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Kurzfassung

Der Strommarkt in Deutschland befindet sicheiner gewaltigen Umbruchphase. Die bisher
sehr erfolgreiche Forderung Erneuerbarer Energien hat einen Punkt erreicht, an dem sich zu-
nehmend sowdl technischeals auchwirtschaftlicheKonflikte mit dem bestehenden Markt-
system &zeichnen In der vorliegenden Arbeit werden diese analysiert und mehrere Konflikt-
punkte durch Modellrechnungen quantifiziert.

Die Marktteilnehmer stehen vor gewaltigen Herausforderungen, wenn bald tber 20 Prozent
des Absatzmarktes aus dem freien Wettbewertifallen und zusétzlich die verbleibende Resi-
duallast, also die Nachfrage abziglich der Erzeugung aus Erneuerbaren Emlengfieoch vola-

tiler wird. Die Ergebnisse der Modellrechnungen dieser Arbeit zeigen in Verbindung mit dem
bestehenden Marktsystem in Europa eine Reihe von zukinftigen Problemen des aktuellen
Marktes. Da der Zubau von EEX&lagen nicht marktbasiert aufgruniditernalisierter CO-
Kosten, sondern auf Basis exogener Férdermechanismen erfolgt, kommt es zu Spannungen mit
wettbewerblich agierenden Marktteilnehmern. Aus Sicht des Marktdegiginssen Erneuerba-

re Energien im Kurzfristhandel zwingend in den Markt inexgmwerden. Die Moglichkeit der
kurzfristigen Drosselungvon EEGAnlagenist von hoher Bededung um volkswirtschatftlich
nachteilige Umverteilungen und erhebliche negative Preise zu vermeiden. Auch im Bereich
regionaler Engpasse legen die Ergebnisse ndéigs durch eine gezielte Steuerung der EEG
Einspeisung in vielen Féllen dinstenintensivereRedispatchvermieden werden kann. Vor
diesem Hintergrund als auch aufgrund der erheblichen Inkompatibilitdét mit dem demeit
plementierten Marktdesign erscheintdie Einflhrung regionaler Preisavie sie in anderen
Markten existierennicht sinnvoll Die zentrale Struktur eindsdependent System Operators
bietet trotz effizienter Bewirtschaftung von Netzengpassen keine realistische Alternative zum
Ausbau des eummischen Binnenmarktes durch Verbesserung der iNesstruktur und Aus-
weitung der Kooperation von Strombérsen Market-Coupling

Die Modellrechnungerieser Arbeitzeigen, dass auch ohne Kernenergieausstieg der fossile
Kraftwerkspark die residuale Nachfre bis etwa zum Jahr 2030 ohne gro3ere Abschaltungen
Erneuerbarer Energien technisch decken kamirtschaftlich ergeben sich jedoch fir fossile
Kraftwerke aus dem Zubau Erneuerbarer Energien erhebliche Risiken. Ohne zusatzliche Erlose
sind derzeit im detschen Marktdesign keine neuen Kraftwerke finanzierbar. Hier missen
rechtzeitig finanzielle Anreize und klare politische Rahmenbedingungen gesetzt werden um
mittelfristig den Zubau flexiblekraftwerke zu ermdglichen. Digkombination aus Erneuerba-

ren Energen, darunter vor allem Windkraftanlageond dynamischenGaskraftwerkenist in

den Modellrechnungen die wirtschaftlichste Optidgine langfristige direkte Speicherung von
EEGStrom ist in keinem der betrachteten Szenarien wirtschaftlich darstellbar. Insbesondere
Kurzfristspeicher, wie sie durch Ausbau der Elektromobilitat zur Verfligung stehen kénnen,
sind zumotigensaisonalen Spcherung nicht geeignet.



Abstract

High feedin tariffs for renewable energies have led to a tremendous amount of newly deployed
capacityin Germany With a steadily growing share of generation from renewable sources
conflicts with the eisting market aise. These conflicere quantified in this work and possible
corrective measures atke main research focus of this work.

Participants in the free and liberalized markete facing enormous challenges, when soon
more than20 percent of thenarket volumewill be transferred to the regulated sector amd
addition theresidual load- that is theenduserdemandless thegeneration from renewable
energy sources will becomemuch more volatile. The results of model calculatiorthis work
show in conjundbn with the existing market system in Europe a number of future problems of
the current market. Since the extension of renewgld@er plantss notbased on market pric-

es withinternalized C@costs, but on exogenous support mechanisms, thegeigingtension

with competitivdy operating market participants. From the perspective of market detsigse
renewable installations need to be closetegrated into the market. The possibility of short
term curtailmentof those installations isf high importarce to avoid adverse redistributiari
welfare and significant negative price3he resultssuggest thatm constrainedareas, curtail-

ment can be an economic option to avaidstly redispatchThe results of this work further
suggest that anintroduction ofregional pricess not reasonable. The central structure of an
Independent System Operator as it exists in other markets is no realistic alternative to the ex-
pansion of the European internal market by improving the network infrastructure anddexten
ing the use ofinternational exchangdased congstion management such as prbasedmar-

ket coupling.

The model calculationsiggestthat it is possibldor existing fossil power plantevenwithout
a phaseout of nuclearpower - to technically meethe resdual demandup to the year2030
without any majorcurtailmentsof renewable energiesn the nediumrun, the model favas a
combination of renewable energgspecially wind turbineand flexiblegasfired power plants.

A longterm direct storage oelecricity from renewable sources is not economically viéble
any of the scenarios considered. In particular, stenrn storages as they might be accessible
by deploymentof electric vehicles are not suitable the seasonal storagéhat will be needed

Fossil power plantgace significant economic risks resulting from the extension of renewable
energies. Without additional revenudm modificationsin the German market desigmo
additional fossilcapacity can bdinancedand shortages are to be expectékherefore finan-

cial incentives and clear policy framewdskneeded to promotthe extension othe electricity

grid as well aglexible gadfired power plants.
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California Independent System Operator

Carbon Capture anStorage
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Decremental Offe(Virtuelles Gebot im PHMiarkt)
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Erneuerbare Energien Gesetz

Erneuerbare Energien

European Energy Exchange

Energiewirtschaftsgesetz

European Power Exchan@gektrizitatsSpotmarkt der EEX)
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Federal Energy Regulatory Commission
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Financial TransmissidRights

Grenzkosten
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Independent System Operator

KraftWarmeKopplung

Locational Marginal Pricing oder Price
Minutenreserveleistung

Market Redesign and Technology Update

(Neues Marktdesign in Kalifornien seit 2009)

Megawatt (Leistung)

Megawattstunde (Energie)
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Pennsylvania New Jersey Maryland Interconnection LLC
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PUC
RTO
SDF

Shale Gas

SR
TTC

TTF

VolLL
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Public Utility CommissigiRegulierungsbehérde der Bundesste
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Regional Transmission Organizati®orlaufer der 1SO)

Shift Distribution Factors (siehe PTDF)
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Sekundarregelleistung

Total Transfer Capacity (Maximale Transportkapazitat einer
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Title Transfer FacilitfVirtueller Handelspunkt fir Erdgas in del
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1 Hnleitung

Seit nunmehr Uber zehn Jahren befindet sich die Elektrizitatswirtschaft in Deutschland aber
auch invielen anderen Landern in einem Umbruch von bisher nicht gekanntem Ausmalf3. Strom
wird in neuen Markten von Frankreich bis Norwegen oder Delaware bis North Dakota tber
mehrere tausend Kilometer gehandelt und erhebliche Mengen hiervon werden bereits heute
durch Wind und Solaranlage@Q-frei produziert.

Wasist geschehen? Die Privatisierungd Liberalisierungles Telekommunikationssektors hat
in den 90er Jahren gute Ergebnisse erzielt unthamen Regulatoren weltweibegonnen an
andere leitungsgebundene Sektoren anzuknipfen, insbesonderEl@ktrizitatdereich, um
dort ebenfallseinen effizienterWettbewerbanzustoRenElektrizitat unterscheidet sich jedoch
erheblich von anderen HandelsgiterbaErfahrungen aus anderen Sektardaher nur be-
dingt als Grundlage geeignet sindird weltweit mit sehr unterschiedliche Konzepteund
Marktdesignsexperimentiert um einenfreien Wettbewerb zwischeiKraftwerksbetreiberrbei
gleichzeitiggegebeneVersorgungssicherhe#tu erreichenDer Innovationsgrad dieser Aufga-
be sowie @ anfanglicheUnerfahrenheit deMarktteilnehmer undRegulatorerhabenauch zu
Ruckschlagegefihrt, bis hin zu erheblichdBlackouts in Kalifornieim den Jahrer2000/2001.
Die Frequenz der politischen und regulasohien Interventionen lasst erkennen, dass auch 10
Jahre spater immer noch kein allseits befriedigender und stabiler Wettbewarus Regulie-
rungsrahmen entstanden ist.

Die vorliegende Arbeit beschaftigt sich in Kapitel 2 mit den internationalen Erfahmungdei
auf die Entwicklung des amerikanischen RBMrktes Pennsylvania, New Jerseéylaryland)
ein besonderes Gewicht gelegt wird, weil das sich hier herausbildende Marktmodell zum
Benchmark der internationalen Debatte werdeank. Wahrend in Europa dengrale Struktu-
ren vorherrschen, bei denen der Handel vom Betrieb der Infrastruktur, also des Stromnetzes
getrennt ist, wrd im PJMGebiet ein integriertes Systemenutzt bei dem ein zentralemde-
pendent System Operatsowohl den Netzbetrieb als auch delandel koordiniert abwickelt.

Die Windungen, Konzepte, Ergebnisse und Herausforderungen der Strordiaidlisierung
stellen nur einen Teil des Untersuchungsgegenstands der vorliegenden Dissertation dar. Der
a[ AOSNI f A &ASNYzy 3a a &e&rzige|Hérausfa@rderung,Nié f/oh Geid Sty6riverk
sorgern zu bewaltigen ist. Die zweite Herausforderung liegt im masZiubau Erneuerbarer
Stromerzeugungskapazitatederen Angebot nicht analog zum bestehenden Kraftwerkpark
gezielt gesteuert werden kann, sdern von den meteorologischen Gegebenheiten abhéangt.
Ohne die massive Forderuagnmeist in Formeines Einspeis¥orrangs zu gesetzlich festgeleg-

ten EinspeiseTlarifen ¢ ware diese mit technologiaund klimapolitischen Argumenten begrin-

dete Entwicklung delEneuerbaren Stromerzeugung nicht eingetreten. Sie hat zur Konse-
guenz, das®in wachsender Teil der Stromwirtschaft den gerade geschaffenen Grundsétzen

RA
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einer wettbewerblichen Energieversorgumgeder entzogen vird. Solangedie Erneuerbaren
Energien nur eienkleinenTeil im Energiemix bildeten, konnten deidenBereicheoLiberali-
sierter Markttund a C 1 NXRR BEri&deybare Energietiiohne gréRereProblemenebeneinan-

der existieren Doch nachdem die in Deutschland installierte Leistung Erneuerbarer Energien
mit ¢ international geradezu unglaublichen46 GW (Wert Ende 2008mu et al. 2010Q]die
Halfte der maximalen Elektrizitditsnachfrage (ca. 80 GW) Uberwiftden hier nun zuneh-
mend Konflikte deutlich.

Vor dem Hintergrund der sich synchron entwickeln@®rommarktliberalisierung hat der Aus-
bau derBneuerbaren Swmerzeugung erheblichAuswirkungen auf den verbleibenddibe-
ralisierten Stromrarkt. Die Marktteilnehmerstehen vor gewaltigen Herausforderungemenn

bald Uber 20 Prozent des Absatzmarkées dem freien Wettbewerlwvegfallen und zsgéatzlich

die verbleibendeResiduallastalso die Nachfrage abziglich der Erzeugung aus Erneuerbaren
Energiendeutlich volatiler wird

Furguantitative Aussagen zum Einfluss fluktuierender Erneuerbarer Energien auf Marktpreise
und Investitionsentscheidungen vorraiwerken und Stromspeicharwerden zwei Modelle
entwickelt. Im ersten Modell id bei exogener Vorgabe Erneuerbarer Energien und beste-
hender Kraftwerkskapazitaten eine stundenscharfe Kraftwerkseinsatzplanung mit Hilfe eines
heuristischen Verfahrens durgkfihrt. Das zweite Modell basiert auf einer geschlossenen
linearen Optimierung, bei der Kraftwerksinvestitionen und der Zubau ErneuerBarergien

bei vorgegebenelQ-Grenzen endogen im Modell bestimmerden kénnenDie Ausbausze-
narienfur ErneuerbareEnergien werden anhand realer Daten in stiindliche Zeitreihen umge-
rechnet. Basis hierflist die Datenbank historischer Daten von Méarkten und Netzbetreibern,
die am Fachgebiet Energiesysteme aufgelvaoriden istund unterhalten wird. Im Rahmen der

fur dieseArbeit erforderlichen Datenanforderungering diese Datenbank deutlich erweitert.

Die Ergehisse der Modellrechnungen zeig in Verbindung mit dem bestehend&ystemin
Europa eie Reihe vorzukinftigenProblemen des aktuellen Mard. Die Grinde hierfusind
vielfaltig und sollen im Rahmen der folgenden Kernfragen der Arbeit erdrtert werden:

1. Welchen Einfluss hat der forcierte Zubau ErneuerbaEmergien auf den bestehen-
den Wettbewerbsmarkt?

2. Welches Marktdesign ist am ehesten geeignet, déreralisierten Elektrizitatsmarkt
bei weiterem Zubau von bevorzugten erneuerbaren Stromerzeugungsanlayeer-
halten?

Mit den vorstehenden Ausfiihrungen isedStrukturder Arbeitbereits angedeutetlm zweiten
Kapitel werden internationale Marktsysteme vorgestellt, weollie Unterschiedlichkeiten zwi-
schen européischen und amerikanischen Design besonders herausgearbeitet wiartkn.
halb des regulatorisch vorgegebenen Marktdesigreffen Marktteilnehmerihre Investitions
und Vermarktungsentscheidungemach MalRgabe dejeweils individuellen wirtschaftlichen
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Optima. Was das konkret heif3t, wind Kapitel drei bhandelt KapitelVierbeschreibtdie Mo-

dellierung des Einflusses der Stromerzeugung aus fluktuierenden erneuerbaren Energien auf
Strompreise und Investitionerm fiinften Kapitel werden di®@ SA RSy { G NNy 3S a{ (NP
f AOSNIf A&ASNHzy3d dzy R o LINR 2 NedsantnbidgedihrtTim o] G dzA SNBy
Kapitel5 zu einer Bavertung des aktuell in Europa angewendeteglarktdesignszu gelangen

und Vorschlage zeinerLosung der erkennbaren Konfliktpotentiale zu entwickeln.
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2 Handelsplatze undvarktstrukturen

Im ersten Paragifades deutschen Energiewirtschaftsgesetzasrden in Detschland allge-
meine Ziele fir das Energiesystem festgel&gtiche international tbertragbar sinth 81 des
EnWG heildt es:

Zweck des Gesetzes ist eine moglisidtere preisglinstige verbraucherfreundliche,
effiziente undumweltvertragliche leitungsgebundene Versorgung der Allgemeinheit
mit Elektrizitat und Gas.

Die Sicherheit der Stromversorgung steht verstandlicherweise an erster Stelle. Die Erfahrungen
der letzten Jahrzehnte in Europa haben gezeigt, dass eine sehr zuverlassige Vertsmigung
nisch méglich ist und au3erhalb von lebenswichtigen Anlagen auf eine eigene Ersatzstromver-
sorgung verzichtet werden kann bzw. diese nur einen sehr kurzzeitigen Ausfall der Versorgung
aus dem Netz tUberbriicken mud3a in manchen Gebieten wie Frankreadter Skandinavien

auch Elektrizitat zur Warmeversorgung genutzt wird, ist die sichere und zuverlassige Versor-
gung ein sehr hohes Gut und alle Einschrdnkungen hierbei zugunsten anderer Ziele werden
volkswirtschaftlich nur sehr teuer erkatift

Demgegeniibesteht der zweite Punkt, der preisgiinstigen Versorgungler klassischen Oko-
nomie wird die Preisbildung eines Produktes im Allgemeinen durch die drei Faktotawert,
Wertschatzungund Khappheitdefinier?. Dem hohen Nutzwert von Strom steht eine im Ver-
gleich eher geringe Wertschatzung gegeniber. Betrachtet man die -Hidigtituierbarkeit
von Elektrizitatin vielen Bereichenmusste der Preis des Stromes dem entgangenen Nutzen
der hierdurch bereitgestellten Dienstleistung entsprechen und aus diesetr diéiatlich héher
liegen. In der Realitat ist jedoch dEektor Knappheit entscheidend. Eine geringe Knappheit
bedingt niedrige Preise und eine hohe Versorgungssicherheit, jedoch kann nurKhapip-

heit ein Markt entstehen. Aufgrund der im Tagesverlaufwsanfikenden Nachfrage und auch
teils schwankender Erzeugung kann bei Strom der Grad der Knappheit und damit der Preis
innerhalb kurzer Zeit stark schwanken.

In Zeiten des Klimawandels und globaler Ressourcenkonflikte muss als dritter Punkt die Um-
weltvertradichkeit und Nachhaltigkeit der Energieversorgung gesichert werden. Da es sich
hierbei zumeist um externe Effekte auBerhalb des Elektrizitatsmarktes handelt, missen Wege
gefunden werden, diese zu internalisieren oder in anderer Form die Marktteilnehmeachi
haltigem Handeln zu bewegen.

1 Aktuelle Schatzungen gehen vorehreren tausend Euro pro verlorener Megawattstunde fRisktiknjo 2010]

2DieFragg ¢ St OKS& RSNJ a3dISNBOK(GSa t NBA &t begamiscldnyh der Aiike ded sio giBtRS NI SAyS 54 S
hierzu bereits Ausfiihrungen bAristotelesoder auch spater iden Schriften des Thomas von Aquin Zustum pretium[Issing et

al. 2002]
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Im Spannungsfeld dieser drei Punkte ist elektrische Energie ean@steressantesterBasisd-
ter der modernen Marktwirtschaft und vermutlich auch esder kompliziertestenSie unter-
scheidet sich in vielen Bereichen vieerkdmmlichen Handelsgutern, weshalb im ersten Unter-
kapitel auf die Besonderheiten dieses Handelsgateshgenauer eingegangen werden soll.

Bis Ende des 20. Jahrhunderts war der Handel von Strom weltweit auf bilaterale Langfristver-
trage eines regionaleWersorgers mit Monopolstellung und den Kunden innerhalb seines Ver-
sorgungsgebietes beschrankt. Ein liquider Marktplatz oder kurzfristige Handelsmdglichkeiten
existierten nicht. Es gab weder standardisierte Produkte noch die Moglichkeit fir neue Teil-
nehmerin den Markt einzutretenDie Sicherung der drei oben genannten Kernziele unterlag
nur der regionalen Aufsichtsbehtrde. Um den Marktteilnehmern selber Anreize zu setzen, die
Preise zu senken, wurden in vielen Landern die Markte liberalisiert und so deefl@aseien
Wettbewerb geschafferAufgrund der fehlenden Erfahrung wurden in verschiedenen Landern
dzy § SNB OKA SRt A OKS Y 2firidéh IMéarig fesiggléyt. Auf didiuStdrsdiiediS t v &
chen Konzepte und Erfahrungen mit diesstrukturenwird in den weiteren Unterkapiteln
eingegangen werden.

2.1 Elektrische Energials Handelsgut

Um Elektrizitat handeln zu kénnen, bedarf es wie in jedem Vertrag zunachst einer genauen
Definition des Handelsgegenstand3a Wechselstrom nichim Netzspeicherbar istmussin

einem abgeschlossen System die Leistungsbilanz aus zeitgleicher Einspeisung und Entnahme
immer ausgeglichen seinDaher muss fir jedes Produktich cer Zeitraum der Lieferung ge-
naudefiniertwerden Eint N2 Rdz] ¢ a9f S1{ iNA&aOKS 9y SNHASA

berechtigtzur Entrahme oder verpflichtet zur Einspeisung
einer festgelegten elektrischen Leistung
Uber einen festgelegten Zeitraum
an einem festgelegten Punkt (dieser Begriff muss nicht rein géeghadefiniert
sein)
synchron zu der an diesem Punkt vorherrschendendgeg und Spannung.
In Summe missen alle Marktteilnehmer zu jedem Zeitpunkt an jedem Punkt eine ausgegliche-

ne Position besitzerDies gilt weltweit flr alle Strommarkté&rodukte mit variabler Leistung
kénnen nurangeboten werden, sofern der Anbieter die flithkeit hat, diese Position selber

3 Die einzige Mdglichkeit der direkten Speicherung von Wechselstrom bietet ein Schwingkreis als Zusammenspiel von Kapazitat
und Induktivitat und tritt eher als negativer Effekt in Form von Blindleistung im Stromnetz auf. Jede andere Form deruygiche
bedarf der Umwandlung in andere Energieformen durch weitere Marktteilnehmer.
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oder durch weitere Vertrage auszugleichen

Fir den Transport zwischen zwei Punkten bedarf es zumeist weiterer Vertrdge und Kosten.
Hierbei muss die Leistungsbilanz an beiden Punkteenfalls ausgeglichen werden undiem
missen technische Restriktionen der Ubertragungskapazitat eingehalten werden.

Der klassischeElektrizitatsmarkist wie andere Energieméarktg(Kohle, Gas, OBuch in einer
Wertschdpfungskee von Bzeugung, Transport und Verteilung sowie Vertrialt zwischen-
geschalteten Handlern oder auch Speicherbetreilgpzgliedert(Abbildungl).

Freier . Freier , Freier
Wettbewerb AL Wettbewerb ReEgLETy Wettbewerb
Wholesale Wholesale Retail
Handel/ .
Erzeugun Transport . Verteilun Endkunde
gung P Speicher 9

= =

Naturliches Monopol

==

Naturliches Monopol

Abbildungl Klassische Struktur des Elektrizitadtsmarktes

In Markten mit regionalen Monopolen sind diese Stufen zumeist in einem vertikal integrierten
Unternehmen gebindelt. Bei deBtufen Transport und Verteilurigt diese Monopolstruktur
zudeminharent, weshalb dies weiterhin unter der Kontrolle einer Regulierungsbehérde ver-
bleiben mussehn In allen anderen Bereichen gibt es grundsatzlich keine Einschrankungen eines
freien Wettbewerbs, weshalb sich in den meisten Markten der Staat @esexBereichen
zurlickgezogeimat. Um eine vollstandige Trennung von regulierten und unregulierten Berei-
chen zu ermdglichen und eine Quersubventionierung oder Beginstigungen verbundener Kon-
zernbereiche in ehemals vertikal integrierten Konzernen sicherzustellen, werden in vielen
Markten die Netzgesellschaften operationell, gesellschaftsrechtlich oder sogar eigentumsma-
Big vom alten Mutterkonzern getrenntfibundling. Physikalisch besteht jedocuch weiter-

hin eine Verbindung und so muss der Netzbetrieb zur Sicherstellung der Netztabijidem

Fall mit den Bereichen des Handels koordiniert werden. Die Art und Weise, wie dies geschieht,
bildet die gréf3ten Unterschiede zwischen den weltweit verschiedenen Marktstrukturen.

Nicht in allen Markten wurde der Handel auf den Endkunden ausigetvén vielen Staaten

4 Beispiel ist der klassische Fall der Belieferung von Endkunden. Hier besteht die Vertragsleistung meist in der korgmuierlich

Bereitstellung einer elektrischen Wechselspannurigfestgelegter Frequenz (230V, 50Hz / 110V, 60Hz) und dem Recht, Leistung

Tdz SAYySY F¥S40GSy ! NDSAGALINBAA lda RSY bSil Tdz SydySKYSyd® 5SNJI ! dza 3f
Sorglost I NA Fa 0 @

5YSYyyil SAOKSY RASESaf Zuch FEAWNE ARDMKS v{ da@lyRRRA G A BAGNG RSNJ ¢NI y&aLR2NI12aG8S
Verluste und Erhdhung der Leitungskapazitat durch die Transformation auf die Hochstspannung. Eine Leitung mit 380kV hat

weniger als ein Funftel der Kosten pro instatkekeistung als eine Leitung mit 110kV. Auch sind Genehmigungsverfahren fir

Leitungen langwierig und teuer.
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der USA ist dieser auf den Grof3handelsmarkt beschrankt. Endkunden sind weiterhin an die
regulierten Preise ihres lokalen Versorgers gebunden, wobei die Preise am GrofR3handelsmarkt
jedoch als Referenz fir die Preisregulierung dienen.

In den néchsten drei Abschnitten soll genauer auf die technischen Grundlagen der drei wich-
tigsten Stufen Nachfrage, Erzeugung und Transport eingegangen werden.

2.1.1 Last

Grundlage fur alle Elektrizitaitsmarkte bildet die Nachfrage von Kunden nach Dienstieistun

auf Basis elektrischer Energie und einer sich daraus ergebenen Zahlungsbereitschaft. Dies ist
die einzige nichsubstituierbare GréR3e des gesamten Marktes, alle weiteren Faktoren kdnnen
grundsatzlich beliebig variiert werdeie Nachfrage besteht awder Summe aller Verbrau-

cher an einem Netzknoten und kann mit Hilfe eiBattomUp-Analyse bestimmt werderSie

ergibt sich aus einer Vielzahl von Effekten:wie

Tages, Wochenrhythmus X genutztelndustriemaschinen Haushaltsgerate
Temperatur X instalierte Heizungen Klimaanlagen
Helligkeit X installierte Lichtleistung

Energiepreise X Preiselastizitat der Kunden
Sondereffekte (Sportveranstaltungen efc.)

Der zeitliche Verlauf desiggregierten ldchfrage ist weltweit ahnlichind wird hauptséachlic

durch einenzeitunabhangigerGrundlasanteil und einem dem menschlichen Tagesrhythmus
entsprechenden Anteibestimmt. Je mehr Verbraucher in einem Netz zusammengefasst wer-
den, umso niedriger ist die Schwankungsbreite zwischen minimaler und maximaler Last, da
sich viele Einfliisse stochastisch aufhedambbildung2 ist dies dargestdil

6 [Erdmann et al. 2008, S. 65ff]
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Abbildung2 Stromnachfrage in verschiedenen Netzbereiéhen

Im Mittel- und Niederspannungsnetz von Magdeburg ist die tagliche Schwankung bezogen auf
die Spitzenlast dieses Tages deutlich hoher als im europdischen Verbuadhétbdchstspan-
nungsebeneJe mehiGewerbe und Haushaltskunden und weniger verarbeitende Indusgiie
Netzgebiet aufweist, desto hdher fallt ebenfalls die tagliche Schwankung aus.

Gut erkennbar ist die Abendspitze, in der viele Nutzer nach der Arbéitamge bereits Licht

und Haushaltsgerate einschalten, wahrend in den Betrieben die Maschinen und Beleuchtung
noch nicht ganzlich abgeschaltet sind. In Europa stellt diese Abendspitze an besonders kalten
Tagen den Zeitpunkt der héchsten Netzlast dar. Inmgien Landern mit hoher installierter
Leistung von Klimaanlagen ist hingegen der Verbrauch an h&i@ehmitagen im Sommer
maximal

Die meisten Kunden werden derzeit Uber Vollversorgungsvertrage beliefert, die keine zeitab-
hangige Preiskomponente besitzeNur grol3e Industriekunden in liberalisierten Markten ge-

hen bisher zum eigenen Portfoliomarsment Uber und passen den Verbrauch einem variab-

len Preis an. Der GrofR3teil der Nachfrage ist demnach preisunelastisch und muss daher in jedem
Fall von Kraftwerkegedeckt werden.

Derzeit existieren vielfaltige Bemuhungen, die Endkunden durch zeitvariable Tarife dazu anzu-
halten, den Verbrauch zu flexibilisieren und so auf Lastspitzen oder Engpadsse reagieren zu
konnen. Voraussetzung hierfir sind zeiterfassende Veldidek & YSa A SNE a2 3ISylFyya s

7 Quellen[Australian Energy Market Operator 2008F entro De Despacho Econémico De Cagjatema Interconectado Central
2009] [PIMInterconnection Llc 2010TEuropean Network of Transmission System Operators for Electricity 2{Et8Htwerke
Magdeburg Netzgesellschaft 2009]
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S 1NK t{SHatiMetgr RiGdseitin vielen Markten sukzessive eingefiihrt werlleder
bereits wurden. Im Bereich der Endkunden existieren jedoch bisher meist nur einfache Tarife
wie pauschale Verginstigungen fuadthtstrom. Kurzfristige Preisanreize fir Endkunden exis-
tieren bisher nicht.

2.1.2 Erzeugung

Zur Deckung der Stromnachfrage steherterschiedlicheErzeugungstechnogien zur Verfi-
gung.Aus Sicht des Marktes spielt die Technik eine untergeordnete Rolle. Ein Kraftwerk wird
vielmehr als BlacBox betrachtet, das mit einer geringen Zahl von Kenngrdl3en beschrieben
werden kannDie wichtigsterKenngroReraus Sicht des Marktes sind hierbei

Variable Kosten (Brennstoffkosten, Emissionskosten, Anfalnmd Betriebskosten)
Fixkosten (Kapitalkosten, Instandhaltung, Warturigersondl
Einsatzflexibilitat (Leistungsgradienten, Steuerbarkeit)
Risiko (Ausfallwahrscheinlichkeit, Unfallrisiko,

Einfluss von KostenrisikgRolitische Vorgabgn

In der folgenden Tabelle sirtie verbreitetesterKraftwerkstypemmit ihnren Kennzahleraufge-

fuhrt. Die Preisdaten sind mit hohen Unsicherheiten behaftet und sollen nur als Anhaltspunkte
dienen.Wirtschaftlihe Risiken hangen auch stark vom politischen und regulatorischen Umfeld
ab, daher werden nur die grofdten Risikofaktoren genabuirch Lerneffekte steigen die Wir-
kungsgrade konventioneller Technologien weiter an. Zur Technologie der Kohlendioxid
Abscheidug und Speicherung (CCS) existieren derzeit noch keine Kostendaten.

Kraftwerkstyp Brennstoffkosten CO2-Kosten Fixkosten Flexibilitdt  Risiko
[Wirkungsgrad] WE K ik WE K aed® 0 HUt & RDE k §Bmin] 6

Kernkraft [30%] ca. 10- > 300 5 Politik, Strahlung
Braunkohle [42%)] ca. 15 19 ca. 280 5 CO2-Kosten
Steinkohle [45%] ca. 24 15 ca. 270) 5 CO2-Kosten
GuD [60%] ca. 42 7 ca. 110 7 Erdgaspreis
KWK ca. 50 8 ca. 120~ Subventionen
Gasturbine [35%] ca. 71 11 ca. 70 15 Erdgaspreis
Wind 0,1- ca. 120- Subventionen
Photovoltaik 0,1- ca. 250- Subventionen
Biomasse ca. 100- k.A. 0 Subventionen
Wasserkraft 0,1- > 150 20 Konzessionen

Tabellel Charakteristiken konventioneller Kraftwerkstechnologien

Braunkohle und Kernkraftwerke haben niedrige Brennstoffkosten, benétigen jedoch zumeist
eine hohe Volllaststundenzahl (typischerweise > 5000h/a) zur Deckung der hohen Kapitalkos-

8In Deutschland ab 2011 bei Neatbund Sanierung durch dgSnWG 2005§eregelt.

9 Fixkosten in Anlehnung gMonitoring Analytics Llc 2009aflexibilitat augSteck et al. 2008 Brennstoffkosten Kernkraft aus
[Camera De Comercializagdo De Energia Elétrica 2Bi@jnstoffpreise (zzgDverheadpus[EEX 2010]
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ten. Mittel- und Spitzenlastkraftwerke auf Steinkohlend Erdgasbasis kénnen bei entspre-
chendem Preisniveau mit deutlich weniger Nédtstunden finanziert werdenErneuebare
Energien speisen zumeist zu festgelegten Einspeisetarifen ein, ihre Wirtschaftlichkeit hangt
daher meist noch von der Hohe der Subventionen ab.

Die Struktur des Kraftwerksparkines Landegst eng mit den verfligbaren Ressourcen sowie
denpolitischen Rahmenbedingungen verbundémAbbildung3 sind die Anteile unterschiedli-

cher Erzeugungstechnologienvierschiedenen Markten dargestellh Brasilieniegt derAnteil

der installierten Leistung von Wasserkraftwerken ieér 70 Prozender installierten Gesamt-
leistung. Frankreich besitzt in Europa den groéf3ten Anteil an Kernenergie, England hingegen
besitzt erhebliche Kapazitaten im Gasbereibh.Deutsbland liegt der Anteil Erneuerbarer
Energien bei der installierten Kapazitat bereits bei tiber 20 Prozent. Bei voller Einspeisung aus
Erneuerbaren Energien (ca. 30 GW) konnte im Schwachlastfall (zumindest theoretisch) bereits
heute die gesamte Nachfrage (&9 GWP) gedeckt werden.

100% —
. T Solar
80% —— mWind
M Biomasse
60% |
W Wasserkraft
40% B Diesel/Ol
Erdgas
[0)
20% m Kohle
0% - : : , m Kernkraft
Q o Q> Q> N\
.\\\Q’ Q,\(' \'bo \’bo Q\®
& & 8 & o
Q <<<b QQ’& \)(_)

Abbildung3 Installierte Kraftwerksleistung verschiedener Elektrizitatsmaukt: Deutsch-
lands*

Aus den Kosten des verflgbaren Kraftwerksparks ergibt sichMelig-Order, welche die kurz-
fristigen Genzkosten des Kraftwerkseinsatzes beschrdibfbbildung4 sind mehrere Merit-
OrderKurvenanhand der Gebote in unterschiedlichen Markten dargestelln Kombination

10Quelle ENTSE Daten in der Datenbank des Fachgebilschfrage am 01.06.2009 05:00h lag bei 28.984 MW

11 Daten:[Bundesnetzagentur 2009; Monitoring Analytics Llc 2009a; Operador Nacional Do Sistema Eléctrico (Ons) 2009; Réseau
De Transport D'electricité (Rte) 2009; Uk Statistics Authority 2009]

12 Preise wurden mit dem tagesaktuellen E#Dollar Fixing umgerechnet. Bei den EEX Daten wurden limitierte Angeinats
Nachfragegebote zu einer gemeinsamen Angebotsfunktion zusammengefasst, da limitierte Nachfragegebote meist Opportunitéts-
gebotebereits vermarkteter Kraftwerke sind. Auch wenn die Skalierung das Bild etwas verzerrt und in Deutschland nicht alle
Kraftwerke an der EEX teilnehmen, stimmt der Eindruck des hdheren Preisniveaus in Europa. Im PJM Marktgebiet lag der Durch-
schnittspreis imlahr 2009 im Vortragshandel bei BBBMWh, wahrend er an der EEX im Schnitt beE28dMWh notierte.

10
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mit der Nachfrage kdnnen so vereinfachend die Kraftwerke bestimmt werden, die zur Deckung
der Last benotigt werden.

200
PJM 140 GW Donnerstag 01.10.200912-13 Uhr
[Euro/ | cAlSO 50 GW Mittwoch  02.12.200919-20 Uhr
MWh] | Egx* 35 GW Mittwoch  01.10.200912-13 Uhr
150
100
50 |
0 0% - : 100%
0 Auf limitierte Gebote von@00e/MWh skaliert 0

Abbildung4 Merit-Order verschiedener Markte
Der starke Anstieg der Kostenstruktur werden du§gitzenlastkraftwerke verursacht, die nur
wenige Stunden im Jahr laufen und zwar geringe d&igr hohe variable Kosten verursachen
und die eingesetzt werden, da sich ein Zubau ginstigerer Kraftwerke aufgrund hoher Kapital-
kosten nicht lohnt. Teilweise ister konvexe Anstieg aber auch auf Kapazitatsrestriktionen
zurlckzufuhren. Solche Kapazitatsbeschrankungen sind typisch fir Energiemarkte und fiihren
in vielen Bereichen zu erheblichen Erlésdiskrepanzen einzelner Marktteilnehmer. Bestes Bei-
spiel sind Rohstémarkte, in denen technische oder auch strategische Beschrankungen glinsti-
ger Produktionskapazitaten (z.B. leicht erschliebare Erdolfelder, giinstige Kohlegruben) zu
einem konvexen Anstieg der Grenzkostenkurve und erheblichen WiRifsits gulnstiger
Praduzenten fihren. Dieser Zusammenhang ist keine neue Erkenntnis, so formulierte bereits
1922 Hubert D. Henderson zur Kostenfunktion englischer Kohlegruben:
GLG F2tf2s6a GKFG Gk |PresEroMwl
between price and cost of production Nachfrage

throughout the indstry as a whole. It follows CommodityPreis

incidentally that those concerns which can

market their coal at an appreciably lower
. . Zeitpunktt
cost than the marginal concerns, are likely
reap more than an ordinary rate of profit,
though royalties may absorb part of the ex-
O0Saaod a

[Henderson et al. 1922]

Angebot

Last [MW]

Abbildungb Konvexe Kostenstruktur
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Insgesamt muss immer eine gro3eyesicherte Leistung zur Verfligung stehen, als an maxima-
ler Nachfrage erwartet werden kann. Inwieweit Wirmter Solarkraftwerke zur gesicherten
Leistung beitragen konnen, ist noch nicht vollstandig geklart und hangt auch mit der regiona-
len Diversifikationder Wind oder Solaranlagen zusammen. In den USA erhalten Windkraft-
werke sogCapacity Creditgon bis zu 20%Milligan et al. 2006]in Deutschland liegt der em-
pirische Anteil von Windstrom im Schnitt bei &,5%,.er kann jedoch auch in einigen Stunden

auf unter 0,2% fallerDie Verfugbarkeitdnventioneller Kraftweke liegt deutlich héhermeist

im Bereich von Uber 90%. Da die maximale Last nur zu einem Zeitpunkt im Jahr abgerufen
wird, wird die hierfir vorgehaltene Kapazitat auch reinmal eingesetzt und dient ansonsten

nur der Kompensation von Kraftwerksausfélleser RevisionenNeben der Gesamtkapazitat
muss der jeweils eingesetzte Kraftwerkspark jedoch auch in Summe technisch in der Lage sein,
alle auftretenden Lastgradienten zu beherrschen. Insbesondere bei stark schwankenden Ein-
speisungen aus Windkraftanlagkann es ndétig sein, eine Vielzahl konventioneller Kraftwerke
gleichzeitig herunter zu regelblnabhéangig des Marktdesigns missen daher die Marktanreize
zur Steuerung jedes Kraftwerks mit den Unsicherheiten der Nachfrage oder intermittierenden
Erzeugung smeohl zeitlich als auch mengenmaRig kongruieren, so dass zu jedem Zeitpunkt eine
ausgeglichene Leistungsbilanz sichergestellt werden’Rann

Der Einsatz der Kraftwerke unterliegt in den meisten Markten der Entscheidung des Eigentu-
mers. In vertikalntegrierten Markten mit Gebietsmonopolen erfolgt die Einsatzplanmegt-

ral unter Vorgabe der kostenminimalen Lastdeckung. Im Wettbewerbsmarkt bestimmt der
Marktpreis den Einsatz der Kraftwerke und jeder Marktteilnehmer optimiert den eigenen
Kraftwerkseinsatz entgpchend seiner Handelsgeschafte. Im besten Fall stimmt dieser Kraft-
werkseinsatz mit dem kostenminimalen Fall der geschlossenen Optimierung Udenehalle

eines zentralen Systembetreibers oder zur Bereitstellung von Systemdienstleistungen kénnen
die Markteilnehmer auch die Kontroll®@ Sa YNI FisoSNy a 661 6 SAylT St ySN
an den Netz oder Systembetreiber Ubergeben, so dass dieser in die Einsatzplanung gemaf
seiner Vorgaben eingreifen kann. In Europa ist dies auf die Bereitstellung von-Rnt&se-
kundarregelreserve beschrankin PJM Markt werden jedoch auch reguléare Kraftwerksfahr-
plane zentral gesteuert.

2.1.3 Netze

Die Struktur von Stromnetzen ist in der folgend&nbildung6 dargestellt. Zur Minimierung
der Leitungsverluste existieren mehrere Spannungsebenen, giadompromiss zwischen
Verlustleistung und spezifischen Kosten. In Transportnetzen liegtMdiehselpannung zu-

13Beispiel: Wenn am liquiden Handelspunkt nur Stundenprodukte gehandelt werden, muss der Systembetreiber auf gentigend
Kapazitaten zuriickgreifen kdnneumn alle Abweichungen wéhrend jeder Stunde vom Stundenmittel (zuzuglich von Prognoseunsi-
cherheiten) ausregeln zu kdnnen.

12
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meist bei 2201000kV Fir l&ngren Transport oder Seekabel werden zuséatzlich Gleichstrom-
Ubertragungen (meist 56800kV) eingesetztlistorisch bedingt erfolgte der Transport zumeist

von zentralen Grof3kraftwerken tbeieseTransportnetzezu denVerteilnetzen und von dort

zum Kunden. Mgeilnetze untereinander sind nicht verbunden sondern nur mit der Gbergela-
gerten Spannungsebene, daher besteht nur auf der obersten Spannungsebene die Mdglichkeit
des Transports tber groRe Distanzen.

Durch die Zunahme dezentraler Einspeisung wird jedooetzmend auch auf nachgelagerten
Spannungsebenen eingespeist, so dass es auch zu Rickspeisungen in Ubergelagerte Netze
kommen kann. In diesem Fall ist die vertikale Netziagiativ.

Horizontale Netzlast
Héchstspannung (380kV/220kV) ENTSEE Verbundnetz Im/Export

»

Vertikale

l GroRRindustrie T GrofRkraftwerke
Netzlast H®S/HS

Hochspannung (110kV)

l Industrie/ T Grof3e Windparks
HS/MS Mittelstand Stadtische Kraftwerke
Mittelspannung (20kV)
l Kleinindustrie T
GHD Einzelne Windanlagen
MS/NS Dezentrale Kleinkraftwerke
Niederspannung (0,4kV)
l T P\VfAnlagen
SLPKunden
GHD Dezentrale KWAAnlagen

Abbildung6 Strukturdes Européischen Vendnetzes

Trotz einer aktuell vermehrten Popularitat dezentraler Systeme kommt den Netzbetreibern
eigentlich die gréRte Bedeutung zu, da sie in letzter Instanz die Systemstabilitdt und
sicherheit garantieren mussen, indem sie die Energieverteijewéhrleisten und Spannung

und Frequenz im stabilen Bereich halten. Wie bereits im vorigen Abschnitt erwéhnt obliegt es
den Netzbetreibern (bzw. Systembetreibern in integrierten Markten) alle Leistungsdifferenzen
auszugleichen. Aufgrund des zeitlichen ®of$ von Handelsgeschaften und langeren Erfil-
lungszeitrdumen (¥4, %2, 1 Stundenprodukte, Monatsbander) entstehen immer Abweichungen
in Echtzeit, die zu Abweichungen der Netzfrequenz vom Soll (50 bzw. 60 Hz) fihren und vom
TSO/ISO durch Systemdienstleistungery. Regelenergie, ausgeglichen werden miisben-

zeit erfolgt die Erbringung von Systemdienstleistungen nur durch die Betreiber von Transport-
netzen, durch zunehmende Probleme im Bereich der Spannungshaltung in Verteilnetzen durch
dezentrale Einspeisungewerden in Zukunft jedoch auch Eingriffe auf Verteilnetzebene not-

13
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wendig werden.Hier existierenbisher nurerste Erfahrungerauf Basis von Pilotprojekten
[Bmvit Osterreich 2009]

Im passiven Netzbetrieb erfolgt der Lastfluss nachden Krchhoffschen GesetzenDa daher

jeder Ladluss einer Leitung auch Einflisse alké anderen Lastfliisse galvanisch verbundener
Leitungen hat, ist eine genaue Zuordnung von Transportpfaden schwierig. Es besteht jedoch
die Moglichkeit, die Auswirkungen zuséatzlicher Einspeisung an einzelnen Na&pank die
Gesamtverluste im System zu quantifizieren und entstehende Kosten dementsprechend zuzu-
ordnen. Eine Steuerung der Lastflisse ist in heutigen Systemen durch Veranderung-der Ein
und AusspeisemengeiRédispatch und nur in sehbegrenztem Mal3e durch aktive Regelung
von Netzkomponenten (Phasenschieber, FA§®glich

Die Netzentgelte innerhalb einzelner Marktgebiete werden daher meist auf Basis von punktbe-
zogenen Einoder Ausspeisetarifen berechnet, ohne Beriicksichtigung vansportwegen.

Ein gutes Zusammenspiel zwischen Netzen und Méarkten ist fur das effiziente Desigihgon h
Bedeutung. Die Behandlung von Netzrestriktionen bei der Umsetzung des Stromhandels bildet
daher auch die grof3ten Unterschiede zwischen verschied&tektdesigns.

2.2 Internationale Erfahrungen

Die flachendeckende Versorgung der Bevolkerung mit Elektrgiltédls eine zentrale Voraus-
setzung fur das Funktionieren moderner IndustriestaatBer Aufbau der entsprechenden
Infrastrukturen erfolgt dahemeist unterprivilegierten BedingungetViele Staatergewahren

den Elektrizitatsversorgungsunternehmeagionale Gebietsmonopole verbundenit der Auf-

lage, allelnteressenten an das StromneanzuschlieRenind mit Elektrizitat zu versorgen. An-

dere Staatenrganisiererdie Elektrizitatsversorgunglsstaatliches Monopol Um diese Mono-
polein den Wettbewerb zu Gberfuhrerwerden weltweit verschiedene Ansatze verfolgern-
elementistimmer die Offnung der Netze fir neue AnbietBleuseeland hat als eine derse

ten Landerhaben Chile und Neuseeland den Elektrizitatsmarkt liberalisiert, viele weitere Lan-
der folgten.Einen Uberblick liber die weltweite Entwicklung diBioshansi et al. 2006Be-
sonders interessant ist die Entwicklynin Brasilien, da hier aufgrund des hohen Anteils an
Wasserkraft in Abhangigkeit der jahrlichen Regenmenge mehrjahrige Zyklen und Versorgungs-
engpasse entstehen kénnen. Zwar existiert ein Kapazitatsmarkt, doch ist es fiir fossile Kraft-
werke schwierig, Plamgs und Investitionssicherheit z.B. zur Absicherung der Gasliefervertra-
ge Uber derart lange Zeitrdume mit hohen Unsicherheiten zu erlangen. Der Fokus der Arbeit

1 Flexible AC Transmission Systéaktive $euerung von Netzomponenten e.g. zuschaltbare
Kapazitaten, Induktivitaten
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liegt aberauf den Konzept@ in Nordamerika und Europa, da diese stellvertretenddigr bei-

den unterschiedliche Systemanséatzeines zentralen Systembetreibers oder aber eines de-
zentralen, bilateralen Handels stehen und die Frage erdrtert werden soll, welches der beiden
Systeme besser zur Integration gro3er Mengen Erneuerbarer Energien geeignet is

2.3 Zentrale Systembetreiberin Nordamerika

Definition: Spot und ForwardMarkte

In den Vereinigten Staaten und Europa werden die Bezeichnu8geh und ForwardMarkt
unterschiedlich interpretiert. Wahrend in den Vereinigten Staaten der Begriff Spotrdagkt
sofortige Transaktion, also quasi den Sekundenhandel bezeichnet, wird der Begriff in Europa
weiter gefasst. Hier gehort der Vortagshandel bereits zum Spotmarkt, wahrend er in den USA
schon ald-orwardHandel bezeichnet wird. In den folgenden Abschnitiéird die Europaische
Konvention gebraucht, d.nhSpotmarkt bezeichnetden Zeitraum bis zu 36 Stunden vor der

Transaktion.

In den 20er Jahren des letzten Jahrhundedmint es im Zuge der Finanzkrise vor2@%u
erheblichen Verwerfungen im Energiemarkt. Diestibis dahin in weiten Bereichen unregu-
liert, da die Zustandigkeiten zwischen Bund und Léndern in di&sktornicht eindeutig ge-
klart sind Wéahrend diegroRen Verbundaoternehmen in mehreren Bundessiten aktivsind
liegt die Regulierung zum grof3ten Teilder Hand der jeweiligen Staaten, ohne Einfluss auf
den zwischenstaatlichen Handel von Strom und Gas.

Ohne funktionierende Regulierursghleichensich jedoch eine Reihe von Systemfehlein,
diein selber oder @hnlicher Form auch die Finanzi@®dahre spatdvestimmen:

ZumAusnutzen der Hebelwirkung eines hohen VerschuldungsgmadeSteigerung

der Eigenkapitalrenditd_gveragingjverden grof3e Holdingsesellschaften gegriindet,
ahnlich den helgen Investmentbanken, die mit wenig Eigenkapital viele regionale
Versorgungsnternehmen kontrollieen.

Zur Steigerung der kurzfristigen Renditedrdie marktméchtige Stellung ausgenutzt
und Uberhoéhte Preise verlangt.

Durch Bilanzmanipulationenerden Fhanzmittel von den regionalen Gesellschaften

zu den Mutterkonzernen transferiert, so dass diese Mittel fiir langfristige Investitionen
in die Versorgungssicherheit fehlen.

Dader Hebeleffekt einer hohen Verschuldung jedoch in beide Richtungen wirkt, Viersliér

ser im Laufe der Finanzkrise und Grofien Depression von 1929 die Probleme der-Holding
Gesellschaften, so dass eine grof3e Zahl dieser kollabiert und die Kunden mit hohen Stromprei-
sen und unaverlassiger Versorgung zuriick |g&de 1993]
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Durch en 1935 in Kraft getretenenPublic Utility Holding Company A@UHCA)verden
staatsiibergreifende Energieversorger zerschlagen und das geografische Versorgungsgebiet auf
einzelneBundesshaten beschrankt. Durch die zusatzlichen rechtlichen Markteintrittsbarrieren

in sdmtlichen Teilbereichen der Stromwirtschaft entwickelt sich eine marktbeherrschende
Stellung von Gebietsmonopolisten. Zudenrdwvdurch denFederal Power AQFPA) dezwi-
schenstaatliche Stromhandel dé&tegulierung des Bundefdderal Power CommissiéiPC)
unterworfen.

Dieses System lilat de facto bis 1978 unverandern Folge der Olkrisen in den 70er Jahren
und einem verstarkten Fokus auf Versorgungssicherhieit imw | K Y'S yNa#oBak Energy

I O dah Public Utility Regulatory Policies ABBURPAYlurchgesetzt, welcher der nationalen
Aufsichtsbehérde FERC (ehemals FPC) deutlich groReres Gewiiddt zZigl des Gesetzést

die Forderung alternativer Erzeugungstaologien. Kleine Erzeuger und Betreiber von KWK
Anlagen knnen alsqualifying facilities (QR)on der Regulierung ausgenommeserden. Of-
fentliche Versorger welen verpflichtet, den Strom dieser Kleinerzeuger zu regulierten Preisen
auf Basis der Grenzkostdrerkommlicher Erzeugung abzunehmen. Durch den Markteintritt
dieser unabhangigen Erzger kanmt es erstmals zu Ansatzen von Wettbewerb im vertikal
integrierten Strommarkt, ohne dass dies beabsichtigtes Ziel des Gegstzes

Der Betrieb von unregulierteQualifying Facilitieggewinnt zunehmend an Bedeutung, da im
regulierten Markt die sehr reale Gefahr bebt, bei zu geringer Nachfrage und entstehenden
Uberkapazitaten deren Kosten beim Regulator nicht geltend machen zu kénnen, da dieser
diese Investitionerals uniberlegtifnpruden) anghenund solche Managementfehler nicht

an die Kunden weitergebekann. Dieseprudence reviewserunsichern viele Versorger und
las®n sie beim Zubau von Kapazitaten im regulierten Markt zdgern. Ebenfalls schwierig ist das
Setzen von Anreizen zur Effizienzsteigerung in kostenregulierten Systemen. Fir die Versorger
besteht kein Anreiz, unternehmerische Risiken einzugehen, da mdgliche Gewinnsteigerungen
durch die Regutrung wieder abgegriffen werden.

Nach Abbau der Uberkapé&itien Ende der 80er Jahreing eine Bepreisung voQFs auf Basis

der Grenzkosten alternativer Erzeugung zunehmend schwierig, da als Alternative nur der Bau
zusatzlicher Kaazitaten mdoglichist. Hier biget eine Auktion zwische@ualifying Facilitiesind

den wenigen zugelassenen unabhangigen Betreibern flr neue KapazitatdrestieLdsung.

Mit der Johnston Bilim Jahr 1989, die es auckgulierten Unternehmen erlaubin unabhan-

gige Kraftwerkskapazitaten zu investiererrdadie Vorlage fur eine Reform deJHCAjelegt.

Diese Reform wvd nach intensiven DebattealsEnergy Policy Aain Jahr 199%erabschiedet
Kerngedanke hierbast die Senkung der Stromgestehungskosten durch die Ausweitung des
Wettbewerbs. Diese Annahme basianf zwei Entwicklungen, mueinen hden die unabhan-

gigen Betreiber der Kleinanlagen nach PURPA ein hohes Mal3 an technischer Innovation und
Kosteneinsparungen gezeigt. Zum andesardin den Jahren zuvor die Méarkte fur Flugverkehr
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und Kommunikation erfolgreich dem Wettbewerb ged@fmvorden.

Zudem so#n Risiken der Stromerzeugung, die innerhalb eines kostenregulierten Systems di-
rekt an die Endkunden weitergegeberenden, durch Ausbau des Wettbewerbs auf unabhan-
gige Kraftwerksbetreiber Ubertragen werden. Diese Risgied

Mengenrsiken der Nachfrage
Preis und Projektrisiken im Kraftwerksbau
Preisrisiken der Brennstoffkosten

Die unabhéngigen Kraftwerksbetreibétxgmpt wholesale generatgi8WG) unterligen daftr
keiner PreisregulierungHierbeiist neu, dass als EWG auch Unternehmen des regulierten
Marktes auftreten Bnnen. Die Aufsichtsbehdrde FEREZdwdazu mit umfassenden Rechten
ausgestattet, um beispielsweise mdgliche Eigengeschitfey Quersubventionierungenwi-

schen den EW@&nlagen eines Ustnehmens und dem regulierten Endkundenvertrieb zu kon-
trollieren und zu verhinderrDer Wettbewerb wrd auf den Gro3handelsmarkt beschrérdtr
Endkundenvertrieb verbibt weiterhin bei den regionalen Gebietsmonopolisten. Ein weiterer
wesentlicher Punkist die Offnung des Ne&s fur Drittanbieter. Diese erltan die Moglich-

keit, bei der Aufsichtsbehdrde Antrage auf Netznutzung zu stellen, welche nur in Ausnahmefal-
len bei Gefahr von Systemiberiasgen abgelehnt werden dten [Doe 1993]

In den vorausgegangen Debatteimd bereits wichtige Punkte angeklungen, die in der weite-
ren Entwicklung des Marktes eine wichtige Rolle spielen sollten:

Welchen Einfluss hat die hohe Frenimdinzierung unabhéngiger Betreiber auf deren
Finanzstabilitat?

Wie sind Strombeschaffungsvertrage im Vergleich zur Eigenerzeugung in den Bilanzen
der Energieversorger zu bewerten?

Besteht die Gefahr, durch kurzfristige Renditeziele zu stark in Kraftwatlgeringen
Kapitalkosten zu investieren, d.h. Gaskraftwerke, die aber hohe Preisrisiken bei den
Brennstoffkosten aufweisen?

Welchen Einfluss hat ein emtgpeltes System von unabhangidazeugungTransport

und Verteilung auf die Systemstabilitat?

Wie hoch ist die Verfugbarkeit unabhangiger Kraftwerke?

Entstehen durch die Offnung des Systems rechtliche Liicken, die die Ausiibung von
Marktmacht erlauben?

Kdnnen in einem liberalisierten Markt regulatorische Mal3nahmen flr sozial schwache-
re Kunden beibehaltewerden (Sozialtarife, Verbot der Abschaltung)

Kernelement der Marktéffnungst der freie Netzzugang fiir unabhangige Bslig. Durch den
EPAC®Erhdlt die nationale RegulierungsbehorddERGie Befugnis, bei allen Netzbetreibern
unabhangigen Netzzugang firie anzuordnen[Bluvas 2007]Dies gesdkht durch dieFERC
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Order Nr. 888 im Jahre 1996. Hiermit iwd der Grundstein fur freien Wettbewerb im GroR-
handelsmarkt gelegt, die Einfihrung des Endkundenwettbewerbs uegenveiterhin der
Entscheidung der einzelnen Bundesstaaten.

Die FERC Order Nr. 888thalt zweiwesentliche PunkteZum einen zimgt es die ehemaligen
Monopolisten zur Offnung der Transportnetze fir Drittbetreiber, im Gegenzig diesen
aber die Rickgewinnung so genanngranded Costgugestanden, d.h. Kosten, die voraus-
sichtlich in einem deregulierten Markt nicht zu decken sein wirden.

Die Problematik deBtranded Costst einbesonderemund einmaliger Aspekh der Geschichte

der AmerikanischerStrommarktiberalisierung und beifft insbesondere die Finanzierung von
Kernkraftwerksprojekten. Durch die Monopolstellung und gesicherten Erldsen aus kostenregu-
lierten Preiserist es den regionalen Versorgern mogligbwesen extrem glinstig Kreditkon-
ditionen fur kostenintensive Kraftwerksprojekte, insbesondere fir den Bau besagter Kern-
kraftwerke, zu erlangeflowers 1998, ff. 12130].

Im freien Wettbewerbsteigendiese Kapitalkosten aufgrund debvenfalls steigendemrisikos
deutlich. Zudenmsind in der Kostenk&lulation die Lebensdauer der Kraftwerke haufig Gber-
schatzt worden, wodurch Ruckstellungen fur den spateren Rickbau feNkRins 2000]

Die Kraftwerksbetreiber einigen sich im Endeffekt auf eiDeal[Reeves 2000Die regionalen
Versorger drfen flr einen Zeitraum von maximal funf Jahren eine Zusatzgebihr auf die
Stromrechnungaufschlagen und so digtranded Costder Kernkraftwerke decken. Iiweite-

ren unterliegen die Endkundenpreise Uber diesen Zeitraum weiterhin der Reguliekiignen

die Kosten bereits vor Ende der Frist gedeckt werden,adhgowohl die Zusatzgebihr als
auch die Regulierung.

In den folgenden Jahren kénneiredstranded Costisliher als erwartet zuriickgezahlt werden.
Da sich viele Versgervom Kraftwerksgeschaft getrennt ban, sich jedoch noch kein ausrei-
chender Wetthewerb entwickelt hatind diese nun einem erhohten Preisrisikbei der Be-
schaffungausgesetzt.

Der freie Netzzuganggt weiterhin groRe Hurden. Aufgrund des schwach ausgebauten Uber-
tragungsnetzesibt es Probleme oder Moglichkeiten der Diskriminierung bei der Ausweisung
der Total TransfeCapacity (TT@der Available Transfer Capacity (ABGyie der kurzfristigen
Behebung von Netzengpéassen durch Lastflusssteuerung.

Mit der FERC Order 200drd daher vom Regulator das Konzept eifRegional Transmission
Organization (RTQ)orgegeben, eiar dem Netzbetreiber libergeordneten Organisation, wel-
che die Netznutzung wettbewerblich und transparent organisiert. Hieidieds fir das Kon-

zept irrelevant, ob es sich bei dem RTO um eine gewinnorientierte Netzgesellschaft mit Eigen-

15 http://www.ferc .gov/legal/majord-reg/land-docs/order888.asp
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tum am Netz Transmision Companies, TransCag)er einen nichigewinnorientierten Sys-
tembetreiber(Independent System Operator, |$@pdelt.Die Teilnahme der Netzbetreiber an
einer RTQAst zunachst freiwillig, da sie aber im Interesse der Regulierungsbehiggte be-
steht die Moglichkeit von finanziellen Anreizen durch hohere Tarife oder die verpflichtende
Teilnahme im Fall von Ubernahmen und Fusionen.

Die Grundcharakteristika einer RTO wanach[Merrill 2000}
1. Unabhangigkeit

Durch einevollstandige Trennung von Erzeugransport und Vertrieb soll
sichergestellt werden, dass durch die RTO keine Marktmacht zugunsten von
einzelnen Marktteilnehmern ausgeuibt werd&ann.

2. Angemessene geografische Ausdehnung

Hierdurch soll das Marktgelierweitert werden um die bestehende regionale
Zersplitterung des Marktes aufzubrechen.

3. Entscheidungsbefugnis fiir alle betrieblichen Ablaufe im unterstellten Netz
Dadurch wird die Handlungsfahigkeit des RTO begrindet.
4. Verantwortung fur di&urzfristige Netzstabilitat

Neben den Neuerungen durch die Einfihrung eines RTO muss die Versor-
gungssiherheitweiterhin gewahrleistet werden.

Die wichtigsten Aufgaben dieser neu geschaffenen Organissitiohes

Die Tarifstrukturen fur die Netznutzurgstzulegen

Netzengpasseu bewirtschaften

Die sich aus de®@hmscherGesetzen ergebende Pfadunabhangigkeit des Stromtrans-
portes in den Netzkosternu berticksichtigen

Systemdienstleistungen bereitzedien

Marktaufsicht ausuiben

Die Ausbauplanung des Netzaskoordinieren

Kuppelflisse mit angrenzenden Netzgebieterkoordinieren

Entscheidend flr die Unabhangigkeit der R3Qdass keirMarktteilnehmer aus dem Nicht
Netzbereich, i.e. Erzeugung oder Vertrieb signifikante Anteile an einer RTO oder dem betref-
fenden Netzbetreiber besitzenadf und so keine Mdglichkeliesteht, Marktmacht auszulben

und insbesondere neuen Marktteilnehmern den Netzzugang zu erschweren.

Insgesamt entsthenso in den USA sechimabhéngige Ubertragungsnetzbetreibelie inAb-
bildung 7 dargestellt sindDie Ausgestaltung und Regulierung der Markte in den Ubrigen Bun-
desstaaten ist noch nicht abschliel3end geklart.
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Californi}»
1SO

v

Abbildung7 Unabhéngige Systembetreiber in den Vereinigten Staaten [F8 2009b]
Nach der FERC OrdgndNetzbetrieb und Energiehandel nicht notwendigerweise verbunden.
Bis 200%ind die Aufgaben der ISO/RTO in vielen Gebieten auf den Netzbetrieb und die Fre-
guenzhaltung bschrankt. Beispiele hierfur sind ERCOT Markt in Tad@sauch der kaliforni-
sche Markt vor seiner Neustrukturierung (MR9Um April 2009Der GroRhandel von Ener-
giemengen erfolgt hier auf Basis bilateraler Kontrakte oder an separaten Strombérsen.

Die Awsgestaltung und Regulierung der Markte hat entscheidenden Einfluss auf den Verlauf
der Marktoffnung. In Kaliforniendknmt es zu einem vollstandigen Marktversag&wodurch
zeitweise sogar die physische Versorgung mit Strom zusamicbnloind im Januar 2001
Stromausfélle den Staat erschiittern. Grund hiediindin erster Linie illegale Marktmanipula-
tionen durch den EnergiekonzeEYRONuUNd einige weiterd=irmen welche durch strategische
Kapazitatsverknappung die Strompreise weit Uber das wettbewerblicheaMierhohe. Ver-
triebsunternehmen, die die Uberhéhten Preise durch regulierte Tarife nicht an die Endkunden
weiterreichen knnen werden insolventMoéglich werden die Preismanipulationen auch durch
eine mangelnde Koordination zwischen dem Groflhandelsmaritdem Netzbetrieb. Durch
fehlerhafte Ausgestaltung des Marktest es den Handlern voRnronmaéglich,mit Aktivitaten

am vortagigenGrolRhandelsmarkt Netzengpasse zu verursachen, fir deren Beseitigung sie im
kurzfristigen Ausgleichsenergiemarkt des Netedibers erhebliche Zusatzerlose generieren
[Ferc 2003]Festzuhalten bleibt jedoch, dass solche Strategien im Regelwerk dgestalte-

ten Marktes verbotersindund es auch in den folgenden Gerichtsverfahren zu Urteilsspriichen
gegentberehemaligen Handlern komt. Sitdemwird in allen Markten besonderer Fokus auf
der Einrichtung einer starken Marktaufsichidrket Monitoring Unit MMU) gelegt. Dennaoch

16 Market Redesign and Technology Upgrade

5 A84S {GNF GS3IAS YIS | RiKYeqd shy NSNDEiIBE Manipuatoyfssteategien mit den klanghaften Na-
Y S yiv A0 2 GBSl ¢ XK R 8NE E&ldiD HCasd 2002; Ferc 2003]
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bietet das Marktdesign mit der fehlenden Koordination zwischen Energiehandel und Netzbe-
trieb die Basis fusolch eind=orm der Preismanipulation.

Im PIMGroRRhandelsrarkt wird hingegernvon Anfang an ein integriertes Konzept gewamtu
der Netzbetrieb mit dem Stromhandel verbunddBereits vor der Marktoffnung besteti®JM
alsPower Pooin dem die Kraftwerkseinsgttanung geschlossen optimiertsdi Im Jahr 1998
wird dieses System weitestgehend Gbernommen nur dass nun auch neue &iisddimer
Kostendaten ihrer Kraftwerk@Brennstoffkosten, Startkosten, Anfahrzeit etar)PIMibermit-
teln und so in die Kraftwerkseinsatzplanung einbezogen werdendn Diese Mdglichkeit der
kostenbasierten Angebote@st based offedswird ein Jahr spater erweitert um die Mbch-
keit Preis/MengenAKombinationen ffrice based offejsin das System einzustellen und so
grundséatzlich eine reine Marktpreisbildung, wie sie an Aktieder anderenCommodity
Markten bekannt ist, eingesetzt werderatn. Bei diesemMerit-OrderDispatchwerden so
lange Kraftwerke ausgehend vom niedrigsten Gebot bezuschlagt, bis die Nachfrage gedeckt
wird.

In der Realitéat basiert der PIM Markt atzerch heutenoch zu groRen Teilen auf kostenbasier-

ten Geboten und die metien Teilnehmer sind verpflichtet, sowohl Predds auch Kostengebo-

te abzugebeff. Kostendaten der Kraftwerke dienen sowohl dazu, technische Restriktionen wie
Mindestlaufzeiten oder Anfahrdauern in der Einsatzplanung zu beriicksichtigen, als auch Gebo-
te von Marktteilnehmern auf unlauteres Verhalten, insbesondere die Austibung von Markt-
macht, zu Uberprifen.

Im Folgenderwird nun genauer auf die Ausgestaltung d@iMMarktes eingegangewerden,
da diess Marktdesign in mehreren Richtlinien der staatlichen Riesguhg Gbernommen vvd.
So basiert tk von derFER@n Jahr 200Zerd6ffentlichteVorlageeinesGrol3handelsmarktes fiir
Strom(Standard Market Desgjrin weiten Teilen auf ddvestehenderStruktur desPIJMMark-
tes. Weitere 1SOs im Nordosten der USA sowiergere Markt in Kalifornien basieren adifin-
lichenSystenen mit meist nur veranderter Nomenklatur.

2.3.1 Der PJM Markt

Nach einer Ubersicht der Marktstruktur déBIMMarktes wird die Marktentwicklung be-
schrieben. AbschlieRend erfolgt eine kritische Wurdigaineses Marktdesigns welches flr
viele Markte als Referenz gilt und mittlerweile in mehrere Bundesstaaten der USA exportiert
worden ist.

2.3.1.1 Marktstruktur

Die grundsétzliche Preisfindung basiert wie in allen Markten auf dem Gleichgewicht von Ange-

18 Zumindest, wenn sie am Kapazitatsmarkt teilnehmen wollen, was fiir die meisten Marktteilnehmer zutrifft, sieheJ@ipamity
Resource Obligations in PJM
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bot und Nachfrage. Zuséatzlich werden jedoch auch Restriktionen des Stromnetzes implizit be-
rucksichtigt. Ohne diese Restriktionearki ein Gleichgewichtspreis fir den gesamten Markt
bestimmt werden, da jegliche Preisunterschiede zwischen zwei Netzpunkten sofoht duwr
bitrage ausgeglichewerden kdonnen Sobald zwischen zwei Gebieten jedoch keine beliebige
Strommenge transportiert werden kann, entfallt die Mdglichkeit der vollstandigen Arbitrage
und fir beide Gebietestellen sich unterschiedlicheGleichgewichtsprees ein In Abbildung8

und Abbildung9 sind diese Zusammenhénge dargestellob&i die Nachfrage als inelastisch
angenommen wd. Durch die grol3e geografische Ausdehnung des Stromnetzes im Nordosten
der USA und eine geringe Vermaschwxistieren eine Vielzahl vandglichen Netzengpassen
und daher auch viele Gebiete mit unterschieden Preisen. InkExtremall ergbt sich so ein
Preis fir jeden einzelnen Netzknoteddddd. Solch ein System regional unterschiedlicher Prei-
se innerhalb einedNetzgebietes wird als Nodalpreissystem bezeichivat weiteren Verlauf

wird die Abkirzung LMP deenglischen Originalbegrifisocational Marginal Pricingerwen-

det.

Erzeugungskosten Erzeugungskosten
Grenzkosten) (Grenzkosten)
in Gebiet1 in Gebiet2

Nachfrage in
Gebiet2
A
r. Y

Nachfrage in
Gebiet1
A

ARBITRAGE

N

N, Leistung Leistung

Abbildung8 Preisbildung bei inelastischer Nachfrage in zwei getrennten Netzgebieten
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Erzeugungskostenin
Gebiet 1 (Grenzkosten)

Last Netz

fluss| | engpass Marktpreise ohne

Marktpreis mit Kuppelleitung

Kuppelleitung ohne
Restriktionen

Arbitrage

Nachfrage N,

| ;
Gebiet 2 H—)

Lastfluss
zwischen den
Gebieten

Abbildung9 Preisbildung bei Nutzungrhandener Kuppelkapazitaten

Durch den Stromtransport zwischen zwei Netzknoten kdnnen in einem effizienten Markt
Wohlfahrtsgewinne entstehenln Abbildung9 sind dieg als ausgeflllte Dreiecke dargestellt.

Das rote Dreieck bezeichnet die zusatzliche Konsumentenrente durch die Preissenkung in Ge-
biet 2, die blaue Flache den Zugewinn an Produzentenrente in Gebiet 1. In dieserind-adéirw
Lastfluss von Gebidtins Gebid 2 so lange erhdht, bis die Kapazitdtsgrenze der Leitung er-
reicht ist, oder aber die Preise in beiden Gebieten gleich sind. Dies ist dquivalent zu einer Ma-
ximierung der Wohlfahrt im System. Geht man im vereinfachten Fall von einer inelastischen
Nachfrageaus, entspricht die Losungjeichzeitig dekostenminimalenErzeugung und somit

eines effizienten Einsatzes des Kraftwerksparks.

Da in einem vermaschten System wie dem Stromnetz weit mehr als nur zwei Knotenpunkte
existieren, ist dielohlfahrtsmaximierungind Bestimmung der Preise atl&noten eine kom-
plexe Optimierungsaufgabe. Diese enthalt aufgrund technischer Randbedingungen der Kraft-
werke und Netze zudem viele Niehinearitaten.

Zunachst aber ist die Frequenzhaltung und Sicherstellung der Versorgaraperster Priori-

tat, die Preisbildung dient im Nachhinein der finanziellen Abrechntitigrzu fihrt @é&r Sys-
tembetreiberPJMin kurzen Zeitintervallen eine Optimierung des Kraftwerkseinsatmrachst

auf Basis der PreldengenGebote der Marktteilnehmer durch. Zusatzlich kénnen aber auch
Kostenparameter wie Anfahrkosten oder Mindestlaufzeiten der einzelnen Kraftwerke in die
Optimierung einbezogen werden.

Das Optimierungsergebnis liefert fuleaKraftwerke oder steuerbare Lasten die gewilinschte
Leistung Diese Leistungspunkivird anjeden Marktteilnehmer in Echtzeit individuell Gbermit-

23



2 Handelsplatze und Marktstrukturen

telt. Zusatzlich werden nocheitere Echtzeitdaterwie bspw.Frequenzabweichungeiibertra-

gen falls Kraftwerkeauch Regelleistung bereitsteller\ls Backup wird zuséatzliaioch ein
Preissignafir jede Zonelibermittelt, so dass bei Afal der zentralen Kraftwerkseinsatzpla-

nung die gewilnschte Balance von Erzeugung und Last durch Veranderung der Preissignale
eingegellt werden kannMaynur 2007;PJM2008]

Die Marktteilnehmer sind nicht verpflichtet, den Anweisungen des Systembetreibers zu.folgen
Se kdnnen auch Alternativvorschlage machen odee eigene Einsatzplanung durchfuihren
und beispielsweise Lastanderungsgeschwindigkeiten optimigkbweichungen vom vorgege-
benen Fahrplan werden jedoch vom Systembetreiber tberprift und auf mogliche Manipulati-
onsversuche untersucht. Mit Hilfe ein€ererator Performance Monitowird untersucht, wie

gut ein Kraftwerk den Fahrplanen v&dMfolgt und so kann schnell festgestellt werden, ob
maoglicherweise strategische Verknappung vorliegt.

Nach Ablauf einer Zeiteinheit wird auf Basis der real eingetregst ind Erzeugung fir jeden
Netzknoten der Preis (LMP) bestimmt und zur spateren Abrechnung der Energiemengen ver-
wendet[PJM2009a]

In Abbildung10 soll das Konzept an einem Beispiel erlautert werden. Das Netzdedseehe

aus drei Gebieten A, B uri@i welche durch Kuppelleitungen verbunden sind. Die Verbindungs-

leitung zwischen Gebiet And Gebiet B besitze eine maximale Belastung von 200 MW, die

anderen Leitungen unterliegen keinen Beschrankungen. In Gebiet A stek@laiekraftwerk

mtdlk NAlof Sy Y2adadSy @2y nn exa2K [ dz2NJ +SNFNIdzy3ax
Kosten von 6@ k a 2 K® L ywirde$hé verfkale Netzst von 75 MWyemessenin Ge-

biet C eine Last von 325 MW. Ohne Leitungsengpasse konnten alle Verbraucher vom giinstige-

NEBY Y2KEST{NIFGsSN] OSNE2NBG ¢SNRSyadeR&N t NSA a
Grenkosten einer zusatzlichen Einheit Strom entspradharch den Netzengpass muss jedoch

der Lastfluss BB auf 200 MW begrenzt werden. Dazu muss der teure Generator Teile von

Gebiet B und C versorgenusatzlich werden noch Leitungsverluste beriicksichtigtadier in

diesem Beispiel ausgelassen werd®IM lUbermittelt die gewinschten Ausgangsleistungen

(338MW in Gebiet A und 62 MW in Gebiet B) wald Backuplie Preissignale (40k a2 K DS
0ASG ! dzyR ¢cn e€exka2K DSO60ASG .0 Iy RAS YNIFisSN] 2
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Gebiet A 40e€/ MWh | | GebietB 50e/ MWh
Generator Last 75 MW
338 MW
40€/ MWh _L_
138 MW 75 MW
200 MW
63 MW
200 MW
Max
Gebiet C 60e/ MWh
l .\ Generator
Last 62 MW
325 MW 60 €/ MWh

Abbildungl10 Ermittlung regionaler Preig&ocational Marginal Prices)

Die Kraftwerke folgen den Anweisungen v@dMund der gewilnschte Lastfluss stellt sich ein.

Im Anschluss werden daher die Prei&®P zur Abrechnung bestimmBis auf venige Aus-

nahmen, bei denen Kraftwerke aus technischen Griinden nicht le@nnplan vorPJMfolgen,

entsprechen die Preise an Kraftwerksknoten den tbermittelten Preissignalen. Grundsatzlich
ergibt sich der Preis als Schattenpreis, d.h. als Grenzkosten/Giénaen jeweiligen Netzkno-
I dzZF RAS CNIz#SY

ten. VereinfachendeinhaltetdiesRA S | y i ¢ 2 NI
satzliche MWhkosten oder erhalten, die am Netzknoten X entnhonen oder eingespeist

6ANRKAOD

In Gebiet A kann jederzeit Strom vdtohlekraftwerk abgenommen werden, weshalb hier der
t NEAa 0SA nn IrGehiét ® muBSdedieur8 Gehdiator zusatzliche Strommengen

a2z St (

bereitstellen, da es nicht mdglich ist, zusétzliche Energiemengen vom Kohlekraftwerk zu trans-

portieren, ohne die &itung zu UberlastenWie verhalt es sich nun mit Gebiet B? Wenn hier
eine zusatzliche Energiemenge abgenommen wird, muss diese zu gleichen Teilen-vordGas
Kohlekraftwerk bereitgestellt werdenWirde das Kohlekraftwerk mehr einspeisen, wirde

ebenfalls die Leitung AP

050 neka? @trXxm@m2 KI p nSchatkeapteiatkdnnen auch negativ sein, wenn eine

Uberlastet Der Schattempreis

entspricht

daher

Mehrabnahme an einem Netzknoten einen Netzengpass entlastet und so zu deutlichen Einspa-

rungen fuhrt[Stoft 2007]
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Der Preis an jedem Knotéann in drei Komponenten zerlegt werden:

4« veagO g mrl A F- v >
Idp] i dbpgog>nd Vg

Der Systempreis ist immer der Preis an einem Referenzknoten, im obigen Beispielmdirde

vermutlich Gebiet A wahlen, da dieses Uber die meiste Erzeugung verfigt und auch den Preis
setzen wirde, falls keine Engpéasse vorhanden waren. Netzverluste werden in diesem Beispiel
vernachlassigt.

0 0 0 0
-0 TRy oo oo TRIE
0 0 o) o)
0 TR P Moy VTS
0 0 0 0
0 TR Mooy Mo 0T g

Die Transportkosten von Gebiet A zum Gebiet C entsprechen den zusétzlichen Kosten der Er-
zeugung in Gebiet C, die ohne den Netzengpass nicht angefallen waren.

In Abbildung11 sind die Preise fur ein Fiiinuten-Intervall dargestellt. Die Preise kdnnen
sich schnell andern, so lagen die PraassAbbildungll finf Minuten spater bereits wieder
einheitlich bei ca. 30SBMWh.

shewan - Ontario LMP (USD) J
x [NEW JERSEY HUB: $33.16 |
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600.00 .. 800.00
MINN.HUB: $9.77
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MICHIGAN.HUB: $97

500.00 .. 600.00
400.00 .. 500.00
300.00 .. 400.00
250.00 .. 300.00
200.00 .. 250.00
150.00 .. 200.00
125.00 .. 150.00
115.00 .. 125.00 I
100.00 .. 115.00
90.00 .. 100.00

Z
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8200 .. 90.00
76.00 .. 82.00
CHICAGO HUB: $28.51 68.00 . 76.00
q n 62.00 .. 68.00
{iuNois Hus: $11.9 56.00 . 6200
[AEP-DAYTON HUB: $29.31 50.00 .. 56.00
NENrgSKa 46.00 .. 50.00
CINERGY.HUB: §75.75 4200 .. 46.00
38.00 .. 42.00
34.00 .. 38.00
3000 .. 34.00
26.00 .. 30.00
Solorado 20.00 .. 26.00
. . 14.00 .. 20.00
Kansas Missouri 6.00 .. 14.00
0.00 . 6.00
e -10.00 .. 0.00
Kentucky Virginia 999.00 .. -10.00

CPNode

Tennessee North Carolina % Hub
ALl
MISO 26-AUG-2009 09:15__ PJM 26-AUG-2009 10:15___|sas

Abbildungl1 Regionale Preise im Gebiet von PIM und MISO

Die schnelle Preisédnderung und hohe Volatilitat der Preise §ieldie Marktteilnehmer ein
grol3es finanzides Risiko dar. Zusatzlich benétigen Kraftwerksbetreiber friihzeitig Informatio-

9 Quelle: http:/www.miso-pjm.com/
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nen Uber den Kraftwerkseinsatz, um diesen zu planen und keine unzuldssigen Lastgradienten
zu fahren. Daher wird jeweils bereits am gy eineDay-AheadAuktion durchgefuhrt, in der

alle Gebote der Marktteilnehmer sowie Lastprognosen zusammengefihrt werden und so fir
jeden Knoten die Preise fur jede Stunde des Folgetages ermittelt werden. Die Ergebnisse dieser
Auktion sind bindend, im Btzeitmarkt werden nur noch die Differenzmengen zu denen der
Day-AheadAuktionmit dem Echtzeitpreis verrechnet.

Zusatzlich besteht die Mdglichkeit, iDayAheadMarkt rein finanziell zu handeth Durch

finanzielle Gebote kann die Preisdifferenz zwiscbagAhead und Echtzeitmarkt abgesichert

werden.Da es sich um einen rein finanziellen Kauf handelt, masalog zu einem Kraftwerk-

sausfall- die Gesamtmenge irkchtzeitmarkt zugekauft werdeoew. bei einem Kauf am Vor-

tag abgesetzt werderVerkauft ein Mrktteilnehmer10 MWh finanziell am Vortag zum Preis

@2y on e€exka2K dzyR RSNJ 90KGT SAGLINBA &inehm&a (i 06SA
mit

PO WQIc 1O W p O WQI WOIL 0Q v 10

belastet. Die Moglichkeit solch virtueller Gebote sollteratu Arbitrage zu einer besseren
Preiskonvergenz zwischen Vortaged Echtzeithandel fiihren, die Auswirkungen sind jedoch
noch nicht ausreichend erforscht. Aualenn virtuelle Gebot&einen Einfluss auf den tatsach-
lichen Kraftwerkseinsatz haben, kénnen daeh die Preise abayAheadMarkt beeinflussen.
Da einige Finanzinstrumente ausschlie3lich auf diesem Markt aufsdtestehtdie Mdglich-
keit der Marktmanipulation.

Das wichtigstedieser Finanzinstrumerdg zur Absicherung von Preisrisiken sind Bieancial
Transmission Rights, FTRese dienen der Absicherung der Kosten des Engpassmanagements,
also der Transportkosten. Hierzu soll noch einmal das Beispiehlalitdung10 betrachtet
werden.

Wenn das Kohlekraftwerk in Gebiet A zum Versorger in Gebiet C gehdrt, kénnte dieser ohne

9y 3ILINaasS tfS YdzyRSy T1dzy t NBA&A @2y nn eka2?K @
jedoch nur 52,5 MW vom Kohlekraftwerk bezogen men, die restliche Menge von 62,5 MW

muss vom Gaskraftwerk bereitgestellt werden. Dennoch bezahlt der Marktteilnehmer fiir die

DSa&l YGYSy3aS @2y oup a2 SBEtgengriart PINDRIpAChst adis€ K a2 K P
semNetzeng@ssEinnahmen. Marktteilnehmer habgadoch die Mdglichkeit, diese Preisdiffe-

renzen durch den Kaudler finanziellen Ubertragungsrechteabzusichern. DiesdPunktzu-

PunktKontrakte werden vom Ubertragungsnetzbetreiber in einer jahrlichen und einer tagli-

chen Auktion angeboten.

Besitztder Versrger ein Ubertragungsrecht fir 200 MW von Gebiet A zu Gebida@n er

20So genanntéNC/DE@Gebote
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durch dieserKontrakt fur die betreffende Stunde Erlése in Hohe von

N O O
&42(Tr-n7:pl':')(pr_: 2 TTE - tnnnO

erhalten. Dies ist dquivalent zu der Aussage, dass 200 MW in Gebiet A zunvdpreif

eka2 K 3S1tdzFd 6SNRSY dzyR RAS NBaluft AOKSY wmMuHp a?
Ubertragungsnetzbetreiber muss darauf achten, maximalso viele Transportrechte zu ver-

geben, wie sie auch gleichzeitig im System moglich Medgibtder Netbetreiberdie voll-

standigen325 MW von Gebiet Ans Gebiet C als Transportrecht, kbnnen die Kosten der Gas-
GdzZNBbAYS yAOKG 3ISRSO1dG 6SNRSy>x RI RAS&S cH a2z T«
Gebiet C aufgrund des Transportvertrages Ub25 BIW hingegeny dzZNJ nn e ka2 K 06 ST | K
wuirde. Werden alle FTRs optimal vergeb@eckendiese exakt die Transportkosten ab und es

ist Kostenaquivalenz gegebghogan 200Q]Dem Netzbetreiber biben weiterhin die Aukti-

onserlose dieser Transportrechte.

Die Netznutzungm PJMGebietwird derzeit jedoch nicht Uber die Transportkosten finanziert,
sondern durcteine Regulierung der Erlose jedmn System beteiligten Netzbetreibers. Um zu
vermeiden, dass Netzkunden doppelt fir den Transport bezamém, ein Grof3teil dieser
Transportrechte kostenlos an die betreffenden Transportkunden zugéteith Gegensatz
hierzu werden in Kalifornien oder daren Markten alle Transportrechte versteigert und die
Erldse zur Senkung der Netznutzungsentgelte verwefiegh 2008]Durch eine kostenlose
Zuteilung der Ubertragungsrechte besteht fur Marktteilnehmer, dieeiFTR abgesichert
sind, kein Anreiz mehr, auf Engpasssignale zu reagieren

Der eigentlicheSinn der FTRigegt in der finanziellen Absicherung gegen Netzengpasse, die
meisten Marktteilnehmer reduzieren hierdurch ihr Portfoliorisiko insbesondere beebélen
Vertragen. Es besteht jedoch auch die Méglichkeit, rein spekulativen Handel zu betreiben und
auf Preisdifferenzen zwischen der FAlktion und denDayAheadMarkt zu wetten. Erwartet

der Marktteilnehmer Uberdurchschnittliche Engpasssistuationermt gg eine LongPosition

von FTRs ein, erwartet er geringe Nachfrage und gleiche Preisniveaus, so kann er durch eine
ShortPosition Erlése erzielen. Alternativ kann der Marktteilnehmer zu jedergPosition
Ubertragungsrechte in gegengerichteter Ubertragarichtung verkaufen bzw. statt einer
ShortPosition gegengerichtetETR&kaufen €ounterflowtrades). Diese Form des spekulativen
Handels fiihrt zum Einen zu einer héheren Liquiditat am Markt, bedingt jegleathzeitigein
hoheres Ausfallrisiko baeiicht-gesicherten Positionen.

Neben demDayAhead und Echtzeitmarktind finanziellen Transportrechteexistieren noch
weitere Markteim PJMGebiet. Diese sinth Abbildung12 dargestellt Zur Sicherung der Sys-

2L Hierbei werden so genannteuction Revenue Rights (ARR3gegeben, welche in TransportrechEeT§ umgewandelt werden
kénnen, aber im Gegensatz zu den verpflichtenden FTR nur Optionscharakter habennenddtéungsverpflichtung bei negati-
ven Transportkosten beinhalten.
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temstabiltat gibt es Ausschreibungen fur Hilfsdienstengillary Servicésie die Bereitstellung
von Regelleistung oder auch die Schwarzstartfahigkeit im Notfall.

______________________________________________________________ .
] :
i i Finanzielle
g o 1
H Kapazitatsmarkt Virtuelle Gebote I
: ! Kontrakte
B 1
! Kurzfrist DayAhead « I ;
1 Physische
| | Kapazitatsreservg G€NErator LMP OTC Fahrplane i Kontrakte
1 1
1
! Reale Gebote i System
i H dienstleistungen
i - Must-Run !
i Realtime Units !
““““"““““"'“'““: LMP Dispatchable i
Leitung ] Ll ]
Finanzielle ! Regulation i
Ubertragungsrechte ] S ]
- ) ! System Reserve H
JhaSSDIS|Se i dienstleistungen DASR E
Marginale ! H
Netzverluste i Black Start i
b e
Kuppelleitung OTC Fahrpléne
Interkonnektoren |
DayAhead
LMP Reale Gebote
Virtuelle Gebote
Kapaziatsmarkt —l_
. Last
Last Realtime
LMP Demand Side
Response

Abbildung12 Ubessicht deMarkte im Gebiet des Systembetreibers PIM
Grenzkostenpreise besitzen den Nachteil, dass Kraftwerke mit hohen Stromgestehungskosten
teilweise nicht in der Lage sind, ihre Fixkosten zu erwirtschaften und Investitionen ausbleiben.
Im PJM Markist aus diesem Grund ein zusatzlicher Kapazitatsmarkt eingefitrden (Reli-
ablity Pricing Model Capacity Markefuséatzlich werden bei besonderen Knappheitssituatio-
nen Preise oberhalb der Grenzkosten zugelasSear€ity Pricing

Am Kapazitatsmarkt missefie Teilnehmer, die Endkunden versorgen, anteilig ihrer maxima-
len Netzlast und eines von PJM festgelegten Schlissels in einer mehrstufigen Auktion zusatz-
lich benétigte Erzeugungsleistung kaufen. Die Erlose des ikipamrktes sollen deFinan-
zierung neer Kraftwerke dienen.

Das System deScarcity Pricingvurde 2006 eingefiihrt undsst somit nochein relativ neues
Instrument Zum Zdpunkt der Schriftsetzung wurddas Design deScarcity Pricingberarbei-
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tet, so dass ab 2010 mit einer neuBtruktur gerechnet werden kanGrundsatzlich beruht es

auf folgender Idee: @enn eine Knappheitssituation auftritt, d.h. innerhalb eines Gebietes an
einem Knoten wenig oder keine Reservekapazitat zur Verfligung steht, werden die Preise an-
grenzender Knoterauf den Knappheitspreis des Uberlasteten Knotens angehoben. Dadurch
entsteht in diesem Gebiet eine Knappheitsrerdes zusatzliche Deckungsbeitrage fur Spitzen-
lastkraftwerke (aber aucfur die aktuell eingesetzten Grundnd Mittellastkraftwerke)ermog-

licht. Der Mechanismus ist ilibbildungl3 dargestellt.

Erzeugungskosten Erzeugungskosten
(Grenzkosten) (Grenzkosten)
Knoten AinZone 1 KnotenBin Zone 1
Knappheits
. preis
Knappheits
rente
Nachfrage in Nachfrage
Gebiet 1 in Gebiet2
N, N,
Leistung Leistung
IrEngpasione 1 ) Netz |
| | \ engpass I
| Knoten A Knoten B |
LCastfluss |
L __ t‘j} Lestuss [ 4

Abbildungl3t NA YT A L) RSa aof{ OF NOAGE t NAOAyYy3Ia
Kapazitatsengpasse bieten groRen Marktteilnehmern jedoch die Méglichkeit, Preise zu mani-
pulieren. Wie in allen Markten ist daher auch hieresimirksame Regulierung notwendigiel
der Regulierung ist es, ein wettbewerbliches Preisniveau herzustellen. Unternehmen, die tUber
Marktmacht verfiigen besitzen jedoch

die Moglichkeit, Preise vom Wettbewerbsniveau zu entfeéfnen

Es bestehen verschiedemMdglichkeiten, Marktmacht auszuilbeallen gemein ist die kinstli-
che Verknappung von Ressourcen. Die haufigsten Varianten hierbei sind:

Physische Verknappung

0 (gezieltes Zurickhalten von Kraftwerkskapéizi

0 Leistungsreduktion trotz Preiediber Grenzkostenniveau
Wirtschaftliche Verknappung

0 Angebotspreis liegt Gber Grenzkostenniveau

0 Handelstransaktionen entgegen des vorherrschenden Preisgefélles

22 Definition von Marktmacht nacfStoft 2007]
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Gezielte Forderung von Netzengpassen

Wirtschaftliche und physische Verknappung sind grundsatzlich aquivalent. Die gezielte Erzeu-
gung von Netzengpassertuht zumeist auf der Ausnutzung fehlender Koordination zwischen
unterschiedlichen Méarkten (Arbitrage zwischen Fahrplamd Regelenergiemarkt) oder Inkon-
sistenzen der Marktregeln benachbarter NetzbetreibeodqpFlowg. Der Nachweis strategi-
scher Verknappng ist aul3erordentlich komplex und konnte bis zum Jahr 2009 nur in Kalifor-
nien eindeutig nachgewiesen werden. Durch die hohe Marktkonzentration in Strommaérkten
handelt es sich aber um eine inharente Gefahr von Strommarkten. Verstarkt wird das Problem
durch die weitestgehend preisunelastische Nachfrage bei einem stark konvexen Verlauf der
Kostenfunktion. In Spitzenlastzeiten kdnnen bereits geringe Anderungen der Angebotsmenge
erhebliche Preisdnderungen verursachen, wodurch die zusatzlichen Erlose der kinviglar
bliebenen Kraftwerke die fehlenden Deckungsbeitrdge der dem Markt entzogenen Kraftwerke
bei weitem UbersteigenAbbildung22 verdeutlicht die Problematikam 8. August 2007 kam es

im PJM Markt aufgrund sehr hoher Temperaturen am Nachmittaginer eheblichen Knapp-
heitssituation Der Marktpreis stieg umgerechnet auf Gber 400 Euro/MWh an. In solchen
Knappheitssituationen hatten bereits wenige Megawatt zu einedvgpelung des Marktprei-

ses gefuhrt. Da in solchen Lastsituationen auch erhebliche Netzengpésse auftreten, werden
Marktgebiete entkoppelt und es entstehen lokale Méarkte geringer Liquiditat, die eine strategi-
sche Preisbeeinflussung zusatzlich beglnstigerbesteht jedoch nicht fir alle Marktteilneh-

mer ein Anreiz zur Austbung von Marktmackbndern nur solchen, die Uber eirleong
Position verfuigen. Dies sind insbesondere Kraftwerksbesitzer und Handler mit offenen Positio-
nen. Lokale Versorger oder auch Knafrksbetreiber mit ausgeglichener Position, sei es durch
Langfristvertrage oder eigenen Kundenstamm, haben keine wirtschaftlichen Anreize der
Marktbeeinflussung.

Eine wirksame Regulierung &ine schwierige Aufgabe: sind die Regeln zu weit gefasst, kann
der Markt manipuliert werden und es entstehen erhebliche Produzentenrenten. Ist die Regu-
lierung jedoch zu streng, fehlen Investitionsanreize flr eine nachhaltige Versorgungssicherheit.
Inshesondere schwierig ist die Situation bei Spitzenlastkraftwerkedid3a bei reinen Grenz-
kostenpreisen nicht bestehekdnnen (s.a. Kap5.1.2, missen hieAlternativregelungen ge-
funden werden, wie sie der Kapazitatsmarkt odes 8aarcity Pricingilden Gleichzeitig muss

der Verbraucher vor Preismanipulationen geschitzt werden. Im PJM Markt wurden folgende
Kontrollen und Regeln eingefiihrt, welche von tkarket Monitoring Unit (MMU tiberwacht
werden:

Fahrplanmarkt

23 Die MMU besitzt eine reine Kontrollfunktion, sie hat keine Moglichkeit, Sanktionen auszusprechen oder Preise nachtraglich
anzupassersSie ist somit institutionell vollstandig md®JM getrennt.
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Preisobergrenze von 1000SDMWh (inklusive Zahlungen fur Regelenergie)
Kostenfaktoren fur Anfahrt und Mindestlastbetrieb kénnen nur halbjéhrlich
angepasst werden

Gebote fur Kraftwerkskapazitat abayAheadMarkt gelten 24 Stunden

Wird ein Kraftwerk aufgnud von Mindestlaufzeiten eingesetzt, wird es in der
Preisbildung nicht berticksichtigt, sondern agiert als Preisnehmer bzw. erhalt
die Kostent+10%, falls der aktuelle Preis unter diesem Niveau liegt.
Begrenzung lokaler Marktmacht durch déhree Pivotal Sygier Tes{(s.u.)
Abweichungen von Geboten abay-Ahead und am Echtzeitmarkt werden
kontrolliert

Koordination von Kraftwerksrevisionen und geplanten Kraftwerksstillstinden
Anreize zur Erh6hung der Nachfrageelastizitat

Kapazitatsmarkt

Begrenzung demaximalen Auktionspreise im Kapazitatsmarkt auf 150% der
Neubaukosten (CONE, Cost of New Entry). Diese werden von PJM in Studien
ermittelt?4,

Kontrolle der Zuteilungen von Erlésen im Kapazitatsmarkt

Netzbereich

Kontrolle von Leitungsparametern und Belagiagrenzen
Koordination von Revisionen und Leitungsunterbrechungen

Der angesprochendhree Pivotal Suppliefest soll im Fall von Kapazitatsengpassen lokale
Marktmacht begrenzen. Das Konzept beruht auf deesidual Supplier Ind&SI. Br RSI ist
definiert als der Prozentsatz der Last, die ohne den zu untersuchenden Marktteilnehiher
Kapazitat seiner Kapazitatgédeckt werden &nn.

aci_cx

=] = —
Last

Formel2.1 Residual Supplier Index
Bei Werten unterl00 Rozent ist der Marktteilnehmepivotal und kann den Preis bestimmen.
Da der Stromverbrauch nicht konstant istuss die Untersuchung fur jeden neuen Lastfall
wiederholt werden.

Bei lokaler Marktmacht aufgrund eines Netzengpasses ist jedoch nicheda®achfrage im
System entscheidend, sondern nur die Nachfrage, die zu der Engpasssituation fuhrt bzw. ohne

2t WaY abSd /hb9 aStikK2R2ft23&8d /LI OAGeE al Ny SG 9@2fdziAazy /2YYAGGSS
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die kein Engpass bestiinde. Ebenso fihrt die Leistungserhéhung einzelner Kraftwerke aufgrund

des hohen Vermaschungsgrads nur bedingt zur Besedigles Engpasses. Der Prozentsatz,
mit dem ein Kraftwerk zu einem Lastfluss einer Leitung beitragt, I&hidt Distribution Factor
(dfax)und gibt an, um wie viel MW sich der Lastfluss der besagten Leitung &ndert, falls das

Kraftwerk die Leistung um ein M@fhoht. Analog existieren Faktoren zur Bewertung von Lei-

tungen, welche besagen, wie sich im Falle eines Leitungsausfalls die Lastflisse der tbrigen

Leitungen andern. Grundséatzlich sind diese Faktoren vom aktuellen Lastzustand abhangig und

somit zeitvariah Haufig werden die Faktoren jedoch Uber l&ngere Zeitraume gemittelt bzw.

fir Referenzszenarien berechnet. Die so ermittelten Faktoren konnen dann zur Kostenauftei-

lung von Leitungsbauprojekten genutzt werden

Systempreis = 46/MWh

\ dfax;=70%

LMP=4G&/MWh

Netzengpass

Knoten A

Knoten BLMP=60/MWh

Kraftwerk 1
200 MW
60€/MWh

Lastfluss
2000 MW

Kraftwerk 2
100 MW

dfax=30%

Knoten C

. 55¢/MWh
% Kraftwerk 3
40 MW
45¢/MWh
Kraftwerke 48

e '!
¥ 5x60 MW
P - 300 mw

Abbildungl4 Konzept der Distribution Factors (dfax)

Das Konzept deshree Pivotal Supplidrestsoll nun anhandlesBeispieldn Abbildungl4 er-

lautert werden. In einem Netzgebietit drei Knoten A,B und C existiert ein Netzengpass zwi-

schen den Knoten A und B. Die Versorgung des Knotens B kann nicht mehr durch die giinstigen

Kraftwerke von Knoten A erfolgen, sondern es mussen die teureren Kraftwe3kgehutzt

werden. Dadurch stely RS NJ t NBA &

KASNI | dzF cn

eka2 Kd® 5SNI {C

sich unter Vernachlassigung der Netzverluste als Preisdifferenz zum Systempreis von 40
ekaz2 KX | f &2 -cindz kéarkuKkel & & K K

Die maximale Leitungskapazitat betrage 90% der aldnelleistung, zur Beseitigung des

Netzengpasses und einer Angleichung der Preise musste der Lastfluss daher um

N= 2000MW, 2000MWA0% =200 MW

25Bei der Berechnung von Lastfliissen zwischen verschiedenen Netzgebieten werden die FakiwererlEransfer Distribution
Factors (PTDIBezeichnet. Sie werden im europédischen Raum zur Koppelung unterschiedlicher Marktg@pieteNarket Coup-
ling) herangezogen. Bei zu geringem Detaillierungsgrad des Netzes kdnnen jedoch Probleme efitstéfedar 2007]
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reduziert werden. Dies konnte unter anderem durch eine hohere Einspeisung der Kraftwerke
1-3 erfolgen. Aufgrund es vermaschten Netzes fihrt eine Leistungserhdhung an Knoten B
jedoch nur zu einem Teil zu einer Reduktion des Lastflusses aus Gebiet A und zwar entspre-
chend desDistribution Factors dfax70% Jedes Kraftwerk kann daher nur mit 70% der Leis-
tung zur Reduktion der Leitungsbelastung beitragen.

Kraftwerk Maximale Leistung Leistungsbeitrag am Engpass L
Kraftwerk 1 200 MW L=140 MW

Kraftwerk 2 100 MW L,=70 MW

Kraftwerk 3 40 MW L3=28 MW

Kraftwerk 48 60 MW L=42 MW

Mit Hilfe desThree Pivotal Supplier Téstnn nundie Existenz struktureller Marktmacht unter-
sucht werden. Der Test orientiert sich @&®Inur dass hierbei eine Kollusion von drei Unter-
nehmen als mdglich erachtet wird und daher jedes Unternehmen fir den Test mitedéerb
grofiten Marktteilnehmern zusammengefasst wird. Zusatzlich werden nicht absolute Leis-
tungswerte der Kraftwerke betrachtet, sondern nur der jeweilige Leistungsanteil, der den Eng-
pass beeinflusst.

AE- G E £)
RSJ==—— 2100¢

N = Notige Leistung zur Saitigung des Engpasses
E = Einspeiseleistung des Kraftwerks i bei einer Erh6hung des Schattenpreises um 50%

Formel2.2 Dea ThreePivotalSupplier Test

Wenn demnach die beiden gré3ten zusammen mit denprziienden Anbieter nicht beriick-
sichtigt werden und die restlichen Anbieter in der Lage sind, den Engpass zu beseitigen (auch
wenn dies um 50% hohere Engpasskosten verursacht), wird von einem wettbewerbsfahigen
Markt ausgegangen und der Test gilt als bedean Sobald ein Anbieter den Test nicht erfiillt,
haben auch automatisch die beiden gréfiten Anbieter den Test nicht bestanden.

Kraftwerk RS4 Test bestanden?
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Kraftwerk 1 Wird nicht berechnet Nein, da KW 40 nicht
bestanden
Kraftwerk 2 Wird nichtberechnet Nein, da KW 40 nicht
bestanda
Kraftwerk 3 (140+70 +28 Hx42)MW-(140 ¥0 28)MW1 05 Ja
200 MW ’

Kraftwerk 4  (140+70 +28 5x42)MW-(140 70 QMW oo Nein
10 200 MW ’

Bis auf Kraftwerk 3 besitzen in diesem Szenario alle Kraftwerke an Knoten B strukturelle
Marktmacht, da sie otwendg sind, um den Engpass zu beseitigen, ohne die Engpasskosten
Uber 50% zu erhdhen. In diesem Fafiréen bei diesen Kraftwerken die Gebote am Markt
kostenbasiert reguliert, d.h. auf die verfiigbaren Kostendaten zurlckgegriffen und das
Preis/Mengen Gebot auf ésen Wert begrenzt. Der Test wird sowohl Day-Aheadals auch

im Echtzeitmarkt durchgefiihrt, wobei die Regulierung im Echtzeitmarkt auf stillstehende
Kraftwerke beschrankt wird, d.h. nur fur Kraftwerke gilt, die kurzfristig zur Engpassbeseitigung
eingesett werden missen und deren Einsatz noch nichDerAheadMarkt geplant warDer
Pivotal SupplierTestbewertet nur die grundsatzliche Mdglichkeit der Ausiibung von Markt-
macht, nicht jedochob ein wirtschaftlicher Anreiz zu deren Auslibung besteht. Esevdiatier
diskutiert, das Verfahren zu Uberarbeiten und die Menge der offenen Positionen in die Bewer-
tung einflieBen zu lassen. Aufgrund der komplexen Anforderungen an solch eine Regulierung
und die Sensibilitat dieser Geschaftsdaten, wurde dieses Konzdptwmeiter verfolgt.
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400
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Abbildungl5 Gebotskurven am PJM Dayead Markt vom 16.01.2009 @®h

Das Zusammenspiel von Preisanreizen zur Engpassbeseit@parngifyPricing und wirksamer
Marktiiberwachung (Kostenbasierte Reguliegliist aufgrund der geringen Erfahrung mit die-
sen Instrumenten noch nicht vollstandig austariektf die Erfolge und Problemeird im fol-
genden Abschnitt genauer eingegangen.

2.3.1.2 Marktentwicklung

Der nordamerikanische Strommarkt besitzt eine relativ schwadbizinfrastruktur mit hoher
geografischer Ausdehnung und vielen Netzengpassen. Hierdurch kommt es bei der Anwen-
dung lokaler Preise zu einer Vielzahl von Regionemumb@rschiedlichen Preisniveaus. Ein Ext-
remfall ist inAbbildungl? dargestellt, bei dem die Preise im August 2007 aufgrund erheblicher
Knappheit im Markt zwischen 2Q05DMWh und tber 1000JSDBMWh lagen.

Insgesamt entwickelt sich der Markt jedoch sehr pesind es bmmt nur selten zu solch
dramatischen Preisausreil3eristeigende Priméarenergiepreise beeinflussen auch hier den
Strompreisdoch l6nnen sie gut mit Fundamentdhten nachgebildet werden und Gen im
Bereich der realen Grenzkosten der Erzeugitiapildungl8).
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Abbildungl6 Das Stromnetz im PJM Gebiet mit dem Engpass Bedilgok OakPJIM
2009b]

Die insgesamt positive Entwicklung d@ay-AheadMarkt ist zu groRen Teilen auf die strenge
Regulierung der Marktteilnehmer zurteKahren. Es besteht jedoch die Gefahr, dass hier-
durch notwendige Investitionen blockiert werden. Durch entstehende Planungsunsicherheiten
aufgrund haufig veranderten Marktdesigns wird zudem die Investition in wekgygtalinten-
siveTechnologien mit kiirzen Amortisationszeite@ttraktiver.
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Abbildungl7 Preise PJM Realtimdarkt vom 08.08.2007 1&7h
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Abbildungl8 DayAheadPreise im PJM Marktgebiet
Vergleicht man die annuitatisch umgelegtEixkosten verschiedener Kraftwerke bei Neubau
und 20jahriger Laufzeff mit den moglichen Erloserso muss man feststellen, dass mit Aus-
nahmeeines Kohlekraftwerks im Jahres 20bkeinem Jahr eine Fixkostendeckung erreicht

26 Die Daten wurden von Monitoring Analytics (MA) fiir einen Referenzstandort erhoben. Monitoring Analytics ist die offidielle un
unabhangige Marktbeobachtungsinstanz im PJM Maskt\y.monitoringanalytics.com
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werden konnte(Abbildung20). Hierbei verden die Erlosaller Markte summiert, an denen das
Kraftwerk teilnehmen kannDie beiden grof3ten Erléskomponenten sind der Markt fur Fahr-
planenergie sowie & Kapazitatsmarkt. Hilfsdienste wie Synchronreserve oder die Bereitstel-
lung von Blindleistung tragen nur zu einem sehr geringen Teil zur Kostendeckung
bei[Monitoring Analytics Llc 2009b, S. 52ff.]

250.000
200.000 —
. H Blindleistung
150.000 Ausgleichsenergie
Erlose
$/(MWa a ) m Kapazitatsmarkt
100.000 :
. Energie
50.000 0 B
0
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Gasturbine ‘ GuDKraftwerk | Kohlekraftwerk
Abbildungl9 Erlésbestandteile neuer Kraftwerke
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ey
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Abbildung20 FixkostendeckungeuerKraftwerke im PJMGebietfMonitoring Analytics Lic
2009a; Monitoring Analytics Llc 2009b]

Durch den zeitlichen Vorlauf der Kapazitatsaukticerden die erheblichen Preissteigerungen

im Kraftwerksbaun den Jahren 2002008 nicht in entsprechender Hohe in die Auktionsgebo-

te am Kapazitdtsmarkt tbernommen. Inshesondere bei Spitzenlastkraftwerken, die sich gréi-
tenteils aus Systemdienstleistungen und Kapazithfisen finanzieren missen, fahl so In-
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vestitionsanreize. Fir Kraftwerke des Mittehd Grundlastbetriebs sind eher die Preisentwick-

lungen amDayAheadund Realtime-Markt entscheidendFir neue Marktteilnehmer ist es

daher im aktuellen Marktumfeld sehr schwer,

Kraftwerksinvestitionen zu finanzieren

(Abbildung21). Der Rickgang der Elektrizitdtsnachfrage im Zuge der FinadaVirtschafts-

krise 2008/2009 verstarkt diese Situation.
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Abbildung21 Erlése und Kosten unterschiedlicher Kraftwerkstechnologien inMRiki
pro Megawatt installierter LeistungMonitoring Analytics Lic 2009a, S. 121ff.]

2.3.1.1 Kritische Wirdigung

Der PIJMMarkt ist gekennzeichnet durch eine zentralistische Struktur mit dem Systemoperator

als ubergeordneter Instanz aller nikalen Integrationsstufen bis zur Ubergabe an regionale
Verteilnetze. Der Wettbewerluf den Grol3handelsmarkinthalt derzeit nochnicht denEnd-
kunderbereich Die Preis/MengenGebote derErzeugeunterliegender Kontrolle des System-
betreibers, welcher inHintergrund alle Kostenkomponenten Uberprift uimd Fall von Indi-

zien einerAustibung von Marktmacht regulierend eingreift. Der hieratwendige IFAufwand

ist extrem hochund nicht immer ist das System flexibel genug, sich andernden Rahmenbedin-
gungensky St f 3ISydaA |yl dzd aaSys 6AS RIa . SA&aLASE

Insgesamt entwickelsich der PIJMMarkt seit seiner Griindung jedoch relativ stabil mit einem
moderaten Preisniveau, weshalb das Konzeptler Literatur mit dem Begriff deStardard

Market Desigs geadelt wird undals Vorbildflir andere Strommaérktedient. Es bestehen je-
R2OK 6SAGSNKAY YSKNBENBE ao.ldzadSttSyaz RSNBY
nen und Anderungen des Marktdesigns sind. Wichtigster Punkt hierbei ist/mdggang mit
struktureller Marktmacht inregionalen SuiMarkets d.h. Gelieten, in denen aufgrund von
Leitungsengpassen Kraftwerke eingesetzt werden missen, deren Grenzkosten oberhalb der
Grenzkosten des Gesamtmarktes liegen. In solchen Situationen istchs nedglich, durch
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strategische Verknappung Marktmacht auszuiiben und Monopolpreise durchzusetzen (siehe
Abbildung22). Die regulatorischen GegenmalRnahmen @é&er-Capsund Scarcity Pricingind

erste Ansatze, fur die derzeit untersucht wird, ob sie die Kriterien der Wirksamkeit, Effizienz
und VerhaltnisméaRigkeit erfillen.

800 T
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700 Angebot — l.
650 [
600 [
550

[Euro/ 500 [
MWh] 450

400 r
350
300
250
200
150 1
100 1
50
0
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MW]

Abbildung22 Gebotskurven am PJM Dayead Markt von98.082007 1617h

Nicht alle Gebote der Stromerzeugeaind anhand transparenter Preis&rflgaspreisKohle-
preis etc.) nachvollziehbar. Bei vielen Kraftwerkaissen die Gebote de@pportunitéaskosten
entsprechen deren Hohébzw. Angemessenheit extermur durch kanplexe Modelle bestimmt
bzw. Uberpriftwerden kann.Ein Beispiel sin@peicherkraftwerkedie durch sehr geringe
Grenzkosten ausgezeichnet simtile die begrenzte Energiemenge des Reservigdoch nach
Mdoglichkeitin den Stunden héchster Preise s&tzenmissen, um die Stromversorgung zu
optimieren und die Preisschwankungen zu glétt€ne Betreiber von Speicherkraftwerken
mussen dazu di€reisentwicklungorognostizieren Andere Opportunitatskosten ergeben sich
aus der Wahl des Zielmarktes, da viele Kraftee in der Lage sindpwohlFahrplanenergials
auch Systemdienstleistungdaereitzustellen Im PJMMarkt wird daher derzeit daran gearbei-
tet, in die Preisberechnung des Energiemarktes auch Opportunitatspreise der Systemdienst-
leistungen einzubeziehen ukonsistente Preise in beiden Markten zu erhalten und die Ge-
samtkosten zu minimierefPJMScarcity Pricing Working Group 2009]

Um die Preisdifferenz zwischdday-Aheadund RealTime Markt zu minimieren besteht die
bereits beschriebene Mdglichkeit der virtuellen Gebote und damit zur Arbitrage zwischen den
Markten. Grundsatzlich besteht hierbei jedoch ebenfalls die Gefahr strategischer Ausnutzung
dieser Mdglichkeit, da beide Markte an weitere Produkte amgelt sind. So kdnnten Markt-
teilnehmer ein Interesse daran haben, PreiseDayAheadMarkt durch strategische Gebote

42



2 Handelsplatze und Marktstrukturen

zu erhOhen (auch wenn sie dadurch Verluste ReatTimeMarkt haben) und dadurch den
Wert finanzieller Transportrechted=TR, welche aufDayAheadPreisen basiergrzu steigern
und so insgesamt Gewinne erwirtschaften.

Uberhaupt kmmt es im Bereich der finanziellen Transportrechte, eigentlich einem der zentra-
len Elemente innerhalb eines Systems mit vielen lokalen Preisen, zu erheblichéent&ob

Wie so haufig in derivativen Markten entwickesltich ein Produkt, welches eigentlich als rei-
nes Instrument zur Preisabsicherundefiging gedacht wayzum Spielball spekulativer Markt-
teilnehmer. Diese Marktteilnehmer kauften so genann@ounterflowFTR, also Transport-
rechte entgegen des vorherrschenden Preisgefédlles und tbernahmen so die Gegenposition
konventioneller Preisabsicherer in der Hoffnung ausbleibender Netzengpasse. Als es im Som-
mer 2007 aufgrund heiRer Temperaturen zu extremen Preisdifteen kam (s.aAbbildung

17), entstanden erhebliche Verluste und in Folge kam es zu mehreren Insolvenzen, eine der
Grofsten war hierbei der Zusammenbruch der FirB@averEdge LL@it einem Gesamtschaden

von Uber 80 MillionerDollar. In diesem Zusammenhang wird derzeit untersucht, ob es hierbei
zu Marktmanipulationen kaf[Ferc 2009a]

In allen Strommarkten existieren Probleme an Grenzen von Markten mit unterschiedlichen
Betreibern, wenn der jeweilige Netzbetreiber keine Informationen tber das Netz hinter der
Kuppelleitung besitzt. Hierdurch kann es zu so genanhieopFlowskommen bei denen
Stromfliisse zwischen zwei Netzknoten innerhalb eines Netzes Uber Leitungen eines benach-
barten Netzbetreibers erfolgenm Nordosten der USA wardroopFlowsim Jahr 2003 fir

einen der groRten Stromausfalle jiingerer Zeit verantwortfichnkonsistenen des Marktde-

signs an Systemgrenzen bieten jedoch auch im normalen Betrieb die Mdglichkeit der Markt-
manipulation. Hieraufyeht dasBeispiel der Entwicklung in Kalifornien im nachsten Abschnitt
genauer ein. Im PHMlarkt wird versucht, diesen Problemen dhreerstarkte Kooperation mit
angrenzenden Netzbetreibern oder Fusion mit angrenzenden Markten zu begegnen.

Bisher nicht berilicksichtigin PJIMMarkt werden Endkunden. ERetailWettbewerb exstiert

nicht. Daher bestehen derzeit auch nur begrenzte Mdéglitkke diese in den Markt einzube-
ziehen und so die Preiselastizitat der Nachfrage zu erhdberzeit werden jedoch Konzepte
erarbeitet, wie eirDemandSideManagementeingefiihrt werden kann.Dieses beschrankt sich
bisher nur auf regionale Initiativen deegulierten Verteilnetzunternehmen. Ein Problem hier-

bei ist die Definition eines geeigneten ReferenzlastgaBgsdling, ausgehend von welchem

die Minderung oder Verschiebung des Stromverbrauchs des Kunden im Rahmen des DSM er-
mittelt werden kann.

27Der Vorwurf ist hierbei, dass die Tochterfemmit den riskanten Portfolios eine Absicherung des Mutterkonzerns darstellten.
Kéme es zu keinen Netzengpassen hatten diese die Positionen des Mutterkonzerns abgesichert. Bei starken Netzengpéassen hétte
der Mutterkonzern hohe Gewinne realisiert und dissdlvenz der Tochterfirmen billigend in Kauf genommen.

28 |nternational Transmission Says ‘Loop Flow' Caused Grid Collapse, Agrees With Michigan Findings
http://tdworld.com/news/power_international_transmission_says/

43



2 Handelsplatze und Marktstrukturen

Insgesamkann der PJM Markt auf eine erfolgreiche Geschichte zuriickblicken und in mancher-
lei Hinsicht verden hier im Rahmen des Marktdesigns bereits Probleme beriicksichtigt, fur die
im europdischen Markt erst nach und nach Konzepte entwickelt werDengrof3te Heus-
forderung durfte hier in den mdglicherweise nicht ausreichenden finanziellen Anreizen zur
Sicherung von Kraftwerkand Netzinvestitionen liegen

3004
Realtime
DayAhead
250 —— 48 Stunden Mittelwert
(Day Ahead)
2004+ - —
Preis 1504
[$/MWh]
100
504
0 4 Id I
0+ TT 7
Jan Mrz Mai Jul Sep Nov Jan Mrz Mai Jul Sep Nov Jan Mrz Mai
2008 2009 2010

Abbildung23 Preise im PJNarkt seit 20@
2.3.2 Kalifornieng CalSO

Kalifornienwar ein Vorreiter bei der Liberalisierung des Strommarktes. Nach erheblichen Riick-
schlagen im Jahr 2001 wurde der GroBhandelsmarkt zunachst wieder eingestellt und erst im
April 2009 nach umfangreicher Restrukturierung wieder eréffnet. Hattbekannt dassdie
Probleme nur bedingt in einem fehlerhaften Marktdesign begriindet und somit struktureller
Natur waren. Viehehr wurde die kriminelle Energie einiger Marktteilnehmer, darunter im
Besonderereiniger Trader beiBNRON unterschétzt und deren erhebliche Mamkanipulatio-

nen erst zu spat entdeckt und geahndet.

2.3.2.1 Von den Anfangen bis zur Enron Krise

Das erste Konzept des kalifornischen Strommarktesiem Jahr 200dhnelt sehr dentderzei-
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tigen europaischen System bzw. umgekehrt. Stromhandel und Netzbesiigbvollstandig
getrennt. Marktteilnehmer knnenbilateral oder an der StromborggalPX° handeln und mel-

den die resultierenden Fahrplane an den Netzbetreibge. drei grof3ten VersorgdPACIFIGAS

& E.ECTR|COUTHERICALIFORNIEDISONUNd SAN DIEGOGAS& BLECTRIwerden verpflichtet, ihre
gesamten Strommengen Uber die Borseveumarkten bzw. zibeschaffen Andere Marktteil-
nehmer Bnnenebenfalls durch einen Antrag beim Regulator die Zulassung erwirken, Strom zu
Marktpreisen zthandelrt°,

Grundsatzlich basiert der Handel auf dem Konzept BiéanzkreissystematikbDas Netzgebiet

ist aufgeteilt in drei Zonen. Jeder Teilnehmer am Grof3handelsmarkt muss fur mindestens eine
Zone einen Bilanzkreis einrichten. In diesemrden dann alle Kunden bzrzeugungsanla-

gen aus seinem Portfolio zusammengefasst. Jeweils 0i®0Uhr des Vortages muss der
Marktteilnehmer einen ausgeglichenen Fahrplan an den Netzbetreiber schicken. Offene Positi-
onen aus prognostizierter Kundennachfrage oder geplanter Erzeugliegen durch gegenge-
richtete Positionen anderer Bilanzkreise innerhalb derselben Zone oder Im/Exporte an Kuppel-
stellen ausgeglichen werden. Wichtigster Handelspkdtzierbeidie CAlPX

Die Borse betrit den Day AheadMarkt sowie einerStundenhandel inerhalbder drei netz-
technisch ausgewiesenedonen. Hierbei wrden fir jede Zone einheitliche Preise ermittelt
und Engpasse innerhalb der Zone nicht bertcksichtigt.

Der Netzbetreibe(ISQ hat die AufgabesolcheNetzengpasse durc@ountertradingaufzul6-
sen d.h. Strommengemuf der Eingangsseite des Netzengpasae&aufen und dafiir Strom
aus Kraftweken auf der anderen Seite der Leitung kaufen.Zudem mussler ISOdie Netz-
frequenz durch den Einsatz von Regelenesibilisierenund weitere Systemdiesileistungen
(Schwarzstartservice fir den Inselbetrieb) bereitstellen

Sowohl die Méarkte der Bérse als auch die des Netzbetredirdyein physische Markte. Jeder
Marktteilnehmer muss Uber eineBilanzkreis verfigen und altgehandelten Mengen erden

als Fahrplanmeldungen an den Netzbetreiber Ubermittelt. Das KonZept gor, dass nach
dem Clearingdes Day AheadMarktes nur noch minimale Anpassungen an den Fahrplanen
vorgenommen werden iiissen Diesekbnnendann durch den Bindel am Stundenmarkt der
CalX erfolgen oder durch Gebote fir Mehoder Mindermengen @ecremental/Incremental
Offerg an den Netzbetreiber. Ein finanzieller Handietlét nur im Vorfeld an der New Yorker
Terminbdrse Nymex odemnderen Handelsplattformen statt.

29 California Power Exchange
30 Market baed rateshttp://www.ferc.gov/industries/electric/gerinfo/mbr.asp
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OTCNymex
OTC Forwards OTCSpot
(Fur die drei groRen Versorger
NymexFutures nichtzuganglich)
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Abbildung24 System des kalifornischen Strommarkts bis 2001

Durch die schwache Netzinfrastruktuorimt es in der Zeit nach Einfuhrung des neuen Sys-
tems verstarkt zur Nutzung der DEC/INC Auktion des Netzbetreibers zur Behebung von
Netzengpasen. Da diese Auktionen meist in regional begrenzten Markten mit extrem niedri-
ger Liquiditat stattihnden kommt es zu erheblichen Preisschwankungen in diesen Markten,
wobei die mittleren Preise Uber langere Zeitrdume systematisch von den Marktpreisen der
Borse abveichen. Ebenso volat#ind die Markte fir Regelenergie und der endglltige Kraft-
werkseinsatz im Echtzeitmarkt.

Aufgrund des starken Anstiegs der marginalen Stromgestehungskosten im letzten Abschnitt
der Merit-Oderist es fur Versorger attraktiv,dhe Preise im Vortagshandel zu vermegidund

eher hohe Preise im weniger liquiden Echtzeitmarkt in Kauf zu nehmen. Unter der Pramisse,
dass die Flache der gesparten Konsumentenrente im Vortagshandel (FlacAb#ldung25)

groler istals der entgangenen Konsumentenrente im Echtzeitmarkt (Flarhs dese Strate-

gie auch sinnvoll, da so eine Preisdiskriminierung zugunsten der Kaufer erreithtUm dies

zu erreitien wird die Nachfrage im Vortagshandel absichtlich unterschatzt€rscheduling).

Im EchtzeitmarktWiNR RA S bl OKFNJI 3S RI RdzNOK | dzi2Yl 44A&aOK
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Abbildung25 Transfer der Konsumentenrente durch Un8eheduling

Die Stromtandler, insbesondere voBNRON sind bestrebt, die héheren Preise ofen zeitlich
spateren Markten zu realisieren. Da jedochrkiinanzieller Handel existieund die Fahrplane
bereits nach dr DayAheadAuktion ausgeglichen semissen besktht die einzige Mdglich-
keit, in diese Markte zu gelangesebenfalls nurdurch eine fehlerhafte Fahrplanmeldung, d.h.
eine explizite Falschangabe der zu erwarteten Nachfrage. Dadurcrebststm untertagli-
chen Handelong bzw. short Positionen, welche dann zu deutlich besseren Konditionen als im
DayAheadMarkt geschlossen werddinnen Diese Arbitrage zwischen den Markten, welche
den Handlern zur Last gelegt wurde, ist jedoch aus Sicht der Markteffkagresfalls verwerf-
lich.

BENROMimmt lediglich eine Gegenpositiatu den Versorgerain, was zu einer Angleichung der
Preise fihrt und volkswirtschaftlichen Nutzen bedeutet.den aktuellen Marktdesigns wird
genau dieses Verhalten durch die Einfihrung finanzieller Gehfitaiél Offersbei PJM Con-
vergence Biddingei CaAlISQ ermdglicht.

Die Handlerihden zudem weitere Fehler im Marktdesign, die sich insbesondere aus unter-
schiedlichen Marktregeln zwischen Kalifornien und angrenzenden NetzbetreibezineergSo
kénnen Preisobergrenzen durch Rmporte aus Nachbarregionen umgangen werden. Noch
problematischersind asymmetrische Preise flr die Erzeugung und Beseitigung varemget
passen. Dadurckonnenohne physischen Lastfluss nur aus geschickter Fahrplanmeldung Ge-
winne generiert werden.

Bis hierhersind alle Strategien der Handler zwar in einer rechtlichen Grauzone und verursa-
chen zusatzliche Kostedie Problemekoénntenaber zu einem spateren Zeitpunkt gelést wer-
den und belasten das physische Stromnetz nicht.

Das eigentliche und strafrechtlich relevante Problaagt! stattdessenin drategische Ver-
knappung und extensiveAusnutzung von MarktmachiVahrend die maximalen Nd&sten
Ublicherweise in heiRen Sommermonaten aafén, kommt es hierdurch vermehrt zu Kapazi-
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tatsengpassen im Winter. In den im Jahr 2007 veroffentlichten Prozessunterlizgiem fich
explizite Anordnungen von Tradern, Kraftwerke unplanméafig umebtigerweise in Revision
zu schickeiiFerc 2007a; Ferc 2007b]
RICH: OK,s&# SQNB 2dzad O2YAYyQ R24gy TF2NJ a2YS
maintenance, like a forced outage type thing?
BILL: Right.
RICH: ! yR GKIGQa 022t o
BILL: Hopefully.
[they laugh]
Beweismittel Ex. SN&25, FERC Enron Investigation

Erst durch dieses unlauterusnutzen von Monopolstelhgenkommt es zu den erheblichen
Preisverwerfungen am Markt. Versorger, die noch nicht 8timnded Costgurtickgefordert
hatten und daher weiterhin der Regulierung der Endkundentarife unterwosfad kommen
in erhebliche finanzielle Schwierigkeiten bis zur Insolvenz.

Die FirmaENRON deren Ubrige Geschaftsbereiche auf dhnlich sandigem Fundament gebaut
sind und die zusétzlich erhebliche Bilanzfalschungegeht meldet am 02. Dezember 2001
Insolvenz an. Die sich hierauggebenden Zahlungsausfallehfién im Januar 2001 zur Insol-
venz der Bérse und einer Rickkehr zur vollstandigen PreisreguliddarfylRONinternational

im Energiehandel involvieist, sind die Auswirkungen der Insolvenz auch in Europa spurbar,
viele deutsche Stromhandler ban ebenfdls offene Positionen béiNRONund missendiese
kurzfristig bilateral schlieRemie Preisentwicklungeim kalifornischen Markin den entschei-
denden Monaten ist inAbbildung26 dargestellt. Die erheblichen Preisdifferenzen zwischen
Vortags und Echtzeithandedind deutlicherkennbar.

3000-

1ISO Inc
25004~ —— ISO Dec

i CalPX "
600
Preis
[$/MWh]
400
200, -
0 ‘ 1
T T 1

Okt I - I :]:’;m I Il:leb I Mrz Apr
2000/2001

Abbildung26 Preisentwicklung in Kalifornien 20Q001
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2.3.2.2 Aktuelle Entwicklungen

Nach dem Scheitern des Marktes Anfang 20€dt der GroRhandelsmarkt mehrere Jahre dar-
nieder. Erst im Jahr 2009 ein neuer Anlauf gewagt und ddarket Redesign and Techno-
logy Upgrade(MRTWestartet. Der neue Markt ind nun ganz nach dem Modell deStandard
Market Designder FERC, also angelehnt an d&iMMarkt entworfen, wobei jedoch die Bi-
lanzkreissystematik beibehaltening. In der Kombination beider Systeme ist dieses System
bisher einmaligDie Struktur des Marktes ighifolgenden Diagramm dargestellt.

OTCNymex
OTC Forwards OTCSpot
NymexFutures
CalSsO
DayAheadMarkt RealtimeMarkt Kraftwerkseinsatz
A GateClosurédDA A GateClosureRT
FTR Auktion® A MarktmachtTest A MarktmachtTest || A 45 Min
A Integrierte Auktion | A Integrierte Auktion Kraftwerkseinsatz .
FEETS A" Energie A" Energie A 15Min Einsatz
anmeldung A Regelenergie A Regelenergie Kraftwerkseinsatz Rege_l
A Kapazitat A Kapazitat A 5Min energie
A Fahrplanmeldung| | A 60 Min Economic
Kraftwerkseinsatz Dispatch
Gebotegliltig fur 24h Gebote gultig fuh
t-5 Jahre t-1 Tag t-75min t-45min t
t-1 Monate
Finanzielle Physische System
Fahrplanmeldung > Kontrakte Kontrakte dienstleistungen

*) diesehabenim CalS@lie Bezeichnun@CRRCongestion Revenue Rights

Abbildung27 Marktdesign des kalifornischen Marktes nach 04/2009
Die Trennung der Aufgaben zwischgarse und Systembetreiberingd aufgehoben undCalSO
betreibt nun auch eien Energidandel. Die Bilanzkreismanager missen daher nicht mehr
zwingend ausgeglichene Fahrplane anmelden, sondern kdénnen offene Position€nlS6
Markt schlieBenUm alle Netzengpasse exakt abzubildenrde van einheitlichen Zonenprei-
sen aufein vollstandiges Netzknatenodell gewechselt.
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Abbildung28 Zonenpreise vs. Nodalpreise in Kalifornien
Hierdurch sollen konsistente Preise fir Netzengpasse gewahrleistet und intransparente MalR3-
nahmen zur Engpassbeseitigung vermieden werdglanzkreismanager missen jedoch nun
nicht mehr nur drei Fahrplane fur jede Zone anmeldsondern fiir alle Kunden oder Kraft-
werke an jedem Netzknoten. Die Marktteilnehmer kénnen weiterhin bilateral handeln oder am
neu gegrindeten GrolRhandelsmarkt d€&Oteilnehmen. Dieser ist ebenso witJMin einen
Vortagshandel und einen Echtzeithandel getrennt. Im Vortagshandel Ubermitteln alle Kraft-
werkeihre Gebote flrden nachsten Tag. Bei den Geboten handelt es sich um komipifexe
mationspakete, die unter anderefolgende Informationen enthalten:

Preis/Mengengebote fur Energielieferungen / Energienachfrage
Preisunabhéngige Gebote (Bilaterale Kontrakte, Fahrplane)
Gebote fur Systemdienstleistungen

Gebote fur Kapazitatsvorhaltung

Maximale Leistungsgradienten

Anfahrlosten, Mindestleistungen

Shift Distribution Factorsiehen2.3.1.])

Vorhandene Transportrechte

Die Gebote werden zunéchst auf strukturelle Marktmacht gepriift, indem die Marktergebnisse
einer Auktion ohne Netzengpasse mit den Preisen einer integrierten Auldtiter Berticksich-
tigung aller Netzengpasse verglichen mden. Ergibt der Vergleich, dass eine Ressource zur
Beseitigung eines Engpasses benoétigt wird, wird das Gebot auf ein Standafdgebiatkge-
setzt, welches aus den Kostendaten bestimmt wird. NachAdéttion von Fahrplanenergie

31 Default Energy Bid
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2 Handelsplatze und Marktstrukturen

werden zudem Systemdienstleistungen und KapazitatsvorhaltumeguschlagtLetztere be-
deutet, dass Kraftwerke zusatzliche Kapazitatserlose erhalten kénnen, wenn sie im Vortags-
handel teilnehmen und sich verpflichten, freie Memgen Echtzeithandel anzubieten. Etwa 75
Minuten vor Beginn jeder Stunde wird fur diese Stunde eine zweite AukReal{imeMarkt)
durchgefuhrt. Der Verlauf ist &hnlich dem des Vortagshanaeis muss hier die Gesamtnach-
frage der aktuellen LastprognosesddESO entsprechen, so dass die gesamte Nachfrage gedeckt
wird.

Nachfragea=Preisunabhangige Nachfragegebote + Preisabhangige Nachfrage
Nachfrager=Prognostizierte Nachfrage (ISOfreisabhdngige Nachfrage

Nach Abschluss des Echtzeitmarktes schicki®® die Marktergebnisse und die resultierende
Kraftwerkseinsatzplanung an die Marktteilnehmer. Je nach Anfahrdauer der Kraftwerke erfolgt
die Anforderung des Kraftwerkseinsatzes mit zeitlichem Volasb dass fiir jedes Zeitinter-

vall der folgenden Sturedausreichend synchronisierte Leistung am Netz ist. Wahrend der lau-
fenden Stunde erfolgt dann die exakte Leistungsregelung auf Basis der geordneten Grenzkos-
ten der verfligbaren Kraftwerke. Der ISO tUbermittelt #iMiuten-Intervallen die aktuélge-
forderte Leistung an die Marktteilnehmer.

Im Anschluss an den Kraftwerkseinsatz werden fir jeden Netzknoten, fiir den ein Preis be-
stimmt wird*, der LMPfur dieses Zeitintervall bestimmt. Die Kosten bzw. Erlose werden hier-
bei mit dem Ergebnis der betreffenden Stundes Vortagshandels verrechnet. Ein Kraftwerk
am Netzknoten X, welches 500 MW im Vortagshandel verkauft und von welchem im Echtzeit-
markt um 16:15Uhr weitere 30 MW angefordert @rden, hat in diesem Zeitintervall einen
Erlds von

[500 MWAaLMRPRsaNode x.167h + 30 MWaALMPrgNode x,16:15481/12h

Zusatzlich kénnen weitere Erlose/Kosten flur die Marktteilnehmer aus der Kapazitéatsvorhaltung
oder weiteren Systemdienstleistungen entstehen. Die Kosten hierfir werden Uber die Netz-
entgelte abgegolten.

2.3.2.1 Marktentwicklung

Der Markt befindet siclderzeit noch im Aufbau, einige Biente sind noch nicht implemen-
tiert, die Einfihrung virtueller Gebote wird derzeit vorbereitet. Auch bei der Veroffentlichung
der Marktergebnisse gibt es derzeit noch erhebliche technische Prabl8mkann aufgrund

nur fehlerhaft veroffentlichter Gebotskurven keine detaillierte Marktanalyse durchgefiihrt

32Residual Unit CommitmerRUC
33 Fir Kraftwerke mit sehr langer Anfahrdauer existieren gesonderte RegeluBgerrfiely long stattommitment procesgs
34 Price Node§PNode), Connectivity Nodes (CNodes), Aggregate Price Nodes (APNodes)

bzw. Referenzpreis¢ (2 R | 33aANB I | (i ddérfrading@Huifsi & = [ ! t Q&
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2 Handelsplatze und Marktstrukturen

werden. Das Problem der Preisdivergenz zwischen Vortagshandel und Echtzeitmarkt ist noch
nicht endgultig behobenDie Preise der Minuten Intervdle zeigen teils erhebliche Abwei-
chungen zu den Preisen dBay-AheadHandels(sieheAbbildung29). Zu einzelnen Zeitpunk-

ten kommt es zuPreisvolatilitdten von mehr al3000USDBMWh innerhalb von nur zwei-5
Minuten Intervalleri®.
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Abbildung29 Preisentwicklung im kalifornischen Strommarkt nach Einfihrung des MRTU
(San Diego Load Aggregation Point)

Die erheblichen Preisvolatilitaten ikurzfristhandel sind noch nicht behoben und auch wenn
sie die realen Schattenpreise d€raftwerkseinsatzoptimierung darstellen, so stellen sie doch
fur Investoren erhebliche Preisrisiken dar, die nur fur rein spekulative Handler interessant sind.
DieEinN K NYzy 3 @2y @A NlbraSdeficShiddiiys o 2V B § azftf
teilweise beheben. Die Kitawerkseinsatzoptimierung fuhrauch dazu, dass einige Kraftwerke
sehr haufig fur kurze Zeit bei Minimallast betrieberrden, was den Verschlei&hdht und

durch neue Marktregularien behoben werden sdllch ist das aktuelle Design anfalliger fur
Preismanipulationen, da gegeniibedMdie Kraftwerksgebote noch auf stiindlicher Basis er-
folgen, wahrend inPJMMarkt alle Gebote fir 24 Stunden gelten.

Bamn

35[caiso 2009¢]
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2 Handelsplatze und Marktstrukturen

Insgesamt kann man festhalten, dass das derzeitige System in Kalifornien noch nicht so ausge-
reift ist wie die Systeme der OstkustEin Grund fur die eher schleppende Implementierung

des neuen Marktdesigns kann auf Differenzen in der Marktphilosophie dezffenden Sta-
keholderund insbesondere zwischen dem kalifornischen Regul@®d@ind dem nationalen
Regulatof-ERQ@uriickgefihrt werden

The CPUC is seen as not being as strong a proponent as FERC in terms of competitive
energy markets. California policyakers at the state agencies and government see the
need for longterm planning in addressing multiple policy goals that are not achieved
through shortterm markets operated by CAISO. With this view, the California Legisla-
ture and the CPUC have embracedt@nger role for regulation to shape and direct
energy policies within the statgCaiso 2009b]

Im Kern spiegelt dies den Konflikt zwischen der Idee eines rein marktbasierten und der eines
starker regulierten Stromhandels auf Basis bilateraler Langfristvertrége dar. Die Frage, welcher
dieser Ansatze besser geeignet ist, ein sicheres, nachhaltiges uedédizientes Energiesys-

tem zu erreichen, ist ndcnicht endgultig entschieden.

2.4 Kritische Wurdigung

Die Einfuhrung des neuen Marktdesigns in Kalifornien zeigt die Komplexitat eines Systems mit
zentralem Systembetreiber. Viele Geschaftsprozesse mussemringefihrt werden und er-
zeugen so zunachst erheblicibergangsksten. Gleichzeitig kdnnen aber durch die integrier-

te Betrachtung von Netz und Handel Synergieverluste, wie sie in Europa durcimiolasdling
entstehen, vermieden werden. Die Kosten vansieisung, Transport und Verbrauch werden
transparent jedem Netzknoten direkt zugeordnet, Netzengpasse in den GroRhandelspreisen
exakt berlcksichtigt. Gleichzeitig fuhrt dies zu einer Zersplitterung des Marktes, Verbraucher
an entfernten Netzknoten missesadurch meist deutlich héhere Preise gegenlber netztech-
nisch gut erschlossenen Gebieten zahlen. Windanlagen, deren Einspeisung die Netzengpasse
erhdht und so einen ineffizienteDispatchfossiler Kraftwerke hervorruftmissendeutlich
negative lokale Pree an ihrem Netzknotearwarten. Hier zeigt sich bereits, wie dkologische

und 6konomische Ziele kollidieren, die kostenminimale Lésung wilrde eine Leistungsreduktion
der Windkraftanlagen vorsehen, die 6kologische Lésung einen teuRedispatctkonventio-

neller Leistung. Durch die hohe Preistransparenz und die zentrale Steuerung ist es jedoch leich-
ter, systemweite Regelungen teffen und die indirekten Kosten der Erneuerbaren Energien
klar zu beziffern. Ein weiteres Kernelemesimd Kapazitatsmarkte, dien Europa noch nicht
durchgesetzt haben, die marktbasierte Implementierung ist jedoch ebenfalls noch mit Proble-
men behaftet. Die Diskussion, ob das System eines zentralen Systembetreibers auch fur Euro-
pa relevant sein kdnnte, erfolgt in KapiteB, zunachst soll jedoch das eher dezentral struktu-
rierte System in Europa betrachtet werden.
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2.5 Dezentrale Strukturen in Europa

Europa ist historisch gepréagt von dezentraldrul@uren und pluralistischen Ansétzen. Der
Energiebereich bildet hier keine Ausnahme. Auch wenn mittlerweile fast ganz Kontinentaleu-
ropa galvanisch verbunden ist u@&kneratoren in Lissabon und Warschau synchron laufen, so
sind die nationalen Regulariemd Gesetze doch hochst unterschiedlich. Erst langsam kommt
es hier durch neue Entwicklungen widarket Couplingoder die Kooperation von Regulie-
rungsbehdordeff zu Annaherungen.

Aufgrund des hohen Vermaschungsgeadind relativ starker Netzinfrastruktsind Engpasse

bei der Entwicklung des Marktdesigns nicht berlcksichtigtden Der ReferenzfaBind ein-
speisende Grol3kraftwerke, die zum grofdten Teil Kunden innerhalb derselben Regelzone belie-
fern, innerhalb einer Regelzone wird das Netz als Kupferplatradiget.

Transportnetzbetreiber
220kV / 380kV

6 losal 18

a ¥

N
! ! Regionalnetze ! !
= 110kV —
Kraftwerke l $ é $ l Kraftwerke

Verteilungsnetze
20kV / 0,4kV

’ Freier Wettbewerb ‘ é é

’ Kostenregulierung ‘

Abbildung30! dza f S3dzy3aFl tf RS& {GNRYYIN]GSa

Seit Anfang der 90er Jahre des letzten Jahrhunderts sind sukzessive Fordermechditismen
den Ausbau von Stromerzeugungsanlagen auf Basis Erneuerbarer Energien eingeftidint
Zusatzlich wird im Jahr 2005 zum Erreichen des politischen Ziels der Senkui@Qvon
Emissionen ein europdischer Emissionshandel eingefBlite Instrumente haén den Euro-
paischen Energiemarkt grundlegend verandert, weshalb sie zunachst beschrieben werden sol-
len, bevor auf die eigentliche Marktstruktur eingegangeérd.

In den darauf folgenden Abschnittererden die Bereiche Netzbetrieb und Hand®dtrachtet,
zwe Bereiche, die in Europa noch weitestgehend getrennt sind. Abschliel3end wird die Markt-
entwicklung skizziert.

36 CEER bzw. ERGEG
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2.5.1 Wichtige Politische Fordeund Lenkungsinstrumente

Als Beitrag zum internationateZiel der Vereinten Nationen, dglobale Erwarmung auf zwei

Grad zu begrenzen und dem Klimawandel zu begegmandie Europaischen Kommission be-
schlossen, die Treibhausgasemissionen bis zum Jahr 2020 um 20 Prozent gegentuber 1990 zu
reduzieren. Um die hieraus resultierende Obergrenze®@nr9 Y A & & AGhyi 8 vy leidimerS NINJ
und die gunstigsten Vermeidungsoptionen zu nutzishbereits 2005 ein Eleiter Emissi-
onshandel eingefiihrivorden, an dem die meisten Energieerzeugungsanlagen mit einer ther-
mischen Leistung von mehr als 20 MW teilnehmen mi&sen

Theoretisch genigliese MalRnahme durch den vorab definiert€apalleine, dieCQ-Ziele zu
erreichen. Um eine gro3ere Bandbreite an ReduktionsmalRnahmen zu foérdern und Technolo-
gieforderung zu betreiben, den zusatzlich Ziele von 20 Prozent Erneuerbarer Energien und

20 Prozenhoherer9 Y SNHASSTFFAT ASYT Ay RIFEA Y2yi-2oR0i RSN
%A S tD8ubschiénd hat sich im integrierten Klimand Energieprogramm (IEKP) sogar noch
ehrgeizigereZiele gesteck{30 Prozent Erneuerbare Energien im Strommarkt und 40 Prozent
CQ-Reduktion bis 2020)Da beide Instrumente nicht koordiniert sind und daapvorab fest-

gelegt ist, fuhrt die Férderung Erneuerbarer Energien kurzfristig zu ké@dEinsparmng.

2.5.1.1 Emissionshandel

Die Verknappung der Ressour@) fuhrt marktwirtschaftlich sofort zu einem positiven
Marktpreisfur CQ, der bei steigender Verknappung zunimmt (s.a. Absclnitt3. Unabhén-

gig der Art der Zuteilung vo@Q-Zertifikaten mussjeder rationale Marktteilnehmer diesen
Preis in der Kostenkalkulation bertcksichtigen. Hierdurch erhéhen sich die Stromgestehungs-
kosten pro MWh um derl€Q-Preis multiplilert mit der spezifischen Emissionsmenge. In der
ersten Handelsperiode 2062007 lag die zugeteilte Menge deutlich Giber der Emissionsmenge,
es gab also keine wirksame Knappheit und der Preis warlnuler aktuellen Handelsperiode
20082012 ist durch diawirtschaftskrise bedingt erneut eine Uberallokation zu erwarigm,

die Zertifikate jedoch in eine mdgliche dritte Handelsperiode Ubertragen werden koénnen, fin-
det kein Preisverfall wie 2007 statt (sfsbbildung31).

37 Treibhausga& missionshandelsgesetz vom 8. 2004(BGBI. | S. 1578), Anhang 1
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40
35 Lieferjahr
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25 | — 2011
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Abbildung31 HistorischeCQ-Preise (EEX)
Die hohe implizite Preisvolatilitat ein€apand-TradeSystems erhoht das Risiko von Investiti-
onen zurCQ-Vermeidung, weshalb es in Zukunft moglicherweise zu einem Wechsel hin zu
einer PGoutSteuer kommen kanrbei der dann delCQ-Preis anstelle der maximalen Emissi-
onsmenge festgesetzt wirde. In der Energiewirtschaft existieren ddirditAlternativen zur
lokalen Emissionsreduktiondie geschatztenkurzfristigenspezifischen Vermeidungskosten
sind in Klammern angegeben

Weitemutzung der Kernenergie on Cex i
Brennstoffwechsel von Kohle zu Erdgas (250 1 @QRE
Ausbau Erneuerbarer Energien (5050 n GOR)

Effizienzsteigerung / Senkung des Verbrauchs (15H n n C@)k (i
Carbon Capture and Storaff@CSderzeit Pilotprojekte, vermutet 39 1 GOk (i

Hierbei muss zwischen einer kurzfristigen und einer langfristigen Betrachtung unterschieden
werden. Wahrend kurzfristig der Brennstoffwechsel auch durch den starken Anstieg der Erd-
gasreserven in vielen Bereichen attraktiv ist, kann eine vollstar@digereduktion nur durch
emissionsfreie Technologien erfolgen, also duktmeuerbare Energiender Kernerergie
Aufgrund begrenzter Speichermdglichkeiten ist CCS ebenfalls nur eine Ubergangstechnologie.

38 Annahmen: Kohlekraftwerk: K& S LINIS A &iner Wiekungsgréd 45%, Emissionsfaktor 0,382t MWhinem A
DIFAT NI FlGoSN]Y RendMNGRSgead 60%, Emigsmrisfitktor 0,2@0t MWhinerm
32 Annahmen: Kein Kapazitatsbeitrag, d.h. keine Vermeidung von Fixkosten thermischer Kraftwerke, @ffshgr® cpe k a2 KX
Hnneka?K
Verdrangung alter Steinkohle durch Winet 1 € keige? 8,90 CQ/MWheexCOt NBA & T egdbhC@-Rreig=i01

€/tCQ
Verdrangung neuer GuD durch Wind:  H N1 € Keige? 8,33 CQ/MWheeurxCOt NBA & T egdbC@-Rreig=K25
€ C@
Verdrangung neuer GuD durch PV: HN € Kadoe® 8,33 CO/MWheaaXCQt NBA & I Had CQePreis 2 545
€l
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2 Handelsplatze und Marktstruktan

Alternativ existiert die MoglichkeitCQ-Zertifikate aus anderen Sektoren oder uber flexible
Mechanismen des KyotBrotokollseinzukaufe’. Da jedoch der Energiesektor niibstand

die hochsten Emissionen erzeugt und alle anderen Sektoren deutlich starker diversifiziert sind,
was die moglichen Handelsmengen verringert und die Transaktionskosten erhoht, ist es eher
unwahrscheitich, dass in aeren Sektoren signifikantiedrigere CQ-Vermeidungskosten
realisiert werden kdonnen. Der Handel tber flexible Mechanismen bleibt als Option, wenngleich
die Kapazitaten auch begrenzt sind und derzeit ein erheblicher Overhead fir die Projektent-
wicklung undBetreuunganfallt

1.400

Jahrliche
CO2Emissionen

[Mio.t / Jahr] 600

400

200

0
1990 1992 1994 1996 1998 2000 2002 2004 2006 2008

= Energiewirtschaft C—Verkehr

[ Haushalte W Verarbeitendes Gewerbe
3 Industrieprozesse I Landwirtschaft

W Gewerbe, Handel, Dienstleistun T Abfall

1 Diffuse Emissionen aus Brennstoffe =O==|nsgesamt

Abbildung32 Entwicklung de€Q-Emissionen in Deutschlafidmweltbundesamt 2010]

2.5.1.2 Erneuerbare Energien Gesetz

Der im vorigen Abschnitt beschriebene Emissionshandel hat zwar entscheidenden Einfluss auf
den Energiemdt in Europa, prinzipiell handelt es sich aber nur um eimdifikation der
Brennstoffpreise De Marktteilnehmer sind daher kurzfristig nur finanziell betroffen; das phy-
sikalische StromsysterKraftwerke, Netze und Verbraucheveréandert sicmicht. Dagleiche

gilt zunachst auch fur die Marktliberalisierung nach ¥998obei hierdurch deinternationale
Stromhandel zugenommen hat undregelzonenlbergreifendeSynergieeffekte bei Sys-
temdienstleistungergenutzt werden kénnerDer Grof3teil der Veréanderurg durch die Libe-
ralisierung ilegt aber nicht im technischen Bereich sondeim Bereich der Unternehmensor-

40 Clean Development Mechanig@DM) odedoint ImplementatiorfJI) Projekte, die Nutzung ist aber derzeit auf 22 Prozent
beschrénkt.

4L EURichtlinie 96/92/EGspéater ersetzt durch Richtlini€2003/54/EGozw.2009/72/EG
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ganisationdes Energiehandelder Geschéafisrozesse undler Kommunikationsstrukturezur
Einfihrung des EndkundenwettbewerWirklich von Grund aufechnisch verandert ind das
Elektrizitatssystem zumindest in Deutschland durch ein anderes Gesetz: das Erneuerbare Ener-
gien Gesetz. Die urspriingliche Fassishigm 01.04.2000 in Krafietretenund gewahrt seit-

dem feste Einspeisetarife flr die Einspeiswan Strom aus Erneuerbaren EnergiitG

2009] Die drei wichtigsten neuen Energietrager sind hierbei Windenergie, Biomasse und Pho-
tovoltaik, wobei letztere im Jahre 2009 mit tber fliinf Gigawatt die héchste Zuwachsrate besaf}
(sieheAbbildung33).
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Abbildung33 Entwicklung Erneuerbarer Energien in Deutsch[@miu & 'Bundesministeri-
um Fir Umwelt 2010; Bundesnetzagentur 2010b]

Durch die festgelegte Vergitung tber einen Zeitraum von 20 Jahren entfallt fir die Betreiber
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von EEG Anlagen das Preisrisiko esdntsteht eine hohe Investitionssicherheit. Mergleich

zu Systemen auf Basis eines Zertifikatehandels, die mit einem systemimmanenten Preisrisiko
behaftet sind, zeigten Systeme mit fester Einspeisevergitung deutlich groRere Erfolge gemes-
sen an der zugebauten Kapazitat. Insbesondere das deutsche &HE daher in &hnlicher

Form in vielen Landern tbernommeim Januar 2018ind in Deutschlandiber 35 Gigawatt
fluktuierender Erzeugungskapazitat installiert, was mehr als 45 Prozent der maximalen Nach-
frage entspicht. Auch wenn der energetische Anteil mit 16 Prozent vom Gesamtverbrauch im
Jahr 2009 im Vergleich zur installierten Leistung noch vergleichbar gering ist, hat die fluktuie-
rende Einspeisung in windstarken Stunden oder an sonnenstarken Sommertagen einen erheb-
lichen Anteil am Gesamtbedarf und daher erheblichen Einfluss auf den Markt. Auf die Auswir-
kungen auf die Marktgestaltung wird in spateren Abschnitten eingegangenKosten sind
jedoch derzeit noch erheblich im Vergleich zu konventionellen Kraftwerkerdasidahr 201
erwarten Netzletreiber Kosten von 17,13 Mrd.~ g & SA Y SNJ RAzZNOKa OKy A G df A
174 k a2 K S y*3i BuLiNA Srknikunden entstehen soraussichtlichehrkosten von

3,530 Ct/kWh?*, fiir de Folgejahre werden noch deutlich hoheresken erwartet.Als Alterna-

tive zu festen Vergltungssatzen gibt es zusatzliche Bonuszahlungen fur die Eigennutzung des
erzeugten Stroms. Trotz einer Absenkung der Vergitungssatze bleibt dies nach aktueller Ge-
setzeslage eine interessante Option fir die Biter von Photovoltaikanlagein Abbildung34

ist dieregionale Aufteilung der EE&nlagen in Deutschland mit Stand Juli 28Xargestellt

Grin steht fur Biomasseelb fur Photovoltaikanlagen und rot fur Windkraft. Die Flache der
Kreise ist proportional zur installierten Leistung.

42 BundesnetzagentuHintergrundinformationen zur Ausgleichsmechanisrussfiihrungsverordnurdy

43 Entspricht den erwartete Kosten minus dem erwarteten Erlés am Spotmarkt geteilt durch nicht vom EEG ausgenommenen
Letztverbraucherabsaftinbs 2010]

44 Daten aus den Veroffentlichungspflichten der Netzbetreiber, regionale Zuordnung tiber OpenGeoDB

59


http://www.bundesnetzagentur.de/cae/servlet/contentblob/149952/publicationFile/3933/HintergrundWaelzungsmechanismuspdf.pdf

2 Handelsplatze und Marktstrukturen

Abbildung34 EEG Anlagen in Deutschla2il0*®

2.5.1.3 Kraft-Warme-Kopplung

Neben erneuerbaren Energien wird deusbau der KraftVarmeKopplung (KWK) als wichtiger
Baustein zum Erreichen der Klimaziele gesehen. Wahrend im industriellen Bereich durch Nut-

45 Quelle: Datenbank des Fachgebiets auf Basis der Veroffentlichungen déibeigragungsnetzbetreiber. Kart&8OOGLEARTH
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zung von Kraftwerksabwarme in Industrieprozessen oder in einigen Fernwéarmenetzen in der
Tat Effizienzsteigerungenreicht werden kdnnen, ist der Nutzen in anderen Sektoren wissen-
schaftlich umstritteqErdmann et al2010] Mittelfristig kann ein verstarkter Ausbau der Kraft
WarmeKopplung durch gesetzliche Férdermecharés wie dasKWKMODERNISIERUNGESETZ

zu einer geringeren Flexibilitat des thermischen Kraftwerksparks fiihren, da wéarmegefihrte
Anlagen Restriktionen des Warmebedarfs unterliegen. Stromerzeugung zur Versorgung der
Fernwarmenetze in ostdeutschen Stadtengbenzt bereits heute die dortige Aufnahme von
Windstrom und verstarkt den Bedarf an Transportkapazitat in UbertragungsneEtmmnso
erhoht eine steigende EEGMlage die Wirtschaftlichkeit von K\WAflagen, da durch die Ei-
genversorgung diese Ausgaben einggs werden konnen, ein aus Systemsicht nicht unbe-
dingt winschenswerter Effekt, da es zu erhghter Konkurrenz mit Windstrom kommen kann.
Aus Wettbewerbssicht ist KWK jedoobn hoher Bedeutungda sie haufig in der Hand kleine-

rer kommunaler Unternehmen liéggdurch deren Markteintritt der Wettbewerbsdruck auf die
grol3en Versorger zunehmen kann. In den USA war das AufkorkamemunalerKWK einer

der Grungbfeiler fur die Entstehung des Wettbewerbs (siehe Absctzngt

2.5.2 Netzbetrieb

Im Gegensatz zu integrierten Systemen mit unabhangigen Systembetreibern ist der Netzbe-
trieb in Europa weitestgehend vom Energiehandel getreBn§ NJ b SGT 6 SGNBA 6 SNJ
fur die kurzfrstige Systemstabilitat, also die Frequennd Spannungshaltung verantwortlich.

Der Handel geschieht tGiber unabhéngige Handelsplattformen, entweder eine Borse oder bilate-
ral OTQ.

Netzbetrieb Energiehandel
Netzentgelte Erneuerbare Energien [ > Finanzieller Handel
Kuppelkapazitaten MarketCoupling s Bors(téréh)e(l)ndel Clearing
Netzbetrieb . . <
Bilanzkreis
koordination
Netzausbau T e MK
leitere Markte:
OoTC
Kohle, Gas,
Engpassmanagement || e
Regelenergie

Abbildung35 Trennung von Handel und Netzhelr in Deutschland

Durch die Entrichtung eines Netznutzungsentgelts erhalt jédarktteilnehmerin Deutsch-
land freien Zugang zum Transportnetz und darf innerhalb des vertraglich zugesicherten Leis-
tungsbereichs beliebige Strommengen entnehmen. Erzeugutaggam sind in Deutschland
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sogar vollstandigon Netzentgelten befreif.

Innerhalb einer Regelzor@nnsomit Strom zwischen beliebigen Marktteilnehmern gehandelt
werden, ohne dass diese Kapazitatsbeschrénkungen im Transport unterliegen oder der physi-
schelastfluss beriicksichtigt wird. Diese Pfadunabh&ngigkeit von Transaktionen innerhalb ei-
ner Regelzone fuhrt dazu, dass es aus Handelssicht innerhalb dieser Zone keine Netzengpasse
gibt, selbst wenn diese physikalisch existieren.

In den letzten Jahren kommes durch den beschriebenen starken Zubau von Erneuerbaren
Energien jedoch zunehmend zu Engpé&ssen sowohl in Ubertragalsgauch in Verteilnetzen.
Erstere vornehmlich durch Windeinspeisungen, letztere durch kleine dezentrale Erzeugungsan-
lagen wie Photovitaik oder KleilKWK.Die Annahme einer einheitlichen Preiszone ist zu die-
sen Zeitpunkten theoretisch nicht mehr zuléssig.

Fur die Beseitigung der Engpasse existieren verschiedene Malinahmen. Wenn der Engpass
eindeutig Anlagen nach EEG Vergitung zugeorameetlen kann, dirfen diese nagBEG 2009

§11] heruntergeregelt werden. Im Ubertragungsnetz ist diese Zuordnung schwierigedié)
Engpéasse kurzfristig zu beseitigenuss derUbertragungsatzbetreiber daher als Handler
auftreten und durch Countertraling oder Redispatchvon Kraftwerken den Lastfluss ser-
schieben, dass der Engpass beseitigt jiowg 2005 813.1, 813.2)e facto sind di€ustan-
digkeiten zwischen den verschiedenen Anlagemd Netzbetreibern nicht ausreichend spezifi-

zZiert, weshalb derzeit (Stand Ende 2010) eine Neuregelung des Einspeisemanagements von der
Bundesnetzagentur vorbereitet wifundesnetzagentur 2010a]

Um kurzfristige Schwankgen und Kraftwerksausfélle auszugleichieetreibt der Netzbetrei-

ber eine Marktplattfornt’, an der er Regelenergie (Minutersekundarund Primarregelreser-

ve) im Vorfeld vertraglich bindet und so sicherstellen kann, kurzfristige Regelenergie zur Verfu-
gungzu haben. Wahrend die Leistungspreise hierfir Giber die Netzentgelte sozialisiert werden,
werden die Arbeitskosten verursachergerecht auf die Marktteilnehmer abgewalzt.

Durch die Marktbheralisierung komt es auch zunehmend zu internationalen Handelsgefscha

ten. Die hierbei bestehenden Netzengpéasse werden im Gegensatz zu Engpassen innerhalb der
Regelzone explizit ausgewiesen und bewirtschaftet. Im eng vermaschten européaischen Netz ist

es jedoch schwierig, die genaue Kapazitat eines Engpasses zu bestimmestiesen jedoch

hierbei verschiedene Losungsanséiethaler 2007] Wahrend explizite Auktionen vom Netz-
OSUNBAOGSNI ffSAYS RAINOKISTFNKNI gSNRSWarl | yySy s
ketCoupling 0 Y22LISNI GA2ySy 1T 6Aa0KSY i@y SNHASKI YRSt dz

Die Betreiber von Ubertragungsnetzen treten in einem weiteren Fall als Handler auf, denn sie

L GNRPYb9+ ?2IMpOMOY aCNNJ RAS 9Ay&aLISAdadzyd St STONRAOKSNI 9y SNHAS &aAyR
47Twww.regelleistung.net
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sind nach defAusgimechAV 2010jerpflichtet, den gesamten Strom aus Anlagen, die nach
dem Erneuerbaren Energien Gesetz vergitet werden, aufzunehmen und Uber die EEX zu ver-
markten. Der Mtzbetreiber agiert somit wie ein normaler Marktteilnehmer, mit der Ausnah-
me, dass der Strom Uber den Spotmarkt vermarktet werden muss, ihm also Sicherungsgeschéf-
te am Terminmarkt verboten sifélenck 2009]

Das Zusammenspiel von Marktteilnehmern und #&ordination durch die Borse und den
Ubertragungsnetzbetreiber wird im folgenden Abschnitt vertieft.

2.5.3 Handel

Im Gegensatz zu grof3en Teilen der WEs/A& Europa der Wettbewerb nicht auf den Grol3han-

del beschrankt, sondern auch auf den Endkundenbereich ae$sgedKernkonzept tbses
Handels ist die Bindelung von Kunden in Bilanzkreisen. Jeder Marktteilnehmer muss fiir die
Summe seiner Kunden (Erzeuger oder Verbraucher) einen ausgeglichenen Fahrplan an den
Bilanzkreiskoordinator (BKK) tbersendBie Rolle diese Bilanzkreiskoordinators tbernimmt

in allen vier Regelzonen der jeweilige Ubertragungsnetzbetreidaexorhersehbare Abwei-
chungen von diesem Fahrplan werden dann in Echtzeit durch AusgleichsenergiéNBans-
geglichen und dem Marktteilnehmer gost in Rchnung gestellt. In Deutschland fuhrt der
Netzbetreiber zusatzlich einen Bilanzkreis, in dem alle Anlageammengefasst werdenie

nach dem Erneuerbaren Energien Gesetz vergutet werdenVerbrauch jedes Kunden eines
Bilanzkreises wird vom jeweiligedetzbetreiber, an den der Kunde angeschlossen ist, be-
stimmt und an derdJNBzur Saldierung tbermittelt. Je nach Kunde wird der Verbrauch durch
eine direkte Leistungsmessung oder Uber analytische bzw. synthetische Stdrddpdofile
ermittelt. Der Untershied der beiden letzteren Methoden liegt darin, ob der Handelsteilneh-
mer oder der Netzbetreiber die kurzfristigen Kosten fur Abweichungen in Echtzeitem

vorher definierten Standardlastprofil Gbernimmt, bevor in der Jahresendabrechnung die ge-
nauen Enggiemengen abgerechnet werden. Wenn der Netzbetreiber die Abweichungen vom
Standardlastprofil Ubernimmt, muss er ebenfalls einen Bilanzkreis fihren, dem dann diese
Abweichungen zugeordnet und durch Ausgleichsenergie ausgeglichen werden. Die Bilanzkreis-
betrachtung ist innerhalb einer Regelzowéllig unabhéngig von der geodiscthen oder netz-
technischen Lage der einzelnen &ind AusspeisepunkteApbildung36). Dies erlabt Versor-

gern eine einfache Zuordnung von neuen Kunden im gesamten Regelzonengebiet zum eigenen
BilanzkreisOhne dieses einfache Verfahren, welches bereits in dieser Form eine erhebliche
Automatisierung im Bereich der Geschaftsprozesse voraussetzt, aidirEndkundenwettbe-

werb in Deutschland wohl nicht denkbdn wie fern ein flachendeckender Ausbau intelligen-

ter Zahler sich auf dieses System auswirkt, wird in Abschittiskutiert.
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Regelzone Regelzone

Bilanzkreiskoordinat Netzbetreiber

Einspeisung aus EE@lagen
Einspeisung (Kraftwerke, Impol
Entnahme (Verbraucher, Export
Ausgleichsenergie
Regelenergie

OO0 @®@®eO

Bilanzkreissystematik Realitat/ Netzbetrachtung

Abbildung36 Zusammenhang von Bilanzkraisd Netzbetrachtung

Die Mehrzahl der Marktteilnehmer agiert auf denAbbildung37 blau hinterlegtenMarktplat-

zen um einen ausgeglichenen Fahrplan zu erreichen. Bei vollstdndigem Portfoliomanagement
wirde der bendtigte Kundenlastgang zunéchst im Vorfeld durch Terminprodukte
(Jahr/Monat/Quartal/Woche) abgebildet. Am Vortag kénnen dann Differenzmengen tber den
Stunderhandel der EEX, dem momentan liquidesten Markt in Deutschland, beschafft oder
verauRert werden. Ein kurzfristiger Ausgleich kalamiiber hinausnoch imIntraday-Handel
erfolgen, bevorspatestens/5 Minutenvor Beginn der Lieferung der endgultige Fahrplariwe

an den Netzbetreiber Gbermittelt werden muss. Alle danach auftretenden Bilanzkreisabwei-
chungen werden durch den Netzbetreiber in Form von Ausgleichsenergie ausgeglichen. Teil-
weise heben sich gegenséatzliche Abweichungen einzelner Bilanzkreise auf.rideibgade

Saldo muss dann Uber den Einsatz von Regelenergie vom Netzbetreiber physikalisch beschafft
werden. Da derintraday-Handel zu manchen Zeiten nicht Uber die notwendige Liquiditat ver-
fuigt, beschaffen die Ubertragungsnetzbetreibéir tlen Ausgleiclles EE@ilanzkreisesu-
satzliche EE®eserve. Alle Reservearten werden Uber édagrAsBid Auktion im Vorfeld des
DayAheadHandels beschafft. Dies erhoht die Liquiditat im Markt, aber auch die Kosten, da die
Marktteilnehmer bei nicherfolgreichen Geb@n noch am Spotmarkt teilnehmen kénnen
[Swider 2006]
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Energie
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(Fortlaufend) (Fortlaufend) (e Minuten-|| Sekund || Primae
reserve || reserve || reserve
EEGReserve
(Pay (Pay (Pay
as as as
EEXEutures B2 Dk el EEX Bid) Bid) Bid)
(Fortaufend) (Einheitspreis Intraday
Auktion) (Fortlaufend)
Netzkapazitaten ‘
Explizite
Auktionen Mark;—‘;t
von Kuppelkapazitaten Coupling
t-5Jahre t-1 Monate t-(1-3) Tag(e) t-15min  t-30sec  t-6sec

Abbildung37 Handelsoptionen im deutschen Energiemarkt

Wahrend insbesondere der EEX Markt eine hohe dii@hiund Transparenz aufweist, sind die
Regelenergiemarkte nochicht sehrliquide undwenig transparent. Wie sich die Preise fir
Ausgleichsenergie aus den realen Kosten fur Regelenergie zusammensgtbesher nur
schwer zu ermitteln, die Bundesnetzaer versucht hiember, die Transparenz zu erhoHén

Die Ausgestaltung der Ausgleichsenergiepreisatshweiterhinim Fokus der wissenschatftli-
chen und regulatorischen Diskussifandezandeet al. 2009] Derzeit wirdein Konzept erar-
beitet, die europaischen Markte der drei BorsEREX(Deutschland/Osterreich, Frankreigh)
BELPEMPXENDEX(BeNeLux) untNoriPooLzu koppeln. Im Kern entspricht die Idee des Sys-
tems dem in Kapite2.3.1.1beschriebenerLocational Marginal Pricingda in Europa aber un-
terschiedliche Bérsen zusammengeschaltet werden, gibt es deutlich gréf3ere Schwierigkeiten.
Zunachst misn die Auktionsregeln der Borsen harmonisiert werden, insbesondere die Art
der Blockgebote und der Zeitpunkt d&ate Closuregletztmdgliche Gebotsabgabéduch
mussen an den verschiedenen Bérsen gleiche Mindelgr Maximalpreise gelten. Ohne diese
Harnmonisierung kénnen Lastfllisse resultieren, die entlang des Preisgefélles verlaufen anstatt
wie gewlnscht entgegen. Durch die hohe Zahl von Blockgeboten ist die resultierende Opti-
mierungsaufgabe sehr komplex und fuhrt auf ein gemiggrzzahliges Praodain von erhebli-

cher Dimension. Um den Rechenaufwand in vertretbaren Grenzen zu halten, wird daher zu-
nachst einvolume Couplingingefiihrt, eine etwas vereinfachte Version, bei der die Preisfin-
dung nach den (unterschiedlichen) Regeln der einzelnen Bérselgtanhd nur Lastflisse zwi-
schen den Marktgebieten angepasst werden, bis die gréitmdgliche Wohlfahrt erreicht wird.
Da hierbei weiterhin kleine Lastfliisse entlang der Preisrichtung entstehen kdénnen, wird dieses

48 Dje Bundesnetzagentur hatte mit Schreiben vom 17. Marz 2009 die UNB aufgefdedeliestehende einheitliche Modell zur
Ausgleichsenergiepreishildung so zu erganzen, dass die Umlage aller Arbeitskosten der Regelenergie auf die BKV erchdglicht wi
http://www.50hertz-transmission.net/cps/rde/xbcr/trm_de/Modell_zur_Berechnung_der_Aestispreise_der_4_UeNB.pdf
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Methodik nur als Zwischenschritt gesehen, thie Gebote aller Marktteilnehmer geschlossen

in einer einzelnen Auktion zusammengefuhrt werden konnen. Hierzu missen aber zunachst
alle Auktionsregeln der Bérsen harmonisiert wertfemn Abbildung38 sind die zukiinftig ge-
koppelten Marktgebiete in Europa dargestellt. Die gestricheltgerkonnektorenverbinden

die Marktgebiete Kontinentaleuropas mit dem skandinaviscNerDPOOuUNd werden bereits
heute Gber dieEUROPEN MARKETBOUPLING&OMPANYGVIBH (EMCC) vermarktet

Abbildung38 Zukiinftiges Market Coupling in Europa

2.5.4 Marktentwicklung

Der wichtigste Markt fir den physischen Handel von Stimiitteleuropaist der EPEXSpot-

marktt. Hierbesteht die Moglichkeit, ein Portfolio, welches zumeist aus groRReren Blockpro-
dukten des Terminmarktes besteht, stundengenau zu optimieren. Die Steyminprodukte

der EEXbasieren zudem auf den Preisen des Spotmarktes, so dass der Schlussabrechnungs-

49www.marketcoupling.com
50 Die Zahlen geben die maximale Kapazitat in MW an.
51Vormals EEX Spot. Die EPEX Spot ist eine Kooperation der EEX in Deutschland und Powernext in Frankreich.
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preis eines BaseJahresfuture¥ dem Mittelwert aller StundetSpotpreise des Jahres ent-
spricht.

Der Spotmarkt basiert auf einer geschlosseaEyAheadAuktion firjede Stunde des Folge-
tages. Das Handelsvoluméat seit der Griindung im Jahr 2001 deutlich zugenemnDurch

den neuen Walzungsmechanismus des E@faTk es zu einem erneuten Sprung im gehandel-
ten Volumen, so dass Anfang 2010 im Mittel fast 25 Gigawattstunden pro Stunde Uber den
EEX/EPEX Spotmarkt gehandelt wurdépbfldung4l). Der Preis jeder Stunde wird durch die
Zusammenfuhrung aller Gebote ermittelim Gegensatz zu komplexen Kostengeboten nord-
amerikanischer Markte handelt es sich hierbei um relfreisMengenTupel. Das Preislimit

liegt bei minus bzw. plus 3000 Euro/MWh. Ob ein Marktteilnehmer als K&aufer oder Verkaufer
auftritt, ist von seiner physischen Positiobogoder Shor) unabhéngig. Wenn ein Kraft-
werksbetreiber die gesamte Kraftwerkskapazitat @srminmarkt verkauft hat, kann er trotz-
dem am Spotmarkt als Kaufer zu Opportunitatskosten bi¢séehe3.1.1). Diese entsprechen
genau den Kosten, unter denen sh lohnt, das Kraftwerk zu drosseln und stattdessen die
Lieferverpflichtungerndes Terminmarktesius Spotmarktkaufen zu bedienen. Bei hohen Ab-
fahrkosten kénnen diese Opportunitatskosten auch negative Werte anneh8eihApril 2008

sind daher auch negativPreisgebote zulassiglibildung39). Seit Marz 2010 dirfen na¢88
AusglmechAV 2010GJie Netzbetreiber die Gebote limitieren, um extrem negative Preisaus-
schlage zu verhiratn. Dies fuhrt zu der iAbbildung39 dargestellten Form der Gebotskurven

mit limitierten Geboten im Bereichvo@n ne Kk a2 K®

300
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Abbildung39 Gebotskurve am EEBfpotmarkifir Donnerstag, den 28.01.2010-18 Uhr

Die Einspeisung aus Erneuerbaren Energien hat einen dampfenden Einfluss auf die Preise, da

s2qt KSEAE . Fas$ Cm., /ltd
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die Angebotsmenge in windder sonnenstarken Stunden deutlich ausgeweitet j8dnsfuss
2008] InAbbildung40wird dies deutlich. Wahrend der Preis im Mittel dem Verlauf der Nach-
fragefolgt, Uberwiegt in windstarken Stunden der preisdampfende Effékibildung40 zeigt
diesen Effekt am Beispiel des Preisverlanfdanuar 2010. Am 28.01. und 30.0&mimt es zu

den inAbbildung57 dargestelltenhohen Windeinspeisungemwodurch die vorzeichenrichtige
Summe aus Nachfrage und Einspeisung in unteren Spannungsebenen, also die \etikale
lastaus Sicht des Ubertragungsnetzes zumindest in den Netzbereichen mit hoher Windeinspei-
sungdeutlich abimmt. Der Preis an der Strombdrse folgt diesem Verlauf der Residuallast sehr
deutlick?®. Die genauere Untersuchung, welche Auswirkungen eine Zunahme dieser stochasti-
schen Einspeisung auf den Bdrsenhandel hat, erfolgt in den Modellrechnunijapitel4.

Stark , Verﬁkale Netilaét---- Vertikale
wind ; |
EEXPreis| . Sﬂfgggs Netzlast
[Euro/MWh] y [MW]
80 32.000
60 [ 24.000
40 16.000
20
8.000
0
- Mo Di Mi Do Fr Sa So

25.01.10 26.01.10 27.01.10 28.01.10 29.01.10 30.01.10 31.01.10 01.02.10

1) Transpower und 50 Hertz Transmission

Abbildung40 Preisverlauf am Spetind Intradayhandel der EPEX im Januar 2010

Die Bdrsenpreise basieren in den meist&tanden auf den kurzfristigen Grenzkosten des teu-
ersten eingesetztenthermischen Kraftwerkd. Je nach Kraftwerksparkind dies meist Stein-
kohle- und Gaskraftwerk®. Bei der UblicherMark-to-Market Bewertung der eingesetzten
Brennstoffe unterliegen die Stnapreise daher auch den Preisschwankungen der Primérener-
gien. Diese erreichen mit Olpreisen von (iber U&Mbbl. im Jahr 2008 historische Hochst-
stande.Die Preisentwicklungm Spotmarkifolgt den Preisentwicklungennaden Kohle und
Gasmarkterund erreichtvor Beginn der Wirtschaftsind Finanzkris&nde 200&inen Héchst-
stand mit fast 90EurdMWh als mittlerem Preis aller Stunden des Mon&tsbbildung41l).

53 Fir Januar 2010 bénearer Regression miinemR2 von 0,76
54 Diese vereinfachende Annahme wird in Kap&erazisiert.
551m PJM Markt z.B. in 78% der Stunden Kdilenitoring Analytics]
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Nach Beginn @& Krise gkt der Strombedarf in Deutschland durch die Rezession deutlich, so
dass das Preisniveau wieder auf dem Niveau von 2665 |

30 90
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Abbildung41 Entwicklung des Handelsvolumens und der PreisERBE¥Spotmarkt in
Deutstiland

Der grenziberschreitende Stromhandel hat in den letzten Jahren erheblich zugenomiaen.
zwischen Deutschland und benachbarten Staaten gehandelte Strommenge hat sich zwischen
1990 und 2007 verdoppéft Durch eine bessere Nutzung d8renzkuppelstellen kam es zu
einer Harmonisierung der Boérsenpreise in Mittehd Westeuropalm September 2010 soll

das bestehenddarket Couplinggwischen Frankreich und den Benelux Staaten auf Deutsch-
land ausgeweitet werderGleichzeitig besteht bereitsine Marktkopplung zwischen Deutsch-

land und danischen Gebieten vidORDPOOIAUfgrund des hohen Anteils an Wasserkraftwer-
ken undnochfehlender Leitungskapazitaten ist der Strompreis in Nordeuropa niedfjgar
Italiensind die Borsenpreise u.aufgrundfehlenderKraftwerkskapazitaten deutlich héhats

in Mitteleuropa @bbildung42).

56 AG Energiebilanzen 2010

57 Ausnahme bilden Jahre mit geringem Wasserangebot in denen das Preisniveau in Nordeuropa deutlich Gbeisderad®re
Kontinentaleuropas liegt.
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PIM: 26,88
CAIS0O24,93

“of 37,52

Abbildung42 Mittlere Spotmarktpreise in Europa 200 dzy R H n /% we k a2 K

In Abbildung42 wird die Bedeutung der preissetzenden Kraftweriehtbar, denn trotz des
hohen Anteils der Kernenergie in Frankreiigytl der Borsenpreis sowohl 2008 als auch 2009
Uber dem Preis in Deutschland oder Spaniateressant ist die Rolle der Schweiz, die galva-
nisch zwischen dem hochpreisigen italienischen und moderaten Preisniveau in Mitteleuropa
liegt. In den Winterquartalen tstimmt die knappe Erzeugung den Preis wodurch dieser auf
das italienische Niveau ansteigt. Im Sommer fuhrt das Mehrangebot aus Speicherkraftwerken
mit natUrlichem Zufluss zu einem Angebotsiiberschuss, weshalb der Preis auf das Niveau der
Ubrigen mitteleurog@ischen Markte absinkdpbildungd3). Im internationalen Vergleich liegen

alle europaischen Markte Uber dem Preisniveau in dereinigten Staaten. So notiedter PM

Markt in den Jahren 2008 und 200Qa. aufgrund des fehlenden Emissionshandels Preigse

30 Prozent unter dem Preisniveau d&PEX8>0TDeutschland lagen.

58 Quellen: EEX,EPEX,Nordpool, OMEL, Gestore Mercato Energetico , Powernext
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Abbildung43 Stiindliche Spotpreise an internationalen Stromhandiéizsgn
Um die europaische Marktintegration zu untersucherirdweine Korrelationsanalyse aller
Stundenpreise im Jahr 2009 der wichtigen Europaischen Strombdrsen durchgé&féahet in
allen Markten zu PreisausreiRern kamirdvder Rangkorrelationskoeffizig# nach SPEARMAN
benutzt.Die Ergebnisse sind Abbildung44 dargestellt.

Nor-  Nor-  Nor- Déane- Déne- ltalien  Italien
Finn- wegen wegen wegen Schwe- Nord- mark mark Nord- Deutsch Oster- Frank- Italien Mitte- Mitte- Italien Portu-
2008 land  Sid  West Nord den  pool Ost  West poolKTland reich Schweiz reich Nord Nord Sud Sid  Spanien gal
Finnland 0.80 0.65 0.64 0.65 0.46 0.56 0.49 0.48 0.51
Norwegen Suid I i 0.63 0.62 0.63
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Italien Mitte-Std 0.51 0.45 0.51 0.48 0.60 0.62 0.77  0.77 0.79 0.77 0.44
Italien Sud I I 0.77  0.77 0.79 0.77 b 0.44
Spanien . ! . i 048  0.47 0.48 ! i 0.55 055
Portugal 0.44 044
Nor- Nor- Nor- Déne- Dane- Italien  Italien
Finn- wegen wegen wegen Schwe- Nord- mark mark Nord- DeutschOster- Frank- ltalien Mitte- Mitte- lItalien Portu-
2009 land  Sid  West Nord den  pool Ost  West poolKTland reich Schweiz reich Nord Nord Sid Siud  Spanien gal
Finnland . . 0.8: 084 079 081 076 077 064 062 062 057 044 040
Norwegen Sud I 0.57. 0.87
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Abbildung44 Korrelation zwischen den Europaischen StrommarkteStundenhande€2008
und 2009
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Aus der Korrelationsanalyse wiedkenntlich, dass die vier gro3en Zonen: Mitteleuropa, Nord-
europa, Iberische Halbinsel und Italien noch nicht vollstakdigelierenund her noch kein
vollstandigeBinnenmarkt existiertln Mitteleuropa ist jedoch schon deutlich ein gemeinsamer
Markt erkennbar und die Marktpreise in Deutschland weisen bereits eine sehr hohe Korrelati-
on mit den Markten der Nachbarlander auf. Auch wenn dasridMarktmacht nicht im Fokus
dieser Abeit steht, so ist doch erkennbar, dass der fur solche Betrachtungen relevante Markt
deutlich Uber die Landesgrenzen hinausreichtimindest in Schwaelund Mittellastzeiten
besteht daher zwischen den gut korrelieraamd Markten die Mdglichkeit, Strommengen aus
Erneuerbaren Energien auszutauschiieben dem Markt fir Fahrplanlieferungen, der bis zu
45 Minutenvor Lieferbeginn gehandelt werden kann, existiert zusatzlich der Markt fur Regel-
leistung und-energie.Die Regdéistungen werden Uber eine einheitliche Plattfoim Voraus
ausgeschriebennd auktioniert®. Zusatzlich kann der Netzbetreiber auch im Bereich von eini-
gen Stunden EEReserve ausschreiben um zusatzliche Kapazitaten vorhalten zu kénnen. Pri-
mar- und Sekundéegelung werden monatlich ausgeschrieben, die Ausschreibung von Minu-
tenreserve erfolgt in 4StundenBlécken am Vortag. Der Handelsschluss liegt hierbei vor dem
der Strombérseso dass eine hohe Liquiditat gewahrt wird. Die langen Ausschreibungszeit-
raume wn Priméar und Sekundarleistung verhindern kurzfristige Preisreaktionen bei Engpas-
sen. Dasexakte Marktvolumenzu bestimmen ist schwieriglaaufgrund desPayAsBid Ver-
fahrens alle bezuschlagten Gebote einzeln betrachtet werden muddbar die Ausgleichs-
energiepreise und i@ eingesetzten Energiemengen kann das Marktvolumen jedoch abge-
schatzt werden und belauft sich auf ca. 1Mrd. Euro pro Jahr und somit ca. 20 Prozent des EPEX
Spotmarktes (5,4 Mrd. Euro 2008undesnetzagentur 2009]

Durch den erheblichen Zubau Erneuerbarer Energien steigen die Kosten hierfiir ggtiebh

lich an, im Netzgebiet der Transpowhlgabensich die Kosterilr Regelenergie von 2007 bis
2009 um Uber 20 Prozerrhoht. Vor allem die negative Regelenergie, voliggn Jahren noch

de facto kostenlos, fiihrt nun zu erheblichen Kostersbesondere die Arbeitspreise flr nega-
tive Minutenreserve sind deutlich gestiegefbpildung46). Ein extremes Beispiel stellt hier

die bereits beschriebene Starkwindsituation im Dezember 2009 Hiar stdgen die Kosten

allein durch den Abruf von negativer Regelenergie im Vergleich zum Jahresdurchschnitt um
tiber 66 Prozentf. Die®r Effektfuihrt zu einer Erhéhung der indirekten EE®sten[Erdmann

2008] da die Kosten des EEBBanzkreises auf alle Netznutzer umgelegt werdeasPayAs

Bid System beglnstigt strategische GeboteneEiangespannte Marktsituation wie am
25.12.2009 fuhrt dazu, dass Marktteilnehmer sukzessive ihre Gebote erhdhen, um so die
Preisunterschiede auszugleichen, wie sie an diesem Tag vorkamen. Die Marktteilnehmer mit
den strategisch besten Gebotenhaften Vergitungen voniber 150 Euro pro vorgehaltenes

59www.regelleistung.net
60 Jahreswerte aufBundesnetzagentur 2009¢eteilt duch 365 Tage
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MegawattnegativerMinutenreservéeistung pro Stunde wahrend andere Marktteilnehmer fir

die gleiche Dienstleigng lediglich 30 Euro/MW/h erhalterMittelfristig sollten derartig hohe

Preise fur negative Regellting jedoch keinen Bestand haben, da kostengiinstigere Metho-

den der Stromvernichtung bestehen und nur durch die Marktteilnehmer genutzt werden mus-

sen.
6
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Abbildungd5 Regelenergiekosten bei Starkwindsituationen
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3 Marktteilnehmer

Unabhangig davon, wie der im vorigen Kapitel beschriebene regulatorische Rahmen des
Strommarktes ausgestaltet ist, wird jeder Marktteilnehmesrsuchen, seinen personlichen
Nutzen unter gegebenen Rahmenbedingungen zu optimieren. Ob hierdurch auch, wie von

'RFY {YAUK 0SAO0OKNRSOSYS>S RdzZNOK RIFa 2Ff4G4Sy RSNJ a

Gesamtnutzen optimiert wird, h&ngt stark von desgulatorischen Spielregeldes Marktes ab.

In den folgenden Abschnitten sollen die rationalen Strategien der unterschiedlichen Marktak-
teure beschrieben werden. Die drei wichtigsten Gruppen bilden hierbei naturgemaf die Kraft-
werksbetreiber, die Netzbetreibesowie die VerbraucherAls vierten Punkt werden explizit
Speicherbetreibemetrachtet, da siesowohl als Anbieter als auch als Nachfrager auf dem
Markt auftreten kdnnen Der Netzbereich als reguliertes natirliches Monopol wird an dieser
Stelle ausgeklamme als wichtige Alternative zum Bau von Speichern wird hierauf aber in
Kapitel5.2néher eingegangen.

3.1 Kraftwerksbetreiber

Ly RSNJ a mitviel8nGelfieSroribgolen konnte in der Realitét eine volkswirtschaftli-
che Optimierung durchgefihrt werden, wie sie auch in den spateren Modellrechnungen An-
wendung finden wird. Da der monopolistische Kraftwerksbetreiber den Kraftwarksund
-einsatzfrei bestimmen konng, war das primare Ziel die Minimierung der Gesamtkosten der
ErzeugungZiel der Optimierung war daher die kostenminimale Lastdeckung mit Hilfe der zur
Verfigung stehenden Kraftwerkstypen. Unter Vernachlassigung aller komplexerer nicht
linearer Restriktioen, wie sie weiter unten beschrieben werden, entsprechen die Gesamtkos-
ten eines Kraftwerks den annuitatischen Kapitatem zusatzlich devolllaststundenzahl mul-
tipliziert mit den spezifischervariablen Kosten. Je héher die Zahl der Volllaststunden, desto
eher werden Kraftwerke mit hohen Kapitalkosten wirtschaftlich. Die Volllaststunden, bei de-
nen es zu einem Wechsel der Erzeugungstechnologie kommt, sidmbildung47 mit t; und t
bezeichnet.

75



3 Marktteilnehmer

A
= Kernkraftwerk
4+ = Steinkohlekw ~
=== Gasturbine
Ky
<4
i)
5
IS
I
»
)
)
7/
t; ty
0 a

>

0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000 8000

Volllaststunden [h/a]

Abbildung47 Vollkosten unterschiedlicher Kraftwerkstypen bei linearer Betrachtung
Anhand der Jahresdauerlinie der Nachfrage, wie sie anhand der vertikalen Netzlast in der
50HERTZRegelzone iAbbildung48 dargestellt ist, kann die optimal zu installierende Kraft-
werkskapazitat bestimmt werden. Je steiler die Nachfragekurve verlauft, desto héher ist nach
diesemeinfachen Modell der Bedarf an flexiblen Mittellastkraftwerken. Im freien Wettbewerb
existiert diese planwirtschaftliche Steuerung nicht, hier missen die Kraftwerksbetreiber allein
anhand wettbewerblicher Marktpreise beurteilen, ob eine Investition sinnigil Welche
Auswirkungen dies auf die Investitionsbereitschaft hat, wird in Abscbhrit® diskutiert, zu-
nachst aber soll nur die grundsatzliche GebotsstratdgieMarktteilnehmer erlautert werden.
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Abbildung48 Jahresdauerlinie und Kraftwerkskapazitat
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3.1.1 Fossilekraftwerke

Je nach Marktdesign bestehen fur Kraftwerksbetreiber im liberalisierten Markt mehrere Mog-
lichkeiten, ein Kraftwerlku vermarkten. In Europa ist es den Kraftwerksbetreibern in den meis-
ten Landern freigestellt, ihnre Kapazitaten bilateral oder tiber eine Borse zu vermarkten, solange
sie keine strategische Kapazitatszurtickhaltung betreiBéateraler Handel kann auch beat

ten, dass sie den Strom ohne weitdBgol3héndlemdirekt an eigene Endkunden weiterverkau-
fen. Alternativ kdnnen sie den Strom am Spairkt verkaufen, in einigen Markten idiesauch
verpflichtend®. Da immer mehr Kunden die Moglichkeit nutzen, ihr Poitfohit Spotmarkt-
produkten zu vervollstandigerkann es auf Dauer keine systematischen Preisabweichungen
zwischen Terminund Spotmarktpreisen geben, die Uber fundamentale Faktoren wie Risi-
1 2LINNYASY dzyGostdti ly BiEagisjeBefi. 6 a

Die PreisMengenGebote der Kraftwerksbetreiber sind fur die Preisfindung am Spotmarkt von
entscheidender Bedeutung. Es gibt viele Untersuchungen zum Gebotsverhalten von Marktteil-
nehmern im SpotmarkiHirschhausen et al. 2007; Melzian 2008; Mirbach et al. 2008; Sensfuss
2008; Swider 2006 Aufgrund der hoheKonzentrationwerden teilweise OligopeModelle zur
Abbildung strategischen Verhaltens angewandt, im Fulga wird aber vorvollstandigem
BERTRANBWettbewerb ausgegarem, d.h. im Gleichgewicht bieten alle Marktteilnehmer ihre
kurzfristigen variablen Kosten

Je nach Ausgestaltung des Marktes kann die Bestimmung der Grenzkosten sehr kompliziert
sein,wenn die Informationenzwischen Marktteilnehmern und Marktbetreiber asymmetrisch
verteilt sind. Im deutschen Spotmarkt hat der Teilnehmer zwei MdglichkeigerGebotsabga-

be:

- Unlimitierte Gebote Hierdurch kann er (fast) sicher sein, das Kraftwerk betreiben zu
kénnen, muss aber jeden Marktpreis akzeptieren.

- Limitierte Gebote Hierdurch kann der Marktteilnehmer den Preis absichern, kann
aber den Kraftwerkseinsatz nur prognostizieren.

Inshesondere der zweite Punkt stellt das gréf3te Problem dar. Wenn der Marktiaier den
Kraftwerkseinsatz im Vorherein nicht kennt, kann er die Anfahrkosten nicht bestimmen und
lauft Gefahr, durch kurze Armoder Abfahrvorgéange hohe Verluste zu realisieren. In einigen
Modellen wird daher der Kraftwerkseinsatz anhand von Preisprognabgeschatzt und die
Anfahrkosten auf die erwarteten zusammenhangenden Betriebsstunden verteilt. Fir die er-
warteten Stillstandsstunden werden die Gebote um mdgliche vermiedene Anfahrkosten redu-
ziert[Mirbach et al. 2008; Sensfuss 200Bgtzteres birgt aber die Gefahr, nur in einigen Stun-
den der Stillstandszeit den Zuschlag erhalten undsehr hohe Anfahrkosten anfallen oder

61 So haben Kraftwerke, die im PIJM Markt nicht am zentralen Spotmarkt teilnehmen, keine Anspriiche auf Erlése im Kapagzitats-
markt
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Mindestbetriebs oderstillstandszeiten nicht eingehalten werden kdénnen.

In Systemen mit zentralenDispatch tibermitteln die Kraftwerksbetreiber die wichtigsten
KenngbRen fir Anfahrkosten, so dass der Systembetreiber den optimalen Einsatz ermitteln
kann. Hierbei besteht das Problem der nétigen Prognose nicht, der Systembetreiber muss aber
sicherstellen, dass der Marktteilnehmer die korrekten Kostendaten Gibermittelt.

Zuwsatzlich zu den Brennstefiind Anfahrkosten flieRen noch weitere Bestandteile in die Kalku-
lation der kurzfristigen variablen Kosten ein. Da der Kraftwerksbetreiber eine Lieferverpflich-
tung eingeht, muss er eine Risikopramie verlangen fir den Fall, daskrd&werk nicht zur
Verflgung steht und er kurzfristig Strom vaéntradaymarkt beschaffen oder Ausgleichsener-

gie beziehen muss, wobei beides mit hoheren Kosten verbunden sein[kérbach et al.
2009] Bei regelfahigen Kraftwerken muss der Kraftwerksbetreiber zusétzlich entscheiden, ob
und mit welchem Gebot er am Regelenergiemarkt teilnimmt. Aufgrund degésataltung als
PayAsBidMarkt ist hier strategisches Verhalten von gréRerer Bedeutung.

In Markten ohne zusatzliche Erlosmoglichkeitars Kapazitdtsmarkten oder &hnlich&ark-

ten®? mussen die Erlose dieser Markte ausreichen um die Kapitalkosten déwetkaf zu de-

cken. Fur die Bewertung des Markteinstiegs muss der neue Marktteilnehmer daher die Preise
abschéatzen und den Erlés eines neuen Kraftwerks bestimmen. Im einfachest Badk die

Flache einer geordneterPreigiauerlinie oberhalb der durchschtiithen Grenzkosten des
Kraftwerks. Aufgrund der einheitlichen Preiszdaees derzeit noch fir Kraftwerke sinnvoll,

den Standort bei gegebenem Netzanschluss nach Kosten der Primarenergie (Kohle, Gas) aus-
zuwahlen, nicht jedoch nach Kriterien moglicher 2dgigpasse. Hier konnte jedoch in Zukunft

ein verursachergerechtes Netzentgelt fur die Engpassbewirtschaftung eingefuhrt werden.

Die Betrachtung von Handlungsflexibilititen im Verlauf der Projektlaufzeit fuhrt zu einer
Kraftwerksbwertung mit Hilfe der Realtionstheorie. Da dies jedoch analog auch fur Speicher
gilt, soll in dem spateren Kapitel ndher darauf eingegangen werden.

Die Forderung der KrafarmeKopplung hat zu einem deutlichen Zubau dezentraler KWK
Anlagen gefihrt. Aufgrund der derzeitigen Fomechanismen und haufig fehlenden thermi-
schen Speichern fahren diese Anlagen meist rein warmegefiihrt und reagieren daher nicht auf
sich @ndernde Spotmarktpreise. Diese ninfdrktbasierte Fahrweise stellt zunehmend Prob-
leme fiir Netzbetreiber dar, da diesenlagen nicht am Netzregelverbund teilnehmen. Ohne
Fordermittel sind diese Kleinanlagen gegentber getrennter Erzeugung von Strom #n GuD
Kraftwerk und Warme im dezentralen Brennwertkessel derzeit nicht wirtschaftlich. Auch aus
Okologischer Sicht bietet dieetrennte Erzeugung langerfristig eine bessere Perspelive-

mann & Dittmar 201Q]

62 Regelleistung@perating ReservisSchwarzstartfahigkeit etc.
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3.1.2 Erneuerbare Energien

Kraftwerke Erneuerbarer Energien ohne Speichermdglichkeit weisen sehr geringe Grenzkosten
auf, einmalinstalliert sind die Energiekosten vernachlassigbar. Unter Vernachlassigung be-
triebsabhangiger Kosten fur Wartung und Reparatur sind die kurzfristigen Stromgestehungs-
kosten Null. Bei Teilnahme am Spothandel ist das rationale Gebot daher ebBiofgli$h ein
Betreiber einer Windturbine wird diese erst bei negativen Preisen abschatidransonsten

jeden positiven Preis akzeptiereBei vollstandiger Teilnahme am Fahrplanhandel misste er
zusatzlich die Kosten fir Ausgleichsenergie aufgrund von Prognteefeimd Yxstlindlichen
Rampen einkalkulieren odextber HedgingMalRnahmen treffenln Deutschland sind Anlagen

mit Vergutung nach EEG vom Fahrplanhandel ausgenommen, nur auf expliziten Wunsch des
Anlagenbetreibers nach Direktvermarktung kann dieser am regularen Fahrplanhandel ohne
zusatzliche Vergitung teilnehmen. Dissbisher nur ineinigen Wochen des Jahres 2008 lukra-

tiv gewesen. Ansonsten muss der Ubertragungsnetzbetreiber alle Strommengen von EEG Anla-
gen in seinem Netzgebiet aufnehmen und dem BiHénzkreis zuordnen. Die Strommengen
miissen dann lber den Spotmarkt der EEX vermsankerden. Da der Ubertragungsnetzbe-
treiber nach[88(4) AusgimechV 2010]das Recht erhalt, mit AnlagenbetreilmeAbschaltver-

trage zu schlieRen, liegt das rationale Gebot nun bei dem negativen Wert der Vergiibieg

ist auch inAbbildung39 erkennbar, wobei hier das Gebot etwas niedrigerdein ne k a2 K f I 3 @
Das rationale Verhalten eines Marktteilnehmers ist also die Stromproduktion bei positiven
Preisen(unabhangig vom M&tdesign)und die Abschaltung bei Preisen unterhalb der negati-
ven Vergutung oder bei Nuyhbhangig vom Marktdesign)

Die Investitionsentscheidung hangt bei fester Einspeisevergitung nur von dem Mengenrisiko
der betrachteten Technologie ab. Bei gegebengimspeisetafiund bekannten Kapitalkosten
ergibt sich direkt die nétige mittlere Volllaststundenzahl des Standorts.

Bei Nutzung der Bonuszahlungen fur eigenverbrauchten Strom hangt die Anlagenrendite von
der Korrelation der eigenen Stromnachfrage mitrd&inspeiseprofil der EE&hlage ab. Dies
bietet insbesondere Chancen fiir Betreiber von Kihlaggregaten (Supermarkte etc.), deren
Stromverbrauch stark mit der Sonneneinstrahlung und damit der Stromproduktion von Photo-
voltaikanlagen korreliert. Bei nur gegar Korrelaion von Erzeugung und Verbraukinnen
Stromspeicher eine Option sein. Fir ein Einfamilienhaus wird hierbei ein Speicher von etwa 7,1
kWh benétigt um im Fall der vollstandigen Eigenbedarfsdeckung den Strombedarf zu decken
(Abbildung49).

63 Der Anlagenbetreiber wird erst abschalten, wenrfig das Abschalten die gleiche oder eine hohere Vergiitung erhalt als fur
den Betrieb.
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Abbildung49 Eigenbedarfsdeckung durch PV und Speicher

Der Eigenverbrauch generiert Opportunitatserlose, da die Summe aus Vergitung beeEigenv

brauch und vermiedenen Bezugskosten die Erlése der Direktvermarktung tbersteigt. In Sum-

me liegen diese nadiEEG2009 §33(2)pei

Bis 30 Prozent des PStroms: Externen Bezugskosteemc oy ®/ Sy k{12 K8
Ab 30 Prozent des PStroms:  Externen Bezugskostemu = nn o/ Sy k12 K8
Cent/kWh

Es werden folgende Annahmen getroffen:

Externe Bezugskosten 23,00 Cent/kWh
Zusatzliche Eigenverbrauchsmenge durch  20-30%
Speicherung

Volllaststundender PVfAnlagepro Jahr 1.000 h/a
Installierte Leistung 2,5 kW

Da auch ohne Speichgr nach Eigenverbrauchsmenge mdisteitsetwa 30 des P\Gtromes
selbst genutzt werden kénnen, erzielt der Speicher nur Zusatzerl6se2@d®% x 11,00

.F
.F

Cent/kWh =2,2-4,4 Cent/kWh. Insgesamt ergibt sich so ein Deckungsbeitrag von 1.000 h/a x

2,5 kW x (0,022 bzw. 0,044Furo/kWh =55 bis 110Euro pro Jahr, was bei derzeitigen Spei-
cherkosten von ca. 1000 Euro/kWhnicht darstellbar ist. Selbst bei externen Bezugskosten

von 30 Cat/kWhinst und gleichzeitig fallenden Speicherkosten auf ca. 500 Euro/kWh ist eine

80

C 2CH
MM Z



3 Marktteilnehmer

Speicherung unter der aktuellen Vergutungsstruktur nicht wirtschaftlich.

Zusatzlich kommt es durch solch ein System zu einer volkswirtschaftlichen Umverteilung, da
die Stomgestehungskosten nur etwa 20 Prozent des Stromprefs&sGent/kWh) darstellen

und die Ubrigen Kosten Steuereinnahmen und Kosten der Infrastruktur darstellen, die dann
von den verbleibenden Marktteilnehmern getragen werden muissen.

3.2 Speicherbetreiber

MarktwirtschaftlicheSpeicher generieren Erldse aus der zéidit Arbitrage von Strompreisen.
Ausgehend von einem Referenzlastgang wird in bestimmten Zeitintervallen die Stromaufnah-
me erhéht und die gespeicherte Strommenge in einem spateren Zeitinteviedler abgege-

ben. Hierbei kann zwischen zwei Fallen unterschieden werden:

1. Physische Speicher Diese Speicher werden explizit fur die Stromspeicherung installiert. In
ihnen wird Strom in eine besser speicherbare Energieform umge-
wandelt, so gespeichertind zu einem spateren Zeitpunkt zurtickge-
wandelt Hierbei wird kein Referenzlastgang bendtigt, bzw. ist dieser
Null. Typische Anwendungsfélle im grol3technischen Bereich sind
Pumpspeicherkraftwerke, Druckluftspeicher, Wasserstoffelektrolyse
mit Speicher und Binnstoffzellen oder aucAkkumuatoren.

2. Funktionale SpeicherHierbei werden, ausgehend von einem Referenzlastgang, systemim-
manente Speichermdglichkeiteauf der Seite des Verbrauchegge-
nutzt um so eine zeitliche Verschiebung von Stromverbrauchen zu er-
reichen.Hierbei wird kein Strom zuriickgespeist, d.h. nach Umwand-
lung in eine andere Energieform zurickgewandBypische Beispiele
sind die zeitliche Verschiebung von Heider Kiihlprozessen und das
Nutzen von verbraucherseitigen thermischen Speichedercauch
die zeitliche Optimierung energieintensiver Prozesse wie der
Schmelzflusselektrolyse

Aus Systemsicht sind beide Speichertypen nicht zu unterscheiden. Da die funktionalen Spei-
cher jedoch immer einen positiveAusgangsistgang bendétigen, sind sieeschrankter und
weniger flexibel als physische Speichéudemunterliegen sie technischen und wirtschaftli-
chen Restriktionen des Verbrauchers, da Industrieprozesse nicht ohne weiteres beliebig aufge-
schoben werden kénnen oder die Speichererltgefigkeine ausreichenden wirtschaftlichen
Vorteile gegentber der konventionellen Prozessplanung bieten. Fir die funktionale Speiche-
rung spricht hingegen, dass hier nur geringe Anlageninvestitionen nétig sind und nur in Kom-
munikationsstrukturen investiert werden msisdie nach Forschungsphase und Markteinfiih-
rung moglicherweise gunstig skalierbar sind.
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Da die Speichererlése nur aus Preisdifferenzen generiert werden, ist das eigentliche Preisni-
veau fur den Speicherbetreiber irrelevahh Markten ohne zentrale Systemipeiber ist die
Vermarktung von (Pump Speicherkraftwerken sehr kompliziert. Speicherkraftwerke haben
keine realen Kosterhei der Verstromung entstehen jedoch Opportunitatskosten, da der Spei-
cherbetreiber immer die Option hatlasSpeichewasserauch zueinem spateren Zeitpunkt zu
verstromen und moglicherweise hdhere Profite zu erzielen. Der Speicherbetreiber muss daher
zur Gewinnmaximierung fur den Planungshorizont Preisprognosen erstellen und die verfiigha-
re Wassermenge auf die teuersten Stunden verteiltu diesem geschéatzten Marktpreis bietet

er dann in jeder Stunde di&raftwerkskistung an.Fiur Pumpspeicherkraftwerke existieren
analoge OpportunitatskosterLangfristig sind diese die Einkaufskosten geteilt durch den Spei-
cherwirkungsgrad. Wenn unterelien Kosten verkauft wird, wird ein negativer Deckungsbei-
trag realisiert. Es kann jedoch fir einen Speicherbetireiler in Besitz einer guten Preisprog-
nose ist, dennoch sinnvoll sein, Strom zu geringeren Preisen zu verkdatezile2 verdeut-

f AOKG RASa®d 9AY {LISAOKSNDBSGNBAOSNI KIG AY SNBGS
von 10 MWh eingekauft, was in diesem einfachen Fall der maximalen Speichermenge ent-
spricht. Der Speicherwirkungsgrad sei bei 80 Prozent. Unter der obengenannten Pramisse wére

damit der Gebotspreis zur Ausspeisung_,, . <. In diesem FalWirde Fahrplan A realisiert
80%  MWh

und der Gesamtgewinn lage bei 375 Euro. Der Gewinn kdningeegennoch gesteigert wer-

den, wenn der Speicher in der zweiten Periode trotz des Verlustgeschaftes geleert wirde. Zwar
wuirde dadurch ein Verlust vor225 Euro aus dem ersten Speicherzyklus entstehen, doch
konnte der sehr glnstige Einkaufspreis in detteini Zeitperiode genutzt werden um insge-
samteinen héherernGewinn zu ermaoglichen.

> I'80% Fahrplan A Fahrplan B
Zeitpunktt NB A & «Speicher fjdvh]Y 2 & (i Sy k OWNdZY it SA SpbidBer ((BMVB]Y 2 & (0 Sy k 9WNdZY kit SA
1 50 10 -625 -625 10 -625 -625
2 40 0 -10 400 -225
3 10 0 10 -125 -350
4 100 -10 1,000 375 -10 1,000 650

Tabelle2 Speichererlose bei unterschiedlichen Fahrpléhen

Dies zeigt, dass die Preisgebote von Speicherbetreibern keinen fundameiadtendaten
unterliegen, sondern sich die Gebote aus der gewinnmaximierenden Bietstrategie und Oppor-
tunitatskosten ergeberEin weiteres Beispiel ist der Start der neug®-Handelsperiode. Ende
2007 lag deCQ-Preis nahe Null, fur die folgende Handelspde wurde er jedoch bereits bei

20 Euro/t gehandeltAbbildung31). Dadurch war bekannt, dass sich der Strompreis im Schnitt
um ca. 12 Euro/MWH verteuern wirde. Aufrund der Lagerfahigkeiton Wasser in Speicher-
kraftwerkenwar es rational, bereits Ende 2007 die Gebotspreise um diesen Wert zu erhéhen.

64 Dje Speicherverluste wurden hierbei der besseren Ubersicht halber vollstéandig der Einspeicherung zugeordnet.
&5 Mittlerer Emissionsfaktor der preishildenden KohlmdD I & { NI Fi s SN S t AS3id o6SA OF® niciika2K E H.
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Welche Rolle Pumpspeicherkraftwerke bei der Preisfindung im Européaischen Markt spielen, ist
aufgrund der komplexen Getsstrategie schwer zu quantifizieren. Seit November 2009 verof-
fentlicht die EEX jedoch die realen Kraftwerkseinsatze aufgeschliisselt nach Technologien. Bei
einer Korrelationsanalyse dieser Datgtellt sich heraus, dass Steinkohl&asund Pumpspei-
cherkraftwerke die héchste Korrelation mit dem Strompreis besitzen. In einem Regressions-
modell zeigt sich ebenfalls die Bedeutung dieser drei Kraftwerkstypen fiir den Spotpreis. In
Tabelle3 sind die Ergebnisse des Modells zusammengefasst. Kerngedanke ist hierbei, dass
Kraftwerke die durch limitierte Gebote aktiv an der Preisbildung teilnehmeime hohere
Sensitivitdt gegenltber dem Spotpreis haben, als Kraftwerke im unt®ezeich deMerit Or-

der. Die Modellergebnisse bestédtigen die Vermutung. Fir Windenerdiernenergie und
Steinkohlekraftwerke kann die Nullhypothese, dass diese Kraftwerke Uberhaupt keinen Ein-
fluss auf den Spotpreis haben, nicht verworfen werd8palteadProbd). Die Eingangsdaten
wurden auf den Mittelwert normiert, so dass die Regressionskoeffzienten als Beitrag der je-
weiligen Kraftwerkstechnologie zum Spotpreis angesehen werden komech dieser Inter-
pretation tragen Pumpspeicherkraftwerke i limitierte Gebote aktiv zuPreisbildung am
Spotmarkt bei. Dadurch kénnen am Markt Preise gebildet werden, die nicht alleine durch Fun-
damentaldaten thermischer Kraftwerke erklart werden kénnen.

Jan-Apr 2010 (n=2563)

Variable Koeffizient  Std. Error t-Statistik Prob. [ Rangkorrelation
Wlndl -0'8377 0'4859 -1'724 ...............................................
Kernkraft! 6.4736 3.3979 1,905 2 O O S
Braunkohle? 7.8149 3.4819 2.2444 L

Steinkohle? 18.7955 1.1650 16.1339 0.0000 0.8094
Gaskraftwerke? 4.9074 0.6339 7.7412 0.0000| 0.7682
Pumpspeichert 3.8047 0.1521 25.0179 0.0000 0.6941
AR(1)-Term 0.7569 0.0133 57.1183 0.0000

Summe 41.7153€ K a 24k——

R2 0.8879 Mittlerer Strompreis L» 40.8414c k a2 K

AngepasstesR? 0.8876 _Stdabw. Strompreis  12.5084c k a2 K
S.E. of regression 4.1932 Akaike info criterion 5.7075
Sum squared resid 44941.8072 Schwarz criterion 5.7235
Log likelihood -7307.1990 Hannan-Quinn criter. 5.7133
Durbin-Watson Stat. 1.741982384
Residuen Mittelwert 0.005657€ k a2 K
Stdabw. 4188276 Kk a2 K
Jarque-Bera 830.000Prob. 0.0000

1) Alle Kraftwerksleistungen wurden auf den Mittelwert im Betrachtungszeitraum normiert
Tabelle3 Regressionsmodell zAbleitung des Spotmarktpreises aus den Kraftwerkseinsat-
zen
Wie genau die PS\Wetreiber ihre Preisgebote bestimmen, hédngt von der Strategie und den
vorgeschalteten Modellen des Marktteilnehmers dba Pumpspeicherkraftwerkauch sehr
flexibel einsetzbarind, bestehtalternativ die Option am Regelenergiemarkt teilzunehmen
und hiertiber Kapazitaten zu vermarkteda der Spotmarkt in Deutschland dem Regelener-

83



3 Marktteilnehmer

giemarkt nachgeschaltet idvasierendie Gebote auf Erfahrungswerten des Regelenergiemark-
tes[Swider 2006]

In Systemen mit zentralem Systembetreiber missen die Speicherbetreiber keine eigenen Ge-
botsstrategien entwickeln. Sie Ubermitteln die Kenndaten des Kraftwerks an den Systembe-
treiber. Dieser integriert den Speicher dann in die Systemoptimierung, so dass durch den Ein-
satz des Speichers ein maximaler Wohlfahrtsgewinn realisiert werden kann. Gleichzeit wird
hierdurch die maximale Rendite fiir den Speicherbetreiber erreicht, da automatischiins-
tigsten und teuersten Stunden durch die Optimierung zusammengefihrt werden.

In Europa kénnte diese Optimierung Giber neue Borsenprodukte abgebildet werden, bei denen
bspw. ein Blockprodukt fur detagesgleicherKauf und Verkauf einer festgelegt&rommen-

ge zu bestmdglichen Konditionesmgeboten wird Dies wirde jedoch eine zeitliche Kopplung
aller 24 Stunden im Preisfindungsalgorithmus der Strombdrse bedeuten, was moglicherweise
kurzfristig Probleme bei der Implementierungerursacht[Tersteegen et al. 2009]Derzeit
muissen Speicherbetreiber daher weiterhin ihre Gebote auf Basis von Spotpreisprognosen ab-
geben.Auf die Auswirkungen dieses Mechanismus wird im Rahmen der Modbit® genau-

er eingegangen.

In Abbildung50 sind die Erlése eines Speichers bei Vermarktung am Spotmarkt der EEX darge-
stellt. Zur besseren Vergleichbarkeit wurden &llerte auf die Volllaststundenz&hbezogen:

1 MaximalerSpreadEine Stunde) Max,, - Ming,,

1 Mittlerer SpreadAlle Stunden) Dieser wurde aus der Standardabweichung al
ler taglichen Preise unter Annahme einer Nor
malveteilung berechnetDer Erwartungswert
der Differenz zweier normalverteilter Zufallsva
riablenkann durch die Halbnormalverteilung
beschrieben werden undrgibt scham Bei
spiel der Werte vor2009 zu

2 .3 = €
- QL/ 0,70813013 44 66>—
\/; u&%uuuﬁﬂﬂg 4 MWh

Standardabweichung
Halb- Normal der Differenz von zwei
Verteilung  normalverteilten Zahlen

1 Optimierter Spread Hierbei wurde der Einsatz eines Kraftwerks
vom Typ Goldisthal bei vollstandiger Kenntnis
der Marktpreise Uiber ein Jahr optimiert. Die
Jahreserl6se wurden durch eine angenommen

66 Hierbei wurde nur das Ausspeichern zu den Volllaststunden addiert, alternativ miissen alle Werte durch zwei geteilt werden.
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Zahl der Volllststunden (365 Tage x 8 Stun
den)geteilt®”.

Den Erlosen stehen die Kapitalkosten der Speicher gegeniber, die ebenfalls auf die Volllast-
stunden bezogen wurden.

{ LISA OKS N 2 &0 ,
Volllaststundel®Wirkungsgra

Bei den Modelldaten ergibt sich der minimal néti§ereadeines typischenPumpspeicher-
kraftwerksmit einem Zyklus pro Tam

e € - e € 4]
50.0005 - . & @ooo €5 . ©
EMw G Mgvh O _ H & €
ed he . "“EMwh
3655 %,,
8a dé .

Bei gunstigeren Kraftwerken wie dem Kraftwerk Goldisgigibt sich ein niedrigereBpread

80
70
Mittlerer EEX 60
Spread pro Tag
[e/MWh] 50 e N
40 +— —
30 +— —
EineStunde | T T TS T T ST T TS ST T T 5T
8 Stunden optimiert 20 1 [ N § | [ | - N
mmmm Alle Stunden 10 + =
= = Kapitalkosten Goldisthe I r r I 1
o DL I B R B B R I I R R —

Kapitalkosten "Grine Wiese -y, 2002 2004 2006 2008 2010

Abbildung50 Erlése von Speicherbetreibern bei optimaler Vermarktun@ay-Ahead
Markt der EEX

Die Ergebnisse zeigen, dass es insbesondere in den ersten Jahren der Stromborse flr neue
Speicherkraftwerke schwierig war, positive Deckungsbeitrdge zu erwirtschaftensuther zeit
zumindest fur teure Speicher noch Finanzierungsengpasse bei der reinen Vermarktung am
Spotmarkt geben kanrBei der Bewertung von Speichern muss man jedoch beriicksichtigen,
dass Speicher sehr flexibel einsetzbar sind und so auf sich anderndeaBktpreise reagieren
koénnen. Diese Flexibilitat des Betreibei llie Eigenschaft einer Optioer Speicher stellt

daher eineRealoptiondar. Die Bewertung einer Investition mit Hilfe der Optionstheorie be-

67 Die optimalen Erlose des Speichers korrelieren zu 98% mit dem mitrdttieren Spread aller Stunden.
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schreibt im Kern den Ubergang von einer deteristischen hin zu einer stochastischen Be-
trachtung des Projektverlaufs. Bei einer deterministischen Betrachtung wird der Wert des
Speichers bei einem erwarteten Verlauf der Spotmarktpreise bestimmt. Bei der stochastischen
Betrachtung hingegen werden z.B.tnhiilfe einer MonteCarlo Simulation viele mdgliche
Preispfade ermittelt und der Speichereinsatz gegen jeden dieser Preispfade optimiert. Als Er-
gebnis erhalt man eine Verteilungsfunktion der Erlose. Bei einem positiven Optionswert tber-
steigt der Erwartungsert der Erlose den Werder deterministischen Betrachtung. Die Diffe-
renz beschreibt den zusatzlichen Wert der Speicherflexibilitét.

Neben der Flexibilitat im Einsatz dbayAheadMarkt konnen Speicher auch dazu eingesetzt
werden, Geschife am Terminmark@bzusichern und gegebenenfalls offene Positionen glatt-
zustellen.DasUnderlyingdieser Realgtion bildet der Spreadzwischen Schwaehund Spit-
zenlastzeitePf. Der Spreadkann hierbei durch den Kauf eines Grundlastd Verkauf eines
Spienlastproduktes abgebildet werden. Die Bander missiembei aberso dimensioniert
werden, dass der Speicher zur Erflllung der Bandlieferung tber 12 Stundemeiausspei-
chern kann, oder es missen weitere Kraftwerke im Portfolio eingebunden sein. dzieew
endmengen kdnnen am Spotmarkt verauf3ert werden.

Mit dieser physischen Option als Sicherungsinstrument konnen VerédnderungeBpdeads
zwischen Baseund Peakprodukten ausgenutzt werden. Durch das mehrfache Offnen und
Schlie3en einer Position kénnelie Deckungsbeitrage erhéht werddAbbildung51). Dies
erhdht den Barwert der Investition in der Realoptionsbetrachtung.

4 —  Peal{e/MWh]
€ Offpeak[e/MWh]
MWh t Position 6ffnen
¥ Position schlieRen
1{1
7 3
DB
77777777777 Gesamt
- } DB1 DB2
DB3
i ' R
Terminmarkt DayAhead Zeit

Markt

Abbildung51 Nutzung von Terminmarktschwankungen als zuséatzliche Speichererltse.

68 Das durchschnittliche Verhéltnis von Gruzd Spitzenlast ist: 5 Tage x 12h zu 7 Tagen x 24 Stunden = 60/168. Daher ist der

OffpeakPreis -4 80 p 2 a;e o9
p offpeak ?base 168 peak 278 168
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Die zusatzlichen Erlése sind stark von der Entwicklung der Terminmarktpreise abhangig, im
ungunstigen Fall kdnnen au@@pportunitéats)Verluste auftretenGrundsatzlich kdnnen solche
Voldilitaten zwischen zwei Produkten auch durch rein finanzielle Kontrakte ausgenutzt wer-
den. DerMehrwert des physischeAssetdiegt darin, offene Positionen niclaim Terminmarkt
schlieBen zu miissen, sondern diese adgrch Lieferungglattstellen zu konnenEinen Uber-

blick tiber weitere Optionalitaten im Energiebereich liefert @ee 2008]

120

100

Maximal
mogliche 80 T
Erlése durch
Spreadhandel g . i
am Terminmarkt
der EEX
[Euro/Mwh] 40 A TR [ X | 11 1]

20 o

0 1 T T 1 T T 1
2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010
EEX Monatsfutures

Abbildung52 Theoretisch maximal mogliche Erlése durch Vermarktung von Speichern im
Terminmarkt

3.3 Verbraucher

In derWelt der Gebietsmonopolsinddie stochastischen Lasten der Stramyraucherexogen
vorgegeben(siehe KapiteR.1.1) und misserdurch den flexiblen Kraftwerkseinsatin jedem

Fall gedeckt werde, unabhangig davon, welchen Marktpreis der notwendige Kraftwerksein-
satz verusacht Der Marktist so auf die Erzeugerseite beschrankt.

Markte kénnen siclabernur dann erfolgreich entwickeln, wenn mdglichst viele Parteien aktiv
am Handel teilnehmen. Eireffiziente Preisfindung bendétigt limitierte Gebote, mit denen die
Marktteilnehmer ihre Zahlungsbereitschazeigerund so die Preissensitivitat des Angebotes
und der Nachfrage erhéhen. Hierzu misgedoch auch die Verbrauchém den Markt inte-

griert werden. Aufgrund der asymmetrischen Aufteilung des Strommarktes mit wenigen Er-
zeugern und einer deutlich héheren Zahl von Verbraucli€abelle4) sind die Transaktions-
kosten hierbei jedoch deutlich héheln einigen Markten wid?JMwird dahervollstandig auf

die Integration von Haushaltskunden verzichtet (reiner GroZhanddtskt). Die Stromnach-

frage der Endkunden in solchen Markten ist daher zunachskoralineninelastsch, da sie

keine Anreize besitzen, auf variable Strompreise zu reagieren. Es liegt jedoch in der Hand der
lokalen Versorger, dennoch zeitvariable Tarife anzubieten und die Kunden so lber den Versor-
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ger als Zwischenhandférin den Markt einzubinden. Eine Mbichkeit, den lokalen Versorger
zu wechseln, besteht jedoch nicht.

In Europawurden hingegenauch Haushaltskunden in den Wettbeweringebunderund kén-
nen aus einer Vielzahl von Versorgern auswaliéetail2 S (i (i 6 ¢ SidlIvéchsdibereit-
schaft im Haushaltskundenbereich ist meist nur begrenzt ausgegBigidesnetzagentur
2009]

Anzahl Durchschnittliche Anteil am
Jahreserzeugung/- Gesamtverbrauch

GroRkraftwerke (>300 MW) 100 3.000.000 MWh/a 50,0%
Mittlere Kraftwerke, Industrielle KWK, EBS 600 420.000 MWh/a 35,0%
Biomasseanlagen 6500 3.500 MWh/a 3,8%

Grof3e Industriekunden 17.000 14.000 MWh/a 50,0%
Windkraftanlagen 20.000 2.000 MWh/a 6,7%

Kleine Industriekunden 200.000 365 MWh/a 12,0%
Photovoltaikanlagen 300.000 15 MWh/a 1,0%

Kleinere Industrie- und Gewerbekunden  3.000.000 18 MWh/a 10,0%
Haushaltskunden 45.000.000 3 MWh/a 28,0%

Tabelle4 Struktur des deutschen Strommarktes

Der Wettbewerb im Haushaltskundenbereich beschrankt sich denpeih hauptsachlich auf

die Auswabhl fester Leistungsnd Arbeitspreisainterschiedlicher AnbieteiZeitvariable Tarife

gibt es nur in sehr begrenztem Umfang zu meist hoheren KokteDeutschland sind jedoch
Smart Meer ab 2010 fur Neubauten PfliciEnwg 2005und es mussefiir alle Kunderzeitva-

riable Tarife angeboten werdefpena 2009] Auf die Auswirkungen dies&amart Metering

wird im néchsten Abschnitt eingegangen. Der zweite groRe Beré@heine flexible Markt-
teilnahme von Endkunden erméglichen soll, ist die flachenmaRige Einflhrung der Elektromobi-
litat. Dieswird im zweiten Abschnitbehandelt

3.3.1 SmartMetering

Die Einfihrung zeitgenauer Zahler Endkundenbereicktellt eine gewaltige Herausforderung

an die Kommunikationsinfrastruktur dar, da im Extremfall Daten von mehreren Millionen neu-
er Zahlpunkte verwaltet werden mussen. BeiMiéissung bedeutet dies eine Datenmenge von
365 Tage/Jahr x 24 Stunden/Tag x 4 Yum@ = 35.040 Werte pro Jahr und Z&ahlpunkt. Bei 45
Mio. Haushalterergibt dies eine minimale Datenmenge von 12,6 Terabyte proJalne den

zu erwartenden Overhead einer strukturierten Datenhaltung. Auch wenn dies im heutigen
Zeitalter keine unrealistisehZahlmehr darstellt, so ist der #Aufwand doch sehr hoclDas
Zusammenspiel voBmart Meteringund Endkundenwettbewerb wird in Kapitél3 diskutiert

Die erhoften Vorteile vonSmart Meteringsind im Einzelnen:

69 Proxy Demand Respon@DR) im Gebiet des kalifornischen Netzbetreibers
70[Bundesnetzagentur 2009]
7145 Mio. Haushalte X 35 Tsd. Datenpunkte X (4 Bytes Zeitstempel + 4 Bytes Lastwert) = 12,6 Terabyte
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1. Hohere Verbrauchstransparenz und das Erkennen unndtigerauf oder Standby
Verluste

2. Individuelles Ausnutzen funktionaler Speicherpotenziale durch Lastverlagerung von
Hoch zu Niedrigpreiszeiten

3. Absenkung der maximalen vertikalen Netzlast Spitzenlastzeiten

Insbesondere der letzte Punkaiinvon grofRer Bedeutung sein. Durch den Ausbau regenerati-
ver Stromerzeugung wird die Jahresdauerlinie der vertikalen Netzlast steiler, d.h. es gibt immer
weniger Studen mitsehrhoher Residuallast, fir die dann dennoch BaeKugftwerke bereit-
gehalten werden missen. In diesen Stunden wird dann der anlegbare Preis fur eine Reduktion
der Nachfrage nichbur durch den eingesparten Brennstoff bestimmt, sondern durch die v
miedenen Kosten der Leistungsvorhaltung, also auch der Investitionskosten fur Gaskraftwerke.
Bei der Verteilung der hieraus entstehenden Wohlfahrtsgewinne muss jedoch untersucht wer-
den, ob der Verbraucher den Strombedarf aktiv reduziert hat, oder obieceiksprechenden
Gerate auch ohne Anreize ohnehin abgeschaltet hétte. Dies kanilbeudie vorherigeDefi-

nition eines Referenzlastgangeschehendessen Bestimmung sehr schwierig ist aktuellen
Entwurf des kalifornischen Netzbetreibers ist dies ibs#z potenzieller Marktmanipulation
auch klar formulierfCaiso 2009a, S. 13; Caiso 20G9b]

Demand reduction can only ever be estimated, never measured.

Bei unidirektionalen Z&ahlern kann nur dettuelle Verbrauch an den lokalen Zahlstellenbetrei-
ber und von dort an den Versorger Ubermittelt werden. Eine Lastverschiebung kann dann nur
auf Basis verdffentlichter Preisprognosen geschehen, weshalb hierbei alle Marktteilnehmer
gleich agieren wirden,iee Problematik, die in Kapitélgenauer beschrieben wird.

Abhilfe schaffenhier ein bidirektionaler Zahte wie sieauch bereits bei dezentralen KWK
Anlagen eigesetzt verden’. Hierbei Ubermittelt der Bilanzkreisverantwortliche Steuersignale
an den Verbraucher und kann so Lasten individuell ansteuern. Hierdurch wird die Flexibilitat in
der Steuerung, aber auch der Kommunikationsaufwand deutlich erhoht.

Ob sich dech den Einsatz intelligenter Zahler die erhoff@B8% Energieeinsparung realisieren
lassen, ist nicht sichekaufende Projekte am Fachgebiet zum Einsatz funktionaler Energiespei-
cherung bei grof3en Industrieverbrauchern lassen noch deutliche Schwieeigkedi der grol3-
flachigen Umsetzung solcher Konzepte erkennen. Insbesondere wenn eine Lastverlagerung mit
Komforteinbuf3en einhergehtwird eine Umsetzung schwieritfaufig ist der Aufwand aber

auch wirtschaftlich nicht vertretbar, da die Kosten der Umstinlkerung von Prozessen oft

72 Ahnliche Probleme gibt es auch bei Projekten@@-Reduktion. Auch hier muss zunichst eine so genaBagelinealso ein
Referenzverbrauckrmittelt werden, von dem aus dan@Q reduziert werden kann.

73Z.B. im KWK Modell der Firma Lichtblick in Kooperation mit Volkswagen.
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nicht durch gunstigeren Strombezug kompensiert werden kdnnen.

Bei den Konzepten zu intelligenten Zahlern sind noch viele Fragen offen. Ein besonders wichti-
ger Punkt ist die Frage des Datenschutzes, da die Kenntnis des Verlaufs der Stromnachfrage
viele private Details des personlichen Tagesablaufs offenBad.Grinden des Datenschutzes

und der Datenhaltung kdnnte es daher sinnvoll sein, dass das Systemukimsért wird und

der private Teil der Daten dezentral beim Verteilndizw. Messstellenbetreiber verbleibt.

3.3.2 Elektromobilitat

Das zweite grofRe Thema zur Flexibilisierung der Endkundennachfrage ist die flachendeckende
Einfihrung der Elektromobilititn 5 S dzii &8 OKt I YR ¢ dzZNRS YA G RSNJ abl (A2
Y20Af AGNGG RSNJ . dzyRSANBIASNHzy3 AY aliA wnmn RIA
Elektrofahrzeuge in Deutschland fahren sollEiektromobilitat bietet insbesondere bei Kurz-

strecken im stadschen Raum gut€Q-Einsparpotenziale gegeniber Verbrennungsmotoren

[Erdmann 2009]

Hauptfokusbei der Verbesserung von Elektromobilen liegt in der Entwickleistungsfahiger
Batterien, da diese derzeit sowohl technisch als auch wirtschaftlich erhebliche Defizite aufwei-
sen undde fecto noch nichtmarktféhig sind. Auch wenn Elektrofahrzeuge prinzipiell als Strom-
speicher eingesetzt werden kdnnen, ist dies nicht deren priméres Ziel. Studien auf Basis aktuel-
ler Strompreise lassen keine Deckungsbeitrdge aus der Speichervermarktung erwarten, die die
Mobilitatskosten deutlich reduzieren konntgKriiger 2008 Daher muss zunachst ein markt-
fahiges Produkt entwickelt werden, bevor eine zatidghe Nutzung als Speichaewertet wer-

den kann. Diese hangt auch von den Nutzungskonzepten ab, eine Mobilitat auf Basis von
Wechselbatterien hétte andere Voraussetzungen als Konzepte mit fest eingebauter Batterie.
Eine Rickspeisung ist zunachst jedocbhanicht zwingend notwendig. Durch einen mobili-
tatsbedingten Anstieg der Stromnachfrage in Schwachlastzeiten kbénnten Zeitpunkte negativer
Residuallast bereits wirksam reduziert und die Integration ErneuerbBresrgien verbessert
werden.

Auch wenn durch i@ Entwicklung der Lithiudonen Batterie der Stand der Technik deutlich
weiter ist als noch vor 20 Jahresp ist das derzeitig hohe Interesse an Elektromobilitdt noch
mit Vorsicht zu betrachten. Bereits Anfang der 90er Jahre wurde auf der Insel Rigam@in
versuch mit Elektroautos durchgefiihrt, der jedoch scheiterte und den Paradigmenwechsel der
Herstellerhin zur Brennstoffzelle begriindet&piegel 1996]0b der aktuelle Versuch der fla-
chendeckenden Markteinfiihrung funktioniert, ist noch nicht absehbar.
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4  Modellanalyse

In den vorangkenden Kapiteln wrden unterschiedliche Konzepte der Ausgestaltung eines
wettbewerblich organisierten Strommarktes sowie die Strategien und Interessen der einzelnen
Marktteilnehmer dargestelltEbensowird die beiden groRen Mal&hmen zur Reduktiomon

Klimagasen der CQ-Handel und die Forderung Erneuerbarer Energibaschrieben. Bereits

heute deutet sich an, dass insbesondere die Forderung Erneuerbarer Energien und der liberali-

sierte Strommarkt nichibhne weiteresharmonieren Negative Strompreise vonmehreren

hundert Euro pro MWh wie sie in vielen Marktefl auftreten, sind nur eies derAnzeichen

YFEYy3St yRSNI Y2YLI GAOATfAGNGD LYy RASaASY cCltf adsSkK
zuder Regelung der privilegierten Stromabnahme Erneuerbarer Energjiarnativmissenn

diesem Fall Speicher eingesetzt werden um die Uberschussmengen zu speichern.

Der Auslau Erneuerbarer Energien und desgamswirkungen shen daher im Mittelpunkt der
nachfolgenden Modellanalysen. Hierbeexden in mehreren Modellrechnungeéiolgende Fra-
gestellungen untersucht

1. Wie andert sich die zerwartendeResiduallast durch den Zubau Erneuerbarer Ener-
gien?

2. Inwiefern kdnnen Speicher zum Ausgleigh fluktuierenden Enspeisung wirtschaft-
lich eingesetzt werden?

3. Wie veréndert sich die Wirtschaftlichkeit konventioneller Kraftwerke beim Ausbau Er-
neuerbarer Energien im Europaischen Marktdesign?

Im Folgendemverden die entwickelteiModelle sowie deen Eingangsdatebeschrielen.

4.1 Modellbeschreibung

Die Simulation und Optimierung von Strommarktait einer Vielzahl unterschiedlicher Kraft-
werke stellt ein mathematisch hochkomplexes Problem dar, da es eine Vielzahllinietuter
Nebenbedingungen enthaltiie kleine Auswahller Nebenbedingungerist in folgender Liste
dargestellt

Kraftwerke
- Binare An/AusEntscheidungen fur Kraftwerke
- MindestbetriebszeitenMindestStillstandzeiten
- Leistungsabhangige Wirkungsgrade von Kraftwerken
- Stillstandabhangige Anfahrkosten, Auskihlkonstanten
- Unsicherheiten und Risikopramien

74EEX 04.10.2009 02:06h n n € Kk 2CAIBRO Realtime 22.04.2009 00:48995,58)SOMWh, PIJM Realtime 07.06.2009 04:00h
-46,70USDMWh, ERCOT West981,81USDMWh (ca. 14% aller Ausgleichsenergiepreise negativ)
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Netze
- Netzrestriktionen
- YANDKK2FFQaOKS D
- Netzverluste
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Speicher
- Abh&ngigkeiten bei mehreren Speicherkraftwerken entlang eines
Flusslaufes
- Staustufenabhéngige Wirkungsgrade

Diese Nichiinearitaten fuhren dazu, dastie Grenzkosterkeinen monoton steigendeier-

lauf mehr anrehmen, beispielsweise wenn hohe Anfahrkosten oder Mindestleistungen den
Einsatz eines kostengtinstigen Kraftwerks erst ab einer gewissen Leistungsgrenze ermdglichen,
ab der die Grenzkosten dann wiadgnken[Gribik et al. 2007]In diesen Féallen versagen auch
Optimierungsverfahren, die das Gesamtproblem in Subprobleme zerlegen und Uber Preise
(Lagrangd-aktoren) koordinieren.

Eine geschlossen analytische Lésung des OptimierungspretidemBericksichtigung dieser
Nebenbedingungen ist nicht méglich. Daher missen Vereinfachungen getroffen oder heuristi-
sche Verfahren verwendet werddgihlers 2005; Sensfuss 2008; Steck & Mauch 2@08}h
aufgrund erheblicher Fortschritte im Bereich der analytischen Losungsverfahren werden der-
zet zumeistvereinfachte Modellggeschlosseoptimiert. Ene gute Beschreibung des Ansatzes
der geschlossenen Optimierung, wie er auch in den Markten mit zentralen Systembetreibern
verwendet wird, gib{Caiso 2009cWahrend diese geschlossene Optimierung bei kurzfristiger
Optimierung (< 7 Tage) bereits sehr niedrige Rechenzeiten aufiveigiitigenJahressimulati-
onen jedoch noch recHange Fir die vorliegende Arbeitivd daherzunachst ein heuristischer
Ansatz verfolgtum mdoglichst viele Nebenbedingungen im Bereich des Kraftwerkseinsatzes zu
bertcksichtigenDa heuristische Modelle nitlauf lineare Zusammenhénge beschrankt sind,
kénnen hiermit auch nicHineare Abklhlkonstanten oder ganzzahlige Mindestbetriebszeiten
eingebunden werderDieses Modell zeigt gute Resultate bei der Beriicksichtigung von Anfahr-
kosten und Leistungsgradientamd ermoglicht die Bewertung von Lastgradienten bei der
Kombination thermischer Kraftwerke und fluktuierender Windstromeinspeisung. Fir vorgege-
bene Kraftwerksparks gibt dieser Ansatz eineealistischeSimulation des Kraftwerkseinsat-

zes was durch ERog Analysen mit realen Kraftwerksdaten uberpriifbar. Besonders vor-
teilhaft an heuristischen Ansatzen ist die realitdtsnahe Abbildung von Entscheidungsprozessen
in denen deKraftwerkseinsatmeist auch kurzfristig optimieserden mussdadie fir lange-

re Optimierungszeitraume erforderlichen Informationen wie beispielsw#ifrdeinspeisun-

gen Heizgradtage, Kuhlgradtadgslarstrahlungnicht belastbar zur Verfligung stehen

Fur optimalelnvestitionsentscheidungen, etwa hinsichtlich d&uslegung und Dimesionie-
rung von Kraftwerksoder Speicherkapazitdtemuss jedoch iiber lAngere Zeitraume optimiert

92



4 Modellanalyse

werden. Aul3erdem ist esur so mdglich, aggregierte Jahresmengbaispielsweise die Jah-
reshilanz derCQ-Emissionenals Randbedingungen zu bericksichtigender Realitat wird

der Kraftwerks und Speichereinsatz naturgemalf von der optimalen Losung abweichen, kos-
tenminimale Losungen mussen daher als untere Grenze interpretiert werden, zu denen noch
zusatzlictsicherheitsmargennd Unsicherheiteminzugerechnewerden missen.

4.2 Eingangsdaten

Im Folgenden sollen die Szenarioannahmen dargelegt werdas. Modell konzentriert sich

auf den deutschen Strommarkt in hoher zeitlicher Auflosung, da hierfur durch die Energie-
marktdatenbank des Fachgebiets eine groRe Mergger Daten zur Verfiigung steht. Durch

die weitere Fokussierung des Modells auf einzelne Komponenten, bspw. den sukzessiven Spei-
cherausbau, sind Auswertungen und Analysen moglich, in denen diese Einzelaspekte (Einfluss
von Speichern, Deckungsbeitrdge eimer Technologien, Auswirkungen vol€Q-
Restriktionen) explizit untersucht werden kdnnen, ohne dass diese durch eine zu hohe Zahl
exogener Annahmen verschwimmetiel der Analysest nicht eine genaue Energieprognose
Konkurrenz mitpaneuropaischen Engiemodellen. Hierfliist sowohl die Methodik als auch

die Datenlage unzureichen&o fehltdie Beriicksichtigung des internationalen Stromhandels,

der KraftWarmeKopplung der expliziten Modellierung von Biomassekraftwerketer neuer
Technologieptionen wie CCS. Vielmehr solldas Modell in seiner einfachen Form Hinweise
liefern, welche Charakteristika Speichertechnologien aufweisen missen und inwiefern diese
wirtschaftlich einsetzbar sind. Zudem soll Hiestendeckunginzelner Kraftwerkstechnologien

bei wettbewerblicher Preisbildung untersucht werden.

4.2.1 Technologieportfolio

Fur die Deckung delLast steherfossile Kraftwerke, Speicher und Kraftwerke Erneuerbare
Energien zur Verfliigung. FUr fossile Kraftwerlkelwine Kostenstruktur geméBabellel an-
genommen.Die Umrechnung auf annuitétische Kapitalkosten erfaljt Ausnahme deKern-
energiemit einer kalkulatorischen Abschreibungsdauer von 20 Jahren und einem Kalksiati
zins von 7 ProzenKapitalkosten werden aus Daten degMMarktes Gbernommen, da hier
eine gute Datenbasis vorliegt und im Kraftwerksbau weitestgehend Weltmarktpreise ange-
nommen werden kénnerfMonitoring Analytics Llc 2010Tabelle5 gibt eine Ubersicht der
Kostenstruktur. Die variablen Kosten ifabelle5 enthalten nur die Brennstoffkosten und mus-
sen noch um etwaige Kosten flr Emissionszertifikate erhéht werden.

75 Carbon Capture and Storage
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Minimale

Variable Koster Gradientkosten  Fixkosten Laufzeit CO2 Emissione
[Euro/MWh] = [Euro/MW/h] = [Euro/(MWa)] [h] [t/MWh]
Kernkraft 10 140 300.000 130 0,000
Braunkohle 15 60 250.000 24 0,900
Steinkohle 25 30 220.000 16 0,750
GuD 42 20 110.000 8 0,333
Gasturbine 71 1 70.000 0 0,570
Spitzenlastkraftwerk 500 0 10.000 0 0,500

Tabelle5 Modellkosten thermischer Kraftwerke

Fir eine Abschatzung der Anfahrkosten sind nur sehr wenige Datéilgbar Als einzige 6f-
fentliche Quelle existieren die verdffentlichen Gebote RadMMarkt. Diese sind iAbbildung
53fir die Gebote im Oktober 200®argestellt und an ihnen orientieren sich die verwendeten
Modelldaten.
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Abbildung53 Anfahrkosten im PJ¥#arkt (Oktober 2009)

Kosten Kosten Kosten Heil3start Zeit von Hei3- zL  Zeit von Hei3- zu Minimale Laufzeil

Kaltstart{Euro] =~ Warmstart[Euro] [Euro] Kaltstart [h] Warmstart [h] [h]

Kernkraft 200,000 200,000 200,000 48 12 168
Braunkohle 100,000 60,000 50,000 48 12 24
Steinkohle 60,000 40,000 30,000 48 12 16
GuD 30,000 20,000 15,000 48 8 8
Gasturbine 5,000 5,000 5,000 0 0 0
Spitzenlastkraftwerk 0 0 0 0 0 0

Tabelle6 Anfahikosten und Mindestbetriebszeiten von Kraftwerken

Fur Erneuerbare Energienit stochastischer Einspeisumgirde die KostenstruktuausTabelle
7 angenommen Fur OffshoreNindparksin Deutschlandiegen noch keine verlasslichen Kos-
tendaten vor, da bisher erst ein Offshevéindpark in Deutschland realisiert wurde (Alpha
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Ventus, Kostenlc® n n n'A). Ine Englénd existieren zwar schon mehrere Offshore
Windparks doch liegen dort auch meist giinstigere geaphischeGegebenheiten vorDa Bi-
omassekraftwerke mit Biogas oder Festbrennstoffen regelbar siretdesm sie nicht als
stochastisch eispeisendbetrachtet. Auf sie wird spéater eingegangé&itir Photovoltaikwerden
sowohl aktuelle Preise betrachtet, als auch ein Szenario mit deutlich niedrigeren Ksosten
liert. Die variablen Kosten der Anlageenden vernachlassigt.

Kosten Leistun

[Euro/(MWQ@)]
Wind onshore 110.000
Wind offshore 250.000

Fotovoltaik 300.000 (100.00

Tabelle7 Modellkosten Erneuerbarer Energien

Fir die Speichertechnologienerden zwei Technologien bericksichtiggonventionelle Pump-
speicher und ein Wasserstoffspeicher, fur den die Kosten anhand der Kosten fir Erdgasspei-
cher abgeschatatvurden [Gatzen 2009; Sedlacek 199Bje Bestimmung der Kosten flr neue
Speicherprojekte ist sehr schwierig, da aufgrund lokgkwlogischer Gegebenheiten regional
sehr differenzierte Kostenstrukturevorliegen Auch basieren aktuelle Pumpspeicherprojekte
meist auf bereits bestehenden Anlagen, weshalb die hierbei genannten Baukosten nicht denen
eineroGruneWiesaiPlanung entsprechen, dfér einenfairen Vergleich mit anderen Techno-
logien benétigt werden Die Geschéftsberichte der beteiligten Unternehmen sziglie fol-
gende Kostenstruktur fir neue Kraftwerksprojekieabelle8). Beim Pumpspeicherkraftwerk
Goldisthal liegen sehr positive geologische Gegebenheiten vor, auch wurden zdeR&R
umfangreiche Vorarbeiten durchgefuhrt und das Genehmigungsverfahren erheblich heschle
nigt. DieKostenfur neue Kraftwerke sind daher deutlich héher anzusefigtersdorfer 2007]

Leistung Speicher Stunden Gesamtkoster Gesamtkosten

Quelle [MW] [MWh] [h] [in Euro/MW]  [in Euro/MWh] Anmerkung
Fortgefuhrtes GroRRprojekt at
PSW Goldisthal 1,060 8,500 8h 584,000 72,000 DDR-Zeiten
PSW Mihlegraben 500 2,900 5,8h 900,000 155,000 Unterbecken vorhanden
PSW Sackingen Il 600 1,900 3,2h 533,000 168,000 Unterbecken vorhanden
PSW Habsberg 1,200 9,500 7,9h 666,000 84,210 Unterbecken vorhanden
PSW Atdorf 1,400 13,400 9,5h 714,000 74,626 Unterbecken vorhanden
Ober- und Unterbecken
PSW Limberg 2 480 / / 845,000 / vorhanden
Ober- und Unterbecken
PSW Reif3eck 2 430 / / 925,580 / vorhanden

Tabelle8 Baukosten aktueller Pumpspeicherprojékte

Wie bei allen anderen Technologien auch, ist die Funktion der Kosten naturgemal von der

76 Energieinformationsdienst, Freitag, 14. @809
77[Schluchseewerk 2010a; Schluchseewerk 2010b; Schorn 2009; Verbund 2010]
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Nachfrage abhangig und kann daher im Modell nur nictgar abgebildet werden oder es
musste einaterative Optimierung erfolgen, welche den Kraftwerkszubau und die daraus resul-
tierende Veranderung der einzelnen Technologien explizit berlcksichtigt. Biesirk dem
vorliegenden Modell nicht implementiert werden. Im Gegensatz zu Kraftwerkstechnojogien
bei denen bedingt durch Lerneffekte und neue Technologien Kostendegressionen erwartet
werden konnen, wird der Zubau von Pumpspeicherkraftwerken tendenziell teurer. Bereits
heute flhren regionale Birgerproteste und umfangreiche Pruiifd Planungsverfahrezu
deutlich héheren Kosten von Speicherprojekten. Fir Pumpspeicbetew dahersehr konser-
vative Werte angenommen, auchevden die Kosten fur das Speichervolumen explizit bertick-
sichtigt, da hier aufgrund von Umweltauflagen die hdchsten Kostensteigerungenwarten

sind.

Speicherwirkungsgra: Kosten Leistuny Kosten Speichervolumen

[1] [Euro/MW@] [Euro/MWh]
Pumpspeicher 0,81 50.000 7.000
Wasserstoffspeicher 0,42 150.000 500

Tabelled Modellkosten von Speichertechnologien

Wie bereits beschriebeist es nicht Anspruch des Modells, eine Prognose uber das Kraftwerk-
sportfolio der Zukunft zu erstellen, wie es|[iitsch et al. 2009pder [Fahl et al. 2009pe-
schieht. Entscheidenist vielmehr die Analyse des Einflussegewschiedlicher Vorgaben der
CQ-Reduktion unter defCeteris Paribusnnahme gleicher Startbedingungen unehdA\uswir-
kungen auf den Einsatz von Speichern und der ErléssituatonKraftwerkenbei Wettbe-
werbspreisen.

4.2.2 Lastgange

Fur die Modellrechnung gvden alle stochastischen Einfliss@f BasiistorischerZeitreihen

in dasModell ibernommenDiesem Ansatfehlt eine Sensitivitatsanalyse, esing jedoch ein
maoglichst charakteristiscmeZeitraumauggewahlt Im Folgenden sollen die einzelnen Zeitrei-
hen nahe erlautert werden.Hierfir wird der Zeitraum eines Jahresm ersten Oktober 2008

bis zum erster©ktober 2009 ausgewahler Gund hierfuristtrotz der niedrigeren Nachfrage
aufgrund der Wirtschaftskrise die Tatsache, dass es sich hierbei um einendbesavind-
schwachen Zeitraurhandelt die Voraussetzungen fiir die Deckung der Nachfrage aus Wind-
strom somit besonders schleckindund eineWorstCaseBetrachtung mogliclst.

4.2.2.1 OnshoreWind

Der Verlauf der Windgeschwindigkeit der letzten zwanzig Jahre Adibildung54 in Form der
Mittelwerte aller in der Datenbank des Fachgebiets erfassten Wetterstaties Deutschen
Wetterdienstes dargestelltDie Originaldaten liegen hierbei in stiindlicher Auflésung \ror.
der Abbildung ist bereits deutliokin saisonale Verlauf der Windeinspeisung erkennb®iese
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Daten zeigendass zumindest an Land bei starkensi#au der Windenergie entweder uber-
schiissige Mengen entstehen oder Langzeitspeicher notwendig werden, um Strommengen von
den windstarken Wintermonaten in die Sommermonate zu Ubertragen.

4.0
Savitzky-Golay
——FFT
Mittlere 359
Wind- ]
geschwindigkeit
[m/s] 3.04
2.5
20— =
o+ 7
1990 1995 2000 2005 2010

Abbildung54 Mittlere Windgeschwindigkedtller DWD Wetterstationem Deutschland

Seit 20® veroffentlichen die vier deutscheblbertragungsnetzetreiber Einspeisedaten der
Windkraftanlagen inndralb ihrer jeweiligen Regelzone. Der Grof3teil der Windanlagen ist auf
die beiden Regelzonen 50 Hefmnsmission (ehemals Vattenfall Transmission) Wiednet
(ehemalsTranspowelbzw. E.On Netz GmbH) konzentriert. Eine Analyse der Daten zeigt eben-
falls starke saisonale Schwankungen, wobei die grédten Strommengdoniat Januar einge-
speist verden. Das Orkd i A ST o Yil Bddar 2607 FuNekedHurchschnittlichen Wind-
eispeisung von 10 Gigawatt.
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Abbildung55 Stromerzeugung aus Windenerie
Fur eine genauerAnaly® werden die stuindlichen Daten mit Hilfe eines PrHiltersanalysiert
und durch die Anwendung eines Tiefpasses hochfrequente Anteitausgefiltert. Hierbei
zeigtsich erneut in allen Jahren eine ausgepragte Saisonalititildung56).

100 T T T
1 Gleitender Durchschnitt (14 Tage)
01| — FFT-Tiefpass (250 Tage)
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70-
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[%0] 50 ]
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30 ] N\ pu
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Abbildung56 Gemittelter Verlauf der Windenergieeinspeisung innerhalb der Transpower
Regelzone

78Stand: 22.11.2010
79 Fast Fourier Transformation
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Noch hohersindjedoch die kurzfristigen Swankungen der Windeinspeisung. Diese schwankt

im Zeitraum einer Stundera bis zu 2500 MW. Im AnhaBgist die Verteilung genaar aufge-

schlisselt. Beispielhaft ist der Verlauf der Einspeisung im Januar 2010 dargestellt. Eine Reihe

vont A STRNHzO1 3S0A SISy > RI NYfhit BuMingR Rethe extieindr eisd S ¢ A S 7
tungsgradienten. Am 27. Januar 2016igt die Einspeisung aus OnshefAédndanlagen inner-

halb von zweiundzwanzig Stunden von wenigen hundert MW auf Giber 18.000 Megwmaat

einem Gradienten von Uber 800 MW pro Stunde entsprigtbildung57). Der Verlauf ist

hierbei nur schwach mit der Tageszeit korreligztliglich in den Morgestunden und am Vor-

mittag liegt der langjéahrige Mittelwert bis zu 15 Prozent unter der Windeinspeisung zur Mit-

tagszeit und am frihen Nachmittag.

20
18 . .
Tief "Daisy"
16 1
Windeinspeisung 14 |
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12 Gradient
10 | ca.800MW/h
8
B Amprion 6
EnBW 4
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Abbildung57 Einspeisung aus Windkraftanlagen im Januar 2010

Das obige Diagramm igg aber auch, dass der realistische Beitrag von Windkraftanlagen zur
Kapazitatsbereitstellung sehr gering ist. Trotz gelnr hohenWindeinspeisung am 28. Januar
liegt die mittlere Windgeschwindigkeit am Vortag mit unt@6 m/s deutlich unter der Ein-
schdtgeschwindigkeit von Windanlagen. Gleichzeitig erreicht die Nachfrage die hdchsten Wer-
te des erstenHalbjahrs 2010. Im Jahr 2009dialer minimale Beitrag von Windanlagen zur
Nachfrageleckungbei knapp 0,11 Prozefft, im Mittel bei 8,3 Prozentind zu Spzenzeiten

bei Uber 40 ProzentAbbildung59). De facto muss demnach jedes Megawatt installierter
Windleistung durch alternativ verfigbare Kraftwerke abgesichert werd

8029.06.2009 10:00h
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Abbildung58 Wind- und Nachfragesituation am 27. und 28. Januar 2010

1.000
Serie WINDBEITRAG
Stunden Sample:  01/01/200900:0001/01/2010
800 1 Observationen8450
600 4 [T Mittelwert 8,386253
Median  6,451623
Maximum 42,42516 [0/0]
400 - Minimum  0,119430
Std.Abw.  6,829225
200 - Schiefe  1,377938
Kurtosis  5,025491
0
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Abbildung59 Anteil der Windeinspeisung an der Nachfragedeckung 2009

4.2.2.2 OffshoreWind

Fur OffshoreAnlagen existierfir die Modellrechnundkeine Zeitreihe von Einspeisaten, da

der erste deutsche Offsho A Y RLIF N o! f LIKI +Sy i deiBetrieBR G A Y h
nommenwurde und erst seit Mitte 2010 Einspeisedaten VEENNA im Internet veroéffentlicht

werden Von dahemwird nachfolgendauf Wetterdaten der in Nordund Ostsee installierten
Tesplattformen Finol und Find2 zuriickgegriffenDie Umrechnung der Windgeschwindigkei-

ten (100m Ho6he) in Leistungen der Windanlagen erfolgt anhand der KennlinieREP@WER

5M Windanlage.Eine Hochrechnung dieser Daten fiihrt auf das Problem, dag®itieheund
raumlicheVerteilungdes Windaufkommens nicht bekannt ist und daher lamrekter Wert fur

den Wind-Gleichzeitigkeitsfaktonoch nicht bestimmt werden kann. Dieser ahgére not-

wendig, umdie Gesamtwlatilitdt der Windeinspeisungu modellierenHinweise der inrabelle

8L http://www.fino -offshore.de/
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10 dargestellten Daten lassen vermuten, dass es hiengeh geogafischer Lage erheblieh
Unterschiede gibt

50 HERTZ AMPRION ENBW TRANSPOWER|
50 HERTZ - 0,71 0,57 0,84
AMPRION 0,71 - 0,68 0,80
ENBW 0,57 0,68 - 0,52
TRANSPOWETH 0,86 0,80 0,52 -

TabellelOKorrelation delOnshoreWindeinspeisung in unterschiedlichen Regelzonen
Es ist anzunehmen, dass lesi grof3eren Distanzen zigewissen Glattung$zw. Ausgleichsef-
fekten kommt [Czisch et al. 2001]edoch ist die genaue H6he noch nicht bekamaifgrund
des kubischen Zusammenhangs von Windgeschwindigkeit und Energiegehalt des Windes kann
keine Mittelwertbildung der Windgeschwindigkeiten erfolgen sondern die Ausgangsleistungen
mussen fur jeden Wilpark einzeln bestimmt und anschlieRend summiert werden.

Fur das Modell wwd angenommen, dass Windfelder im Zeitraum von 24 Stunden den Bereich
der Windanlagen Uberstreichen, so dass die Windeinspeisung tber diesen Zeitraum gemittelt
wird. Des Weiteren erden Anlagenausfélle und Revisionen durch einen gleichverteilten Stor-
term berucksichtigt. Insgesamt elgjisich so fur den betrachteten Zeitraum eine Volllaststun-
denzahl von 3800 Stunden pro Jahr. Die Auslastung der Offgtmdagen liegt somit deutlich

Uber der Auslastung von Onshefmlagen. Ein Vorteil der Offshefmlagen liegt darin, dass

die maximale Leistung der Anlagen bereits bei Windgeschwindigkeiten erreicht werden (ca.
12,5 m/s), die nur geringfugig Uber der durchschnittlichen Windgeschwindiig@gén (ca. 10
m/s). Dadurch kann die Anlage durBlitchtRegelung in vielen Stunden bei konstanter Maxi-
malleistung arbeiten und es treten weniger LeistungsspitzenMefie Auswertungen der ver-
offentlichten Einspeisedaten zeigen die Zeitraume konstaBitaspeisung.
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Abbildung60 Einspeiseverlauf von OffsheWéind in der Regelzone vGBNNE

Im Anhang8.3 sind die Histogramme der Windeinspeisung und der resultierenden Windleis-
tung aufgefiihrt.DerVerlauf der Einspeisung ist Abbildung61 dargestellt. Trotz der deutlich
hoheren Auslastung sind auch hier saisonale Effekerkannen
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80+ | —— FFT-Tiefpass (250 Tage)
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Abbildung61 Verlauf der Offshor8Vindeinspeisung
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4.2.2.3 Photovoltaik

Aufgrund der hohen Fordersgg kam es in den letzten Jahren in Deutschland zu einem erheb-
lichen Zubau von Photovoltaikanlagen auf Gber 8000 Megawatt bis Endeé?20ap die
50HERTRegetone werden seit 2007 auch stundliche Einspeisungen alletABEGen verof-
fentlicht. Diesesind in Abbildung63 dargestellt. Der erhebliche Zubau in der Regelzone
deutlich erkennbar, wenngleich die installierte Leistung mit ca. @0 noch deutlich unter-
halb der installierten Windleistung von tiber 90DV im selben Gebieliegt. Der Grol3teil der
P\VtAnlagen ist in sonnenstarkeren Regionen im Sudwesten Deutschlands inst&liiest:-
tungsgemaln ist die Einspeisung in den Sommermonaten am héchsten, im Wikedigin
durchschnittliche Einspeisung erheblich abAblbildung64 ist die stiindliche Einspeisung dar-
gestellt.Der Verlauf der P¥inspeisung wird anhand des Sonnanstes und dedurchschnitt-
lichen Sonnenstunden des Tages aus den ID&f@n das Fachgebiets ermittefusatzlich
wird ein Wirkungsgradverlust bei hohen Temperaturen bertcksichtigt.
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Abbildung62 Simulation der Photovoltaikirspeisung®
Die maximal mogliche Einspeisuwird durch das Modell sehr gut ermittelt, die Schwankun-
gen zwischen den Tagen aufgrund von unterschiedlichen Wetterlagen ist hingegen noch unzu-
reichend abgebildet. Durch zusétzliche Informationen lber Bedeckusdsgter Regengebie-
te kann das Modell verbessert werden, diese Informationen sind jedoch noch nicht in der
FachgebietDatenbank erfasst. Auch verandert sich die installierte Leistung durch den erhebli-

82 Quelle: BDEW, Bundesnetzagentur
83 Datenbasis sind die verdffentlichten Einspeisedaten der 50Hertz Regelzone
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chen Zubau und die verfugbaren Daten entsprechen nueraigeringen Teil der gesamten
installierten Leistung. Bei der Betrachtung von Daten aus Gesamtdeutsahitanat der Ein-
fluss regionaler Wetterlgen abund die Simulationsguteird besser. Das R2 im Betrachtungs-
zeitraum ist mit 0,84 dennoch zufriedenstelteand nicht zu weit von den Ergebnissen einer
Vortagsprognose entfernt. Die VOIENNH ver6ffentlichte PWPrognose weist ein R2 von 0,92
auf*. Insgesamt ergoben sich aus den Simulationsdaten fiir den betrachteten Zeitratwa
950 Volllaststunden fliP\tAnlagenpro Jahr

1000 T . T
1 PV-Leistung
900 14 Tage Mittelwert
—— FFT Tiefpass 250 Tage

800

700 ~
Leistung

[MW] 600 ]

500
400 i
300 1
200 i

100 A

0 T T y T T T T
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Abbildung63 Jahrlicher Verlauf der Einspeisung ausAPlagen in der 50Hertz Regelzone

84 Datenbasis: Marz bis November 2010
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Abbildung64 Stiindlicher Verlauf der Einspeisung ausiiRlagen in der 50HerRegelzae

In Anhang.4sind fur die betrachteten Erneuerbaren Energien zusatzlich die Jahresdauerlinien
der modellierten Einspeiseverlaufe seit 1991 dargestellt

4.2.2.4 Nachfrage

Fur die Endnachfrage nach Strorerden die verdffentlichten Nachfragedaten dENTSEE®
verwenrdet. Aufgrund der Wirtschftskriseliegt die Nachfrage innerhalb dieses Zeitraums ca.
funf Prozent unter der Nachfrage im Vorjahreszeitraum, das Verhaltnis von MitteSpitzen-

last sowie der jahreszeitliche Verlauf tlen aber erhaltenGenau wie bei der stochastischen
Einspeisung unterliegt die Nachfrage sowohl saisonalen Zyklen als awaftiskgen Tages

und Stundenschwankungen. Diese sind jedoch nicht derart ausgepragt, so dass ein Grundlast-
bandverbleibt (Abbildung65).

85 http://www.entsoe.eu Consumption Data
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Abbildung65 Stromnachfrage in Deutschlafid
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Abbildung66 Tagesverlauf der Stromnachfrage 262809

Das Integral des Lastgangs ergibt die Gesamtmenge des jahrlichen Stromverbrauchs. Fir das
Jahr 2008 ergibt sich aus d&NTSEE Dateneine Energiemenge von 495 TWh. Diese Werte

86 Quelle: ENTS®
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OSAYKIfdSY ydzNJ RSy +=SNDBNI dzOK | dza RSY3I&2dzABY | yy
somit nicht den Verbrauch aus industrieller Eigenerzeugung oder Kraftwerken der Deutschen

Bahr#’. Nach Abzug der Netzverluste #atgsich hieraus ein Verbrauch von ca. 470 TWh. Dies

stimmt mit der Angabe des Statistischen Bundesamtes zur Abgabetawdrbraucher im Jahr

2008 gut Ubereinln Tabellell sind die aktuellen Statistiken gegenibergestellit.

DESTATIS BDEW
DifferenZ r
[TWh] 2009 2008 2008-200 2008
Bruttoerzeugung 478.4 522.8 -9%
Eigenverbrauch 32.3 34.2 -6%
Nettoerzeugung der
Nettoerzeugung 446.1 488.6 -10%qStromerzeuger 489
Bezug Inland 1100.6 1180.9 -7%
+ Einspeisung Privater
von anderen EVU 976.2 1042.9 -T4(EEG) 65
von sonstigen
Marktteilnehmern 124.4 138.1 -1194+Erzeugung Industrie 46
Bezug Ausland 41.9 41.7 0%q+Einfuhr 40
Bezug insgesamt 1142.4 1222.6 -T%
Abgabe Inland 1061.& 1130.7 -6%4Erzeugung und Einfuhr 640
an andere EVU 621.3 660.3 -6%
an Letztverbraucher 440.5 470.4 -T%
Abgabe Ausland 54.1 61.8 -1494-Ausfuhr 63
Abgabe insgesamt 1115.9 1192.5 -794-Industrie Eigenverbrauch 20
Pumparbeit 7.6 7.9 -4% 8
Stromverbrauch Stromverbrauch
(einschl.Verluste) 465.0 510.8 -1094 (einschl.Verluste) 549
-Verluste und statistischu
Netzverluste 26.5 30.1 -149Differenzen 30
Nettoverbrauch aus dem
Nettostromverbrauch 438.5 480.6 -109%qNetz der Stromversorger 518

Tabellell Statistiken zum Strowerbrauch in Deutschland naf$tatistisches Bundesamt
2009undBDEW

Die vertikale Netzlast lag 2008 bei 400 TWh (2009: 365 TWh), jedoch fehlt die Einspeisung auf
unteren Netzebenen, insbesondere durch dezentrale Erzeuger und Windanlagen. Insgesamt
erscheint delENTSEE Lastgang jedoch einentere Abschatzung der Gesamtnachfrage zu bil-
den.

87Welche in ein eigenes Netz mit 16 2/3 Hz Netzfrequenz einspeisen

107


http://www.bdew.de/bdew.nsf/id/DE_Energiemarkt_Deutschland_-_Sommer_2009/$file/09%2011%2009%20Energiemarkt_2009.pdf

4 Modellanalyse

Einschulx Fourieranalyse der Lastgange

Fir eine Abschatzung der notwendigen Speicherkapazitaten zur Lastglaticchgowohl bei
den stochastischen Einspeisungen als auch bei der Nachfrage eine &malyisedurchge-
fuhrt. Hierbei wird die Zeitreihe in Frequenzérerlegt. Diese entspricht der Anzahl der Sj
cherzyklen (bzw. reziprok der mittleren Speicherdauer) und aus der Amplitude kann di
wendige Speicherkapazitat bestimmt werden, die nétig wére, diev8ckungen dieser Zeit
reihe vollstandig auszugleichen.Bei stochastischen Einspeisungen aus Windkraftanlagel
sich deutlich die bereits beschriebenen saisonalen Zyklen. Aufgrund der stochastisch
speisung &nnen kurzfristige Zyklen mit dieser Maibe nicht bestimmt werden, jedocind
leichte Ausschlage bei Zyklendauern von 24 Stunden erkennbar, die bereits auf Tagess
hindeuten. Bei der Photovoltaginddiese Tageszyklen erwartungsgemald am starksten ag
pragt, zudenist ebenfalls eine Saimalitat erkennbar.

Gute Ergebnisse liefert diese Methodik jedoch bei der Analyse von Lastgangen. Ausg
werden die Lastgénge mit der besten Datenbasis, @iedie stiindliche Nachfrage im Netzg
biet PJMOs#® als auch dig/Zhvertikale Netzlast inndralb der AVPRIONRegelzon®. Die in
Abbidung67 dargestellten Analyseergebnisse verdeutlichen die Unterschiede in der Nach
der beiden Netzgebiete. Wahrend in beid Gebieten deutlich die Tagasnd Wochenzykler
erkennbar sind, ist im PJM Gebiet ein Peak bei 4380 Stunden, also einem halben Jahr
2.1.1erwahnt liegt die Ursache hierfir in der starken Nutzung von Klimaanlagen begri
Fur die Systembetrachtung bedeutet dies, dass zur Lastglattung in den USA weniger
speicher notig sindsondern Monatsspeicheausreichen Gleichzeitighat dies Eirlfiss auf dig
Korrelation der Nachfrage mit erneuerbaren Energiequellen. Sollte es nicht méglich se
Klimatisierung durch andere Wege (Adsorptionskalteanlagen etc.) gunstiger zu errg
kénnte die Photovoltaik an Bedeutung gewinnen, da so Langeditser vermieden werdel
kénnen. Fur die folgende Modellbetrachtungrev jedoch die Nachfrage in Deutschland
Grunde gelegt. Vor diesem Hintergrund kénnen die Ergebnisse nicht direkt auf Nordat
Ubertragen werden.

1Tag

1/2 Jahr

Amplitude
Nachfrage
PIM
1/2 Tag
L 1 Woche

1 Jahi

) ii | tae ] ha .:?}.-l'.h'vj ..Iv'v‘\./\.

10 100 1000 10000
Periodendauer [h]

Nachfrage im Netzgebiet PJ Nachfrage im Netzgebiet Ampric

Abbidung67 FFT Analyse der Nachfrage in amerikanischen und europaischen Netzg

88 http://www.pjm.com/markets-and-operations/energy/reatime/loadhryr.aspx
89 http://www.amprion.de/vertikale-netzlast
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