt (Herrmann, 2013). Dieser Punkt ist als kritisch anzusehen, da dadurch der Gewinn

von Unternehmen durchaus einen unangemessen hohen Wert annehmen kann.

UMSETZUNG DES LEISTUNGSMARKTES

Die Aufgabe die es zu bewiltigen gilt ist es einen Markt fiir Leistungszertifikate mit geeigneten
regulatorischen Rahmenbedingungen zu schaffen. Dabei ist die detaillierte Ausgestaltung
kein Ziel des betrachteten Gutachtens — es wird davon ausgegangen, dass sich bei erfolgreicher
Parametrierung der Angebots- und Nachfrageseite langfristig eine passende Ausgestaltung
tiir alle Akteure finden wird, weshalb nur ein beispielhaftes Umsetzungsszenario beschrieben

wird.

Zertifikate fiir Leistung werden in erster Linie als Jahresprodukte ausgegeben und am
Leistungsmarkt angeboten. Dafiir sollte sich dann relativ kurzfristig bereits in der Einfiihr-
ungsphase ein Handel entwickeln. Die Vorlaufzeit fiir einen solchen Handel wird von
Herrmann mit ungefdhr 3 Jahren anberaumt, was mit der ansonsten fehlenden Liquiditdt am
Leistungsmarkt zu tun hat (Herrmann, 2013). Da jedoch die Kunden im Jahresverlauf
unterschiedliche Bediirfnisse haben, werden Produkte entstehen welche den Kunden-
anspriichen besser entgegenkommen. Dies wird absehbar analog zum Energiemarkt
passieren, der auch verschiedenste Produkte nach Kundenwiinschen bedient (parallel zu den
Produkten am Energiemarkt). Es wird davon ausgegangen, dass sich fiir diese Produkte
dementsprechende Handelspldtze finden und etablieren werden. Dies sind kurzfristige
Handelsoptionen wie der day-ahead-Markt und der intra-day-Markt. Jedoch gibt es keine
zwingende Einschrankung, dass dies rein an der Borse geschieht (auch OTC Handel? ist

hierfiir legitim).

Die Preisbildung an der Leistungsbdrse erfolgt aufgrund des Zusammentreffens von Angebot
und Nachfrage. Die Anbieter sind wie beschrieben zertifizierte Erzeuger die Strom (Leistung)
zu Zeiten der Jahreshochstlast bereitstellen konnen. Ihr Angebot richtet sich nach den
,Differenzkosten”. Im Gutachten sind dies jene Kosten die nicht durch den Verkauf von
Energie am Energiemarkt oder aus anderen Erlosquellen gedeckt werden kénnen. Wie hoch
diese Kosten sind wird im Gutachten nicht ersichtlich, weshalb keine Zahlenwerte dafiir an

dieser Stelle angefiihrt werden.

17 Die Preise der OTC Handels orientieren sich im Normalfall an den Preisen der jeweiligen Borsen.
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Unterschieden wird auf der Angebotsseite ob Kraftwerke aus dem Bestand stammen, oder

neu gebaut werden's.

Bestandskraftwerke werden jenen Teil der Fixkosten bzw. fixen Betriebskosten als Preis
ansetzen, welchen sie nicht {iber andere Erlosquellen erzielen konnen. Das bedeutet, dass
unwirtschaftlich gewordene Kraftwerke dann im Markt bleiben, wenn sie ihre Fixkosten
als Minimum erwirtschaften kénnen. Diese hatten sie im energy-only-Markt nicht mehr

verdient.

Ein neues Kraftwerk gibt als Preis die Differenzkosten an — hier: erwartete Kapitalkosten
plus fixe Betriebskosten abziiglich erwarteter Erlose an Markten an denen sie teilnehmen.
Die Stromerlose werden antizipiert und das Preisniveau am Leistungsmarkt wird
beobachtet. Stehen nun die erwarteten Erlose an allen Markten als Gesamtheit den auftre-
tenden Kosten in einem angemessenen Rendite/Risiko-Verhiltnis gegeniiber, so wird eine

neue Erzeugungsanlage gebaut, da eine Vollkostendeckung erwartet werden kann'.

Dem gegeniiber stehen die Nachfrager am Leistungsmarkt. Dies sind Grofsverbraucher und
Vertriebe die Endkunden bedienen. Dabei kann jeder Kunde sein Maf3 an gesicherter Leistung
selbst bestimmen. Fiir diesen erwarteten Strombezug werden vom Kunden oder seinem Ver-
sorger dann Leistungszertifikate beschafft. Laut enervis bestimmen zwei Faktoren haupt-

sachlich die Zahlungsbereitschaft der Kunden:

Stromknappheit: Falls Kunden keine oder nicht geniigend Leistungszertifikate gekauft
haben und ihr Strombezug kurzfristig in Knappheitszeiten iiber den gesicherten Anteil
hinausgeht, so wird eine Ponalzahlung féllig. Durch diese Ponale werden die Kunden
kurzfristig bereit sein am Leistungsmarkt einzukaufen um der Strafzahlung zu entgehen.
Auch Erzeuger werden bei Nichteinhaltung ihrer Vertrage (liefert weniger Leistung als

zertifiziert) mit Pénalzahlungen bestraft.

Verwendungszweck: Industriekunden haben meist Potential kurzfristig Last zu flexi-
bilisieren. Sie werden nicht vollumfanglich gemafs ihrer Maximallast Leistungszertifikate
besorgen. Haushaltskunden hingegen konnen/werden nicht flexibilisieren und zeigen

damit ihre volle Zahlungsbereitschaft fiir Leistung an.

Durch dieses Zusammenspiel von Angebot und Nachfrage und dem sich dadurch einstel-
lenden Preis soll der Leistungsmarkt seine zugeteilte Aufgabe, der Sicherstellung von

Kraftwerksinvestitionen, erfiillen.

18 Anmerkung des Autors: Bei einer Vorlaufzeit von 3 Jahren ist der Bau neuer Kraftwerke
problematisch.

1 Anmerkung des Autors: Um diese Daten antizipieren zu konnen benétigt man ein
dementsprechendes Modell und den genauen Einblick in die Kosten der Kraftwerke/ Kraftwerks-
standorte.
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In Abbildung 23 wird dieses Zusammentreffen von Angebot und Nachfrage am Leistungs-
markt schematisch dargestellt. Auf der Angebotsseite werden die Differenzkosten der
Kraftwerksbetreiber zur Deckung der Vollkosten aufgetragen. Als Gegenpart ist die Nach-
frage nach gesicherter Leistung als griin-rote Linie im Diagramm eingezeichnet. An dem
Punkt, an dem die Zahlungsbereitschaft der Kunden fiir Leistung und das Angebot von Kraft-
werksbetreibern zusammentreffen, ergibt sich der Marktpreis fiir gesicherte Leistung.
Dadurch wird Menge und Preis fiir Leistung bestimmt. Kraftwerke deren Angebot unter dem
Marktpreis liegen (hellblaue Flache), erhalten fiir ihre Bereitschaft zur Leistungsbereitstellung
in Knappheitszeiten den Marktpreis als Vergiitung. Die Betreiber der Kraftwerke der orangen
Flache sind zu teuer oder weniger effizient und erhalten keine Zahlungen. Von der Kunden-
seite aus betrachtet erfolgt eine verursachergerechte Aufteilung der Kosten, da nur jene
Kunden fiir Leistung zahlen, die diese auch gesichert zur Verfiigung haben wollen bzw. im

Idealfall auch verursachen.

Verbraucher werden nicht mehr Leistung nachfragen als sie auch wirklich brauchen, was sich
langfristig auf das Angebot auswirkt. Es wird nicht zu Uberkapazititen kommen, da Kraft-
werksbetreiber keinen Leistungspreis fiir nicht eingesetzte Kapazitdten erhalten wiirden,
jedoch werden Investitionen angeregt wenn der Preis steigt oder sich Angebot und Nachfrage

nicht treffen.

€/ MW

Abgeicherte
Nachfrage [

et Nicht abgesiherte
: Nachfrage

-~ ~ Marktpreisf - - - ‘ S

Gesichter Leistung [MW]

ABBILDUNG 23: SCHEMATISCHE DARSTELLUNG DER PREISBILDUNG
AM LEISTUNGSMARKT ((ENERVIS, BET, 2013) EIGENE DARSTELLUNG)
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INTEGRATION DES LEISTUNGSMARKTES IN DEN ENERGIEMARKT

Die Integration des Leistungsmarktes in den Energiemarkt wird im Gutachten von enervis
anhand des day-ahead-Marktes schematisch erklart.

Abbildung 24 zeigt dazu im linken Abschnitt den Energiemarkt in einer Knappheitsstunde.
Die blauen Fliachen reprasentieren die Angebote der Kraftwerke die Leistungszertifikate
verdufsert haben mit deren Angebot am Energiemarkt. Die griine Linie zeigt das Ausmaf3 an
gesicherter Leistung, welche von der Gesamtheit der Kunden im Vorfeld erworben wurde.
Die rot/graue Linie stellt weitere Nachfrager dar, die jedoch nicht durch den Kauf von
Leistungszertifikaten sichergestellt haben stets beliefert zu werden. Im Knappheitsfall stehen
in diesem Beispiel genauso viele Kraftwerkskapazititen wie zuvor abgesichert wurden zur
Verfiigung. Dies wird in Abbildung 24 auf der rechten Seite gezeigt. Hier ist die Nachfrage
auf das Maf$ an gesicherter Leistung beschrankt, da nur Anlagen die auch am Leistungsmarkt
den Zuschlag erhielten auch Energie am Markt anbieten (kdnnen). Der sich einstellende Preis
ist der hochste (beziiglich Energieerzeugung) der sich aus dem Portfolio der zur Leistungs-

deckung feilgebotenen Kraftwerke ergeben kann.

Strommarkt zum Zeitpunkt der Knappheit Strommarkt zum Zeitpunkt der Knappheit
(vor Anpassung der Nachfrage) (nach Anpassung der Nachfrage)

€ / Mh
€/MVh

£| Marktpreis e

Stromerzeugung [MWh/h] Stromerzeugung [MWh/h]

ABBILDUNG 24: SCHEMATISCHE DARSTELLUNG DER INTEGRATION DER LEISTUNGSZERTIFIKATE AM
ENERGIEMARKT (ENERVIS, BET, 2013)

Da nicht geniigend Kapazititen fiir alle Kunden® verfiigbar sind, muss die Nachfrage
reduziert werden. Dabei fallen nach und nach die Kunden mit der geringsten Zahlungs-
bereitschaft aus dem Markt?.. Das heifst, dass Nachfrager der Linie 1 als erstes dazu ver-
pflichtet sind ihren Verbrauch zu reduzieren. Danach die Nachfrager der Linien 2 und 3. Dies
geschieht so lange, bis der Bedarf gedeckt werden kann, was in dieser Darstellung genau dem
durch Leistungszertifikate gesicherten Verbrauch entspricht. Im Idealfall kann nie eine Unter-

deckung der Last passieren, da die erzeugte Energie mindestens das Ausmaf$ der gesicherten

20 Hier die Gesamtnachfrage der Kunden: Kunden mit und ohne Leistungszertifikate gemeint.
21 Betrifft im Idealfall nur Kunden ohne Leistungszertifikate
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Leistung haben miisste. Alle Kunden die sich nicht mit Zertifikaten eingedeckt haben, haben
damit auf eine sichere Versorgung verzichtet und miissen im Notfall ihren Verbrauch auf das
von ihnen gesicherte Niveau reduzieren. Dies ist allerdings nur dann der Fall, wenn keine
zusdtzlichen Kapazitaten zu dieser Zeit produzieren konnen. Grundsatzlich stellt dies also nur
einen geringen Eingriff in den Energiemarkt dar. Die Funktionsweise und die Anreize speziell
in Knappheitssituationen zu produzieren bleiben erhalten, da die Preise im Knappheitsfall
sehr hoch werden koénnen. Im heutigen Energiemarkt hitte die beschriebene Situation
gravierendere Auswirkungen. Wenn nicht gentigend Kapazitat vorhanden ist wiirde ndmlich
eine Rationierung stattfinden miissen. Nach welchen Gesichtspunkten und wer abgeschaltet
wird ist dabei praktisch willkiirlich. Im Fall mit der Ergdnzung durch den Leistungsmarkt
kann man jedoch an der Zahlungsbereitschaft der Kunden und deren Leistungseinkauf eine

gerechte Zuteilung der Leistung bewerkstelligen.

5.4.3.3 MARKT FUR ERNEUERBARE ENERGIEN

Ein weiterer Unterschied des heutigen zum integrierten Energiemarktdesign von enervis ist
der Umgang mit erneuerbaren Energien. Heute erhalten die meisten Anlagen in Deutschland
Forderungen aufgrund der von ihnen produzierten Energie. Dabei ist ihr Beitrag zur Lastde-
ckung oder der Lieferzeitpunkt unerheblich, denn es besteht eine Abnahmeverpflichtung fiir
die produzierte Energie. Dieses System ist langfristig nicht zielfithrend und sollte gedndert

werden.

Der Vorschlag von enervis ist eine Investitionsforderung welche technologiespezifisch und
mit zeitlicher Begrenzung vergeben wird. Dabei sollen jene erneuerbaren Energien unterstiitzt
werden, welche aufgrund ihrer Dargebotsabhidngigkeit nicht alleine am Leistungsmarkt
teilnehmen konnen und dadurch dort keine Erlose erzielen konnen??. Die einzige Moglichkeit
fiir Technologien wie Wind und Photovoltaik an einem langfristigen Leistungsmarkt
teilnehmen zu konnen ist die Absicherung mit bzw. durch andere Technologien wie

beispielsweise Gaskraftwerken oder Speichern.

2 Aufgrund der Quotenerfiillung fiir Strom aus regenerative Energiequellen werden diese allerdings
von der Politik verlangt.
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ABBILDUNG 25: ENTWICKLUNG DER MARKTPARITAT VON WIND UND PV (NEUANALAGEN) SOWIE DIE
FUR DIE BERECHNUNG UNTERSTELLTE KOSTENDEGRESSION (ENERVIS, BET, 2013)

Das langfristige Ziel fiir alle erneuerbaren Energien ist es, dass die Vollkosten rein durch
Erlose an den verschiedenen Markten gedeckt werden konnen. Denn anders als im bisherigen
Markt, bieten beim enervis Ansatz auch die EE direkt am (Energie-) Markt an. Die Forderung
wird in Form von Leistungspramien (€/MW) ausgeschiittet und soll im Rahmen einer
mengengesteuerten Ausschreibung vergeben werden. Dabei wird zwischen den
verschiedenen Technologien und gegebenenfalls auch regional unterschieden. Das Angebot
bei der EE-Kapazitdtsauktion belauft sich im Idealfall auf die Differenzkosten zwischen Voll-

kosten und den antizipierten Erlosen an allen Markten an denen sie teilnehmen.
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Die Ausschreibung soll mengenbasiert und als rundenbasierte Auktion abgehalten werden. In
diesem Vorschlag wird eine bestimmte Menge an erneuerbaren Energien getrennt nach

Technologie ausgeschrieben. Dazu ein Beispiel mit fiktiven Zahlen:

50 GW Photovoltaik sollen in einer Periode installiert werden. Der Auktionator beginnt
mit einer Verglitung von 1 €/MW/a, die fiir eine Zeit von beispielsweise 15 Jahren ausbe-
zahlt werden. In dieser Runde melden sich Anbieter mit Kapazitdten im Ausmaf$ von
10 GW. Diese haben dann gesichert ihren Zuschlag. In der nachsten Runde wird auf
2 €/MW/a erhoht und es melden sich Anlagenbauer fiir 20 GW. Dann wird auf 3 €/MW/a
erhoht und so weiter. Die Erth6hung wird solange fortgesetzt, bis insgesamt die geforderte
Leistung angeboten wurde. Je nach Ausfiihrung kann dann jeder seinen Gebotspreis oder
den letzten, einen Zuschlag erhaltenden Preis, als Investitionsférderung bekommen (sinn-
gemafle Wiedergabe EE-Kapazitdtsmarkt enervis (enervis, BET, 2013)). Dargestellt wird
dies in Abbildung 26.

Vom Auktionator gewiinschte
Menge M wird bei Preis P erreicht

€MW

Preis der
Verglitungsrechte
steigt zwischen den o e e e e e e e e e e e e e ———
Auktionsrunden bis
zum Zuschlagpreis P

Kosteneffiziente und
erlosstarke Projekte
setzen sich durch

ABBILDUNG 26: PREISFINDUNG BEI ZUKUNFTIGEN INVESTITIONSFORDERUNG ERNEUERBARER
ENERGIEN (QUELLE: (ENERVIS, BET, 2013); EIGENE DARSTELLUNG)

Dabei gilt dieses neue Forderschema fiir alle Neuanlagen, wohingegen bestehende Anlagen
und ihre Vertrage unberiihrt bleiben. Durch die Erwartung der steigenden Preise am Energie-
markt, zusatzlich bestarkt durch einen erwartet steigenden CO: Preis, werden Wind und PV
immer mehr Erlose erzielen konnen. Auflerdem wird eine Kostendegression wie sie in
Abbildung 25 rechts unten dargestellt ist in der Modellrechnung angenommen. Dadurch wird
im Gutachten erwartet, dass Wind on- und offshore bereits 2035 die vollstandige Marktparitat
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erreicht haben (Abbildung 25 oben), wohingegen PV unter den angenommen Parametern
nicht ohne irgendeine Art von Forderung bestehen kann (Abbildung 25 links unten). Die
Erlose der PV erreichen unter den angenommenen Voraussetzungen nie die Nulllinie die

Marktparitdt symbolisiert.

5.4.4 ZUSAMMENFASSUNG UND FAZIT

Im vorgeschlagenen dezentralen Leistungsmarkt von enervis finden sich viele sinnvolle
Erweiterungen des heutigen Marktsystems wieder. Deswegen zdhlt dieses Gutachten der
Meinung des Autors nach zu den vielversprechendsten der derzeitigen Ansatze fiir ein neues

Marktdesign.

EE-Kapazititsauktion: Die derzeitige Ausgestaltung des EE-Gesetzes fiigt sich nicht mit
Bedacht auf die Rolle von beispielsweise Photovoltaik fiir das Gesamtsystem ein. Energie
ist nicht zu jedem Zeitpunkt gleich , wertvoll” und sollte dementsprechend auch nicht
unabhdngig vom Einspeisezeitpunkt gleich abgegolten werden. Beim enervis Ansatz wird
versucht eine politisch vorgegebene installierte Kapazitat zu den giinstigsten Forder-
konditionen zuzubauen. Der Problematik der steigenden Forderung nach erneuerbaren
Energien wird hier mit einem Ansatz der Technologie- bzw. Leistungsférderung
begegnet. Jene Anbieter die ihre Energie erwartet am besten vermarkten kdnnen erhalten
dabei auch den Zuschlag fiir den Bau dieser. Jedenfalls sollte die Auszahlung der
Forderung aus Sicht des Autors auf pay-as-bid Basis passieren, da sonst wieder eine
Uberférderung stattfinden kann. Verwiesen wird auch darauf, dass durch dieses System
eine Standortdiversifizierung vor allem in Bezug auf Windkraftanlagen vorangetrieben
werden soll. Dies ist der Fall, da die zu erwarteten Erlose am Energiemarkt zu Zeiten
vermehrter Windeinspeisung gering sind. Wenn nun ein Standort gewéahlt wird bei dem
Wind eher zu Zeiten verfligbar ist an denen die bereits ausgebauten Windstandorte nicht
einspeisen, so wird der Erlos am Energiemarkt ein vermeintlich héherer sein. Ein
ungeklartes Thema ist der Preis zu dem Wind oder Photovoltaik am Energiemarkt
anbieten. Laut Auskunft (Herrmann, 2013) wird dieser Preis jedenfalls positiv sein, aber in
welcher Hohe wird nicht eindeutig geklart. Fiir enervis ist dies auch kein entscheidender
Punkt, da der Energiemarkt als Einheitspreisauktion abgehandelt wird. Nach Meinung des
Autors ist dies nicht die ideale Losung, was in weiterer Folge bei der Stellungnahme

diskutiert wird.

Der Energiemarkt: Analog zum heutigen energy-only Markt wird auch der Energiemarkt
bei enervis funktionieren. Die wesentliche Erweiterung stellt das direkte Vermarkten der
erneuerbaren Energien am Strommarkt dar. Durch den Ausstieg aus der Kernenergie bis
2022 wird jedenfalls mit gewissen Fehlmengen und einem angemessenen sich einstel-
lenden Preis fiir Energie am Markt gerechnet. Diese Fehlmengen sind keine physikalische
Energieunterdeckung, aber die gewohnte Deckung der Grundlast durch Kernenergie muss

ersetzt werden. In diesem Fall steigt der Preis, da vermeintlich teurere konventionelle
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Kraftwerke den Preis setzen werden. Dadurch erwirtschaften vor allem Erneuerbare Erlose
die dadurch die Forderquoten geringer werden lassen. Die Marktorganisation vom Termin-
bis hin zum intra-day- Handel bleibt analog zum heutigen Markt bestehen. Auch OTC-
Geschifte waren problemlos einbindbar. Es wird auch hier wieder eine Einheitsbeprei-
sung, wie sie auch heute stattfindet, vorgeschlagen. Hier gilt es zu bedenken und zu tiber-
priifen welche Deckungsbeitrage erwirtschaftet werden konnen, und welche Kosten dann

noch fiir den Leistungsmarkt anrechenbar sind.

Der Leistungsmarkt: Leistung wird durch die Einfiihrung von Zertifikaten fiir gesicherte
Leistung zu einem handelbaren Gut. Eine zentrale Stelle bescheinigt den Kraftwerken ihre
Fahigkeit gesicherte Leistung fiir einen bestimmten Zeitraum (bspw. ein Jahr vorlaufend)
erzeugen zu konnen. Dabei hat diese Stelle keinen Einfluss auf die gesamt benotigte Menge
an Leistung im System, sondern nur an der Legitimierung der einzelnen Anlagen, da durch
diese Zertifizierung Technologien hinsichtlich ihres Systemwertes*® unterschiedlich
betrachtet werden. Ein Gaskraftwerk kann beispielsweise mit geringer Vorlaufzeit und
hoher Wahrscheinlichkeit zu Zeiten der Jahreshochstlast (in Deutschland von November
bis Februar zwischen 17:00 und 20:00 Uhr) Leistung (Energie) bereitstellen. Dies kann
durchaus mehrere Jahre im Vorhinein festgelegt und angeboten werden. Bei einer Photo-
voltaikanlage ist die Wahrscheinlichkeit dagegen verschwindend gering, dass diese zur
Jahreshochstlast in Deutschland produziert. Also miissen Technologien unterschieden
werden, da sie einen anderen Wert fiir das Elektrizitatssystem darstellen. Es muss jedoch
zu jedem Zeitpunkt die Bedingung ERZEUGUNG = VERBRAUCH gelten. Technologien
die vom Dargebot abhédngig sind konnen deswegen an einem solchen Markt nur unter
gewissen Bedingungen teilnehmen. So kann sich ein Windkraftanlagenbetreiber mit einem
Speicherbetreiber zusammentun, und dadurch auch den Leistungsmarkt bedienen. Dabei
stellt sich dann die Frage, ob diese Kombination von Kraftwerken noch konkurrenzfihig

sein kann.

Das Angebot am Leistungsmarkt orientiert sich an den ,Differenzkosten” der einzelnen
Anlage. Diese Kosten entsprechen den Vollkosten einer Erzeugungsanlage abziiglich aller
antizipierten Erlose an anderen Markten. Diese Kosten sollen dann annuitétisch auf die
wirtschaftliche Lebensdauer des Kraftwerks aufgeteilt werden. Prinzipiell kann so jeder
Anbieter das Risiko das er einzugehen bereit ist selbst bestimmen. Es kann allerdings bei
einem wettbewerblich organisierten Markt davon ausgegangen werden, dass Anbieter eher
ein hoheres Investitionsrisiko eingehen um tiberhaupt Erlose am Leistungsmarkt erwirt-

schaften zu konnen.

2 Fahigkeit Leistung in Knappheitszeiten bereitstellen zu konnen bzw. Energie zu produzieren.
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Am Leistungsmarkt werden alle Gebote fiir gesicherte Leistung fiir einen definierten Zeit-
raum gesammelt und mit der Nachfrage zum Schnitt gebracht. Die Fristigkeiten des Leis-
tungsmarktes werden analog zu denen des Energiemarktes gesetzt. Aufierdem sieht die
Ausgestaltungsvariante von enervis auch fiir den Leistungsmarkt eine Einheitsbepreisung
vor. Anmerkung: Hier sei angeregt, dass bei der Organisation verschiedener Markte darauf

geachtet werden sollte keine iiberméfiigen Gewinne bei Unternehmen zu generieren.

Durch die Flankierung des Energiemarktes durch den Leistungsmarkt ist es laut den
Studienautoren nicht mehr moglich, dass es zu Versorgungsausfillen kommt. Jeder
Nachfrager der zu Knappheitszeiten versorgt werden mochte muss sich dieses Recht iiber
Leistungszertifikate erkaufen. Zur Absicherung der Leistungsdeckung wird vorge-
schlagen, dass sich jene Verbraucher die sich nicht mit gesicherter Leistung eingedeckt
haben ihre Energie jedoch ausschliefslich nur noch an der Energieborse beschaffen diirfen,
und nicht mehr tiber OTC-Handel. Am Energiemarkt kristallisiert sich dann eine Knapp-
heitssituation heraus. Die Deckung der Kunden die sich mit gesicherter Leistung
eingedeckt haben muss jederzeit gewdhrleistet sein und alle anderen Kunden werden
unabhdngig von ihrer Zahlungsbereitschaft nur dann versorgt, wenn mehr Kraftwerke
Energie erzeugen als dies aufgrund der Leistungskontrakte notwendig wére. Da jedoch der
Preis am Energiemarkt in solchen Stunden hoch sein wird, werden alle Kraftwerksbetreiber

die Intention haben zu dieser Zeit zu produzieren.

Nachfrageflexibilisierung stellt ebenfalls eine Moglichkeit dar um zwar nicht am
Leistungsmarkt anzubieten, aber um die notwendige gesicherte Leistung zu begrenzen.
Dabei wird davon ausgegangen, dass im ersten Zug nur Grofflkunden diese Mdglichkeit
zur Verfligung steht. Diese wissen iiber ihre Produktionsprozesse bestens Bescheid und
weisen meist auch ein Reduktionspotential auf. Endkunden wie Haushalte dagegen
miissen erst die technischen Anforderungen (Messung, aber auch Vertragsgestaltung)
abklaren, um dann ihr Lastsenkungspotential nutzen zu konnen. Die Verrechnung bzw.
Uberpriifung der Einhaltung der Lastvertrige kann in analoger Weise zum Energiemarkt
iiber Bilanzkreise erfolgen. Leistungs-Bilanzkreise unterscheiden sich nicht wesentlich
von gangigen Bilanzkreisen, jedoch {iberwachen sie den Leistungsbezug einzelner
Verbraucher. Auch hier muss dann, wie im Gutachten vorgeschlagen, mit geeigneten

Ausgleichs- und Reservemarkten die Bilanz ausgeglichen werden.

Andere Rahmenbedingungen: Weitere notwendige und sinnvolle Mafinahmen liegen vor
allem im Netzausbau. Aus dem Gutachten geht klar hervor, dass ein bestimmtes Maf} an
Netzausbau jedenfalls als sinnvoll erachtet wird um die Integration erneuerbarer Energien
zu einem geringstmoglichen volkswirtschaftlichen Kostenanteil erreichen zu konnen. Die
Studienautoren gehen davon aus, dass die Flexibilisierung der Nachfrage jedenfalls teurer
sein wird als der notwendige Zubau an Leitungen iiber alle Spannungsebenen hinweg. Der

CO:-Markt wird als wichtiges Instrument zur Unterstiitzung des Marktwertes von
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Erneuerbaren gesehen und ist weiter gleich vorhanden. Es wird darauf verwiesen, dass sich
der Preis fiir CO: Zertifikate verandern (erhohen) wird und muss um diesen Zweck zu

erfiillen.

Stellungnahme: Es wurde versucht das Gutachten von enervis und BET (enervis, BET,
2013) in Bezug auf die Relevanz in dieser Arbeit so gut als moglich aufzuarbeiten. Es gibt
keine Gewdhr seitens des Autors, dass jeder Gedanke der Studienautoren des Gutachtens
zu 100 % richtig verstanden und dargestellt wurde. Die Wiedergabe erfolgte nach bestem

Wissen und Gewissen.

Viele Verdanderungen in Bezug auf die derzeitige Marktgestaltung in diesem Gutachten
stellen der Meinung des Autors nach eine wesentliche Verbesserung des derzeitigen
Systems dar. So ist der geplante Markt fiir Leistung und die grundsatzliche Heran-
gehensweise an diesen durchaus sinnvoll. Der Eindruck des Gesamtansatzes ist stimmig,
da alle Komponenten bis hin zu Ausgleichs- und Reserveenergie/-leistung, sowie

Netzausbau und Treibhausgase neben dem Energie- und Leistungsmarkt bedacht werden.

Vorsicht sollte allerdings dabei walten, nicht zu viele Erlése fiir einzelne Anbieter
zuzulassen. Die Pramisse sollte sein den Erzeugern zu geben was den Erzeugern gebiihrt,
und den Verbrauchern zu geben was den Verbrauchern gebiihrt. Bei der vorgeschlagenen
Ausgestaltung des Energie- und Leistungsmarktes (gegebenenfalls sogar bei den EE-
Kapazitatsauktionen), bei denen stets Einheitspreise an alle ausgeschiittet werden, ist es

fraglich ob nicht unnétig hohe Gewinne bei den Erzeugern lukriert werden.

Ein weiterer Punkt ist die Vorlaufzeit fiir einen Leistungsmarkt. Dargestellt wird ein
Vorlauf von drei Jahren gegeniiber der Ausfithrung. Der genannte Grund ist die ansonsten
fehlende Marktliquiditdt (Herrmann, 2013), wobei dringend darauf hinzuweisen ist, dass
drei Jahre Vorlaufzeit fiir einen notwendigen Kraftwerksbau dufierst kurz bemessen ist. Es
darf angezweifelt werden, ob ein Kraftwerk, vor allem bauintensive Kraftwerke wie Pump-

speicher, in dieser Zeit projektiert und gebaut werden konnen.

Keine gezielten Aussagen gibt es in Bezug auf die Groflenordnungen der Preise an den
verschiedenen Markten bzw. Preise fiir Leistung und Energie von einzelnen Kraftwerks-
typen. In der Berechnung wurde soweit nachvollziehbar nur Deutschland ohne seinen
Kontext im europdischen Elektrizitatssystem betrachtet, was vermutlich einem regionalen
Modell geschuldet ist.

Aufierdem mochte der Autor darauf hinweisen, dass in dieser Betrachtung mehrere neue
Markte benotigt werden. Diese miissen organisiert und spater auch gefiihrt werden. Alleine

dadurch ergeben sich bereits hohe Kosten bei diesem Ansatz.
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5.5 ANSATZ DER DEZENTRALEN LEISTUNGSVERPFLICHTUNG

Der zweite betrachtete Ansatz ist jener der dezentralen Leistungsverpflichtungen. Dieser wird
hier mittels einer Studie von frontier economics (frontier economics, 2013) aufgearbeitet.
Umgesetzt wird eine Variante dieses Kapazitatsmechanismus im PJM Markt in den USA, und
angedacht ist er beispielsweise in Frankreich. Es wird ein allgemeiner Uberblick iiber diese
Variante gegeben, und auf die spezielle (vorab) Ausgestaltungsvariante in Frankreich

eingegangen.

5.5.1 AUSGANGSSITUATION IN FRANKREICH

Frankreich ist seit Jahrzehnten gepragt durch die Erzeugung elektrischer Energie aus
Kernkraftwerken. Diese liefern derzeit mehr als 70 % des jdhrlichen Bedarfs. Der
dominierende Marktakteur ist die Electricité de France (EDF), die ca. 90 % der Erzeugungs-
kapazitdaten innehaben. Durch diese Moglichkeit Marktmacht auszuiiben wird seit einigen
Jahren versucht den Einfluss dieses einzelnen Unternehmens auf den Markt zu begrenzen. Die
,Nouvelle Organisation du Marché de 1'Electricit¢” (NOME) versucht ein besseres
Gleichgewicht zwischen den Marktakteuren herzustellen, indem es der EDF vorschreibt einen
Teil, derzeit 100 TWh, ihrer Kapazitaten fiir anderen Marktteilnehmer zu einem regulierten

Preis zugéanglich zu machen.

Die gravierenderen Probleme sieht der franzdsische Ubertragungsnetzbetreiber Réseau de
Transport d’Electricité (RTE) allerdings nicht in der Energiedeckung des Landes, sondern in
der Deckung der Spitzenlast. So hat sich die Nachfrage nach elektrischer Energie von 2008 bis
2012 kaum verandert, jedoch der Spitzenlastbedarf ist in diesem Zeitraum um rund 20 %
gestiegen (siehe Abbildung 27). Im Vergleich dazu ist in Deutschland die Gesamtnachfrage in

Deutschland im selben Zeitraum um 5 % gesunken und Spitzenlast sank um 3 %.
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ABBILDUNG 27: GESAMTNACHFRAGE UND SPITZENLAST IN FRANKREICH UND DEUTSCHLAND VON
2008 BIS 2012 (DATEN ENTSO-E) QUELLE: (FRONTIER ECONOMICS, 2013)

59/201



Kapitel 5 Zukiinftige Elektrizitatsmarktgestaltung

Der starke Anstieg der Spitzenlast in Frankreich ist vor allem den weit verbreiteten Strom-
heizungen anzulasten. Frankreich hat speziell im Haushaltsbereich einen hohen Anteil an
Stromheizungen. Die notwendige elektrische Energie konnte in den letzten Jahrzehnten durch
die Kernkraftwerke giinstig bereitgestellt werden, jedoch bekommt das Land zunehmend ein
Kapazitatsproblem. Ein integraler Teil des Problems ist die Temperaturintensitat in Frank-
reich, die in einem Bereich von 2 GW je 1°C Temperaturriickgang liegt. Im Vergleich dazu liegt
dieser Faktor in Deutschland nur bei rund 0,3 GW/°C (frontier economics, 2013). Durch diesen
Trend sieht die RTE bereits im Winterzeitraum 2016 eine mdgliche Unterdeckung der

Spitzenlast.

Mittels der NOME Gesetzgebung wurde bereits ein erster Schritt in Richtung Kapazitatsmarkt
getan. Dabei werden Versorger fiir die Versorgungssicherheit ihrer Kunden verantwortlich
gemacht. Der derzeit angedachte mogliche Kapazitatsmechanismus von RTE wird im Folgen-
den auf Basis der Studie von frontier economics (frontier economics, 2013) vom Autor behan-
delt.

5.5.2 GRUNDSATZLICHE FUNKTIONSWEISE DES FRANZOSISCHEN
KAPAZITATSMECHANISMUS

Um den besonderen Umstanden in Frankreich in Zukunft entgegen treten zu konnen, wird es
notwendig sein einen Kapazititsmechanismus einzufiihren. Die Idee hinter solch einem
Mechanismus ist es, das jeder Versorger fiir den Anteil seiner Kunden Kapazitatsgarantien
bereithalten muss. Dies kann einerseits durch die Bereitstellung durch eigene Kapazitaten,
oder durch Zukauf von Garantien von anderen Anbietern passieren. In dhnlicher Weise zum
bereits beschriebenen Mechanismus werden auch diese Anlagen zertifiziert, um ein einheitlich

handelbares Gut darzustellen.

Die angegebene Vorlaufzeit in denen solche Kapazitdtsgarantien gehandelt werden betragt
vier Jahre. Dabei wird aufgrund von Bedarfsprognosen, in Kombination mit einer Sicherheits-
marge, der Gesamtkapazititsbedarf bestimmt. Aufgrund der Anzahl und Struktur der
Kunden eines Versorgers muss dieser dann Garantien fiir Kapazitat beschaffen. Ex-post, also
nach tatsachlicher Lieferung, wird die Vorhaltung dann durch RTE iiberpriift. Dies gilt sowohl
fiir die Nachfrage, als auch fiir die Erzeugungsseite. Falls Versorger nicht ihre verpflichtenden
Garantiemengen besorgt haben, oder Erzeuger die Kapazitatsgarantien nicht erfiillt haben,
wird durch RTE und Commission de Régulation de 1'Energie (CRE) eine Ponalzahlung
erhoben. Der zentrale Akteur in diesem Mechanismus ist die RTE, die neben der Erstellung
der Bedarfsprognosen auch die Zertifizierung der Kapazitat iibernimmt und zum Abschluss
noch die tatsachlichen Ausfiihrungen tiberpriift. Der schematische Ablauf kann Abbildung 28

entnommen werden.
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ABBILDUNG 28: ANGEDACHTE FUNKTIONSWEISE DES FRANZOSISCHEN KAPAZITATSMARKTES
(FRONTIER ECONOMICS, 2013)

Neben diesem Ansatz wird zusatzlich eine Notfallbeschaffungsmafsnahme durch das Ministe-
rium in der Hinterhand behalten. Sollte durch RTE ein besonders hoher Bedarf prognostiziert
werden, so kann mit einer Vorlaufzeit von drei Jahren eine weitere Ausschreibung von Kapa-
zitaten stattfinden. Dadurch konnen zusétzliche Kapazitaten generiert werden, was vor allem

bei Einfithrung als notwendig erachtet wird (vorerst begrenzt auf sechs Jahre).

5.5.2.1 SYSTEM DER VERSORGUNGSVERPFLICHTUNG

Um speziell die kritische Winterspitze in Frankreich decken zu konnen wird eine Vorschau-
rechnung der RTE auf die 200 laststarksten Stunden vier Jahre im Voraus angestellt. Die
Versorger miissen sich nun um die Deckung dieser laststarksten Stunden mittels Kapazitats-
garantien kiitmmern. Dabei wird insbesondere die Kundenstruktur betrachtet und in weiterer
Folge auch deren Temperaturabhédngigkeit. Aufserdem erhalt jeder Versorger die Auflage

einer Sicherheitsmarge, welche fiir alle identisch ist.

Nach Ablauf des Lieferzeitraums erfolgt die Ermittlung der tatsdchlichen Vorhaltever-
pflichtung. Durch solch einen Ansatz, kann der tatsachliche Beitrag eines Kundenportfolios
an der Spitzenlast ermittelt werden. Auch die Temperaturabhiangigkeit erhdlt so den
entsprechenden Einfluss. Vom Ansatz her wird die benétigte Kapazitdt in Abhangigkeit von
der Temperatur mit einem Referenzwert hochskaliert. Solch ein Berechnungsschema kann

grundsatzlich Abbildung 29 entnommen werden.
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ABBILDUNG 29: MOGLICHE BERECHNUNG DER
VERSORGUNGSVERPFLICHTUNG (FRONTIER ECONOMICS, 2013)

Versorger A in Abbildung 29 bedient Kunden mit einer hoheren Temperaturabhéngigkeit als
Versorger B. Dies schlédgt sich eindeutig bei der Skalierung des Bedarfs auf die Referenztem-
peratur nieder. Im letzten Schritt, dem Aufschlag der Sicherheitsmarge, kommen wiederum
bei jedem Versorger gleich viel Prozent Reserveleistung hinzu. In dieser Betrachtung nicht
berticksichtigt sind die Demand Side Response (DSR) Kapazititen der Kunden der beiden
Versorger. Diese miissen, sofern zertifiziert, noch von der aufzubringenden Menge an

Kapazitatsgarantien abgezogen werden.

5.5.2.2 BESTIMMUNG DER BENOTIGTEN KAPAZITAT
Wie bereits erwdhnt, wird die benodtigte Kapazitat in Frankreich laut Vorschlag vier Jahre im
Voraus von RTE prognostiziert. Dabei gehen angebots- und nachfrageseitige Belange in die

Marktgleichgewichtssimulation mit ein.

Angebot: Informationen von Erzeugungsanlagen und deren Betreibern
Informationen tiber die bisher zertifizierte Kapazitatsmenge

Nachfrage: = Angenommene Entwicklung der Wirtschaftsleistung
Demographische Entwicklung der Bevolkerung
Temperaturentwicklung im Betrachtungszeitraum

Auskiinfte von Versorgern und Verteilnetzbetreibern
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Die grundsatzliche Betrachtung erfolgt dabei fiir das berechnete Lieferjahr, wobei derzeit
davon auszugehen ist, dass die 200 laststarksten Stunden (Winter: Dezember bis Mdrz) heran-

gezogen werden.

Durch die oben beschriebenen Inputparameter werden die Berechnungen der RTE gestiitzt.
Die Nachbearbeitung sieht vor, dass mittels eines Aufschlags einer Sicherheitsreserve der
global ermittelte Bedarf individuell auf die einzelnen Versorger umgelegt wird. Speziell in
Frankreich stellt der Einfluss der Temperatur eine entscheidende Grofie dar. Es wird auch
angedacht, dass der Beitrag auslandischer Kapazititen bei der Berechnung berticksichtigt

werden soll, was im weiteren Verlauf noch erlautert wird.

5.5.2.3 DIE ANGEBOTSSEITE

Fiir den franzosischen Markt sind alle Erzeugungskapazitdten, aber auch Demand Side
Response Kapazitiaten die in Kontinentalfrankreich stehen zu zertifizieren. Die Zertifizierung
wird nach heutiger Sicht so aussehen, dass Betreiber (Nachfrager) mit dem zustdndigen

Netzbetreiber einen Vertrag abschliefien, indem angegeben wird:

- Vorhersehbare verfligbare Kapazitit im Lieferjahr (Ausfiihrungsjahr)
- Angabe zu Aktivierung und Fahrweise der Kapazitit soweit geplant

- Verkauf der Kapazititsgarantie ergibt kein Energievorrecht des Garantiehalters

Um ein handelbares Gut (Leistung) zu schaffen muss ein gewisser Standard eingefiihrt
werden. Im Speziellen ist dies aufgrund der unterschiedlichen Verfiigbarkeiten von Technolo-
gien von Bedeutung. Um dem Rechnung zu tragen, wird von RTE ein Kapazitatskreditsystem

angedacht, welches jedoch noch nicht genauer ausgefiihrt wurde.
Unterschieden werden jedoch grundsatzlich drei Typen:

> Angebotsseite > Erzeugungskapazititen: Bei bestehenden Anlagen kann auf
historische Werte der Verfiigbarkeit zuriickgegriffen werden. Dabei wird auch die
Berticksichtigung der verschiedenen Technologien wie Wasserkraft, Wind oder
Kernenergie moglich. Weitere Faktoren sind Netzrestriktionen, Brennstoff-Verfiig-
barkeit und dhnliche. Bezogen wird immer auf den Beitrag eines Kraftwerks (einer
Technologie) zur Spitzenlast. Fiir Neubauten kann man mit bekannten Standards
rechnen, solange man keine spezifischen, historischen Daten eines Kraftwerks hat.

> Nachfrageseite - DSR-Kapazititen: Im Gegensatz zu Kraftwerken wird hier der
Beitrag zur Reduktion des Ausfallsrisikos bewertet. Von Wichtigkeit ist Menge und
Dauer (MW und h) der Abschaltung sowie deren Verfiigbarkeit zu Spitzenlastzeiten.
Dabei ist die Vorschau fiir die Nachfrageseite weit schwieriger als fiir die Erzeuger-
seite. Deshalb findet es RTE sinnvoller, DSR kurzfristiger zu handeln als Erzeugerga-

rantien. Eine andere Mdglichkeit besteht in der Anwendung zur Senkung der
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benotigten Spitzenlast eines Versorgers, was DSR Kapazititen aus dem Garantien-
handel herausnehmen wiirde.

> Ausliandische Kapazititen: In welcher Form die Erzeugung (oder DSR) aus Nachbar-
landern in den Prozess eingebunden werden kénnen steht noch offen, jedoch wird die

Moglichkeit grundsatzlich positiv bewertet.

5.5.2.4 KAPAZITATSHANDEL

Es wird von RTE als sinnvoll und wahrscheinlich erachtet, dass die Garantienbeschaffung
hauptsachlich auf zwei Wegen erfolgt. Das sind die Deckung aus eigenen Erzeugungs-
anlagen, was speziell im franzdsischen Fall wahrscheinlich ist, und die Beschaffung tiber
bilaterale Vertrage. Diesen Handel wickelt die RTE ab und er wird, vor allem hinsichtlich des
Preises, von der CRE {iberpriift. Dieser dezentrale Handel stellt den Grofsteil der Trans-
aktionen dar. Weiters soll auch, zumindest {ibergangsweise, eine Marktplattform installiert
werden. Die CRE priift die Funktionsfahigkeit des Marktes und kann dann entscheiden ob
eine zentrale Marktplattform ausgeschrieben wird, welche dann auch verpflichtend sein

konnte.

Fiir jeden Versorger wird bei der RTE ein , Konto” eingerichtet, welches Angaben zu Zerti-
fizierung der Anlagen, technische Verfiigbarkeit und Menge der derzeit vorgehaltenen Kapa-
zitat beinhaltet. Die CRE weif3 tiber alle Konten und Transaktionen mit den jeweiligen Preisen

Bescheid, dadurch kann sie jahrliche Statistiken aufstellen und die Preise {iberwachen.

Zusatzlich zu diesen Mafsnahmen ist in den ersten sechs Jahren ein Notfallmechanismus
geplant. Wenn von der RTE in der Standardauktion vier Jahre vor Lieferung eine mogliche
Unterdeckung festgestellt wird, dann kann drei Jahre vor Ausfithrung der Notfallmecha-
nismus zusdtzliche Kapazitidten schaffen. Diese Kapazititen unterliegen einer separaten
Bezahlung die von einem Maximalpreis begrenzt werden sollte. Nach den sechs Jahren wird

der Notfallmechanismus evaluiert und méglicherweise fortgesetzt.

Abbildung 30 zeigt den schematischen Ablauf einer Lieferung. Nach der Handelsphase
werden die 200 hochsten Lastfille bestimmt. Nach diesen hochsten Lastfédllen wird die indivi-
duelle Garantienmenge fiir alle Versorger ermittelt. Diese haben dann zwei Wochen Zeit ihre
Garantien glatt zu stellen. Danach werden die Garantieregister geschlossen und die Versorger
iiber ihre Uber- oder Unterdeckung informiert. Aufgrund dessen flieBen dann Ausgleichs-

bzw. Ponalzahlungen.
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ABBILDUNG 30: ZEITLICHER ABLAUF DES GARANTIENHANDELS (FRONTIER ECONOMICS, 2013)

5.5.2.5 FINANZIERUNG UND KONTROLLE DER AUSFUHRUNG

Insgesamt fallen fiir den Mechanismus Kosten fiir Kapazitat und fiir die Administration,
speziell die Dienste der RTE, an. Diese Kosten sollten an die Endkunden, moglichst an die
Verursacher, weitergegeben werden. In Frankreich gelten regulierte Tarife, was eine Weiter-
gabe durchaus als moglich erscheinen ldsst, sofern die Kosten der Regulierungsbehdrde klar
dargelegt werden konnen. Die Weitergabe der gesamten Kosten an die Endverbraucher ist
eindeutig im Sinne des Mechanismus und im Sinne Frankreichs, da dadurch das

grofitmogliche Potential an Nachfrageflexibilisierung erreicht werden kann.

Eine Herausforderung stellt die besondere Rolle der EDF in Frankreich dar. Durch ihre markt-
dominierende Stellung werden sie voraussichtlich grofiter Anbieter und Nachfrager von
Kapazitdten sein. Dies konnte einen Einfluss auf die Preisbildung im Sinne einer Monopol-

stellung haben.

Als zentrales Kontrollorgan gilt die RTE. Sie ist sowohl fiir Anbieter als auch fiir Nachfrager
fiir die Kontrolle der Vereinbarungen zustandig. Im Falle der Anbieter heifst das, dass RTE
nach dem Lieferzeitpunkt die tatsachliche Verfligbarkeit der Anlagen tiberpriift. Dabei soll es
Strafzahlungen?, aber auch Belohnungen geben. Wird das vereinbarte Maf§ an Kapazititen
iibererfiillt, so gibt es einen Ausgleichsfond aus dem die Erzeuger von den Ponalien der
Anderen Geld erhalten. Der Uberschuss in diesem Fond wird wieder an die Kunden des
Ubertragungsnetzes aufgeteilt. Die Ausgleichszahlungen und Ponalien dienen den
Versorgern dazu, zu entscheiden ob neue Anlagen gebaut werden sollten, oder Flexibilitat auf
der Nachfrageseite akquiriert werden soll. Die Ausgleichszahlungen sollten sich an den

Kosten eines neuen Kraftwerks orientieren und bei Knappheitssituationen progressiv

24 Die Hohe der Strafzahlung hangt davon ab, ob tatsdchlich Knappheit eingetreten ist. Ohne wirklichen
Knappheitsfall sind die Ponalien niedriger als bei physikalischer Knappheit.
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ansteigen. Auch in Zeiten einer problemlosen Deckung der Last sollte der Preis jedoch nicht
auf null absinken, da sonst nur zwischen den Extremen null und sehr hoher Preis hin und her

geschwankt werden wiirde (frontier economics, 2013).

5.5.2.6 SCHLUSSFOLGERUNGEN UND ANMERKUNGEN

In diesem Ansatz werden die hochsten Laststunden des Jahres als Basis zur Versorgung der
Kunden eines Unternehmens, plus eine Sicherheitsmarge, herangezogen. Die Nachfrage eines
Versorgers kann er entweder durch Eigenerzeugung, Handel mit Anderen oder mit
Importen® decken. Das Hauptziel des franzosischen Ansatzes sollte es sein die Nachfrage-
flexibilitat zu fordern. Dies ist speziell notwendig, da ein grofier Teil der Spitzenlastnachfrage
zur Beheizung mit Strom anfallt. Dies schlagt sich in hohen Temperarturgradienten nieder.
Diese sind jedoch aufgrund der Politik der letzten Jahrzehnte nur schwer wegzudenken. Eine
andere Herausforderung stellt sich aufgrund der Sonderstellung der EDF. Dieses vertikal
integrierte Unternehmen stellt den Hauptteil der inlandischen Erzeugungskapazitaten.
Dadurch kann es sein, dass ein grofier Teil der Erzeugungskapazitat gar nicht erst in den
Kapazitatshandel kommt. Der Versorger EDF kann seine Eigenerzeugungsanlagen zur
Deckung des Bedarfs seiner Kunden heranziehen und hat mit den verbleibenden Kapazititen

prinzipiell die Moglichkeit den Preis zu beeinflussen.

Eine fiir sinnvoll erachtete Erganzung dazu stellt ein Notfallmechanismus dar. Dieser greift
ein Jahr nach der urspriinglichen Auktion (drei Jahre vor Ausfithrung) ein um zuséatzliche
Kapazititen am Markt zu generieren. Dieser Ansatz einer zentralen Handelsplattform bietet
wiederum Moglichkeiten verzerrend in den Markt einzugreifen und zusatzliche Erlose zu
generieren. Durch das Zuriickhalten von Kapazitdten kann man diese zuséatzlichen Erlose an
dieser zentralen Handelsplattform praktisch ,erzwingen”, was vor allem fiir einen grofsen
Anbieter wie die EDF moglich sein wird. Solch ein Verhalten wiirde dann zu einer unnétigen

Erhohung der Kosten fiir die Verbraucher fiihren.

Aus Sicht des Autors ist dieser Ansatz grundsatzlich tiberzeugend. Denkbar wire er aber eher
tiir andere Lander, in denen keine Marktdominanz durch einen Versorger besteht. In Deutsch-
land konnten Angebot und Nachfrage eher verzerrungsfrei aufeinandertreffen. Wobei sich
hier die EE ins Bild drangen, auf die in der Umsetzvariante Frankreich kaum Bezug
genommen wird. Analog zum Ansatz des dezentralen Leistungsmarktes kann auch hier ange-
merkt werden, dass die Vorlaufzeit mit vier Jahren relativ gering gewahlt ist. Neue Kraft-

werke, falls notig, konnen in dieser Zeit praktisch nicht realisiert werden.

Das Einbeziehen von ausldndischen Kapazitaten in die Berechnung findet der Autor relativ
gewagt, da davon auszugehen ist, dass ein Knappheitsfall aufgrund niedriger Temperaturen

oder langer andauernder Heizperioden auch in den umliegenden Landern in dhnlicher Weise

% Importe werden fiir die Sicherheitsmarge fiir alle Versorger gleichermafien zugestanden. Dadurch
werden Versorger deren Struktur vermehrt auf Importen basiert benachteiligt.
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vorliegen wird. Die Kapazititen werden dann im Land genutzt, und es ist unwahrscheinlich

das tibermaflige Lastfliisse nach Frankreich flieffen werden.

5.5.2.7 EXKURS: EXPLIZITER UND IMPLIZITER KAPAZITATSHANDEL MIT DEM
AUSLAND

Der franzosische Elektrizitaitsmarkt weist gute Verbindungen zu angrenzenden Landern wie
Deutschland, Belgien oder Spanien auf. Durch diese Verbindungen ist es durchaus denkbar,
auslandische Kapazitdten in die Reservehaltung zu integrieren. Vor allem Spanien weist aus
Sicht des Autors grofies Potential auf, da die Spitzenlast in Spanien und Frankreich praktisch
nie zur selben Zeit auftreten wird. Im Ansatz von frontier economics (frontier economics, 2013)
werden zwei unterschiedliche Ausfithrungen einer solchen Beriicksichtigung kurz beschrie-

ben — die implizite und die explizite Beriicksichtigung.

IMPLIZITE BERUCKSICHTIGUNG

Bei der impliziten Beriicksichtigung werden historische Werte der Stromimporte zur Deckung
der JHL herangezogen. Dadurch ergibt sich ein gewisses Sicherheitsniveau, wobei ein zukiinf-
tiger Ausbau der Interkonnektoren vernachlassigt wird. Dabei berticksichtigt werden die
tatsachlichen Importfliisse, wobei diese auf die Versorger aufzuteilen sind. Bedenken bestehen

wiederum bei der moglichen Bevorzugung der EDF bei solch einem Ansatz.

EXPLIZITE BERUCKSICHTIGUNG

Das Problem bei solch einem Ansatz ist, inwiefern sichergestellt werden kann, dass die
angebotene Leistung auch tatsdchlich in Importfliisse umgesetzt werden kann. Das Angebot
an auslandischen Geboten muss in diesem Fall denselben Anforderungen wie jene Angebote
des Inlands geniigen. Dies impliziert die Zugriffsmoglichkeit der RTE auf ausldndische
Kapazitaten, was fragwiirdig ist. Jedenfalls besteht in solch einem Fall erheblicher Koordina-
tionsbedarf mit den verantwortlichen TSO’s in den Partnerlandern. Der zentrale Punkt beim
franzosischen Ansatz, die Nachfrageflexibilisierung, ist in Bezug auf auslandische Kapazitaten
als noch unsicherer zu bewerten. Falls diese Art der Berechnung herangezogen wird, miissen
sowohl die Ubertragungskapazititen reserviert werden, als auch die Anbieter in den fran-
z0sischen Markt integriert werden. Dies bedeutet, dass bei schwierigen Lastbedingungen
sichergestellt wird, dass franzosische Kunden vorrangig bedient werden und die Kapazitiaten
nicht doppelt angeboten werden. Dies birgt einige Unsicherheiten und Komplexitédten in sich,
wobei in dieser Weise auch eine Vorschaurechnung getatigt werden kénnte. Diese Umstande

veranlassten die RTE diese Art der Beriicksichtigung als derzeit nicht umsetzbar einzustufen.
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5.6 ANSATZ DER STRATEGISCHEN RESERVE

Auch bei dem in diesem Kapitel behandelten Gutachten von Consentec (Consentec, 2012) wird
das Versagen des Energy-Only-Marktes als fraglich angenommen. Es wird hier das Konzept
der strategischen Reserve zumindest als Briickenlosung vorgeschlagen, bis eindeutig geklart
ist ob ein Marktversagen eintreten konnte bzw. wie ein funktionierendes Kapazitatsmarkt-
design aussehen muss. Sie dient in erster Linie der Sicherstellung, dass moglichst wenige oder

keine Kraftwerksstillegungen passieren.

5.6.1 FUNKTIONSWEISE DER STRATEGISCHEN RESERVE

Kraftwerke die im Rahmen einer strategischen Reserve kontrahiert werden dienen zur
Absicherung in Zeiten der Unterdeckung des Energiemarktes. Das kann sowohl fiir Netz-
probleme als auch fiir eine Gesamtunterdeckung gelten. Wenn ein Fall eintritt, indem eine
Lastdeckung in der ersten Strompreisauktion nicht moglich ist, so wird eine zweite Auktion
mit den Kapazitdten der strategischen Reserve durchgefiihrt. Dies wird in Abbildung 31
veranschaulicht. Erkennbar sind die verschiedenen moglichen Preisniveaus die eine wesent-

liche Beeinflussung der Funktionsweise darstellen.

= Angebot o
€MWh A Nachfrage emwh 4 — SR-Kapazitat
IVIW» MW >
— Keine Marktraumung —> Durch strategische
moglich Reserve (SR) wird

Marktraumung maoglich

ABBILDUNG 31: FUNKTIONSWEISE DER STRATEGISCHEN RESERVE QUELLE: (CONSENTEC, 2012) EIGENE
DARSTELLUNG

Wesentliche Unterschiede zu expliziten Mechanismen sind, dass kein Neubau von
Kraftwerken angeregt wird und vor allem, dass Kraftwerke die Zahlungen als Reserve-
kraftwerke erhalten nicht an anderen Markten? teilnehmen diirfen. Der entscheidende Vorteil
der von Consentec herausgestellt wird ist, dass es nahezu keine Beeinflussung der Wirkungs-

weise des Energiemarktes gibt. Eingesetzt werden nur Kraftwerke, welche aufgrund der

26 Gemeint sind sowohl der Energiemarkt als auch Regelenergie oder dhnliches.
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Marktlage am Energiemarkt nicht mehr wirtschaftlich operieren konnten?. Die Preisbildung
funktioniert im ersten Anlauf gleich wie sie im unbeeinflussten EOM auch passiert, und es
kann bei dementsprechender Preissetzung im Einsatzfall der strategischen Reserve zu einer
,regelmafiigen” Wiederkehr von definierten Knappheitspreisen kommen. In der, aus Sicht des
Autors sehr optimistischen, Auslegung der Consentec konnen diese Knappheitspreise auch

zu Investitionen in Neuanlagen fiihren.

Als entscheidende Vorteile werden die leichte und schnelle Implementierbarkeit, die Riick-
baufahigkeit sowie regionale Verfiigbarkeit und der geringe Markteingriff genannt. Die
Bestandsanlagen die kontrahiert werden stehen sofort zur Verfiigung und konnen beim
Auflosen regionaler Engpasse helfen. Weiters werden solche Anlagen herangezogen die sonst

aufgrund von Alter oder fehlender Wirtschaftlichkeit nicht mehr am Netz wéren.

EXKURS: Der Autor mochte an dieser Stelle anmerken, dass er die Investitionsmdglichkeiten
die sich durch den Mechanismus im Bereich der Neuanlagen ergeben als gering einschatzt.
Zudem wiirden Neuanlagen dazu fiihren, dass sich die Knappheitspreise mit denen man eine
Investition rechtfertigen konnte nach Bau seltener ereignen diirften. Wenn dann ein
,iberalteter” Kraftwerkspark zur Verfiigung steht kann die Zeit fiir Investition bereits zu spat

sein.

Anderen Mechanismen, vor allem selektiven Kapazitaitsmechanismen, gehen davon aus, dass
die Preise am Energiemarkt durch Neubauten niedrig bleiben und diese deshalb praktisch nie
ohne Zahlungen fiir die Leistung auskommen werden. Consentec geht hier sogar einen Schritt
weiter und vermutet, dass auch Bestandskraftwerke dann nur noch mittels Zahlungen fiir
Leistung am Markt bestehen konnen. Bei der Parametrisierung der strategischen Reserve sieht
Consentec zwar Schwierigkeiten (Menge und Ausiibungspreis), jedoch sind dieser in der

vorgeschlagenen Briickenlosungsvariante geringer als sonst irgendwo.

5.6.1.1 AUSGANGSLAGE

Derzeit gilt Deutschland generell als Land ohne ein Kapazitatsproblem. Lediglich durch
Einschrankungen auf der Netzseite bzw. durch regionale Probleme kann es (vor allem im
Siiden) zu einem zusitzlichen Leistungsbedarf kommen. Deshalb wurden die Ubertragungs-
netzbetreiber (UNB) von der BNetzA zur Kontrahierung von Reservekraftwerken die soge-
nannte ,Kaltreserve” aufgefordert. Wenngleich jetzt auch keine Probleme vorhanden sind,
und durch die , Kaltreserve” die regionalen Probleme in den Griff bekommen werden, so gibt
es doch denkbare Zukunftsszenarien die nicht so optimistisch sind. Durch den starker
zusammenwachsenden europaischen Binnenmarkt und die vermehrte Installation von EE
kann es zu einem Preisverfall am Energiemarkt kommen, durch den viele Bestandskraftwerke

unter Zugzwang geraten oder direkt aus dem Markt austreten miissen. Dies konnte auch die

27 Es wird nicht definiert ob dies nur Spitzenlastkraftwerke, oder beispielsweise auch Mittellast-
kraftwerke sind.
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strategische Reserve nicht wirklich auffangen, genauso wie Abschaltungen aufgrund von
Umstédnden wie dem Bundesimmissionsschutzgesetz. Weiters ist denkbar, dass eine betracht-
liche Menge an Leistung aufgrund von geplanten Neubauten an Standorten stillgelegt wird.
Consentec geht davon aus, dass es durch einige Sonderregelungen jedoch bis ungefahr 2020
moglich sein wird mit der strategischen Reserve die angestrebte Briickenlosung durchhalten

zu konnen (Consentec, 2012).

5.6.1.2 DAS PRODUKT

Um einen Handel zu ermdéglichen, miissen sich Anbieter und Nachfrager einig sein tiber die
genaue Definition der zu erbringenden Leistung. Als gutes Beispiel geht hier der Regel-
energiemarkt voran, bei dem es Rahmenvertrage gibt die alle gleich behandeln und ein
genaues Produkt definieren. Als preislichen Mafsstab setzt Consentec hier die Vollkosten eines
neuen Gasturbinenkraftwerks an. Diese dezidierten Spitzenlastkraftwerke haben vergleichs-
weise die geringsten Kosten von Bau und Betrieb?. Sollten bestehende, zu kontrahierende
Kraftwerke hohere Kosten aufweisen, so gilt der Neubau der Gasturbine als sinnvoller.
Consentec geht weiters davon aus, dass Anbieter einerseits iiber kurze Vorlauf, wie auch
kurze Vertragszeiten erfreut waren. Dadurch wird das Risiko einer ,alten” Anlage geringer in
der Vertragslaufzeit Schaden zu nehmen. Aulerdem kann der UNB bei einer Vorlaufzeit von
drei bis sechs Monaten die Lastsituation bereits gut einschdtzen. Wenn dann Bedarf besteht,
so ist der Abruf in kurzer Zeit (Day-ahead) ohne weiteres moglich. Im Sommer ist der Abruf
sehr unwahrscheinlich, weshalb die Abrufzeit auf 48 Stunden verlangert werden kann und
auch eine kurzfristige (einige Wochen) Abmeldung als Reservekraftwerk fiir Wartungszwecke
denkbar ist. Fiir die Vertragslaufzeit werden zwei Jahre vorgeschlagen, wobei eine jahrliche

Anpassung und Auktion denkbar ist.

Benotigt wird das Produkt am ehesten in den Wintermonaten. Der Anbieter ist dazu ver-
pflichtet dies auch zu gewahrleisten (Brennstoffversorgung, Wartung...). Eine 100 %-ige
Garantie gibt es jedoch nicht und Missbrauch ist nur schwer nachvollziehbar. Deswegen
spricht sich Consentec bei Nichterfiillung fiir eine Pénale im Bereich von 10 % der Jahres-
zahlung pro nicht eingehaltenem Abruf-Tag aus und mochte sich auch das Recht zu Test-
abrufen vorhalten. Angedacht wird auch, dass Kraftwerke die einmal als strategische Reserve
eingesetzt wurden zwar beliebig lange an diesem Markt anbieten diirfen, jedoch nicht mehr
zum EOM zuriickkehren konnen um etwaige Marktverzerrungen zu verhindern®. Diese Regel

mochte Consentec jedoch genauer untersuchen bevor sie endgiiltig in den Ansatz integriert

% Die Vollkosten sind in diesem Fall deswegen die Geringsten, weil eine kurze Einsatzdauer
vorausgesetzt wird. Je mehr Stunden pro Jahr ein Kraftwerk benotigt wird, desto mehr verschiebt sich
dieser Kostenvorteil in Richtung Grundlastkraftwerke.

2 Speziell wenn Osterreichische Kraftwerke mit anbieten diirfen wird diese Regel schwer durchsetzbar
sein.
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wird. Auch Nachfragesenkung wird fiir die strategische Reserve nicht ausgeschlossen, diese

muss eben dem Produkt entsprechen.

Sollte in einer ersten Runde nicht geniigend Kapazitit aufgebracht werden um die Vorgaben
fiir die Reserve zu decken, so ist eine zweite, langfristigere Runde angedacht. Dies bedeutet
mehrjdhrige Vorlaufzeit, da hier auch Neuanlagen durchaus erwogen werden, und eine
deutlich ldngere Vertragslaufzeit die mit etwa sieben Jahren angegeben wird (Consentec,
2012).

Aus Sicht des Autors bietet sich hier mehr Komplexitét als es im ersten Moment den Anschein
macht. Wie bereits angemerkt wiirde eine Unterdeckung seiner Ansicht nach erst sehr spat
zeigen, was die Vorlaufzeit fiir die zweite Auktionsrunde in Frage stellt. AufSerdem wird der
Ansatz von Consentec als Briickenlosung bis etwa 2020 angegeben, was mehrjahrige Vorlauf-
zeiten und folgend lange Vertragszeiten als direkten Eingriff in das folgende System erschei-

nen lasst.

5.6.2 DIE METHODIK DER DIMENSIONIERUNG UND DES ABLAUFS

Dimensionierung: Die Menge und auch der Preis fiir die strategische Reserve ist ex ante
praktisch nicht festlegbar, denn vom Ist-Bestand des Kraftwerksparks werden einige Kapa-
zititen zwangsldufig stillgelegt werden miissen. Andere Kraftwerke wiirden aus 6kono-
mischen Griinden stillgelegt werden, was der Zielgruppe des Mechanismus entspricht. Um
effektiv arbeiten zu kdnnen waren eigentlich Informationen iiber die Menge der 6konomisch
gefdhrdeten Kraftwerke notwendig, was aber unwahrscheinlich aus Befragungen zu erfahren
sein wird. Ebenso unsicher wie die Menge der Angebote und die Menge die benotigt wird, ist
der Preis zu dem dies moglich ist. Die Darstellung eines moglichen Dimensionierungs-

prozesses laut Consentec wird in Abbildung 32 dargestellt.

Der Vorschlag zur Losung beider Probleme ist laut Consentec eine ,Descending Clock
Auction” (DCA). Dabei weifs nur der Auktionator wie viel Leistung fiir die strategische
Reserve benotigt wird®. Der Ablauf sieht vor, dass eine Auktion in mehreren Runden statt-
findet. In der ersten Runde wird ein relativ hoher Preis ausgerufen, welcher das Maximalmafs
der Bereitwilligkeit der Kraftwerksbetreiber darstellt. Dabei werden laut Einschatzung von
Consentec auch Kraftwerke sein, die eigentlich auch noch am Markt bestehen konnten, aber
aufgrund der moglichen hoheren Erlose an diesem Markt zum Wechseln in die Reserve bereit
waren. Die Leistungsgebote die von den einzelnen Erzeugern hier geboten werden diirfen in

keiner weiteren Auktion mehr iiberschritten werden®'. Sollte in dieser Runde die geforderte

30 Praktisch sollen dann die Ubertragungsnetzbetreiber mit dem BMWi und der Bundesnetzagentur die
Auktion abhalten, da diese den Bedarf am besten kennen und dementsprechend die Menge sinnvoll
mit der notwendigen Sicherheitsreserve bestimmen konnen.

31 Es darf nie die Menge an angebotener Leistung eines Anbieters von einer zur ndchsten Runde erhoht
werden, um strategisches Bieterverhalten moglichst zu unterbinden.
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Menge erreicht werden, so sind alle Teilnehmer verpflichtet ihr Angebot einzuhalten. Dabei
weify kein Bieter zu irgendeinem Zeitpunkt {iber die Menge die benoétigt wird Bescheid,

sondern erst wenn der Auktionator das Ende verkiindet.

okonomisch bedingte
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ABBILDUNG 32: DARSTELLUNG DES DIMENSIONIERUNGSWEGS VON CONSENTEC
(QUELLE: (CONSENTEC, 2012) ;EIGENE DARSTELLUNG)

In der zweiten Runde beginnt das gleiche Prozedere mit einem geringeren Preis von neuem,
bis das gewtiinschte Maf} an Leistung gedeckt wird. Durch die Auktion erfahren der Auktio-
nator, aber auch die Anbieter wie es um den Markt steht. Wenn die Leistung zum Schluss
massiv unterschritten wird, so hat der Auktionator auch die Moglichkeit auf die vorige Runde
und die darin abgegebenen Gebote, zum vorigen Ausfiihrungspreis, zuriickzugreifen. Darge-
stellt wird diese Auktionsform in Abbildung 33 auf der linken Seite. Auf der rechten Seite ist
eine Moglichkeit dargestellt die dieses Verfahren beschleunigen kann, in dem es in einer
Auktionsrunde einen Start- und einen Endpreis gibt. So kann man speziell zu Beginn eine
schnelle Selektion von Angeboten erreichen. Consentec geht bei dieser Vorgangsweise davon
aus, dass es zu einer schnellen Separation von , gewollten” und ,ungewollten” Angeboten
kommen wird®. Diese Separation wird laut Ansicht der Verfasser noch durch ein Verbot fiir
die Riickkehr der Kraftwerke zum Energiemarkt und die Beschrankung auf die Vollkosten

einer neuen Gasturbine verstarkt (Consentec, 2012).

3% Dies heif$t, dass fiir die strategische Reserve nur Kraftwerke adressiert werden sollen die sonst nicht
mehr wirtschaftlich operieren konnten.
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ABBILDUNG 33: PRINZIP DER "DESCENDING CLOCK AUCTION” MIT MOGLICHER ERWEITERUNG QUELLE:
(CONSENTEC, 2012)

Den internationalen Austausch betreffend sieht Consentec sowohl rechtliche Probleme bei den
Vertragen, als auch physikalische Probleme. Zwei Umstande machen eine europdische
Umsetzung schwierig. Zum einen sind nicht gentligend Austauschkapazitaten seitens des
Netzes vorhanden, und zum anderen miisste eine auslandische Reserve so dimensioniert
werden, dass sie beispielsweise einen Nachbarstaat mit versorgen konnte. In Zeiten des immer
starker europdisch agierenden Binnenmarkts werden die Austauschkapazititen zwischen
Landern fiir den EOM-Handel herangezogen, und kénnten dann keine Reserven mehr trans-
portieren. Die einzig denkbare Variante im Gutachten ist die Zusammenarbeit mit Osterreich,
da hier ohnehin ein gemeinsames Marktgebiet vorliegt und deswegen gentigend Austausch-

kapazitaten vorhanden sind.

Innerhalb Deutschlands konnte die strategische Reserve durch Aufteilung des Landes in eine
Stidzone und eine Restzone die , Kaltreserve” ablosen. Es konnten bei der Auktion zwei ver-
schiedene Kennzahlen tiberpriift werden, die mit zwei verschiedenen Preisen behaftet
werden®. Insgesamt ist der Ansatz der strategischen Reserve zwar nicht fiir Netzprobleme
ausgelegt, es sollte sich aber das gewiinschte Ergebnis, mehr Redispatchleistung, einstellen.
Von Vorteil ist, dass die nur zwei Jahre laufenden Kontrakte bei netzseitiger Behebung des

Problems rasch keine Riickwirkung auf das Gesamtsystem mehr haben.

Ablauf: Fiir die strategische Reserve ergeben sich zwei wahrscheinliche und gedachte Einsatz-
falle:

e Physikalische Unterdeckung: Der Day-ahead-Markt kann die Nachfrage der Kunden
nicht mehr in einer Ausschreibung bedienen. In diesem Fall wird eine zweite Aus-
schreibung vorgenommen, bei der Anbieter ihre Mengen korrigieren kénnen und in
diesem Fall auch die strategische Reserve als Gebot auftaucht. Der Preis mit von

Consentec mit dem Marktpreislimit das derzeit bei 3.000 €/MWHh liegt festgesetzt, um

3 Es muss insgesamt ein Gesamtbedarf an Reserve erreicht werden, und ein bestimmter Bedarf in der
Zone Siid muss zur Aufhebung regionaler Engpésse vorhanden sein.
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den Markt nicht zu verzerren. Durch diese Knappheitspreise sollen Kraftwerks-
betreiber Anreize erhalten neue Kraftwerke zu bauen - dies fiihrt wiederum zu
weniger Einsdtzen der strategischen Reserve und dementsprechend selteneren Knapp-
heitspreisen. Die Reservekraftwerke die dabei eingesetzt werden erhalten eine , ange-
messene” Entschadigung die sich laut Consentec an den Vergiitungssatzen fiir Redis-
patch orientieren sollen.

¢ Redispatch bei Netzproblemen: Wenn es aufgrund von Netzengpéssen in Siid-
deutschland zu einem erhdhten Bedarf in dieser Zone kommt, so sind die Kraftwerke
dazu verpflichtet gemafs ihrer Vertrage Leistung zu liefern. Die Abgeltung erfolgt in
diesem Fall nach den Standard-Regeln des Redispatches.

¢ Redispatch und Leistungsunterdeckung, sowie andere Einsatzfille: Wenn sich
gleichzeitig ein Netzengpass und eine Leistungsunterdeckung ereignen sollte so ergibt
sich grundsatzlich kein Konflikt, da die Reserven im Siiden ohnehin eingesetzt werden
wiirden. Auflerdem haben die einsatzentscheidenden Stellen jederzeit das Recht die

vertraglich zugesicherten Leistungen nach eigenem Ermessen einzusetzen.

Fiir die Abwicklung der Auktion und des Einsatzes kommen grundsatzlich mehrere Stellen in
Frage, wobei sich Argumente in Richtung der vier Ubertragungsnetzbetreiber unter Aufsicht
vom Wirtschaftsministerium und der Bundesnetzagentur verdichten. Die UNBs erfiillen
bereits gewisse technische Voraussetzungen und der Ablauf kann in analoger Weise zum
bestehenden Markt fiir Redispatch erfolgen (Consentec, 2012).

5.6.3 ZUSAMMENFASSUNG UND ANMERKUNGEN

Consentec sieht die Diskussion zu Kapazitatsmarkten weit noch nicht so ausgereift, dass der
Markt grundlegend umgestellt werden sollte. Deswegen wird eine Briickenlosung bis Anfang
der 2020er Jahre vorgeschlagen. Abgezielt wird darauf, Kraftwerksstillegungen zu verhindern
indem nicht wirtschaftlichen Anlagen eine Moglichkeit geboten wird ihre Vollkosten zu

erwirtschaften.

Es werden im Vorschlag jeweils Kontrakte fiir zwei Jahre geschlossen bzw. alle zwei Jahre
werden reguldre Auktionen durchgefiihrt. Im Bedarfsfall konnen Auktionen eingeschoben

werden, wenn erhohter Bedarf festgestellt wird.

Die Einsatzgebiete der Reserve sind die Verhinderung der Leistungsunterdeckung und die
Erhohung der Redispatchleistung in Stiddeutschland. Dadurch kann die Kaltreserve aufgelost
werden und es bietet die Zeit um andere umfassendere Reformen zu analysieren und zu

diskutieren.

Aufgrund der sich dndernden Bedingungen mit dem Zusammenwachsen des Binnenmarktes

und der mittlerweile enormen Menge an erneuerbaren Energien schliefst Consentec nicht aus,
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dass es zu vielen Marktaustritten kommen kann. Diese Stilllegungen konnten in Extrem-
situationen zu Gesamtunterdeckungen fithren, obwohl der derzeitige Konsens in Deutschland

ist, dass es aktuell kein Kapazitatsproblem gibt.

Bei der Abhaltung der Auktionen und auch beim Halten der Option fiir den Abruf wird den
Ubertragungsnetzbetreibern eine entscheidende Rolle angedacht, da sie bereits {iber dement-
sprechende technische Voraussetzungen verfiigen und die notwendigen Informationen zur
aktuellen Lage haben. Die Abhaltung wird mit einer , Descending Clock Auction” angedacht,
bei der der Auktionator viele Informationen zur aktuellen Kraftwerkslage erhalten kann. Die
Umlage der Kosten wird mit einer netzbezogenen Komponente des Strompreises angegeben

und als addaquat angesehen.

Eine Herausforderung stellt der bereits erwéhnte internationale Handel dar, wobei die
Ausweitung des Mechanismus auf Osterreich, mit Ausnahme des Riickkehrverbots der

Betreiber zum reinen Energiemarkt, als unkritisch erachtet wird.

Der Inhalt des Kapitels 5.6 wurde vom Autor sinngemaf$ nach bestem Wissen und Gewissen
aus dem Gutachten von Consentec ,Praktikabel umsetzbare Ausgestaltung einer Strate-
gischen Reserve” (Consentec, 2012) iibernommen um die aktuellen Diskussionen zu Losungs-

vorschlagen einer Veranderung des Marktsystems darzustellen.

Sicht des Autors: Der Ansatz der strategischen Reserve stellt definitiv den geringsten Eingriff
in das bestehende Marktsystem dar. Jedoch gibt es auch hierbei einige Ungewissheiten und
Versagensmoglichkeiten welche nicht aufier Acht gelassen werden diirfen. Von Consentec
wird bereits das Zusammenwachsen des EU Binnenmarktes mit seinen mdoglichen Kraft-
werksaustrittskonsequenzen deutscher Kraftwerke erwahnt. Wenn nun bei Leistungsdeckung
nur auf Bestandskraftwerke mit einer kurzen Vertragsvorlaufzeit von zwei Jahren gesetzt
wird, so ist aus seiner Sicht ein berechtigter Zweifel beziiglich des Funktionierens des Marktes
angebracht. Vorlaufzeiten fiir den Kraftwerksneubau sind sogar bei der Errichtung einer
Gasturbine im Normalfall langer als zwei Jahre (aufier es liegen bereits konkrete Plane und
Genehmigungen vor). Mit dem Ansatz der Ausweitung wird ein langerfristiger Eingriff in den
Markt vorgesehen, der dann wiederum massive Auswirkungen auf ein ablosendes System
durch Kapazitatsmarkte hat. Der Autor stellt sich hier die Frage, ob eine Auktionsrunde mit
langerer Vorlaufzeit noch einen Sinn macht, wenn bei der kurzfristigen Auktion ein Mangel
an Kapazitit festgestellt wurde. Abgesehen davon stellt der Autor den Anreiz fiir den
Kraftwerksneubau durch das Auftreten von (hier vorgesehen maximalen) Knappheitspreisen
in Frage. Dies konnte eine , self destroying prophecy” sein. Wenn Erzeuger Neuanlagen mit
Knappheitspreisen kalkulieren (wiirden) und dann in den Markt eintreten ist die
Wahrscheinlichkeit hoch, dass diese dann nicht mehr, jedenfalls aber nicht mehr so haufig
auftreten. Das kann wiederum dazu fiihren, dass Neuanlagen bereits nach dem Bau wiederum
zur Unwirtschaftlichkeit verdammt sind und auf den Markt der strategischen Reserve

wechseln miissten, von dem sie nicht mehr zum Energiemarkt zuriickkehren konnen — laut
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diesem Vorschlag. Wie auch bei allen anderen Vorschligen muss die Mdglichkeit der
Marktmacht einzelner Teilnehmer auf einen Markt der mit geringen Volumen arbeitet mit
Sorgfalt entgegnet werden. So birgt auch dieser Ansatz, wie alle anderen auch, Vor- und

Nachteile in sich die nicht zu unterschéatzen sind.

5.7 ANSATZE DES EWI KOLN

Beim Ansatz des Energiewirtschaftlichen Instituts an der Universitat zu Kéln (EWI Ko6ln) (EWI
Koln, 2012) werden Berechnungen des Leistungsbedarfs bis 2030 durchgefiihrt. Dabei wurde
ein massiver Bedarf zur sicheren Gewdahrleitung der elektrischen Versorgung festgestellt®. Im
Gutachten werden zwei Ansétze fiir die Erganzung und den Umbau des EOM angefiihrt. Dies
sind ein Ansatz zur strategischen Reserve, und ein Ansatz zu Versorgungssicher-
heitsvertragen. Grundsatzlich wird zwar im Gutachten dem EOM kein zwangsldufiges
Versagen unterstellt, jedoch wird darauf hingewiesen, dass sich der Energiemarkt mit
signifikanten Herausforderungen konfrontiert sieht. Die adressierte Problemstellung der
Besonderheiten der Elektrizititswirtschaft, der mdglicherweise fehlenden Erlose am
Strommarkt der Zukunft, die geringe Nachfrageelastizitat, notwendiger Versorgungssicher-

heit und Weitere werden hier nicht mehr explizit beschrieben.

5.7.1 DIE SIMULATION DES ERZEUGUNGSSYSTEMS

Die Simulation wird mittels einer exogenen Vorgabe der Versorgungssicherheit durchgefiihrt.
Die Moglichkeit der Nachfrageflexibilisierung wird hierbei nicht berticksichtigt. Es wird
insgesamt versucht die Stromnachfrage in Europa kostenminimal zu decken, was aus Sicht
des EWI K6ln mit einem nahezu ausschlieslichen Zubau von Gasturbinen passieren miisste.
Dabei sind Gasturbinen die preissetzenden Grenzkraftwerke und konnen in der Regel am
Energiemarkt nicht geniigend verdienen um ihre Vollkosten zu decken. Die angegebene

weitere Erlosmoglichkeit am Regelenergiemarkt wird hier nicht naher betrachtet.

Im Modell wurden fiir 15 detailliert abgebildete Lander der Kraftwerksbedarf und die
notwendigen Investitionen mit dem kostengtiinstigsten Erzeugungsmix aus 35 zur Verfligung
stehenden Technologien simuliert. Dabei werden im ersten Schritt die neu errichteten und
stillgelegten Kapazitdten in den Stichjahren 2015, 2020, 2025 und 2030 ermittelt. Im zweiten
Schritt wird fiir die fixierten Kapazitaten in den Jahren 2020 und 2030 ein stiindlich aufgeloster
Dispatch simuliert. Dadurch kann der Zubau und Abgang von Kraftwerken bis 2030 ermittelt
werden, und man erhdlt auflerdem die Grenzkosten der Stromerzeugung und die
produzierten Mengen je Technologie in den beiden untersuchten Jahren in stiindlicher
Auflosung. Als Basis fiir Nachfrage und Spitzenlast wurde die Nachfrage von 2010 und die

Netzlast des Jahres 2009 konstant gehalten, bzw. in Sensitivitatsanalysen variiert. Weiters

3 FEine nationale Versorgung wird in dieser Berechnung angenommen. Durch eine internationale
Ausweitung kann sich dieser Bedarf verringern, jedoch kann ein konservativer Ansatz durchaus
gerechtfertigt werden.
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werden politische Rahmenbedingungen wie der Ausstieg aus der Kernenergie in der Simu-
lation berticksichtigt. Die Modellregion kann Abbildung 34 entnommen werden. Es werden
an dieser Stelle keine genaueren Informationen zum Simulationsmodell DIMENSION gege-
ben, sondern konnen bei Interesse auf der EWI Homepage nachgelesen oder angefragt werden
(EWI Koln, 2013a).

ABBILDUNG 34: IM MODELL DIMENSION ABGEBILDETE REGIONEN QUELLE: (EWI KOLN, 2012)

Ergebnisse der Simulation in kompakter Darstellung;:

Der essentiell wichtige Teil in Bezug auf die Ergebnisse ist die Entwicklung der installierten
Kapazitat. Dazu wird fiir den Referenzfall der vom EWI ermittelte Kraftwerkspark in den
Jahren 2009, 2020 und 2030 in Abbildung 35 dargestellt.

Dabei ist klar ersichtlich, dass Braun- und Steinkohle die vom Netz geht nicht mehr ersetzt
wird. Aufgrund der niedrigen Fixkosten wird zum Grofiteil auf Gasturbinen gesetzt um die
Leistungsdeckung trotz des Fehlens anderer konventioneller Kapazitaten zu bewaltigen. Gas-
turbinen stellen die verhaltnismafig giinstigste Technologie dar die gebaut werden kann, vor

allem aufgrund der geringen Einsatzzeit die fiir konventionelle Kraftwerke erwartet wird.
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ABBILDUNG 35: INSTALLIERTE NETTOLEISTUNG DER KRAFTWERKE DER SIMULATION AUFGESPLITTET
NACH TECHNOLOGIE QUELLE: (EWI KOLN, 2012)

Im Bereich der Stromerzeugung sieht es dagegen anders aus. In der Simulation werden zwar
keine Steinkohlekapazititen zugebaut, jedoch zeigen die im System verbleibenden Anlagen
eine konstante Auslastung. Braunkohle kann insgesamt von 2020 auf 2030 sogar wieder mehr
produzieren, dies ist der Reduktion der installierten Leistung geschuldet. Trotz der unge-
fahren Verdoppelung der installierten Leistung an erdgasbefeuerten Kapazitaten von 2009 auf
2030 nimmt die daraus produzierte Energie um ca. 13 TWh (knapp 20 %) ab. Stark steigend ist
die Produktion aus EE, was aufgrund der installierten Menge nicht verwunderlich ist.
Auflerdem wird ein Teil der Strommenge die bendtigt wird importiert. Bedenklich ist, dass
trotz der Notwendigkeit von Gaskraftwerken zur Absicherung der fluktuierenden Erzeugung
aus EE, Gasturbinen nur in wenigen Stunden im Jahr (136 Volllaststunden aufgeteilt auf 762
Produktionsstunden im Jahr 2030) produzieren. Im Jahr 2020 ergab sich in der Simulation kein
Bedarf fiir die Gasturbinen, obwohl 16,2 GW als Back-up installiert waren. Veranschaulicht
werden die Volllaststunden laut Simulation in Abbildung 36.

Es besteht in der Simulation praktisch nie der Fall von physikalischer Knappheit, wodurch
auch keine (kaum) Knappheitspreise auftreten werden. Dieses extreme Beispiel ist mehreren
Faktoren geschuldet. Die wichtigsten sind, dass die Erzeugung aus Windkraftanlagen mit nur
5 % in die Leistungsdeckung bei der Berechnung der notwendigen Gasturbinenkapazititen
mit einbezogen wird, und dass eine nationale Vollversorgung vorgegeben ist. Photovoltaik
wird gar nicht in der Leistungsdeckung beriicksichtigt, was aufgrund der Spitzenlast, die mit
an Sicherheit grenzender Wahrscheinlichkeit in den Winter-Abendstunden auftritt, durchaus
als gerechtfertigt zu sehen ist. Die geringe Beriicksichtigung von Wind scheint zwar im ersten

Moment ungerechtfertigt, Zahlenbeispiele die in Kapitel 5.8.1 gegeben werden machen dies
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aber durchaus plausibel. Um jedoch Wind eine ,,Chance” zu geben, wurden auch Leistungs-
kredite von 10 % und 20 % angenommen, was jedoch den Gas-Back-up Bedarf 2030 nur von
39,2 GW auf 31,4 GW im Jahr 2030 reduzierte.

Stunden

8.000

7.000
2020

6.000
2030

5.000
4.000
3.000
2.000

1.000

ABBILDUNG 36: VOLLLASTSTUNDEN KONVENTIONELLER KRAFTWERKE IN DER SIMULATION
AUFGETEILT NACH TECHNOLOGIE QUELLE: (EWI KOLN, 2012)

Die genaue Analyse der Kostendeckung kann der Studie (EWI Koln, 2012) entnommen
werden. An dieser Stelle sei nur erwahnt, dass sich aufgrund der geringen Einsatzstunden
und des unwahrscheinlichen Auftretens von Knappheitspreisen die Deckung der Vollkosten
von Gaskraftwerken (GuD und Gasturbinen) weder durch die erwarteten Erlose am Spot-
markt, noch in Kombination mit den erwarteten Erlosen am Regelenergiemarkt moglich sein

wird. Ebenfalls aus der Studie zu entnehmen sind die Ansichten und Werte beziiglich DSM.

5.7.2 ANSATZ DER STRATEGISCHEN RESERVE

Das EWI Koln diskutiert in der ersten Betrachtung von Kapazititsmechanismen einen Ansatz
zu strategischer Reserve (SR). Der Unterschied zu den Ausfithrungen von Consentec
(Consentec, 2012) liegt darin, dass hier nicht vorrangig bestehende Anlagen adressiert werden,

sondern Kapazitdaten zusatzlich von einer staatlichen Instanz , beschafft” werden.

Die Grundidee ist hier die Trennung von Giitermarkt*® und dem Markt fiir die strategische
Reserve. Kraftwerke am Giitermarkt, auch neu gebaute, miissen sich {iber die am Gilitermarkt

moglichen Erlose finanzieren konnen. Falls nicht geniligend Kapazititen gebaut werden,

% Der Giitermarkt besteht aus dem ,normalen” Energiemarkt und dem Regelenergiemarkt,
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beschafft eine zentrale Instanz die fehlenden Mengen — die sogenannte strategische Reserve.
Diese erhalten keine Deckungsbeitrage am Giitermarkt, sondern finanzieren sich rein iiber die
Kapazitatszahlungen. Diese Reserve bietet am Energiemarkt mit dem sogenannten Ausldse-
preis an. Dieser wird von der zentralen Stelle gewahlt und gibt die Grenze fiir den Preis am
Energiemarkt an. Wenn der Auslosepreis fiir die strategische Reserve hoher gewdahlt wird als
die variablen Kosten des teuersten Kraftwerks, so gibt es keine Beeinflussung des derzeitigen

Preisbildungsmechanismus.
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ABBILDUNG 37: EINSATZ DER STRATEGISCHEN RESERVE QUELLE: (EWI KOLN, 2012)

In Abbildung 37 wird beispielhaft die Funktion der strategischen Reserve dargestellt. In der
Darstellung werden Gasturbinen als SR eingesetzt. Aufgrund der Verhiltnisse von fixen zu
variablen Kosten stellt dies den wahrscheinlichsten Fall dar. Da der Auslosepreis tiber den
Grenzkosten der Gasturbinen am Energiemarkt liegt, besteht nicht nur keine Beeintrachtigung

der Preisbildung, sondern diese Gasturbinen konnen sogar Deckungsbeitrage erwirtschaften.

Fiir die Wahl der Menge und des Auslosepreises wird vom EWI eine zentrale Instanz definiert.
Diese wird als Koordinator fiir Strategische Reserve KSR bezeichnet. Der KSR hat eine wichtige
Aufgabe. Wird der AuslOsepreis zu gering angenommen, so konnen Gasturbinen und GuD
Kraftwerke keine Deckungsbeitrage mehr erwirtschaften. Dadurch wéren sie gezwungen in
die SR einzutreten. Kraftwerke die am Reservemarkt partizipiert haben, diirfen nicht mehr am
Energiemarkt anbieten. Wird jedoch der Preis fiir die SR zu hoch gewdhlt, so kommt es zu
hohen Renditen und unter Umstanden zu Marktmachtsmissbrauch. Es besteht ein gewisser
Zusammenhang zwischen Menge und Ausldsepreis. Ist der Glitermarkt stark besetzt, so wird
wenig Leistung fiir die SR bendétigt. Ist der Auslosepreis zu niedrig festgelegt, so wird die SR

sehr grofs werden.
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5.7.2.1 DIE AUKTION UND DER EINSATZ DER STRATEGISCHEN RESERVE

Um einem notwendigen Neubau auch bewaltigen zu konnen, wird fiir den Mechanismus eine
Vorlaufzeit von 5-7 Jahren angedacht. Dadurch kénnen die vorrangig adressierten Gastur-
binen jedenfalls errichtet werden. Da dies jedoch viel Raum fiir Ungewissheit lasst, wird auch
eine Anpassung der Mengen 1-2 Jahre vor Ausfiihrung vorgeschlagen. Dies hat den weiteren
Vorteil, dass auch DSM Mafsnahmen miteinbezogen werden kénnen, denn nachfrageseitige
Lastflexibilisierungen haben in der Regel nicht die Moglichkeit auf mehrjahriger Frist anzu-
bieten. Durch die kurze Frist konnen DSM Mafinahmen mit geniigend Sicherheit auch ein
Angebot abgeben. Die jeweiligen Anbieter miissen sicherstellen, dass sie in Knappheitszeiten
Leistung bereitstellen konnen. Dies gilt fiir die Dauer der Verpflichtung der Kapazitat. Da
keine Erlose am Energiemarkt erwirtschaftet werden konnen, sollte der Verpflichtungs-
zeitraum, vor allem fiir Neuanlagen, lange genug sein. Im vorgestellten Ansatz bedeutet dies
15-20 Jahre fiir neue Gasturbinen die nur fiir die SR gebaut werden. Fiir Bestandsanlagen sollte
diese Verpflichtungsdauer allerdings kiirzer, im Bereich drei Jahre, sein. Vom Autor sei
angemerkt, dass keine Verpflichtungsdauern fiir DSM Mafsnahmen in der Studie des EWI
angegeben werden, jedoch sollte aus dem Umstand der schlechten Planbarkeit nur eine
einjahrige Verpflichtung angedacht werden. Um regionale Aspekte in der Auktion zu
beriicksichtigen, kann mit einfachen Mitteln eine gesonderte Zahlung fiir die Bewerbung an
neuralgischen Standorten eingesetzt werden. So kann beispielsweise bei erwarteten
Netzengpassen in der Siidregion Deutschlands mehr SR ausgeschrieben werden bzw. es kann

ein Ergebnis gefunden werden fiir den Siiden und den Norden.

Eingesetzt wird die SR nur in Knappheitsfallen. Aber auch hier sollten die Kraftwerke effizient
eingesetzt werden. Das heifst, auch bei der strategischen Reserve gibt eine Art , kleiner” Merit
Order. Jeder Kraftwerksbetreiber der SR muss ein Angebot fiir die Produktion von Energie
abgeben. Diese sollten die Grenzkosten der Produktion widerspiegeln, da die Fixkosten
bereits durch Kapazitiatszahlungen gedeckt sein sollten. Trotzdem kann es sein, dass auch die
Energieangebote der SR mit einer Einheitspreisauktion abgegolten werden. Die
Preisunterschiede der einzelnen Angebote diirften aufgrund der Ahnlichkeit der Kraftwerke
tiberschaubar sein. Bei Nichteinhaltung der Versorgung werden Pénalen fallig. Dies gilt
sowohl wenn die Vorhaltung nicht passend ist, als auch wenn bei Abruf die Energie nicht

geliefert werden kann.

Beim Finsatz der SR konnen Situationen auftreten, in denen ein nicht optimales Marktergebnis
erreicht wird. Dies ist zum einen wenn DSM Mafsnahmen mit Grenzkosten tiber der SR, jedoch
unter dem Auslosepreis zum Zug kommen, oder wenn der Marktpreis zwischen diesen beiden
Grenzen , hangen” bleibt. Das heifst, durch die SR konnte das Gesamtergebnis fiir die Kunden
glnstiger werden, da jedoch der Ausldsepreis nicht erreicht wird kommt es nicht zu ihrem
Einsatz. Diesem Problem kann entgegnet werden, indem der Ausldsepreis gesenkt wird. Bei
einem niedrigeren Auslosepreis konnen die Grenzkraftwerke des Giitermarktes in Knapp-

heitssituationen allerdings weniger bis gar keine Deckungsbeitrage erwirtschaften. Auflerdem
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wird wiederum die angebotene Menge am Glitermarkt kleiner werden und die SR muss

steigen. Zusatzlich dienen die Ausldsepreise als Grenze fiir den Terminmarkt.

5.7.3 ANSATZ DER VERSORGUNGSSICHERHEITSVERTRAGE

Das Konzept der Versorgungssicherheitsvertrage VSV setzt direkt beim Thema gesicherte
Leistung an. Es wird nicht explizit der Aufbau neuer Kapazititen ins Auge gefasst, sondern
das Erreichen eines bestimmten Mafles an Versorgungssicherheit. Dabei kann der Erzeuger
mit den Erlésen aus dem Markt fiir Kapazitat und den Erlosen aus den Giitermarkten kalku-
lieren®. Das Ziel ist es, sicher zu stellen das in Knappheitsfillen gentigend Kapazitat fiir jene
Kunden bereitsteht, die auch bereit sind dafiir zu bezahlen. Knappheit hiefle entweder im
Extremfall physikalische Unterdeckung, was hier vermieden werden sollte, oder das Er-

reichen eines bestimmten Preisniveaus am Energiemarkt.

5.7.3.1 ZWEI KOMPONENTEN ANSATZ

Das EWI schlégt hier die Aufteilung des Ansatzes in zwei Komponenten vor. Zum einen gibt
es die Kapazitatsverpflichtung, welche den Anbieter dazu verpflichten physisch die ange-
botenen Menge an Leistung vorzuhalten, und zum anderen gibt es die Verfligbarkeits-

optionen, welche die Kunden vor iiberméafiig hohen Spotmarktpreisen schiitzen.

Eine zentrale Instanz® gibt dabei die notwendige Menge an , Versorgungssicherheit”, sprich
Kapazitat, vor. Die bestehenden Anlagen miissen bei solch einem Markt ihre Kapazitadt anbie-
ten. Falls dies nicht ausreichen sollte um die definierte Menge an Kapazitat zu erreichen, dann
werden neue Kraftwerke kontrahiert. So soll die notwendige Leistung im System sichergestellt
werden und Lieferanten erhalten die Sicherheit, dass dies auch der Fall ist. Da der Spotmarkt
in diesem Fall nicht beschrankt wird, werden laut EWI die richtigen Signale gesetzt um zu
zubauen. Der Auslosepreis der Verfligbarkeitsoption schiitzt Lieferanten und Kunden vor
immens hohen Spotpreisen. Dies gilt jedoch nur fiir jene Kunden, die auch diese Option in
Anspruch nehmen wollen und dafiir bezahlen. Insgesamt konnen tiiber die Leistungs-
vergiitung und die Erlose am Giitermarkt die Risiken fiir den Neubau von Kraftwerken

weitgehend reduziert werden.

5.7.3.2 DIE AUKTION DER KAPAZITATSVERPFLICHTUNG UND IHRE UMSETZUNG

Analog zum Ansatz der strategischen Reserve legt auch hier eine zentrale Instanz, der KVM,
die bendtigte Menge an Leistung fest. In analoger Weise wird die Auktion 5-7 Jahre vor der
Ausfiihrung begonnen und 1-2 Jahre vor Ausfiihrung angepasst. Adressiert werden auch hier
Bestands- und Neuanlagen, Retrofits und DSM Mafsinahmen. Die Methodik der Ausschrei-

% Dies gilt jedenfalls fiir neue Anlagenbetreiber. Beim Bestand ist nicht sicher geklart, ob dieser jedes
Jahr Zahlungen fiir Kapazitét erhalt.
%7 Diese wird in der Studie als Koordinator des Versorgungssicherheitsmarktes KVM bezeichnet.
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bung ist die bereits in Kapitel 5.6.2 beschriebene DCA. Es handelt sich dabei um eine Einheits-
preisauktion, die gepragt ist von einem hohen Startwert und der rundenweisen Verringerung

dieses Preises bis eine Versorgungsvorgabe erfiillt wird.

Dabei miissen Neuanlagen zu einem Preis von Null am Markt anbieten um Marktmachts-
missbrauch durch Erzeuger von vornherein auszuschlieflen. Neue Anlagen konnen ihren Preis
beliebig wahlen, kommen jedoch in einem Wettbewerbsmarkt nur dann zum Zug, wenn sie
mit den fehlenden Deckungsbeitragen anbieten. Dies sind jene Kosten, die nicht durch den
Verkauf von Energie am Spot- oder Regelenergiemarkt erwirtschaftet werden kénnen. Wiirde
also fiir das gewiinschte Sicherheitsniveau ein Kraftwerk mit 200 MW Nettoleistung fehlen, so
kann jeder Erzeuger der im Stande ist diese aufzustellen bieten. Den Zuschlag erhalt jener
Bieter, welcher zum geringsten Preis anbietet. Dadurch bleibt kein grofser Spielraum fiir
Marktmanipulation, wohingegen das Investitionsrisiko stark verringert wird. In einer realen
Betrachtung lasst dies nur den Schluss zu, dass solche Neubaukraftwerke niedrige Fixkosten
aufweisen miissen, was nach heutigem Stand der Dinge, vornehmlich Gasturbinen sein
werden. Diese weisen zwar die hochsten Kosten im Betrieb auf, aber aufgrund der wenigen
Einsatzstunden, der gedeckten Fixkosten und der gesicherten Preise am Energiemarkt ist dies
jedoch zweitrangig. Durch dieses System sollte kein Anbieter (neuer Kraftwerke) langfristig

bedeutend mehr als eine Kapitalrendite verdienen, aber auch nicht weniger.

Um eine Aufteilung der Kosten und ein gewisses Mafs an Investitionssicherheit zu
gewahrleisten, werden Neuanlagen tiiber einen langeren Zeitraum Leistungsvergiitungen
zugesprochen. Angegeben werden vom EWI beispielsweise 15 Jahre. Dadurch kann eine
Kostenaufteilung der Investition in einem ausreichenden Mafse erreicht werden. Bestands-
anlagen hingegen erhalten immer genau den Ausfiihrungspreis eines bestimmten Jahres (auch
DSM Mafinahmen). Um Marktmacht einzuschranken kann ein Maximalpreis, und gege-

benenfalls auch ein Minimalpreis, fiir Bestandsanlagen eingefiihrt werden.

5.7.3.3 DIE VERFUGBARKEITSOPTION

Verfiigbarkeitsoptionen dienen der Absicherung von Kunden und Erzeugern. Sie stellen eine
Call-Option der Kunden dar, um sich gegen Spotmarktpreise iiber einem bestimmten Niveau
abzusichern. Im Konkreten heifdt das, wenn der Auslosepreis beispielsweise mit 500 €/ MWh
festgelegt wird, dann kénnen Kunden nie mehr fiir Energie am Spotmarkt bezahlen. Steigt der
Preis auf 600 €/ MWh, so muss der Erzeuger die Differenz zum Auslosepreis an den KVM
bezahlen. Durch Weitergabe an den Stromlieferanten wird im Idealfall auch der Kunde diese
Weitergabe bekommen. In Abbildung 38 werden die Geldfliisse im betrachteten Ansatz
dargestellt. Durch die eingeschrankten Erlose am Energiemarkt haben die Kunden eine Preis-
absicherung. Durch die Erlose am Kapazitatsmarkt konnen die Kraftwerksbetreiber besser
kalkulieren und es sollten sich Investitionen in neue Kapazitidten einstellen, da eine

angemessene Kapitalrendite mit geringem Risiko moglich sein sollte (EWI K&ln, 2012).
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ABBILDUNG 38: ZAHLUNGSSTROME BEIM ANSATZ DER VERSORGUNGSSICHERHEITSVERTRAGE
QUELLE: (EWI KOLN, 2012) EIGENE DARSTELLUNG

Das Ausmafi des Barausgleichs (seitens Erzeuger) hiangt von der momentan bendtigten
Leistung im System ab. Jeder Erzeuger kann maximal den Barausgleich fiir seine angebotene
gesicherte Leistung {ibernehmen. Wird die Spitzenlast auf die dieser Wert ausgelegt ist nicht
erreicht, dann hat jeder Erzeuger nur eine anteilige Haftung. Dadurch ergibt sich ein Anreiz
standig mit voller Leistung am Energiemarkt anzubieten, da der Uberschuss (produziert
minus Lastanteil) zum , originalen” Spotmarktpreis verkauft werden kann. Hier ergeben sich

dann zusitzliche Gewinne fiir die Erzeuger auf die niemand verzichten wollen wird.

5.7.3.4 IDEALE KOSTENWEITERGABE AN ENDKUNDEN

Die Versorger sind durch die Optionen gegeniiber Knappheitspreisen am Energiemarkt
abgesichert. Diese konnen und sollen dann direkt an die Endkunden weitergegeben werden.
Neben den Energiekosten werden auch die Kapazitiatskosten direkt an die Endkunden weiter-
gegeben. Die Art der Umlage kann in einfacher Weise analog zu den Netzentgelten pro
bezogener Kilowattstunde erfolgen, oder im Sinne der Spitzenlastbepreisung aufgrund des
Beitrags eines einzelnen Kunden zur jeweiligen Spitzenlast. Dabei ist eine geeignete Mess-
struktur eine notwendige Voraussetzung fiir die Umsetzung der zweiten Variante. Eine vom
EWI genannte Bedingung fiir die optimale Weitergabe der Kosten an die Endkunden ist der
vorhandene Wettbewerb am Endkundenmarkt. Hier sind die Kunden selbst gefragt, die durch

ihre Wechselmoglichkeit einen gewissen Druck auf die Versorger ausiiben konnen.
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5.7.4 DIE BETRACHTUNG VON DSM MARNAHMEN

Der Ansatz des EWI Koln (EWI Koln, 2012) beschaftigt sich in einem externen Kapitel auch
mit der Thematik der Nachfrageflexibilisierung. Hierbei wird ein Potential fiir DSM
Mafinahmen in gesamt Deutschland von 12,5-14 GW festgestellt. Aus Sicht des Autors ist
dieses Potential sehr hoch angesetzt und wird auch von den Autoren der Studie kritisch
betrachtet. Diese Potentiale erfiillen namlich die beiden von EWI geforderten Bedingungen fiir
eine sinnvolle Integration von DSM Mafinahmen nur teilweise. Die erste Forderung lautet,
dass konventionelle Kraftwerke durch den Einsatz von DSM nicht gebaut werden miissen.
Hierbei ergibt sich das Problem, dass dieses hohe Potential nur fiir eine begrenzte Zeit zur
Verfiigung steht, und somit nicht mit Sicherheit gesagt werden kann, dass Kraftwerke nicht
gebaut werden miissen. Die zweite Bedingung ist, dass trotz des Einsatzes von DSM Maf3-
nahmen Knappheitspreise auftreten konnen. Laut EWI ist wird diese Bedingung deswegen
verletzt, da die Einrichtung von DSM Mafinahmen hohe Fixkosten aufweisen, jedoch die vari-
ablen Kosten gering sind. Dadurch konnen diese Mafsnahmen im Bereich von Gasturbinen am
Markt anbieten und halten damit den Preis ,niedrig”. Als letzten Punkt verweist das EWI Koln
darauf, dass es DSM Potentiale gibt die deutlich teurere Investitionskosten als Gasturbinen
aufweisen, was insgesamt die sichere Versorgung, zu ungiinstigen Bedingungen (Sicher-

stellung der Verfligbarkeit ist immer fraglich), fiir die Kunden kostenintensiver werden l&sst.

5.7.5 ZUSAMMENFASSUNG UND ANMERKUNGEN

Die strategische Reserve bildet eine einfache Moglichkeit mit geringen Markteingriffen
geniigend Kapazititen sicherzustellen. Es wird eine Trennung von Giitermarkt und Reserve-
markt vorgeschlagen, bei der versucht wird tiber Kapazitatszahlungen bestehende Anlagen
am Netz zu behalten, und neue Anlagen durch Investitionssicherheit zu férdern. Als Vorteile
sieht das EWI KolIn, dass bei hohen Auslosepreisen fiir die SR die Investitionen am Giitermarkt
zunehmen werden. Durch diesen Umstand kann sich der Mechanismus sogar, und das ist in
der Studie wiinschenswert, selbst {iberfliissig machen. Die zeitlichen Horizonte sind so
gewahlt, dass zumindest die Errichtung von Gasturbinen nach heutigem Wissen kein Problem
darstellen sollte. Schwierigkeiten bereiten vor allem die Anpassung von Auslosepreis und
Menge die als SR dienen soll. Weiters ist nicht auszuschliefien, dass Marktmacht seitens grofser
Anbieter ausgetiibt wird. Auch nicht absehbar ist die Preisentwicklung in einem Markt mit
verhiltnismafiig geringem Volumen. Ein Nachteil kann eine ineffiziente Preisbildung am
Giitermarkt sein, da in gewissen Féllen ein hoher Preis am Markt entstehen kann, obwohl

eigentlich giinstigere Kraftwerke fiir die Erzeugung vorhanden wéren.

Der Inhalt des Kapitels 5.7 wurde sinngemaf} nach bestem Wissen und Gewissen aus dem
Gutachten des EWI Koéln ,, Untersuchungen zu einem zukunftsfahigen Strommarktdesign”
(EWI Koln, 2012) tibernommen um die aktuellen Diskussionen zu Losungsvorschldgen einer

Veranderung des Marktsystems darzustellen.
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Anmerkungen des Autors: Der Ansatz der strategischen Reserve bringt zwar eine, im
Optimalfall, geringe Anpassung des Giitermarkts mit sich, jedoch ist die Dimensionierung von
Preis und Menge schwierig. Wird beispielsweise der Auslosepreis so hoch gewéhlt, dass viele
neue Kraftwerke fiir den Giitermarkt errichtet werden, so sinken die Preise nach deren Inbe-
triebnahme unwillkiirlich. Knappheitspreise mit denen Betreiber unter Umstanden kalkuliert
haben treten dann selten bis gar nie auf. Dadurch wiirden diese Kraftwerke wiederum
unwirtschaftlich und die SR muss aufgestockt werden. Dieser Kreislauf konnte dann standig
durchlaufen werden. Wenn der Preis zu niedrig gewdhlt wird, dann haben bestehende
Kraftwerke nur die Wahl in die SR zu wechseln, was wiederum nur bedingt effizient ist.
Aufserdem sollte der Preis nicht allzu oft verandert werden, da dadurch die Investitions-
sicherheit nicht mehr gegeben ist und keine neuen Kapazitaten am Giitermarkt entstehen
werden. Insgesamt ist fiir den Autor das Gelingen einer strategischen Reserve, mit dem
Hintergrund der Kapazitatsliicke von tiber 40 GW fiir das Jahr 2030 laut Angaben des EWI,

eher in Frage zu stellen.

Im Fall der Versorgungssicherheitsvertrage gabe es durchaus Manipulationsmoglichkeiten. Es
kann die Aufserbetriebnahme von Kraftwerke zeitlich so gestaffelt werden, dass jedes Jahr ein
dementsprechendes Ergebnis am Leistungsmarkt erzielt wird. Dieses Ergebnis erhalten dann
alle Bestandsanlagen fiir das Ausfiihrungsjahr. Die vom EWI angesprochene mogliche Erwei-
terung um einen minimalen und maximalen Preis fiir Bestandskraftwerke erscheint deshalb
aus Sicht des Autors zwingend notwendig. Zu Bedenken gilt es aufSerdem, wie viel welche
Bestandskraftwerke verdienen konnten/sollten. Ein Wasserkraftwerk beispielsweise produ-
ziert mindestens doppelt so lange (meist noch langer) als eine Gasturbine. Durch die hohen
Fixkosten werden sie jedoch nicht am Neubaumarkt anbieten konnen. Sie erhalten jedoch im
ersten Ansatz jedes Jahr den aktuellen Kapazitatspreis zusatzlich zu ihren Deckungsbeitragen
die sie ohnehin am Energiemarkt erwirtschaften. Da sie sehr geringe variable Kosten aufwei-
sen, ist davon auszugehen, dass sie praktisch in jeder Stunde im Jahr in der das Wasserangebot
ausreicht produzieren. Aufierdem sind viele bestehende Anlagen bereits abgeschrieben und
wiirden durch solch einen Markt enorme Gewinne erwirtschaften konnen. Hier stellt sich fiir

den Autor die Frage der Gerechtigkeit und auch der Sinnhaftigkeit solch einer Vergiitung.

5.8 GUTACHTEN DER MONOPOLKOMMISSION

Die Monopolkommission nimmt in ihrem Sondergutachten (Monopolkommission, 2013)
Stellung zum ,Wettbewerb in Zeiten der Energiewende” (Bundeskartellamt, 2011). Dabei

werden drei Problemkreise in den Mittelpunkt des Stromsektors gestellt:

» Fordermechanismen fiir erneuerbare Energien
Hier wird angeregt, dass der derzeitige Fordermechanismus fiir EE keine angemes-
senen Signale fiir den Bau solcher Anlagen bietet. Anlagen bekommen einen bestim-

mten Fordersatz vergiitet, auch wenn die Situation am Grofshandelsmarkt solch hohe
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Preise eigentlich nicht zuldsst. Dadurch wird ein Investor dazu verleitet, Anlagen zu
bauen die am Markt eigentlich nicht wirtschaftlich waren, aber durch die Forderung
trotzdem gewinnbringend sind. Durch den Einspeisevorrang der EE begriindet die
Monopolkommission auch das Auftreten negativer Preise am Strommarkt. Da
erneuerbare Erzeugungsanlagen auch dann produzieren wenn der Bedarf am Markt
nicht besteht, konnen sich negative Preise einstellen, da die Abgabe des EEG Stroms
den Abnehmern vergiitet werden muss. Durch das Marktpramienmodell, bei dem der
Anlagenbetreiber selbst die Vermarktung der Anlage iibernimmt, konnte dies
entscharft werden. Im Sondergutachten wird auch die Einfithrung eines
Quotenmodells angeregt, welches hier jedoch nicht genauer betrachtet wird. Insgesamt

wird auf diesen Problemkreis nicht eingegangen.

» Netzungleichgewichte — Netzausbau und alternative Mechanismen
Der Problemkreis Netz ist ebenfalls eng mit den EE verbunden. Im Zuge des unkon-
trollierten Ausbaus der Erneuerbaren kommen neue Anforderungen auf das Strom-
netz zu. So ist beispielsweise Wind verstarkt im Norden, und PV und Last verstarkt im
Stiden anzutreffen. Dadurch werden an das Netz physikalische Anforderungen
gestellt fiir die es bis dato nicht ausgelegt war. Die fehlende Planbarkeit der Standorte
tir EE und der damit verbundene Netzausbau sowie Kraftwerksreservehaltungen
adressieren ein weiteres Problem der Energiewende aus Sicht der Monopol-

kommission. Auf die Probleme des Netzes wird in weiterer Folge nicht eingegangen.

» Problematik der Regel- und Kapazitatsmechanismen
Durch die vermehrte Einspeisung EE kommt es zu einem weiteren Problem. Konven-
tionelle Kraftwerke haben immer weniger Moglichkeiten ihren Strom zu vermarkten.
Durch diese sinkenden Einsatzzeiten wird wirtschaftliches Arbeiten fiir diese Anlagen
immer schwieriger, wobei diese jedoch fiir die Leistungsdeckung benotigt werden, da
diese die dargebotsabhangigen Erneuerbaren nicht sicherstellen konnen. Der kurz-
fristige Mechanismus zur Entschédrfung dieser Probleme ist der sogenannte Regel-
energiemarkt, welcher nach Ansicht der Monopolkommission bereits zufrieden-
stellend funktioniert. Langfristig wird vielerorts ein Fehlen von Investitionen ver-
mutet, welches durch Kapazitatsmarkte behoben werden soll. Die Ausfiihrungen zu
Kapazitatsmarkten werden in weiterer Folge der zentral beobachtete Punkt dieser

Arbeit sein.
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5.8.1 KAPAZITATSMECHANISMEN AUS SICHT DER MONOPOLKOMMISSION
Speziell aufgrund der sich verdndernden Marktbedingungen durch das hohe Mafs an

installierter Kapazitat im Bereich der dargebotsabhangigen erneuerbaren Energien sind neue
Mechanismen fiir den Elektrizitdtsmarkt notwendig. Dabei spielen die Besonderheiten der

Elektrizitatswirtschaft eine wichtige Rolle:

o Erzeugung = Verbrauch zu jedem Zeitpunkt
o schwankender Bedarf
o Dbedingt wirtschaftlich speicherbar

o kurzfristig nahezu vollstandig unelastische Nachfrage

Von Autorseite her seinen noch die im Zusammenhang mit Kapazitatsmarkten wichtigen
Punkte der langen Vorlaufzeiten und der hohen Kapitalintensitdt genannt. Im Falle der
Nichteinhaltung der Restriktionen, vor allem Erzeugung = Verbrauch, sind die Auswirkung
in der Elektrizitatswirtschaft andere als bei den meisten Brachen. Normalerweise wird der
Kéaufer mit dem niedrigsten Angebot nicht bedient wenn nicht geniigend ,Ware” vorhanden
ist. Bei Strom wird allerdings bei einer massiven Unterdeckung ein ganzes Biindel an Kunden
in einem Gebiet abgeschaltet. Deshalb gilt als oberste Prioritdt, dass solche Ausfille, gemein

bekannt als ,,Blackouts”, nicht stattfinden.

Aufgrund der sich dndernden Marktbedingungen wird es jedoch zunehmend schwieriger
Investoren fiir neue, konventionelle Kraftwerke zu finden. Das Gros der Investitionen liegt
derzeit im Bereich der EE, welche jedoch nur einen bescheidenen Anteil an gesicherter
Leistung zur Spitzenlastzeit aufweisen konnen. Verstarkt wird dieses Problem mittelfristig mit
dem Ausstieg aus der Kernenergie. Deswegen wird empfohlen, Kraftwerke die normalerweise
abgeschaltet werden langer in Betrieb zu halten. Wobei auch diese Mafinahme aus Sicht des
Autors nur zur Zeitgewinnung genutzt werden kann. Ziel wére es das Problem an der Wurzel
zu packen. Dies sind die fehlenden Renditen beim Energieverkauf an der Stromborse die
Kraftwerksneubauten erschweren (,Missing Money Problem”). Langfristig sollten Kraft-
werkskapazitaten zugebaut werden, da sonst ein Leistungsdeckungsproblem auftreten kann

(Monopolkommission, 2013).

Die Herausforderungen wachsen mit zunehmender Einspeisung EE an zwei Ecken. Es wird
durch die relativ kurzfristige Prognose der Wetterverhaltnisse die Residuallast®® immer starker
schwanken, wobei die durchschnittliche Auslastung konventioneller Kapazititen standig
sinkt. Der verwendete Terminus fiir solche Kraftwerke, die die Residuallast auffangen mdis-
sen, ist ,Schattenkraftwerkspark” (Rheinenergie, 2014). Dazu gibt die Monopolkommission in
ihrem Gutachten spezielle Beispiele an. So schwankte beispielsweise die Erzeugung aus Wind
und PV im Jahr 2012 vom Tiefstwert am 19. Dezember 2012 1.166 MW bis hin zum Hochstwert

3 Residuallast ist jene Nachfrage die nicht aus Eispeisung EE mit Einspeisevorrang gedeckt werden
kann.
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am 5. Janner 2012 mit 22.131 MW. Daraus ergibt sich ein Bedarf an konventionellen
Kraftwerken von 20.965 MW. Auch an zwei aufeinanderfolgenden Tagen kann der
Unterschied der Produktion aus EE gravierend sein. So wies die Einspeisung aus EE von 24.
auf 25. November 2012 einen maximalen Unterschied von 13.201 MW auf. Insgesamt konnten
im Jahr 2012 knapp iiber 14 % des Energiebedarfs mit EE gedeckt werden, wobei einzelne
Stunden sogar auf einen Wert knapp an die 60 % kamen. Diese Zahlen und Differenzen
werden in Zukunft bei stetig wachsender installierter Leistung sogar noch extremer ausfallen

(Meinung des Autors).

Am Rande sei hier erwahnt, dass der Markt fiir Regelenergie grundsétzlich funktioniert und
aus heutiger Sicht ausreichend dimensioniert ist. Was jedoch in Zukunft interessant werden
konnte ist die Regionalisierung der Reservehaltung. So kann es unter Umstanden notwendig
werden Reserven in unmittelbarer Ndahe bestimmter Erzeugungsanlagen zur Verfligung zu
haben, um nicht Reserve durch Netzumstande unsicherer zu machen. Gemeint ist hier, dass
Reservekapazitaten nicht tiberall den gleichen Nutzen haben. Wenn bspw. im Siiden Deutsch-
lands ein Engpass besteht kann es aufgrund von Netzproblemen nutzlos sein nur im Norden

Reservekapazitdten zu haben.

Die Installation eines Kapazitdtsmechanismus stellt eine komplexe 6konomische Aufgabe dar.
Dabei haben solche Mechanismen nicht das Ziel Reserven fiir Regelenergie zu schaffen,
sondern Investitionen in regulédre (konventionelle) Kraftwerke zu férdern. Diese sollen dann
den angesprochenen Ausgleich der Fluktuation der EE bewaltigen konnen und trotz vermin-
derter Einsatzzeit wirtschaftlich betrieben werden konnen. In der derzeitigen Struktur des
reinen Energiemarktes ist diese Funktion fraglich. Angeboten werden im Idealfall nur die
variablen Betriebskosten der Anlagen. Die Fixkosten der Kraftwerke gelten als getatigte Inves-
tition die nicht mehr eingepreist wird. Es ergibt sich also wenn iiberhaupt nur eine ,, zufallige”
Deckung der Fixkosten (Sicht des Autors). Dies entspricht dem Schema der meisten anderen
Markte. Jedoch weist die Elektrizitatswirtschaft einige Besonderheiten auf und diese Deckung
der Vollkosten aus dem reinen Produkterlos heraus wird mit sinkenden Einsatzzeiten und
sinkenden Strompreisen zunehmend schwieriger, denn das Anbieten zu variablen Grenz-

kosten beinhaltet per Definition keine Deckungsbeitrage fiir Fixkosten.

Es geht sich trotzdem derzeit fiir einen Teil der Kraftwerke aus wirtschaftlich zu sein, da alle
Kraftwerke die Kosten des letzten eingesetzten Kraftwerkes erhalten. Dementsprechend
bekommen alle anderen Kraftwerke einen, zum Teil marginalen, Betrag zur Deckung ihrer
Fixkosten. Je weiter man nach rechts in der Merit Order kommt (Spitzenlastkraftwerke), desto
geringer ist dieser Betrag, bis hin zum preissetzenden Kraftwerk mit null. Dadurch wird eine
Amortisation des Kraftwerks unméglich und es wiirde unter normalen Bedingungen nicht

gebaut werden (Missing-Money-Problem). Warum es derzeit doch funktioniert kann hangt
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von mehreren Faktoren ab. Kraftwerke miissen viele Stunden mit (geringen) Deckungsbei-
tragen produzieren kénnen, Knappheitspreise® , miissen” auftreten und es gibt noch den
positiven Effekt, dass Spitzenlastkraftwerke im Vergleich zu Grundlastkraftwerken geringere
Fixkosten aufweisen. Es ist allerdings in der Realitdt fraglich ob sich wirklich dieser
theoretische Wert der Grenzkosten einstellt bzw. angeboten wird. Wie die optimale
Behandlung dieses Problems aussehen sollte behandelt die Theorie der Spitzenlastbepreisung
(Hiitter, 2010). Diese Anséatze gehen jedoch von bestimmten Voraussetzungen in einer idealen
Welt aus, und koénnen nur bedingt auf die Realitdt umgelegt werden. Auflerdem muss in
dieser Betrachtung auch auf die Nachfrageseite Bedacht genommen werden. In Modellen wird
die Nachfrage meist reagierend auf das Angebot dargestellt, was jedoch in der Realitdt nur
sehr eingeschrankt (unelastische Nachfrage) der Fall ist. Da dies der Fall ist, hat in Zeiten der
Knappheit der Letztanbieter von Energie (Leistung) eine gewisse Marktmacht und konnte den
Preis fiir das Gut praktisch beliebig festsetzen. Schon alleine aus diesem Grund ist die
Optimale Kapazitit nicht genau jene Menge die maximal nachgefragt wird. Auflerdem dauern
Kraftwerksbauten in der Regel einige bis zehn Jahre oder mehr, was wiederum ein optimieren
auf eine bestimmte Menge an Leistung schwierig bis unmdglich macht. Legt man nun den
konventionellen Kraftwerkspark auf die erwartete Residuallast aus, dann kann bei
komplettem Ausfall von Wind und PV der Fall der Unterversorgung eintreten. Dabei werden
dann willkiirlich Kunden abgeschalten, ohne die Zahlungsbereitschaft der Kunden zu
respektieren. Aus all diesen Griinden muss stets ein gewisses Mafl an Uberkapazititen
vorhanden sein, welche sich jedoch in Zukunft wahrscheinlich nur bedingt durch einen

Energy-only-Markt (EOM) finanzieren werden.

Die Frage ob der EOM geniigend Anreize bieten kann Kraftwerke zu bauen wird kontrovers
diskutiert. Jedenfalls sieht sich der Markt momentan mit relativ geringen Preisen konfrontiert,
was in der Betrachtung der Future Produkte im zeitlichen Wandel deutlich erkennbar ist. In
Abbildung 39 werden die Preise verglichen, welche der Autor fiir drei Zeitpunkte in der
Vergangenheit notiert hat. Dabei werden Angebot und Nachfrage fiir Jahresprodukte Base
und Peak aus dem Februar 2012, Marz 2013 und November 2013 verglichen. Daraus ist zu
erkennen, dass mittlerweile der Peak Preis deutlich unter dem Base Preis von vor 21 Monaten
liegt. Wenn man nun ein Kraftwerk aufgrund der langfristigen Preisprognosen verwirklichen
wollte oder hat, so ergeben sich aus diesem Abwartstrend massive finanzielle Schwierigkeiten
fiir einen Betreiber. Andere Indizien bietet der Durchschnittspreis der EPEX SPOT (siehe
Gutachten der Monopolkommission (Monopolkommission, 2013)), welcher jedoch nur leicht
gesunken ist. Allerdings wurden Preisspitzen in den letzten Jahren am Spotmarkt deutlich

seltener.

¥ In manchen Stunden im Jahr, in denen die physikalische Nachfrage sehr nahe an das gesamt
verfligbare Angebot kommt, steigt der Preis iibernatiirlich an. So kann der Preis durchaus mehrere
hundert bis maximal 3000 €/ MWh betragen (, fly-ups”).

90/201



Kapitel 5 Zukiinftige Elektrizitatsmarktgestaltung

Dadurch werden vor allem die Laufzeiten von dezidierten Spitzenlastkraftwerken (Gastur-
binen und auch GuD-Anlagen) stark verringert was eine Refinanzierung, aufgrund der fehlen-
den Knappheitspreise, dufSerst schwierig macht. Aber auch Mittellastkraftwerke haben nicht
mehr die gleichen Volllaststunden wie noch vor fiinf Jahren und kaimpfen auflerdem mit dem
geringeren Marktpreis den nun sie setzen. Mittellastkraftwerke (bspw. Kohle) weisen bereits
signifikant hohere Baukosten als Spitzenlastkraftwerke auf und bendtigen dementsprechend
mehr Einsatzzeit und hohere Preise tibers Jahr um wirtschaftlich zu sein. Die Bereitschaft in
neue, konventionelle Kraftwerke zu investieren ist momentan allerdings praktisch nicht

gegeben. Nahere Ausfiithrungen dazu sind in Kapitel 5.8.3 zu finden.

——BBB Feb 2012 ——BAB Feb 2012 —BBP Feb 2012 ——BAP Feb 2012
——BBB Marz 2013 ——BAB Marz 2013 ——BBP Marz 2013 —BAP Marz 2013

BBB Nov 2013 BAB Nov 2013 BBP Nov 2013 BAP Nov 2013
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ABBILDUNG 39: PREISE FUR FUTURE PRODUKTE IM ZEITLICHEN VERLAUF QUELLE: (EEX, 2013); EIGENE
DARSTELLUNG

BBB...Best Bid Base (Nachfrage) BBP...Best Bid Peak (Nachfrage)
BAB...Best Ask Base (Angebot) BAP...Best Ask Peak (Angebot)

Fiir eine von der Monopolkommission berechnete Extremsituation im Jahr 2012 kann von
einer Lastdeckung ausgegangen werden. Dies legt nahe, dass derzeit noch kein Kapazi-
tatsproblem besteht. Dies konnte sich jedoch in den nédchsten Jahren durch diverse alters-
bedingte Kraftwerksabschaltungen, dem Ausstieg aus der Kernenergienutzung, sowie dem
Zubau EE und damit unter Umstanden geringen Zubau konventioneller Kraftwerke @ndern.
Allerdings simuliert die Monopolkommission diesen Fall aufgrund der unsicheren Datenlage

nicht. Szenariorechnungen des Autors zu dieser Problematik finden sich in Kapitel 8.2.
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5.8.2 MOGLICHE AUSGESTALTUNGSFORMEN VON LANGFRISTIGEN
KAPAZITATSMECHANISMEN

Bei den Ausfiihrungen zu Kapazitatsmarkten gibt es verschiedene Vorschlage. Gemein haben
all diese, dass sie dem Kapazitatsproblem entgegenwirken wollen. Einige Gedanken haben
die bedarfsseitige Steuerung im Auge bzw. ziehen die Speicherung elektrischer Energie* vor,
wobei der Grofiteil die Schaffung neuer konventioneller Kapazitaten vorsieht. Weiterfiihrende
Gedanken der Ansitze betreffen beispielsweise auch die Netzproblematik, wobei regionale
Anreize fiir den Kraftwerksbau gesetzt werden sollen. Im Sonderfall gibt es Bestrebungen den
Bilanzkreisverantwortlichen einen breiteren Spielraum fiir ihren Bilanzkreis zu gewahren,
und die EE in eine reine Direktvermarktung {iberzufiihren. Wobei dieser Ansatz dhnliche
Ungewissheiten wie der bestehende Markt aufweist. Die Grundtendenz der Elektrizitéts-
wirtschaft geht jedoch bereits in zwei andere Richtungen. Entweder soll der EOM so
weiterlaufen wie bisher und im Bedarfsfall um eine strategische Reserve erweitert werden,
oder es werden explizite Markte fiir die Sicherstellung von Kapazitit installiert, welche jedoch

eine Riickkehr zum bestehenden System praktisch ausschlieflen.

DIE STRATEGISCHE RESERVE AUS SICHT DER MONOPOLKOMMISSION

Die strategische Reserve stellte einen geringen Eingriff in das bestehende Marktsystem dar
und kann mit dem Markt fiir Regelenergie verglichen werden. Verschiedene Stellen in
Deutschland, beispielsweise Consentec (Consentec, 2012), befinden die Erganzung des
Marktes durch solch eine Reserve, zumindest iibergangsweise, fiir sinnvoll. Dabei gibt es
verschiedene Ausfiihrungen und Verantwortliche in den diversen Ansitzen. Jedenfalls zielt
man darauf ab, Kraftwerke langer in Betrieb zu halten als dies durch die Wirtschaftlichkeit am
EOM alleine moglich wére. Im Bedarfsfall wird diese Reserveleistung dann zu einem
definierten Preis abgerufen, was in Knappheitsfallen die Marktmacht des letzten eingesetzten

Kraftwerkes begrenzt und weiterfithrend auch Anreiz zum Neubau bieten soll.

Die Kraftwerke werden fiir eine Zeit von einigen Jahren verpflichtet im Notfall einsatzbereit
zu sein, und erhalten eine Entschddigung, da sie dadurch nicht am EOM anbieten kénnen.
Solche Ansitze werden vor allem von jenen Stellen verfolgt, welche den EOM schon immer
als funktionierendes Instrument sahen und noch immer sehen. Sollten ihre Prognosen nicht
zutreffen, so kann die strategische Reserve dies auffangen. Sollte die Reserve nicht oder nur
kurzfristig gebraucht werden, so kann die strategische Reserve wieder riickstandslos entfernt

werden.

Dem Vorteil des geringen Markteingriffs und leichten Riickbaus stehen einige Nachteile

gegeniiber: Eine Ineffizienz die jedenfalls adressiert werden kann ist die Bestimmung des

4 Dabei kann elektrische Energie wie bei Power-to-gas auch umgewandelt und gespeichert/trans-
portiert werden und im Anschluss wahlweise wieder zu elektrischer Energie werden.
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Auslosepreises. Aus Griinder der Planbarkeit und Sicherheit sollte dieser auf lange Sicht
gleichbelassen werden. Wahlt man ihn zu niedrig, so muss die Menge an Leistung fiir die
strategische Reserve hoch sein und sie wird haufig eingesetzt werden. Dadurch fehlen dann
Anreize fiir DSM, da diese oft teurer sein werden als der Energiebezug. Bei einem hohen
Auslosepreis ist die vorzuhaltende Reserve klein, was dazu fithren wiirde, dass die Reserve
nicht eingesetzt wird obwohl sie gilinstiger ware als die Kraftwerke am Markt. Im Bereich des
DSM gibt es jedoch in diesem Fall mehr Anreiz Potentiale zu nutzen. AufSerdem kann der
Preis, wenn er zu hoch gewahlt wird, {iber die Kosten des letzten eingesetzten Kraftwerks
hinausgehen und damit zusatzliche Profite fiir die Kraftwerksbetreiber generiert. Diese
konnten wiederum zu Investitionen fithren und damit die Einsatzdauer der strategischen
Reserve verringern. Wenn jedoch die Grenzkosten unter denen des letzten oder der letzten
eingesetzten Kraftwerke liegen kann es vorkommen, dass die Nachfrage nicht durch die

giinstigsten Kraftwerke gedeckt wird, was zu allokativ ineffizienten Preisen fiihrt.

Eine Grundsatzfrage in Bezug auf die strategische Reserve besteht noch bei der Wahl der
Kraftwerke. Entweder es werden alte Bestandskraftwerke herangezogen die nicht besonders
effizient sind, oder es werden Kraftwerke explizit fiir den Zweck der Reserve gebaut. Altere
Kraftwerke hitten den Vorteil, dass sie aufgrund ihrer ohnehin hinteren Positionierung am
Energiemarkt die Preisbildung nur wenig bis gar nicht verzerren wiirden. Die Frage die sich
in diesem Fall jedoch aufdrangt ist, ob in solch einem Fall Investitionen in neue Kraftwerke
getatigt werden. Da diese Kraftwerke ohnehin selten eingesetzt werden diirften eher selten
Mengenverknappungen eintreten und somit gibt es keine Investitionsanreize. Ob somit die
Vollversorgung immer gewahrleistet werden kann ist fraglich. Werden nun neue Kraftwerke
fiir die strategische Reserve herangezogen, so kommen effizientere, neue Kraftwerke nur in
seltenen Fallen zum Einsatz, was nicht sinnvoll erscheint. Vorgeschlagen wird daher im
Gutachten der Monopolkommission ein Mix aus alten und neuen Kraftwerken

(Monopolkommission, 2013).

Aus Sicht des Autors ist das unter Vertrag nehmen von neuen Kraftwerken als Reserve im
System keine sinnvolle Losung. Einerseits aufgrund der von der Monopolkommission ange-
sprochenen Verschwendung von technisch hochwertigen Anlagen, andererseits sollte man
auch die Dauer und Vertragskonditionen von solchen Reservekraftwerken bedenken. Wird
eine lange Dauer, welche ein Neubau fiir die Amortisation braucht, gewahlt, so gibt es wenig
Unterschiede zu expliziten Kapazititsmechanismen. Wird eine kurze Dauer gewdhlt und ein
Neubaukraftwerk kommt aus Kostengriinden nicht lange genug in den Reservestatus, so kann

dieses wahrscheinlich kaum am Energiemarkt iiberleben?.

4 Es wird vom Autor davon ausgegangen, dass Gasturbinen oder dhnliche Spitzenkraftwerke aufgrund
ihrer vergleichsweise niedrigen Investitionskosten als Reserve gebaut werden. Sollten diese dann von
nahezu abgeschriebenen Bestandskraftwerken in einer Auktion nach wenigen Jahren verdringt
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EIN EXPLIZIT GESCHAFFENER KAPAZITATSMARKT AUS SICHT DER
MONOPOLKOMMISSION

Kapazitatsmarkte zielen auf die Aufteilung der Kosten eines Kraftwerksbetreibers auf zwei
Markte ab. Der Energiemarkt wird mehr oder weniger in gleicher Form weiter existieren.
Inwiefern sich die Abgeltung am Markt é&ndern wird ist dabei fraglich, aber die Charakteristik
der Merit Order bleibt. Der neue Teil ist der Markt fiir Kapazitat. Hier werden bereits mehrere

verschiedene Ausfithrungen konkret diskutiert*.

Die hauptsdchlichen Unterschiede dieser liegen in der Bestimmung und Beschaffung der
Kapazitit. Die Ansitze von EWI Kéln (EWI Kéln, 2012) und dem Oko-Institut (Oko-Institut
e.V,, 2012) beruhen auf dem Prinzip der zentralen Planung bzw. Bestimmung der Kapazitét.
Diese werden im Rahmen von Auktionen ausgeschrieben und mit einer Vorlaufzeit von fiinf
bis sieben Jahren bestimmt. Dies stellt aus Sicht des Autors die minimale Vorlaufzeit fiir die
Beschaffung dar, da ein Neubau der nicht schon geplant bzw. genehmigt ist einige Jahre in
Anspruch nimmt. Ein wesentlicher Unterschied ist, dass EWI Koln alle moglichen Kraftwerks-
typen sowie Bestand oder Neuanlagen gleich behandelt. Begriindet ist dies mit der Tatsache,
dass jedes Kraftwerk einen Beitrag zur Kapazititsdeckung leistet. Das Oko-Institut unter-
scheidet die Anlagen nach Merkmalen wie Neu- oder Bestandsanlage, aber auch nach Still-

legungsgefahr und technischer Praqualifikation zur Leistungslieferung.

Der ,dezentrale Kapazitdtsmarkt” von enervis sieht keine zentrale Planungsstelle vor. Hier
werden Zertifikate in ausreichender Menge auf einem Markt angeboten. Der Anbieter
garantiert die Verfiigbarkeit seiner Anlage, und der Nachfrager, hier meist Versorgungsunter-
nehmen, deckt sich mit Zertifikaten fiir seine Kunden ein. Kunden die kein Flexibilisierungs-
potential aufweisen®* werden vollumfanglich mit Kapazitat eingedeckt. Andere Kunden,
beispielsweise Grofiindustrie, konnen einen Teil ihres Bedarfs ohne Garantien fiir Versorgung
beziehen. Im Falle eines physikalischen Engpasses werden jene Kunden ohne Garantien dann
vom Netz getrennt oder zuriickgefahren. Dieses DSM Potential wird in einer Kosten/Nutzen-

Abwaidgung von den Kunden tiberpriift und somit direkt angeregt.

Die Kosten eines solchen Marktes sind jedenfalls von den Verbrauchern zu tragen, und zwar
von jenen, die diese Kosten auch verursachen. Ein mogliches Problem das in Zusammenhang
mit zwei Bezugsquellen fiir Erlose immer wieder gebracht wird, ist die Moglichkeit der

Ineffizienz durch Doppelbeziige der Kraftwerksbetreiber. Bei den beiden zentralen Ansitzen

werden, so werden diese nahe dem Ende der Merit Order eingereiht und diirften nur wenig ausgelastet
sein.

4 Angefiihrt sind beim Gutachten der Monopolkommission , Kapazitatssicherheitsvertrage” des EWI
Koln, die ,fokussierten Kapazitatsmarkte” vom Oko-Institut und das Modell der ,dezentralen
Kapazitdtsmarkte” von Enervis.

4 Beispielsweise Haushaltskunden unter der Pramisse, dass die technischen Voraussetzungen fiir
gezieltes Abschalten bzw. geeignete Messinstrumente nicht zur Verfiigung stehen.
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wird diesem Problem mit der Ausgabe von Optionen entgegengewirkt. Die angebotenen und
nachgefragten Giiter sind Kapazitat und Option, wobei bei der Option ein Ausiibungspreis
festgesetzt wird. Bei Ubersteigen dieses Preises am Markt muss der Anbieter der Kapazitit die
Differenz an den Nachfrager zuriickzahlen. Solch ein Ansatz fehlt in der Betrachtung von
enervis. Hier werden an beiden Markten Einheitspreisauktionen durchgefiihrt, was aus Sicht
des Autors jedenfalls zu iiberhchten Einnahmen fiithrt. Der Autor schliagt in diesem Zusam-
menhang beispielsweise eine pay-as-bid Abgeltung mit definierter Gewinnmarge fiir diesen
Ansatz vor. Die Monopolkommission steht allen Kapazitdtsmechanismen aufgrund ihrer
Langfristigkeit positiv gegeniiber. Verwiesen wird allerdings auf die Komplexitat solcher
Markte und den damit verbundenen notwendigen Anpassungen. Diese haben sich in Landern
in denen diese schon linger bestehen gezeigt, und schmaélern die Planungssicherheit der

Erzeuger.

Die Monopolkommission lobt die Reaktionsmoglichkeit des enervis Ansatzes auf Veran-
derungen auf der Nachfrageseite bzw. der aktiven Férderung von DSM durch den Umstand,
dass die Kapazitat nicht exogen vorgegeben wird. Jedoch wird auch darauf verwiesen, dass
die beiden zentralen Ansétze erheblich giinstiger in der Umsetzung sein diirften und mit den
Optionen einen gewissen Nachfrager-Schutz bieten. Die tiefen, nahezu irreversiblen Eingriffe
in das bestehende Marktsystem haben jedoch alle gemein, weshalb eine Entscheidung

wohliiberlegt, iiberpriift und mit Berechnungen belegt sein sollte.

Europdischer Kontext: Abbildung 18 veranschaulicht die verschiedenen Ansatze und Diskus-
sionen zu Kapazitdtsmechanismen in Europa. Im Gutachten der Monopolkommission wird
hierbei auf mogliche ,spill-over-Effekte” hingewiesen. Dies bedeutet, ein Land ohne expliziten
Kapazitatsmechanismus* (Land X) profitiert von einem Land mit explizitem Mechanismus
(Land Y). Wahrend Land Y geniigend Kapazitat installiert hat um seine Last jederzeit decken
zu koénnen, wird in Land X nur zugebaut was im EOM wirtschaftlich agieren kann. In
Knappheitszeiten in Land X kann allerdings davon ausgegangen werden, dass Land Y noch

geniigend Kapazitat zur Verfiigung hat und exportiert.

Jedenfalls wird in solch einem Fall in einem Land mit explizitem Kapazitatsmechanismus der
Anreiz fiir den Kraftwerksbau hoher sein als in einem Land mit reinem EOM. Diese Kraft-
werke bieten in Europa jedoch auf einem Binnenmarkt an. Das heift, sofern die Ubertragungs-
kapazitaten zwischen den Landern nicht zu gering sind, so kénnen solche Kraftwerke auch in
anderen Landern preissetzend werden. Dadurch verringert sich die Bereitschaft in Landern
mit EOM noch weiter neu zu investieren, da der Preis (relativ) gering ist bzw. mit Knappheits-
preisen nur bedingt kalkuliert werden kann. Insgesamt stellt also die Einrichtung eines
Kapazitatsmechanismus nicht nur eine nationale Frage dar, sondern sollte im europdischen

Kontext beleuchtet werden.

# Als Beispiel wird ein Land mit EOM und der Erganzung durch eine strategische Reserve genannt.
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5.8.3 MERIT ORDER EFFEKT

Erneuerbare Energien 16sen oft die Meinung aus, dass sie das Elektrizitatssystem teurer
machen. Durch das EEG Fordergesetz stimmt dies zumindest teilweise. Allerdings kommt es
im Zuge der vermehrten Einspeisung von EE auch dazu, dass zumindest kurzfristig die
Borsenpreise sinken. Die EE werden (gedacht) an der linken duflersten Seite der Merit Order
eingefiigt. Dadurch werden konventionelle Kraftwerke verdrangt, beginnend mit den
teuersten. Dadurch sinken momentan die Borsenpreise fiir die Residuallast (Gesamtbedarf
minus Erzeugung aus EE). Einher geht dies mit dem Umstand der reduzierten Einsatzzeiten
fiir Spitzen- aber auch Mittellastkraftwerke, wodurch diese Probleme mit der Deckung der
Fixkosten bekommen. Mittlerweile decken also immer héaufiger Grund- und Mittellast-
kraftwerke® die Residuallast. Dies ist derzeit in erster Linie fiir Spitzenlastkraftwerksbetreiber
(Gaskraftwerke) dramatisch. Sie kommen selten zum Einsatz und es treten auch seltener die
fiir sie notwendigen Knappheitspreissituationen ein. In dem Gutachten der Monopol-
kommission wurden dazu die Day-ahead-Marktpreise von Marz 2005 bis Dezember 2012
untersucht, wobei ein leicht sinkender Trend festgestellt wurde. Dieser wird in Abbildung 40
dargestellt. Weiters sind auch aufgrund von Recherchen des Autors kurz- bis mittelfristige

Preisriickgdnge bei den Preisen zu beobachten. Siehe dazu Abbildung 39.
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ABBILDUNG 40: ENTWICKLUNG DES LASTGEWICHTETEN DURCHSCHNITTSSPOTPREISES FUR DAS
DEUTSCH-OSTERREICHISCHE MARKTGEBIET QUELLE: (MONOPOLKOMMISSION, 2013)

Jedoch sind die kurz- bis mittelfristigen Effekte, wenn auch wahrscheinlich vorhanden, kein
Indiz dafiir, dass die Preise auf lange Sicht giinstig bleiben. Das derzeitige Kraftwerksportfolio

ist auf einen ausgewogenen Mix aus Grund-, Mittel- und Spitzenlastkraftwerken ausgelegt.

4 Grundlast in Deutschland klassischerweise Kernenergie und Mittellast Kohlekraftwerke.
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Jeder Kraftwerkstyp wird durch seine Kostenstruktur in eine dieser Kategorien eingeordnet.
Grundlastkraftwerke haben hohe Investitionskosten und geringe variable Betriebskosten. Sie
miissen viele Stunden produzieren damit sie ihre Fixkosten (hauptsachlich Investitionskost)
wieder erwirtschaften konnen. Spitzenlastkraftwerke hingegen haben verhaltnismafig
geringe Investitionskosten und hohe variable Betriebskosten, welche hauptsachlich durch den
teuren Brennstoff und geringen Wirkungsgrad bedingt sind. Dadurch brauchen diese
Kraftwerke jedoch weit nicht so viele Einsatzstunden pro Jahr, sondern relativ wenige Situa-
tionen mit Knappheitspreisen iiber den Grenzkosten. Fiir Mittellastkraftwerke gilt ungefahr
der Mittelweg fiir Kosten und notwendige Betriebszeit. Ob langfristig die Grund- und Mittel-
lastkraftwerke gentigend Einsatzzeiten haben werden ist fraglich, weshalb im Gutachten
(Monopolkommission, 2013) darauf verwiesen wird, dass langfristig wieder mit Spitzenlast-
kraftwerken als preissetzend gesehen werden und damit der Preis wieder steigen wird. Die
Monopolkommission sieht dementsprechend keine langfristigen Preissenkungen, sondern

eher Probleme fiir Mittellastkraftwerke bei der langfristigen Deckung der Fixkosten.

5.8.4 ZUSAMMENFASSUNG UND ERGANZUNGEN

Als Fazit der Monopolkommission konnen keine verladsslichen Hinweise fiir ein Funktionieren
oder Versagen des EOM gefunden werden. Jedoch ist elektrische Energie in der heutigen Zeit
ein so inkrementeller Bestandteil einer funktionierenden Gesellschaft, dass bereits ein begriin-
deter Verdacht eines Versagens des EOM fiir Eingriffe seitens der Politik sorgen wird. Dazu
werden Kapazitatsmarkte angeregt, welche jedoch in ihrer Funktionsweise wohl iiberlegt sein
sollten, da diese irreversible Veranderungen der Marktlandschaft nach sich ziehen. Die
Monopolkommission schldgt deshalb vor, vorerst auf den EOM zu setzen und ihn um eine
kleine Komponente der strategischen Reserve bestehend aus Neu- und Bestandsanlagen zu
erweitern. Diese wird mit einem hohen Ausldsepreis versehen um die Volumina und den
Eingriff in den EOM gering zu halten. Dadurch wird einem geniigend Zeit verschafft, um die
Notwendigkeit von Kapazititsmechanismen und ihre Auswirkungen im europdischen

Kontext zu kontrollieren.

Besondere Bedeutung haben in diesem Zusammenhang EE, da sie nach wie vor stark gefordert
werden. Hier stellt sich die Frage der Gesamtkosten fiir die Verbraucher und auch die Auswir-
kungen auf den Markt bzw. den Borsenpreis (Merit-Order-Effekt). Teilweise wird postuliert,
dass die installierte Menge an EE den Marktpreis verringert und konventionelle Kraftwerke
unrentabel macht, was im Gutachten der Monopolkommission jedoch nicht bewiesen wird.
Jedenfalls sinkt derzeit der langfristige Borsenpreis und die Einsatzdauern von konven-
tionellen Kraftwerken gehen zuriick. Deswegen wird befiirchtet, dass Investitionen in Zukunft

aufgrund der unsicheren Marktlage ausbleiben konnten.

Der Markt sollte unter standiger Beobachtung stehen um ein etwaiges Versagen des EOM
(auch erganzend durch eine strategische Reserve) zu detektieren. Die Forschungsiiberlegun-

gen zu expliziten Kapazitdtsmechanismen sollten indes stets weitergefiihrt werden, um im
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Bedarfsfall den Ubergang in einen solchen zu ermdglichen, wobei auch auf den européaischen
Kontext geachtet werden soll. Die Umsetzung der Energiewende bedeutet nicht nur den
Ausstieg aus der Kernenergie und den Zubau von immensen Mengen an EE, sondern ist ein
Konzept indem alle Zusammenhidnge des Elektrizititssystems miteinbezogen werden
miissen. Dies gilt es in Zukunft verstarkt so zu handhaben, um nicht die Kosten fiir den

Endverbraucher explodieren zu lassen.

Winterreserve: Der Reservekraftwerksverordnung (Winterreserve) steht die Monopol-
kommission grundsatzlich positiv gegeniiber. Dabei konnen Bestandsanlagen die stillgelegt
werden wiirden* in eine Reserve iibergefiihrt werden. Diese erhalten sowohl eine einmalige
wie auch dauerhafte Zahlung fiir ihre Leistungsbereithaltung, und auch die variablen Kosten
der Energieerzeugung vergiitet. Im Notfall konnen auch neue Kraftwerke mit Genehmigung
der Bundesnetzagentur ausgeschrieben werden. Diese Reserve wird derzeit aufgrund
moglicher regionaler Engpdsse als notwendig empfunden. Die Monopolkommission regt
jedenfalls an, dass durch die Einfithrung einer strategischen Reserve mit regionalen Unter-

scheidungen dieses Problem genauso in den Griffen bekommen werden kénnte.

Ein weiteres Problem aus Sicht des Autors wird in Zukunft die Verteilungsgerechtigkeit dar-
stellen. So konnen sich betuchtere Kunden Eigenerzeugungsanlagen leisten und reduzieren
somit nicht nur ihren Beitrag fiir die EEG Umlage durch verringerten Bedarf, sondern
verschlimmern das Problem sogar noch indem sie Vergiitungen fiir ihre Anlagen bekommen.
Dies ist eine Frage des sozialen Lebens, wo es unter Umstanden zu Reibereien zwischen den
Parteien kommen kann, da schlechter verdienende Menschen die Kosten der EE tibernehmen

sollen.

Zu den Ausfiihrungen beziiglich des Kapazitatsmarktes seien hier noch einige weitere, durch
die Monopolkommission angeregten, Punkte dargestellt. Beim EEG wird die Tatsache ange-
sprochen, dass die Umlage vom Jahr 2000 mit 0,2 Cent/kWh eine dramatische Steigerung ins
Jahr 2014 mit 6,24 Cent/kWh (BDEW, 2014) vollzogen hat, was in Zusammenhang mit dem
Verfall des Borsenpreises (Merit Order Effekt) gebracht wird. Allerdings wird nicht erwartet,
dass die Senkung des Borsenpreises aufgrund der Erneuerbaren von langer Dauer sein wird.
Aufierdem werden erhebliche Ineffizienzen beim Fordergesetz festgestellt, was negative
Auswirkungen auf die Gesamtheit der Elektrizitatswirtschaft mit sich zieht. Als moglicher
Losungsvorschlag dazu wird ein Quotenmodell angeregt. Dabei wiirde nicht mehr der
Einspeisepreis ex-ante festgelegt, sondern die Menge die eingespeist werden soll. Eine andere
Anpassungsmoglichkeit stellt eine Technologiedifferenzierung dar. Damit sollen jedoch nicht
glinstige Technologien {iberfordert werden, sondern die Investitionen sollen von ineffi-
zienteren zu effizienteren Technologien wechseln. Derzeit wird vermehrt jene Technologie

(PV) gebaut die die hochste Forderquote aufweist und nicht jene die die sinnvollste fiir

4 Eine Kraftwerksstilllegung muss mittlerweile mindestens zwolf Monate vorher bekannt gegeben
werden.
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Deutschland ware. Weiters soll die Vergiitung im Fall von negativen Borsenpreisen ausgesetzt
werden, da zu solchen Zeitpunkten ohnehin ein Ungleichgewicht zwischen Erzeugung und
Verbrauch besteht.

5.9 ABSCHLIESENDE BETRACHTUNG UND GEGENUBERSTELLUNG
DER DISKUTIERTEN ANSATZE

Derzeit gibt es eine Vielzahl von Ansétzen fiir Kapazitatsmarkte in Deutschland. Ein Auszug
davon wurde in diesem Kapitel vorgestellt. In Tabelle 4 werden Kernpunkte aller betrachteten
Kapazitatsmechanismen verglichen, wobei aus Sicht des Autors die Eignung als zukiinftiges
Marktdesign verwendet zu werden praktisch bei keinem besteht. Der Ansatz mit der
bestmdglichen langfristigen Auslegung ist seiner Meinung nach der Ansatz der ,, Versorgungs-
sicherheitsvertrage des EWI Koln (EWI Koln, 2012).

Bei der Betrachtung von Tabelle 4 sollte der Leser speziell auf die Punkte

e Versorgungssicherheit
e Investitionen fordern
e Zukunftsorientiertheit

e Beriicksichtigung der Nachfrage

Durch die Darstellung in Tabellenform kann der Leser nun auf einfache Weise die Ansétze
vergleichen, und bei Interesse die Details hier bzw. in den jeweiligen Gutachten nachschlagen.
Die angefiihrten Punkte sollten aus Sicht des Autors jedenfalls mit gentigender Sorgfalt
betrachtet werden, um einen Vorschlag fiir ein Marktsystem, welches unter Umstanden fiir

Jahrzehnte gelten wird, in Erwagung zu ziehen.

Im Anhang befindet sich nochmals eine tabellarische Gegeniiberstellung der Ansatze (siehe
Tabelle 8). Durch die dargestellte Punktbewertung kann auf einfache Weise nachvollzogen
werden, welcher Ansatz in welchem Mafie aus Sicht des Autors geeignet ist, um den bis-

herigen energy-only-Markt abzuldsen.
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TABELLE 4: VERGLEICHENDE UBERSICHT DER IN DER ARBEIT BETRACHTETEN ANSATZE ZU KAPAZITATSMECHANISMEN

Versorgungssicherheit
erhalten

Investitionen fordern

Regionale Anreize
setzen

Eingriff in das beste-
hende Marktsystem
Berechnet oder theo-
retische Betrachtung

Zukunftsorientiertheit
Kosten fiir die Kunden

Transparenz des
Ansatzes
Ausiibung von
Marktmacht

Beriicksichtigung der
Nachfrage
Beriicksichtigung

erneuerbarer Energien

Dezentraler
Leistungsmarkt
(enervis)

Aufstellen von
synthetischen GT

Fraglich ob
zeitgerecht
Bedingt bei der
Mengensteuerung
von EE
Umfassend durch
,neue Markte”

Regionales Modell
plus
Verteilnetzmodell
Kurzfristig 3a
Vorlaufzeit
Zahlung lauf Bedarf
an Leistung
Keine detaillierten
Ausfithrungen

Nicht abschatzbar

Kunde bestimmt

seinen Bedarf

Als Randbedingung
betrachtet

Dezentrale

Leistungsverpflichtung

(frontier economics)
Positiv abgesehen von der
kurzen Vorlaufzeit

Gilt als erfiillt

Keine

Gering — vieles erst ex-post

Theoretisch

Bedingt gegeben - Vorlauf-
zeit 4a plus Notfallreserve

Regulierte Endkundenpreise

Gegeben, Gefahr von
Marktmacht

Grofs

Kundenstruktur wird mit

einbezogen

Nein

Strategische
Reserve
(Consentec)

Ansatz nur bis 2020
geplant

Wird nicht explizit
abgeregt
Aufteilung in Gesamt
DE und Stiden

Moderat —
Ausldsepreis

Theoretisch

Nicht
zukunftsorientiert
Aufschlag bei den

Netzkosten geplant
Gegeben

Gering, aber strate-
gisches Bietverhalten
bei DCA moglich

Nicht ausgeschlossen,

kein Produkt def.

Nein

Strategische Leistungsverpflichtung
Reserve (EWI Ké6lIn)
(EWI K61n)
Durch Zubau von Gegeben
GT

Durch Abgeltung der vollen Kosten gegeben

Durch gesonderte Nicht explizit erwahnt, aber

Ausschreibung im dhnlich der SR moglich
Siiden
Verénderung der Einfithrung eines
Merit-Order Leistungsmarktes

Bis 2030 mittels Modell von EWI berechnet —
nationale Deckung der Last

Ungewisse Gute Langfristeigenschaften
Parametrisierung
Nicht beschrieben
Gegeben
Durch gezielten Durch strategisches
Wechsel in die SR Abschalten von KW definitiv
moglich gegeben

DSM Variation im Gutachten enthalten, aber nicht
bei der Leistungsbetrachtung berticksichtigt

Wind mit einer gesicherten Leistung von 5 %in die

Rechnungen mit einbezogen

G [endeyy
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6 BERECHNUNGEN MIT DEM MODELL ATLANTIS

Das Simulationsmodell ATLNTIS ist ein am Institut fiir Elektrizitatswirtschaft und Energie-
innovation entwickeltes Modell zur Berechnung von moglichen Auswirkungen von
Veranderungen (Kraftwerke, Leitungen...) auf das europdische Elektrizitdtssystem. Die
folgende Kurzbeschreibung gibt nur einen Uberblick iiber die Daten die im Modell
implementiert sind und wird teils wortlich aus anderen Publikationen des Instituts entnom-
men. Die detaillierte Beschreibung der Anpassungen des Modells fiir die Anwendungen in

dieser Arbeit wird in den Kapiteln 6.1 bis 6.5, 7 und 8 vorgenommen.

Das Modell ATLANTIS ist ein techno-6konomisches Simulationsmodell des Elektrizitats-
systems in Kontinentaleuropa (ehemaliges UCTE-Gebiet bzw. heute ENTSOE-CE). Es
beinhaltet derzeit knapp 12.000 Kraftwerksbldcke, etwa 6.000 Leitungen des Ubertragungs-
netzes in den Spannungsebenen 400 kV/ 220 kV sowie signifikante 110 kV-Leitungen und
knapp unter 4.000 Netzknoten (Inbetriebnahme vor 2012). Hinzu kommen je nach
Beobachtungszeitraum und Vorgaben des Forschungsvorhabens noch etwa 10.000

Szenariokraftwerke.

Aufgrund der vorwiegenden Betrachtung des abgegrenzten deutschen Marktgebietes seien
hier noch einige Zahlen fiir Deutschland erwiahnt: So sind in der Basissimulation mit Wind
bereits iiber 3.000 Kraftwerke in den Stammdaten enthalten, welche grofier als 10 MW sind.
Die HGU-Leitungen die laut NEMO II Gutachten bis 2032 vorgeschlagen werden sind
tbernommen (TU Graz (IEE,IFEA,IHS), 2012). Weiters sind in den Stammdaten tiber 450
220 kV Leitungen und Kupplungen, sowie iiber 800 Leitungen und Kupplungen der 400 kV

Ebene vorhanden.

Das Modell vereint technische Aspekte des Elektrizitdtssystems mit wirtschaftlichen
Aspekten. Auf der technischen Seite bietet ATLANTIS die Moglichkeit der exakten Abbildung
von derzeit 30 verschiedenen Kraftwerkstypen, wobei jedes einzelne Kraftwerk mit Para-
metern wie z.B. Brutto- und Nettoleistung, Einspeiseknoten, geografische Lage, Wirkungs-
grad (und dessen Verdnderung iiber die Zeit), Verfligbarkeiten oder das RAV¥ und die
monatliche Erzeugungscharakteristik bei dargebotsabhidngigen Energietragern modelliert
werden kann. Die Leitungen (Abbildung 41 rechts) sind ebenfalls mit physikalischen Para-
metern (Leitungsimpedanz, Lange, thermische Grenzleistung...) im Modell hinterlegt. Die
Kombination aus Kraftwerken, Leitungen und ein knotengenau modellierter Verbrauch
(,,vertikale Last”, Datenquelle ENTSO-E) ermoglichen eine integrierte Lastflussrechnung, die

mit einem DC-OPF-Algorithmus realisiert wurde.

¥ Regelarbeitsvermogen; in ATLANTIS wird der Begriff generell als der Langzeitmittelwert der
jahrlichen Erzeugung eines Kraftwerks mit dargebotsabhangigem Primérenergietrager verwendet.

101/201



Kapitel 6 Berechnungen mit dem Modell ATLANTIS

@ Lauf- und Schwellkraftwerke Legende

@ (Pump-)Speicherkraftwerke — 400 kV

@ Andere Emeuerbare — 230 kv

A Kernkraftwerke —— 110-150 kV oder DC

B Thermische Kraftwerke : i (AR I I Projekte

ABBILDUNG 41: UBERSICHT UBER DIE BERUCKSICHTIGTEN KRAFTWERKE (LINKS) UND LEITUNGEN
(RECHTS) IN ATLANTIS

Die wirtschaftliche Seite beinhaltet Marktmodelle in unterschiedlicher Detailstufe sowie
Unternehmensmodelle, denen jeweils ein Endkundenverbrauch und die entsprechenden
Kraftwerke zugeordnet werden. Zusammen mit den technischen Modellteilen stellen diese
Untermodelle eine wertvolle Kombination dar. Beispielsweise beinhalten rein wirtschaftliche
Modelle bzw. reine Marktmodelle oft keine Zeitlinie (technische bzw. wirtschaftliche Lebens-
dauer der Kraftwerke, Leitungen etc.) oder sie nehmen das Beobachtungsgebiet als , Kupfer-
platte” an, das bedeutet, dass die physikalischen Einschrankungen des Netzes nicht beriick-

sichtigt werden.

Zur Ubersicht ist in der folgenden Abbildung 42 der Modellablauf in ATLANTIS dargestellt.
Am Beginn jedes simulierten Jahres wird eine Leistungsdeckungsrechnung ausgefiihrt, bei der

gepriift wird, ob der hinterlegte Kraftwerkspark die Jahreshochstlast* decken kann.

Danach wird die Energiedeckung berechnet, indem zunédchst ein Monat in eine frei
konfigurierbare Anzahl an Subperioden unterteilt wird. Fiir jede dieser Subperioden wird in
den unterschiedlichen Modellschritten ein kostenoptimaler Kraftwerkseinsatz ermittelt. Wirt-
schaftlich relevante Ergebnisse wie der dazu notwendige Brennstoffeinsatz, die erzielten
Erlose am Strommarkt, Abschreibungen, Zinsen, Personalkosten etc. werden abschlieffend im

Unternehmensmodell aus den technischen Ergebnissen abgeleitet.

4 Sowohl die absolute Jahreshochstlast (Winter) als auch eine Sommerhochstlast werden gepriift, da
diese in stidlicheren Landern (Italien, Griechenland) ebenfalls eine kritische Situation darstellt.
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Datenbank, Modelle und Szenariodefinition
Allgemeine Parameter, Netz und Knoten, Kraftwerke und Kraftwerksparameter,
Unternehmensdaten, Hydro-Datenbank, Bedarfsentwicklung, Brennstoff- und COz-
Preisentwicklung, Kraftwerksparkentwicklung, Netzentwicklung...

Leistungsdeckungsrechnung
Lastflussrechnung flir die Jahreshdchstlast und Sommerhdchstlast unter
Berlcksichtigung der gesichterten Leistung.
falls notig: automatischer Kraftwerkszubau an optimierten Standorten

=~

Folgende Modelle werden fiir jede Periode in jedem Monat berechnet:

Energiedeckung: Gesamtmarktmodell
monatliche Dauerlinie pro Land unterteilt in PEAK/OFFPEAK
(frei diskretisierbare Anzahl an Perioden)
Optimierung: kostenoptimaler Kraftwerkseinsatz mit Beriicksichtigung des Verbundnetzes

Jahr + 1

Marktmodell: Market Coupling mit NTC
Optimierung: Market Goupling in ENTSO-E CE basierend auf
Net Transfer Capacities (NTC) an den Landergrenzen (Cross-Border)
Ergebnis: Kraftwerkseinsatz und Landerbilanzen (Reglerwerte)

BIEENMU Graz

Energiedeckung: Lastfluss nach Marktmodell
Optimierung: kostenoptimaler Kraftwerksredispatch mit Lastfluss unter Einhaltung der
Landerbilanzen aus dem Market Coupling (Minimierung von internationalem Redispatch)

/

<_~
Extremfall-Tool Unternehmensmodell
Berechnen von Extremfillen innerhalb Bilanz und Gewinn- und Verlustrechnung fiir
des Szenarios die modellierten Erzeugungsunternehmen

Auswertung ]

Darstellung von Lastfliissen, Kraftwerkseinsatz, Unternehmensbilanzen...

ABBILDUNG 42: MODELLABLAUF IN ATLANTIS

Die hier dargestellten Informationen sind in ausfiihrlicherer Weise bereits in einigen Publika-
tionen des Instituts fiir Elektrizitatswirtschaft und Energieinnovation dargestellt worden. Hier
wird stellvertretend auf die Verdffentlichung , Alternativen fiir die Energiezukunft Europas”
(Stigler, et al., 2012) verwiesen. Alle Detailanwendungen dieser Dissertation in ATLANTIS

sind an geeigneten Stellen im Text nochmals genauer beschrieben.

6.1 GRUNDSATZLICHE ANNAHMEN DER SIMULATION

In der Grundsimulation wird ATLANTIS ohne Eingriffe in die Marktordnung verwendet.
Dies entspricht dem heutigen energy-only-Markt und diese Betrachtung dient zur Feststellung
des Bedarfs an Kraftwerken die in spaterer Folge fiir die Kapazitdtsmechanismen benétigt
werden. Aufserdem dient diese Simulation als Vergleich fiir spatere Variationsrechnungen. In
diesem Fall ist die Abgeltung der Kosten nicht entscheidend, da in dieser Betriebsweise der
Zubau von Kraftwerken unabhangig von der Finanzierung vorgenommen wird. Simuliert
wird je ein Fall mit und ohne Kraftwerkswiedererrichtung nach 2012, um die Anzahl und den

Ort der Zubauten zu bestimmen.

6.1.1 BESTIMMUNG DES ZUBAUS

In den Grundvarianten werden alle Kraftwerke, aufler Wasserkraft, nach ihrer voraus-
sichtlichen Lebensdauer entweder erneuert (Fall mit Refurbishment/Wiedererrichtung) oder
nicht (Fall ohne Refurbishment/Wiedererrichtung). Randbedingungen wie der Ausstieg aus
der Kernenergienutzung bleiben in allen Simulationen bestehen. Der Verbrauch steigert sich

bis 2035 nicht, was z.B. durch das Umsetzen von EffizienzmafSnahmen erreicht werden kann.
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In den Grundvarianten wird der Anteil an Neubaukraftwerken zur Leistungsdeckung
bestimmt, die jedenfalls fiir eine national-deutsche Deckung der Last erforderlich sind.
Sozusagen wird Deutschland im ersten Schritt als ,Insel” berechnet. Diese Vorgangweise
wurde gewahlt, da dies in den betrachteten Ansétzen so vorgesehen ist, und auch die EU in
erster Linie eine nationale Deckung der Last vorsieht (Europdisches Parlament und Rat, 2003).
Durch diese konservative Betrachtung wird festgestellt, welcher Neubaubedarf sich fiir eine
nationale Deckung unter den gewahlten Annahmen ergeben wiirde. Dabei sind die Einsatz-
zeiten dieser Kraftwerke gering®, jedoch sind sie fiir die Leistungsdeckung in der Simulation
notwendig. Welche Technologie zugebaut wird kann in der Simulation frei gewahlt werden.
In den gangigen Arbeiten, sowie in dieser Betrachtung, wurden Erdgasturbinen zugebaut, da
diese die geringsten Investitionskosten aufweisen. Fiir die spatere Berechnung der Kapazitats-
mechanismen werden 45 GW an Windkraftanlagen bis 2030 zugebaut, welche den Ausbau-
zielen der deutschen Bundesregierung entsprechen, jedoch fiir die Betrachtung der
Leistungsdeckung nicht herangezogen werden. Lediglich im Fall der nachfrageseitigen
Beeinflussung des Kapazitatsmarktes wird eine Variante simuliert, bei der Windkraftanlagen

auch zur Lastdeckung beitragen.

In einem weiteren Schritt werden die Kraftwerke hinsichtlich ihrer Wirtschaftlichkeit
ausgewertet. Im Fall der strategischen Reserve werden diese Kraftwerke beispielsweise in die
SR tibernommen. Dadurch kénnen sie am SR Markt ihre Fixkosten erwirtschaften, falls sie im

Mechanismus zum Zug kommen.

Da der Bedarf an Kraftwerkskapazitdt in der Simulation fiir Deutschland bei Eigendeckung
berechnet wurde, konnen die weiterfithrenden Berechnungen zu Kapazitatsmarkten erfolgen.
Im ersten Schritt werden diese fiir den isolierten deutschen Markt vorgenommen, und in
weiterer Folge auf eine gesamteuropdische Simulation ausgedehnt. Durch einen Vergleich der
Volllaststunden der Kraftwerke in den Kapazititsmechanismen kann der Beitrag des
europdischen Stromverbundes bei der Spitzenlastdeckung Deutschlands abgeschétzt werden.

Weiters werden die Unterschiede in den Unternehmensbilanzen untersucht.

6.1.2 WINDKRAFTZUBAU VON 45 GW BIs 2030

Da das konstant halten von Kraftwerkskapazitaten zwar in Zeiten wo viele Kraftwerke bei der
Bundesnetzagentur zur Stilllegung angemeldet sind nicht iiberkonservativ ist, so sollte doch
Bedacht auf EE genommen werden. In dieser Variante werden die konventionellen Kraft-
werke sowie PV und Wasserkraft wiederum konstant gehalten, jedoch die Windkraft wird
ausgebaut. Diese Annahme ist angesichts der momentanen Forderpolitik und dem zdger-
lichen Verhalten im Bereich der PV durchaus plausibel. Der dabei verwendete Kraftwerkspark

ist im nachsten Kapitel in Abbildung 50 dargestellt.

49 Der Fall ohne Refurbishment weist hohe Einsatzzeiten auf.
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Die Zubauraten im Bereich der Off-shore Windenergie sind standigen Prognosednderungen
unterworfen und werden hier mit 8,5 GW im Jahr 2030 beschréankt. Es sei darauf hingewiesen,

dass diese Zahl eine Annahme des Autors darstellt.

Fiir den Ansatz der Nachfrageeinbeziehung wurde der Windzubau als separater Punkt in die
Betrachtung miteinbezogen. Im Fall der Kapazitdtsmechanismen sind diese Windanlagen

bereits im System enthalten.

6.2 DIE STRATEGISCHE RESERVE

Die Umsetzung der strategischen Reserve wird auf Basis des Ansatzes in Kapitel 5.7.2 durch-
gefiihrt. Die zwei sich dabei ergebenden Restriktionen sind die Anpassung der Simulation bei
gleichzeitigem verldsslichem Ablauf, und die Tatsache, dass der Mechanismus in der Studie
(EWI KoIn, 2012) nicht bis ins Detail beschrieben ist.

Deswegen wird versucht den Ansatz von EWI zur SR qualitativ wiederzugeben. Die dazu
notwendigen Anpassungen des Simulationsmodells ATLANTIS werden im Folgenden

beschrieben:

e Kraftwerkskennzeichnung: Im ersten Schritt muss eine klare Trennung der
Kraftwerke im Markt und der Kraftwerke der strategischen Reserve fiir die Simulation
bzw. fiir die Auswertung erfolgen. Dazu wird die SR eigens gekennzeichnet und es
kann sowohl fiir den Bestand, als auch fiir Neubaukraftwerke manuell eine solche
Kennzeichnung erfolgen.

e Ausldsepreis: Wie im Ansatz beschrieben, wird ein Auslosepreis fiir die SR eingefiihrt.
Dieser Auslosepreis ist frei definierbar und sollte jedenfalls hoch genug sein um
Knappheitspreise zur Deckung der Fixkosten der Marktkraftwerke zu gewahrleisten.
Jedenfalls muss der Auslosepreis iiber den Grenzkosten des teuersten Kraftwerks das
derzeit im Einsatz ist liegen, um nicht bestimmte Kraftwerke von vorne herein® auszu-
schliefSen. Dieser Auslosepreis stellt sich im Falle des Abrufs der strategischen Reserve
am Markt ein.

e Abgeltung der variablen Kosten: Fiir Kraftwerke die im Markt agieren dndert sich in
der ersten Betrachtung nichts. Wiederum wird eine Einheitspreisauktion durchgefiihrt
welche die Kosten der letzten eingesetzten Einheit fiir alle als Preis determiniert. Wird
die SR eingesetzt, so erhalten diese marktgetriebenen Kraftwerke den Auslosepreis
und konnen damit einen hohen Deckungsbeitrag erzielen. Die Kraftwerke der SR
erhalten immer nur die variablen Kosten der Erzeugung wenn sie eingesetzt werden,
da die notwendigen Deckungsbeitrage der Fixkosten bereits {iber die Reserve-

zahlungen abgegolten sein sollten.

% Wird der Preis sehr niedrig gewahlt kann er beispielsweise Gas und GuD Anlagen komplett aus dem
Markt drangen.
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¢ Die Fixkosten: Die Berechnung der Fixkosten erfolgt tiber die in ATLANTIS zusatzlich
implementierten Daten. Die Ermittlung dieser Kosten ist nicht Teil der Simulation an
sich, sondern wird ex-ante {iber eine Berechnung vom Autor ermittelt (siehe 8.1). Die
Technologie des Zubaus in ATLANTIS kann beliebig bestimmt werden, jedoch
wurden bisher meist GuD Kraftwerke aufgrund ihres guten Wirkungsgrades und den
verhiltnismafiig geringen Kosten angenommen. Fiir die Betrachtung der strategischen
Reserve werden nun Gasturbinen zugebaut, da sie eine noch giinstigere Technologie
in der Anschaffung darstellen.

e Zeitlicher Horizont: Fiir die Berechnung konnen verschiedenen Zeitdauern der
Abgeltung von Neubaukraftwerken eingestellt werden. Um die Funktion des Modells
aufzuzeigen, werden neue Kraftwerke iiber die eingestellte Dauer komplett bezahlt
und sie erhalten einen angemessenen Gewinn. Nach dieser Zeit werden die Kraftwerke
aus der SR ausgeschieden und es miissen Neue gebaut werden. Da das Kraftwerk mit
entsprechendem Gewinn in dieser Zeit bezahlt wurde, kann dies als zulédssig angese-
hen werden. Auflerdem beriicksichtigt dies auch den erhohten Materialverschleifs
aufgrund des antizipierten, stindigen Wechsels der Betriebszustande®!. Bestands-
kraftwerke konnen ihre Anspriiche fiir drei Jahre geltend machen.

e Kraftwerksbestand: Kraftwerke die nicht mehr geniigend Deckungsbeitrage am
Markt erwirtschaften um ihre Fixkosten zu decken werden mittels einer der Simulation
nachgelagerten Rechnung detektiert. Diese konnten dann wiederum als SR anbieten.
Dabei wird entschieden, wie viele drei Jahresperioden notwendig sind um auch hier
die Vollkostendeckung mit Gewinn zu erreichen. Nach Ablauf dieser Zeit werden auch
diese Kraftwerke ausgeschieden und bieten weder fiir die SR, noch am Markt weiter

an. Diese Erweiterung wurde hier nicht untersucht.

Die Berechnung erfolgt wie auch bei EWI vorgeschlagen im ersten Schritt nur fiir Deutsch-
land, um eine nationale Deckung zu ermdglichen (EWI Kdln, 2012). Es wird versucht die
Kernidee des Ansatzes wiederzugeben, jedoch ist die Ausgestaltung nicht detailliert genug
beschrieben um alle Rahmenbedingungen genau zu betrachten. Danach wird Deutschland
im Simulationsmodell ATLANTIS in den europaischen Kontext gesetzt, und es erfolgt eine

Simulation mit allen im Modell implementierten Landern.

51 Der Autor geht davon aus, dass Kraftwerke der strategischen Reserve oft nur fiir kurze Zeit (einige
Stunden) eingesetzt werden und dann unter Umstdnden Tage oder Wochen still stehen. Dadurch ergibt
sich ein erhohter Materialverschleifs.
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6.3 DIE VERSORGUNGSSICHERHEITSVERTRAGE

Als zweite mogliche Variante wird ein moglichst getreues Abbild der Versorgungs-
sicherheitsvertrage des EWI Koln berechnet (EWI Koéln, 2012). Auch hier ergibt sich wieder
eine gewisse Ungenauigkeit aufgrund der relativ kurzen Beschreibung des Ansatzes im
Gutachten. Es wird jedoch vom Autor versucht die Intention des EWI KéIn so gut als moglich

wiederzugeben. Dazu sind wiederum Veranderungen in ATLANTIS notwendig.

e Der Leistungsmarkt: Da die Angebotspreise an einem Leistungsmarkt nicht in
ATLANTIS bestimmt werden miissen, sondern vom Autor ex-ante definiert werden,
ist kein expliziter Leistungsmarkt im Modell notwendig. Deswegen wurden fiir diese
Arbeit einige Felder als globale Variablen definiert, in denen die Leistungspreise fiir
relevante Technologien eingetragen werden. Aus diesen ermittelt das Modell den
teuersten Wert im Jahr des Zubaus®, und setzt diesen als Kapazititspreis fiir den
Bestand in diesem speziellen Jahr, wobei dieser Preis dann fiir den Neubau fiir 15 Jahre
gilt. Hier kann es wiederum zu einer Uberférderung kommen, da der hochste
Leistungspreis als Referenz fiir alle herangezogen wird.

e Abgeltung der Fixkosten: Eine Descending Clock Auction DCA ldsst sich in
ATLANTIS nicht abbilden, da kein Anhaltspunkt fiir das Bietverhalten der Teilnehmer
antizipiert werden kann. Die Intention, die hinter einem Angebotspreis steht der
geringer als diese ist, kann nicht nachvollzogen werden, da dies vom
Kraftwerksportfolio eines Betreibers oder dessen Risikobereitschaft abhdngen wiirde.
Deswegen werden vom Autor berechnete Werte fiir Kraftwerke herangezogen. Eine
Gasturbine wird mit 400 €/kW spezifischen Investitionskosten angenommen und eine
GuD-Anlage mit 650 €/kW (Agentur fiir erneuerbare Energien, 2012). Aufgeteilt wird
dies auf 15 Jahre zu gleichen Teilen mit einer Verzinsung von 5 %. Daraus ergeben sich
die Angebote je MW und Jahr am Kapazitatsmarkt.

e Die Bestandskraftwerke: Der Bestand bietet zu Kosten von null Euro an, was repra-
sentiert, dass eine bereits getatigte Investition nicht mehr zuriickgenommen werden
kann und deswegen keine Kosten angeboten werden sollten.

¢ Einfithrung einer Preisobergrenze: Da der Ansatz der Versorgungssicherheitsver-
trage zweiteilig ist, muss auch auf den Preis am Energiemarkt geachtet werden. Dieser
wird auf einen bestimmten Wert, hier 500 €, begrenzt. Durch diese Begrenzung sollen
die Einnahmen durch Knappheitspreise gesenkt werden, da hier Erlose aus dem
Leistungsmarkt erzielt werden konnen.

¢ Die variablen Kosten: Der Energiemarkt selbst wird weiterhin gleich organisiert und
mit einem Einheitspreis bewertet. Dieser wird jedoch wie beschrieben begrenzt.

52 Falls nur Gasturbinen zugebaut werden setzen diese den Preis. Wenn auch GuD-Anlagen gebaut
werden sind diese teurer und setzen den Preis.
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Mogliche Erweiterung des Ansatzes: Eine Erweiterungsmoglichkeit besteht darin,
dass ein Mindestleistungspreis auch dann eingefiihrt wird wenn kein Zubau statt-
findet. Aufgrund der Vermutung des Autors einer tendenziellen Ubervergiitung wird

dieser Fall jedoch nicht berticksichtigt.

6.4 DER DEZENTRALE LEISTUNGSMARKT??

Der Leistungsmarkt: Am Leistungsmarkt bieten (3 Jahre Vorlaufzeit) Bestands-
kraftwerke mit Fixkosten plus fixe Betriebskosten minus antizipierte Energiemarkt-
erlose und Neubaukraftwerke mit den erwarteten Fixkosten plus fixe Betriebskosten
minus antizipierte Energiemarkterldse an.

Leistungsrestriktion: Die Besonderheit dieses Ansatzes ist, dass nur jene Leistung zur
Verfligung stehen miisste, welche die Kunden vorher fiir sich reserviert haben
(gesamt). Diese ist jedoch, aus Sicht des Autors, wissenschaftlich nicht einfach be-
stimmbar da viele Faktoren eine Rolle spielen konnen. Deswegen miisste in den Simu-
lationen von einem bekannten Lastgang ausgegangen werden.

Abgeltung der Fixkosten: Auch am Leistungsmarkt erfolgt eine Einheitsbepreisung -
alle Kraftwerke bekommen die Vergiitung von neuen.

Bestimmung der Fixkosten: Die Berechnung erfolgt dem Modell ATLANTIS nach-
gelagert da in der Simulation die Fixkosten und fixen Betriebskosten nicht automatisch
bestimmt werden konnen. Theoretisch ware dies zwar moglich, aber um den Ansatz
bestmogliches, effizientes Arbeiten zu ermoglichen werden die Energieerlose
ausgewertet und die Deckungsbeitrdge beriicksichtigt. Dennoch ist gesamt ein
iibermafiiger Gewinn bei den Unternehmen zu erwarten.

Erneuerbare Energien: Der Markt fiir EE kann nicht in die Berechnung miteinbezogen
werden.

Abgeltung der variablen Kosten: Der Energiemarkt selbst wird weiterhin gleich

organisiert und mit einem Einheitspreis bewertet.

5% Aufgrund der teilweise zu ungenauen Angaben und der deswegen schwierig moglichen Umsetzung
im Simulationsmodell ATLANTIS, wird an dieser Stelle auf die Berechnung des dezentralen
Leistungsmarktes verzichtet. Grundsétzlich stellt dieser Ansatz ein umfassendes Konzept in Aussicht,
wobei der Autor nochmals auf die moglichen Uberzahlungen durch eine Einheitsbepreisung sowohl
am Kapazitits- als auch am Energiemarkt hinweisen mochte.
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6.5 ANSATZ ZU KAPAZITATSMECHANISMEN SEITENS DES
AUTORS

Um tibertriebene Gewinne zu vermeiden und trotzdem das notwendige Maf an gesicherter
Leistung zu gewahrleisten, wird versucht einen bestmoglichen Kompromiss der beschrie-

benen Ansatze mittels des Simulationsmodells ATLANTIS zu tiberpriifen.

Hierbei wird der giinstigste mogliche Ausbau mit einem aus Sicht des Autors sinnvollen Plan
fir die zukiinftige Leistungssicherung verglichen. Die Variante mit den geringsten Investi-
tionskosten stellt die Investition in Gasturbinen dar. Diese bieten die niedrigsten Fixkosten im
Vergleich zur gesicherten Leistung die sie bieten. Diese Variante bietet einige Vorteile.
Beispielsweise sind Gasturbinen in der Lage in kurzer Zeit grofie Leistungsgradienten zu
bewidltigen, um somit der fluktuierenden Erzeugung aus dargebotsabhdngigen Energie-
tragern entgegen zu wirken. Allerdings weisen Gasturbinen geringe Wirkungsgrade von 40 %
(RP-Energie-Lexikon) und hohe variable Betriebskosten auf. Durch diese Umstédnde sind
Gasturbinen nur dann die gesamt giinstigste Variante, wenn sie nur wenige Betriebsstunden

im Jahr aufweisen.

Da auch zukiinftig ein hohes Maf§ an konventioneller Kraftwerkskapazitit notwendig sein
wird, um Erzeugung=Verbrauch fiir nahezu alle Betriebsfalle sicherzustellen, ist es sinnvoll
dies so kostengtinstig als moglich zu bewerkstelligen. Da die Volllaststundenzahl der Zubau-
kapazitdten in den Simulationen gering ist, wird auf den Einsatz von GuD-Anlagen anstelle
von Gasturbinen ganzlich verzichtet. Ex-ante kann dies in der Realitdat praktisch nicht
bestimmt werden, was den Einsatz einer umfassenden Simulationssoftware zur moglichst
genauen Abschadtzung von Parametern wie Betriebsstunden, ortlicher Bedarf und dhnlichen

besondere Bedeutung verleiht.

In den verschiedenen Simulationen wird Wert gelegt auf Menge, Ort und sinnvolle Techno-
logie der Kraftwerkszubauten. In einer der Simulation nachgelagerten Rechnung werden die
Kosten bzw. notwendigen Erlose der Kraftwerke (Unternehmen) festgestellt und ausge-
wiesen. Dabei wird an dieser Stelle keine Empfehlung tiber die Aufteilung der Kosten auf die

Endkunden gegeben.

Da die bisherigen Ansitze gute Teilaspekte zur Losung eines zukiinftig funktionierenden
Marktdesigns beitragen konnen, wird fiir den eigenen Ansatz des Autors eine Variation der

ihm sinnvoll erscheinenden Eingriffe der einzelnen Anséatze durchgefiihrt.

Aus dem Basisfall wird der Markt an sich iibernommen, der durch seine jetzige Ausfithrung
als Kraftwerkseinsatz-Optimierungs-und-Tauschborse gute Dienste leistet. Dadurch veran-
dert sich der Einsatz der Kraftwerke in der weiteren Betrachtung nicht vom Einsatz der Kraft-

werke im Basisfall.
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Bei den Versorgungssicherheitsvertragen sind die Abgeltung der Investitionskosten iiber
einen definierten Zeitraum, und eine gewisse Beschrankung des Borsenpreises aufgrund
dieser Zubauten aus Sicht des Autors sinnvoll. Da hier jedoch an beiden Markten (Kapazitat
und Energie) eine Einheitsbepreisung durchgefiihrt wird, kommt es zu massiven Gewinnen.
Diese Gewinne werden dadurch weiter erhoht, da alle Kraftwerke in Jahren eines benétigten
Zubaus die Vergiitung gleich dem zugebauten Kraftwerk erhalten. Dies ist problematisch
aufgrund der Grofie und der Altersstruktur des Kraftwerksparks. Im eigenen Ansatz des
Autors wird nur ein Teilaspekt dessen beriicksichtigt. Zubaukraftwerke erhalten weiterhin
ihre Investitionskosten tiber 15 Jahre vergiitet, wie dies auch in der EWI Variante (EWI Koln,
2012) der Fall ist. Damit sind diese voll bezahlt und gehen faktisch kein Risiko bei der
Investition ein®. Bestandskraftwerke erhalten in diesem Fall eine Sonderregelung. Beim
Bestand werden nur jene Anlagen gefordert, welche t minus 15 Jahre zugebaut wurden. Das
heifst, jene Kraftwerke die zum Zeitpunkt der Inbetriebnahme eines Zubaus nicht alter als 15
Jahre sind erhalten in diesem Jahr gleich hohe Kapazitdtszahlungen pro MW wie der Zubau.
Alle anderen sind aus Sicht des Autors weit genug abgeschrieben oder laufen noch dement-
sprechend lange, sodass sie keine Kapazitatszahlungen erhalten sollten. Ein Beispiel dafiir
ware Laufwasserkraft. Hier konnen Anlagen mit weit mehr als 50 Jahren am Netz sein ohne
wesentliche Re-Investitionen zu bendtigen. Wenn diese Kraftwerke iiber einige Jahre hinweg
Kapazitiatszahlungen erhalten obwohl sie schon vollstandig abgeschrieben und bezahlt sind,
dann entspricht dies eigentlich einer ungewollten Subventionierung. Deswegen werden die
Leistungsvergiitungen im Bereich der Bestandskraftwerke auf diese 15 Jahre nach Betriebs-

beginn limitiert.

Aufierdem ist die Begrenzung des Borsenpreises fiir Personen die sich mit Leistung im Vorfeld
eindecken, und dafiir auch bezahlen, ebenfalls ein Aspekt der in einem zukiinftigen
Strommarktdesign durchaus integriert sein sollte. Eine Abanderung die zwar berticksichtigt
wird, aber nicht zum Tragen kommt, ist die pay-as-bid Abgeltung der Leistungskosten.
Wahrend im Fall der Versorgungssicherheitsvertrage (VSV) die teuerste zugebaute
Technologie den Preis fiir alle Abgeltungen setzt, wird hier das teuerste Angebot einer

Technologie als Referenz fiir alle Kraftwerke dieser Technologie herangezogen®.

Aus dem Bereich der Strategischen Reserve ist die Energieabgeltung der Zubaukraftwerke der
Punkt der vom Autor aufgegriffen wird, und in dhnlicher Weise in den Ansatz integriert wird.
Der Vorschlag im Ansatz des Autors sieht analog zu einiger SR Ansdtzen vor, dass die Kraft-

werke des Zubaus, welche hier ja auch Leistungsvergiitungen erhalten, nur ihre variablen

% Wenn ein Anbieter jedoch eine geringere Vergiitung und damit eine geringere Verzinsung des
Kapitals in Kauf nimmt als alle anderen Anbieter, so kime dieser zum Zug. Das Risiko der Investition
kann jedenfalls ex ante durch das Angebot der gewiinschten Leistungsvergiitungspramie kalkuliert
werden.

% Dies gilt nur fiir den Neubau. Der Bestand erhilt nach wie vor den hochsten Preis. Durch die zeitliche
Beschrénkung wird hier davon ausgegangen, dass dies zu keiner Uberforderung fiihrt.
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Kosten fiir den Einsatz abgegolten bekommen. Da der Zubau bereits iiber die Kapazitats-
zahlungen vollstandig bezahlt wird, ist ein Deckungsbeitrag am Energiemarkt nicht mehr
notwendig. Alle anderen Kraftwerke werden wie {iblich nach dem Einheitspreisverfahren

verrechnet.

Durch diese Kombination aus drei Ansitzen vermeidet der Autor weitestgehend tibertriebene
Gewinne bei den Kraftwerksbetreibern und entfernt gleichzeitig das Risiko fiir notwendige
Investitionen am Stromsektor. Eine Erweiterung die hier nicht betrachtet wird, jedoch
angemerkt werden sollte, ist der Verbleib der Kraftwerke nachdem die Leistungsabgeltungen
ausgelaufen sind. Wahrend einige Ansatze eine no-way-back-Regel fordern und damit die
Kraftwerke nach ihrem Ausscheiden aus einem Kapazititsmechanismus quasi unbrauchbar
machen, sieht der Autor darin eine Verschwendung. Aus Griinden der Vergleichbarkeit der
Kosten und der dadurch entstehenden Gewinne bei den Betreibern wird jedoch auch im
eigenen Ansatz jedes Kraftwerk nach Ablauf der Kapazitatszahlungen aus dem Markt
genommen. Es sollte jedoch seiner Meinung nach lediglich sichergestellt werden, dass diese

Kraftwerke keine weiteren Subventionen in Form von Kapazitiatszahlungen erhalten.
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7 DEFINITION DER SZENARIEN

In diesem Kapitel werden die Inputdaten der Simulationen angefiihrt. Anhand dieser Simula-
tionen werden die verschiedenen Kapazititsmechanismen und die Bewertungen der

Nachfrage durchgefiihrt, und die Ergebnisse daraus im Kapitel 8 dargestellt.

7.1 BASISSZENARIO

Da die Berechnungen im Basisszenario auf eine nationale Betrachtung Deutschlands ausgelegt
sind, wird auf die Inputdaten fiir Deutschland besonders Wert gelegt. Der Grofsteil der
Annahmen stammen aus dem Szenariorahmen 2011 der Bundesnetzagentur (BNA, 2012),
sowie dem NEP 2012 (NEP, 2012) und 2013 (NEP, 2013). Die abgetrennte Berechnung von
Deutschland lduft zwar grundsatzlich gegen den Trend eines einheitlichen europdischen
Marktes (z.B. fiir Regelenergie®), jedoch gehen die meisten Mechanismen fiir einen
zukiinftigen Markt, die derzeit im Gesprdach sind, von einer nationalen Deckung der
Nachfrage aus, weshalb aus Konsistenzgriinden auch in dieser Arbeit davon ausgegangen
wird. Zusétzlich werden jeweils Simulationen mit den in Deutschland benétigten Kraftwerken
zur nationalen Spitzenlastdeckung im europdischen Verbundsystem durchgefiihrt. Der Autor
mochte darauf hinweisen, dass die notwendigen Zubauten bei einem {iiberregionalen Mecha-
nismus (bspw. gesamt Europa) geringer sind, als die Summe der Zubauten aus nationalen

Betrachtungen.

Nachfrage: Die Nachfrage ist in diesem Szenario als konstant vorgegeben. Sowohl die
Spitzenlast, als auch der Energieverbrauch beziehen sich auf das NEMO I Gutachten und

bleiben konstant, was eine gewisse Effizienzsteigerung darstellt (Consentec, 2012a).

Kraftwerke: In der verwendeten Variante werden keine neuen Kraftwerke zugebaut. Der
Stand der Kraftwerke ist der vom 1.1.2012. Erzeugungseinheiten welche zwischen 1.1.2012
und 31.12.2035 aufler Betrieb gehen, werden am gleichen Standort mit den gleichen
Parametern wieder zugebaut. Die Ausnahmen dabei sind Ol- und Kernkraftwerke. Ol ist als
Brennstoff mittlerweile kaum mehr im Einsatz, und eine Weiterfithrung dieser ware nicht
angemessen. Die Kernenergie wird aus politischen Griinden ausgesetzt und nicht mehr weiter
als Erzeugungstechnologie eingesetzt. Um einmalig den Gesamtbedarf abschitzen zu konnen
wird auch eine Simulation gerechnet bei der alle Kraftwerke nach 1.1.2012 nach Ende ihrer

technischen Nutzungsdauer aufler Betrieb gehen.

Erneuerbare Energien: EE werden wie auch konventionellen Kraftwerken nicht zugebaut.
Lediglich Biomasse-Kraftwerke werden wie thermische Kraftwerke nach Auslauf ihrer

Lebensdauer erneuert. Bei der Berechnung der notwendigen Kapazitat bis 2035 werden keine

5% Dije ENTSO-E steht bspw. fiir eine Vereinheitlichung des Regelenergiemarktes. Hier angefiihrt sei eine
Studie iiber Organisation des Marktes fiir Regelenergie in Europa (ENTSO-E, 2013a).
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weiteren Kraftwerke berticksichtigt. In spaterer Folge wird ein Ausbau der Windkraftanlagen
um 45 GW bis 2030 bei der Simulation der Kapazitatsmarkte miteinbezogen. Diese haben eine
dementsprechende Auswirkung auf die Energieproduktion der Zubaukraftwerke, werden
aber aus Leistungsdeckungssicht mit null bewertet. Dies ist eine hier getroffene Annahme. In
der Realitdt ist der Beitrag von dargebotsabhdngigen Energietragern zur Leistungsdeckung
ungewiss, jedoch der Beitrag zur Energiedeckung pro Jahr gut prognostizierbar. Der

Photovoltaikzubau wird nicht berticksichtigt.

Netz/Leitungen: Leitungen werden ebenfalls aus dem NEP 2012 {ibernommen, wobei in
diesem Fall die geplanten HGU-Korridore des NEMO II Gutachtens bereits beinhaltet sind
(TU Graz (IEE,IFEA,IHS), 2012).

7.1.1 AUTOMATISCHER KRAFTWERKSZUBAU MIT DEM SIMULATIONSMODELL
ATLANTIS

Im Simulationsmodell ATLANTIS ist ein Optimierungsalgorithmus fiir die Berechnung der
fehlenden Leistung bzw. zur Deckung der Jahreshochstlast implementiert. Leitungs- und
Transformatorrestriktionen werden bei dieser Berechnung mit berticksichtigt. Allerdings gilt
hier, dass fiir die Optimierung nicht zwangslaufig ein verbrauchsnaher Knoten herangezogen
werden muss. Lediglich das Ergebnis des Lastflusses ist entscheidend. Dieser Umstand kann
im Unterkapitel 7.1.2.3 deutlich erkannt werden. So werden Kraftwerke hauptsachlich im
Norden Deutschlands zugebaut, da diese eine starke Netzanbindung aufweisen. Insgesamt
werden in der Basissimulation Kraftwerke im Umfang von 19.200 MW zugebaut. Dieser
Zubau ist in Abbildung 45 im zeitlichen Verlauf dargestellt.

7.1.2 MANUELLER KRAFTWERKSZUBAU DURCH EINEN ,, INTELLIGENTEN"

KRAFTWERKSBETREIBER
Das Simulationsmodell ATLANTIS beinhaltet Lastflussalgorithmen, welche den Bedarf an

neuen Kraftwerken feststellen konnen (Nacht, 2010). Dies bedeutet jedoch nicht, dass dieser
Algorithmus die Kraftwerke zwangslaufig an den ,sinnvollsten” Knoten zubaut. Vielmehr
wird auf die Losbarkeit des Lastflusses geachtet. Um diesem Umstand entgegen zu wirken,
wurde eine Simulation durchgefiihrt, bei der der Fokus auf der Uberpriifung des Standortes

eines jeden Kraftwerks gelegt wurde.

7.1.2.1 METHODISCHE VORGANGSWEISE

Im ersten Schritt wurde die Simulation mit den Parametern der Basissimulation fiir sich alleine
berechnet. Bei jedem vom Modell erkannten Zubau, wurde nach Beendigung des jeweilig
notwendigen Zubaus die Simulation abgebrochen. Anschliefsend fand eine Auswertung der
zugehorigen Lastsituation statt. Solch eine beispielhafte Auswertung wird in Abbildung 43
dargestellt. Dabei wird mittels der Ergebnisse aus den Rechnungen festgestellt, an welchen

Knoten von der Optimierung ein Fehlbedarf festgestellt wird, und wie hoch dieser ist. Danach
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wird mittels des ATLANTIS-Visu-Tools, welches speziell zur Darstellung der Ergebnisse
entwickelt wurde, kontrolliert wie sich die Lastfliisse an den Fehlbedarfsknoten und um diese

herum verhalten. Dann wird vom Autor entschieden, an welchen Knoten der Zubau sinn-

vollerweise stehen sollte.
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ABBILDUNG 43: DARSTELLUNG EINER LASTAUSWERTUNG IM RUHRGEBIET IM JAHR 2034 (VERWENDET:
GOOGLE EARTH (GOOGLE INC., 2013)- EIGENE DARSTELLUNG)
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ABBILDUNG 44: ABLAUF DES MANUELLEN KRAFTWERKSZUBAUS
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In Abbildung 44 wird der iterative Prozess des Kraftwerkszubaus veranschaulicht. Dabei ist
der Start- und Endpunktimmer ein Simulationsdurchlauf. Dieser Ablauf wird solange wieder-
holt, bis keine Zubaukraftwerke mehr notwendig sind um die Jahreshochstlast bzw. die
bendtigte Energie zu decken. Es sei an dieser Stelle nochmals darauf verwiesen, dass hier von
einer nationalen Deckung in Deutschland durch deutsche Kraftwerke ausgegangen wird.

Deswegen ist der Zubau in dieser Hohe notwendig.

7.1.2.2 ERGEBNISSE DES KRAFTWERKSZUBAUS

Unter den Annahmen des Basisszenarios sind manuelle Zubauten im Umfang von 19.550 MW
notwendig. Die Voraussetzung fiir diesen Zubau sind das Auslaufen aller Neubaukraftwerke
nach 15 Jahren Betrieb. Diese kurze Betriebsdauer wurde aufgrund dessen gewahlt, da
Ansdtze wie die Strategische Reserve oder Versorgungssicherheitsvertrage von einer
Vergiitung von 15 Jahren ausgehen, und diese Kraftwerke danach voll bezahlt sein miissen.
Bei der SR kommt hinzu, dass Kraftwerke die sich fiir Kapazitdtszahlungen angemeldet haben
nicht mehr in den Energiemarkt zuriickkehren diirfen (EWI Ko6ln, 2012). Diese Annahme ist
insofern plausibel, da solche Reservekraftwerke nur wenige Stunden eingesetzt werden und
auflerst flexibel sein miissen. Diese Flexibilitdt geht allerdings zu Lasten der Lebensdauer von
Teilen bzw. der gesamten Anlage. Wie bereits aus anderen Studien entnehmbar, wurden aus
Kostengriinden im ersten Schritt nur Gasturbinen-Kraftwerke zugebaut (EWI Koln, 2012)
(enervis, BET, 2013). Im Modell kann dies durch einfache Eingriffe in die Kraftwerks-
technologie verandert werden, was jedoch mit Mehrkosten verbunden ist. Abbildung 45 zeigt
den zeitlichen Verlauf und die Menge an zusatzlicher Kraftwerksleistung die zwischen 2016

und 2035 notwendig ist um Last und Energie zu decken.

7.1.2.3 VERGLEICH DER SZENARIEN

Der Optimierungsalgorithmus im Simulationsmodell ATLANTIS findet unter den gegebenen
Bedingungen die ,beste” Losung mit einer zugebauten Gesamtleistung von 19.200 MW.
Hingegen ergab die Auswertung der Lastfliisse und Leitungsauslastungen in Kombination
mit dem Verbrauch, dass ein Zubau von 19.550 MW notwendig ist um die Last alleine durch
deutsche Erzeugung zu decken. Der zeitliche Verlauf des Zubaus in beiden Varianten wird in
Abbildung 45 dargestellt. Diese Leistung wird verbrauchsnahe, jedoch manuell erstellt
weshalb sich ein geringfligig hoherer Zubaubedarf ergibt.

Der Grofiteil der Zubauten findet im Jahr 2022 statt, was auf den Ausstieg aus der Kern-
energienutzung zuriickzufiihren ist. Im Bereich nach 2030 ist ebenso ein erhShter Zubaubedarf
zu sehen. Dieser Zubau ist zu einem grofien Teil der Laufzeitbeschrankung der Kraftwerke (15
Jahre) geschuldet und auch der Ungewissheit der Daten ab 2032.
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ABBILDUNG 45: GEGENUBERSTELLUNG DES ZEITLICHEN ZUBAUVERLAUFS MITTELS OPTIMIERUNG IN
ATLANTIS UND MANUELL DURCH AUSWERTUNG FUR DEUTSCHLAND

In Abbildung 46 wird der Zubau geographisch dargestellt. Die erwdhnte ,,Unabhangigkeit”
des Zubauortes fiir den Optimierungsalgorithmus ist aus der Abbildung deutlich ersichtlich.
Der Zubau durch ATLANTIS findet hauptsachlich im Norden (Bereich um Hamburg) und zu
einem Teil im Ruhrgebiet statt. Hingegen ist der manuelle Zubau weit gestreuter. Es erfolgen
betrdchtliche Zubauten im Norden, im Ruhrgebiet und im Siiden. Lediglich der Osten weist

nahezu keine Probleme auf, und bendtigt wenig neue Kraftwerke.

Ein entscheidendes Kriterium, welches hier nicht beachtet wurde, ist der momentane Trend
zur Kraftwerksstilllegung(-sanzeige) (Bundesnetzagentur, 2014). Sollten solche erhebliche
Mengen (zum betrachteten Zeitpunkt tiber 9 GW) an Kapazitat, wie sie derzeit bei der
Bundesnetzagentur angemeldet sind, aufler Betrieb gehen, so wird dieser Zubau nicht
ausreichen, um unter den gegebenen Randbedingungen die sichere Versorgung mit

elektrischer Energie gewahrleisten zu konnen.

117/201



Kapitel 7

Definition der Szenarien

Inbetriebnahmejahr

® 2016
@ 2018
@ 2020 i%g\ ‘02
O 2022 »f =7 }/\ r@
® 2023 SehiasuigHokia
oy /“w \ - Lo
O 2025 ,_a.r . % »w enpurg Vorpammenn g
© 2028 \L e~ o '“3);
- ;
© 2032 , %}’ NG <
® 203 | ‘M. TN ) N
£ . X . A )
= 1 1 < 7 o
( ,) '} q = 0 > ( g\
3 =8 i‘@ 6{ i J
S r, ; v 4
; ) O~ )
Nordrhein-Westfal ) f"’} A (f"fm Lo 4“‘"’)’ \\‘
) S g L ¢ -
5 2 SN 2 3 /
4 5 ,5‘?; “\.\5:;_\ sachsen(@) \4\7_\/
3 LN 27 Tharingen i N
& 2N & I
&, Hesse P (@) P Y
el ) S ST ) '\r\(\/'
{ & O T s
&ﬁ\, Rhelnland£taiz "J‘LO { ?
L~y @™
>/ arian as\ \7 T JL’I, \‘\
o £ i -
i \ vw\d & Bayern k'\-\
J @ } {
) Baden-Wirttemberg ;?m ;/ ~7
ot v
{f \ o
) ¢ @ N
r‘ _n ’,-

ABBILDUNG 46: ZUBAUORT UND-ZEITPUNKT ALLER 96 KRAFTWERKE

DES BASISSZENARIOS LAUT ATLANTIS-OPTIMIERUNGY

7.2 BENOTIGTER KRAFTWERKSZUBAU OHNE REFURBISHMENT

Im Basisszenario wurde mit der ATLANTIS Optimierung ein zusatzlicher Kraftwerksbedarf

von 19.200 MW festgestellt. Dieser Zubau kam aufgrund dessen zustande, da thermische

Kraftwerke wie beschrieben in ihrer Laufzeit verlangert wurden.

In diesem fiktiven Szenario werden nun keine thermischen Kraftwerke nach ihrer technischen

Nutzungsdauer verlangert. Die einzige Technologie die weiter auch nach dem Auslaufen der

technischen Nutzungsdauer wieder reaktiviert wird, sind Biomasse-Kraftwerke. Diese sind

sowohl aus Umweltsicht, als auch durch ihre Bedarfsgerechtigkeit fiir die Elektrizitats-

wirtschaft, wertvoll und werden deswegen wiedererrichtet. Durch diese Mafsnahme gehen

von 2012 bis 2035 etwas mehr als 34 GW Kraftwerkskapazitiat aufser Betrieb. Der Ausgangs-

punkt der Berechnung sind nun 19,2 GW aus der Basissimulation plus diese 34 GW die nicht

%7 Die Kartendarstellungen in dieser Arbeit basieren auf kostenlos zur Verfiigung gestelltem Material
der Global Administrative Areas (GADM, Version 1.0, Marz 2009) (GADM, 2009) fiir Bundeslander-
grenzen und NUTS2-Regionen sowie dem Datensatz VG250 (© GeoBasis-DE/ BKG 2014) (Bundesamt
fiir Kartographie und Geodasie, 2012) mit Stand vom 31.12.2012 fiir Gemeindegrenzen.
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mehr im System sind. Somit ergibt sich aus der Basissimulation ein theoretischer Bedarf an
Kraftwerkskapazitat bis 2035 von 53.229 MW. Durch den hohen Bedarf wurde die Berechnung
fiir einen auslaufenden Kraftwerkspark mit einer Blockgrofie von 200 MW bewerkstelligt.
Durch diese grofle, aber realistische, Blockgrofie erhoht sich der Bedarf an Kraftwerken um
genau 10 GW in der kumulierten Betrachtung bis 2035 auf 63,2 GW>. Hier kommt der Effekt
zu tragen, das kleine, verbrauchsnahe Kraftwerke die bisher den Bedarf gedeckt haben durch
die antizipiert fehlende Wirtschaftlichkeit vom Netz gehen, und in weiterer Folge fiir jede

noch so geringe Unterdeckung ein 200 MW Block aufgestellt wird.

Der Mehrbedarf an Kapazitat in kumulierter Weise ist Abbildung 47 zu entnehmen. Die
Differenzen der einzelnen Jahre in Bezug auf die Zubaumenge wird in Abbildung 48 darge-
stellt. In dieser Darstellung sei darauf hingewiesen, dass ein betrachtlicher Teil des Zubaus im
Szenario ohne Refurbishment, und auch ein gewisser Anteil des Zubaus im Basis-Szenario auf

die Beschrankung der Laufzeit der Zubaukraftwerke auf 15 Jahre* geschuldet ist.
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ABBILDUNG 47: KUMULIERTER KRAFTWERKSZUBAU - IM VERGLEICH:
BASIS-SZENARIO MIT UND OHNE REFURBISHMENT AB 2013

Sowohl der Basisfall, als auch diese Betrachtung sind nun nicht realistisch. Ein Mittelweg wird
in der Realitit gegangen werden. Zum einen werden Kraftwerke aufgrund ihrer strategisch

wichtigen Lage durch diverse Subventionen am Netz gehalten, aber zum anderen werden

% Bis zum Jahr 2030 werden in der Simulation 46,4 GW zugebaut. Im Vergleich dazu gibt EWI in seinen
Berechnungen 55 GW bis 2030 an (EWI Koln, 2012).

% In den betrachteten Ansédtzen werden jeweils Laufzeiten fiir Kapazitatszahlungen von 15 bis maximal
20 Jahren angesetzt. Durch diese Einschrankung des moglichen Verdienstes am Leistungsmarkt geht
der Autor davon aus, dass Neubaukraftwerke nach 15 Jahren aufler Betrieb gehen und Ersatzkraftwerke
fiir diese benotigt werden.
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einige GW in den néchsten Jahren auch aus diversen Griinden zur Stilllegung angemeldet
(Bundesnetzagentur, 2014). Ein weiterer Unsicherheitsfaktor ist der Ausbau von Windkraft-
anlagen, welche in der absoluten Zubaumenge noch nicht fiir solch einen langen Zeitraum
abschatzbar sind.
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ABBILDUNG 48: VERGLEICH DES JAHRLICH BENOTIGTEN ZUBAUS IM
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7.3 DIE STRATEGISCHE RESERVE

Ausgehend vom Basisszenario wurden die benétigten Zubaukraftwerke in Deutschland in die
Stammdatenbank von ATLANTIS {ibernommen. Dabei wurden die Voraussetzungen der

Strategischen Reserve berticksichtigt. Diese sind:

e Die Ubernahme der als benétigt detektierten Kraftwerke

¢ Die Bestimmung der Kosten und die Einfiihrung der Abgeltung fiir Kapazitats-
zahlungen im Bereich des Kraftwerkszubaus

e Die Einfithrung einer Vergiitungsdauer fiir Kraftwerke im Neubereich bzw. die
Moglichkeit fiir eine variable Vergiitungsdauer fiir Kraftwerke

¢ Die Einfiihrung eines Ausldsepreises bei Aktivierung der strategischen Reserve

Die grundsatzlichen Berechnungen wurden wie auch im Basisszenario fiir Deutschland in
einer ,Ein-Land-Simulation” durchgefiihrt. Dadurch kann die Forderung nach einer
alleinigen Deckung der Spitzenlast durch deutsche Kraftwerke erfiillt werden. Weiters wird
wie bei der Betrachtung des derzeitigen Marktsystems anschliefend eine Berechnung fiir
gesamt Europa durchgefiihrt. Zum Abschluss werden die Szenarien hinsichtlich der Einsatz-

stunden bzw. der Kosten und Verdienstmoglichkeiten aller Betreiber durchgefiihrt.
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7.4 DIE VERSORGUNGSSICHERHEITSVERTRAGE

Ausgehend vom Basisszenario wurden die benttigten Zubaukraftwerke in Deutschland in die
Stammdatenbank von ATLANTIS {ibernommen. Dabei wurden die Voraussetzungen der

Versorgungssicherheitsvertrage berticksichtigt. Diese sind:

e Die Ubernahme der als benétigt detektierten Kraftwerke

e Die Bestimmung der Kosten und die Einfiihrung der Abgeltung fiir Kapazitats-
zahlungen im Bereich des Kraftwerkszubaus fiir alle sinnvollen Technologien (Gastur-
bine, GuD-Anlage, Steinkohlekraftwerk, Braunkohlekraftwerk)

¢ Die Einfiihrung einer Vergiitungsdauer fiir Kraftwerke im Neubereich

e Den Erhalt der Kapazitatszahlungen fiir Bestandskraftwerke in jenen Jahren, in denen
ein Zubau notwendig ist

e Die Begrenzung des Borsenpreises gemafs der Vorgabe einer Preisoption auf produ-

zierte Energie

Die grundsatzlichen Berechnungen wurden wie auch im Basisszenario fiir Deutschland in
einer ,Ein-Land-Simulation” durchgefiihrt. Dadurch kann die Forderung nach einer
alleinigen Deckung der Spitzenlast durch deutsche Kraftwerke erfiillt werden. Weiters wird
wie bei der Betrachtung des derzeitigen Marktsystems anschlieffend eine Berechnung fiir
gesamt Europa durchgefiihrt. Zum Abschluss werden die Szenarien hinsichtlich der Einsatz-

stunden bzw. der Kosten und Verdienstmoglichkeiten aller Betreiber durchgefiihrt.

7.5 ANSATZ ZUR NACHFRAGEEINBEZIEHUNG

Im Fall der Nachfrage wurden Variationsrechnungen des Basisszenarios mit verschiedenen
Lastgangen bzw. Spitzenlasten vorgenommen. Dazu wurde der Lastgang aus dem NEMO I
Gutachten von Consentec (Consentec, 2012a) aus dem Basisszenario ohne den Zubau der
Windenergie (wird in den folgenden Betrachtungen als ,, Original” bezeichnet) auf fiinf Arten

verandert:

e Verringerung der Spitzenlast um drei GW (Minus 3 GW)

e Verringerung der Spitzenlast um sechs GW (Minus 6 GW)

e Verringerung der Spitzenlast um neun GW (Minus 9 GW)

e Erhohung der Spitzenlast um drei GW (Plus 3 GW)

e Erhohung der Windkraftleistung um 45 GW bis 2030 bei ,,Original” Lastgang (Wind)

Dabei gilt es hier festzuhalten, dass der Energiebedarf in jeder Variation konstant gehalten
wurde, also eine reine Lastverschiebung und keine Verringerung stattfindet. Die Variations-
rechnungen dazu wurden einerseits mit einer reinen Leistungsdeckung ohne Sicherheitserve,
und mit 5 % Reservehaltung fiir ungeplante Ausfille durchgefiihrt (ENTSO-E, 2013). Die
Annahmen zum Kraftwerkspark werden in Abbildung 49 dargestellt. Dies ist der Basiskraft-

werkspark, welcher auch fiir alle anderen Simulationen verwendet wird.
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ABBILDUNG 49: STANDARDKRAFTWERKSPARK ALS AUSGANGSLAGE FUR DIE BERECHNUNGEN
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ABBILDUNG 50: KRAFTWERKSPARKENTWICKLUNG MIT WINDKRAFTZUBAU

Hier werden, wie bereits in Kapitel 7.1 beschrieben, alle Kraftwerke mit Stand 1.1.2012 gleich-
bleibend beibehalten. Ausnahmen bilden nur die Gruppe der Olkraftwerke, da diese nicht
mehr Stand der Technik sind und aus wirtschaftlichen wie umwelttechnischen Griinden nicht
zu verwenden sind, und die Kernkraftwerke, welche laut politischer Vorgabe bis 2022 nicht
mehr am Elektrizitatsmarkt teilnehmen. Die Variante ,Wind” wurde nur mit dem Original-
lastgang berechnet und in die Vergleiche mit einbezogen. Die Darstellung der Kraftwerks-
parkentwicklung fiir den Wind-Fall erfolgt in Abbildung 50.

Ausschnitte der verschiedenen verwendeten Lastgdnge zur Simulation der Auswirkung der

Nachfrage auf den Kraftwerksbedarf werden in Abbildung 51 gezeigt. Hier wird jener Teil der

122/201



Kapitel 7 Definition der Szenarien

Jahresdauerlinie (1.000 hochste Laststunden) vergrofiert dargestellt, bei dem die meisten

Veranderungen vorgenommen werden.
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ABBILDUNG 51: AUSSCHNITT DER 1.000 HOCHSTEN LASTSTUNDEN (JAHRESDAUERLINIE) DER
NACHFRAGE WELCHE IN DEN ATLANTIS SIMULATIONEN VERWENDET WERDEN (QUELLE: (CONSENTEC,
2012A); EIGENE BERECHNUNG UND DARSTELLUNG)

Dabei wurde kein bestimmter Algorithmus verwendet, sondern der Lastgang per Hand so
geformt, dass die Bedingungen der Lastsenkung und -erh6hung eingehalten wurden. Im Falle
der Lasterhohung werden alle Lastwerte im Bereich von drei GW unter der Hochstlast
ermittelt, und mit dem Differenzwert auf die jeweilige Nachfrage aufgeschlagen. In den
darauffolgenden Stunden werden dieselben Werte wieder abgezogen. Das heifit es werden
jene Werte herausgezogen, welche drei GW unter der originalen Jahreshochstlast (JHL) liegen.
Diese werden dann zur originalen Spitzenlast addiert. In den nachstmoglichen Stunden nach
solch einer Lasterhohung wird derselbe Wert als Lastsenkung eingebracht. So bleibt die

Energie unverandert und die JHL steigt um drei GW.

Fiir die Félle der Lastsenkung wurde vom Lastwert je Stunde die JHL minus dem
gewiinschten Reduktionsgrad (bspw. JHL -6GW) abgezogen. Alle positiven Werte dieser Dif-
ferenz miissen nun vom Originallastgang ,,abgetragen” werden und auf andere Stunden
verteilt. Im Fall der drei GW Senkung, welche die realistischste ist, sind dies lediglich 39 GWh

verteilt auf 40 Stunden im Jahr. Dieser Wert sollte in der Realitat durchaus erfiillbar sein.

Im Gegensatz dazu sind bei sechs GW bereits 147 Stunden des Jahres betroffen und im Fall
von neun GW Lastsenkung 758 Stunden. In der Auswertung der Szenarien wird gezeigt, dass
die Absenkung um drei GW nicht nur am einfachsten zu erreichen ist, sondern auch am wirt-

schaftlich sinnvollsten. Siehe dazu Kapitel 8.2.
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7.6 EIGENER ANSATZ EINER MOGLICHEN UMSETZUNG EINES
KAPAZITATSMARKTES

Ausgehend vom Basisszenario wurden die benétigten Zubaukraftwerke in Deutschland in die
Stammdatenbank von ATLANTIS iibernommen. Dabei wurden Veranderungen vorgenom-

men, welche die Variante eines Kapazitatsmarktes von Seiten des Autors definieren.
Diese sind:

e Die Ubernahme der als benétigt detektierten Kraftwerke

¢ Die Bestimmung der Kosten und die Einfiihrung der Abgeltung fiir Kapazitats-
zahlungen im Bereich des Kraftwerkszubaus fiir alle sinnvollen Technologien
(Gasturbine)

¢ Die Einfiihrung einer Vergiitungsdauer fiir Kraftwerke im Neubereich

¢ Die Beriicksichtigung von Kapazitatszahlungen fiir Bestandskraftwerke, sofern sie das
maximal definierte Alter fiir Forderungen nicht tibersteigen (hier 15 Jahre)

e Die Begrenzung des Borsenpreises da jene Kunden die sich mit Leistung eingedeckt
haben (hier angenommen alle) nicht mehr als einen Hochstsatz von 500 €/ MWh
bezahlen

e Zubaukraftwerke erhalten fiir ihre Energielieferung nur mehr ihre tatsdchlichen

Kosten, und nicht wie alle anderen den MCP

Die grundsatzlichen Berechnungen wurden wie auch im Basisszenario fiir Deutschland in
einer , Ein-Land-Simulation” durchgefiihrt. Dadurch kann die Forderung nach einer allein-
igen Deckung der Spitzenlast durch deutsche Kraftwerke erfiillt werden. Die Auswertung der

Ergebnisse erfolgt auf vergleichbarer Weise mit den anderen Kapazitatsmechanismen.
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8 ERGEBNISSE DER BERECHNUNGEN

In diesem Kapitel werden die Simulationen nach vergleichbaren Gesichtspunkten analysiert
und dargestellt. Dabei liegt der Fokus auf der notwendigen Zubauleistung und den Kosten

fir die Endkunden bzw. die berechneten Gewinne oder Verluste der Kraftwerksbetreiber.

8.1 BESTIMMUNG DER KOSTEN FUR VERSCHIEDENE
TECHNOLOGIEN

Fiir die Berechnung der Kosten je Technologie wurde in einfacher Weise die Annuitaten-
methode herangezogen. Dabei gilt fiir jede Technologie ein Kalkulationszinssatz von 5 %,
sowie eine Laufzeit von 15 Jahren. Die Zeitdauer wird in den meisten Ansatzen mit 15 Jahren
festgesetzt und wird hier deshalb als Basis fiir die komplette Riickzahlung der Investition
angenommen. Eine weitere Annahme ist, dass alle Zubaukraftwerke eine installierte
Nettoleistung von 200 MW aufweisen. Eigentlich miisste fiir die Betrachtung der Kosten die
Bruttoleistung herangezogen werden. Der Autor entschied sich jedoch aus zwei Griinden fiir
die Nettoleistung. Zum einen liefert nur diese den effektiven Beitrag zur Systemstiitzung, und
zum anderen ist der Unterschied zur Bruttoleistung bei den betrachteten Technologien mit ca.

3 % sehr gering ist.

Allgemein gilt fiir die annuitatische Betrachtung Gleichung 1 (Welt der BWL):

_ o (1+0)™xi
a=CyXKWF,; = Cy X )1 (1)
a...Annuitat Co...Kapitalwert i...Kalkulationszinssatz
n...Laufzeit KWEh,...Annuitatenfaktor bzw. Kapitalwertfaktor

8.1.1 GASTURBINE

Fiir den Neubau einer Gasturbine werden spezifische Investitionskosten von 400 €/kW veran-
schlagt (Agentur fiir erneuerbare Energien, 2012). Aufgrund der allgemeinen Annahmen und
den spezifischen Kosten fiir eine Gasturbine ergeben sich gesamte Investitionskosten von 80
Mio. € fiir ein 200 MW Kraftwerk. Aufgeteilt mit der Annuititenmethode auf 15 Jahre ergibt
dies eine Jahrliche Zahlung von 7,7 Mio. € bzw. jahrliche Kosten je MW von 38.536,92 €.
Aufgrund dieser Rechnung wird vereinfacht ein Wert pro MW fiir eine Gasturbine von

38.500 € angenommen. Dieser Wert gilt fiir alle simulierten Ansitze gleich.

8.1.2 GUD-ANLAGE

Fiir den Neubau einer GuD-Anlage werden spezifische Investitionskosten von 650 €/kW
veranschlagt (Agentur fiir erneuerbare Energien, 2012). Wiederum unter den gleichen
Bedingungen wie beschrieben ergibt sich ein Gesamtanlagenwert von 130 Mio. €. Diese teilen
sich auf in 12,5 Mio. € pro Jahr bzw. auf 62.622 €/ MW pro Jahr. Aufgrund des komplexeren
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Aufbaus solcher Anlagen wurde vom Autor eine geringe Sicherheitsmarge bei der
Berechnung miteinbezogen, weshalb in der Simulation 65.000 €/ MW pro Jahr veranschlagt

werden.

8.1.3 STEINKOHLEKRAFTWERK

Die néchst gilinstigere thermische Erzeugungsanlage ist ein Steinkohlekraftwerk. Hier ergeben
sich durchschnittliche Kosten von ungefahr 1.400 €/kW (Agentur fiir erneuerbare Energien,
2012). Dadurch ergibt sich ein Anlagenwert von 280 Mio. €. Diese teilen sich wiederum auf in
27 Mio. € pro Jahr bzw. 134.879 €/ MW pro Jahr. In der Simulation wird diese Technologie mit
135.000 €/MW pro Jahr berticksichtigt.

8.1.4 BRAUNKOHLEKRAFTWERK

Die letzte Technologie die in Erwédgung gezogen werden kann sind Braunkohlekraftwerke.
Hier ergeben sich durchschnittliche Kosten von ungefahr 1.700 €/kW (Agentur fiir erneuerbare
Energien, 2012). Dadurch ergibt sich ein Anlagenwert von 340 Mio. €. Diese teilen sich
wiederum auf in 32,7 Mio. € pro Jahr bzw. 163.782 €/ MW pro Jahr. In der Simulation wird
diese Technologie mit 165.000 €/ MW pro Jahr beriicksichtigt.

ZUSATZ: Es wird zwar in der Studie des EWI KoIn (EWI Koln, 2012, S. 2) davon ausgegangen,
dass ein Zubau von 6,7 GW an Braunkohlekraftwerken mit CCS Technologie stattfindet, da
Braunkohle jedoch die teuerste Technologie der Betrachtung darstellt (mit Berticksichtigung
von CCS wiren die Kosten noch hdoher), verzichtet der Autor auf die Integration dieser

Technologie.

Die Berticksichtigung mehrerer Technologien kann eine Erweiterung der vorhandenen Arbeit
darstellen. Da sich jedoch aufgrund der Einsatzzeiten keine andere Technologie als Gastur-
binen anbieten, wird hier darauf verzichtet. Im Simulationsmodell ATLANTIS ist diese Erwei-
terung auf mehrere Technologien vom Autor implementiert worden, und konnte jederzeit fiir

weitere Arbeiten am Institut genutzt werden.

8.2 N ACHFRAGESEITE DES KAPAZITATSMARKTES

Ein oft vernachldssigtes Thema bei der Betrachtung der Kapazitatsmarkte ist die Nachfrage.
Dabei wird sie zwar in den Ansdtzen erwahnt, jedoch aus Sicht des Autors nie in die Berech-
nungen (falls vorhanden) eingebunden. Bei den analysierten bestehenden Ansitzen werden
lediglich die notwendigen Kraftwerkszubauten beleuchtet, wobei die Beschreibung der Szena-

rien kurz ausfallt.
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8.2.1 VERGLEICH DER NOTWENDIGEN ZUBAUTEN IN DEN SZENARIEN

Die Ausgangsparameter fiir die Berechnungen werden bereits in Kapitel 6.1 beschrieben. An
dieser Stelle sollen die Ergebnisse und die daraus moglichen Schlussfolgerungen dargestellt
werden. Zu beachten ist hier, dass die Zubauten, bis auf den ausgewiesenen Windfall, ohne
den Beitrag eines Windkraftzubaus zur Leistungsdeckung in der Zukunft berechnet werden

(im Gegensatz zu den Berechnungen der Kapazitdtsmechanismen).

8.2.1.1 NOTWENDIGER KRAFTWERKSZUBAU OHNE AUFSCHLAG EINER
SICHERHEITSRESERVE

Die Leistung: Das Mindestziel, welches erreicht werden muss um eine Lastdeckung in
Deutschland mit nationalen Kraftwerken zu ermoglichen ist die genaue Deckung der Spitzen-
last. Diese Last entspricht im Ausgangsfall 85.848 MW zur Spitzenlastzeit. Dies bedeutet noch
nicht zwingend, dass die Deckung der Energie moglich ist. Speziell im Fall mit hohem
Windzubau und Erwartungswerten beim Beitrag zur Spitzenlast traten Probleme bei der
Energiedeckung auf. Wenn vom Standpunkt des NEMO I Gutachtens (Consentec, 2012a)
ausgehend keine weitere Erhohung der Last angenommen wird, und nur die Deckung der
Spitze ohne Reserve angenommen wird, so stellt sich in ATLANTIS das Ergebnis aus
Abbildung 52 ein.
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ABBILDUNG 52: KRAFTWERKSZUBAUBEDARF BEI VERSCHIEDENEN
NACHFRAGEFALLEN OHNE 5 % SICHERHEITSRESERVE

Die Energiedeckung: Neben der Leistungsdeckung ist auch die Energiedeckung zwingend
notwendig. So kann beispielsweise in der Realitat der Fall eintreten, dass zwar die JHL gedeckt
ist, aber in einer beliebigen Stunde im Jahr kann die Energie nicht gedeckt werden, was zwar

auch einer Leistungsunterdeckung entspricht, jedoch hier als Energieunterdeckung gewertet
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wird, da das Modell ATLANTIS mit Periodenwerten arbeitet, und nicht stundenscharf. Wenn
nun im Sommer oder in der Ubergangszeit Kraftwerkswartungen durchgefiihrt werden, und
zusédtzlich Anlagen ausfallen, dann kann auch eine Nachfrage die eigentlich deutlich unter der

Jahreshochstlast (JHL) liegt zu Problemen fiihren.

Ein wichtiges Indiz dafiir, ob ein Kraftwerk wirtschaftlich produzieren kann oder nicht, ist die
Anzahl der Volllaststunden, wobei bei einer Verflachung der Merit Order auch eine hohe
Anzahl an Volllaststunden nicht fiir den wirtschaftlichen Betrieb ausreichen muss. Diese
Vermutung stellt der Autor an, da der Preis in solch einem Fall erwartungsgemafs auf einem
standig dhnlichen Niveau (z.B. Kosten einer typischen GuD-Anlage) verharrt und dadurch
alle Kraftwerke dieser Technologie praktisch mit Deckungsbeitragen von nahe null zu

kdampfen haben.

Fiir die Simulationen ohne einen Leistungsaufschlag wurden nicht fiir alle Falle Berechnungen
des Energieeinsatzes vorgenommen, da die genaue Abdeckung der Lastspitze in der Realitat
zu unsicher ware. Ein Fakt ist, dass durch den geringen Zubau an Kraftwerken die Energie-
deckung gefdhrdet ist. Dies zeigte sich bei Simulationsversuchen der Félle ohne Leistungs-

aufschlag.

8.2.1.2 KRAFTWERKSZUBAU BEI EINER SICHERHEITSRESERVE VON 5 % ZUM
ZEITPUNKT DER JAHRESHOCHSTLAST

Aufgrund unvorhersehbarer Umstande ist eine Auslegung der Kraftwerkskapazitaten auf den
Wert der JHL nicht sinnvoll. Mit einer 5 %-igen Sicherheitsmarge konnen Eventualitdten
ausgeglichen werden. Dies wird beim ,Scenario Outlook & Adequacy Forecast” der ENTSO-
E (ENTSO-E, 2013) im Kapitel 7.4.10 als ,,Spare Capacity” bezeichnet. Der Aufschlag einer
Spare Capacity ist nur ein Teil der Reserverechnung der ENTSO-E, und kann als minimale
Sicherheit bezeichnet werden. Der gesamte Mechanismus von ENTSO-E zur Ermittlung der
Leistungsdeckung ist in Abbildung 53 dargestellt. Die nichtverfiigbare Kapazitit wie sie in
Abbildung 53 auf der linken Seite gezeigt wird, ist in ATLANTIS mit Wartungsfaktoren,

monatlichen Erzeugungsfaktoren und weiteren Einschrankungen nachgebildet.

Reserveleistung wird also auch von europdischer Seite als wichtig erachtet, wobei sich jedoch
die Frage der Bezahlung dieser Reserveleistung stellt. Da durch diese Reserve mehr
Kapazitaten im System sind als , wirklich” gebraucht werden, sinken natiirlich die Volllast-
stunden einiger (teurer) Kraftwerke, was deren Wirtschaftlichkeit empfindlich beeintrachtigen
kann. Aufierdem kann eine Verflachung der Merit Order um den Bereich der Zubaukraft-
werke (vorgeschlagen werden von nahezu allen Studien Gasturbinen) auftreten, was die
Deckungsbeitrage zusitzlich niedrig halt. Dies ist mit ein Grund, warum Kapazitats-
mechanismen fiir die Zukunft diskutiert werden. Der hier betrachtete Punkt ist allerdings der

Eingriff auf Seite der Nachfrage.
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System Service Reserve
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ABBILDUNG 53: LEISTUNGSBEDARFSRECHNUNG DER ENTSO-E (ENTSO-E, 2013)

Leistung: Aus Abbildung 54 ist ersichtlich, dass im Fall einer Sicherheitsreserve nicht mehr
nur der Wegfall der Kernkraftwerke entscheidend fiir einen notwendigen Zubau ist, sondern

bereits zuvor ein Bedarf besteht.
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ABBILDUNG 54: KRAFTWERKSZUBAUBEDARF BEI VERSCHIEDENEN NACHFRAGEFALLEN
UND 5 % SICHERHEITSRESERVE ZUR HOCHSTLASTZEIT

Im Fall des angenommenen Standardlastgangs bedeutet dies, dass erste Zubauten ab dem Jahr

2016 notwendig werden. Wie bereits im vorigen Kapitel gilt auch hier, dass alle Zubauten
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darauf bezogen sind, dass hier der Fall der Leistungsdeckung in Deutschland, ohne den Einbe-
zug des europdischen Elektrizitiatssystems, gegeben ist. Der integrale Bestandteil der Zubau-
ten erfolgt wiederum im Jahr 2022 aufgrund des Ausstiegs aus der Kernenergienutzung.
Hierbei ist ersichtlich, dass dieser Zubaufaktor abhdngig davon ist, wie hoch die Last insge-

samt ist.

Ein hervorzuhebendes Ergebnis ist, dass die Senkung um drei GW den grofiten Einfluss auf
den notwendigen Kraftwerkspark aufweist. So bringt diese Reduktion eine Bedarfsver-
minderung von 3.800 MW. Dies zeigt, dass der Bedarf aufgrund von netztechnischen
Engpassen oft mit mehr Leistung gedeckt werden muss als auf dem Papier notwendig waren.
Nach oben ist der zusatzliche Bedarf linear und nach unten (mehr Reduktion als drei GW)
wird der Einsparungseffekt wieder geringer. Positiv an diesem Ergebnis ist, dass der geringste
Eingriff® in die Last die hochsten Auswirkungen zeigt. Weiters gilt es in Abbildung 54 zu
beachten, dass 45 GW Windzubau bis 2030 den gleichen Effekt aufweisen als wiirden neun
GW der Hochstlast abgeschnitten.

Vereinfacht kann der Beitrag der Windenergie zur Jahreshochstlast in diesen Simulationen wie

folgt berechnet werden:

> VF]HLWind = % =023 (2)

gesWind 4

P .
— _ PJHLWind
Piuwina = Pgeswina X VFwina 2V Fuiwina = b

mit:  Pjyiwing..-Beitrag von Windenergie zur Jahreshochstlast
Pyeswina ---Gesamt installierte Windleistung
VF gLwina.---Verfligbarkeitsfaktor von Wind zur Jahreshochstlast

In der obigen Gleichung 2 wird vereinfacht der Beitrag der Windenergie zur Spitzenlast-
deckung berechnet. Dabei kommt ein durchaus hohes Maf§ von 23 % Verfiigbarkeit heraus.
Anzumerken ist, dass dieser Wert in der Realitat in Extremsituationen massiv tiber- oder
unterschritten werden kann. Beispielsweise errechnet Fath (Fath, 2011) lediglich eine Verfiig-
barkeit von 3,2 % Prozent bei einem 95 % Quantil als Sicherheitsmaf3. Die hier berechneten
23 % hangen auch damit zusammen, dass in der realen Netzbetrachtung oft nur eine geringe
Menge an Bedarf an einem Knoten herrscht, aufgrund dessen jedoch trotzdem ein Kraftwerks-
zubau benétigt wird. Deswegen kann solch eine Konstellation im Modell und durchaus auch

in der Realitat eintreffen.

In der Betrachtung der Kapazititsmechanismen wurden diese Anlagen zwar berticksichtigt,

jedoch mit einem Leistungsdeckungsfaktor von null angenommen.

Die Energiedeckung: Fiir den realistischeren Fall eines vorhandenen Lastaufschlags wurde
die Energiedeckung fiir alle beschriebenen Szenarien berechnet und ausgewertet. Die Darstel-

lung erfolgt anhand der notwendigen Zubaukraftwerke in den jeweiligen Szenarien. In den

60 Bei minus drei GW werden nur 39 GWh aus 40 Stunden im Jahr um maximal vier Stunden verschoben.
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folgenden Darstellungen bedeutet ein Wert von ,1“, dass ein Kraftwerk alle mdoglichen
Stunden einer Periode (Gesamtheit aller Peak oder Off-Peak Perioden) produziert hat. Die
Auswertung findet fiir zwei Zeitpunkten statt, 2022 und 2030. Das Jahr 2022 wurde aufgrund
dessen gewahlt, da der Grofiteil der Zubauten in diesem Jahr stattfindet, da der geplante Kern-
energieausstieg endgiiltig umgesetzt ist. Das Jahr 2030, da sich die meisten untersuchten
Studien auf dieses Jahr beziehen und der Kraftwerkspark bzw. die Leitungen in Deutschland
zu diesem Zeitpunkt noch relativ gut abgebildet werden kann und Vergleichbarkeit gegeben

ist.

Das Jahr 2022: Die Unterteilung der Grafiken erfolgt in den Auslastungsgrad der Kraftwerke
zu Peak- bzw. zu Off-Peak-Zeiten®. In Abbildung 55 (Peak) und Abbildung 56 (Off-Peak) sind
die Ergebnisse dargestellt. Aus Griinden der besseren Ubersicht sind der ,Original” und der

,Wind” Lastfall als Linie im Diagramm eingezeichnet.
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= Plus 3 GW == Minus 3 GW = Minus 6 GW  ==CQriginal =45 GW Wind
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Energieerzeugung der Zubaukraftwerke in Bezug
auf ihre installierte Leistung in p.u. 2022 Peak

%,
%

ABBILDUNG 55: AUSLASTUNG DER JEWEILIGEN ZUBAUKRAFTWERKE IM JAHR 2022
LAUT SIMULATION (PEAK-PERIODE)

6l In diesem Fall wird das Aggregat aller Zubaukraftwerke angegeben, da keine einzelnen Anlagen
genauer betrachtet werden.

62 Die Peak Zeit ist immer wochentags von 8-20 Uhr und umfasst 3.120 Stunden des Jahres. Die restliche
Zeit wurde in den Berechnungen als Off-Peak angenommen und umfasst 5.640 Stunden.
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Peak:

¢ Original: Auslastungsgrad mittel; tiber das ganze Jahr dhnlich

e Plus 3 GW: Ahnlich original; profitiert von Lastspitzen in der Peak Zeit

e Minus 3 GW: Auslastung hoch; mehr Einsatzstunden durch geringeres Angebot

e Minus 6 GW: Auslastung nahe 100 %; wenig Zubaukraftwerke

e 45 GW Wind: Die Ganglinie des Windes mit Wintercharakteristik ist erkennbar

e Minus 9 GW: Aufgrund des geringen Zubaus war die Energiedeckung nicht mehr in

allen Perioden moglich, weshalb hier kein Eintrag zu finden ist
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ABBILDUNG 56: AUSLASTUNG DER JEWEILIGEN ZUBAUKRAFTWERKE IM JAHR 2022
LAUT SIMULATION (OFF-PEAK-PERIODE)

Off-Peak:

¢ Original: Auslastungsgrad sehr gering; in den Monaten variierend

¢ Plus 3 GW: nahezu ident dem Original-Fall

e Minus 3 GW: Steigende Auslastung, jedoch insgesamt gering

e Minus 6 GW: Akzeptable Anzahl an Volllaststunden auch in der Off-Peak Periode

e 45 GW Wind: Kein einziger Einsatzfall der Zubaukraftwerke in der Off-Peak Periode
e Minus 9 GW: Aufgrund des geringen Zubaus war die Energiedeckung nicht mehr in

allen Perioden moglich, weshalb hier kein Eintrag zu finden ist

Insgesamt ist das Bild der Volllaststunden fiir eine Gasturbine als positiv zu bewerten. Ein
eindeutiges Ergebnis ist, dass bei fortschreitendem Windenergieausbau die Einsatzzeit von
thermischen Kraftwerken, und damit die Moglichkeit zur Generierung von Deckungs-

beitrdgen, gering sind. Die Gesamtanzahl der Einsatzstunden bzw. das Verhiltnis in den
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Perioden im Jahr 2022 ist in Tabelle 5 angegeben. Es sollte bei diesen Ergebnissen bedacht
werden, dass aufSer im Fall ,,45 GW Wind” kein Beitrag der Windenergie zur Energiedeckung
beriicksichtigt wird. Im Gegensatz dazu ist dieser Beitrag bei den Berechnungen zu
Kapazitatsmarkten inkludiert, wodurch weitaus geringere Volllaststundenergebnisse erzielt

werden.

Bei den Kapazitatsmarkten wird der gesamte Zubau ohne Beitrag von Windkraftanlagen zur
Leistungsdeckung als Basis fiir die Einsatzstunden-Berechnung herangezogen. Das bedeutet,
dass die gleiche Energienachfrage auf mehr Zubauten aufgeteilt wird, wodurch bei den
Berechnungen zu Kapazitatsmarkten in den spateren Kapiteln die durchschnittlichen

Einsatzzeiten der Zubaukraftwerke (Gasturbinen) sinken.

TABELLE5: EINSATZZEITEN ALLER ZUBAUKRAFTWERKE IM JAHR 2022 BEZOGEN AUF DIE PEAK UND OFF-
PEAK PERIODE IM JAHR 2022

Fall Quote Peak Quote Stunden Stunden  Gesamtstunden
Off-Peak Peak Off-Peak
Original 0,7245 0,1060 2260 598 2858
Plus 3 GW 0,7602 0,1027 2372 579 2951
Minus 3 GW 0,9091 0,1449 2836 817 3653
Minus 6 GW 0,9960 0,2091 3108 1179 4287
45 GW Wind 0,6360 0,0000 1984 0 1984

Das Jahr 2030: Die Unterteilung der Grafiken erfolgt in den Auslastungsgrad der Kraftwerke
zu Peak- bzw. zu Off-Peak-Zeiten. In Abbildung 57 (Peak) und Abbildung 58 (Off-Peak) sind
die Ergebnisse dargestellt. Aus Griinden der besseren Ubersicht sind der ,Original” und der

,Wind” Lastfall als Linie im Diagramm eingezeichnet.
Peak:

e Original: Auslastungsgrad mittel; Windcharakteristik erkennbar

e Plus 3 GW: Nahezu ident dem ,,Original” Fall

e Minus 3 GW: Geringfiigig weniger Auslastung als 2022

e Minus 6 GW: Auslastung weiterhin nahe 100 %

e 45 GW Wind: Einbruch gegeniiber 2022 aufgrund des stetigen Wind Zubaus

e Minus 9 GW: Aufgrund des geringen Zubaus war die Energiedeckung nicht mehr in

allen Perioden mdglich, weshalb hier kein Eintrag zu finden ist
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ABBILDUNG 57: AUSLASTUNG DER JEWEILIGEN ZUBAUKRAFTWERKE IM JAHR 2030
LAUT SIMULATION (PEAK-PERIODE)
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ABBILDUNG 58: AUSLASTUNG DER JEWEILIGEN ZUBAUKRAFTWERKE IM JAHR 2030
LAUT SIMULATION (OFF-PEAK-PERIODE)

134/201



Kapitel 8 Ergebnisse der Berechnungen

Off-Peak:

¢ Original: Auslastungsgrad nahe bei null

e Plus 3 GW: Auslastungsgrad nahe bei null

e Minus 3 GW: Steigende Auslastung, jedoch insgesamt gering

e Minus 6 GW: Einziger Fall bei dem signifikant Energie produziert wird

e 45 GW Wind: Kein einziger Einsatzfall der Zubaukraftwerke in der Off-Peak Periode
e Minus 9 GW: Aufgrund des geringen Zubaus war die Energiedeckung nicht mehr in

allen Perioden moglich, weshalb hier kein Eintrag zu finden ist

Im Jahr 2030 hat sich die Lage fiir die Zubaukraftwerke in allen Féllen verschlechtert.
Offensichtlich ist dies vor allem im Fall des simulierten Windenergieausbaus auf 45 GW bis
zum Jahr 2030. In diesem Fall gehen die Finsatzzeiten der benotigten 5.600 MW Kraftwerks-
leistung drastisch nach unten. Die Gesamtanzahl der Einsatzstunden bzw. das Verhaltnis in

den Perioden im Jahr 2030 ist in Tabelle 6 angegeben.

TABELLE 6: EINSATZZEITEN ALLER ZUBAUKRAFTWERKE IM JAHR 2022 BEZOGEN AUF DIE PEAK UND OFF-
PEAK PERIODE IM JAHR 2030

Fall Quote Peak Quote Stunden Stunden Gesamtstunden
Off-Peak Peak Off-Peak
Original 0,6661 0,0130 2078 73 2151
Plus 3 GW 0,6834 0,0250 2132 141 2273
Minus 3 GW 0,8816 0,0390 2750 220 2970
Minus 6 GW 0,9855 0,0657 3075 370 3445
45 GW Wind 0,2272 0,0000 709 0 709

Aus den Werten der Tabelle 7, in Kombination mit den Ergebnissen der Modellrechnungen,
kann nun geschlossen werden, dass aufler im Fall minus 6 GW uneingeschrankt, und im Fall
minus 3 GW eingeschrankt, keine anderen Technologien als Gasturbinen fiir den Zubau
sinnvoll sind®. GuD Anlagen konnen mit Vorbehalt fiir das Jahr 2022 im minus 3 GW Fall
noch empfohlen werden, jedoch 2030 waren auch diese nicht mehr im Markt. Dies ist mit ein
Grund, warum Kraftwerksinvestitionen derzeit nicht, oder nur sehr zogerlich getitigt werden.
Deswegen werden fiir die Kapazititsmechanismen, welche mit Beitrag der Windkraft zur

Leistungsdeckung berechnet werden, nur Gasturbinen zugebaut.

Durch diese Ergebnisse wird der Verdacht der Notwendigkeit zur Veranderung des beste-
henden Marktsystems erhartet. Der Autor sieht es an dieser Stelle als erwiesen an, dass ein

Kraftwerkszubau, im Fall einer nationalen deutschen Deckung der Spitzenlast, notwendig

6 Gilt nur, da der Beitrag der Windenergie zur Deckung der Energienachfrage nicht beriicksichtigt
wurde.

135/201



Kapitel 8 Ergebnisse der Berechnungen

sein wird. Diese Neubauten stehen schwierigen Bedingungen gegeniiber und kénnen nur
durch eine Marktveranderung sichergestellt werden. Abbildung 59 zeigt nochmals die Gegen-
iiberstellung der gesamten Volllaststunden der Zubaukraftwerke fiir die Jahre 2022 und 2030
in den verschiedenen Féllen. Als Zwischenlinien sind die durchschnittlichen Vollaststunden
der relevanten Technologien eingezeichnet die notwendig waren, um mit hoher Wahrschein-

lichkeit am energy-only-Markt wirtschaftlich bestehen zu konnen.
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ABBILDUNG 59: UBERSICHT DER ERRECHNETEN VOLLLASTSTUNDEN BEI BETRACHTUNG DER
NACHFRAGE (MIT HINWEIS AUF MOGLICHE TECHNOLOGIEN FUR DIE REALE UMSETZUNG)

8.2.2 VEREINFACHTE BETRACHTUNG MOGLICHER ERSPARNISSE

Die Kosten einer Gasturbine sind die geringsten in Bezug auf die Errichtung neuer Kapazi-
taten. Wie bereits in Kapitel 8.1.1 beschrieben werden unter einer vereinfachenden Betrach-
tung die Investitionskosten einer Gasturbine jahrlich mit 38.500 € beziffert. Durch die
Aktivierung eines DSM-Potentials von 3 GW in Deutschland konnen in Deutschland
3.800 MW an Kraftwerkskapazitdten eingespart werden. In Abbildung 60 wird die Ersparnis/
Mehrausgabe fiir die jeweiligen DSM-Falle dargestellt. Dabei handelt es sich um die einma-
ligen Einsparung die moglich sind, wenn fiktiv alle diese Kraftwerke heute benétigt werden
wiirden und soll einen Anhaltspunkt dariiber geben, wie viel der DSM Beitrag alleine von der

Investitionsseite her wert ist.
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ABBILDUNG 60: EINMALIG MOGLICHE EINSPARUNGEN AUFGRUND DER ANWENDUNG VON DSM-
MASNAHMEN VERSCHIEDENEN AUSMASES IN ROT; AUF DER RECHTEN SEITE AUFGETRAGEN SIND DIE
VERANDERUNGEN BEIM NOTWENDIGEN KRAFTWERKSZUBAU AUFGETRAGEN

Kostenginmaiig = 2i Reduktiongy , X spezKosten; X Anteil; (3)
Kosteneinmatig. . . Reduktion der Investitionskosten fiir gesamt Deutschland

Reduktionfany... Verminderte Leistungsbedarf fiir ein DSM Niveau von y

spezKosten ... spezifische Investitionskosten der Technologie i

Anteil i... Prozentueller Anteil der Technologie i an der Gesamtzubaumenge

Durch die Ersparungen aus Gleichung 3 (gesamt) und die Menge der Reduktion kann berech-
net werden, wie viel Investitionskosten pro MW DSM Mafsnahme die gleiche Auswirkung

hétte wie der Zubau der notwendigen Kapazitat.

Kosteneinmalig

spezDSMKosten ,, = Leistungraty 4)
spezDSMKosten y... spezifische Investitionskosten je MW DSM Mafinahme bei einer Reduktion von y
LeistungFall y... Reduzierte Leistung y

Konkret bedeutet dies, dass im Fall einer Einsparung von drei GW und der Verwendung von
Gasturbinen als giinstigste Technologie aus Gleichung 4 eine Substitutionswert fiir die Inves-
tition von 506,67 €/kW erreicht wird. Falls eine gewisse Durchmischung der Technologie
gewiinscht wird, sind bei einer Installation von 25 % GuD-Anlagen bereits 585,83 €/kW vor-
handen um etwaige DSM-Mafsnahmen zu finanzieren. In der dena Netzstudie II (dena, 2010,
S. 427) ist eine Ubersicht von Investitionskosten fiir DSM-Anwendungen vorhanden, aus der
eindeutig ersichtlich ist, dass beispielsweise Schleifer oder Refiner in der Papierindustrie mit

ihren Kosten weit unter den Investitionskosten einer Gasturbine liegen.
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8.3 ERGEBNISSE DER BASISBERECHNUNGEN

Im Fall der Basisberechnung werden alle Einstellungen des Modells ATLANTIS so
beibehalten, wie sie standardisiert vorgesehen sind. Aufgeteilt wird die Rechnung in den
Zubaubedarf im Fall des weitergefiihrten und des auslaufenden Kraftwerksparks ab 2012.
Diese Félle beziehen sich auf Berechnung fiir die Deckung der Leistung alleinig aus deutschen
Kraftwerken. Neben dieser Betrachtung wird auch noch eine europaische Betrachtung mitein-

bezogen.

8.3.1 BASISFALL MIT WIEDERERRICHTUNG DER KRAFTWERKE

In der ersten Betrachtung werden alle Kraftwerke die nach 2012 aufler Betrieb gehen wiirden
wiedererrichtet. Dadurch kann der minimale Bedarf an Kraftwerken bei gleichbleibendem
Verbrauch berechnet werden. Die errechneten Werte dieser Simulation werden dann in den
Bestand tibergefiihrt, und der Einsatz dieser Kraftwerke wird bestimmt. In weiterer Folge sind
diese Kraftwerke die Berechnungsbasis fiir die Berechnungen aller Kapazitdtsmechanismen,

sowie der Betrachtung im europaischen Kontext.

8.3.1.1 LEISTUNGSBESTIMMUNG

In dieser Betrachtung wurden alle notwendigen Zubauten im Bereich der Kraftwerke bereits
unter der Pramisse von 15 Jahren Laufzeit fiir die Zubaukraftwerke berechnet. Die Ergebnisse
entsprechen dabei allen Zubauten die dafiir notwendig sind, dass Deutschland seine gesamte
Leistungsnachfrage ohne auslandische Kapazititen decken kann. Die Darstellung der Ergeb-
nisse wird mit dem Vergleich der Ergebnisse des Falles ohne Wiedererrichtung in Kapitel 8.3.3
dargestellt. Fiir die Berechnungen der folgenden Falle wurde die Windkraft im Umfang von

45 GW nur fiir die Energiedeckung, jedoch nicht fiir die Leistungsdeckung berticksichtigt.

8.3.1.2 EINSATZ DER ZUBAUKRAFTWERKE

Im Bereich der Energie wird betrachtet, in wie vielen Stunden eines Jahres die Zubau-
kraftwerke produzieren bzw. welche Kraftwerke diese produzieren. Aus dieser Betrachtung
kann ermessen werden, inwiefern Kraftwerke nur fiir die Leistungsdeckung, oder sowohl fiir
Leistungs- als auch Energiedeckung benottigt werden. Anschliefsend wird gefolgert, welche
Technologien sinnvoll fiir einen Zubau sind oder nicht. Die Unterscheidung dieser Techno-
logien erfolgt aufgrund ihrer jeweiligen Kostenstruktur, welche bei Grundlastkraftwerken
Investitionskosten lastig ist, und bei Spitzenlastkraftwerken Betriebskosten ladstig. Die Gegen-

iiberstellung der Ergebnisse erfolgt wiederum in Kapitel 8.3.3 durchgefiihrt.
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EXKURS: Volllaststunden von Kraftwerken

Um diese Ergebnisse bewerten zu konnen, mochte der Autor an dieser Stelle eine Studie zu
den Volllaststunden von Kraftwerken gegeniiberstellen um aufzuzeigen, welche Kraftwerks-
typen tiberhaupt fiir den Zubau im Sinne der Leistungsdeckung in Frage kommen. Beispiels-
weise weist ein Grundlastkraftwerk im Vergleich zu einer Gasturbine hohe Investitionskosten
auf, da jedoch die Kosten zur Erzeugung einer kWh gering sind, kann solch ein Grundlast-
kraftwerk mit einer hohen Betriebsstundenanzahl diese Kosten wieder erwirtschaften.
Typische Zeiten verschiedener Technologien sind einem Studienvergleich der ,Agentur fiir
Erneuerbare Energien” (Agentur fiir Erneuerbare Energien, 2013) enthommen und werden in
iiberschlagener Form auf Verhaltnisse vor der Energiewende in Tabelle 7 zusammengefasst.
Der Wert fiir GuD wird aus (ISE, 2013, S. 2) entnommen und deckt sich gut mit dem Wert der
Agentur fiir EE. Fiir Gasturbinen stammt der Wert in der Tabelle aus einer Veroffentlichung

von Prognos (Prognos, 2013).
TABELLE 7: EINSATZSTUNDEN VERSCHIEDENER THERMISCHER KRAFTWERKSTYPEN IN DEUTSCHLAND

Technologie Bandbreite der Einsatzstunden pro Jahr
Kernenergie 6.800 bis 8.000
Braunkohlekraftwerke 6.000 bis 7.000
Steinkohlekraftwerke 3.800 bis 4.500
GuD Kraftwerke 3000 bis 4000
Gasturbinen 800

8.3.2 BASISFALL OHNE WIEDERERRICHTUNG DER KRAFTWERKE

In dieser Betrachtung wird kein Kraftwerk das nach 2012 aufser Betrieb geht wiedererrichtet.
Stattdessen werden die Kraftwerke an den vom Programm ermittelten Punkten zu jener Zeit
errichtet, in der sie aufgrund der Leistungsdeckung notwendig sind. Dies heifst jedoch nicht
zwangsldufig, dass die besten Standorte dafiir ausgewdhlt wurden, da die Errichtung nicht

manuell, sondern vom Optimierungsalgorithmus getatigt wurde.

8.3.2.1 LEISTUNGSBESTIMMUNG

Alle notwendigen Zubauten im Bereich der Kraftwerke werden bereits unter der Pramisse von
15 Jahren Laufzeit fiir die Zubaukraftwerke berechnet. Dabei wurde nur vom auslaufenden
Kraftwerkspark im Jahr 2012 ausgegangen, was weit mehr Neubauten als im vorigen Fall

notwendig macht. Auch diese Ergebnisse werden in Kapitel 8.3.3 dargestellt.

8.3.2.2 EINSATZ DER ZUBAUKRAFTWERKE
Die Untersuchung der Energie in dieser Berechnung ist insofern interessant, da hier der Ein-

fluss des bestehenden Kraftwerksparks auf die Auslastung ein weit geringerer ist. Durch solch
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eine Planung auf eine quasi griinen Wiese kann aufgrund der Auswertung gezeigt werden wo
und wann welche Kraftwerkstechnologie Sinn macht oder auch nicht. Die Ergebnisse dieses

Falles werden in Kapitel 8.3.3 dargestellt.

8.3.3 ZUSAMMENFASSUNG DER ERGEBNISSE

Um die verschiedenen Basisfélle mdglichst gut vergleichen zu kénnen, werden die Ergebnisse
fir den Fall mit und ohne Refurbishment in diesem Kapitel gemeinsam dargestellt. Die
Bandbreite der Ergebnisse kann als realistischer Korridor gesehen werden, innerhalb dessen

der benétigte Zubau und die moglichen Volllaststunden der Zubaukraftwerke liegen wird.

8.3.3.1 DIE LEISTUNG
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ABBILDUNG 61: KUMMULIERTE INSTALLIERTE LEISTUNG MIT UND OHNE WIEDERERRICHTUNG DER
KRAFTWERKE IN 5 JARESSCHRITTEN FUR DEUTSCHLAND

In Abbildung 61 wird der Leistungszubau der beiden Basisvarianten (mit und ohne Refur-
bishment) fiir die Simulationen zu Kapazitatsmarkten und dem energy-only-Markt in fiinf-
Jahres-Schritten dargestellt. Diese Leistungen sind in allen Simulationen zu Kapazitdtsmecha-
nismen mit ihrem jahrlichen Verlauf ident integriert um die Vergleichbarkeit der einzelnen
Szenarien zu wahren. Der Autor darauf hinweisen, dass Windkraftanlagen nicht fiir die
Bedarfsbestimmung neuer Kraftwerke miteinbezogen werden, jedoch diese in den
Simulationen inkludiert sind und einen nicht zu vernachldssigenden Anteil zur

Energiedeckung beitragen.
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8.3.3.2 DIE ENERGIE

Durch Abbildung 62 kann eindrucksvoll der Unterschied zwischen Leistung und Energie
aufgezeigt werden. Wahrend aufgrund der Sicherheitsreserve von 5 % zum Zeitpunkt der JHL
Kraftwerkskapazititen im Ausmafs von 19,2 GW benétigt werden, sind diese nur wenige
Stunden im Jahr im Einsatz. Die hochste Auslastung findet sich im Jahr 2022, wo durch den
Ausfall der Kernkraftwerke immerhin acht Kraftwerke knapp 100 Stunden im Jahr benétigt
werden. Alle anderen eingesetzten Kraftwerke liegen weit unter dieser 100 Stunden Marke.
Die Ergebnisse dieser Berechnung sind gut vergleichbar mit den Ergebnissen von EWI, welche
Volllaststunden im Bereich von 135 Vollaststunden im Jahr 2030 in ihrem Gutachten angeben
(EWI Kéln, 2012, S. 20).
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ABBILDUNG 62: VOLLLASTSTUNDEN ALLER 96 ZUBAUKRAFTWERKE DES
BASISSZENARIOS MIT REFURBISHMENT

Aufgrund der Eindeutigkeit der Ergebnisse sind fiir den Kraftwerkszubau in diesem Fall nur
Gasturbinen sinnvoll, denn bei solch geringen Einsatzzeiten der Kraftwerke ware jede andere
Technologie zu investitionsintensiv. Die geringe Auslastung in diesem Fall ist direkt auf die
Energieproduktion aus Windkraftanlagen zuriickzufithren. Wenn PV Anlagen auch in die
Betrachtung miteinbezogen werden, dann sinkt die Auslastung dieser Kraftwerke nochmals,
jedoch nicht mehr in dem Ausmafs wie dies durch Windkraft passiert. Die Verhaltnisse ohne
Windkraftanlagen fiir die Jahre 2022 und 2030 sind in Kapitel 8.2.1.2 (Betrachtung der
Nachfrageseite) dargestellt. Durch die Einspeisung der Windenergie sinken die Volllast-
stunden der Zubaukraftwerke dramatisch, der Beitrag zur Leistungsdeckung im Jahreshochst-
lastfall ist jedoch ungewiss. In diesem Fall kommen die Zubaukraftwerke im Schnitt weit unter

hundert Stunden im Jahr zum Einsatz. Bei der Betrachtung mit denselben Voraussetzungen,
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jedoch ohne Beitrag der Windenergie (Kapitel 8.2.1.2), wurden durchschnittliche Volllast-
stunden von 2.151 im Jahr 2030 erreicht.

Ein gegenteiliges Bild ergibt sich wenn die Kraftwerke, die in den néchsten Jahrzehnten das
Ende der technischen Nutzungsdauer erreichen, nicht mehr ersetzt werden. In diesem Fall

sind 63,2 GW an Kapazitdt notwendig deren Einsatz in Abbildung 63 dargestellt wird.
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ABBILDUNG 63: VOLLLASTSTUNDEN ALLER 316 ZUBAUKRAFTWERKE IM
BASISSZENARIO OHNE REFURBISHMENT

In diesem Fall weist 2022 die verhaltnismaflig geringste Auslastung der Kraftwerke auf, wobei
auch hier ca. 50 Kraftwerke tiber 7.000 Betriebsstunden leisten miissen. Weitere 50 Kraftwerke
laufen 2022 noch {iiber 3.000 Stunden. Die ersteren konnten durchaus als Braunkohle Kraft-
werke ausgefiihrt werden, um die Kosten fiir die Energieerzeugung senken zu konnen. Im Fall
der Mittellastkraftwerke waren GuD-Anlagen denkbar, da diese aufgrund der hoheren
Wirkungsgrade (dadurch insgesamt geringere variable Kosten) einen Gesamtkostenvorteil
gegeniiber Gasturbinen bedeuten konnen. Aufgrund des fortschreitenden Abbaus an Kapazi-
taten fallt das Ergebnis 2030 und 2035 noch deutlicher aus. 2035 werden bereits knapp 100
Kraftwerke 8.760 Stunden lang eingesetzt. Diese Auslastung zeigt, dass Mengen an Grundlast-
kraftwerken die vom Netz gehen auch durch solche ersetzt werden sollten. Dieses Szenario ist
zwar nur fiktiv, da sicherlich nicht alle Kraftwerke ersatzlos vom Netz gehen werden, jedoch
zeigt sich anhand der KWSAL auf der Homepage der Bundesnetzagentur bereits ein
alarmierendes Bild, welches stindig im Hinterkopf behalten werden sollte
(Bundesnetzagentur, 2014). In diesem Fall sind so viele zusatzliche Kraftwerke zur Energie-
deckung notwendig, dass die Einspeisung aus Wind keinen gravierenden Einfluss auf die

Energieerzeugung aus den thermischen Zubauten hat.
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Die durchwegs hohen Betriebszeiten der Zubaukraftwerke (die hohe variable Kosten
aufweisen) schlagen sich in einem standig hohen Borsenpreis und damit einer teuren Energie-
versorgung nieder. Fiir den Endkunden bedeutet dies empfindlich héhere Kosten fiir Energie,
tir die Erzeuger bedeutet dies durchwegs hohe Deckungsbeitrage, sofern Grund- und Mittel-

lastkraftwerke in ihrem Portfolio verbleiben.

8.3.4 ZUORDNUNG DER ZUBAUKRAFTWERKE

Fiir alle Berechnungsfille wurden die Zubauten in den Szenarien Basis mit und ohne Refur-
bishment definiert. Die abgebildeten Unternehmen in ATLANTIS sind die EnBW, eon,
EVONIK, RWE, VATTENFALL und ein Restunternehmen. Sollten iiber eine Anlage keine
Informationen iiber den Besitzer vorliegen, sollte das Kraftwerk irgendeinem anderen Besitzer
gehoren (z.B. Stadtwerken) oder ist das Kraftwerk ein kumulierter Zubau (Biomasse, Wind,
PV) in einem Bundesland und Jahr, dann wird dies dem Restunternehmen zugeordnet. Da bei
der Betrachtung der Kapazitatsmechanismen kein grofleres Unternehmen bevorzugt oder
benachteiligt werden soll, bzw. da es nicht nachvollziehbar ist welches Unternehmen ein
bestimmtes Kraftwerk bauen wird, sind alle Zubauten dem , Restunternehmen” in ATLANTIS
zugeordnet worden. Dementsprechend ist das Restunternehmen sehr grofs, und muss bei den
Ergebnissen kritisch betrachtet werden, jedoch konnte nicht antizipiert werden welches

Unternehmen wo und wie viel Zubau tibernehmen wird.

Unter den gegebenen Rahmenbedingungen konnen die Einfliisse der Mechanismen, wie die
Verdanderung des Borsenpreises und externe Einfliisse durch Kapazititszahlungen, bewertet
werden. Die Basisfélle geben Aufschluss tiber die weitere Entwicklung eines Marktes ohne
Kapazitatsmechanismen. Dabei mochte der Autor darauf hinweisen, dass Investitionen in

solch einem Umfang wie sie laut Simulation benétigt werden keinesfalls sichergestellt sind.

8.3.5 WIRTSCHAFTLICHKEIT DER UNTERNEHMEN BEIM FALL BASIS MIT

REFURBISHMENT
ALLGEMEINE ANMERKUNG: Der entscheidende Punkt fiir das wirtschaftliche Betreiben

von Kraftwerken ist, dass Anbieter aufgrund ihrer Erlose geniigend Deckungsbeitrdage
erwirtschaften konnen um eine angemessene Verzinsung auf das eingesetzte Kapital zu
erhalten. In dieser Arbeit wird aus Griinden der schwierigen Datenlage davon ausgegangen,
dass es keine Trennung von Eigenkapital und Fremdkapital bei den Unternehmen gibt. Es
wird das gesamte Kapital mit einer Verzinsung von 6 % p.a. angenommen, um so einen
angemessenen Gewinn fiir die Unternehmen zu ermdglichen. Als Vergleichskriterium der
Unternehmen werden dazu die notwendigen Erlése durch Endkunden herangezogen, um
diese Verzinsung zu erreichen. Diese Erlose, heruntergebrochen auf eine kWh, werden hier
als Eigenwirtschaftlichkeitspreis bezeichnet. Der Ausreifer der sich in praktisch allen Simula-

tionen wiederspiegelt ist das Jahr 2021. Hier sind im Modell die Sonderabschreibungen der
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Kernkraftwerke, die normalerweise noch nicht am Ende ihrer Lebensdauer waren, inkludiert,

weshalb in diesem Jahr die Kosten fiir das Kollektiv der Betreiber kurzfristig stark steigen.

Im Fliefitext wird fiir jeden Simulationsfall ein Mittelwert des notwendigen Erloses* fiir alle
deutschen Unternehmen und Kraftwerke angegeben. Dies soll einen Anhaltspunkt dafiir
geben, welche Preise die Summe aller Erzeuger im Schnitt verlangen miissen, damit sie positiv
wirtschaften konnten und ob dies unter den gegebenen Vergleichswerten moglich ist. Dazu
wird in Abbildung 64 der Eigenwirtschaftlichkeitspreis fiir die Summe aller Unternehmen fiir
den Basisfall mit Refurbishment dargestellt. Dieser Verlauf der notwendigen Preise fiir eine

kWh wird auch fiir alle anderen Falle in gleicher Weise dargestellt.
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ABBILDUNG 64: NOTWENDIGER DURCHSCHNITTS-EWP DER SUMME DER DEUTSCHEN
UNTERNEHMEN GEGENUBER DEN PREISEN FUR ENRGIEBESCHAFFUNG UND VERTRIEB (QUELLE:
(STATISTA, 2014), EIGENE BERECHNUNGEN FALL BASIS MIT REFURBISHMENT)

ALLGEMEINE ANMERKUNG: Die Daten fiir die Vergleichsdarstellung stammen von Statista
(Statista, 2014) und dem Monitoringbericht der Bundesnetzagentur (Bundesnetzagentur, 2013)
und représentieren das mittlere Preisniveau , Vertragswechsel“®. Diese Werte sind bis 2013
verfligbar und werden in weiterer Folge mit 2 % Inflationsabgeltung hochgerechnet. Diese
Werte entsprechen den Preisen fiir Energiebeschaffung und Vertrieb (E&V) in Deutschland.

Die Vergleichswerte der EWP wie sie in der Arbeit dargestellt werden beinhalten jedoch reine

64 Dargestellt wird der Preis fiir eine kWh die von den Kunden verlangt werden miisste, um die
vorgegebene Verzinsung zu erreichen.

6 Es gibt nebenbei noch ,Grundversorgung”, was die teuerste Variante darstellt, und
,Lieferantenwechsel”, was die glinstigste Variante darstellt.
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Erzeugungskosten. Dies bedeutet, auch wenn der Preis fiir E&V in einem Jahr iiber den errech-
neten EWP liegen, so bedeutet dies nicht zwangsldufig das ein Unternehmen wirtschaftlich
positiv am Markt agieren kann. Eine Einschrankung die hier erwahnt werden muss ist die
isolierte Betrachtung von Deutschland. Durch Importe in Zeiten knapper Erzeugung kann und
wird der EWP in der Realitdat durchaus niedriger sein als hier dargestellt. Dies gilt fiir alle
weiteren Gegentiiberstellungen dieser Art in diesem Kapitel. Die Recherchen des Autors liefsen

leider keine genauere Trennung der Kostenkomponenten von E&V zu.

Ein insgesamt positiveres Ergebnis wiirde sich ergeben, wenn aus den statistischen Daten die
,Grundversorgung” als Vergleichswert herangezogen wird. Da jedoch davon ausgegangen
wird, dass Kunden sich in Zukunft intensiver mit ihren Energiekosten beschéftigen als sie dies
in den letzten Jahren und Jahrzehnten taten, wird der mittelhohe Preis zur Bewertung

herangezogen, und nicht der best- oder worst-case.

Abbildung 64 zeigt, dass sich in den letzten Jahren ein schwankender, wenn auch bestandiger
Uberschuss (EWP minus E&V) fiir die Kraftwerksbetreiber als Kollektiv ergeben hat. Dies
bedeutet jedoch nicht, dass es nicht einzelnen Versorgern besser oder schlechter geht als
anderen. Speziell ab dem Jahr 2021 wird ein Erwirtschaften der Vollkosten fiir Anbieter
praktisch unméglich werden. In diesem Fall ist eine gesicherte Versorgung mit elektrischer

Energie nicht mehr sichergestellt.

Die detaillierten Vergleichsergebnisse fiir die einzelnen Unternehmen werden aus Griinden
der Ubersichtlichkeit im Anhang dargestellt.

8.3.6 WIRTSCHAFTLICHKEIT DER UNTERNEHMEN BEIM FALL BASIS OHNE
REFURBISHMENT

Weit aussagekraftiger als der Fall mit Refurbishment ist, wenn keine Kraftwerke nach Ablauf
ihrer technischen Nutzungsdauer zugebaut werden. In diesem Fall kann deutlich herausge-
lesen werden, welche Betreiber einen iiberalterten Kraftwerkspark aufweisen, und welche
nicht. Bei einem tiberalterten Kraftwerkspark gehen viele Kapazitiaten die vorher vorwiegend
zur Bedarfsdeckung der Kunden bestimmt waren vom Netz, wodurch eine erhebliche Menge
an Zukauf notwendig wird. Je nach Kostenentwicklung kann dies positive oder negative

Effekte auf die notwendigen Endkundenerldse der Unternehmen haben.

In Abbildung 65 werden die notwendigen Durchschnitts-EWP des Falles ohne Kraftwerks-
wiedererrichtung mit den E&V gegeniibergestellt. Hier zeigt sich ein weitaus schlechteres Bild
tir die Erzeuger, da in diesem Szenario ein hoheres MafS an Zubau notwendig ist. Ab 2013
beginnen die ersten Zubauten aufgrund des Auslaufens bestehender Anlagen. Kurzfristig
wirkt sich dies sogar positiv aus, da durch den Wegfall alter teurer Ol- und Gaskraftwerke die
Erzeugungskosten in einem hoheren Mafs sinken als die Investitionskosten in Neuanlagen zu
Buche schlagen. Ab 2022 stellt sich dieser Effekt jedoch aufgrund der Vielzahl an Investitionen
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gepaart mit dem Wegfall von Grund- und Mittellastkraftwerke nicht mehr ein, und die
Gesamtsituation wird stets negativer fiir die Erzeuger. Wohlgemerkt sind die zu erwarteten
Preise bereits mit einem Aufschlag fiir den Vertrieb behaftet, was den Unterschied noch

gravierender ausfallen lasst.

Insgesamt wird sich von den benétigten Kapazitaten ein Mittelweg zwischen diesen beiden
Varianten einstellen. Da bereits der Fall mit Kraftwerkswiedererrichtung geringfiigig negative
Deckungsbeitrage aufweist, und diese im Fall ohne Wiedererrichtung noch weit negativer

werden, spricht dies gegen einen reinen Energiemarkt (Bezugssystem nur Deutschland).
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ABBILDUNG 65: NOTWENDIGER DURCHSCHNITTS-EWP DER SUMME DER DEUTSCHEN UNTERNEHMEN
GEGENUBER DEN PREISEN FUR ENERGIEBESCHAFFUNG UND VERTRIEB (QUELLE: (STATISTA, 2014),
EIGENE BERECHNUNG FALL BASIS OHNE REFURBISHMENT)

Auch hier gilt, dass die Ergebnisse im Detail im Anhang dargestellt werden.

8.3.7 BASISFALL IM EUROPAISCHEN KONTEXT

Fiir die Berechnungen wurde bisher eine innerdeutsche Betrachtung vorgenommen. Da
jedoch Deutschland im europdischen Elektrizitdatssystem keine Randposition innehat, sondern
eine Drehscheibe darstellt, wird der detektierte Kraftwerkszubau auch in einer gesamteuro-
paischen Simulation berticksichtigt. Durch diese Betrachtungsweise wird klar, dass sich die
Zubauten im europdischen Kontext anders verhalten als dies bei einer rein deutschen Betrach-
tung der Fall ist.

Um einen besseren Eindruck iiber das Gesamtsystem zu bekommen, wurde der Basisfall im
europdischen Umfeld mit den 96 Zubaukraftwerken und einer Variation des Windes

berechnet. Es wird in Europa (nur fiir diesen Fall) eine Simulation mit 45 GW Wind, und ohne
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den Windbeitrag simuliert. Dabei sind die Einsatzzeiten und auch die Unterschiede der
Szenarien bedeutend andere als im rein deutschen Fall. An dieser Stelle mochte der Autor
erwahnen, dass dies die Grundlage fiir weitere Arbeiten bedeuten konnte und sollte, da diese

Untersuchungen fiir alle hier betrachteten Félle angestellt werden konnen.

In Abbildung 66 werden die Einsatzzeiten der 96 Zubaukraftwerke in einer europaischen
Simulation mit dem Beitrag von 45 GW Wind dargestellt. Fiir diese Betrachtung wurden von
Herrn Dipl.-Ing. Andreas Schiippel (Schiippel, 2014) und vom Autor die Verldufe der instal-
lierten Kapazitaten fiir alle europaischen Lander, die bereits in ATLANTIS implementiert

waren, nochmals recherchiert und ins Modell inkludiert.

Dabei zeigt sich im Fall mit Windeinspeisung, dass aufgrund der verfiigbaren Kapazititen in
Deutschland und Europa der Zubau nahezu null Stunden eingesetzt wird. Einzig im Jahr 2030
werden aufgrund von Netzproblemen vermehrt Einsatzstunden registriert. Diese dienen
ausschliefillich dem Redispatch aufgrund von Engpédssen und konnen mit der Windein-
speisung in Verbindung gebracht werden, da sie im Fall ohne Wind, bei ansonsten identen
Rahmenbedingungen, nur selten auftreten. In nur zwei Fallen ist bei der Betrachtung mit Wind
ein Einsatz im Markt notwendig, da diese Kraftwerke vergleichsweise hohe variable Kosten

aufweisen, jedoch werden sie in diesen Féllen aufgrund des Redispatches nicht eingesetzt.
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ABBILDUNG 66: EINSATZZEITEN ALLER 96 ZUBAUKRAFTWERKE IM FALL EINER EUROPASICHEN
BETRACHTUNG MIT ZUSATZLICHER WINDEINSPEISUNG IN AUSGEWAHLTEN JAHREN

Ein verandertes Bild zeigt sich in Abbildung 67 bei der Betrachtung ohne Windeinspeisung.
Durch die verdanderte Einspeisesituation wird auch das Hochstspannungsnetz anders ausge-
lastet. Deswegen geht der Kraftwerkseinsatz aufgrund von Redispatchmafinahmen im Jahr

2030 auf nahe null zuriick. Da jedoch ein betrdachtlicher Teil der Einspeisung durch Wind
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verloren geht, kommen die hier eingesetzten Kraftwerke, vor allem 2035 ersichtlich, aus
Kostengriinden zum Einsatz. Deswegen wird in diesem Fall das Jahr 2035 naher betrachtet.

Der Einsatz der Kraftwerke teilt sich hier wie folgt auf:

e In 68 Fillen wiirden Kraftwerke laut Marktergebnis eingesetzt werden, jedoch auf-
grund von Redispatch werden sie doch nicht eingesetzt

e In 217 Fallen wiirden die Kraftwerke nicht zum Einsatz kommen, doch durch den
Redispatchbedarf tun sie es doch

e In 272 Fallen werden sie sowohl im Markt, als auch im Redispatchfall eingesetzt

Der Ausdruck ,Fall” bedeutet hier jeweils ein bestimmtes Kraftwerk in einer bestimmten
Periode. Das heifit, dass ein bestimmtes Kraftwerk aufgrund der Lage im Netz in maximal

allen 60 Perioden im Jahr 2035 zum Einsatz kommen kann. Dies ergédbe dann bereits ,60 Falle”.

Durch den gleichen Mechanismus fiir Kraftwerkseinsatz im Fall der Versorgungssicherheits-
vertrdge und des Ansatz des Autors, wird darauf in den jeweiligen Ergebniskapiteln nicht
noch einmal eingegangen.
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ABBILDUNG 67: EINSATZZEITEN ALLER 96 ZUBAUKRAFTWERKE IM FALL EINER EUROPAISCHEN
BETRACHTUNG OHNE ZUSATZLICHE WINDEINSPEISUNG IN AUSGEWAHLTEN JAHREN
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8.4 DIE STRATEGISCHE RESERVE

Wie bereits im Konzept beschrieben werden fiir die Strategische Reserve verschiedene Falle
tiir die Berechnung herangezogen. Es wird sowohl untersucht wie sich die Kosten/Ertrage bei
einem Festhalten des Kraftwerksparks ab 2012 verhalten, als auch wenn alle Kraftwerke die

ab 2012 auslaufen nicht mehr neu zugebaut werden.

8.4.1 KRAFTWERKE WERDEN WIEDERERRICHTET

In diesem Fall werden alle Kraftwerke der Basissimulation iibernommen und als strategische
Reserve gekennzeichnet. Dadurch weisen sie zwar grundsatzlich die gleichen Parameter auf
wie in der Basissimulation (Leistung, Anschlussknoten,...), jedoch sind die Parameter die den
Einsatz der Kraftwerke bestimmen andere. Der Preis mit dem angeboten wird ist im Basisfall
jener, mit dem die Kraftwerke in der Merit Order gelistet werden. Hier allerdings werden sie
mit dem Ausrufepreis oder Preis fiir strategische Reserve gelistet. Dieser liegt weit {iber den
Grenzkosten der teuersten anbietenden Einheit, wodurch Knappheitspreise haufiger werden
sollen. Die Haufigkeit hangt nicht zuletzt mit der Menge der Reserve zusammen, wobei in der

vorliegenden Betrachtung nur Neubaukraftwerke herangezogen werden.

8.4.2 KRAFTWERKE AUSLAUFEND

Dieser Fall kann nur als theoretisch erachtet werden und gibt einen extremen Ausblick was
durch die Strategische Reserve geschehen konnte. Hier werden alle , ersetzten” Kraftwerke als
Gasturbinen ausgefiihrt, was in der Realitdt nicht der Fall ware. Dadurch steigen die Einsatz-
zeiten immens, da die Energiedeckung ohne diese Kraftwerke nicht mehr moglich gewesen
wire. Die neuesten Kraftwerke werden in diesem Fall in den Jahren 2030 und 2035 praktisch
8760 Stunden eingesetzt. Andere Kraftwerke welche zwar alter sind, aber aufgrund ihrer
Positionierung im Netz giinstig liegen, werden ebenfalls mehrere tausend Stunden im Jahr
eingesetzt. Dementsprechend setzten die Kraftwerke der SR ab 2022 immer den Preis an der

Borse und die Kosten fiir elektrische Energie explodieren.

8.4.3 ZUSAMMENFASSUNG DER ERGEBNISSE

Auch hier werden die beiden simulierten Varianten direkt gegeniibergestellt. Dabei zeigt sich
ein durchaus unterschiedliches Bild im Vergleich zum Basisfall. Alle Kraftwerke die bisher an
ihrer dementsprechenden Stelle in der Merit Order gereiht wurden (betrifft nur Zubau),
werden nun als Strategische Reservekraftwerke ans Ende gestellt, wodurch sich der Einsatz
verandert. Im Bereich der Leistung gilt der Basisfall als Ausgangspunkt, weshalb auf eine

nochmalige Darstellung verzichtet wird.
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8.4.3.1 EINSATZ DER ZUBAUKRAFTWERKE

Fiir den Fall der SR sind die Einsatzzeiten noch geringer als im Basisfall (siehe Abbildung 68).
Weiters ist auffallend, dass aufgrund der verdnderten Einsatzstruktur der ,reguldren”
Kraftwerke andere Erzeugungseinheiten fiir den sicheren Betrieb des Gesamtsystems

notwendig sind.
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ABBILDUNG 68: VOLLLASTSTUNDEN ALLER 96 ZUBAUKRATWERKE DES "STRATEGISCHE RESERVE”
SZENARIOS MIT REFURBISHMENT

Somit zeigt sich fiir die Strategische Reserve ein deutlich verdndertes Kraftwerkseinsatzbild.
Die Zubaukraftwerke werden hauptsachlich in den allerhdchsten Lastféllen, welche bei diesen
Simulationen im Schnitt den 150 lastintensivsten Peak-Stunden eines jeweiligen Jahres
entsprechen eingesetzt. Einige Male benodtigen auch die nachfolgenden Peak-Perioden
Unterstiitzung durch die Kraftwerke der SR. Die gesamte Aufstellung der Perioden in denen
die SR eingesetzt wurde findet sich in Abbildung 69. Benttigt werden SR-Kraftwerke in der
Simulation erstmals 2022, bedingt durch den Wegtfall der Kernenergie. In weiterer Folge
werden sie im Modell ATLANTIS in der Simulation mit Refurbishment von 2022 bis 2035 in
insgesamt 167 Perioden benotigt, in denen ein Energievolumen von 39,88 TWh erzeugt bzw.
verbraucht wird. Unter den Umstanden des , Basisfalls” entspricht die Energieerzeugung in
diesen Perioden einem Wert von insgesamt 2,712 Mrd. €. Im Fall der SR Reserve bedeutet dies
alleinig in diesen Perioden eine Verteuerung der Energie um 57,108 Mrd. € auf einen
Gesamtwert von 59,820 Mrd. €. Dies bedeutet mehr als eine Verzwanzigfachung und ist
dementsprechend in den Unternehmensbilanzen ebenfalls zu sehen. Ein anderer Effekt der
Anwendung der SR ist, dass auch die Borsenpreise in nicht kritischen Perioden leicht
ansteigen, da zuerst alle Kraftwerke ungeachtet der Erzeugungskosten eingesetzt werden, und

erst dann die neuen und effizienteren Kraftwerke der SR. Insgesamt werden die
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Zubaukraftwerke allerdings deutlich weniger eingesetzt als im Basisfall. Konkret in Zahlen
ausgedriickt bedeutet dies, dass im Basislauf im Jahr 2030 50,3 TWh aus den
Zubaukraftwerken kommen, wohingegen diese beim SR Szenario im selben Jahr nur 18,1 TWh

produzieren. Dies entspricht einem Unterschied von 32 TWh bzw. einem Anteil von nur 36 %.

Wiederum sei darauf verwiesen, dass hier der Energiebeitrag der Windenergie mit einbe-
rechnet ist. Deswegen sind die Einsatzzeiten der SR Kraftwerke so gering. Wenn der Beitrag
der PV ebenfalls in der Berechnung beriicksichtigt wird, dann sinken die Einsatzzeiten noch

weiter, aber in geringerem Mafle.
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ABBILDUNG 69: HAUFIGKEIT DES EINSATZES EINES SR KRAFTWERKS
VON 2022 BIS 2035 AUFGETEILT IN PERIODEN (GESAMT 167)

Ein deutlich verandertes Bild ergibt sich, wenn der Fall der auslaufenden Kraftwerke bis 2035
betrachtet wird. Da hier eine Menge an Kapazititen im Netz , fehlen”, werden die SR Kraft-
werke ab 2022 in jeder Periode eingesetzt. Auch in den Jahren zuvor wird praktisch das ganze
Jahr iiber Energie aus diesen Kraftwerken benétigt. Dadurch liegt der Preis praktisch in jeder
Stunde des Jahres auf dem Niveau von 1.500 €/ MWh. Die Kosten sind enorm und konnen als
unrealistisch angesehen werden. Die konkreten Einsatzdauern der Zubaukraftwerke kénnen

Abbildung 70 entnommen werden.

Insgesamt ist hier der oben beschriebene Unterschied des Kraftwerkseinsatzes aufgrund des
Herausnehmens von Kapazitiaten aus der Merit Order weit geringer. So sind im Basisfall 2030
die Zubaukraftwerke noch fiir eine Gesamtenergienachfrage von 215,9 TWh aufgekommen,
im Fall der SR nur mehr fiir 201,4 TWh (entspricht einem Unterschied von 14,5 TWh bzw.
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einem Anteil von 93 %). Dieser geringere Unterschied kommt zustande, da durch das Aus-
laufen der Kraftwerke auch einige Kapazititen entfallen die anderenfalls in der Merit Order

hinter den Gasturbinen stehen wiirden.
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ABBILDUNG 70: VOLLLASTSTUNDEN ALLER 316 ZUBAUKRAFTWERKE DES
,STRATEGISCHE RESERVE” SZENARIOS OHNE REFURBISHMENT

8.4.4 WIRTSCHAFTLICHKEIT DER SR BEI WIEDERERRICHTUNG

Im Fall der Strategischen Reserve und des geringen Zubaus von 19,2 GW bis 2035 ergibt sich
ein geringfiigig verbessertes Bild als im Basisfall (siehe Abbildung 71). Dabei ist der Verlauf
der Kosten bis zum Jahr 2022 nahezu ident, da die SR Kraftwerke nicht zum Einsatz kommt
und somit nur der geringe Aufschlag der Baukosten das Gesamtsystem nicht iibermafsig
belastet. Ab 2022 ist die Situation fiir die Kraftwerksbetreiber positiver als im Basisfall. Dies
héangt mit zwei Umstanden zusammen. Zum einen kommen bei einigen Betreibern geringe
aber merkliche Einnahmen durch den Grofshandelspreis von 1.500 €/ MWh hinzu, und zum
anderen da nur geringfiigige Zukdufe von Unternehmen zur Versorgung ihrer Kunden
notwendig sind. Deswegen stellt sich in dieser Betrachtung ein ,nahe null” Niveau bei der
Differenz von Preis und notwendigem Erlos ein. Lediglich nach 2033 kommt es wieder zu
einem signifikanteren positiven Deckungsbeitrag der Kraftwerksbetreiber, von welchem

jedoch wie bereits erwahnt immer noch der Vertriebsanteil mit beglichen werden muss.
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ABBILDUNG 71: NOTWENDIGER DURCHSCHNITTS-EWP DER SUMME DER DEUTSCHEN UNTERNEHMEN
GEGENUBER DEN PREISEN FUR ENERGIEBESCHAFFUNG UND VERTRIEB (QUELLE: (STATISTA, 2014),
EIGENE BERECHNUNG FALL STRATEGISCHE RESERVE MIT REFURBISHMENT

8.4.5 WIRTSCHAFTLICHKEIT DER SR OHNE WIEDERERRICHTUNG

Falls in Zukunft mehr Kraftwerke gebaut werden miissen, da Kraftwerksstillegungen
zunehmen oder die Wirtschaftlichkeit von einzelnen Anlagen nicht mehr gegeben ist,
empfiehlt sich der Ansatz der Strategischen Reserve nicht fiir die Sicherstellung des
einwandfreien Betriebs des Elektrizititssystems. Wie aus Abbildung 72 zu erkennen ist, ver-
schlechtert sich die Lage fiir Deutschland als Durchschnitt betrachtet wenige Jahre nach den
ersten Zubauten massiv. Spatestens ab 2018 kann das Gesamtsystem nicht mehr getragen
werden, da die Energiepreise nahezu konstant auf dem Niveau des Auslsepreises verharren.
Hier wird in Anlehnung an consentec (Consentec, 2012) und EWI (EWI Kéln, 2012) der Aus-
16sepreis auf 1.500€/kWh festgesetzt. Dadurch haben alle Unternehmen die Energie zukaufen
miissen um ihre Endkunden zu versorgen keine Chance zu Uberleben. Es zeigt sich in den
Detailergebnissen, dass jedoch ein Unternehmen langfristig extrem hohe Gewinne verbuchen
kann. Andere sind gepragt von hohen Verlusten und teilweise wechseln die Unternehmen im
Laufe der Zeit von Gewinn zu Verlust zu Gewinn. Diese Ergebnisse konnen dem Anhang

entnommen werden.
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ABBILDUNG 72: NOTWENDIGER DURCHSCHNITTS-EWP DER SUMME DER DEUTSCHEN UNTERNEHMEN
GEGENUBER DEN PREISEN FUR ENERGIEBESCHAFFUNG UND VERTRIEB (QUELLE: (STATISTA, 2014),
EIGENE BERECHNUNG FALL DER STRATEGISCHEN RESERVE OHNE REFURBISHMENT

8.4.6 DIE STRATEGISCHE RESERVE IM EUROPAISCHEN KONTEXT

Wie bereits in Kapitel 8.3.7 erwdhnt wird auch hier nur der Fall mit Wiedererrichtung der
Kraftwerke in Deutschland betrachtet. Dabei zeigte sich bei der Strategischen Reserve ein
eindeutiges Bild. Die 96 deutschen Zubaukraftwerke werden nicht ein einziges Mal fiir die
Bedarfsdeckung oder den Redispatch im européaischen Kontext eingesetzt. Es ergeben sich hier
in jedem Fall geniigend lédnderiibergreifende (Ubertragungs-) Kapazitdten damit dies nicht
geschieht. Der Effekt tritt einzig und allein aufgrund der Reihung der Kraftwerke in der Merit-
Order ein. Sie werden erst hinter allen ,, normalen” Kraftwerken gefiihrt, obwohl sie geringere
Kosten aufweisen als ein Teil der Bestandskraftwerke (auch beim Redispatch). Der Auslose-
preis wird dabei so hoch gewahlt, dass jedes noch so alte und ineffiziente Kraftwerk vor den
SR-Kraftwerken eingesetzt wird. Dies ist aus Sicht des Autors nicht sinnvoll, da die SR-
Kraftwerke sowohl fiir die Gesamt-Kosten, als auch fiir den Umweltschutz von Vorteil waren.
Der Ansatz ,lebt” jedoch von dieser Reihung der Kraftwerke, und dass in bestimmten Stunden
der Auslosepreis erreicht wird, da alle Kraftwerksbetreiber aus diesen Knappheitspreisen
Deckungsbeitrage erwirtschaften konnen. Aufgrund des hohen Preises sollen Erzeuger einen
Anreiz sehen in neue Kraftwerke zu investieren. Dies geschieht jedoch in der Simulation nicht,
da die Zubaukraftwerke nie zum Einsatz kommen. Deswegen ist dieser Ansatz im euro-
pdischen Zusammenhang, zumindest bei geringen notwenigen Zubaumengen, nicht anzu-
raten. Die einzige Modglichkeit diesen Umstand unter den gegebenen Bedingungen zu
beseitigen ware das Herausnehmen von grofieren Mengen an Bestandskraftwerken aus der

Merit-Order, was ein fragliches Mittel darstellt.
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8.5 DIE VERSORGUNGSSICHERHEITSVERTRAGE

Im Fall der Versorgungssicherheitsvertrage wird der Kraftwerkseinsatz im Vergleich zum
Basisfall nicht verdndert. Alle Kraftwerke bieten wie am energy-only-Markt zu denselben
Preisen an, wodurch sich der Energieeinsatz nicht verdndert. Trotzdem haben Kraftwerks-
betreiber die Sicherheit hinsichtlich ihrer Investition. Gleichzeitig wird jedoch der Energie-

preis begrenzt, wodurch keine Knappheitspreise auftreten konnen.

8.5.1 KRAFTWERKE WERDEN WIEDERERRICHTET

Hier werden wiederum die Kraftwerke der Basisvariante in die Stammdaten {ibernommen,
und als Kraftwerke fiir Versorgungssicherheitsvertrage (VSV) markiert. Ein VSV Kraftwerk
erhélt die Kosten der Investition plus Verzinsung in 15 Jahren durch den Mechanismus riick-
erstattet. Somit braucht man sich um die Investition keine Sorgen zu machen. Weiters erhalten
alle anderen Kraftwerke ebenfalls Zahlungen, falls in einem bestimmten Jahr der Bedarf an
Zubau besteht. Der Kraftwerkseinsatz entspricht genau jenem des Basisszenarios, weshalb

hier auf Kapitel 8.3.3 verwiesen wird.

8.5.2 KRAFTWERKE AUSLAUFEND

Ahnliches gilt fiir den Fall der auslaufenden Kraftwerke. Auch hier werden die Daten des
Basisszenarios ohne Refurbishment iibernommen, und aufgrund der gleichen Preise und der
nicht verdanderten Merit Order ergibt sich genau der gleiche Kraftwerkseinsatz. Dies kann
auch als Teil der Validierung des Modells ATLANTIS gesehen werden, da die im Basisfall
eingesetzten Kraftwerke einem reproduzierbaren Optimum entsprechen diirften. Fiir die

Ergebnisse des Kraftwerkseinsatzes wird auch hier wieder auf das Kapitel 8.3.3 verwiesen.

8.5.3 WIRTSCHAFTLICHKEIT DER VSV BEI WIEDERERRICHTUNG

Die Versorgungssicherheitsvertrage ergeben aufier im Jahr 2021, verursacht durch die Sonder-
abschreibungen der Kernkraftwerke, ein sehr zufriedenstellendes Bild. Es konnen in dieser
Variante durchwegs positive Ergebnisse hinsichtlich Kostendeckung im deutschen Schnitt
erreicht werden. Eindeutig in Abbildung 73 erkennbar sind die Jahre in denen der Zubau
erfolgt. Durch die Abgeltung fiir Kapazitat aller Kraftwerke kann in diesen Jahren im Schnitt
ein positiver Deckungsbeitrag erwirtschaftet werden. Wohlgemerkt sind die Vertriebskosten
in der Referenz noch enthalten und diese konnen nicht abgeschétzt werden, jedoch lasst das
Ergebnis eher auf einen funktionierenden, liquiden Markt hoffen als dies beim energy-only
Markt oder der Ansatz der Strategischen Reserve der Fall ist. Ein Manko des Ansatzes ist, dass
Kraftwerksbetreiber tendenziell dazu veranlasst werden alte Kraftwerke als Backup im
System zu belassen um Gewinne zu generieren. Dies ist zwar auf eine Weise wiinschenswert,
kann aber je nach Kraftwerksportfolio, wenn bereits nahezu alle KW vollstandig
abgeschrieben sind, zu Ineffizienzen bzw. zur Uberférderung einiger Betreiber fiihren.

Auflerdem ist die Bestimmung des notwendigen Zubaumafles dadurch umso schwieriger.
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Aus diesem Grund wird dieser mdoglicherweise iiberproportionale Gewinn im Ansatz des

Autors abgefangen.
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ABBILDUNG 73: NOTWENDIGER DURCHSCHNITTS-EWP DER SUMME DER DEUTSCHEN UNTERNEHMEN
GEGENUBER DEN PREISEN FUR ENERGIEBESCHAFFUNG UND VERTRIEB (QUELLE: (STATISTA, 2014),
EIGENE BERECHNUNG FALL DER VERSORGUNGSSICHERHEITSVERTRAGE MIT REFURBISHMENT

8.5.4 WIRTSCHAFTLICHKEIT DER VSV OHNE WIEDERERRICHTUNG

Im Fall ohne Wiedererrichtung kénnen in den Jahren bis 2022, in diesem Fall sogar 2021,
durchaus hohe Margen erzielt werden, was auf ein gut funktionierendes, unter Umstanden
sogar liberfordertes, Elektrizitatssystem hinweist. Die zeitliche Konstanz in den Zubauten ver-
schafft allen Unternehmen Deckungsbeitrage durch die Leistungskomponente des Marktes.
Die Grundlage fiir diese Leistungsvergiitungen sind allerdings vorhandene Kapazitaten.
Diese werden im auslaufenden Fall standig abgebaut, weshalb die zusétzlichen Deckungs-
beitrage im Jahr 2022 ,aufgefressen” sind. Danach erfolgt weiterhin ein kontinuierlicher
Zubau, der aber praktisch nur mehr fiir das zubauende Unternehmen Ertrdge abwirft. Die
Zubaukraftwerke werden hier in ihrer Investition voll bezahlt, doch der standig hohe Preis
durch den Einsatz der Gaskraftwerke, in Kombination mit dem Fehlen von Knappheitspreisen
aufgrund der Ausgestaltung des Marktes, drangt den Schnitt in Deutschland in ein negatives
Ergebnis. Dargestellt wird dies in Abbildung 74.

Es gilt auch hier wiederum, dass die Wahrheit in der Mitte liegen wird. Es gibt derzeit bereits
starke Tendenzen zur Abschaltung von Anlagen (Bundesnetzagentur, 2014), jedoch werden
nicht alle Kraftwerke (Netzstiitzung oder aus anderen Griinden) vom Netz gehen. Wenn man
nun einen Mittelweg dieser beiden Varianten heranzieht, so kann der Ansatz bis 2022

jedenfalls gute Dienste leisten, wobei in den spateren Jahren die Tendenz ins Negative

156/201



Kapitel 8 Ergebnisse der Berechnungen

ausschlagt, was auch diesen Ansatz fiir nicht adaquat fiir eine allgemeine Losung erscheinen

lasst.

Die detaillierten Ergebnisse der einzelnen Unternehmen befinden sich wiederum im Anhang
der Arbeit, und zeigen die Auswirkungen des Ansatzes auf die verschiedenen Kraftwerks-

und Altersstrukturen im Portfolio der einzelnen Unternehmen.
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ABBILDUNG 74: NOTWENDIGER DURCHSCHNITTS-EWP DER SUMME DER DEUTSCHEN UNTERNEHMEN
GEGENUBER DEN PREISEN FUR ENERGIEBESCHAFFUNG UND VERTRIEB (QUELLE: (STATISTA, 2014),
EIGENE BERECHNUNG FALL DER VERSORGUNGSSICHERHEITSVERTRAGE OHNE REFURBISHMENT

8.5.5 DIE VERSORGUNGSSICHERHEITSVERTRAGE IM EUROPAISCHEN
KONTEXT

Die Nachfrage nach Energie, und der Einsatz fiir Redispatch werden gleich wie beim Basisfall
berechnet, weshalb sich auch das idente Ergebnis einstellt. Der einzige Unterschied ist, dass
die Investitionen voll bezahlt werden und auch alte Kraftwerke im Vergleich mehr
Deckungsbeitrdage erwirtschaften konnen. Dadurch ergeben sich bessere Wettbewerbsver-
héltnisse deutscher Kraftwerke im europdischen Markt. Die Investitionen in Kraftwerke in
Deutschland konnen risikofrei durchgefiihrt werden, was international zu einer Marktver-
zerrung fithren kann. Durch solch einen Ansatz kénnen zwar die Investitionen in neue Kraft-
werke sichergestellt werden, jedoch erhalten auch andere Kraftwerke entsprechende Zahlun-
gen fiir Leistung, was einer weiteren Marktverzerrung entspricht. Benotigt werden die Kraft-
werke jedoch nur in wenigen Féllen, weshalb sich der Bedarf nach neuen Kapazititen in einer
europdischen Betrachtung weit verringern kann. Dies impliziert allerdings die Verletzung der

Forderung nach Leistungsautarkie (Européisches Parlament und Rat, 2003).
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8.6 VORSCHLAG DES AUTORS ZU KAPAZITATSMARKTEN

Die bisher betrachteten Ansitze haben allesamt Vorziige und Nachteile. Deswegen hat sich
der Autor dazu entschieden, die Vorteile der untersuchten Anséatze zu kombinieren und zu

erweitern.

Aus dem energy-only-Markt wird die Option der Kraftwerks-Einsatz-Optimierungs- und
Tauschborse {ibernommen, durch die die zur Verfiigung stehenden Kapazitdten kosten-
giinstigst eingesetzt werden. Da jedoch die Deckung der Vollkosten bereits in den letzten
Jahren nur ,zufdllig” gelingen konnte, ist aufgrund der sinkenden Einsatzzeiten, und der
momentan geringen durchschnittlichen Borsenpreise, das Erwirtschaften von Deckungs-

beitrdgen noch unsicherer geworden.

Um dennoch Investitionen anzureizen wird ein Teil des Abgeltungsmechanismus des
Ansatzes der Versorgungssicherheitsvertrage angewendet. Dabei wird der Bedarf an neuen
Kapazitaten ermittelt, und die giinstigsten Erzeugungseinheiten die diese Leistung bereit-
stellen konnen erhalten tiber 15 Jahre ihre kompletten Investitionskosten mit einer Verzinsung
von 5 % zuriick. Durch diesen Umstand, und durch die Ergebnisse der Einsatzzeiten der
Zubaukraftwerke aus dem Basisszenario sind nur Gasturbinen im Zubau bertiicksichtigt. Auch
Bestandskraftwerke bekommen in dieser Variante Zahlungen fiir die Bereitstellung von
Leistung, falls ein Zubau (in einem Jahr) notwendig ist. Aufgrund der Abgeltungsregelung fiir
Neubau, der 15 Jahre Vergilitungsdauer vorsieht, bekommen auch Bestandskraftwerke nur
dann eine Leistungsabgeltung wenn sie nicht alter als 15 Jahre sind. Die Zeitbeschrankung ist
einerseits auf die Abgeltungsdauer der Neubaukraftwerke zuriickzufiihren®, und anderer-
seits sind Bestandskraftwerke nach einer gewissen Zeit abgeschrieben obwohl sie weiterhin
fiir die Leistungs- und Energiedeckung zur Verfligung stehen®. Eine weitere Auspragung der
Versorgungssicherheitsvertrage (EWI Koln, 2012) die in den Ansatz des Autors iibernommen
wird ist die Beschrankung des Borsenpreises auf ein gewisses Niveau. Hier gewahlt wurden
500 €/ MWh. Die Beschrankung ist aus Ansicht des Autors deshalb zuldssig, da Kunden
nunmehr fiir die Bereitstellung der Leistung bezahlen, und bei korrektem Verhalten aller
Beteiligten darf kein Knappheitspreis iiber einem gewissen Preis (hier vom Autor mit
500 €/ MWh gewihlt) auftreten. Sollte dies doch der Fall sein, dann wird der Differenzbetrag
an die Kunden riickvergiitet, da die Kunden die Fixkosten bereits tiber die Leistungsbeitrage
bezahlt haben. Da jedoch der hier betrachtete Ansatz vom EWI KoIn durch die Einheits-
bepreisung fiir Energie und Leistung (fiir alle Bestands- und Neubaukraftwerke) zu iibertrie-

benen Gewinnen bei den Kraftwerksbetreibern (Neubau) fithrt, wird nur ein Teil des Ansatzes

% Nach 15 Jahren haben die Zubaukraftwerke die kompletten Investitionskosten abgegolten
bekommen, und jede weitere Abgeltung kame einer Uberforderung gleich.

67 Zwar sind die Abschreibedauern fiir Kraftwerke im Normalfall langer als 15 Jahre, aber aufgrund der
zeitlichen Beschrankung fiir Zubaukraftwerke wird auch beim Bestand diese Maximaldauer festgelegt
und gilt als Annahme des Autors.
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tibernommen. Falls mehrere unterschiedliche Technologien zugebaut werden, erhilt beim
Ansatz des Autors jedes gebaute neue Kraftwerke nicht mehr an Leistungsvergiitung als sein
Angebot war, die Bestandskraftwerke erhalten jedoch den Preis des teuersten Zubaus. Hier
konnten zwar Manipulationen auftreten, es wird aber zumindest eine Uberft')rderung beim

Neubau abgefangen.

Die letzte Auspragung die in den Ansatz des Autors ibernommen wird kommt aus dem
Bereich der Strategischen Reserve. Da die Zubaukraftwerke durch die Leistungszahlungen
bereits die Fixkosten plus Verzinsung abgegolten bekommen, erhalten sie am Energiemarkt
nur ihre tatsdchlichen Einsatzkosten (pay-as-cost) im Falle eines Einsatzes. Trotzdem werden
sie nicht wie im Fall der SR hinter alle anderen Kraftwerke in der Merit Order gereiht, sondern
ordnen sich entsprechend ihrer variablen Kosten am Markt ein, um ein umwelttechnisch und

wirtschaftlich optimales Ergebnis zu erreichen.

8.6.1 LEISTUNG UND ENERGIE

Fiir den Ansatz des Autors wurden die Kraftwerke aus dem Basisszenario iibernommen,
wobei wiederum Windkraftanlagen zur Energiedeckung beitragen konnen. Der Energie-
einsatz verandert sich nicht zum Basis- und VSV-Fall, da die Merit Order nicht verandert wird.
Da dieses Ergebnis unter den gegebenen Netzbedingungen den kostenoptimalen Einsatz der

Kraftwerke darstellt, ware eine Veranderung aus seiner Sicht nicht sinnvoll.

8.6.2 WIRTSCHAFTLICHKEIT DES EIGENEN ANSATZES BEI
WIEDERERRICHTUNG

Durch die Einschrankungen des eigenen Ansatzes hinsichtlich der Vergiitung der
Leistungspramien wird im Vergleich zu VSV eine geringere aber dennoch (bis auf das Jahr
2021) positive Differenz aus Kosten und antizipierten Preisen erreicht. Bei den gewahlten
Referenzpreisen sind diese moglichen Gewinne jedoch gering. Nichtsdestotrotz werden alle
Neubauten hinsichtlich ihrer Errichtungskosten plus Verzinsung iiber die Jahre voll bezahlt,
was jedenfalls einen Investitionsanreiz geben soll. Es entspricht hier einer Fixverzinsung, da
am Energiemarkt nur die tatsachlichen Kosten des Einsatzes vergolten werden, egal wie hoch
der MCP in einer beliebigen Einsatzstunde ist. Es kann zwar dadurch von geniigend
Investitionen in Neubauten ausgegangen werden, jedoch ist der Autor skeptisch ob der
gewdhlte eigene Ansatz allen Unternehmen in Deutschland wirtschaftlich langfristig ein
zufriedenstellendes Ergebnis liefern kann. Die errechneten und vergleichenden Werte dieser

Simulation werden fiir die Summe der deutschen Unternehmen in Abbildung 75 dargestellt.
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ABBILDUNG 75: NOTWENDIGER DURCHSCHNITTS-EWP DER SUMME DER DEUTSCHEN UNTERNEHMEN
GEGENUBER DEN PREISEN FUR ENERGIEBESCHAFFUNG UND VERTRIEB (QUELLE: (STATISTA, 2014),
BERECHNUNGEN ZUM ANSATZ DES AUTORS MIT REFURBISHMENT

8.6.3 WIRTSCHAFTLICHKEIT DES EIGENEN ANSATZES OHNE
WIEDERERRICHTUNG

Der Verlauf der Kosten bzw. der Differenz aus Kosten und Preisen fiir Energie ist dem der
Versorgungssicherheitsvertrage aufgrund der Gemeinsamkeiten der Ansdtze sehr dhnlich.
Jedoch werden die Gewinne bis 2021 stark reduziert, da keine alteren Kraftwerke die
Leistungsvergiitung bekommen. Ab 2021 ist die Differenz dann negativer als bei den VSV, da
der Bestand der fehlenden Kraftwerke fiir Leistungsvergiitungen aufgrund des Auslaufens
dieser, gepaart mit dem Umstand der wenigen Kraftwerke die vom Alter her fiir eine
Leistungsvergiitung in Frage kommen, gegeben ist. Hier mochte der Autor festhalten, dass
der Neubau zwar voll bezahlt wird, aber die Struktur des Kraftwerksparks nicht fiir diese Art
der Vergiitung geeignet ist. Sinn sollte es hier sein, {iberméfiige Gewinne durch abge-
schriebene Anlagen zu verhindern, jedoch ist das Grundproblem, wie auch schon beim Fall
der VSV ohne Wiedererrichtung zu sehen war, ein anderes. Der vermehrt notwendige Ener-
giezukauf zur Deckung der Endkundennachfrage ist es, der die negativen Ergebnisse ab 2021

entstehen lasst. Grafisch sind diese Ergebnisse aus Abbildung 76 zu entnehmen.

Auch wenn die Wahrheit wieder in der Mitte liegt, so muss doch gesagt werden, dass auch
der Ansatz des Autors keine zufriedenstellenden Ergebnisse liefern kann. Es wird zwar eine
Gewinnanpassung vorgenommen, die Umlegung der Beschaffungskosten fiir Energie konnen

aber aus Sicht des Autors nicht in geniigender Weise beriicksichtigt werden.
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ABBILDUNG 76: NOTWENDIGER DURCHSCHNITTS-EWP DER SUMME DER DEUTSCHEN UNTERNEHMEN
GEGENUBER DEN PREISEN FUR ENERGIEBESCHAFFUNG UND VERTRIEB (QUELLE: (STATISTA, 2014),
BERECHNUNGEN ZUM ANSATZ DES AUTORS OHNE REFURBISHMENT

8.6.4 DER ANSATZ DES AUTORS IM EUROPAISCHEN KONTEXT

Analog zum Ansatz der Versorgungssicherheitsvertrage andert sich bei dieser Betrachtung
nichts im Bereich des Kraftwerkseinsatzes laut Markt und Redispatch. Einzig die angemerkte
Uberf('jrderung, vor allem im Bereich der Bestandskraftwerke, wird hier deutlich vermindert.
Aufierdem wird beim Bestand in den wenigen Betriebsstunden die sie laut Markt zum Einsatz
kommen die Vergiitung der Energie auf die tatsdchlichen Kosten der Erzeugung reduziert,

was bei den geringen Einsatzzeiten jedoch nicht ausschlaggebend ist.

Durch die Abgeltung der Gesamtkosten bleibt jedoch der Umstand der Marktverzerrung
erhalten. Es ist aus Sicht des Autors schlichtweg unmaoglich, gleichzeitig Anreize in Investi-
tionen in einem Land das in ein komplexes System eingebunden ist zu férdern, und gleich-
zeitig nicht den Markt zu verzerren. Dies unterstiitzt die Ansicht, dass ein europdischer Ansatz
eines Kapazititsmechanismus zielfiihrender ist als ein Sammelsurium von nationalen Vari-
anten. Jedenfalls ist der Ansatz des Autors zwar in der Lage die Investitionen die fiir eine
nationale Deckung der Last zu jedem Zeitpunkt eines Jahres notig sind anzureizen, aber fiir

optimal hélt der Autor diese Variante trotzdem nicht.
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9 SCHLUSSFOLGERUNGEN UND AUSBLICK

In dieser Arbeit werden bestehende Ansdtze zu Kapazititsmechanismen mittels eines
Simulationsmodells untersucht und bewertet. Diese Moglichkeit ist aus Sicht des Autors
einzigartig, da ein umfassendes Modell wie ATLANTIS bei den bisherigen Betrachtungen
nicht zur Verfiigung stand. Auflerdem werden die Einfliisse von DSM Mafsnahmen und

mogliche Umsetzungen dieser untersucht.

9.1 DERZEITIGE SITUATION UND DIE DAMIT VERBUNDENE
PROBLEMATIK

In Europa und im Speziellen in Deutschland werden derzeit nur Anlagen zur Verwertung von
dargebotsabhadngigen Energietragern im grofien Stil geplant und umgesetzt. Deswegen ergibt
sich zunehmend eine Kluft zwischen Nachfrage und Leistungsdeckung. Diese kann jedoch
nicht zufriedenstellend mit dargebotsabhédngigen Energietragern gedeckt werden, bzw. nur
mit enormen finanziellen Mitteln. Die Anmeldungen zur Stilllegung von thermischen Kraft-
werken die bei der Bundesnetzagentur (Bundesnetzagentur, 2014) aufliegen unterstreichen
dieses Dilemma. Ahnliche Probleme treten durchaus auch in anderen Léndern in Europa, auf-
grund teils dhnlicher oder anderer Entscheidungen, in den letzten Jahren auf. In Frankreich
rechnet man beispielsweise im Winter 2015/16 mit einer physikalischen Unterdeckung der

Elektrizitatsnachfrage.

In Deutschland sind zwar in den letzten Jahren einige wenige Kraftwerke in Betrieb gegangen,
jedoch hat das Forderschema von erneuerbaren Energien dazu gefiihrt, dass diese Kraftwerke
nicht gentigend Stunden am Netz sind bzw. die Preise in den Stunden in denen sie produ-
zieren so niedrig sind, dass diese Kraftwerke nicht rentabel betrieben werden konnen. Kurz-
fristig bedeutet die enorme Einspeisung durch EE zwar eine Verringerung der Strompreise,
langfristig konnen die Auswirkungen jedoch andere sein. Es kann einerseits zu einem
,Sterben” der Mittel- und Spitzenlastkraftwerke kommen, und andererseits werden alle An-
reize fiir den Bau neuer Erzeugungseinheiten ausgesetzt. Die Energiewende kostet den Durch-
schnittshaushalt pro Jahr ca. 250 €% an EE-Umlage. Mit der Umlage die von den Haushalten
in Deutschland in einem Jahr (2014 sind dies 23,6 Mrd. €) bezahlt wird, konnten knapp 60 GW
an Gasturbinenkapazitdt installiert und voll bezahlt werden (bei spezifischen Investi-
tionskosten von 400 €/kW). Diese einseitige Forderung ist dem steigenden Umwelt-
bewusstsein geschuldet und sollte aus Sicht des Autors nicht iibertrieben werden. Eine Uber-
forderung bedeutet in spaterer Folge weitere Investitionen in einen thermischen Kraftwerks-

park als Backup, und kann fiir die Menschen zu einer immens grofien Alltagsbelastung

6 Annahme eines Haushaltsverbrauchs von 4.000 kWh pro Jahr und eines EEG Umlage von 6,24 ct/kWh
(BDEW, 2014, S. 9)
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werden. Deswegen versucht der Autor eine giinstige und sinnvolle Variante fiir den Ubergang

in ein Marktsystem zu finden, welches leistbar und vor allem sicher ist.

9.2 ANSATZE WELTWEIT

Die bisher umgesetzten Kapazititsmechanismen und ihre Wirkungsweisen wurden am
Institut fiir Elektrizitatswirtschaft und Energieinnovation bereits durch die Dissertation von
Herrn Siilenbacher (Siifsenbacher, 2011) behandelt, bzw. wurden diese detailliert durch die
Ausfiihrungen von Herrn Schwaiger (Schwaiger, 2011) in seiner Diplomarbeit bearbeitet.

Deswegen wird an dieser Stelle auf eine nochmalige Aufarbeitung der Thematik verzichtet.

Nicht zuletzt, da der Autor in seinen Untersuchungen den Fokus auf Deutschland legt, und
dort konkrete Berechnung der Auswirkungen solcher Mechanismen mittels des gesamten
Kraftwerksparks fiir Deutschland und auch Europa mit Hilfe des Simulationsmodells
ATLANTIS durchfiihrt, besteht kein Bedarf diese Theorie nochmals zu bearbeiten. In den Aus-
fithrungen der beiden anderen Autoren dagegen werden theoretische Betrachtungen bzw.
reale Erfahrungen mit verschiedensten Ansatzen in Landern weltweit untersucht und bewer-
tet (ohne Berechnungen), was hier nicht das Ziel ist. Fiir jene Leser, die allgemeine Informa-
tionen zu moglichen Ansétzen und ihren Ausfiihrungsvarianten weltweit interessieren, sei auf
diese beiden Arbeiten verwiesen. Bei der vorliegenden Arbeit liegt der Fokus auf Simulationen
von einigen ausgewdhlten Vorschldgen fiir Deutschland und die Erstellung eines eigenen

Vorschlags, sowie der Betrachtung der Nachfrageseite.

9.3 RESUMEE DER SIMULATIONEN

Aus den Simulationen zur Einbindung der Nachfrageseite und den Berechnungen zu beste-
henden Kapazitatsansdtzen, sowie dem eigenen Ansatz fiir Deutschland, haben sich einige

wertvolle Erkenntnisse ergeben, welche hier in kompakter Form dargestellt werden.

9.3.1 DEMAND SIDE MANAGEMENT

Beim Demand Side Management konnten im Zuge eines Projektes der Forschungs Forderungs
Gesellschaft FFG wertvolle Erkenntnisse tiber das Potential von industriellen Energiedienst-
leistungsspeichern in Osterreich gewonnen werden. Die einfachsten PDSM-Umsetzungen
sind in einigen energieintensiven Branchen moglich, welche ihrerseits hauptsachlich in

Oberosterreich und der Steiermark angesiedelt sind.

Die vielversprechendste Anwendung fiir diese DSM Potentiale stellt die Senkung der Spitzen-
last dar. Dabei konnten beachtliche Senkungen der Kosten fiir die Energieerzeugung im
Bereich von einigen zehn Millionen Euro fiir Osterreich erzielt werden. Die weitaus aussage-
kraftigeren Reduktionen konnten bei der Beachtung der Einspeisung durch PV erzielt werden,

was speziell in Deutschland aufgrund des enormen Ausbaumafies noch deutlicher ausfallen
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wiirde. Geringfiigige Einsparungen konnten auch im Bereich der CO2 Emissionen beobachtet

werden, was auf einen effizienteren Einsatz der bestehenden Kraftwerke hindeutet.

Eine weitere Anwendung war die Reduktion des Redispatches an Knoten mit vorwiegend
erneuerbarer Einspeisung. Hierbei sind die Ergebnisse weniger deutlich, wenn auch positiv
ausgefallen. Grund dafiir sind einerseits die geringen Potentiale fiir DSM an Knoten mit EE
Einspeisung, sowie das geringe Absolutmaf? bei einer Anwendung an nur einem Netzknoten.
Hier kann ebenfalls auf die weit hoheren und verteilteren Einspeisungen aus EE in Deutsch-
land, sowie das insgesamt hohere Potential das sich dort bietet verwiesen werden. Jedenfalls
kann festgehalten werden, dass eine Aggregation des Potentials durch einen Koordinator ein
weitaus besseres Ergebnis liefern wird, als die einzelne Betrachtung von Industriestandorten

als alleinige Angebotsleger.

Die dritte Anwendung in der Studie war die Betrachtung des Einsatzes von DSM Mafinahmen
am Regelenergiemarkt. Da die Praqualifikationen im Bereich der primar und sekundar Regel-
reserve weitaus schwieriger zu erreichen sind und einen automatischen Eingriff in den
Prozessablauf mit sich ziehen wiirden, wird nur der Bereich der tertidren Regelreserve oder
Minutenreserve als realistisch erachtet. Hier konnten aufgrund vorhandener Marktdaten
Hochrechnungen zu moglichen Erlosen angestellt werden, welche einen durchaus positiven
Eindruck hinterlassen haben. So konnen durchschnittliche Leistungspreise von bis zu
250 €/MW pro Woche fiir die Bereithaltung der Kapazitat erzielt werden. Im Falle eines Ein-

satzes konnen dann noch Energieabgeltungen hinzuaddiert werden.

Insgesamt kam die Studie EDRC (Stigler H. , 2013) zur Ansicht, dass DSM einen wichtigen
Beitrag im Gesamtsystem leisten kann, wobei der Umsetzungsgrad heute leider noch zu
wiinschen iibrig lasst. Umgelegt auf Deutschland kann ein in Osterreich durch Interviews und
Hochrechnungen ermitteltes Potential von 300 MW mit gut drei GW beziffert werden. Des-
wegen wird in den Berechnungen der Nachfrageseite in Deutschland von Potentialen in drei

GW Schritten ausgegangen.

9.3.2 DIE NACHFRAGESEITE DES KAPAZITATSMARKTES

Die Berechnung der Auswirkungen von nachfrageseitigen Beeinflussungen der Energie-
wirtschaft baut auf die Untersuchungen zu DSM Potentialen in Osterreich auf, und ermittelt
konkrete Auswirkung auf den Kraftwerksbedarf eines theoretisch abgeschotteten deutschen
Marktes. Dabei werden vom Basisszenario, mit konstanter Spitzenlast und konstantem

Energieverbrauch, ausgehend mehrere Variationsrechnungen durchgefiihrt.

Die Potentiale fiir DSM werden mit drei, sechs und neun GW festgelegt, und auch ein Fall mit
einer Erhohung der Spitzenlast um drei GW wird betrachtet. Des Weiteren wird ein Fall mit
45 GW zusatzlich installierter Windenergie (mit Hilfe des Basislastgangs) bis 2030 berechnet.
Fiir alle diese Fille gilt, dass der Energiebedarf immer identisch ist, und lediglich die

Leistungsnachfrage zeitlich verschoben wurde.
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Das herausragendste Ergebnis lieferte dabei das geringste und auch als am realistischsten
anzunehmende DSM Potential. Bei einer Reduktion von drei GW an Spitzenlast konnten
Kraftwerke im Umfang von 3.800 MW bis 2030 eingespart werden. Dabei miissen lediglich
39 GWh an Energie in insgesamt 40 Stunden des Jahres verschoben werden. Dies ist als

durchaus bewaltigbar einzustufen.

Beim Energieeinsatz konnte beobachtet werden, dass die Reduktion der Spitzenlast eine deut-
liche Steigerung der Einsatzzeiten der Kraftwerke zur Folge hat. Je langer solch ein Niveau
mit konstanter Last in der Jahresdauerlinie ist, desto mehr Einsatzstunden kdonnen die Kraft-
werke leisten und damit konnen sie auch dementsprechend mehr Deckungsbeitrdage erwirt-

schaften. Dies deutet auf eine effizientere Nutzung bestehender und auch neuer Anlagen hin.

Als Ergebnis zu DSM Mafinahmen kann gesagt werden, dass Kraftwerkskapazititen in einem
grofleren Umfang eingespart werden konnen als die Last tatsdchlich gesenkt werden mdisste.
Deswegen ist der Eingriff in das Elektrizitdatssystem auf Seite des Verbrauchs ein hervor-

ragendes Mittel zur Senkung des Kraftwerksbedarfs bei tiberschaubarem Aufwand.

9.3.3 BETRACHTUNG DES BASISFALLS (ENERGY-ONLY-MARKT)

Die Berechnungen der Basisfille dienen dem Zweck der Ermittlung des notwendigen Bedarfs
an Kapazitat fiir die Zukunft und zur Bewertung des energy-only-Marktes. Die notwendige
Leistung variiert in den betrachteten Fallen von 19,2 bis 63,2 GW, je nach Berticksichtigung
bestehender Anlagen in der Zukunft.

Es zeigt sich aus den Simulationen, dass obwohl die giinstigste Erzeugungstechnologie fiir
den Zubau herangezogen wird, die Kosten von einem reinen Energiemarkt hochstwahrschein-
lich nicht gedeckt werden konnen. Es bestehen allerdings nicht nur Probleme bei der
Fixkostendeckung der notwendigen Zubauten, sondern bereits beim Betrieb der bestehenden

Anlagen. Dies ist einer der Griinde, weshalb der Autor von einem reinen Energiemarkt abrat.

Aufgrund dieser unsicheren zukiinftigen Erlose werden keine Investitionen in neue Anlagen
angereizt. Die fehlenden Neubauten und die fehlende Wirtschaftlichkeit beim Bestand lasst
fiir die Zukunft keine positiven Hoffnungen fiir den sicheren Betrieb des Elektrizitatssystems

aufkommen.

Was jedoch hervorgehoben werden soll, ist die Funktion des reinen Energiemarktes (der
Stromborse) als Kraftwerks-Einsatz-Optimierungs- und Tauschborse. Durch die Stromborse
werden Kapazititen nahezu optimal eingesetzt®, was aus Sicht des Autors jedenfalls in
Zukunft beibehalten bleiben soll.

¢ Falls Netzrestriktionen dies nicht ermdglichen wird mittels weiterer Berechnungen, dem sogenannten
Redispatch, das giinstigst mogliche Ergebnis unter Beachtung der Netzrestriktionen gesucht.
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9.3.4 UMSETZUNG VON STRATEGISCHER RESERVE UND
VERSORGUNGSSICHERHEITSVERTRAGEN IN DEUTSCHLAND

Der Ansatz der strategischen Reserve und der Versorgungssicherheitsvertrage liefern weit
differierende Ergebnisse. Aufierdem hat sich herauskristallisiert, dass die Ergebnisse umso
starker differieren, je mehr Zubaukapazitdt benétigt wird. Angesichts der zunehmenden
Anmeldungen zur Kraftwerksstilllegung (Bundesnetzagentur, 2014) wird zukiinftig weder
der Fall der Wiedererrichtung, noch der Fall der kompletten Stilllegung der Kraftwerke in der
Realitdt zutreffen. Vielmehr wird die Wahrheit zwischen diesen Werten liegen. Aufgrund der
Ergebnisveranderungen in den verschiedenen Fallen kann solch ein Zwischenergebnis recht

gut prognostiziert werden.

Die strategische Reserve: Von allen betrachteten Ansatzen liefert die Strategische Reserve das
am wenigsten zufriedenstellende Ergebnis. Dabei ist der Fall mit Wiedererrichtung zwar in
der Durchschnittsbetrachtung geringfiligig besser als der Basisfall, dies passiert jedoch in der
Detailbetrachtung auf Kosten von einigen Unternehmen die vermehrt Bedarf an Stromzukauf
haben. Diese ,leiden” unter den hohen Borsenpreisen wohingegen jene die Kapazititen ver-
kaufen kénnen” immens hohe Gewinne verzeichnen kénnen und nach 2022 ihre Energie an
die Endkunden verschenken konnten, was iiberproportional hohe Gewinne bedeutet. Die
Forderung nach Investitionsanreizen hangt in diesem Ansatz sehr stark von den Rahmen-
bedingen ab. Diese sind der Auslosepreis und die Menge die fiir diesen Ansatz kontrahiert
wird. Dadurch kann der Autor keine Garantie fiir einen funktionierenden Markt sehen und

rat von dieser Variante ab.

Eindeutig wird das Versagen des Ansatzes jedenfalls wenn nicht nur fiir die Spitzenlast-
deckung zugebaut werden muss, sondern auch Anlagen die aufler Betrieb gehen ersetzt
werden miissen. Hier haben sich in den Simulationsrechnungen die eindeutigsten Ergebnisse
gezeigt. Bereits ab 2018 besteht fiir den Durchschnitt der deutschen Versorger keine Chance
mehr positiv zu wirtschaften. In der detaillierten Betrachtung kann nur ein Unternehmen lang-
fristig (sehr hohe) Gewinne erwirtschaften. Alle anderen sind , Opfer” der Strategischen
Reserve. Dieser Umstand unterstiitzt die Meinung des Autors, dass die Strategische Reserve

kein geeignetes Mittel fiir ein zukunftstahiges Marktdesign ist.

Im europdischen Kontext hat die Simulation ergeben, dass die Kraftwerke der SR nie
eingesetzt werden. Es gibt geniigend linderiibergreifende Ubertragungskapazitdten und
Erzeugungseinheiten die unter dem Auslosepreis von 1.500 €/ MWh liegen, sodass es zu
keinem einzigen FEinsatz dieser Kraftwerke kommt. Somit bleiben die Kosten fiir die Errich-

tung der Kapazitdt, ohne einen klar ersichtlichen Nutzen. Im Gegenteil, dltere weniger

70 Gemeint sind hier alle Kapazitaten die nicht in den Mechanismus der SR fallen, und dadurch einen
Borsenpreis in Hohe des Auslosepreises vergiitet bekommen. Die Kraftwerke der SR bekommen nur
ihre variablen Betriebskosten erstattet.
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effiziente Kraftwerke werden vermehrt eingesetzt, und neue, im Vergleich zu Kraftwerken der

gleichen Technologie hochsteffiziente, Kraftwerke produzieren keine Energie.

Alle Ergebnisse der Simulationsrechnungen sprechen gegen die Einfiihrung einer Strate-

gischen Reserve als Kapazitdtsmechanismus in Deutschland.

Die Versorgungssicherheitsvertrige: Die Versorgungssicherheitsvertrage bedeuten unter
den gegebenen Bedingungen nur einen geringen Eingriff in den bestehenden Markt. Die Simu-
lationen ergeben dabei nur wenig Veranderung im Bereich der Eigenwirtschaftlichkeitspreise
im Vergleich zum Basisfall des reinen Energy-only-Marktes. Gleichzeitig sind die Investi-

tionen in neue Kraftwerke gesichert, da die Investition voll bezahlt wird.

Der geringe Unterschied zwischen den beiden Varianten Basis und VSV besteht darin, da beim
Mechanismus des Energieeinsatzes praktisch nichts verandert wird. Lediglich das Auftreten
von Knappheitspreisen wird verhindert, was im Modell ATLANTIS aufgrund der Perioden-
betrachtung nur schwer abzubilden ist. Dadurch wirkt sich dieser Einschnitt nicht dermafien
aus wie es der Ansatz vermuten lasst. Auch die erwartenden tiberméfiigen Gewinne durch die
Einheitsvergiitung von Energie und Leistung bleiben in der Simulation aus. Dies ist aus Sicht
des Autors zwei Umstanden geschuldet, die das Modell nicht 100 prozentig abbilden kann.
Zum einen gibt es keine stundenscharfen Berechnungen, wodurch sich weder die Begrenzung
des Borsenpreises, noch der Einfluss der moglichen Borsenpreisschwankungen aufgrund der
fluktuierenden Einspeisung aus EE abbilden ldsst. Zum anderen erfolgt in den Perioden ein
Durchschnitts-Einsatz von Kraftwerke eines Unternehmens. Diese Energieerzeugung wird
vorrangig fiir die Eigenbedarfsdeckung herangezogen und nicht mit dem Borsenpreis
bewertet. Dies ist zwar realitatsnah, jedoch konnen auch hier stundenweise Importe oder
Exporte auftreten, die zu Deckungsbeitragen bzw. zusitzlichen Kosten bei Unternehmen

fiihren und hier nicht berticksichtigt werden konnen.

Im betrachteten Fall mit Wiedererrichtung der Kraftwerke lieferten die VSV ein vielversprech-
endes Ergebnis, was auf einen funktionierenden Mechanismus hindeutet. Wenn es zu keiner
Wiedererrichtung der Kraftwerke in Deutschland kommt, dann fallt das Ergebnis negativ fiir
den Durchschnitt der deutschen Energieversorger aus. Insgesamt betrachtet ist es jedoch das
beste Ergebnis aller Berechnungen fiir den Fall ohne Wiedererrichtung der Kraftwerke.
Dennoch ist der Autor nicht davon iiberzeugt, dass eine Vergiitung fiir alle bestehenden Kraft-
werke im Fall eines notwendigen Kapazitatszubaus sinnvoll ist, da alte, abgeschriebene Kraft-
werke einen libermafligen Gewinn erwirtschaften und unter Umstanden nur des Scheines

halber am Netz verbleiben.

Insgesamt erscheint dem Autor das Mittel der Versorgungssicherheitsvertrage als durchaus

geeignet, bei kleinen notwendigen Anpassungen, ein zukunftsfadhiges Marktsystem zu sein.
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9.4 MOGLICHER KAPAZITATSMECHANISMUS FUR DEUTSCHLAND
SEITENS DES AUTORS

Der Ansatz des Autors orientiert sich an den bisher untersuchten Ansatzen bzw. dem
derzeitigen Marktsystem. Die Ergebnisse pendeln sich zwischen jenen der Versorgungs-

sicherheitsvertrage und des energy-only-Marktes ein.

Beim Fall der Kraftwerkswiedererrichtung kénnen durch den Ansatz des Autors stets gerin-
gere notwendige Erlose aus dem Endkundenverkauf (Eigenwirtschaftlichkeitspreis) erreicht
werden als im energy-only-Fall. Dabei wird die Investition durchaus sichergestellt, jedoch
ohne zu viele Vergiitungen fiir andere Kraftwerke zuzulassen. Im Vergleich zum Ansatz der
Versorgungssicherheitsvertrage bedeutet dies konkret, dass beim Ansatz des Autors von 2016
bis 2035 um 18,76 Mrd. € weniger an Kapazitiatszuschiissen an Bestandsanlagenbetreiber

ausgeschiittet werden.

Im Vergleich zu den VSV kann hier der Umstand der unverhaltnismafSig langen Betriebsdauer
von Kraftwerken verhindert werden, da die Leistungsvergiitung zeitlich beschrankt wird.
Dennoch kann jedenfalls von geniigend Investitionsanreizen ausgegangen werden, mit der
Einschrankung, dass tibertriebene Gewinne eingedammt werden. Obwohl aus Sicht des
Autors solch ein Marktdesign fiir die Zukunft vorteilhafter ist als die anderen betrachteten
Ansétze, so ist er auch nicht in letzter Konsequenz zufriedenstellend. Vor allem die Ergebnisse
im Fall der auslaufenden Kraftwerke bewegen den Autor zu dieser Feststellung. Hier kann

auch die Variation aller Vorteile der Finzelansatze nicht {iberzeugen.

Deswegen seien an dieser Stelle einige Verbesserungsvorschlage die in den Ansatz des Autors
noch integriert werden sollten, jedoch in dieser Arbeit nicht weiter verfolgt wurden,

angefiihrt:

e Unterscheidung der Technologie bei der Kapazititsabgeltung von Bestands-
kraftwerken: Eine fix vorgegebene Zeitspanne in der Kraftwerke die Berechtigung auf
Zahlungen haben ist aus Einfachheitsgriinden sinnvoll, jedoch werden Langlebigkeit
und Kapitalintensitdt nicht in ausreichenden Maf3e beriicksichtigt. Deswegen wird als
Erweiterungsvariante ein variabler Abgeltungszeitraum fiir verschiedene Technolo-
gien angedacht.

e Neben den bestehenden kurzfristigen (ca. 5 Jahre) Jahreshochstlastrechnungen die fiir
den Bau einer Gasturbine durchaus ausreichend sind, soll auch ein langfristiger
Ausbauplan berticksichtigt werden, bei dem Grundlastkraftwerke einen Platz in der
Kraftwerksplanung finden. Diese konnen entweder durch langere Vergiitungsdauern
oder durch Ausgleichszahlungen bei zu geringen Einsatzzeiten/Borsenpreisen Bertiick-

sichtigung finden.
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e Die Abgeltung von Leistungspreisen fiir Kraftwerke kann ex-post aufgrund der
Einsatzstunden des jeweiligen Kraftwerks in einem Jahr passieren. Kraftwerke die ihre
Deckungsbeitrage bereits iiber den Energiemarkt erwirtschaften konnten miissten in
diesem Fall bei den Leistungsvergiitungen geringer bewertet werden als andere Kraft-
werke. Hier muss allerdings der Missbrauch (Kapazitdten absichtlich von Netz gehen
lassen da sie sowieso Zahlungen erhalten) unterbunden werden.

e Ein entscheidender Faktor fiir den Erfolg oder Misserfolg egal welches Kapazitats-
mechanismus ist die Beriicksichtigung von erneuerbaren Energien. Wie hoch und wie
lange diese gefordert werden hat direkten Einfluss auf einen Kapazitatsmechanismus.

e Weitere fixe Kosten sollten in der Abgeltung beriicksichtigt werden, um Investitionen

tatsachlich garantieren zu.

Eine Ausweitung dieser Ansitze auf Europa ware denkbar und auch wiinschenswert. Die
Ausfithrung eines solchen Marktes miissen zwar {iberarbeitet und an die komplexen Bedin-
gungen in den verschiedenen europdischen Staaten angepasst werden, aber je grofiflichiger
ein Ansatz operiert, desto weniger Mehrfachinvestitionen und Uberférderungen sind zu er-
warten. Jedenfalls miisste eine Erweiterung auf das Osterreichische Marktgebiet stattfinden,
da Deutschland und Osterreich ein eingespieltes, zusammenhéangendes Marktgebiet darstel-
len. Ein Punkt der in dieser Arbeit nicht mit betrachtet wurde sind erneuerbare Energien und
deren Forderungen (in Deutschland bzw. europaweit). Zum Thema der Férdermechanismen
gibt es unzdhlige Arbeiten, weshalb hier kein Bedacht darauf genommen wurde. Betreffend
der Integration von erneuerbaren Energien in einen Kapazitatsmarkt gibt es vereinzelte, aber
aus Sicht des Autors keine vielversprechenden Ansitze. Insgesamt ist eine Integration der EE
in einen Kapazitatsmarkt aus Sicht des Autors kritisch, da einerseits die gesicherte Leistung
dieser Technologien (fiir dargebotsabhéangige Energietréger) sehr gering sind, und anderer-
seits da bestehende Forderungen noch Jahre bzw. Jahrzehnte laufen. In diese wird voraussicht-
lich nicht eingegriffen werden, weshalb eine Integration in einen Kapazitidtsmechanismus nur

schwer zu bewerkstelligen sein wird.
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10 ANHANG

10.1 EURELECTRIC VERANSTALTUNG BRUSSEL

Dieses Kapitel stiitzt sich auf die Notizen zur EURELECTRIC Konferenz zu Kapazitats-
markten in Briissel (EURELECTRIC, 12.12.2013). Die Inhalte werden nach bestem Wissen und
Gewissen wiedergegeben, jedoch gibt es keine Gewahr die Intention der Vortragenden

vollkommen korrekt erfasst zu haben.

HANS TEN BERGE

Der Generalsekretdar von EURELECTRIC macht in seiner einfiihrenden Rede einige Fest-
stellungen zur derzeitigen Situation in Bezug auf Kapazitatsmarkte. Er stellt fest, dass es nach
wie vor ein Definitionsproblem bei Thema der Kapazitatsmarkte gibt. Eine weitere Fest-
stellung ist, dass es derzeit in Europa noch Uberkapazititen gibt, jedoch bedingen die momen-
tanen Marktpreise, dass (thermische) Kraftwerke nicht wirtschaftlich agieren kénnen und
somit massive SchliefSungen bevorstehen. Herausforderungen ergeben sich aufgrund der teils
immensen und vor allem grundverschiedenen Ansdtze zur Forderung EE in Europa. Die
abschlieflende Frage die in den Raum geworfen wird ist, wer fiir Kapazitit momentan

verantwortlich ist, bzw. wer dies in Zukunft sein sollte (TSO, Regulator,...).

KrLAuUs-DIETER BORCHARDT

Der Generaldirektor fiir Energie der EU-Kommission Klaus-Dieter Borchardt steht aus Sicht
des Autors als einziger fiir das bestehende Konzept des Energiemarktes ein. Es wird dabei auf
die Notwendigkeit der Anpassung und Harmonisierung der Fordermechanismen der EE in
Europa hingewiesen. Er befiirchtet, dass Kapazitatsmarkte nicht effizient implementiert
werden konnen und durch eine iibereilte Einfithrung die Kosten fiir die Kunden explodieren
konnten. Sinnvoller sieht er die Anpassung von NTC Werten, DSM und den Ausbau von cross
border Kapazitaten. Laut seiner Meinung sind Anpassungen des Energiemarktes notwendig,
aber die Erganzung durch einen Kapazitatsmarkt heifst fiir ihn ein Problem mit einem Problem
l6sen zu wollen. Um einen funktionierenden Energiemarkt zu erhalten sind jedenfalls Anpas-
sungen, vor allem bei den EE, notwendig. Dann kann ein Kapazitatsmarkt iiberfliissig sein.
Aus Sicht des Autors ist Herr Borchardt der einzige Vertreter fiir die Beibehaltung des reinen

Energiemarktes, wenngleich auch er einen Anpassungsbedarf beim EOM sieht.

CARLOS BATTLE

Herr Battle ist ein Mann mit wissenschaftlichem Hintergrund und arbeitet unter anderem
auch am Massachusetts Institute of Technology. Seiner Ansicht nach sind Kapazitits-
mechanismen unaufhaltbar, daja auch schon in einigen europaischen Landern implementiert,

und die Diskussion sollte nicht mehr {iber das ob, sondern iiber das wie gefiihrt werden.
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Auflerdem gibt es bereits heute in allen Landern Kapazitatsméarkte der einen oder anderen
Art, wie beispielsweise die Regelenergiemarkte. Nun ist es an der Zeit, auch eine Erweiterung
des Energiemarktes in allen Landern vorzunehmen. Die Notwendigkeit von KM ergibt sich
nicht zuletzt durch ineffiziente Regulierungen in einzelnen EU Staaten, denn es ist fiir ihn
fraglich, wie ein Wettbewerbsmarkt in einem Land mit regulierten Endkundenpreisen

funktionieren soll.

Die Ausgestaltung eines KM stellt jedoch die Branche vor grofie Herausforderungen. Dabei ist
insbesondere auf Richtigkeit von Investitionen und Signalen, sowie auf die Langfristigkeit zu
achten. Dabei stellen fiir ihn die Strategische Reserve und Reliability options (RO) keine geeig-
neten Losungen dar. Im Fall der SR ist die grofle Frage, wer das ,Recht” haben soll vom Uber-
tragungsnetzbetreiber gestiitzt zu werden und wer nicht. Nach welchen Kriterien wird dies
festgelegt und entspricht dies noch dem Wettbewerb? Ebenso sind RO keine wirkliche Option,
da zu viele Parameter von aufien festgelegt werden miissen. Egal wie viele und wie die Para-
meter festgesetzt werden, so muss sich ein Investor jedenfalls darauf verlassen konnen, dass

sich nicht alle Jahre die Rahmenbedingungen und Preise verandern.

Das Hauptproblem des derzeitigen Versagens des Energiemarktes sind seiner Ansicht nach
falsche Impulse bei Endkundenpreisen, schlechte Regulierung und vor allem der Fakt, dass
theoretische Marktansdtze nicht auf die Realitdt umlegbar sind. Dazu gehort, dass die Preis-
bildung an der Borse zu kurzfristigen variablen Grenzkosten keine Vollkostendeckung
gewahrleistet. Im Falle von Knappheit sollte sich durch das Verhalten der Kunden ein DSM
Preis einstellen, was aber in der Realitdt durch Preisobergrenzen, unterbrechbare Lieferungen
und dergleichen nicht passiert. Dadurch kommt es zu keiner effizienten Preisbildung. Auch
die Angebotsseite hat mit den Angebotseinschrankungen und Markteintrittsbarrieren keine
optimalen Voraussetzungen. Der langfristige Energiemarkt funktioniert durch die geringe
Menge an Kontrakten und fehlenden Sicherheiten nur sehr eingeschrankt und das Risiko wird
nicht auf alle Marktteilnehmer aufgeteilt, da Erzeuger klassischerweise risikoscheu sind, und

Endkunden nicht (bzw. Risiken gar nicht kennen oder sehen).

Durch die bisherigen Fehlversuche bei der Planung von Kapazitiatsmarkten kann man bereits
viel dartiber lernen, was in Realitdt nicht so funktioniert wie am Reifsbrett geplant. Eckpunkte
fiir einen funktionierenden Kapazititsmarkt gibt Battle folgendermafien an: Eine Art
Regulator kauft selbst oder veranlasst Kunden zum Kauf von verschiedenen Produkten wie
Energie und Kapazitdt. Dies geschieht fiir eine langere Zeitdauer und mit gentigend Vor-
laufzeit. Fiir den Kapazitatsmarkt miissen Angebot und Nachfrage definiert werden. Das
Angebot kann sich dabei auf alle Erzeugungseinheiten beziehen oder nur neue Kraftwerke
oder nur solche einer Technologie. Auf der Nachfrageseite kann entweder die gesamte Nach-
frage oder nur der Teil der nicht abschaltbar ist herangezogen werden. Weiters konnte die

Angebotskurve beeinflusst werden hinsichtlich Preis, Menge oder beidem. Der Handel stellt
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die letzte Instanz dar und kann bilateral oder als Auktion bzw. als Mischvariante funktio-
nieren. Wegweisend sieht Battle den Umgang mit DSM-Potential bei der Einfithrung von
Kapazititsmechanismen. Falls diese jetzt nicht addquat behandelt werden, wird es wahr-

scheinlich auf lange Zeit nicht dazu kommen.

Als letzten kritischen Punkt fiihrt Battle noch den politischen Eingriff an. Es kam in der
Vergangenheit durchaus vor, dass Vorschldge von Wissenschaftlern gemacht, und vor der
Umsetzung von der Politik aus diversen Griinden umgeworfen wurden. In solch einem Fall
niitzt das durchdachteste System nichts. Eine Bemerkung die aus Sicht des Autors dieser
Arbeit nicht unterstiitzt wird ist, dass jedes Land anders zu behandeln ist und wenn ein
Mechanismus nicht funktioniert, dann sollte man einfach einen Neuen probieren. In der ersten
Aussage stimmt der Autor {iberein, jedoch sollte nicht einfach ein Mechanismus nach dem
anderen probiert werden um zu einer zufriedenstellenden Losung zu kommen, sondern

anhand von gut durchdachten Simulationen sollte dies ex-ante bestimmt werden.

FABIEN ROQUES

Herr Roques ist Vizeprasident einer Consultingfirma und ist als Assoc. Prof an der Universitat
Paris Dauphine beschaftigt. Seiner Ansicht nach, und auch der des Autors, ist Elektrizitdt ein
mehrdimensionales Produkt. Die drei groben Blocke sind die Kapazitit, die Energie und
Ausgleich- bzw. Regelenergie. Diese haben unterschiedliche zeitliche Anforderungen welche

in Abbildung 77 dargestellt werden.

Reform & Integration| | Historischer Fokus Bedarf an Reform & Integration
Jahre Monate Day Intygday Real
Zuvor Zuvor ahead h-1 time
0 T —1> Zeitachse
1 |
Kapazitat I I
1 | 1
1 |
I
Intraday
Energie |
g I Handel I
1 |
1 |
| :
Regelenergie I I
Il | |
\ /
Produktart

ABBILDUNG 77: (NOTWENDIGE) VERANDERUNGEN UND DERZEITIGE STRUKTUR DES
ELEKTRIZITATSMARKTES (QUELLE: ROQUES (EURELECTRIC, 12.12.2013) EIGENE DARSTELLUNG)

Bei der Betrachtung des Kapazititsmarktes miissen die Anliegen des Marktes von den
Anliegen der Politik getrennt werden. Dies heifit nicht, dass nur die einen oder die anderen
beriicksichtigt werden sollen, aber man muss sich dessen bewusst sein was fiir den Markt

sinnvoll ist und was nur eine zusitzliche Herausforderung darstellt. Auf der Marktseite
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miissen vorgegebene Ziele hinsichtlich der Versorgungssicherheit erfiillt werden. Ein weiteres
essentielles Ziel ist es die Investitionen zeitgerecht (Erganzung des Autors: und auch orts-
gerecht) zu erfiillen. Der faire Wettbewerb soll funktionieren, sodass alle Erzeugungseinheiten
eine angemessene Rendite verdienen konnen, und dem ,missing money problem” muss
begegnet werden (Anreize fiir Investitionen setzen). Auf der politischen Seite wird versucht
,Fehlinvestitionen” mit Subventionen zu retten, Strompreise niedrig zu halten und

Investitions- bzw. Sterbezyklen von Kraftwerke zu verlangern.

Aufierdem weist Roques auf die Individualitat jedes Landes hin. Der Erzeugungsmix und die
sich ergebenden Faktoren wie Anteil an Erneuerbaren Energien oder regelbarer Leistung, dem
derzeit implementierten Marktsystem und der Anbindung an das Ausland. Eine einheitliche
Losung ist aufgrund der verschiedenen Charakteristika der einzelnen Lander nicht zu
erwarten. Vor allem die Anbindung ans Ausland stellt einen entscheidenden Punkt dar, was
sich in der derzeitigen Situation niederschlagt”. Dabei weist Roques darauf hin, dass in der 2.
Binnenmarktrichtlinie 2003/54/EG (Europdisches Parlament und Rat, 2003) in Artikel 3 Abs. 2
geschrieben steht:

“Die Mitgliedstaaten konnen unter uneingeschrinkter Beachtung der einschligigen
Bestimmungen des Vertrags, ins besondere des Artikels 86, den Elektrizititsunternehmen
im Allgemeinen wirtschaftlichen Interesse Verpflichtungen auferlegen, die sich auf
Sicherheit, einschlieflich Versorqungssicherheit, Regelmifigkeit, Qualitit und Preis der
Versorgung sowie Umuweltschutz, einschlieflich Energieeffizienz und Klimaschutz,

beziehen konnen. ...” (Europdisches Parlament und Rat, 2003)

Lander wie Frankreich und England stehen kurz vor der Umsetzung solcher Mechanismen,
wobei in Frankreich die Kunden bei der Bestimmung der Kapazitit miteinbezogen sind
wohingegen in Grofbritannien die notwendige Leistung rein vom UNB bestimmt wird. Laut
Meinung des Autors ist eine Einbindung des UNB auf jeden Fall sinnvoll, da Kraftwerke und

Netz Hand in Hand geplant und gebaut werden sollten.

HAKAN FEUK

Hakan Feuk ist der Vorsitzende der EURELECTRIC Arbeitsgruppe zum Gesamtmarktdesign.
Sein Anliegen bei dieser Tagung ist der sinnvolle Umgang mit cross border Kapazititen.
Seiner Ansicht nach sollten nationale Kapazitatsmechanismen nicht den effizienten Umgang
mit Energie verdandern und auch keine Nachteile fiir Kapazitatsanbieter aus dem Ausland mit
sich bringen. Es soll das Ziel der Versorgungssicherheit an oberster Stelle stehen, ohne Diskri-
minierung der Herkunft der Erzeugung (falls das Netz den Import bzw. Export zulésst). Er

halt fest, dass er es fiir sinnvoll halt wenn jeder der Leistung anbieten kann, dies auch tun darf.

7t Momentan haben vor allem ,Randstaaten” wie Spanien, Schweden, Finnland oder Italien
Kapazitatsmechanismen im Einsatz oder in konkreter Planung.
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Im eigenen Marktgebiet steht die Teilnahme aufler Frage, aber laut Herrn Feuk sollten auch
auslandische Anbieter am Kapazitdtsmarkt teilhaben diirfen, sofern sie die Leistung nicht
doppelt verkaufen, die Sicherheit im eigenen Land gegeben ist und die Ubertragungs-
kapazitaten ausreichend sind. Zahlen sollte insgesamt die effizienteste Art und Weise die
notwendige Kapazitdt aufzubringen. Dies bedeutet, dass die gilinstigsten Angebote der
Gesamtheit zum Zug kommen sollten. Dabei wurde von Herrn Feuk in einem einfachen
Zahlenbeispiel der mogliche Wohlfahrtsgewinn bei einer grenziiberschreitenden Angebots-
variante aufgezeigt. Dabei verringert sich im Zielland der Preis fiir die Kapazitatsvorhaltung
und im ,Startland” erhoht sich die Einsatzzeit von effizienten Anlagen. Aufgrund dessen
ergeben sich Gewinne dhnlich denen beim Betrieb einer Merchant Line. Das heifst, dass ein
Marktgebiet mit geringerem Preis in ein Marktgebiet mit hoherem Preis exportiert. Diese mog-
lichen Gewinne sollten beim geplanten Bau von Ubertragungsleitungen beriicksichtigt
werden. Dabei sollten die gleichen Regeln fiir alle Anbieter, unabhangig aus welchem Markt-
gebiet sie stammen, gelten. Die Zertifizierung und Anforderungen miissen die gleichen sein.
Genauso die Uberwachung der tatsiachlichen Verfiigbarkeit und die Bestrafung bei Verstof
gegen die Marktregeln miissen die gleichen sein. Der Autor ergdnzt an dieser Stelle, dass
beispielsweise die geplante ,no way back””? Regel, wie sie in einigen deutschen Ansitzen
vorgesehen ist, nicht fiir auslandische Kapazititen angewandt werden kann. Dieser Umstand
konnte zu Marktverzerrungen fithren, abhangig davon, wie hoch der Anteil an Kapazitat aus

dem Ausland tatsdchlich ist.

ALLGEMEINE FRAGERUNDE

Aufgrund der Vielzahl an Teilnehmern wird hier auf die explizite, namentliche Erwdhnung
verzichtet und nur die Aussagen an sich werden dargestellt. Verschiedene Aussagen werden
hier aneinandergereiht, um die kontroverse Haltung gegeniiber Kapazititsmarkten aufzu-

zeigen:

o Kapazititszahlungen sind an sich eine Fehlkonstruktion, die nur kurz funktionieren
wird

e Es besteht kein Bedarf an einem gesamteuropdischen Elektrizitats- oder Kapazitats-
markt. Sollte doch einer kommen braucht es jedoch klare Regeln.

e Statt Kapazitatsmarkten sollten Optionen fiir Energie aus thermischen Anlagen ver-
kauft werden. Als Beispiel verkauft eine GuD-Anlage drei Jahre im Voraus Energie.
Falls der Wind blast kommt sie nicht zum Zug, falls nicht passt der Preis am Markt

und sie produziert.

72 ,No way back” bedeutet im Fall der Kapazititsmechanismen, dass ein Kraftwerk das sich
beispielsweise einmal fiir die strategische Reserve gemeldet hat und zum Zug gekommen ist nicht mehr
eigenstandig am Energiemarkt anbieten darf.
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e Der Markt kann bei geeignetem Freiraum (keine price cap, keine Angebots-
beschrankungen) die Aufgabe der Leistungssicherstellung gleich wie ein Kapazitats-
markt iibernehmen.

e Wegen Uberkapazititen, Uberalterung und schlechter wirtschaftlicher Lage (zu
geringe Einsatzzeiten) werden Kraftwerke geschlossen. Dabei sollte man darauf
achten, dass keine flexiblen, effizienten Anlagen wie neue GuDs geschlossen werden,
sondern andere.

e Es stellt sich im Zusammenhang mit Leistungsbereitstellung die Frage, ob nicht ver-
mehrt versucht werden sollte bei der Nachfrage einzugreifen.

¢ In Zukunft miissen die CO: Preise wieder einen Anreiz bieten in neue Kraftwerke zu
investieren.

e Aufgrund des Wandels in der Erzeugungsstruktur und bei den Einsatzzeiten werden
viele Anlagen nicht mehr lange ohne Leistungsvergiitung iiberleben konnen. Des-
wegen sollten so schnell als moglich durchdachte Kapazitatsmechanismen eingefiihrt
werden, um ein Massensterben an gesicherter Kraftwerksleistung zu verhindern.

¢ Dezentrale Ansitze fiir Leistungsmarkte konnen mit den zu erwartenden Problemen
besser umgehen und sind deswegen zentralen Ansatzen vorzuziehen.

o Die Ubertragungsnetzbetreiber werden in die laufenden Diskussionen zu Kapazitits-
markten zu wenig einbezogen. Sie sind fiir den Anschluss von Kraftwerken und den
Transport von Energie verantwortlich und sollten ein Mitspracherecht haben.

e Das Angebot am Energiemarkt beinhaltet nicht nur die variablen Kosten wie dies in
der Literatur behauptet wird, sondern auch einen Teil zur Deckung der Fixkosten.

¢ Die Konsumenten miissen sich der Situation am Elektrizitdtsmarkt und ihres Beitrags
zur Spitzenlast bewusst sein. Nur so kann eine verursachergerechte Aufteilung der

Kosten und eine effiziente Nutzung bestehender Kapazitaten gelingen.

Wie aus den obigen Ausfiihrungen ersichtlich ist, gibt es verschiedene Ansichten zu Kapa-
zitatsmarkten auf europdischer Ebene. Verfechter des Energiemarktes stehen Kapazitats-
marktbefiirwortern gegeniiber, welche sich wiederum in nationale Umsetzungs- und euro-
paische Umsetzungsvarianten gliedern. Eine sinnvolle Entscheidung sollte deshalb aufgrund

von Szenarioanalysen mit verniinftig gewahlten Inputparametern beziehen.

176/201



Kapitel 10 Anhang

10.2 BEWERTUNG DER UNTERSUCHTEN ANSATZE ZU EINEM
ZUKUNFTIGEN MARKTDESIGN

TABELLE 8: UBERSICHT UND BEWERTUNG DER UNTERSUCHTEN ANSATZE NACH EINHEITLICHEN
KRITERIEN QUELLEN: (ENERVIS, BET, 2013), (FRONTIER ECONOMICS, 2013), (CONSENTEC, 2012), (EWI
KOLN, 2012)

Dezentraler Dezentrale Strategische Strategische  Versorgungs-
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In Tabelle 8 werden die untersuchten Ansidtze zu einem zukiinftigen Marktdesign nach
vergleichbaren Kriterien bewertet. Dabei bedeutet ,,1” am wenigsten geeignet aus Sicht des
Autors, und ,,5” sehr gut geeignet. Es wird jeweils eine ,3” vergeben, wenn der Autor den
Ansatz entweder fiir mittelmafiig geeignet halt, oder wenn keine naheren Informationen im
Gutachten zu finden sind, aufgrund derer eine Bewertung moglich ware. Es kann eine
maximale Punktezahl von 55 erreicht werden, wobei die beiden vielversprechendsten Ansatze
jene des EWI Ko6In sind (EWI Kéln, 2012). Deswegen wurden diese beiden Ansdtze vom Autor
im Simulationsmodell ATLANTIS modelliert und berechnet.

10.3 GEGENUBERSTELLUNG DER KAPAZITATS- UND
ENERGIEKOSTEN BEI STRATEGISCHER RESERVE

Bei der Strategischen Reserve fallen sowohl Kosten fiir den Bau der Kapazititen (Abbildung
78 blau), als auch erhohte Kosten bei der Strombeschaffung im Fall des Einsatzes der SR
(Abbildung 78 griin-rot) an. Die hier dargestellten Ergebnisse beziehen sich auf den Fall in
dem nur Deutschland simuliert wurde, und alle Kraftwerke die nach 1.1.2012 aufder Betrieb
gehen wiirden wiedererrichtet werden. Da fast alle Unternehmen laut Modell Energie
zukaufen miissen, verschlechtert sich insgesamt die Lage der deutschen Unternehmen.
Signifikante Gewinne kann nur ein Unternehmen verzeichnen, was in Abbildung 84

ersichtlich ist.
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ABBILDUNG 78: ZUSATZLICHE KOSTEN DER STRATEGISCHEN RESERVE: IN BLAU DIE
KAPAZITATSZAHLUNGEN, IN GRUN-ROT DIE ZUSATZLICHEN KOSTEN DER ENERGIEBESCHAFFUNG
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10.4 DETAILLIERTE WIRTSCHAFTLICHKEITSAUSWERTUNGEN IM
FALL MIT REFURBISHMENT

Dargestellt werden alle sechs modellierten Unternehmen in Deutschland. Alle Kraftwerke und
Kunden sind den Unternehmen nach bestem Wissen und Gewissen zugeordnet worden. Falls
keine Zuordnung moglich war, es sich um jahrliche Summenkraftwerke handelt” oder es sich
um Zubaukraftwerke aufgrund der Leistungsdeckung handelt, werden die Kraftwerke und
der Verbrauch dem Restunternehmen zugeordnet. Deswegen ist das Restunternehmen,
welches ebenfalls die Summe aller Stadtwerke, Haushalte,... reprasentiert nur bedingt
aussagekraftig. Dem Unternehmen EVONIK wird ein Endkundenbedarfs von 26 TWh pro
Jahr zugewiesen. Dies ist eine Annahme und geht davon aus, dass dieses Unternehmen einen
Teil der Kunden anderer grofier Versorger bedient und ist vom Autor getroffen. Bei diesem
Fall werden alle Kraftwerke die nach 1.1.2012 das Ende ihrer technischen Lebensdauer

erreichen mit denselben Parametern am selben Ort zugebaut.
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ABBILDUNG 79: EIGENWIRTSCHAFTLICHKEITSPREISE LAUT
SIMULATIONSMODELL ATLANTIS IM VERGLEICH; UNTERNEHMEN: ENBW

73 Jedes Jahr werden bspw. alle Photovoltaikzubauten regional verteilt nach den bekanntgegebenen
Daten zugebaut. Diese sind hier als ,Summenkraftwerke” angefiihrt.
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ABBILDUNG 80: EIGENWIRTSCHAFTLICHKEITSPREISE LAUT
SIMULATIONSMODELL ATLANTIS IM VERGLEICH; UNTERNEHMEN: EON
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ABBILDUNG 81: EIGENWIRTSCHAFTLICHKEITSPREISE LAUT
SIMULATIONSMODELL ATLANTIS IM VERGLEICH; UNTERNEHMEN: EVONIK
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ABBILDUNG 82: EIGENWIRTSCHAFTLICHKEITSPREISE LAUT
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ABBILDUNG 83: EIGENWIRTSCHAFTLICHKEITSPREISE LAUT
SIMULATIONSMODELL ATLANTIS IM VERGLEICH; UNTERNEHMEN: RWE
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Der Auswertung kann entnommen werden, dass die Strategische Reserve langfristig das
ungeeignetste Marktsystem darstellt. Der Basisfall, die Versorgungssicherheitsvertrage und
der Ansatz des Autors liefern jeweils dhnliche Ergebnisse. Dabei wird darauf hingewiesen,
dass nur VSV und der Ansatz des Autors die Investitionen auch wirklich anreizen konnen.
Zusétzlich werden beim Ansatz des Autors iibertriebene Gewinne bei den Unternehmen
unterbunden, weshalb sich die Eigenwirtschaftlichkeitspreise in diesem Fall ndher an den

Basisfall schieben.

10.5 DETAILLIERTE WIRTSCHAFTLICHKEITSAUSWERTUNGEN IM
FALL OHNE REFURBISHMENT

Die hier dargestellten Unternehmensauswertungen gehen im Bereich der Kraftwerks und
Kundenzuteilung von den gleichen Annahmen aus wie in Kapitel 10.4. Allerdings werden alle
Kraftwerke die nach 1.1.2012 das Ende ihrer technischen Lebensdauer erreichen nicht mehr
zugebaut. Stattdessen wird vom Optimierungsalgorithmus im Modell ATLANTIS die
notwendige Menge an Kraftwerken zugebaut, um die Leistungs- und Energiedeckung zu

gewahrleisten.

Dabei zeigen sich die Falle ,Basis”, ,Strategische Reserve” und , Versorgungssicherheitsver-
trage” vom Ergebnis her sehr dhnlich. Dies liegt daran, dass die Erzeugungskosten bei einem
Gasturbinen Zubau von 63,2 GW iiber die Investitionskosten stark iiberwiegen. Der
gravierende Unterschied, der jedoch aus der Grafik nicht erkennbar ist, liegt in der

Investitionsanreizen bzw. der Risikobehaftung des Zubaus. Bei den VSV und beim Ansatz des
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Autors konnen die notwendigen 316 Zubauten ohne Investitionsrisiko mit einer geringen
Verzinsung von 5 % nominell getatigt werden, wohingegen beim Basisfall der Anreiz fiir den
Bau fehlt. Deutlich ersichtlich ist, dass die Strategische Reserve fiir Zubauten im grofien Stil
nicht geeignet ist. Sie produziert entweder massive Ubergewinne oder massive Verluste. Die
hier dargestellten Ergebnisse fiir die SR lassen nur den Schluss zu, dass nicht alle deutschen
Energieversorger solch ein Marktsystem ,iiberleben” konnten. Der dabei ausschlaggebende
Punkt ist die Menge an Stromzukauf die iiber die Zeit notwendig wird. Je mehr Stromzukauf
desto schneller geht ein Unternehmen bankrott, wobei der Umkehrschluss ebenfalls gilt. Ein
herausragendes Ergebnis ist, dass Vattenfall aufgrund seines Stromverkaufs ab 2016 bei SR
und ab 2019 in allen Fallen seinen Strom an Endkunden verschenken konnte und trotzdem

hohe Gewinne erzielen wiirde.
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10.6 SIMULIERTE SZENARIEN ALS UBERSICHT

Aus Platzgriinden wird die Ubersicht der simulierten Szenarien aufgeteilt auf zwei Grafiken.
In der ersten Grafik werden die Simulationen zur Einbeziehung der Nachfrage dargestellt
(Abbildung 91), und in der zweiten Grafik (Abbildung 92) die Simulationen zu
Kapazitatsmechanismen. Dabei mochte der Autor an dieser Stelle hinweise, dass noch viele

weitere Simulationen vorbereitet und durchgefiihrt wurden. Hier angefiihrt werden jedoch

Basisfall ohne
Wind
Spitzenlastvariation
+3,-3,-6,-9 GW
e 0 a: b
mit 5 % SlChel‘l:IEItS Fall plus 45 GW
reserve bei Wind bis 2030
Spitzenlastdeckung BaSISfaH ohne
Wmd
: Spitzenlast ti
Energiedeckung pi;?; a;_;ga,mn
G

Fall plus )
W Wind bis

2030
Basisfall ohne
Wind
Ohne Sicherheits- Spitzenlastvariation
reserve bei e Leistungsdeckung +3,3,6,/9 GW
Fall plus 45 GW
Wind bis 2030

nur jene, die im Hauptteil der Arbeit dargestellt bzw. berticksichtigt wurden.

Leistungsdeckung

Einbeziehung der|
Nachfrage

Spitzenlastdeckung

ABBILDUNG 91: SZENARIENUBERSICHT "EINBEZIEHUNG DER NACHFRAGE”
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