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1 EINLEITUNG

Die Stromversorgung galt ebenso wie andere Netzindustrien lange als
wettbewerblicher Ausnahmetatbestand entlang der gesamten Wertschop-
fungskette. Erst in den letzten Jahrzehnten hat sich im wissenschaftlichen
und politischen Diskurs die Erkenntnis durchgesetzt, dass lediglich im
Bereich der Stromnetze, nicht aber im Bereich der Stromerzeugung und
des Stromvertriebs ein natirliches Monopol vorliegt. Darauf aufbauend
wurde vielerorts ein als Liberalisierung bezeichneter Deregulierungspro-
zess eingeleitet, der zu einer Herausbildung von wettbewerblichen
Strommarkten fihren soll. Wahrend das Potential der Liberalisierung in
Form eines dkonomisch effizienten Stromversorgungssystems unumstrit-
ten ist, gibt es in Bezug auf die optimale Ausgestaltung der Liberalisierung
weiterhin eine breite wissenschaftliche und politische Debatte. Grundsatz-
lich mussen zwei Bedingungen erflllt sein, damit sich ein funktionsfahiger
Strommarkt herausbilden kann:

=  Eine effiziente Regulierung der Stromnetze. In diesen Bereich fallen
unter anderem die Ausgestaltung der vertikalen Entflechtung der
vormaligen Gebietsmonopolisten, die Methodik zur Bestimmung der
Netznutzungsentgelte sowie die Ausgestaltung der Vergabe von Eng-
passkapazitaten.

. Ein effizientes Strommarktdesign, um weitere Marktversagenstatbe-
stande im Bereich der Stromerzeugung und Stromnutzung zu beseiti-
gen. In diesen Bereich fallen unter anderem die Ausgestaltung der
Regelleistungsmarkte zur Bereitstellung der Netzstabilitat, die Ver-
meidung von Investitionshemmnissen sowie die Ausgestaltung wei-
tergehender staatlicher Lenkungseingriffe, die die Nutzung
bestimmter Stromerzeugungstechnologien betreffen.

In der Frithphase der Liberalisierung hat sich die Forschung vor allem auf
die Ausgestaltung der Netzregulierung konzentriert. Versorgungskrisen in
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einigen liberalisierten Strommarkten und die zunehmende Intensitat und
Bedeutung staatlicher Lenkungseingriffe riicken jedoch seit einigen Jahren
verstarkt die Ausgestaltung des Marktdesigns in den Blickpunkt des
wissenschaftlichen Interesses. Auf diesem Bereich liegt auch der Fokus der
vorliegenden Arbeit, in der eine systematische Untersuchung des deut-
schen Strommarktdesigns vorgenommen wird. Dabei wird insbesondere
aufgezeigt, wie sich die konkrete Ausgestaltung der unterschiedlichen
Bausteine des Marktdesigns auf das Verhalten der Stromanbieter auswirkt.
Das Ziel der Analyse besteht darin, Ineffizienzen in der bestehenden
Ausgestaltung des Marktdesigns in Deutschland zu lokalisieren und
geeignete Reformoptionen zu entwickeln.

Zu diesem Zweck erfolgt in Kapitel zwei zunachst eine mikrookonomische
Fundierung der Besonderheiten des Gutes ,Strom“. Darlber hinaus
werden die fir einen funktionsfahigen Strommarkt notwendigen regulato-
rischen Voraussetzungen herausgearbeitet. Entsprechend der Konzeption
dieser Arbeit werden die Anforderungen an die Regulierung der Stromnet-
ze dabei nur kurz skizziert, wahrend das Hauptaugenmerk den Anforde-
rungen an das Strommarktdesign gilt.

Das dritte Kapitel beginnt mit einer kurzen Erlauterung der grundlegenden
Ausgestaltung des deutschen Strommarkts. AnschlieRend wird Uberprift,
ob das deutsche Strommarktdesign den in Kapitel zwei abgeleiteten
Anforderungen gerecht wird. Dabei wird anhand formaler Analysen
gezeigt, dass sich in verschiedenen Bereichen Ineffizienzen ergeben. Dies
betrifft vor allem die Ausgestaltung des Auktionsdesigns auf dem Sekun-
dar- und Tertiarregelleistungsmarkt und das Abrechnungsverfahren fir
Bilanzkreisungleichgewichte. Zudem wird aufgezeigt, dass die Stromanbie-
ter bislang keine Anreize haben, bei ihrer Standortentscheidung Netzrest-
riktionen zu berilcksichtigen, und die Inkonsistenz der politischen
Markteingriffe dazu fihren kann, dass Investitionen in Stromerzeugungs-
kapazitaten unterbleiben. Zum Abschluss des Kapitels werden Handlungs-
empfehlungen entwickelt, mit denen die Effizienz des Strommarktdesigns
erhoht werden kann.
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Der deutsche Strommarkt wird dartber hinaus von zwei staatlichen
Lenkungseingriffen gepragt, die die Technologiewahl beeinflussen. Durch
die Forderung der erneuerbaren Energien soll der Anteil der regenerativen
Stromerzeugung bis zum Jahr 2020 auf 35 Prozent erhoht werden. Gleich-
zeitig missen durch den Atomausstieg bis zum Jahr 2023 alle Kernkraft-
werke in Deutschland stillgelegt werden. Die Ausgestaltung dieser
Lenkungseingriffe wird in Kapitel vier untersucht.

Der erste Teil des vierten Kapitels beschaftigt sich mit der Forderung der
erneuerbaren Energien. Dazu wird ein einfaches Produktmarktmodell
entwickelt, mit dem die Effizienzwirkung unterschiedlicher Forderinstru-
mente bewertet werden kann. Im Rahmen dieser Analyse wird gezeigt,
dass das in Deutschland verwendete Forderinstrument der Einspeisevergi-
tungen mit institutionellem Vorrang ab einer bestimmten regenerativen
Anlagenkapazitat zu hohen Wohlfahrtsverlusten fihren kann. Es wird
zudem nachgewiesen, dass dieser Schwellenwert in Deutschland bereits
erreicht wurde. Ein weiterer wesentlicher Bestandteil der Forderung
erneuerbarer Energien in Deutschland ist das System der optionalen
Direktvermarktung. Die Betreiber regenerativer Stromerzeugungsanlagen
kénnen dadurch temporar aus dem Einspeiseverglitungssystem aussteigen
und ihre Anlagen eigenverantwortlich vermarkten. Auf diese Weise soll
eine starkere Marktintegration der erneuerbaren Energien erreicht
werden. Es wird allerdings gezeigt, dass sich aufgrund der derzeitigen
Ausgestaltung des optionalen Direktvermarktungssystems vor allem hohe
Mitnahmeeffekte ergeben. Auf Basis der Analyseergebnisse wird schlieR-
lich ein alternatives Fordersystem entwickelt, mit dem die Effizienz der
Forderung erhoht werden kann.

Im zweiten Teil des vierten Kapitels wird die Ausgestaltung des Atomaus-
stiegs analysiert. Der Atomausstieg erfolgt im Wesentlichen durch die
Ausgabe von limitierten Produktionsrechten, den so genannten Rest-
strommengen. Es wird gezeigt, dass das Gut , Reststrommenge” vergleich-
bare dkonomische Eigenschaften wie eine endliche Ressource hat. Die
Auswirkungen der Reststrommengenregulierung auf die Angebotsent-
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scheidung der Atomkraftwerksbetreiber werden deshalb anhand eines um
die wesentlichen Eigenschaften des Strommarkts erweiterten ressourcen-
okonomischen Grundlagenmodells analytisch und numerisch modelliert.
Dadurch wird gezeigt, dass die Reststrommengenregulierung zu Ineffizien-
zen fuhrt. Auf Basis dieser Ergebnisse werden schlielllich Handlungsemp-
fehlungen abgeleitet, mit denen die Ineffizienzen vermieden werden
konnen.

Das abschlieffende flinfte Kapitel fasst die wichtigsten Ergebnisse der
Arbeit zusammen. Darliber hinaus erfolgt ein Ausblick auf zukinftigen
Forschungsbedarf.



2 STROMWIRTSCHAFTLICHE GRUNDLAGEN

2.1 DAS GUT ,STROM“

Das 6konomische Gut ,Strom“ entspricht aus physikalischer Sicht der
Energieform ,elektrische Energie”.1 Die technische Nutzung dieser Ener-
gieform wurde durch die Erforschung elektrochemischer und magnet-
elektrischer Prozesse zur Stromerzeugung im frihen 19.Jahrhundert
ermoglicht. So entwickelte Allessandro Volta im Jahr 1800 die Voltasaule,
mit der chemische Energie in Strom umgewandelt werden konnte. Diese
Vorrichtung war die erste elektrochemische Stromquelle und bildet damit
den Grundstein fir die heutige Batterie- und Akkumulatortechnik. Im Jahr
1831 entdeckte Michael Faraday die Induktion, durch die mechanische
Energie in Strom umgewandelt werden konnte. Schon ein Jahr spater
nutzte Antoine Pixii dieses Prinzip zum Bau der ersten magnetelektrischen
Kraftmaschine.’

Auch wenn elektrochemische Batterien und Akkumulatoren sowie mag-
netelektrische Kraftmaschinen in der Folgezeit stetig weiterentwickelt
wurden, verblieb insbesondere der hohe Materialbedarf bei gleichzeitig
nur sehr geringen Wirkungsgraden problematisch.> Eine grolflachige
Bereitstellung von Strom war deshalb erst nach der Entwicklung und
Verbreitung der Dynamomaschine auf Basis des dynamoelektrischen
Prinzips durch Werner von Siemens im Jahr 1866 moglich. Simultan zur

Die 6konomische Definition des Begriffes ,Strom” ist damit von der physikalischen
Bezeichnung ,elektrischer Strom” abzugrenzen, mit der die gerichtete Bewegung von
Elektronen definiert wird. Nutzt man Strom im 6konomischen Sinne, beispielsweise zum
Autofahren, so nutzt man nicht die gerichtete Bewegung der Elektronen selbst, sondern
die dabei transportierte elektrische Energie, die mithilfe des Elektromotors in mechani-
sche Energie umgewandelt wird. Flr eine weitergehende Darstellung der physikalischen
Hintergrinde vgl. z.B. Halliday et al. (2003): S. 528ff., S. 598ff., S. 752ff und S. 778ff.

> Vgl. Fouquet (2008): S. 39.

Vgl. Wolter/Reuter (2005): S. 20f und 25.
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magnetelektrischen Kraftmaschine wird auch hier mechanische Energie in
Strom umgewandelt, allerdings mit deutlich hheren Wirkungsgraden und
geringerem Materialbedarf. Die aus technischer Sicht herausragende
Bedeutung dieser Erfindung zeigt sich darin, dass auch heutige Generato-
ren zur Stromerzeugung auf dem dynamoelektrischen Prinzip basieren.”

Aus 6konomischer Sicht stiftet die technische Verflgbarkeit von Strom
keinen direkten Nutzen. Das Gut ,Strom*“ stellt vielmehr ein Komplemen-
targut dar, das nur in Verbindung mit anderen Produkten einen Nutzwert
hat. Im frihen 19. Jahrhundert gab es nur wenige solcher Komplemente,
weshalb die wirtschaftliche Stromverwendung entsprechend einge-
schrankt war. Als problematisch erwies sich vor allem die Konkurrenz zu
anderen Energietragern. So entwickelte Humphry Davy beispielsweise im
Jahr 1809 die Bogenlampe, mit der erstmals Licht aus Strom erzeugt
werden konnte, die jedoch im Vergleich zu konkurrierenden Lichterzeu-
gungstechnologien wie Stadtgas- oder Petroleumlampen deutlich teurer
und aufwendiger in der Handhabung war. Aufgrund der hohen und nicht
steuerbaren Leuchtkraft konnten Bogenlampen zudem nicht im Hausge-
brauch verwendet werden, weshalb sie nur vereinzelt fir Spezialanwen-
dungen wie die Beleuchtung bedeutender offentlicher Platze, Opern,
Fabriken und Baustellen sowie flir den Betrieb von Leuchttiirmen einge-
setzt wurden.”

Trotzdem sollte der Lichtmarkt von entscheidender Bedeutung fir die
Entwicklung der Elektrizitatswirtschaft werden. Den Wendepunkt markier-
te dabei die von Thomas Edison im Jahr 1879 entwickelte Glihbirne, die
universell einsetzbar war und Stadtgas- und Petroleumlampen in der
Folgezeit mehr und mehr verdrangte. Fir den Erfolg war allerdings nicht
allein die Lampe, sondern vor allem das dahinter stehende Stromversor-
gungskonzept verantwortlich. Edisons Glihbirnen konnten im Vergleich zu
vorherigen Stromlampen relativ einfach in ein Leitungsnetz integriert und
anschlieBend kostenglinstig von einem grol3en Zentralgenerator mit Strom

* vgl. Bohn/Marschall (1992): S. 41.
> Vgl. Wolter/Reuter (2005): S. 38f und 44ff.
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versorgt werden. Dieses Prinzip pragt bis heute die Elektrizitatswirtschaft.®
Die Entstehung der ersten Leitungsnetze durch die Entwicklung und
Verbreitung der Glihbirne kennzeichnet somit den Ausgangspunkt der
gesellschaftlichen Elektrifizierung.

Die Nachfrage nach Licht beschrankte sich allerdings auf wenige Stunden
pro Tag, wodurch die Auslastung der Zentralgeneratoren entsprechend
gering war. Die Stromproduzenten versuchten deshalb in der Folgezeit,
auch in den Ubrigen Stunden die Voraussetzung fir eine Stromnachfrage
zu schaffen, um so einen konstanten Betrieb der Zentralgeneratoren zu
ermoglichen. Sie unterstltzten auf der einen Seite die Entwicklung
weiterer Anwendungsmoglichkeiten fir Strom und fuhrten dariber hinaus
tageszeitabhangige Tarife ein, um den Absatz der Komplemente und deren
Gebrauch in Zeiten schwacher Lichtnachfrage zu erhéhen.” Der Erfolg
dieser MalBnahmen zeigt sich in Abbildung 2.1, in der die anteilige Leistung
der angeschlossenen Stromverwendungsgerate in Deutschland zwischen
1890 und 1907 abgetragen ist.

Wurde Strom in den Anfangsjahren fast ausschlieBlich zur Lichterzeugung
verwendet, dominierten schon zu Beginn des 20. Jahrhunderts alternative
Anwendungen wie Elektromotoren fir den Antrieb von Strallenbahnen
oder Hubmaschinen.® Dies hatte auch Auswirkungen auf die Substituier-
barkeit von Strom. In der Frihphase der Elektrifizierung konnte Strom
durch die Fokussierung auf die Lichterzeugung noch relativ einfach durch
konkurrierende Energietrager wie Stadtgas ersetzt werden. Heutzutage ist
das Gut ,Strom“ dagegen aufgrund der vielfaltigen Anwendungsgebiete
der elektrischen Antriebe und anderer elektrischer Gerate nicht mehr
substituierbar.’

Vgl. Fouquet (2008): S. 109ff und Bohn/Marschall (1992): S. 45f.

Vgl. Wolter/Reuter (2005): S. 149f.

Eine zeitgendssische Darstellung der frihen Verwendungsmoglichkeiten fiir Strom
liefert zum Beispiel Meyen (1915): S. 71ff und 193f.

Vgl. Strobele et al. (2010): S. 205.
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Abbildung 2.1: Anteiliger Anschlusswert der Stromverwendungsgerdte in
Deutschland zwischen 1890 und 1907

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von Ott (1986): S. 2

Die anfangs verwendete Gleichstromtechnik wurde im Laufe der Zeit mehr
und mehr durch die Wechselstromtechnik abgeldst.™® Wechselstrom lsst
sich im Vergleich zu Gleichstrom verlustarm auf verschiedene Spannungs-
stufen transformieren. Da die Transportverluste bei der Stromibertragung
mit zunehmender Stromspannung sinken, konnten durch die Wechsel-
stromtechnik groRRere Entfernungen tberbrickt werden." Dadurch war es
nicht mehr zwingend notwendig, Kraftwerke verbrauchsnah innerhalb der
Ballungszentren zu errichten, vielmehr konnten nun Standorte ausgewahlt

1% Die Entwicklung der Stromibertragung mithilfe der Wechselstromtechnik wurde von

George Westinghouse und Nikola Tesla, einem friiheren Mitarbeiter von Thomas Edison,
vorangetrieben. Edison selbst hat lange versucht, den Wechsel der Ubertragungstechnik
zu verhindern, um den Wert seiner Patente im Bereich der Gleichstromtechnik zu schiit-
zen. FiUr eine ausfihrliche Schilderung der Auseinandersetzung zwischen Edison und
Westinghouse vgl. z.B. Davis (2003): S268ff.

Zu beachten ist allerdings, dass sich die Stromspannung nicht beliebig hochskalieren
lasst. Deshalb sind bei sehr groflen Entfernungen sogenannte Hochspannungs-
Gleichstrom-Ubertragungsleitungen (HGU) den Wechselstromleitungen iiberlegen.
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werden, die in Bezug auf die Brennstoffversorgung, die Grundstlickspreise
sowie eventuelle Vorgaben fir die Larm- und Schadstoffemissionen
glinstigere Bedingungen aufwiesen. Die Wechselstromtechnik ermoglichte
einen Zusammenschluss der lokal begrenzten Inselnetze, um auf diese
Weise lokal unterschiedliche Nachfrageprofile miteinander zu kombinieren
und die Auslastung der Kraftwerke weiter zu erh6hen. Mithilfe regionaler
und Uberregionaler Hochspannungsleitungen entstanden so im Laufe der
Zeit Netzverbiinde. Diese Entwicklung markiert den Ausgangspunkt des
modernen stromwirtschaftlichen Systems.

2.2 DIE STROMWIRTSCHAFTLICHE WERTSCHOPFUNGSKETTE

Das moderne stromwirtschaftliche System umfasst die Stufen Erzeugung,
Ubertragungsnetz, Verteilnetz und Verbrauch. Dabei treten sowohl im
Bereich der Stromnetze als auch bei der Stromproduktion GréRenvorteile
auf. In beiden Fallen ergibt sich somit eine zumindest abschnittsweise
subadditive Kostenstruktur. Entscheidend fir das Vorliegen eines natirli-
chen Monopols ist nun, ob die subadditive Kostenstruktur im Bereich der
relevanten Nachfrage vorliegt.12 Empirische Studien zeigen, dass dies fur
den Bereich des Stromtransports zutrifft.”® Die Stufen Ubertragungs- und
Verteilnetz stellen demnach ein natlrliches Monopol dar.

Im Bereich der Stromerzeugung zeichnen vergleichbare Studien ein
anderes Bild."* GroRenvorteile ergeben sich hier lediglich bis zu einer
bestimmten technologiespezifischen Kraftwerkskapazitat, die deutlich
unterhalb der Stromnachfrage innerhalb der heutigen Netzverbiinde liegt.
Auf der Stufe der Stromerzeugung ist somit ein Wettbewerb unterschiedli-
cher Stromproduzenten volkswirtschaftlich sinnvoll.

12 Vgl. Schumann et al. (2007): S. 299ff.

Vgl. z.B. Weiss (1975), Henderson (1985), Roberts (1986), Nelson/Primeaux (1988) und
Thompson (1997).
Vgl. z.B. Christensen/Greene (1976) und Kamerschen/Thompson (1993).
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Eine zielgerichtete Belieferung von Nachfragern durch bestimmte Kraft-
werke ist dabei allerdings nicht moglich, weil der Stromtransport mithilfe
der Wechselstromtechnik nicht direkt steuerbar ist. Strom wird vielmehr
automatisch zu den Verbrauchspunkten transportiert.” Eine Zuordnung
der Stromproduktion einzelner Anbieter auf die entsprechenden Nachfra-
ger kann deshalb nur bilanziell, nicht aber physikalisch erfolgen. Fir die
Stromnutzung ist es jedoch unerheblich, welches Kraftwerk den Strom
physisch liefert, weil sich Strom in der Anwendung nicht unterscheidet und
damit ein homogenes Gut darstellt.

Strom kann allerdings nur dann sinnvoll eingesetzt werden, wenn die
Netzfrequenz in jedem Moment stabil ist, weil Abweichungen zu Netzzu-
sammenbriichen und zur Beschadigung der angeschlossenen Kraftwerke
und Gerite fuhren kénnen.'® Die Gewahrleistung von Netzstabilitat ist
somit eine grundlegende Voraussetzung fiir den Betrieb von Strommark-
ten. Da Strom nicht einfach vernichtet werden kann, missen sowohl
Angebots-, als auch Nachfrageliberhange unmittelbar ausgeglichen
werden. Ursache von Marktungleichgewichten koénnen dabei sowohl
unvorhergesehene Kraftwerksausfalle als auch eine Abweichung des
Stromverbrauchs von der Nachfrageprognose sein.'” Von AusgleichsmaR-
nahmen profitieren alle Marktteilnehmer gleichermalien, so dass eine
Nicht-Rivalitat bezlglich der Nutzung der Netzstabilitdt vorliegt. Eine
Exkludierbarkeit ware zudem nur moglich, wenn Marktteilnehmer zeit-
gleich und gezielt vom Netzbetrieb ausgeschlossen werden kénnten. Der
Uberwiegende Teil der Stromnachfrager ist jedoch mit Stromzahlern
ausgestattet, mit denen eine unmittelbare Abschaltung nicht moglich ist.'®
Die Exkludierbarkeit ist damit im Allgemeinen nicht gegeben, weshalb
Netzstabilitat ein 6ffentliches Gut darstellt.

> Dper Stromfluss wird durch die kirchhoffschen Gesetze beschrieben. Fir die physikali-

schen Hintergriinde vgl. z.B. Halliday et al. (2003): S. 780f.
® vgl. Joo et al. (2008): S. 862ff.
7" vgl. Swider (2006): S. 7f.
8 Zu den technischen Details der Stromzihler vgl. z.B. Wolter/Reuter (2005): S. 94ff.

10



ANGEBOT UND NACHFRAGE

Entlang der stromwirtschaftlichen Wertschopfungskette ergeben sich
aufgrund der technischen und okonomischen Eigenschaften des Gutes
»,Strom“ somit einige besondere Merkmale, die in Abbildung 2.2 zusam-
mengefasst sind. Auch wenn der Stromtransport ein natirliches Monopol
darstellt, kann Strom wettbewerblich produziert und vertrieben werden,
solange die Netzstabilitat gewahrleistet ist.

Stromnetz (Natiirliches Monopol)

» Ubertragungsnetz » Verteilnetz
Offentliches Gut: Netzstabilitat
Erzeugung €4 — — — — — — — » Vertriech « — — — — — — —» Konsumenten
Strommarkt

physischer Stromfluss

— — — = Produktmarkt

Abbildung 2.2: Die Stromwirtschaftliche Wertschépfungskette
Quelle: Eigene Darstellung

2.3 ANGEBOT UND NACHFRAGE

Die fortschreitende Elektrifizierung in Verbindung mit den stetig wachsen-
den Anwendungsmoglichkeiten und veranderten Lebens- und Arbeitsge-
wohnheiten hat zu einer Angleichung des uUber den Tag verteilten
Stromverbrauchs gefiihrt. Abbildung 2.3 =zeigt dies beispielhaft fir
Deutschland. Abgebildet sind die Lastganglinien des dritten Mittwochs im
Dezember der jeweiligen Jahre.

Die grundlegende Struktur der Stromnachfrage hat sich allerdings nur
unwesentlich verandert. Vormittags und am frihen Abend kommt es zu
Nachfragespitzen, wahrend in der Nacht die Stromnachfrage deutlich
geringer ist. Neben den aufgezeigten Unterschieden im Tagesablauf ist die

11
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Stromnachfrage in Deutschland zudem an Werktagen im Allgemeinen
hoher als an Wochenenden und Feiertagen sowie in Sommermonaten
niedriger als in Wintermonaten.
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Abbildung 2.3: Tageslastkurven im Vergleich

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten vom Verband der
industriellen Energie- und Kraftwirtschaft (1966): S. 51 und dem Inter-
netangebot der ENTSO-E (www.entso-e.eu)

Da Strom in kurzer Frist kaum substituierbar ist, reagiert die Nachfrage nur
in sehr begrenztem MaRe auf kurzfristige Preisinderungen.'® Fur einen
Grolteil der Verbraucher gibt es daflir auch keinen Anreiz, weil mit der
vorherrschenden Stromzahlertechnik der Echtzeitverbrauch bisher nicht
gemessen werden kann, wodurch eine zeitpunktgenaue Abrechnung des
Stromverbrauchs nicht moglich ist.

Stromanbieter stehen somit einem unstetigen, nahezu preisunelastischen
Nachfrageprofil mit periodischen Schwankungen gegentiber. Die Stromer-
zeugung kann dabei mithilfe unterschiedlicher Technologien erfolgen, die

" Dies wird durch empirische Studien belegt, vgl. z.B. Beenstock et al. (1999), Al-Faris

(2002) und Lijesen (2007).
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sich grob anhand der eingesetzten Primarenergietrager unterscheiden
lassen und jeweils unterschiedliche Kostenparameter aufweisen.?® Eine
Speicherung von Strom ist allerdings nur indirekt durch eine Umwandlung
in andere Energieformen wie chemische oder mechanische Energie
moglich. Dabei treten oftmals prohibitiv hohe Umwandlungsverluste auf,
so dass Strom derzeit lediglich mithilfe von Pumpspeicherkraftwerken
wirtschaftlich speicherbar ist. Pumpspeicherkraftwerke konnen wiederum
aufgrund naturgeographischer Gegebenheiten nur in begrenztem Male
gebaut werden.” Eine konstante Auslastung aller Kraftwerkskapazitaten
ist somit nicht moglich, zum Teil werden Kraftwerke sogar nur fir wenige
Stunden eines Jahres bendtigt, um extreme Nachfragespitzen abzudecken.

Die 6konomischen Konsequenzen des Zusammentreffens von periodischen
Nachfrageschwankungen und eingeschrankter Speicherbarkeit fir die
Wahl der Erzeugungstechnologie durch die Stromanbieter kdnnen mithilfe
der peak-load-pricing-Theorie abgeleitet werden, die von Steiner (1957)
und Boiteux (1960) entwickelt wurde, und von Crew/Kleindorfer (1976)
und Wenders (1976) auf den Fall unterschiedlicher Erzeugungstechnolo-
gien erweitert wurde. Die peak-load-pricing-Theorie wurde urspriinglich
zur Ermittlung wohlfahrtsoptimaler Preise fir 6ffentliche Versorgungsmo-
nopole entwickelt. Joskow/Tirole (2007) haben allerdings gezeigt, dass sich
die Ergebnisse auch auf ein wettbewerbliches Marktumfeld Ubertragen
lassen.

Da ein Teil der Kraftwerke nicht ganzjahrig ausgelastet werden kann, wird
die kosteneffiziente Zusammensetzung des Kraftwerksparks nicht allein
durch die kurzfristigen Grenzkosten determiniert, sondern auch durch die
Fixkosten, die zum Aufbau der Kapazitaten erbracht werden mussen. Dies
kann dazu fihren, dass die gleichzeitige Nutzung verschiedener Erzeu-
gungstechnologien mit unterschiedlichen Grenzkosten 6konomisch
sinnvoll ist. Dabei kommen allerdings nur Erzeugungstechnologien

2% Fir eine Ubersicht der einzelnen Stromerzeugungstechnologien vgl. z.B. Strobele et al.

(2010): S. 219ff.
L vgl. Deutsche Energie-Agentur (2010): S. 72.
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i =1,..,n in Betracht, die sich beziglich der beiden Kostenparameter
Grenzkosten ¢ und Fixkosten K jeweils auf- bzw. absteigend anordnen
lassen:

1< <..<cobund K; >K,>...> K, (2.1)

Sobald eine Technologie diese Reihung verletzt und gleichzeitig hohere
Grenzkosten und hohere Fixkosten als eine andere Technologie hat, ist sie
ineffizient und sollte daher nicht zum Einsatz kommen.”” Werden nun
mehrere effiziente Erzeugungstechnologien betrachtet, so kdnnen Nach-
fragespitzen, die nur in wenigen Stunden eines Jahres auftreten, glinstiger
von der Erzeugungstechnologie mit den niedrigeren Fixkosten abgedeckt
werden, solange der anteilige Fixkostenvorteil den Grenzkostennachteil
ausgleicht. In welchem MaRe die einzelnen Erzeugungstechnologien
eingesetzt werden, hangt somit von der Haufigkeit der jeweiligen Nachfra-
geauspragungen im Jahresverlauf ab. Dies ist in Abbildung 2.4 veranschau-
licht.

Der obere Teil der Abbildung zeigt die stilisierte Stromnachfrage fir zwei
unterschiedliche Strommarkte in Form der Jahreslastkurven. Im unteren
Teil sind die totalen Kosten von verschiedenen Erzeugungstechnologien in
Relation zur Einsatzzeit abgetragen. Technologie A hat die geringsten
Grenzkosten und die hochsten Fixkosten und wird fur die Abdeckung des
grofSten Teils der Nachfrage verwendet. AnschlieRend wird Technologie B
eingesetzt, wahrend Technologie C aufgrund der niedrigen Fixkosten die
Nachfragespitzen bedient. Die Auspragung der Nachfrage ist in den
betrachteten Strommarkten allerdings unterschiedlich, so dass der
Strommarkt, der durch die Jahreslastkurve | reprasentiert wird, in der
Relation zum Strommarkt, der durch die Jahreslastkurve Il reprasentiert
wird, hohere Spitzen- und Mittellastkapazitaten sowie geringere Grund-
lastkapazitaten benotigt.

22 vgl. Crew/Kleindorfer (1976): S. 210.
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Kapazitat [MW]

Spitzenlast
(Technologie C)
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Grundlast
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| . .
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Mittellast
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>
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Abbildung 2.4: Technologiewahl in Abhéngigkeit der Kostenparameter und
der Jahreslastkurve

Quelle: Eigene Darstellung

Das Zusammentreffen von periodischen Nachfrageschwankungen und
eingeschrankter Speicherbarkeit fihrt somit zu der fiar Strommarkte
charakteristischen merit order mit steigenden Grenzkosten. Die Grenzkos-
ten setzen sich dabei vornehmlich aus den Brennstoffkosten und eventuel-
len CO,-Kosten zusammen. Letztere sind von den elektrischen
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Wirkungsgraden der Stromerzeugungstechnologien und der CO,-Intensitat
der eingesetzten Brennstoffe abhangig, so dass sich die anteiligen CO,-
Kosten zum Teil deutlich unterscheiden. Wie in Abbildung 2.5 veranschau-
licht, sind Wasserkraftwerke in der merit order ganz links angeordnet,
gefolgt von Atom-, Braunkohle-, Steinkohle-, Gas- und Olkraftwerken. Je
nach Ausmal’ der Stromnachfrage sind somit unterschiedliche Erzeugungs-
technologien preisbestimmend.

Preis [€/MWAh]

= CO,-Kosten

- = Brennstoffkosten

Nachfrage

p,g——-——-—t---—-—-—-—-—-——-—==

-5

Stromproduktion [Mwh]
Stromverbrauch [Mwh]

M Iamijelyassepn
Iam1jelywoly
M amiesysesp.]
NjIamyen||opi3

M Jamyen|a|yoyunelg
IaMeINB|YONUIDIS

Abbildung 2.5: Die merit order
Quelle: Eigene Darstellung

In der bisherigen Argumentation wurde allerdings noch nicht berticksich-
tigt, dass — wie in Abbildung 2.3 veranschaulicht — binnen weniger Stunden
starke Nachfrageschwankungen auftreten kdnnen. Aufgrund der geringen
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Preiselastizitat auf der Nachfrageseite erfordert dies auf der Anbieterseite
standige Produktionsanpassungen in zum Teil sehr kurzer Frist. Kraftwerke
sind jedoch nicht beliebig flexibel, sondern unterliegen verschiedenen
technischen Restriktionen.”> So benotigt beispielsweise der Auf- und
Abregelungsprozess der Kraftwerke eine gewisse Anpassungszeit. Zudem
muss im Betriebszustand immer eine gewisse Mindestauslastung gewahr-
leistet sein, weil ein Kraftwerk unterhalb dieser Auslastungsgrenze nicht
mehr stabil gefahren werden kann. Wenn ein Kraftwerk vollstandig
heruntergefahren wird, benoétigt es darliiber hinaus im Allgemeinen eine
Ruhezeit, bevor es wieder angefahren werden kann. Die wichtigsten
Flexibilitatsparameter der einzelnen Erzeugungstechnologien sind in
Tabelle 2.1 zusammengefasst.

Leistungs- Mindest- Wirkungsgrad- Mindeststill-
Kraftwerkstyp anpassung auslastung  verlust bei Min- standszeit

pro Minute destauslastung [Stunden]
Atom 5% 45-55% 5% > 24
Braunkohle (alt) 0,5-2% 60-70% 5% 10-15
Braunkohle (neu) 2-25% 40-50% 5% 6-15
Steinkohle (alt) 1,5-2,5% 40-50% 6 % 5-10
Steinkohle (neu) 3-6% 30-40% 6 % 3-10
Erdgas (GuD) 3-6% 30-40% 11% 1-2
Erdgas (Dampfturbine) 6 % 30-40% 6 % 1-2
Erdgas (Gasturbine) 20 % 20-25% 22 % 0

Tabelle 2.1: Flexibilitdtsparameter der Erzeugungstechnologien

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von eigenen Erhebungen und den
Daten von Hundt et al. (2009), S. 24

Die 6konomische Bedeutung von kurzfristiger Einsatzflexibilitat fir die
Wahl der Erzeugungstechnologie wurde erstmals von Stigler (1939) und
Hart (1951) diskutiert. Aus 6konomischer Sicht lasst sich die Flexibilitat
eines Kraftwerks anhand der Steigung der durchschnittlichen variablen
Kostenfunktion jenseits des Betriebsminimums bemessen. Kraftwerke mit

2 vgl. Ockenfels et al. (2008): S. 67.
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einer eher flach verlaufenden durchschnittlichen variablen Kostenfunktion
sind flexibler als Kraftwerke mit einer steil verlaufenden durchschnittlichen
variablen Kostenfunktion, weil Produktionsanpassungen kostenglinstiger
vorgenommen werden kénnen.? Anpassungskosten entstehen beispiels-
weise durch den in der Relation hoheren Brennstoffverbrauch aufgrund
von Wirkungsgradverlusten im Teillastbetrieb. Damit ist auch der relative
CO,-Ausstoss je produzierter Einheit Strom hoher, so dass die anteiligen
CO,-Kosten ebenfalls steigen. An- und Abfahrvorgange erhéhen zudem
den Verschleils. Aus der individuellen Sicht eines Kraftwerksbetreibers
konnen die zeitlichen Betriebsrestriktionen dariiber hinaus zu Opportuni-
tatskosten fihren, wenn ein Kraftwerk in Stunden, in denen es eigentlich
wirtschaftlich betrieben werden konnte, nicht schnell genug wieder
hochgefahren werden kann.

Die kurzfristige Angebotsplanung der Kraftwerksbetreiber stellt somit ein
dynamisches Optimierungsproblem unter Bericksichtigung der Flexibili-
tatsnebenbedingungen dar. Die in Abbildung 2.5 dargestellte merit order
kann deshalb nur zur groben Abschatzung mittelfristiger Preistrends
verwendet werden, die kurzfristige Strompreisbildung lasst sich auf diese
Weise dagegen nur eingeschrankt erklaren. Die Anpassungs- und Oppor-
tunitatskosten fuhren dazu, dass Kraftwerksbetreiber in Situationen, in
denen es zu einem schnellen Wechsel zwischen schwacher und starker
Nachfrage kommt, eine Zahlungsbereitschaft fir die Stromabnahme
haben, so dass sie ihren Strom unterhalb der Brennstoff- und CO,-
Zertifikatekosten anbieten.” Im Extremfall kann der Strompreis dadurch
sogar fir kurze Zeit negativ werden, wodurch der Stromkonsum und nicht
die Stromproduktion entlohnt wird.

Solange die negativen Preisgebote das Resultat der dynamischen Ange-
botsplanung sind und neben den statischen kurzfristigen Grenzkosten auch
die Anpassungs- und Opportunitatskosten bericksichtigen, stellen negati-

% vgl. Mills (1984): S. 56.
> Solche Situationen kénnen sich beispielsweise am friihen Montagmorgen ergeben,
wenn die Stromnachfrage nach dem Wochenende wieder stark ansteigt.
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ve Strompreise somit kein Marktversagen dar. Sie sind stattdessen ein
effizientes Preissignal fir eine hohere Flexibilitat auf der Angebots- oder
Nachfrageseite des Strommarkts.?®

Die Moglichkeit zur flexiblen Anpassung an Nachfrageschwankungen ist
deshalb ebenfalls ein wichtiges Kriterium bei der Bewertung der einzelnen
Erzeugungstechnologien, zumal die Stromnachfrage nicht deterministisch,
sondern stochastisch verlauft und nur eingeschrankt prognostizierbar ist.
Unsicherheit besteht allerdings auch in Bezug auf die Entwicklung der
Inputpreise. Das CO,-Preisrisiko wird durch eine Konzentration auf klima-
freundliche Erzeugungstechnologien wie Erdgas, Atomkraft und erneuer-
bare Energien minimiert. Die Nutzung dargebotsabhangiger erneuerbarer
Energien wie Wind- und Sonnenenergie schafft allerdings neue Risiken
durch die unstete Verfligbarkeit. Brennstoffpreisrisiken wiederum werden
durch eine Diversifizierung des Kraftwerksparks minimiert. Ein risikomini-
maler Kraftwerkspark ist somit nicht zwingend ein kostenminimaler
Kraftwerkspark. Eine Moglichkeit, beide Faktoren zu bertcksichtigen und
auf diese Weise den wohlfahrtsoptimalen Kraftwerkspark zu bestimmen,
ist die von Markowitz (1952) entwickelte mean-variance-portfolio-Theorie.
Urspriinglich fir die Bewertung von Finanzportfolios vorgesehen, wurde
sie von Bar-Lev/Katz (1976) an die vorliegende Problematik angepasst.
Modellierungen auf Basis dieser Methodik zeigen, dass die Berlicksichti-
gung der verschiedenen Risiken tendenziell zu einer groReren Diversifizie-
rung der Erzeugungstechnologien gegeniliber einem rein kostenminimalen
Kraftwerkspark fiihrt. Darliber hinaus werden flexiblere Erzeugungstech-
nologien in groRerem Malse eingesetzt.27

%6 vgl. Andor et al. (2010a): S. 92ff.

Ein GroRteil der Studien wie z.B. Roques et al. (2008) und White et al. (2007) fokussiert
sich dabei auf das Brennstoffpreis- und das Strompreisrisiko. Die Auswirkungen allge-
meiner Betriebsrisiken der Kraftwerke werden z.B. von Awerbuch/Berger (2003) model-
liert. Die Folgen einer starkeren Nutzung dargebotsabhdngiger Stromerzeugungs-
technologien fiir den optimalen Kraftwerkspark werden dariiber hinaus von Awerbuch
(2006) und Jansen et al. (2006) modelliert.

27
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2.4 ANFORDERUNGEN AN DIE NETZREGULIERUNG

Strom ist ein leitungsgebundenes Gut. Die Teilnahme am Strommarkt ist
somit nur moglich, wenn ein Zugang zum Stromnetz besteht. Wie in
Kapitel 2.2 aufgezeigt wurde, stellen Stromnetze jedoch ein natirliches
Monopol und damit einen wettbewerblichen Ausnahmebereich dar, in
dem eine monopolistische Struktur unvermeidlich ist. Da Kraftwerke eine
spezifische Investition mit hohen versunkenen Kosten darstellen, ergibt
sich ein hohes Diskriminierungspotential und dementsprechend eine hold-
up-ProbIematik.28 Eine grundlegende Voraussetzung fiir die Entstehung
eines funktionierenden Wettbewerbs auf Strommarkten ist deshalb die
institutionelle Vorgabe und Uberwachung der Netzzugangsbedingungen.
Neben dem physischen Netzanschluss missen dabei auch die Preise fir
die Netznutzung bericksichtigt werden. Damit die Netzbetreiber ihre
Monopolstellung nicht zur Gewinnmaximierung ausnutzen kdnnen, muss
eine entsprechende Regulierung erfolgen. Im Rahmen der 6konomischen
Regulierungstheorie bieten sich hier verschiedene Verfahren an. Das
Unterscheidungsmerkmal stellt die jeweilige BezugsgrofRe dar, so kdnnen
entweder die Kosten, die Erlose oder die Preise reguliert werden.?”” Um die
Informationsasymmetrie zu reduzieren, die zwischen der regulierenden
Institution und dem regulierten Unternehmen besteht, sollte die Regulie-
rung zudem Anreizelemente enthalten.*

Dariber hinaus ist es wichtig, dass Netzbetreiber nicht gleichzeitig auch als
Stromanbieter auf dem Strommarkt agieren, weil sie in diesem Fall einen
zusatzlichen Anreiz zur Diskriminierung von konkurrierenden Stromanbie-
tern haben, um so auf dem Strommarkt Marktmacht ausiiben zu kénnen.
Dies ist aus individueller Perspektive der Netzbetreiber rational, solange
die zusatzlichen Strommarkterlose die EinbuRen bei den Transporterldsen

% Fir eine allgemeine Definition der hold-up-Problematik vgl. z.B. Fritsch et al. (2001): S.

339ff und Erlei et al. (2007): S. 204ff.

Fir eine generelle Ubersicht der verschiedenen Regulierungsmethoden vgl. z.B. Strébele
et al. (2010): S. 246ff.

Vgl. Laffont/Tirole (1993): S. 84.
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uberkompensieren. Um zu verhindern, dass sich die monopolistische
Struktur im Bereich der Stromnetze auch im Strommarkt widerspiegelt,
mussen Netzbetreiber deshalb eigentumsrechtlich oder zumindest
organisatorisch von Stromanbietern getrennt werden.*! Dies gilt auch fir
den Fall, dass eine direkte Diskriminierung anderer Stromanbieter auf-
grund von effizienten Netzzugangsbestimmungen nicht moglich ist, weil
der Informationsvorteil von Netzbetreibern gegeniiber anderen Stroman-
bietern weiterhin zu Wettbewerbsverzerrungen fiihren wirde.

Ein weiterer Aufgabenbereich der Netzregulierung liegt in der Vorgabe
geeigneter Verfahren zur effizienten Vergabe von Netzengpasskapazitaten.
Dies betrifft einerseits strukturelle Netzengpasse an den Grenzkuppelstel-
len und andererseits tempordare Netzengpasse innerhalb eines Strom-
markts, die aufgrund von aullergewohnlichen Erzeugungs- oder
Nachfragesituationen entstehen. Das Regulierungsregime muss dafir
zunachst eine geeignete Methodik zur Berechnung der Engpasskapazitat
auswahlen. AnschlieBend muss lber ein marktbasiertes und diskriminie-
rungsfreies Vergabeverfahren die effiziente Nutzung der Engpasskapazita-
ten sichergestellt werden. Daflir kbnnen entweder explizite Verfahren, bei
denen die Vergabe von Engpasskapazititen zeitlich getrennt von den
Strommarkten stattfindet, oder implizite Verfahren, bei denen es zu einer
simultanen Vergabe der Engpasskapazitaten kommt, genutzt werden.
Beide Verfahren weisen Vor- und Nachteile auf. So konnen explizite
Verfahren mit vergleichsweise geringem regulatorischen Aufwand imple-
mentiert werden. Da hier die Vergabe der Engpasskapazitaten im Vorfeld
der Preisbildung an den Strommarkten erfolgt, kommt es bei einer Fehl-
einschatzung der Strompreisentwicklung durch die Marktteilnehmer
jedoch zu einer ineffizienten Nutzung der Engpasskapazitaten. Je nach
Ausmald der Fehleinschatzung konnen sogar 6konomische Falschflisse
resultieren, so dass Strom aus einer Hochpreis- in eine Niedrigpreisregion
geliefert wird. Dies ist bei impliziten Verfahren nicht moglich, weil die
Kapazitaten gleichzeitig zur Preisbildung und somit stets entsprechend der

31 vgl. Knieps (2001): S. 103f.
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Preisentwicklung vergeben werden, so dass die effiziente Nutzung der
Engpasskapazitaten gewahrleistet ist. Daflr ist der regulatorische Aufwand
zur Implementierung eines impliziten Verfahrens deutlich hoher. Um die
Vorteile beider Verfahren kombinieren zu kénnen, sind auch Mischformen
wie zum Beispiel das market coupling moglich. Dabei erfolgt die langfristi-
ge Vergabe von Engpasskapazitaten Uber explizite Verfahren, kurzfristig
kommen dagegen implizite Verfahren zum Einsatz.>

2.5 ANFORDERUNGEN AN DAS STROMMARKTDESIGN

Aufbauend auf der Regulierung der Stromnetze muss das Strommarktde-
sign weitere potentielle Marktversagenstatbestande im Bereich der
Stromerzeugung und der Stromnutzung beseitigen, damit sich letztlich ein
statisch und dynamisch effizientes Marktergebnis ergibt. Ein Strommarkt
stellt dabei ein raumlich abgrenzbares Gebiet dar, in dem keine strukturel-
len Netzengpasse vorliegen. Die einzelnen Strommarkte sind somit durch
Grenzkuppelstellen voneinander getrennt. Innerhalb eines Strommarkts
kann Strom dagegen mit Ausnahme weniger Situationen, in denen beson-
dere Erzeugungs- oder Nachfragesituationen zu temporaren Engpassen
fihren, jederzeit von jedem Erzeugungspunkt zu jedem Verbrauchspunkt
geliefert werden. Um am Strommarkt teilzunehmen, missen Bilanzkreise
gegrindet werden, in denen die Stromerzeugung und der Stromankauf
sowie der Stromabsatz der jeweiligen Marktteilnehmer saldiert werden.*?

2 Fur eine umfassende Analyse der verschiedenen Engpassmanagementmethoden fiir

Grenzkuppelstellen vgl. Dieckmann (2008): S.71ff. Flr die spezielle Problematik tempo-
rarer Engpasse innerhalb eines Strommarkts vgl. Wawer (2007): S. 109ff und Frontier
Economics/Consentec (2008b): S. 59ff.

Der zeitpunktbezogene Stromverbrauch der Konsumenten, deren Stromzdhler keine
Messung des Echtzeitkonsums zuldsst, kann dabei mithilfe von Standardlastprofilen
zumindest ndherungsweise abgeschatzt werden. Standardlastprofile bilden dabei typi-
sche zeitliche Stromabnahmeverhalten einzelner Konsumentengruppen ab und sind
nach Wochentagen, Jahreszeiten und weiteren strukturellen Faktoren differenziert. Vgl.
Verband der Elektrizitatswirtschaft (2000): S. 2ff.
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Aus statischer Perspektive muss das Strommarktdesign die allokative
Effizienz bei der Produktion und dem Verbrauch von Strom innerhalb eines
bestehenden Strommarktgebiets gewahrleisten. Daflir muss eine effiziente
Bereitstellung des o6ffentlichen Guts Netzstabilitat erfolgen, da ansonsten
kein Stromhandel moglich ist. Aus dynamischer Perspektive muss das
Strommarktdesign effiziente Anreize zur Investition in neue Erzeugungska-
pazitaten gewahrleisten. Darliber hinaus missen effiziente Anreize zur
Anpassung an Strukturveranderungen, wie beispielsweise eine raumliche
Verschiebung der Erzeugungs- oder Nachfragestruktur, gesetzt werden.

2.5.1 EFFIZIENTE BEREITSTELLUNG DER NETZSTABILITAT

Bereitstellung der Netzstabilitét durch Regelleistung

Im Allgemeinen wird die Netzstabilitdt durch die Griindung eines instituti-
onellen Regelleistungsmarkts gewahrleistet. Dabei tritt eine unabhangige
Institution wie beispielsweise ein Ubertragungsnetzbetreiber als Nachfra-
ger auf und schreibt die Vorhaltung von positiver und negativer Regelleis-
tung aus, um unvorhergesehene Nachfrage- und Angebotsiiberhdange auf
dem Produktmarkt ausgleichen zu kénnen. Der Regelleistungsmarkt weist
somit eine monopsonistische Struktur auf.®*

Da der Einsatz der Regelleistung in Echtzeit erfolgen muss, kann er nur
dann sinnvoll koordiniert werden, wenn nicht gleichzeitig noch physische
Handelsgeschafte auf dem Produktmarkt getatigt werden kénnen, weil
andernfalls die tatsachlich bendtigte Regelleistung nicht genau ermittelt
werden kann. Die Steuerbarkeit des Strommarktsystems erfordert somit,
dass der physische Stromhandel mit einer gewissen Vorlaufzeit vor dem
Lieferzeitpunkt beendet werden muss. Bezliglich des genauen Zeitpunkts
des gate closure ergibt sich jedoch ein Zielkonflikt. So steigt zwar die
Steuerbarkeit des Strommarktsystems mit der Vorlaufzeit, gleichzeitig
nimmt aber auch das Potential von Marktungleichgewichten zu.

> vgl. Wilson (2002): S. 1302f.
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Fiir eine adaquate Ausgestaltung des Regelleistungsmarkts muss zunachst
der optimale Bedarf an Netzstabilitat bestimmt werden. Aus theoretischer
Sicht ergibt sich der optimale Bedarf anhand des Schnittpunkts der
Nachfrage nach Netzstabilitdt und der Kosten, die die Gewahrleistung des
jeweiligen Netzstabilitatsniveaus verursachen. Aufgrund der Nicht-
Exkludierbarkeit existiert allerdings kein realer Markt, auf dem die Zah-
lungsbereitschaft flur Netzstabilitat gemessen werden kénnte.>> Der Bedarf
an Netzstabilitat muss deshalb administrativ anhand der Kosten eines
Netzzusammenbruchs abgeschatzt werden, die sich aus dem entgangenen
Nutzen der Stromverwendung, den entgangenen Erlésen der Stromerzeu-
gung sowie eventuellen Beschadigungen der angeschlossenen Gerate und
Kraftwerke ergeben. Darliber hinaus miissen noch Anpassungskosten der
Kraftwerke hinzugezahlt werden, weil diese im Falle eines Netzzusammen-
bruchs abgeschaltet werden und somit spater, sobald die Netzstabilitat
wieder gewahrleistet ist, erst wieder angefahren werden miussen.

Eine genaue Berechnung dieser Kosten ist allerdings nicht moglich, weil die
einzelnen Bestandteile grof3tenteils auf individuellen Praferenzen und
offentlich nicht zuganglichen Informationen beruhen. Auch wenn es
verschiedene Methoden gibt, die Kostenbestandteile naherungsweise zu
bestimmen, verbleibt das letztendlich festgelegte Netzstabilitdatsniveau
lediglich eine Annaherung an das Optimum.36 Anhand des administrativ
geschatzten Bedarfs an Netzstabilitat kann nun der Bedarf an vorzuhalten-
der positiver und negativer Regelleistung bestimmt werden, der von der
verantwortlichen Institution in einem wettbewerblichen und diskriminie-
rungsfreien Verfahren ausgeschrieben werden muss. Die Nachfrage nach
Regelleistung ist somit vollstandig preisunelastisch.

Die Angebotsseite kann sich prinzipiell aus allen Marktteilnehmern des
Produktmarkts zusammensetzen, da Regelleistung sowohl von Stromer-

> vgl. Stoft (2002): S. 155ff.

*®*  Fur empirische Studien mit jeweils unterschiedlichen Ansitzen zur Abschitzung der
Kosten eines Netzzusammenbruchs vgl. z.B. Corwin/Miles (1978), Beenstock et al.
(1998), Lawton et al. (2003) und Leahy/Tol (2011).
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zeugern als auch von Stromnachfragern bereitgestellt werden kann. So
kann negative Regelleistung entweder durch eine Nachfrageerh6hung,
indem beispielsweise ein Kuhlhaus seine Kihltemperatur weiter senkt,
oder durch eine Angebotssenkung, indem ein Kraftwerk seine Produktion
drosselt, erbracht werden. Der Einsatz positiver Regelleistung erfordert
dagegen entweder eine Nachfragesenkung oder eine Erhéhung der
Stromproduktion. Die geringe Preiselastizitat der Stromnachfrage zeigt
allerdings, dass die Anpassungsmoglichkeiten auf Seiten der Stromkonsu-
menten geringer als bei den Stromproduzenten sind. Das Regelleistungs-
angebot wird deshalb vornehmlich von Kraftwerken bereitgestellt. Um
sicherzustellen, dass die Regelleistung auch wirklich erbracht werden
kann, mussen die Kraftwerke allerdings gewisse technische Mindestanfor-
derungen erfullen, die sich im Wesentlichen auf die Flexibilitatseigenschaf-
ten beziehen.?” Aus diesem Grund ist die Angebotsseite des Produktmarkts
und des Regelleistungsmarkts im Allgemeinen nicht identisch.

Fur Kraftwerksbetreiber, deren Kraftwerke die technischen Mindestanfor-
derungen erfillen, stellt der Regelleistungsmarkt eine Alternative zum
Produktmarkt dar. Bei der Bewertung der Erldssituation auf dem Regelleis-
tungsmarkt mussen deshalb Opportunitatskosten berlcksichtigt werden,
weil die entsprechenden Kraftwerkskapazitaten nicht gleichzeitig erlésop-
timal auf dem Produktmarkt eingesetzt werden kénnen. So erfordert die
Vorhaltung negativer Regelleistung zwingend eine preisunabhangige
Vermarktung der Kraftwerkskapazitaten auf dem Produktmarkt. Die
Kosten der Vorhaltung negativer Regelleistung entsprechen somit den
potentiellen negativen Deckungsbeitragen auf dem Produktmarkt. In
Phasen mit geringer Stromnachfrage und dementsprechend geringen
Preisen ist die Vorhaltung deshalb teurer als in Phasen hoher Stromnach-
frage. Fur positive Regelleistung gilt das Gegenteil. Hier kénnen die
entsprechenden Kraftwerkskapazitaten nicht gleichzeitig auf dem Pro-
duktmarkt vermarktet werden. Die Kosten der Vorhaltung positiver
Regelleistung entsprechen somit den entgangenen Deckungsbeitragen auf

¥ vgl. Swider (2006): S. 11ff.

25



STROMWIRTSCHAFTLICHE GRUNDLAGEN

dem Produktmarkt, weshalb sie im Allgemeinen positiv mit den Stromprei-
sen korreliert sind. Falls ein Kraftwerk sich dariber hinaus im laufenden
Betrieb befinden muss, um positive Regelleistung bereitstellen zu kénnen,
muss die Mindestleistung (vgl. Tabelle 2.1) zwingend vermarktet werden.
In diesem Fall missen auch die potentiellen negativen Deckungsbeitrage in
Phasen niedriger Produktmarktpreise bericksichtigt werden miussen.
Abbildung 2.6 zeigt eine schematische Darstellung der Bestimmung der
Opportunitatskosten.

Grenzkosten ¢ [€/MWh]
Produktmarktpreis p [€/MWh]

A [[] = Opportunitatskosten (positive Regelleistung)

C AN N
AN

p

>

|
|
|
|
|
|
|
]
t .
Tageszeit t [Stunden]

|
|
|
|
|
|
1
t .

Grenzkosten ¢ [€/MWh]
Produktmarktpreis p [€/MWh]
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Abbildung 2.6: Opportunititskosten bei einer Vermarktung von Kraft-
werkskapazitéten auf dem Regelleistungsmarkt

Quelle: Eigene Darstellung
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Die Kraftwerksbetreiber werden ihre Kraftwerkskapazitaten nur dann auf
dem Regelleistungsmarkt anbieten, wenn sie dadurch nicht schlechter
gestellt sind als bei einer Vermarktung auf dem Produktmarkt. Ihre Gebote
werden deshalb neben den Grenzkosten des Regelleistungseinsatzes auch
immer die Opportunitatskosten der Regelleistungsvorhaltung enthalten.

Im Folgenden werden die einzelnen Bestandteile der Opportunitatskosten,
die — basierend auf Kirsch/Singh (1995) — in der relevanten Literatur
bislang nur allgemein diskutiert wurden, formal einheitlich strukturiert, um
darauf aufbauend die Konsequenzen fiir das Angebotsverhalten der
Kraftwerksbetreiber am Regelleistungsmarkt ableiten zu kdnnen. Die
Opportunitatskosten OKg,(xg,) fir die Vorhaltung einer marginalen
Einheit positiver Regelleistung xi, entsprechen der Flache zwischen dem
Produktmarktpreis>® ps und den Grenzkosten der Stromproduktion
c(xr4+). Die Abhdngigkeit der Grenzkosten der Stromproduktion von der
insgesamt vorgehaltenen Menge an Regelleistung ergibt sich durch die
suboptimale Brennstoff- und CO,-Zertifikatenutzung im Teillastbetrieb.
Falls die Bereitstellung positiver Regelleistung eine minimale Betriebsleis-
tung ML erfordert, muss diese zudem zwingend auf dem Produktmarkt
vermarktet werden. Dies fiuhrt bei negativen Deckungsbeitragen

(fttlz(ps(t) — c(xg4))dt) < 0) zu einem Verlust VML auf dem Produkt-
markt in Hohe von |ftt12(p5(t) — c(xp))dt| * ML, der gleichmiRig auf

die insgesamt vorgehaltene Menge positiver Regelleistung aufgeteilt
werden muss.*® Kann das Kraftwerk dagegen ohne Verzogerung angefah-

*®  Die Begriffe Strompreis und Produktmarktpreis werden in dieser Arbeit synonym

verwendet.

Aufgrund der in Kapitel 2.3 ausfiihrlich erlduterten dynamischen Aspekte der Grenzkos-
ten der Stromproduktion wird die Vermarktung von Teilkapazitaten zur Vorhaltung
positiver Regelleistung bei flexiblen Kraftwerken sehr viel haufiger zu negativen De-
ckungsbeitragen fuhren als bei inflexiblen Kraftwerken.

Kraftwerke haben nur eine beschrankte Leistungsanderungsgeschwindigkeit, weshalb
hier nicht automatisch die gesamte Kapazitat abziglich der Mindestleistung angesetzt
werden kann. Je nach Kraftwerkstyp kann vielmehr nur eine Teilkapazitat auf dem Re-
gelleistungsmarkt vermarktet werden.
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ren werden (ML = 0), ist eine simultane Vermarktung am Produktmarkt
nicht erforderlich. In diesem Fall missen keine Opportunitatskosten
aufgrund negativer Deckungsbeitrage berlicksichtigt werden:

OKp, ( ) fttlz(ps(t) — c(xgy))dtV fttlz(ps(t) — c(xg4))dt)=0
+\Xp+ )= .
' ’ - v ftlz(pS(t) - C(xR+))dt)<O

XR+
Die Opportunitatskosten OKp_(xr_) der Vorhaltung einer marginalen
Einheit negativer Regelleistung xi_ entsprechen der Flache zwischen den
Grenzkosten der Stromproduktion c(xz_) und dem Produktmarktpreis ps.
Wenn das Kraftwerk nicht stufenlos steuerbar ist, miissen auch hier die
Verluste VML fir die zwingend erforderliche Vermarktung der minimalen

Betriebsleistung ML in Hohe von fttz(c(xML) — ps(t))dt * ML beriicksich-
1
tigt werden. Diese Ausgaben missen ebenfalls anteilig auf die insgesamt

vorgehaltene Menge negativer Regelleistung verteilt werden. Falls aus der
Vorhaltung negativer Regelleistung ein positiver Deckungsbeitrag

(ftiz(C(xR—)_Ps(t))dt < 0) resultiert, entstehen keine Opportunitats-

kosten:
Oy (xp-) =
J2(eCepa) = ps(O)dt + =V [2(c(ap) = ps()dt >0 (2.3)
0 NCOBEFNOLEYY

Diese Zusammenhadnge gelten jeweils unabhangig von der Wahl des
Ausschreibungsmechanismus. Bei eindimensionalen Auktionen wird die
vorzuhaltende Regelleistung ausgeschrieben und durch die Kraftwerke mit
den niedrigsten Geboten bereitgehalten. Die Kraftwerksbetreiber erhalten
allerdings nur im Falle eines tatsachlichen Regelleistungsabrufs eine
Zahlung. Sie missen deshalb die marginalen Opportunitatskosten der
Regelleistungsvorhaltung OKgp,(xr,) beziehungsweise OKp_(xgp_) mit
der Abrufwahrscheinlichkeit § gewichten. Das kostenaddaquate Gebot in
einer eindimensionalen Auktion flr eine Einheit positive Regelleistung
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Agas+(xg4) entspricht den anteiligen Opportunitatskosten zuziiglich der
Grenzkosten der Stromproduktion. Bei einem kostenadaquaten Gebot fir
eine Einheit negative Regelleistung in einer eindimensionalen Auktion
Aga_(xg_-) muss dagegen beriicksichtigt werden, dass die Grenzkosten
der Stromproduktion bei einem Regelleistungsabruf eingespart werden:

Apar (Xr4) = OI(R-FTW + c(xp+) (2.4)
Aga_(xg-) = OKR_TW —c(xg-) (2.5)

Welche Gebote die Kraftwerksbetreiber allerdings tatsachlich abgeben,
hangt von der zugrunde liegenden Preisbildungsregel ab. Auch am Re-
gelenergiemarkt nehmen unterschiedliche Kraftwerkstypen teil, so dass
selbst bei identischen Erwartungen beziglich der Abrufwahrscheinlichkeit
inframarginale Renten moglich sind. Bei einer Auktion auf Basis des
Gebotspreisverfahrens werden die Kraftwerksbetreiber deshalb versu-
chen, das letztlich preisbestimmende Gebot des Grenzanbieters zu
antizipieren und ihr Gebotsverhalten entsprechend anzupassen. Bei einer
Einheitspreisauktion erhalten dagegen alle Kraftwerke, die Regelleistung
einsetzen, eine Zahlung in Hohe des Gebots des Grenzanbieters. Bei
vollstandigem Wettbewerb haben die Kraftwerksbetreiber hier den Anreiz,
ein kostenaquivalentes Gebot abzugeben. In diesem Fall kann aus 6kono-
mischer Sicht keine eindeutige Aussage getroffen werden, welche Preisbil-
dungsregel der jeweils anderen Uberlegen ist.*! Falls jedoch Marktmacht
vorliegt, sind Einheitspreisauktionen anfalliger flr strategisches Verhalten,
weil der manipulierte Marktpreis automatisch fiir alle Gebote gilt.42 Bei der
Wahl der optimalen Preisbildungsregel muss deshalb die zugrunde liegen-
de Marktstruktur bertcksichtigt werden.

Das Ausschreibungsverfahren kann anstelle von eindimensionalen Auktio-
nen auch Uber mehrdimensionale Auktionen erfolgen. In diesem Fall

*1 vgl. Fabra et al. (2006): S. 23f.
2 vgl. Klemperer (2002): S. 171f.
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erhalten die Kraftwerksbetreiber zwei separate Zahlungen. Sobald sie zur
Vorhaltung von Regelleistung ausgewahlt wurden, erhalten sie eine
sichere Zahlung; kommt es zudem zu einem Regelleistungseinsatz, erhal-
ten sie darliiber hinaus eine separate Einsatzvergltung fir die tatsachlich
geleistete Arbeit. Die Kraftwerksbetreiber missen somit ein Gebot mit
zwei Parametern abgeben. Die Auswahl der Gebote wird dabei durch eine
scoring rule bestimmt, der Einsatz der Gebote anhand einer settlement
rule. Die genauen Anreizwirkungen mehrdimensionaler Auktionen sind
bislang allerdings nur eingeschrankt untersucht worden.* Das Problem
liegt jeweils darin, ein Auktionsdesign zu entwickeln, bei dem sich fur die
Bieter Anreize ergeben, ihre privaten Informationen bezliglich der einzel-
nen Kostenpositionen zu offenbaren und die Opportunitatskosten und die
Kosten des Regelenergieabrufs demnach auch wirklich getrennt zu bieten.
Die Anreizkompatibilitat ist eine wichtige Vorbedingung, um das Auktions-
design letztlich bewerten zu kdonnen. Ohne Anreizkompatibilitdit kann
lediglich vorausgesagt werden, dass die Kraftwerksbetreiber die beiden
Gebotsparameter Vy, 4, beziehungsweise V;;4_ flr die sichere Zahlung und
Ey a4+ beziehungsweise E, 4 fur die Zahlung im Fall eines Regelleistungs-
einsatzes so wahlen werden, dass die Opportunitdatskosten der Regelleis-
tung OKp, beziehungsweise OKp_ insgesamt gedeckt werden. Dabei
mussen wiederum auch die Grenzkosten der Stromproduktion und die
Abrufwahrscheinlichkeit 6 berlcksichtigt werden. Im Falle eines Abrufs
negativer Regelleistung sparen die Kraftwerksbetreiber die Grenzkosten
ein, weshalb sie zur Zahlung fiir den Regelleistungsabruf E,;4_ hinzuad-
diert werden missen. Bei positiver Regelleistung missen die Grenzkosten
der Stromproduktion dagegen von der Zahlung fir den Regelleistungsabruf
Ey 4+ abgezogen werden:

OKp+ (Xr+) = Vyas + () (Epa+ — c(Xr+)) (2.6)
OKr-(xg-) = Vya- + (8)(Epa- + c(xz-)) (2.7)

* vgl. de Vries/Vohra (2003): S. 301ff und Asker/Cantillon (2008): S. 71f.

30



ANFORDERUNGEN AN DAS STROMMARKTDESIGN

Just/Weber (2008) modellieren diese Wechselbeziehung zwischen dem
Produkt- und dem Regelleistungsmarkt und leiten darauf aufbauend
Gebotsstrategien fur die Kraftwerksbetreiber bezliglich der mehrdimensi-
onalen Auktion mit einem numerischen Algorithmus ab. Dabei wird
offensichtlich, dass die optimale Gebotsstrategie ohne Anreizkompatibili-
tat von der Wahl der Startparameter abhangt und es somit kein universel-
les Gleichgewicht gibt. Vielmehr ergeben sich je nach Ausgangssituation
unterschiedliche Gleichgewichte, die zudem nicht immer stabil sind.**

Bisher gibt es nur wenige Studien, die ein anreizkomaptibles Auktionsdes-
ign fur Regelleistungsmarkte oder vergleichbare Problemstellungen
entwickelt haben. Chao/Wilson (2002) zeigen beispielsweise, dass eine
scoring rule, die die Gebote nur anhand des Parameters V,;4 auswahlt, und
eine settlement rule, die die ausgewahlten Gebote auf Basis des Parame-
ters E,;4 abruft, unter idealisierten Bedingungen zu Anreizkompatibilitat
fihren konnen. Eine wichtige Bedingung ist beispielsweise, dass die
Marktakteure risikoneutral agieren miissen. Durch die Anreizkompatibilitat
entspricht der Gebotsparameter E,;4 immer den zusatzlichen beziehungs-
weise eingesparten Grenzkosten, so dass jeweils Ep4. — c(xz;) = 0 und
Ey4— + c(xg_) = 0 gilt. Die Opportunitatskosten werden somit vollstan-
dig durch den Gebotsparameter V), gedeckt, den die Kraftwerksbetreiber
im Falle eines Zuschlags in jedem Fall erhalten. Die Gebotserstellung
erfolgt demnach vollstandig unabhangig von der Hohe der Abrufwahr-
scheinlichkeit §.*

Die Entscheidung zwischen eindimensionalen und mehrdimensionalen
Auktionen muss aus 6konomischer Sicht daran gebunden sein, welche
Ausschreibungsmethode letztlich die Netzstabilitat kosteneffizient bereit-
stellen kann. Der Ansatz von Chao/Wilson (2002) ist nicht in jedem Fall
kosteneffizient, weil die Auswahl der Gebote einzig auf Basis des Parame-
ters Vy;4 erfolgt. Damit werden Gebote, die zwar héhere Opportunitats-
kosten, aber nur geringe Einsatzkosten haben, abgelehnt, obwohl sie unter

*vgl. Just/Weber (2008): S. 3210ff.
*> Fir alternative Ansatze vgl. Bushnell/Oren (1994) und Schummer/Vohra (2003).
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Umstanden die kumulierten Kosten des Regelleistungseinsatzes gesenkt
hatten.

Um diese Ineffizienzen zu vermeiden, hat Swider (2006) eine differenzier-
tere scoring rule vorgeschlagen, bei der auch der Gebotsparameter Ej 4
berlicksichtigt wird. Die mit der Ausschreibung der Regelleistung beauf-
tragte Institution muss demnach auf Basis historischer Erfahrungen bei
vergleichbaren Lastsituationen Erwartungen beziglich der tatsachlich
einzusetzenden Regelleistung bilden. AnschlieBend muss der Gebotspara-
meter E,;4 entsprechend gewichtet werden, um auf diese Weise die
Gebote auswahlen zu kénnen, deren kumulierte Kosten fir die jeweilige
Abrufwahrscheinlichkeit minimal sind. Die Menge der insgesamt vorzuhal-
tenden Regelleistung bleibt dabei unverdandert und auch der Regelleis-
tungsabruf erfolgt weiterhin einzig auf Basis des Parameters EMA.46 Fir
diesen Ansatz ist die Anreizkompatibilitat allerdings nicht nachgewiesen.
Damit ist auch nicht sichergestellt, dass die Kraftwerksbetreiber in den
einzelnen Gebotsparametern tatsachlich ihre individuellen Opportunitats-
und Einsatzkosten bieten. Vielmehr werden die Kraftwerksbetreiber das
Auswahlverhalten antizipieren und ihre Gebotsparameter dementspre-
chend anpassen. Ohne Anreizkompatibilitat ergibt sich demnach nur dann
ein kosteneffizientes Ergebnis, wenn die Regelleistungsanbieter und die
mit der Ausschreibung beauftragte Institution gleichermalien identische
Risikopraferenzen und identische Erwartungen bezlglich der Abrufwahr-
scheinlichkeit haben. Erfolgt die Erstellung und die spatere Gewichtung
des Gebotsparameters E;4 dagegen auf Basis unterschiedlicher Erwartun-
gen und Bewertungen der Abrufwahrscheinlichkeit, werden nicht die
Gebote ausgewahlt, die die Regelleistung in der jeweiligen Situation
kostenminimal bereitgestellt hatten.

Bei eindimensionalen Auktionen ergibt sich das Problem der strategischen
Gebotsaufteilung nicht, weil die Auswahl und der Abruf der Gebote
anhand des gleichen Parameters erfolgen. Wenn die von den Kraftwerks-
betreibern erwartete Abrufwahrscheinlichkeit der tatsachlichen Abruf-

% vgl. Swider (2006): S. 52ff.
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wahrscheinlichkeit entspricht, werden automatisch die Gebote ausge-
wahlt, die die Regelleistung unter diesen Bedingungen am glinstigsten
bereitstellen konnen. In diesem Fall konnen eindimensionale Auktionen
somit eine kosteneffiziente Bereitstellung der Netzstabilitat gewahrleisten.
Dies gilt allerdings nur bei risikoneutralen Marktakteuren. Risikoaverse
Kraftwerksbetreiber werden dagegen einen Risikoaufschlag verlangen,
wodurch der Regelleistungseinsatz mit hoheren Kosten verbunden sein
kann.

Bei Risikoaversion kdnnten mehrdimensionale Auktionen somit vorteilhaft
sein, weil hier eine sichere Zahlung fir die Regelleistungsvorhaltung
erfolgt, die keiner Gewichtung mit der Risikobewertung der Kraftwerksbe-
treiber unterliegt. Bislang wurde jedoch noch kein mehrdimensionales
Auktionsdesign entwickelt, fiir das die Anreizkompatibilitat bei Risikoaver-
sion nachgewiesen wurde, so dass die Vorteilhaftigkeit von mehrdimensi-
onalen Auktionen auch in diesem Fall nicht eindeutig nachweisbar ist. Fur
eine eindeutige und universell giltige Abwagung zwischen eindimensiona-
len und mehrdimensionalen Auktionen fehlt somit bislang die theoretische
Basis.

Bereitstellung der Netzstabilitét durch smart metering

Neben der Etablierung eines institutionellen Regelleistungsmarkts besteht
auch die Moglichkeit, direkt an den 6konomischen Eigenschaften des Guts
Netzstabilitat anzusetzen und durch eine umfassende Verbreitung innova-
tiver Zahlertechniken, die den unmittelbaren Netzausschluss und die
Messung des Echtzeitverbrauchs zulassen, die Exkludierbarkeit zu ermogli-
chen.”” In diesem Fall kdnnten beispielsweise die Bilanzkreisverantwortli-
chen verpflichtet werden, eigenstandig fiir ein Gleichgewicht innerhalb
ihrer Bilanzkreise zu sorgen. Damit ware Netzstabilitat ein Klubgut inner-
halb der einzelnen Bilanzkreise und kénnte privatwirtschaftlich bereitge-
stellt werden. Daflir missten die entsprechenden Stromhandelsvertrage

* Fiur eine umfassende Ubersicht der technischen Hintergrinde und 6konomischen

Konsequenzen von smart metering vgl. z.B. Haney et al. (2009).
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nicht nur die Stromlieferung selbst, sondern auch die Sicherheit der
Stromlieferung umfassen. Entsprechend der Zahlungsbereitschaft der
einzelnen Bilanzkreisteilnehmer fir eine unterbrechungsfreie Stromver-
sorgung kann der Bilanzkreisverantwortliche anschlieBend die vorzuhal-
tende Regelleistung bestimmen. Kommt es nun zu Ungleichgewichten
innerhalb des Bilanzkreises, wird nur fir diejenigen Bilanzkreisteilnehmer
Regelleistung eingesetzt, deren Zahlungsbereitschaft die Kosten deckt.
Stromnachfrager oder Kraftwerksbetreiber, die Gber keine entsprechende
Zahlungsbereitschaft verfliigen, konnen dagegen gezielt vom Netz genom-
men werden.

Der Vorteil dieses Systems liegt darin, dass es fir die Bilanzkreisteilnehmer
rational ist, ihre individuelle Zahlungsbereitschaft flr Netzstabilitat zu
offenbaren, wodurch innerhalb der einzelnen Bilanzkreise die effiziente
Bereitstellung des jeweiligen Netzstabilitatsniveaus sichergestellt werden
kann. Zudem wird kein gate closure mehr bendtigt. Der Stromhandel und
die physische Lieferung kénnen daher in Echtzeit erfolgen.

Problematisch ist allerdings, dass es nicht mehr automatisch zu einer
Saldierung der einzelnen Bilanzkreisungleichgewichte kommt. Die Bilanz-
kreisverantwortlichen koénnten zwar ihre Bilanzkreisungleichgewichte
miteinander handeln und so fir eine gewisse Saldierung sorgen, dies
verursacht allerdings Transaktionskosten. Je nach Hohe der Transaktions-
kosten des Handels der Ungleichgewichte, kann es zu Situationen kom-
men, in denen in einem Bilanzkreis positive Regelleistung eingesetzt wird
oder Stromnachfrager abgeschaltet werden, wahrend in einem anderen
Bilanzkreis gleichzeitig negative Regelleistung eingesetzt wird. Auch ohne
Betrachtung der Kosten fiir die Verbreitung innovativer Zahlertechniken ist
dieser Ansatz somit einem institutionellen Regelleistungsmarkt nicht
eindeutig Uberlegen, weshalb die Legitimation eines entsprechenden
Markteingriffs fraglich ist.
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2.5.2 EFFIZIENTE ANREIZE FUR INVESTITIONEN IN
ERZEUGUNGSKAPAZITATEN

In wettbewerblichen Markten signalisiert der Produktpreisverlauf potenti-
elle Knappheiten und ist damit der entscheidende Faktor fiir Investitions-
anreize. Im langfristigen Gleichgewicht entspricht der Produktpreis der
langfristigen Preisuntergrenze des Grenzanbieters.*® Uberkapazititen
fihren zu einem Angebotsiberhang, so dass der Produktpreis letztlich
sinkt. Dadurch kann ein Teil der Produktionskapazitaiten nicht mehr
wirtschaftlich betrieben werden und scheidet aus dem Markt aus. Liegt
dagegen eine Knappheit an Produktionskapazitdten vor, ergibt sich ein
Nachfrageliberhang, so dass der Produktpreis steigt und Uberrenditen
entstehen, die wiederum neue Investitionen in Produktionskapazitaten
anreizen. In beiden Fallen stabilisiert sich der Produktpreis nach einer
Ubergangsphase stets im langfristigen Gleichgewicht. Auf diese Weise
ergeben sich zu jedem Zeitpunkt effiziente Signale flir den Zu- oder Abbau
von Produktionskapazitaten.

Ob dies auch fir Strommarkte zutrifft, ist jedoch umstritten. Um diese
Problematik eingehender zu analysieren, missen die Marktungleichge-
wichte zunachst genauer definiert werden. Im Gegensatz zu den im
vorigen Kapitel untersuchten Nachfrage- und Angebotsiberhdangen
handelt es sich hier nicht um kurzfristige, unvorhergesehene Stérungen
aufgrund von Kraftwerksausfallen oder Prognoseabweichungen, sondern
um voraussehbare, effiziente Knappheitssignale. Caramanis (1982) zeigt
mithilfe eines Spotmarktmodells fiir den Stromhandel, dass auch auf
wettbewerblichen Strommarkten grundsatzlich effiziente Investitionsan-
reize fur Produktionskapazitaten bestehen, solange sich ein Gleichgewicht
zwischen Angebots- und Nachfragefunktion ergibt. Aufgrund der vorherr-
schenden Zahlertechnik kann ein Groldteil der Konsumenten allerdings
nicht preiselastisch reagieren. Auch voraussehbare Nachfrageliberhange
konnen somit in Extremfallen dazu fihren, dass kein Schnittpunkt zwi-

8 vgl. Schumann et al. (2007): S. 176f.
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schen Angebots- und Nachfragefunktion zustande kommt. Joskow/Tirole
(2007) zeigen, dass in diesen Situationen nur dann effiziente Investitions-
anreize bestehen, wenn eine Rationierung der preisunelastischen Konsu-
menten erfolgt, und ein Preis in Hohe der Zahlungsbereitschaft fir eine
unterbrechungsfreie Stromversorgung festgelegt wird. Wichtig ist, dass
dieser Markteingriff nur in den beschriebenen Extremsituationen erfolgt
und es ansonsten zu keinen weitergehenden Eingriffen in die freie Preis-
bildung kommt. Dies betrifft vor allem generelle Preisobergrenzen, mit
denen beispielsweise die negativen Folgen von Marktmachtmissbrauchen
beschrénkt werden sollen. Cramton/Stoft (2005) zeigen, dass es in diesem
Fall zu einer systematischen Unterfinanzierung von Spitzenlastkraftwerken
kommt. Spitzenlastkraftwerke werden nur in wenigen Stunden eines
Jahres bendtigt und haben somit eine vergleichsweise hohe langfristige
Preisuntergrenze. Liegt die institutionelle Preisobergrenze niedriger,
konnen die Kapitalkosten nicht amortisiert werden, so dass Investitionen
unterbleiben, obwohl sie aus dkonomischer Sicht effizient sind. Generelle
Preisobergrenzen beeintrachtigen somit die dynamische Effizienz von
Strommarkten und missen, wenn sie flr notwendig erachtet werden, von
einer Kapazitatszahlung flankiert werden, um negative Folgen zu vermei-
den.*

Darlber hinaus wird vielfach argumentiert, dass Kraftwerksinvestitionen
unterbleiben, weil sie ein offentliches Gut darstellen wiirden.”® Janssen et
al. (2010) zeigen, dass ein wettbewerblicher Markt mit vielen Marktteil-
nehmern in diesem Fall tatsachlich zu ineffizient geringen Investitionen in
Kraftwerkskapazitaten fuhrt. Wie in Kapitel 2.2 erldautert, stellt allerdings
nicht die Investition in Kraftwerkskapazitaten selbst ein 6ffentliches Gut
dar, sondern die dadurch sichergestellte Netzstabilitdt bei unvorhergese-
henen Storungen. Die Bereitstellung des offentlichen Guts Netzstabilitat
wiederum sollte — wie in Kapitel 2.5.1 erlautert — durch die Einflhrung
eines institutionellen Regelleistungsmarkts erfolgen. Auf diese Weise

¥ vgl. Joskow/Tirole (2007): S. 70ff.
> vgl. z.B. Jaffe/Felder (1996) und Cramton/Stoft (2008).
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werden Kraftwerksinvestitionen, die zum offentlichen Gut Netzstabilitat
beitragen, effizient entlohnt, so dass sich keine Notwendigkeit fir weitere
Markteingriffe in Form von Kapazitatszahlungen ergibt. Wichtig ist aller-
dings, dass der Regelleistungsmarkt nur fiir unvorhergesehene Stérungen
genutzt wird und es flr die Marktteilnehmer nicht generell vorteilhaft ist,
Strom bei zu hohen oder zu niedrigen Produktpreisen nicht auf dem
Produktmarkt zu kaufen oder zu verkaufen, sondern in Form von negativer
oder positiver Regelleistung auf dem Regelleistungsmarkt. Andernfalls
ergibt sich durch den Regelleistungsmarkt eine implizite Preisober- und
Preisuntergrenze auf dem Produktmarkt, wodurch es zu einer entspre-
chenden Beeintrachtigung der Knappheitssignale kommt und die dynami-
sche Effizienz des Strommarkts nicht mehr gegeben ist. Der Ausgestaltung
des Regelleistungsmarkts kommt somit eine grolle Bedeutung in Bezug auf
die dynamische Effizienz des Strommarkts zu.

Mit dem Regelleistungsmarkt werden allerdings nur unvorhergesehenen
Storungen, die in der Zeit zwischen dem gate closure und dem physischen
Lieferzeitpunkt auftreten, ausgeglichen. Fir die Gewahrleistung der
generellen langerfristigen Verfligbarkeit der Stromerzeugungskapazitaten
zur Abdeckung von Lieferverpflichtungen sind dagegen die Stromanbieter
selbst verantwortlich. Fir Nicht-Verfligbarkeiten, deren AusmaR sich im
Rahmen gewohnlicher stochastischer Ereignisse befindet, ist eine markt-
basierte Vorsorge fiir die entsprechenden Risiken unproblematisch, so
dass stets in ausreichendem Malie Reservekapazititen bereitgehalten
werden.”® Problematisch sind jedoch aullergewdhnliche stochastische
Ereignisse wie beispielsweise eine Wasserknappheit in einem von Wasser-
kraftwerken gepragten Strommarkt, nach der ein groRer Teil der Kraft-
werkskapazitdaten Uber einen langeren Zeitraum nicht zur Verfligung steht.
Da fraglich ist, ob solche Extremereignisse privatwirtschaftlich abgesichert
werden koénnen, ergeben sich aus den Marktprozessen moglicherweise
ineffizient geringe Anreize zum Aufbau entsprechender Reservekapazita-

>l Die Voraussetzung sind allerdings funktionierende Terminmarkte. Vgl. hierzu

Neuhoff/Vries (2004): S. 253ff.
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ten.”” Dies gilt jedoch nur dann, wenn der volkswirtschaftliche Nutzen
einer umfassenden gesellschaftlichen Absicherung gegen Extremereignis-
se, deren Eintritt sehr unwahrscheinlich ist, die Kosten des Aufbaus der
entsprechenden Reservekapazitat Ubertrifft. Ob dies der Fall ist, muss
letztlich durch eine politische Abwagung unter Berlcksichtigung der
gesellschaftlichen Risikopraferenz entschieden werden.

Die dynamische Effizienz des Strommarkts kann schlieBlich auch durch
eine mangelnde Konstanz oder Planbarkeit der politischen Markteingriffe
gestort werden. Kraftwerksinvestitionen sind langfristige Investitionen und
benotigen dementsprechend ein stabiles regulatorisches Umfeld, damit
zur hohen Volatilitat der Produktpreise nicht ein weiteres Risiko in Form
politischer Unsicherheit hinzukommt. Eine unstetige Regulierung, bei der
die Rahmenbedingungen nicht eindeutig und langfristig definiert sind,
kann vergleichbare Auswirkungen wie eine hold-up-Problematik haben,
weil die Unternehmen befirchten missen, dass die Politik die Erloschan-
cen einmal getatigter Investitionen nachtraglich verandert und den
Kraftwerken auf diese Weise die Geschaftsgrundlage entzieht.”®

2.5.3 EFFIZIENTE ANREIZE ZUR ANPASSUNG AN
STRUKTURVERANDERUNGEN

Fir ein effizientes Marktergebnis ist letztlich nicht allein entscheidend,
dass neue Kraftwerke gebaut werden, sondern auch, wo sie gebaut
werden. Wenn sich durch die Standortentscheidung der Kraftwerksbetrei-
ber die raumliche Struktur des Stromangebots verandert, kdnnen struktu-
relle Engpdsse entstehen, so dass es zu einer Teilung des bestehenden
Strommarkts kommt. Auch wenn die effiziente Nutzung dieser Engpasse
prinzipiell mithilfe der in Kapitel 2.4 skizzierten Engpassmanagementme-
thoden gewahrleistet werden kann, ist die Aufteilung von Strommarkten
nicht in jedem Fall 6konomisch sinnvoll. So ergeben sich bei der Bereitstel-
lung der Netzstabilitat GrolRenvorteile, weil das Saldierungspotential mit

>2 Vgl. Ausubel/Cramton (2010): S. 196f.

>* vgl. Joskow (2008): S. 161 und Cramton/Ockenfels (2011): S. 29f.
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der Anzahl der Marktteilnehmer steigt.54 Gleichzeitig weisen groRere
Strommarkte im Allgemeinen eine hohere Liquiditat auf, die eine grundle-
gende Voraussetzung fir ein effizientes Marktergebnis ist.

Eine Moglichkeit, die Aufteilung der Strommarkte zu verhindern, liegt im
entsprechenden Ausbau der Stromnetze. Aus 6konomischer Sicht ist dies
aber nur dann sinnvoll, wenn die individuellen Kostenvorteile eines
Standorts, die sich beispielsweise bei den Lieferkosten der bendtigten
Primarenergietrager ergeben kénnen, héher als die durch die Standort-
wahl verursachten Netzausbaukosten sind. Das Strommarktdesign muss
deshalb entsprechende Anreize schaffen, damit Kraftwerksbetreiber bei
ihrer Standortentscheidung auch potentielle Netzrestriktionen bericksich-
tigen.

>* Fir eine empirische Modellierung dieses Zusammenhangs vgl. z.B. Briickl (2006): S. 17ff.
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3.1 GRUNDLEGENDE AUSGESTALTUNG

Wie in Abbildung 3.1 veranschaulicht, besteht der deutsche Strommarkt
aus dem Produktmarkt und dem Regelleistungsmarkt, die sich wiederum
zeitlich in verschiedene Teilmarkte untergliedern lassen. Die Ausschrei-
bung von positiver und negativer Regelleistung erfolgt ausnahmslos
standardisiert Uber eine gemeinsame Plattform der vier Ubertragungs-
netzbetreiber.”> Am Produktmarkt kann Strom dagegen sowohl in Form
von standardisierten Kontrakten an der deutschen Strombdrse als auch
aullerborslich im so genannten over-the-counter-Geschaft gehandelt
werden. Der borsliche Stromhandel findet dabei an der EEX (Terminmarkt-
geschafte) beziehungsweise der EPEX Spot (Spotmarktgeschafte) statt. Der
aullerborsliche Handel kann dagegen entweder direkt bilateral oder tber
freie Handelsplattformen erfolgen. Der Vorteil gegenliber dem Handel an
der Stromborse besteht in der hoheren Flexibilitat der Kontrakte, die sich
genau an die individuellen Bediirfnisse anpassen lassen. Andererseits ist
bei einem Handel an der Stromborse das Risiko dass der Transaktions-
partner die Vereinbarung nicht einhalt, Gber das clearing-Verfahren
automatisch abgesichert, wahrend bei auBerbdrslichen Geschaften haufig
eine individuelle Absicherung erfolgen muss.®

Die Teilnahme am Strommarkt setzt die Zuordnung zu einem Bilanzkreis
voraus, auf dem in viertelstiindlicher Auflosung alle Strommengen ver-
bucht werden, die der entsprechende Marktteilnehmer produziert, kauft
oder verkauft. Die Grindung eines eigenen Bilanzkreises erfolgt tiber den
Abschluss eines Bilanzkreisvertrags mit dem verantwortlichen Ubertra-
gungsnetzbetreiber. Fir kleinere Marktteilnehmer kann es allerdings auch
vorteilhaft sein, sich mithilfe von Subbilanzkreisen anderen Bilanzkreisen

55 .
www.regelleistung.net

> vgl. Strébele et al. (2010): S. 69.
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unterzuordnen, um auf diese Weise Transaktionskosten einzusparen, die
durch die Bilanzkreisfihrung und die Bilanzkreisabrechnung entstehen.

Der Bilanzausgleich findet im Anschluss an den Lieferzeitpunkt statt. Die
Verrechnung der Bilanzungleichgewichte erfolgt im Allgemeinen instituti-
onell Uber den virtuellen Bezug beziehungsweise die virtuelle Lieferung
von Ausgleichsenergie. Die Bilanzkreisverantwortlichen kénnen allerdings
auch versuchen, ihre Bilanzkreisungleichgewichte eigenstandig am day-
after-Markt auszugleichen. Im Folgenden werden die einzelnen Bestand-
teile des deutschen Strommarkts detailliert erlautert.

Produktmarkt Bilanzausgleich
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Abbildung 3.1: Der deutsche Strommarkt
Quelle: Eigene Darstellung
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3.1.1 PRODUKTMARKT

Terminmarkt

Der Terminmarkt bietet den Marktteilnehmern die Méglichkeit, sich gegen
Preis- und Mengenrisiken abzusichern. Aufgrund der tages-, wochen- und
jahreszeitlichen Nachfrageschwankungen und der geringen Preiselastizitat
der Stromkonsumenten weist der Strompreis eine vergleichsweise hohe
Volatilitat auf, weshalb je nach Risikopraferenz ein entsprechender
Risikoabsicherungsbedarf besteht. Die Risikoabsicherung kann Uber
unterschiedliche Formen von Terminmarktgeschaften erfolgen.

Futures (borslicher Handel) beziehungsweise forwards (aullerborslicher
Handel) sind unbedingte Terminmarktgeschafte, die in jedem Fall erfillt
werden miussen. Dabei kann entweder eine tatsachliche physische Liefe-
rung von Strom zu einem bestimmten Zeitpunkt oder eine finanzielle
Verrechnung vereinbart werden. Bei der finanziellen Verrechnung wird die
Differenz zwischen dem im Terminkontrakt fixierten Preis und dem
tatsachlichen Preis des zugrunde gelegten Guts im Erflllungszeitpunkt
erstattet beziehungsweise bezahlt.

An der EEX kdnnen sowohl physische futures (german-power-futures) als
auch finanzielle futures (phelix-futures) gehandelt werden. Der future-
Handel findet jeweils in kontinuierlicher Form statt. Um den Marktteil-
nehmern eine grobe Strukturierung ihrer Produktions- oder Absatzprofile
zu ermoglichen, gibt es baseload-futures und peakload-futures. Ein
baseload-future verbrieft die ganztagige Stromlieferung beziehungsweise
die ganztagige finanzielle Verrechnung, peakload-futures gelten montags
bis freitags fir die Zeit von acht Uhr morgens bis acht Uhr abends. Sie
decken damit den Zeitraum ab, in dem in der Regel eine hohe Stromnach-
frage vorliegt. Die finanziellen futures beziehen sich auf den durchschnittli-
chen Preis der day-ahead-Auktion an der EPEX Spot fir den jeweils
relevanten Zeitraum.>’

>’ Vgl. European Energy Exchange (2011): S. 6ff.
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Eine weitere Moglichkeit zur Risikoabsicherung stellen Optionen dar. Bei
Optionen handelt es sich um bedingte Termingeschafte, bei denen ein
Marktteilnehmer das Recht erwirbt, zu einem spateren Zeitpunkt ein
bestimmtes Produkt zu einem ex-ante festgelegten Preis von einem
anderen Markteilnehmer kaufen oder verkaufen zu konnen. Der Verkaufer
einer Option erhalt daflir eine Optionspramie, die unabhangig von der
tatsachlichen Austibung gezahlt werden muss. Der Zeitpunkt und die damit
einhergehende Flexibilitat der Ausiibung sind vom Typ der Option abhan-
gig. Wahrend europaische Optionen nur am Ende der Laufzeit ausgelbt
werden koénnen, ist bei amerikanischen Optionen eine flexible Ausibung
innerhalb der gesamten Laufzeit moglich. Darliber hinaus gibt es auch
Mischformen, die die Auslibung in bestimmten Zeitraumen wahrend der
Laufzeit zulassen.

An der EEX kdnnen europaische Optionen auf den Erwerb und Verkauf von
phelix-baseload-futures und phelix-peakload-futures gehandelt werden.
Der Kaufer einer phelix-peakload-Kaufoption erwirbt somit das Recht, am
Falligkeitstag einen phelix-peakload-future zu einem ex-ante fixierten Preis
erwerben zu koénnen. Ebenso wie der future-Handel findet auch der
Handel von Optionen kontinuierlich statt.”®

day-ahead-Markt

Auf dem day-ahead-Markt der EPEX Spot werden Stromlieferkontrakte fir
einzelne Stunden oder Stundenblocke des Folgetages gehandelt. Auch
wenn es sich durch das zeitliche Auseinanderfallen von Stromhandel und
Stromlieferung nicht um einen klassischen Spotmarkt handelt, kommt dem
day-ahead-Markt eine ahnliche Signalfunktion zu. Der day-ahead-
Marktpreis wird deshalb haufig als Spotpreis bezeichnet und dient auch als
Basiswert fir Terminmarktgeschafte.

Im Gegensatz zum Terminmarkt findet der day-ahead-Markt nicht als
kontinuierlicher Handel, sondern in Form einer Auktion statt. Die Markt-
teilnehmer kénnen dabei fiir jede einzelne Stunde Angebots- und Nachfra-

> vgl. European Energy Exchange (2011): S. 12ff.
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gefunktionen aus bis zu 256 Preis-Mengen-Kombinationen abgeben.
Darliber hinaus sind auch Blockgebote fiir mehrere Stunden des Folgeta-
ges moglich, die nur dann ausgefiihrt werden, wenn das Gebot im Rahmen
der Auktion fir alle betreffenden Stunden einen Zuschlag erhalt. Blockge-
bote eignen sich somit insbesondere fir Betreiber von inflexiblen Kraft-
werken, weil auf diese Weise sichergestellt werden kann, dass das
Kraftwerk nicht nur fir einzelne Stunden angefahren und zwischenzeitlich
wieder heruntergefahren werden muss. Die Gebote dirfen jeweils maxi-
mal 3000 €/MWh und minimal minus 3000 €/MWh betragen.

Taglich um zwolf Uhr wird Gber eine Saldierung der individuellen Gebots-
kurven die kumulierte Marktangebots- und Marktnachfragefunktion fir
jede einzelne Stunde des Folgetages bestimmt. Durch den Schnittpunkt
der beiden Funktionen ergibt sich anschlieffend der stiindliche Strompreis.
Die day-ahead-Auktion findet als Einheitspreisauktion statt, weshalb alle
Stromanbieter, die einen Zuschlag erhalten haben, fiir ihre Stromlieferung
in Hohe des Grenzgebotes entlohnt werden, und alle Stromnachfrager, die
einen Zuschlag erhalten haben, einen Preis in Hohe des Grenzgebots
bezahlen missen. Wenn sich kein Schnittpunkt zwischen den kumulierten
Angebots- und Nachfragefunktionen ergibt, wird fir die entsprechenden
Stunden eine zweite Auktion durchgefihrt.”

Im Rahmen der day-ahead-Auktion wird darliber hinaus nach §1 der
Ausgleichsmechanismus-Ausfihrungsverordnung  (AusglMechAV) die
vorrangig abgenommene Stromproduktion aus erneuerbaren Energien auf
dem Strommarkt verdullert. Die gesamte vortagliche Einspeiseprognose
wird dabei in Form eines unlimitierten Verkaufsgebots im Rahmen der
day-ahead-Auktion angeboten. Unlimitierte Verkaufsgebote werden bei
der Erstellung der Marktangebotsfunktion mit der Preisuntergrenze in
Hohe von minus 3000 €/ MWh bewertet. Auf diese Weise wird sicherge-
stellt, dass diese Gebote im Normalfall einen Zuschlag erhalten.®® Die

>? vgl. European Power Exchange (2011): S. 6f.

In Ausnahmesituationen kann nach § 8 AusglMechAV von der preisunlimitierten
Vermarktung abgewichen werden. Vgl. hierzu Kapitel 4.1.2.
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Forderung der erneuerbaren Energien stellt ein wesentliches Merkmal des
deutschen Strommarkts dar und wird in Kapitel 4.1 umfassend analysiert.

intraday-Markt

Auf dem intraday-Markt der EPEX Spot werden am Liefertag Stundenkon-
trakte oder Blockgebote gehandelt. Der Handel findet dabei in kontinuier-
licher Form statt. Die zuldssige Preisspanne fiir Gebote liegt zwischen
minus 9999,99 €/MWh und 9999,99 €/MWh. Den Handelsschluss markiert
das gate closure 45 Minuten vor dem Lieferzeitpunkt.®® Aufgrund des
geringeren Zeitraums zwischen Stromhandel und Stromlieferung konnte
der intraday-Markt aus theoretischer Sicht eine Alternative zum day-
ahead-Markt als Spotmarktersatz darstellen. Dem Vorteil der besseren
Informationsbasis steht allerdings ein gravierender Nachteil in Form
geringer Liquiditat gegeniber. Ob sich dies in Zukunft andert, hangt auch
davon ab, inwieweit sich die Einsatzflexibilitat der Kraftwerke verandert.
Derzeit ist fur viele Kraftwerksbetreiber eine starkere Vermarktung am
intraday-Markt aufgrund der Flexibilitatsrestriktionen nicht sinnvoll.
Bislang wird der intraday-Markt deshalb fast ausschlieRlich zum Ausgleich
kurzfristiger Produktions- oder Nachfrageanderungen genutzt und dient
nicht als Basiswert flr bérsennotierte Terminkontrakte.

3.1.2 REGELLEISTUNGSMARKT

Wie in Kapitel 2.5.1 erlautert, stellt der Regelleistungsmarkt ein Monopson
dar und dient dem institutionellen Ausgleich unvorhergesehener Marktun-
gleichgewichte. Regelleistung wird allerdings nur fir die Viertelstunde, in
der das Ungleichgewicht auftritt, sowie die nachsten drei darauf folgenden
Viertelstunden eingesetzt. Anschlielfend muss der fir das Ungleichgewicht
verantwortliche Bilanzkreis eigenstandig fiir einen Ausgleich sorgen.

Die Ubertragungsnetzbetreiber haben nach § 22 des Gesetzes iiber die
Elektrizitats- und Gasversorgung (EnWG) und § 6 der Verordnung lber den
Zugang zu Elektrizitatsversorgungsnetzen (StromNZV) die Aufgabe, den
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Vgl. European Power Exchange (2011): S. 10.
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Regelleistungsbedarf in einem transparenten, marktorientierten und
diskriminierungsfreien Prozess auszuschreiben sowie den gegebenenfalls
notwendigen Regelleistungseinsatz zu koordinieren. Dies erfolgt innerhalb
Deutschlands regelzonenibergreifend im Rahmen eines Netzregelverbun-
des.®® Der Netzregelverbund flihrt auf der einen Seite zu einer hoheren
Liquiditat bei den Ausschreibungen, weil es einen Gesamtmarkt anstelle
von vier Einzelmarkten gibt. Auf der anderen Seite werden die einzelnen
Regelzonensalden nicht separat ausgeglichen, sondern nur der Saldo des
Netzregelverbunds. Dadurch wird in Situationen, in denen die Ungleich-
gewichte in den einzelnen Regelzonen unterschiedliche Vorzeichen haben,
ein unnotiges Gegeneinanderregeln der Regelzonen vermieden.®® Die
gemeinsame Ausschreibung der Regelleistung ist allerdings nur moglich,
solange keine Netzengpasse zwischen den einzelnen Regelzonen bestehen,
weil ansonsten die Netzstabilitat nicht gewahrleistet werden kann.

Um als Anbieter am Regelleistungsmarkt teilzunehmen, muss eine techni-
sche Praqualifikation der entsprechenden Kraftwerks- oder Nachfrageka-
pazitaten erfolgen. Die genauen Anforderungen hangen jeweils von der
Qualitatsstufe der Regelleistung ab.”* Regelleistung wird in drei unter-
schiedlichen Qualitaten ausgeschrieben. Das Qualitatsmerkmal stellt dabei
die Vorlaufzeit bis zum Abruf der Regelleistung dar. Je zeitndaher der Abruf
erfolgt, desto hoher sind die Flexibilitatsanforderungen an die vorzuhal-
tenden Kraftwerks- oder Nachfragekapazititen und desto héher sind
dementsprechend auch die Kosten. Es ist daher 6konomisch sinnvoll, bei

®2 Fur die Zukunft ist eine internationale Ausweitung des Netzregelverbunds angedacht.

Ein Testlauf mit der Regelzone Danemark (West) hat im Oktober 2011 begonnen, spater
sind auch Kooperationen mit Tschechien, den Niederlanden und der Schweiz geplant.
Der internationale Netzregelverbund soll allerdings lediglich die Saldierung, nicht aber
eine gemeinsame Regelleistungsausschreibung umfassen. Vgl. 50 Hertz et al. (2011b): S.
1ff.

Die Saldierung der einzelnen Regelzonen hat deutliche Kostenvorteile gegeniiber einem
getrennten Einsatz von Regelleistung in den einzelnen Regelzonen. Vgl. hierfir
Flinkerbusch/Heuterkes (2010): S. 4715ff.

Fiir eine detaillierte Darstellung der Praqualifikationsanforderungen vgl. Anhang D aus
Verband der Netzbetreiber (2007).
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langer andauernden Ungleichgewichten auf niedrigere und gleichzeitig
glnstigere Regelleistungsqualitaten zu wechseln.

Primdrregeleistung

Primarregelleistung stellt die hochste Qualitatsstufe dar. Sie muss inner-
halb von 30 Sekunden nach Aktivierung in voller Leistung zur Verfligung
stehen und anschliefend — je nachdem ob und wie schnell sie durch
Sekundarregelleistung ersetzt werden kann — einen Zeitraum von bis zu
15 Minuten abdecken. Der Abruf erfolgt dezentral auf Basis einer vollau-
tomatischen, frequenzabhangigen Leistungsregelung der entsprechenden
Kraftwerks- oder Nachfragekapazitaten, die deshalb tber einen Primarreg-
ler verfliigen missen.

Der Bedarf an vorzuhaltender Primarregelleistung wird vom Verband
europaischer Netzbetreiber (ENTSO-E) jeweils fur ein Jahr festgelegt und
entspricht der Leistung, die bei einem zeitgleichen Ausfall der beiden
groRten Kraftwerksblocke innerhalb der Regionalgruppe Kontinentaleuro-
pa ausgeglichen werden muss.® Fur das Jahr 2011 entsprach der Bedarf
3000 MW. Die Aufteilung des Gesamtbedarfs auf die einzelnen Regelzonen
erfolgt auf Basis des Anteils am gesamten Stromverbrauch in der Regional-
gruppe Kontinentaleuropa. Im Jahr 2011 betrug dieser Anteil in den vier
deutschen Regelzonen etwa 20,4 %, so dass im Netzregelverbund jeweils
612 MW positive und negative Primarregelleistung vorgehalten werden
musste.*®

Die Ausschreibung der Primarregelleistung erfolgt immer dienstags um
15 Uhr fir die gesamte Folgewoche. Die minimale GebotsgroRe betragt
+1 MW. Eine Aufteilung in bestimmte Zeitscheiben oder die Regelrichtung
gibt es nicht, so dass ein Anbieter, der bei der Ausschreibung den Zuschlag

®  Zur Regionalgruppe Kontinentaleuropa gehéren die Stromnetze von Osterreich, Belgien,

Bosnien-Herzegowina, Bulgarien, Tschechien, Kroatien, Danemark (West), Frankreich,
Deutschland, Griechenland, Ungarn, Italien, Luxembourg, Montenegro, den Niederlan-
den, Polen, Portugal, Rumanien, Serbien, der Slowakei, Slowenien, Spanien und der
Schweiz.

¢ Siehe www.regelleistung.net.
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erhalt, gleichermalien positive und negative Primarregelleistung in Hohe
der gebotenen Kapazitat flr den Zeitraum von Montag 00 Uhr bis Sonntag
24 Uhr vorhalten muss.®” Als Ausschreibungsverfahren wird eine eindi-
mensionale Auktion verwendet, bei der die Anbieter entsprechend ihres
Leistungspreisgebots ausgewahlt und entlohnt werden.®® Vergltet wird
somit ausschliefSlich die Vorhaltung von Primarregelleistung, eine zusatzli-
che Entlohnung im Falle eines Regelleistungsabrufs gibt es nicht.

Sekundadrregelleistung

Sekundarregelleistung stellt die mittlere Qualitatsstufe dar und muss
innerhalb von finf Minuten nach Aktivierung in voller Leistung zur Verfi-
gung stehen. Der Abruf wird automatisch durch die zentrale Netzleitwarte
des betroffenen Ubertragungsnetzbetreibers gesteuert. Potentielle
Anbieter missen deshalb Uber eine entsprechende informationstechni-
sche Anbindung an den zentralen Leistungs-Frequenz-Regler angeschlos-
sen sein, um die Regelungssignale empfangen zu kdénnen.

Der Bedarf an vorzuhaltender Sekundarregelleistung wird fiir jede Regel-
zone separat berechnet. Dazu wird eine Defizitwahrscheinlichkeit vorge-
geben, nach der die erwartete Anzahl an Stunden pro Kalenderjahr, in
denen die vorgehaltene Sekundarregelleistung den tatsachlichen Bedarf
nicht deckt, rund neun betragt. Der kumulierte Bedarf an positiver Sekun-
darregelleistung betragt nach dieser Berechnungsmethodik derzeit
2074 MW, wahrend negative Regelleistung in Hohe von 2101 MW vorge-
halten werden muss.*

Die Ausschreibung der Sekundarregelleistung erfolgt jeweils mittwochs um
15 Uhr fir die gesamte Folgewoche. Die minimale GebotsgroRe betragt
15 MW. Im Gegensatz zur Primarregelleistung wird positive und negative
Sekundarregelleistung separat ausgeschrieben. Zudem gibt es jeweils zwei

®7 " vgl. Bundesnetzagentur (2011b): S. 2ff.

®®  Bei drohenden Netzengpissen innerhalb des Netzregelverbunds kénnen die Ubertra-
gungsnetzbetreiber beantragen, dass auch der Standort der Leistungserbringung bei der
Auswahl bertiicksichtigt wird.

% Siehe www.regelleistung.net.
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Zeitscheiben. Die Zeitscheibe ,Hauptzeit” erstreckt sich Giber den Zeitraum
von Montag bis Freitag, 8 Uhr bis 20 Uhr. Die restlichen Stunden der
Werktage sowie die Wochenenden und Feiertage werden von der Zeit-
scheibe ,Nebenzeit” abgedeckt.70

Als Ausschreibungsverfahren wird eine zweidimensionale Auktion verwen-
det. Die Gebote bestehen dabei aus einem Leistungspreis fur die Vorhal-
tung der entsprechenden Kapazitaten und einem Arbeitspreis flir deren
Einsatz. Die Auswahl der Gebote erfolgt anhand des Leistungspreises, den
die angenommenen Gebote in jedem Fall erhalten.”* AnschlieRend werden
die angenommenen Gebote anhand der gebotenen Arbeitspreise geord-
net. Muss nun Sekundarregelleistung eingesetzt werden, werden zuerst
die Gebote mit den niedrigsten Arbeitspreisen abgerufen und entspre-
chend entlohnt. Die Verglitung erfolgt jeweils nach dem Gebotspreisver-
fahren.

Terticirregelleistung

Die Tertiarregelleistung wird haufig auch als Minutenreserve bezeichnet
und stellt die niedrigste Qualitatsstufe dar. Sie muss innerhalb von fiinf-
zehn Minuten nach Aktivierung in voller Leistung zur Verfiigung stehen
und den restlichen Zeitraum bis zum Ende des institutionell abgesicherten
Ausgleichs abdecken. Der Abruf erfolgt automatisch durch die Netzleitwar-
te der Ubertragungsnetzbetreiber.72

Der Bedarf an vorzuhaltender Tertidarregelleistung wird Uber die gleiche
Methodik wie bei der Sekundarregelleistung berechnet. Die Defizitwahr-
scheinlichkeit wird somit wieder auf etwa neun Stunden pro Kalenderjahr

© vgl. Bundesnetzagentur (2011c): S. 2ff.

Bei drohenden Netzengpissen innerhalb des Netzregelverbunds kénnen die Ubertra-
gungsnetzbetreiber beantragen, dass auch der Standort der Leistungserbringung bei der
Auswahl beriicksichtigt wird. Derzeit hat 50 Hertz die Genehmigung, 425 MW negative
Sekundarregelleistung regelzonenintern bereitzuhalten, vgl. hierfiir Bundesnetzagentur
(2011a): S. 2.

Vgl. Bundesnetzagentur (2011e): S. 39f. Diese Vorgabe gilt allerdings erst ab dem
01.07.2012. Bis dahin erfolgt der Abruf der Tertidarregelleistung telefonisch.
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festgelegt. Auf diese Weise ergibt sich derzeit ein kumulierter Bedarf an
positiver Tertiarregelleistung in Hohe von 2509 MW, wahrend negative
Tertiarregelleistung in Hohe von 1864 MW vorgehalten werden muss.”?

Die Ausschreibung der Tertidrregelleistung erfolgt werktaglich fir den
jeweils folgenden Tag. Falls die folgenden Tage auf Wochenenden oder
Feiertage fallen, wird die Ausschreibung simultan fiir die entsprechenden
Tage und den anschliefenden Werktag durchgefiihrt. Die minimale
GebotsgroRe betrigt +5 MW.”* Die Ausschreibung von positiver und
negativer Tertidrregelleistung findet separat statt und erfolgt fiir jeweils
sechs Zeitscheiben, die den Tag gleichmallig in vierstiindige Perioden
aufteilen. Die erste Zeitscheibe beginnt somit um 0 Uhr und endet um
4 Uhr, wahrend die letzte Zeitscheibe um 20 Uhr beginnt und um 24 Uhr
endet.”

Das Ausschreibungsverfahren ist identisch mit dem der Sekundarregelleis-
tung. Die Gebote bestehen somit ebenfalls aus einem Leistungspreis fir
die Vorhaltung der entsprechenden Kapazitaten und einem Arbeitspreis
fir deren Einsatz. Wahrend die Auswahl der Gebote auf Basis der Leis-
tungspreisgebote vorgenommen wird, werden die Arbeitspreisgebote fir
die Reihenfolge des Abrufs herangezogen.”® Die Vergiitung erfolgt jeweils
nach dem Gebotspreisverfahren.

3.1.3 BILANZAUSGLEICH

Es ware hochgradig ineffizient, alle Bilanzkreisungleichgewichte separat
mit dem Einsatz von Regelleistung auszugleichen, weil auf diese Weise
potentielle Saldierungseffekte zwischen den Bilanzkreisen ungenutzt
blieben. Die Grundlage des Bilanzausgleichs stellt somit die Saldierung aller

> Siehe www.regelleistung.net.

Bis zum 01.07.2012 gilt eine Ubergangsregelung, bei der die minimale GebotsgréRe
+10 MW betragt.

Vgl. Bundesnetzagentur (2011e): S. 2ff.

Bei drohenden Netzengpissen innerhalb des Netzregelverbunds kénnen die Ubertra-
gungsnetzbetreiber beantragen, dass auch der Standort der Leistungserbringung bei der
Auswahl bericksichtigt wird.
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Bilanzkreisungleichgewichte im Netzregelverbund dar, um das tatsachliche
energetische Ungleichgewicht bestimmen zu konnen. Auf diese Weise
ergibt sich schliefllich der bendétigte Regelleistungseinsatz. Falls ein
negativer Netzregelverbundsaldo vorliegt, wird dementsprechend in
gleicher Hohe positive Regelleistung eingesetzt, wahrend ein positives
Netzregelverbundsaldo durch negative Regelleistung ausgeglichen wird.
Abbildung 3.2 veranschaulicht die Saldierung der Bilanzkreise innerhalb
des Netzregelverbunds.

Amprion Tennet 50 Hertz TransnetBW
+10
+5
-20| | 43
Regelzonensaldo -3 +8 +12 -11
Netzregelverbundsaldo +6
Regelleistungseinsatz -6
(O = Regelzone
[]= Bilanzkreis mit einem Leistungsiiberschuss
[[] = Bilanzkreis mit einem Leistungsdefizit

Abbildung 3.2: Bestimmung des Netzregelverbundsaldos
Quelle: Eigene Darstellung

Die Abrechnung der Bilanzkreisungleichgewichte erfolgt anschlieRend in
viertelstindlicher Auflésung durch ein virtuelles Ausgleichsenergiesystem.
Die Abrechnungsperioden betragen somit jeweils 15 Minuten. Ein Bilanz-
kreis, der in diesem Zeitraum ein Leistungsdefizit aufweist, muss in
gleicher Hohe Ausgleichsenergie beziehen. Bilanzkreisiberschiisse werden
dagegen in Form einer Ausgleichsenergielieferung verrechnet. Um den
Ausgleichsenergiepreis fur die jeweilige Abrechnungsperiode zu bestim-
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men, missen die Ubertragungsnetzbetreiber sowohl die in der Viertel-
stunde eingesetzte Regelleistung, als auch die daraus resultierenden
Einnahmen und Ausgaben ermitteln.

Da der Regelleistungseinsatz nicht viertelstiindlich, sondern in Echtzeit
zum Ausgleich der jeweiligen Ungleichgewichte erfolgt, ist es moglich, dass
innerhalb einer Abrechnungsperiode sowohl positive als auch negative
Regelleistung eingesetzt wird. Der Saldo der eingesetzten Regelleistung
ergibt sich somit aus der Summe der positiven und negativen Regelleis-
tung. Dabei wird allerdings nur die Sekundar- und Tertiarregelleistung
berlicksichtigt. Diese Beschrankung lasst sich auf die Vorgabe zurtickfiih-
ren, dass nur die Kosten des tatsachlichen Regelleistungseinsatzes in Form
von elektrischer Arbeit auf die fiir die Ungleichgewichte verantwortlichen
Bilanzkreise umgelegt werden. Die Kosten der Regelleistungsvorhaltung
werden dagegen Uber die Netznutzungsentgelte sozialisiert. Bei der
Primarregelleistung wird nur die Vorhaltung vergitet, so dass sie bei der
Ausgleichsenergiepreisbildung nicht bertcksichtigt wird.

Fir die Berechnung der Einnahmen und Ausgaben werden somit aus-
schlielRlich die Arbeitspreisgebote der eingesetzten positiven und negati-
ven Sekundar- und Tertiarregelleistung herangezogen. Da der Einsatz
negativer Regelleistung auf Seiten des Regelleistungsanbieters zu einer
Einsparung von Brennstoffen oder einem zusatzlichen Strombezug fuhrt,
werden flr negative Regelleistung zum Teil negative Arbeitspreisgebote
abgegeben. In diesem Fall kann ein Abruf von Regelleistung auch Einnah-
men generieren. Der Ausgleichsenergiepreis AEP ergibt sich schlieRlich
durch die Division der Summe aus Ausgaben und Einnahmen sowie der
Summe des positiven und negativen Regelleistungsabrufs:

Ausgaben — Einnahmen
AEP = —— . . , (3.1)
positive Regelleistung — negative Regelleistung

Wenn der Ausgleichsenergiepreis positiv ist, erhalten die Uberspeisten
Bilanzkreise von den unterspeisten Bilanzkreisen eine Zahlung fir die
Lieferung von Ausgleichsenergie. Der Ausgleichsenergiepreis kann aller-
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dings auch negativ werden, wenn beispielsweise in einer Abrechnungspe-
riode mehr negative als positive Regelleistung eingesetzt wird, ohne dass
gleichzeitig ein Einnahmeiberschuss entsteht. In diesem Fall werden
Bilanzkreise, die ein Leistungsdefizit aufweisen, von den Bilanzkreisen mit
einem Leistungstberschuss fir die Abnahme der Ausgleichsenergie
entlohnt.

Problematisch sind Situationen, in denen in einer Abrechnungsperiode
eine nahezu identische Menge positiver und negativer Regelleistung
abgerufen wird, weil der Ausgleichsenergiepreis bei solchen Konstellatio-
nen sehr hohe Werte annehmen kann. Um dies zu vermeiden, gibt es eine
Preisober- und eine Preisuntergrenze, die jeweils dem betragsmaliig
hochsten Arbeitspreisgebot entspricht, das in der entsprechenden Ab-
rechnungsperiode abgerufen wurde. Um die Preisuntergrenze zu bestim-
men, wird der entsprechende Wert mit minus eins multipliziert.

Die Preisbeschrankung fihrt dazu, dass unter Umstanden ein Teil der
Kosten des Regelleistungsabrufs bei den Ubertragungsnetzbetreibern
verbleibt und nicht auf die Bilanzkreise umgelegt werden kann. Die nicht
Uberwalzbaren Einnahmen und Ausgaben aus dem Regelleistungsabruf
werden deshalb monatlich saldiert und anschlieBend auf die Ausgleichs-
energiepreise der einzelnen Abrechnungsperioden aufgeteilt. Aus diesem
Grund konnen die Ausgleichsenergiepreise erst mit groflem zeitlichem
Abstand zur eigentlichen Abrechnungsperiode vollstandig berechnet und
veroffentlicht werden.

Um eine zeitnahe Absicherung des Ausgleichsenergiepreisrisikos zu
ermoglichen, konnen die Bilanzkreisverantwortlichen nach §5 Absatz 3
StromNzZV auf dem day-after-Markt bis 16 Uhr des auf die jeweilige
Abrechnungsperiode folgenden Tages versuchen, ihre Bilanzkreisungleich-
gewichte durch gegenseitige Tauschgeschafte glattzustellen und auf diese
Weise der Inanspruchnahme der institutionellen Ausgleichsenergie
vorzubeugen. Der Handel mit Bilanzungleichgewichten findet ausschliel3-
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lich auBerbdrslich statt. Bislang wird der day-after-Markt allerdings kaum
genutzt und ist deshalb nur von untergeordneter Bedeutung.”’

3.2 ANALYSE

Im Folgenden wird die Ausgestaltung des deutschen Strommarktdesign
untersucht. Die normative Grundlage stellen dabei die in Kapitel 2.5
abgeleiteten Anforderungen an ein effizientes Strommarktdesign dar. Die
Analyse erfolgt auf Basis der dort entwickelten formalen Strukturierungen.

3.2.1 BEREITSTELLUNG DER NETZSTABILITAT

Primdrregelleistung

Die Ausschreibung der Primarregelleistung erfolgt mithilfe eines eindimen-
sionalen Auktionsverfahrens und gilt gleichzeitig fir positive und negative
Regelleistung. Die Gebote umfassen somit nur einen Parameter, mit dem
die Anbieter flr die gleichzeitige Vorhaltung der entsprechenden positiven
und negativen Regelleistungskapazitaten verglitet werden. Eine separate
Vergltung fir den Abruf der Regelleistung gibt es nicht. Der Gebotspara-
meter LPp(xpg) flr eine marginale Einheit Primarregelleistung xpp enthalt
deshalb neben den Grenzopportunitatskosten der positiven und negativen
Kapazitatsvorhaltung OKpg,(xpg) und OKpgr_(xpg) auch die mit der
jeweiligen Abrufwahrscheinlichkeit dpg, beziehungsweise dpr_ gewichte-
ten Abrufkosten fir positive Regelleistung cpgr.(xpr) und eingesparten
Produktionskosten fiir negative Regelleistung cpr_(xpg):

LPp(xpg) = 0KPR+(xPR) + OKpr_(xpgr) + Opr+ * CPR+(xPR)

2
— Opg— * Cpr—(XpR) (3:2)

Da bei der Auktion das Gebotspreisverfahren verwendet wird, werden
Anbieter, die einen Zuschlag erhalten haben, in Hohe ihres eigenen Gebots
entlohnt. Die optimale Strategie besteht somit darin, das Gebot nicht auf
Basis der eigenen Kostenbestandteile zu erstellen, sondern das Gebot des

"7 Fir eine ausfiihrliche Analyse des day-after-Markts vgl. Andor et al. (2010b): S. 46ff.
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Grenzanbieters abzuschatzen, und ein Gebot in dieser H6he abzugeben.
Auch wenn dies insbesondere wegen der schwierig abschatzbaren Abruf-
wahrscheinlichkeit nicht immer exakt moglich ist, werden die Gebote
deshalb im Allgemeinen nicht den individuellen Kosten der jeweiligen
Anbieter entsprechen.

Die Beschrankung auf den Gebotsparameter LPp(xpg) fUhrt grundsatzlich
dazu, dass immer die Gebote ausgewahlt werden, bei denen die kumulier-
ten Kosten aus der Regelleistungsvorhaltung und dem mit der Abrufwahr-
scheinlichkeit gewichteten Regelleistungseinsatz am geringsten sind.
Wenn die Regelleistungsanbieter die tatsachliche Abrufwahrscheinlichkeit
zutreffend antizipieren, fihrt der Ausschreibungsmechanismus somit zu
einer kosteneffizienten Bereitstellung der Primarregelleistung.

Prinzipiell konnte anstelle der pauschalen Zahlung auch eine ausschlief3li-
che Vergutung im Falle eines Regelleistungsabrufs erfolgen. Dies ist bei der
Primarregelleistung allerdings aufgrund der technischen Eigenschaften
nicht sinnvoll. Der Abruf erfolgt dezentral und vollautomatisch, so dass die
Ubertragungsnetzbetreiber keinen Einfluss auf die Auswahl der Erzeu-
gungseinheit haben und damit auch nicht direkt nachvollziehen kénnen,
wie viel Primarregelleistung jeder Anbieter letztlich eingesetzt hat. Die
Hohe des Primarregelleistungsabrufs muisste somit nachtraglich anhand
der Produktionszeitreihen der einzelnen Kraftwerke berechnet werden,
wodurch der Aufwand der Primarregelleistungsabrechnung erheblich
steigen wiurde.

Sekundadrregelleistung

Die Ausschreibung der Sekundarregelleistung erfolgt mithilfe eines
zweidimensionalen Auktionsverfahrens. Dabei werden positive und
negative Regelleistung separat ausgeschrieben. Die Gebote umfassen
jeweils zwei Parameter. Die Auswahl der Gebote fir die Bereitstellung der
ausgeschriebenen positiven beziehungsweise negativen Sekundarregelleis-
tung wird anhand des ersten Parameters LPsp, beziehungsweise LPgp_
vorgenommen. Der Abruf der angenommenen Gebote im Falle eines

55



DAS DEUTSCHE STROMMARKTDESIGN

Sekundarregelleistungsbedarfs erfolgt dagegen anhand des zweiten
Gebotsparameters APy, beziehungsweise APgp_.

Anbieter, die einen Zuschlag erhalten, erhalten somit in jedem Fall eine
Vergltung in Hohe des ersten Gebotsparameters. Sobald ein Abruf erfolgt,
erhalten sie eine zusatzliche Verglitung in Hohe des zweiten Gebotspara-
meters. Sie werden die Gebotsparameter flir eine marginale Einheit
Sekundarregelleistung xsr, beziehungsweise xsi_ deshalb so auswahlen,
dass die Grenzopportunitatskosten OKsp,(xspy) beziehungsweise
OKsp_(xsg—) unter Berlcksichtigung der Abrufwahrscheinlichkeiten dgg .
und 65z und der Abrufkosten csg, (xsg4 ) beziehungsweise der eingespar-
ten Produktionskosten cgr_ (x5r—) gedeckt sind:

OKspy (Xspi) = Ospy * (APSR+(XSR+) - CSR+(xSR+))
+ LPsg 4 (X5r+)

OKgr—(xsp-) = g * (APSR—(xSR—) + CSR—(XSR—))
+ LPsp_(xsr-)

(3.3)

(3.4)

Die Auswahl einzig auf Basis des ersten Parameters fuhrt zu einer Minimie-
rung der Ausgaben fir die Vergltung der Leistungspreisgebote. Durch die
Nichtbericksichtigung des zweiten Gebotsparameters werden jedoch stets
nur die Gebote mit den niedrigsten Leistungspreisen ausgewahlt und nicht
die Gebote, die die Regelleistung unter Berlcksichtigung der entsprechen-
den Abrufwahrscheinlichkeit kostenminimal bereitstellen kénnten. Je nach
Abrufwahrscheinlichkeit kann der verwendete Ausschreibungsmechanis-
mus somit zu Ineffizienzen fihren.

Terticirregelleistung

Die Ausschreibung der Tertiarregelleistung erfolgt nach dem gleichen
Verfahren wie die der Sekundarregelleistung, so dass sich die Ergebnisse
der Analyse simultan Ubertragen lassen. Auch hier wird somit ein ineffizi-
enter Ausschreibungsmechanismus verwendet.
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Ausschreibungszeitpunkte

Kraftwerke, die die technischen Voraussetzungen erfiillen, um eine
hochwertige Regelleistungsqualitat anbieten zu kénnen, sind automatisch
in der Lage, auch die jeweils niedrigeren Regelleistungsqualitaten anzubie-
ten. Die sequentielle Ausschreibung der Regelleistungsqualitdten ermog-
licht es somit Anbietern, die beispielsweise bei der Primarregelleistung
keinen Zuschlag erhalten haben, die entsprechenden Kapazitaten an-
schlielRend auf dem Sekundar- oder sogar Tertidarregelleistungsmarkt
anzubieten. Auf diese Weise steigt die Liquiditat bei der Ausschreibung der
jeweils niedrigeren Qualitatsstufe.

Problematisch konnte allerdings die mehrtagige Vorlaufzeit bei der
Ausschreibung der Primar- und Sekundarregelleistung sein. Zu diesem
Zeitpunkt stehen den Regelleistungsanbietern nicht alle fiir die Erstellung
der Gebote notwendigen Informationen in optimaler Qualitat zur Verfui-
gung. Das gilt insbesondere fir die Einspeiseprognose fiir Strom aus
erneuerbaren Energien, die vollstandig am day-ahead-Markt vermarktet
wird. Die Marktergebnisse am day-ahead-Markt bilden wiederum die
Grundlage fir die Berechnung der Opportunitatskosten der Regelleis-
tungsvorhaltung. Da der Uberwiegende Teil der Stromerzeugung aus
erneuerbaren Energien auf Basis von Wind- und Sonnenenergie erfolgt, ist
die Einspeiseprognose von meteorologischen Gegebenheiten abhangig,
die nur in begrenztem MaRe fir einen langeren Zeitraum vorhergesagt
werden konnen. Die Gute der Einspeiseprognose nimmt deshalb mit der
Linge der Vorlaufzeit deutlich ab.”® Durch den derzeitigen Ausschrei-
bungszeitpunkt und Ausschreibungszeitraum fir die Primar- und Sekun-
darregelleistung bleiben somit moglicherweise Effizienzgewinne in Form
einer geringeren Unsicherheit bei der Abschatzung der Opportunitatskos-
ten ungenutzt.

8 vgl. Dierer et al. (2010): S. 27f und 32f.
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Ausgleichsenergiesystem

Der Bilanzausgleich innerhalb des gesamten Netzregelverbunds gewahr-
leistet, dass nicht gleichzeitig positive und negative Regelleistung einge-
setzt werden muss, sondern immer nur der tatsachliche energetische
Saldo ausgeglichen wird. Das Ausgleichsenergiesystem nutzt die potentiel-
len Saldierungseffekte somit vollstandig aus. Problematisch ist dagegen,
dass bei der Abrechnung der Bilanzkreisungleichgewichte nur ein Teil der
Gesamtkosten auf die Bilanzkreisverantwortlichen umgelegt wird, weil bei
der Berechnung des Ausgleichsenergiepreises lediglich die Ausgaben fir
die Arbeitspreisvergiutungen berlicksichtigt werden. Die Nichtbertcksichti-
gung der Leistungspreisvergitungen kann zu Ineffizienzen fiihren. Dieser
Aspekt wurde in der Literatur bisher nicht untersucht und wird deshalb im
Folgenden mithilfe einer empirischen Datenbasis aufgezeigt.

Wie Abbildung 3.3 beispielhaft anhand der Arbeitspreisgebote fir die
Ausschreibungen von Sekundarregelleistung fir Januar bis April 2011 zeigt,
sind die Arbeitspreisgebote fur positive und negative Sekundarregelleis-
tung asymmetrisch. So sind die Arbeitspreisgebote fiir negative Regelleis-
tung betragsmaBig durchgehend niedriger als die Arbeitspreisgebote fir
positive Regelleistung. Diese Asymmetrie kann beispielsweise darauf
zurtickgefiihrt werden, dass die bei einem Regelleistungsabruf erforderli-
chen schnellen Produktionsanderungen generell positive Kosten durch
einen hoheren MaterialverschleiR verursachen und bei der Arbeitspreisge-
botserstellung deshalb nicht ausschlielSlich die eingesparten beziehungs-
weise zusatzlichen Brennstoffkosten bericksichtigt werden missen. Ein
weiterer Grund konnte darlber hinaus darin bestehen, dass positive und
negative Regelleistung jeweils von unterschiedlichen Kraftwerken angebo-
ten wird, so dass die eingesparten Grenzkosten bei einem Abruf negativer
Regelleistung und die zusatzlichen Grenzkosten bei einem Abruf positiver
Regelleistung nicht identisch sind.
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Hauptzeit (montags bis freitags 8:00 - 20:00 Uhr)
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Abbildung 3.3: Arbeitspreisgebote flir Sekunddrregelleistung
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von www.regelleistung.net

In Abrechnungsperioden, in denen der Netzregelverbund ein Leistungsde-
fizit aufweist und somit mehr positive als negative Regelleistung eingesetzt
werden muss, sind die Ausgaben fir die Arbeitspreisverglitung somit
systematisch hoher als in Abrechnungsperioden, in denen sich ein Leis-
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tungsuberschuss ergibt und mehr negative als positive Regelleistung
eingesetzt werden muss. Die Ausgleichsenergiepreise AEPygys—(—U) bei
einem defizitaren Netzregelverbundsaldo in Hohe von —U beziehungswei-
se AEPygys+(U) bei einem positiven Leistungsiiberschuss in Hohe von U
sind somit trotz der betragsmaRig identischen Hohe der Ungleichgewichte
nicht symmetrisch. Es gilt vielmehr:

AEPygys—(—U) > |AEPygys+ (U)] (3.5)

Abbildung 3.4 zeigt diesen Zusammenhang zwischen den Ausgleichsener-
giepreisen und dem Netzregelverbundsaldo anhand von 11516 Abrech-
nungsperioden von Januar bis April 2011.
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Abbildung 3.4: Ausgleichsenergiepreise in Abhdngigkeit vom Netzregel-
verbundsaldo

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von www.amprion.de
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Der durchschnittliche Ausgleichspreis bei Leistungsiiberschiissen im
Netzregelverbund betrug in diesem Zeitraum AEPyrysy = —0,15€/
MW h, der durchschnittliche Ausgleichsenergiepreis bei Leistungsdefiziten
betrug dagegen AEPygys— = 114,56 €/MWh. Eine Ubersicht der statisti-
schen Eigenschaften der Datenbasis bietet Tabelle 3.1.7°

AEP ygys- AEP ygys.
Anzahl der Beobachtungen 11560 11560
Arithmetisches Mittel [€/MWHh] 114,56 -0,15
Standardabweichung [€/MWh] 31,57 28,45
Median [€/MWh] 105,00 7,60
Maximum [€/MWh] 488,80 35,00
Minimum [€/MWh] -5,00 -257,00

Tabelle 3.1: Ausgleichsenergiepreise im Zeitraum von Januar bis April 2011
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von www.amprion.de

Die unterschiedlichen Ausgleichsenergiepreise beeinflussen wiederum die
Ausgleichsanstrengungen der Bilanzkreisverantwortlichen. Um diesen
Zusammenhang zu veranschaulichen, sei zunachst vereinfachend unter-
stellt, dass das Ausmal} der unvorhergesehenen Stérungen aufgrund von
Kraftwerksausfillen und Prognoseabweichungen (0, 2)-normalverteilt ist.
Die Wahrscheinlichkeit a, dass das Netzregelverbundsaldo allein aufgrund
der unvorhergesehenen Stérungen und Prognoseabweichungen positiv ist,
betragt somit 0,5. Bei einem Leistungsiiberschuss im Netzregelverbund
werden die Bilanzkreisungleichgewichte mit dem Ausgleichsenergiepreis
AEPygrysy verrechnet, der im Allgemeinen negativ ist. Im Falle eines
Leistungsdefizits gilt dagegen der Ausgleichsenergiepreis AEPygys-—.
Bilanzkreise, die ein positives Ungleichgewicht aufweisen, werden somit
fur ihre Ausgleichslieferung entweder mit dem Preis AEPygys, oder dem

”® Uberraschenderweise gab es in der Abrechnungsperiode am 02.04.2011 zwischen 03:00

Uhr und 03:15 Uhr trotz eines Leistungsdefizits und somit einem héheren Einsatz positi-
ver als negativer Regelleistung einen negativen Ausgleichsenergiepreis in Héhe von -
5€/MWh. Ein Grund fur diese Anomalie konnte beispielsweise die anteilige Zurechnung
der nicht-walzbaren Kosten sein.
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Preis AEPygrys— vergutet. Neben den Erldsen mussen allerdings auch die
Kosten fiur die Produktion oder den Einkauf des fir die positive Bilanz-
kreisabweichung bendétigten Stroms berlicksichtigt werden, die dem
Produktmarktpreis ps der jeweiligen Abrechnungsperiode entsprechen.
Uberspeiste Bilanzkreise erhalten somit entweder AEPygys— — ps oder
AEPyrysy — ps. Wie Abbildung 3.5 zeigt, dampft die Berlicksichtigung der
jeweiligen day-ahead-Preise die Asymmetrie der Ausgleichsenergiepreise
im Untersuchungszeitraum ab, letztlich sind aber auch die Differenzen
asymmetrisch:

AEPypys— — Ds > |AEPygyst — Dsl (3.6)
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Abbildung 3.5: Differenz zwischen dem Ausgleichsenergiepreis und dem
day-ahead-Preis in Abhdngigkeit vom Netzregelverbundsaldo

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von www.amprion.de und
www.epexspot.com
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Wie in Tabelle 3.2 dargestellt, entsprach die durchschnittliche Differenz
zwischen dem Ausgleichsenergiepreis und dem jeweiligen day-ahead-Preis
bei Leistungsuberschissen AEPyryst —ps = —51,07 €/MWh. Bei
Leistungsdefiziten betrug die durchschnittliche Differenz zwischen den
beiden Preisen AEPygys— — ps = 61,08 €/MWh.*

AEPygys- — Ps AEPygys+ — Ps
Anzahl der Beobachtungen 11560 11560
Arithmetisches Mittel [€/MWh] 61,08 -51,07
Standardabweichung [€/MWh] 32,22 30,29
Median [€/MWh] 54,58 -45,93
Maximum [€/MWh] 427,12 50,92
Minimum [€/MWAh] -50,24 -319,38

Tabelle 3.2: Differenz zwischen Ausgleichsenergiepreis und day-ahead-
Preis im Zeitraum von Januar und April 2011

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von www.amprion.de und
www.epexspot.com

Entsprechend der eingangs getroffenen Annahme beziglich der Wahr-
scheinlichkeitsverteilung unvorhergesehener Stérungen aufgrund von
Kraftwerksausfallen und Prognoseabweichungen realisieren die Bilanzkrei-
se, die Uberspeist sind, somit einen erwarteten Zahlungsstrom EW (X, ) in
Hohe von:

EW(X,) = (1-0,5) * (AEPygys—(=U) — ps)

+ 0,5 * (AEPygys+(U) — ps) (3.7)

Bilanzkreise, deren Leistungsbilanz negativ ist, missen den Ausgleichs-
energiepreis zahlen, aber gleichzeitig auch weniger Strom produzieren
beziehungsweise am Produktmarkt einkaufen und realisieren damit im
Erwartungswert einen Zahlungsstrom EW (X_) in Hohe von:

8 Der héhere Maximalwert bei Leistungsdefiziten Idsst sich durch negative Strompreise

erklaren. Der Wert ergab sich am 04.02.2011 in der Abrechnungsperiode von 23:30 Uhr
bis 23:45 Uhr. Einem Ausgleichspreis von 14,10 €/MWh stand hier ein day-ahead-Preis
von -36,82 €/MWh gegenuber.
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EW(X_) = —(1-0,5) * (AEPygys-(=U) + ps)

— 0,5 * (AEPygys+ (U) + ps) (3.8)

Auch wenn AEPygys+(U) — pg im Allgemeinen negativ ist, gilt gleichzeitig
(AEPygys—(—U) — ps) > |AEPygys+(U) — psl, so dass EW(X,) > 0 und
EW(X_) < 0 ist. Im Erwartungswert fihren Bilanzkreisliberschiisse somit
zu Einnahmen und Bilanzkreisdefizite zu Ausgaben. Aus Sicht der Bilanz-
kreisverantwortlichen ergibt sich daraus ein klarer Anreiz, den Bilanzkreis
systematisch zu Uberspeisen, da sie auf diese Weise im Erwartungswert
Gewinne realisieren kénnen. Dadurch steigt allerdings gleichzeitig die
Wahrscheinlichkeit, dass der Netzregelverbundsaldo positiv ist, iber den
Wert, der sich allein aus der Wahrscheinlichkeitsverteilung der unvorher-
gesehenen Storungen aufgrund von Kraftwerksausfallen und Prognoseab-
weichungen ergibt. Im Gleichgewicht ist die verhaltensinduzierte
Wahrscheinlichkeit £ fir einen positiven Netzregelverbundsaldo so hoch,
dass gleichermaRen EW (X,) = 0 und EW (X_) = 0 gilt und keine weite-
ren Anreize mehr fir eine noch stirkere Uberspeisung der Bilanzkreise
bestehen:

0 = (1 — B)(AEPygys—(—U) — ps) + B(AEPygys+(U) — ps) (3.9)
0 =—(1—-B)AEPygys-(=U) + ps) — B(AEPygys+ (U) +ps)  (3.10)

Daraus folgt:

_AEPNRVS—(_U) —DPs| _ B

AEPygys+(U) — ps (1-p) (3.11)
_AEPNRVS—(_U) +Ds| _ B

AEPypys+(U) + ps (1-p) (3.12)

_ AEPNRys-(=U)-ps B
AEPNRys+(U)-Dps (1-p)
folgt wiederum, dass f > 0,5 und [ # a ist. Wenn die Differenzen aus

den Ausgleichsenergiepreisen und dem day-ahead-Preis somit bei positi-
ven und negativen Netzregelverbundsaldos asymmetrisch sind, wird die

> 1. Daraus

Wenn > 1 ist, gilt gleichermaRen
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Wahrscheinlichkeit fir ein positives oder negatives Netzregelverbundsaldo
durch das Anpassungsverhalten der Bilanzkreisverantwortlichen und nicht
durch den Erwartungswert der Wahrscheinlichkeitsverteilung fiir unvor-
hergesehene Storungen aufgrund von Kraftwerksausfallen und Prognose-
abweichungen determiniert. Die eingangs zur Vereinfachung getroffene
Annahme bezliglich des Erwartungswerts der unvorhergesehenen Stoérun-
gen hat daher keinen wesentlichen Einfluss auf das Ergebnis.

Da letztlich mehr negative als positive Regelleistung eingesetzt wird, muss
allerdings bertcksichtigt werden, dass sich auch das jeweilige Grenzgebot
fir positive und negative Regelleistung verandert. Wenn die Grenzkosten
des Regelleistungsabrufs eine positive Steigung aufweisen, kommt es
dadurch zu einer (iberproportionalen Anderung des Ausgabenverhiltnis-
ses, weil das Grenzgebot auf hoheren beziehungsweise niedrigeren
Grenzkosten basiert. Ob sich dadurch ein dampfender oder verstarkender
Effekt auf das Anpassungsverhalten der Bilanzkreisverantwortlichen ergibt,
hangt davon ab, ob sich die Ausgaben fiir positive und negative Regelleis-
tung betragsmalig angleichen oder weiter entfernen. Wenn beispielswei-
se die Ausgaben fir negative Regelleistung negativ waren und sich nun
starker gegen Null bewegen als die Ausgaben fiir positive Regelleistung,
verstarkt der Grenzkosteneffekt die Anreize fiir eine systematische
Uberspeisung. Wenn die Ausgaben fiir positive Regelleistung ohnehin
positiv waren, werden die Anreize fiir eine systematische Uberspeisung
dagegen verringert.

Dariber hinaus wird die Hohe der jeweiligen Arbeitspreisgebote auch von
der Abrufwahrscheinlichkeit beeinflusst. Das Anpassungsverhalten der
Bilanzkreisverantwortlichen fihrt dazu, dass im Erwartungswert immer
mehr negative als positive Regelleistung eingesetzt wird. Ob und in
welchem MalRe sich Abweichungen vom Erwartungswert ergeben, hangt
allerdings weiterhin von der Wahrscheinlichkeitsverteilung fur unvorher-
gesehene Storungen aufgrund von Kraftwerksausfallen und Prognoseab-
weichungen ab. Aus diesem Grund fuhrt das Anpassungsverhalten der
Bilanzkreisverantwortlichen nur dazu, dass jeweils ein anderes Arbeits-
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preisgebot als Grenzgebot dient. Die Abrufwahrscheinlichkeit der Grenz-
gebote bleibt dagegen unverandert. Auch die Strukturannahme der
eingangs zur Vereinfachung unterstellten Wahrscheinlichkeitsverteilung
fir die unvorhergesehenen Stérungen hat somit keinen wesentlichen
Einfluss auf das Anpassungsverhalten.

In Abbildung 3.6 werden die Auswirkungen des Anpassungsverhaltens der
Bilanzkreisverantwortlichen schematisch zusammengefasst. Dabei wird
beispielhaft angenommen, dass das von den Regelleistungsanbietern und
Bilanzkreisverantwortlichen erwartete AusmaR der unvorhergesehene
Kraftwerksausfalle und Prognoseabweichungen jeweils der durchschnittli-
chen Abweichung vom Erwartungswert und somit der Standardabwei-
chung entspricht. Durch die asymmetrischen Grenzkostenfunktionen fir
den Einsatz positiver und negativer Regelleistung ist es aus Sicht der
Bilanzkreisverantwortlichen rational, ihre Bilanzkreise zu liberspeisen. Dies
gilt solange, bis die Kosten flir den erwarteten Einsatz positiver und
negativer Regelleistung, die sich aus dem Integral der Grenzkostenfunktio-
nen bis zum jeweils erwarteten Grenzgebot ergeben, identisch sind. Wie
zu erkennen ist, verandert sich durch das Anpassungsverhalten der
Bilanzkreisbetreiber lediglich der Erwartungswert der Abweichungen, nicht
aber die Verteilung. Die Abrufwahrscheinlichkeit der Grenzgebote bleibt
somit unverandert.

Asymmetrische Differenzen aus Ausgleichsenergiepreisen und Produkt-
marktpreisen fuhren somit zu einer asymmetrischen Nutzung der Regel-
leistung. Wenn die Differenz aus dem Preis flir Ausgleichsenergie bei
Leistungsuberschiissen im Netzregelverbund und dem Strompreis hoher
als die vergleichbare, betragsmaliige Differenz aus dem Ausgleichsener-
giepreis bei Leistungsdefiziten und dem Strompreis ist, kommt es zu einer
systematischen Uberspeisung der Netzregelzone. Bei einem gegenteiligen
Verhaltnis der Differenzen wird die Netzregelzone dagegen systematisch
unterspeist.
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Abbildung 3.6: Auswirkungen des Anpassungsverhaltens der Bilanzkreis-

verantwortlichen
Quelle: Eigene Darstellung
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Wie Tabelle 3.3 zeigt, ldsst sich die systematische Uberspeisung der
Bilanzkreise aufgrund der eingangs aufgezeigten betragsmallig hoheren
Ausgleichsenergiepreise bei Leistungsdefiziten im Netzregelverbund auch
anhand einer empirischen Datenbasis nachweisen. So war der Netzregel-
verbund in 7920 der insgesamt 11516 untersuchten Abrechnungsperioden
zwischen Januar und April 2011 UGberspeist. Dies entspricht einer Quote
von knapp 69 Prozent.

Der durchschnittliche Leistungstuiberschuss betrug in diesem Zeitraum
knapp 446 MW. Diese Abweichungen lassen sich auch nicht auf die
dargebotsabhangige und demnach nur naherungsweise prognostizierbare
Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien zurlickfihren, weil der EEG-
Bilanzkreis, auf dem alle Einspeisungen und VerauRerungen von Strom aus
erneuerbaren Energien verbucht werden, im gleichen Zeitraum ein
durchschnittliches Leistungsdefizit von 106 MW aufwies.

Netzregelzonensaldo EEG-Bilanzkreissaldo
Anzahl der Beobachtungen 11516 11516
Mittelwert [MW] 445,917 -106,083
Standardabweichung [MW] 974,606 402,76
Median [MW] 366 -126,188
Hochstes Leistungsdefizit [MW] -3690 -2158,435
Hochster Leistungstiberschuss [MW] 4279 1945,09

Tabelle 3.3: Netzregelverbundsaldo und EEG-Bilanzkreissaldo im Zeitraum
von Januar bis April 2011

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von www.50hertz.de,
www.amprion.de, www.tennettso.de und www.transnetbw.de

Die nachgewiesene systematische Uberspeisung ist aus &konomischer
Sicht sinnvoll, wenn die Relation der asymmetrischen Ausgleichsenergie-
preise dem tatsachlichen Verhaltnis der Regelleistungskosten entspricht.
In diesem Fall wiirde das Anpassungsverhalten der Bilanzkreisverantwort-
lichen dazu fihren, dass die Gesamtkosten des Regelleistungssystems
minimiert werden, weil durch den systematischen Mehreinsatz der
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glunstigeren negativen Regelleistung letztlich der Einsatz der teureren
positiven Regelleistung verringert werden kann.

Zu den Regelleistungskosten gehoren allerdings nicht nur die Ausgaben fir
die Vergutung der Arbeitspreisgebote, sondern auch die Ausgaben fir die
Vergitung der Leistungspreisgebote. Wie Abbildung 3.7 beispielhaft
anhand der Leistungspreisgebote fiir die Ausschreibungen von Sekundar-
regelleistung fir Januar bis April 2011 zeigt, sind die Leistungspreisgebote
in der Hauptzeit, die sich jeweils tiber den Zeitraum von 8 Uhr bis 20 Uhr
erstreckt, relativ symmetrisch. In der Gbrigen Zeit sind die Leistungspreis-
gebote flr negative Regelleistung dagegen systematisch hoher als die
Leistungspreisgebote fiir positive Regelleistung.

Das Verhaltnis der Leistungspreise unterscheidet sich in beiden Perioden
vom Verhadltnis der Arbeitspreise. Die alleinige Berlicksichtigung der
Arbeitspreise bei der Berechnung der Ausgleichsenergiepreise spiegelt
somit nicht die tatsachliche Relation der Regelleistungskosten wieder, so
dass sich letztlich eine kiinstlich erhdhte Uberspeisung ergibt. Dies hat
wiederum Folgen flr die Regelleistungsvorhaltung. Wie in Kapitel 3.1.
erlautert, bemisst sich die insgesamt vorzuhaltende Regelleistung daran,
dass der Regelleistungsbedarf in maximal neun Stunden pro Jahr die
Regelleistungsvorhaltung tiberschreiten darf. Die systematische Uberspei-
sung fihrt somit zu einer ineffizient hohen Vorhaltung an negativer
Regelleistung.

Dies gilt insbesondere fiir die Nebenzeit, in der das Verhaltnis der Arbeits-
preise fir positive und negative Regelleistung sogar reziprok zum Verhalt-
nis der Leistungspreise fiir positive und negative Regelleistung ist. Da in
diesem Zeitraum die day-ahead-Preise zudem vergleichsweise gering sind,
ist auch die Dampfung der asymmetrischen Ausgleichsenergiepreise in
diesem Zeitraum in der Relation geringer. In der Nebenzeit gibt es somit
besonders starke Anreize fiir eine Uberspeisung, auch wenn aufgrund des
tatsachlichen Kostenverhaltnisses unter Umstanden sogar eine Unterspei-
sung okonomisch effizient sein kdnnte, um weniger negative Regelleistung
vorhalten zu missen.
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Abbildung 3.7: Leistungspreisgebote fiir positive und negative Sekunddir-
regelleistung

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von www.regelleistung.net
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Kosteneffizienz versus verursachungsgerechte Kostenaufteilung

Eine Begrindung fur die spezifische Ausgestaltung des Ausschreibungsme-
chanismus flr Sekundar- und Tertidrregelleistung sowie fir das System zur
Berechnung des Ausgleichsenergiepreises konnte darin bestehen, dass auf
diese Weise eine verursachungsgerechte Aufteilung der mit der Bereitstel-
lung der Netzstabilitdit verbundenen Kosten erfolgen konnte. Diesem
Argument folgend profitieren von der Vorhaltung der Regelleistungskapa-
zitaten und der dadurch gewahrleisteten Sicherung der Netzstabilitat alle
Marktteilnehmer gleichermalien, weshalb die Kosten der Vorhaltung Gber
die Netznutzungsentgelte sozialisiert werden missten. Die Kosten des
tatsachlichen Abrufs sollten dagegen den dafiir verantwortlichen Bilanz-
kreisen in Rechnung gestellt werden.

Eine solche Kostenaufteilung setzt allerdings voraus, dass die Regelleis-
tungsanbieter auch Gebote abgeben, bei denen der Leistungspreis den
tatsachlichen Vorhaltungskosten und der Arbeitspreis den tatsachlichen
Einsatzkosten entspricht. Fir den derzeit in Deutschland verwendeten
zweidimensionalen Ausschreibungsmechanismus ist die Anreizkompatibili-
tat jedoch nicht eindeutig nachgewiesen, weshalb nicht genau vorausge-
sagt werden kann, in welcher Form die Regelleistungsanbieter die
Gesamtkosten auf die beiden Gebotsparameter aufteilen. Es lasst sich
lediglich feststellen, dass die Ausgaben fur die Vergltung der Leistungs-
preise und damit der Aufschlag auf die Netznutzungsentgelte minimiert
werden.

Aus 6konomischer Sicht ist die allokative Effizienz dariber hinaus héher zu
bewerten, als die distributive Aufteilung der Kosten. Das vorrangige Ziel
bei der Ausgestaltung der Regelleistungsausschreibung muss deshalb in
der Gewahrleistung der kosteneffizienten Bereitstellung sowie des kosten-
effizienten Einsatzes der Regelleistung und nicht in der Sicherstellung einer
bestimmten Kostenaufteilung liegen.
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3.2.2 ANREIZE FUR INVESTITIONEN IN ERZEUGUNGSKAPAZITATEN

Explizite und implizite Preisbeschrinkungen

Auch wenn die EPEX Spot eine explizite Preisbeschrankung fir die day-
ahead-Auktion und den intraday-Markt festgelegt hat, handelt es sich hier
lediglich um technische Preisgrenzen, die dem reibungslosen Ablauf der
Handelsgeschafte dienen und bei Bedarf nach oben oder unten angepasst
werden koénnen. Die technischen Preisgrenzen sind zudem mit minus
3000,00 €/MWh beziehungsweise 3000,00 €/ MWh auf dem day-ahead-
Markt und minus 9999,99 €/MWh und 9999,99 €/MWh auf dem intraday-
Markt so hoch beziehungsweise niedrig gewahlt, dass sie bislang nie
erreicht wurden und somit keine Beeintrachtigung der Preisbildung
darstellen.®! Sie haben deshalb keine nachteiligen Auswirkungen auf die
Investitionsanreize.

Durch die Maglichkeit, den Kauf oder Verkauf von Strom am Produktmarkt
durch den Bezug oder die Lieferung von Ausgleichsenergie zu substituie-
ren, konnte allerdings eine implizite Preisbeschrankung existieren, indem
die Marktteilnehmer bei sehr geringen oder sehr hohen Produktmarktprei-
sen auf den Ausgleichsenergiemarkt wechseln. In diesem Fall misste sich
eine positive Korrelation zwischen dem Produktmarktpreis und dem
Netzregelzonensaldo ergeben. Abbildung 3.8 zeigt das Zusammenspiel
zwischen dem stindlichen day-ahead-Preis und dem jeweiligen Netzregel-
verbundsaldo im Untersuchungszeitraum von Januar bis April 2011. Der
Korrelationskoeffizient der beiden Merkmale betrug lediglich minus 0,12,
so dass davon auszugehen ist, dass aus dem institutionellen Bilanzaus-
gleich in Form von Ausgleichsenergie keine implizite Preisbeschrankung fir
den Produktmarkt resultiert.

81 Der héchste stindliche day-ahead-Preis an der EPEX Spot im Jahr 2010 betrug

131,79 €/MWh, im Jahr 2011 lag die Preisspitze bei 117,49 €/MWh. Der niedrigste
stiindliche day-ahead-Preis betrug im Jahr 2010 minus 20,45 €/MWh und im Jahr 2011
minus 36.82 €/ MWh. Am intraday-Markt betrug der héchste Preis im Jahr 2010 180,07
€/MWh, im Jahr 2011 lag die Preisspitze bei 156,22 €/MWh. Der niedrigste Preis im Jahr
2010 betrug minus 62,62 €/MWh, im Jahr 2011 minus 139,07 €/MWh.
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Abbildung 3.8: Korrelation zwischen den stiindlichen day-ahead-Preisen
und dem Netzregelzonensaldo

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von www.amprion.de und
www.epexspot.com

Politische Unsicherheit

Problematisch fir die Investitionsanreize auf dem deutschen Strommarkt
ist dagegen die Unsicherheit bezliglich wesentlicher politischer Rahmenda-
ten. Dies betrifft vor allem die Forderung erneuerbarer Energien. Die
Stromproduktion aus erneuerbaren Energien wird vorrangig und strom-
preisunabhangig eingespeist, weshalb sich die residuale Nachfrage fir die
konventionellen Kraftwerke verringert. Die Forderung erneuerbarer
Energien beeinflusst somit die Geschaftsgrundlage der konventionellen
Kraftwerke. Solange der Ausbau erneuerbarer Energien und damit auch
der Rickgang der residualen Nachfrage im Voraus prognostiziert werden
kann, ergeben sich daraus keine Probleme fiir die Investitionsanreize.
Vielmehr werden die Kapazitditen genau entsprechend des residualen
Bedarfs gebaut, so dass sich in den Phasen, in denen die Nachfrage nicht
durch erneuerbare Energien gedeckt wird, Preise in Hohe der langfristigen
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Preisuntergrenze des konventionellen Grenzanbieters ergeben und die
Kosten der Investition somit amortisiert werden kénnen.

Das AusmaR des Ausbaus der erneuerbaren Energien hangt allerdings
entscheidend von der Ausgestaltung der Forderung ab und lasst sich
deshalb nur dann sinnvoll prognostizieren, wenn die Politik feste Ziele
setzt und glaubwirdig vertritt, diese auch umzusetzen. Tabelle 3.4 zeigt
jedoch, dass die politischen Zielsetzungen beztiglich des Ausbaus Erneuer-
barer Energien in der Vergangenheit stetig nach oben gesetzt wurden. Fir
bereits getatigte Investitionen bedeutet dies, dass die zum Zeitpunkt der
Investition vorhandenen marktwirtschaftlichen Anreize zur Investition in
Form der prognostizierten Residualnachfrage ex-post durch die Politik
verandert werden und sich die Investitionen moglicherweise nicht amorti-
sieren konnen. Aus der unstetigen Forderpolitik resultiert somit eine
politische Unsicherheit, deren rationale Vorwegnahme in die Erwartungen
zukunftig zu Unterinvestitionen in konventionelle Erzeugungskapazitaten
fihren kann.

Damaliger Anteil der

erneuerbaren Energien am Ziel fir 2010 Ziel fir 2020

Bruttostromverbrauch
§ 1 EEG 2000 6,4% 12,5%
§ 1, Abs. 2 EEG 2004 9,2% 12,5% 20%
§ 1, Abs. 2 EEG 2009 16,3% - 30%
§ 1, Abs. 2 EEG 2012 17,0% - 35%

Tabelle 3.4: Politische Zielsetzungen fiir den Ausbau erneuerbarer Energien
im Zeitablauf

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von www.erneuerbare-
energien.de und den angegebenen Gesetzestexten

3.2.3 ANREIZE ZUR ANPASSUNG AN STRUKTURVERANDERUNGEN

Nach § 17 EnWG und § 20 EnWG missen die Netzbetreiber allen Markt-
teilnehmern einen diskriminierungsfreien Netzzugang gewahren. Die
Betreiber von Kraftwerken missen dabei nach § 8 der Verordnung zur
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Regelung des Netzanschlusses von Anlagen zur Erzeugung von elektrischer
Energie (KraftNAV) lediglich die Kosten fiir den Netzanschluss tragen. Falls
sich dartber hinaus durch die Standortwahl der neuen Kraftwerke ein
Netzausbau notwendig ist, um den Strom zu den Verbrauchszentren leiten
zu konnen, werden die entsprechenden Kosten vollstandig Uber die
Netznutzungsentgelte sozialisiert. Netznutzungsentgelte missen wiede-
rum nach § 15 der Verordnung Uber die Entgelte fir den Zugang zu
Elektrizitatsversorgungsnetzen (StromNEV) nur bei Stromentnahmen aus
dem Netz und nicht bei Stromeinspeisungen in das Netz entrichtet wer-
den. Fir Kraftwerksbetreiber bestehen daher keine Anreize, die rdumliche
Struktur des aktuellen Kraftwerksparks und der Stromnachfrage bei ihrer
Standortentscheidung fiir Neubauten zu bericksichtigen.

Die Folgen dieser Regelung werden anhand der aktuellen Veranderung der
raumlichen Struktur des konventionellen Kraftwerksparks offensichtlich.
Neun der insgesamt dreizehn sich derzeit im Bau befindlichen konventio-
nellen GroRkraftwerke mit einer Kapazitat von jeweils Gber 100 MW sind
in Nord- und Westdeutschland angesiedelt.82 Dieser Trend wird durch den
geplanten Ausbau der offshore-Windkraftnutzung in der Nord- und Ostsee
und den Ausstieg aus der Atomenergienutzung, durch den wesentliche
Erzeugungskapazitdten in Siddeutschland wegfallen, noch weiter ver-
starkt.

Da sich die raumliche Struktur der Nachfrage nicht im gleichen Mal3e
andert, wird in Zukunft ein Ausbau der Ubertragungsnetze nétig sein, um
den Strom von Nord- und Westdeutschland in die Nachfragezentren
Suddeutschlands transportieren zu konnen. Wenn die Kosten des Netz-
ausbaus die Kostenvorteile der Standorte in Nord- und Westdeutschland
bezlglich der Primarenergietragerlieferung Gbertreffen, resultieren daraus
Ineffizienzen. Da Netzausbauten sehr zeitintensiv sind, kdnnen sich zudem
temporare Versorgungsprobleme ergeben.

8 vgl. Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft (2011): S. 15ff. Fur eine

weitergehende Diskussion der Grinde fir diesen Trend wvgl. z.B. Frontier
Economics/Consentec (2008a): S. 29ff.
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3.3 POLITISCHER HANDLUNGSBEDARF

3.3.1 MODIFIZIERUNG DER REGELLEISTUNGSAUSSCHREIBUNGEN

Auktionsdesign

Im Gegensatz zur Ausschreibung der Primarregelleistung flihren die
Ausschreibungen von Sekundar- und Tertiarregelleistung nicht in jedem
Fall zu einer kosteneffizienten Bereitstellung der Netzstabilitat, weil die
scoring rule die Gebote allein auf Basis der Leistungspreise auswahlt. Auf
diese Weise werden Gebote mit einem hohen Leistungspreisparameter
abgelehnt, auch wenn sie gleichzeitig einen sehr geringen Arbeitspreispa-
rameter haben und somit je nach Abrufwahrscheinlichkeit die Gesamtkos-
ten des Regelleistungseinsatzes minimieren konnten.

Um die resultierenden Wohlfahrtsverluste zu vermeiden, konnte entweder
eine Modifizierung der scoring rule entsprechend dem Vorschlag von
Swider (2006) oder eine Umstellung des Ausschreibungsdesigns auf
eindimensionale Auktionen erfolgen. Bei eindimensionalen Auktionen gibt
es zudem zwei unterschiedliche Moglichkeiten zur Verglitung. Die ausge-
wahlten Gebote konnen auf der einen Seite — simultan zur Ausschreibung
der Primarregelleistung — einsatzunabhangig, oder auf der anderen Seite
nur bei einem tatsachlichen Abruf der vorgehaltenen Regelleistung
vergltet werden. Wie im Folgenden gezeigt wird, fiihren alle drei Varian-
ten bei idealisierten Bedingungen und risikoneutralen Akteuren zu einem
kosteneffizienten Ergebnis, weil die Ubertragungsnetzbetreiber immer die
kostenminimalen Gebote auswahlen kénnen:®

Bei einer nach Swider (2006) modifizierten scoring rule bewerten die
Ubertragungsnetzbetreiber UNB jedes Gebot anhand der Summe aus dem
Gebotsparameter fir die Leistungsvorhaltung LPr, und dem mit der
prognostizierten Abrufwahrscheinlichkeit § gewichteten Gebotsparameter
fir den Arbeitspreis AP, und wahlen anschlielfend die Gebote aus, die fur

8 Dje folgenden Ausfiihrungen gelten gleichermaRen fiir positive und negative Regelleis-

tung, die weiterhin getrennt ausgeschrieben werden sollten.
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die jeweilige Situation kostenminimal sind.®* Die Gewichtung der Gebots-
bestandteile durch die Ubertragungsnetzbetreiber Gyp entspricht
gleichzeitig den tatsachlichen Kosten der Regelleistungsvorhaltung, weil
die Regelleistungsanbieter RA die Gebotsparameter LP, und APy so
wahlen, dass sie im Erwartungswert die Kosten der Regelleistungsvorhal-
tung OKgi und des mit der Abrufwahrscheinlichkeit gewichteten Regelleis-
tungsabrufs cy decken:

UNB : Gyjyg = LPg + & = APy (3.13)
RA . OKR - LPR + 5(APR - CR) (314)
— LPp + 6 * AP, = OKp + 6 * c

Bei einer eindimensionalen Auktion, bei der die Vergltung
einsatzunabhangig erfolgt, ist die Gewichtung der Gebote G durch die
Ubertragungsnetzbetreiber trivial, weil es nur einen Gebotsparameter A5V
gibt. Die Regelleistungsanbieter ~wahlen AEV  so, dass die
Opportunitatskosten zuzuglich der erwarteten Abrufkosten gedeckt sind:

UNB : Gyyg = BEY (3.15)
RA: AEU = 0Ky + 6 = cp (3.16)

Bei einer eindimensionalen Auktion, bei der eine Vergutung nur bei einem
tatsachlichen Abruf erfolgt, ist die Gewichtung der Gebote Gyyp durch die
Ubertragungsnetzbetreiber ebenfalls trivial. Da die Regelleistungsanbieter
in diesem Fall allerdings nur eine unsichere Zahlung erhalten, missen sie
bei der Erstellung des Gebotsparameters A4 die Opportunititskosten mit
der Abrufwahrscheinlichkeit gewichten, damit diese im Erwartungswert
gedeckt werden:

UNB : Gyyp = BE* (3.17)

OKpy

RA : AgA = T + Cp (318)

8 vgl. Swider (2006): S. 52ff.
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Es gilt somit ARV = AE4 = LP, + & * APy, weshalb durch Gpyp jeweils die
kosteneffizienten Gebote ausgewahlt werden.

Die idealisierten Bedingungen spiegeln die reale Problematik des Regelleis-
tungsmarkts allerdings nur eingeschrankt wider. So sind insbesondere die
tatsachlich abzurufende Regelleistungsmenge und somit auch die Abruf-
wahrscheinlichkeit der einzelnen Gebote nur sehr schwer zu prognostizie-
ren. Das ist grundsatzlich fiir alle drei Ansatze problematisch, wirkt sich
aber vordergrindig starker auf die modifizierte scoring rule aus. Hier
schitzen auf der einen Seite die Ubertragungsnetzbetreiber die Abruf-
wahrscheinlichkeit der einzelnen Gebote. Auf der anderen Seite schatzen
die Regelleistungsanbieter, welche Abrufwahrscheinlichkeit die Ubertra-
gungsnetzbetreiber annehmen. Nur wenn beide Schatzungen § erwar-
tungstreu treffen, ergibt sich ein kosteneffizientes Ergebnis. Die
modifizierte scoring rule hat somit eine hohere Fehleranfalligkeit als
eindimensionale Auktionen. Hier muss die Abrufwahrscheinlichkeit
lediglich von den Regelleistungsanbietern abgeschatzt werden. Die
Bewertung der Gebotsbestandteile erfolgt somit automatisch und muss
nicht von den Ubertragungsnetzbetreibern angepasst werden.

Die ausschlieBlich dezentrale Bewertung der Gebotsbestandteile bei
eindimensionalen Auktionen fihrt allerdings auch dazu, dass keine
Informationen fiir eine kosteneffiziente Abrufreihenfolge zur Verfligung
stehen, wenn die tatsachliche Abrufmenge von der erwarteten Abrufmen-
ge trotz erwartungstreuer Schatzung abweicht. Wenn der Regelleistungs-
abruf beispielsweise niedrigerer als erwartet ist, kdnnen aus den
insgesamt angenommenen Geboten nicht die Gebote ausgewahlt werden,
die die niedrigsten Abrufkosten haben und somit zuerst eingesetzt werden
sollten, sondern nur die Gebote, die die niedrigsten kumulierten Kosten
haben. Bei der modifizierten scoring rule kénnen die Gebote dagegen
anhand der Arbeitspreisgebote geordnet und eingesetzt werden. Bei
Abweichungen vom erwartungstreu geschatzten Regelleistungseinsatz
flhrt dieser Ansatz somit zu geringeren Zusatzkosten.
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Wenn die Vor- und Nachteile der einzelnen Reformoptionen einander
gegenlber gestellt werden, ist die generelle Fehlerhaufigkeit bei eindi-
mensionalen Auktionen niedriger, wahrend die modifizierte scoring rule
eine robustere Reaktion auf Abweichungen von der erwarteten Abruf-
menge ermoglicht. Keines der Modelle ist somit eindeutig optimal.
Aufgrund der generellen Schwierigkeiten bei der Prognose der Abrufmen-
ge und der hohen Volatilitat der unvorhergesehenen Stérungen und
Prognoseabweichungen, ist der Robustheit gegeniber Abweichungen
insgesamt jedoch ein starkeres Gewicht einzuraumen. Letztlich sollte die
modifizierte scoring rule deshalb den Vorzug vor eindimensionalen
Auktionen erhalten.

Mittelfristig sollte dariber hinaus auch die Ausschreibung der Vorhaltung
von Primarregelleistung separat flr positive und negative Regelleistung
erfolgen, damit die tatsachlichen Kosten der einzelnen Ausgleichsleistun-
gen sichtbar werden. Nur wenn Informationen Uber die potentiell unter-
schiedliche Wertigkeit der positiven und negativen Primaregelleistung
vorliegen, konnen effiziente Preissignale fiir die Nutzung der Regelleistung
an die Bilanzkreisverantwortlichen weitergereicht werden. Die getrennte
Ausschreibung der Vorhaltung positiver und negativer Primarregelleistung
ist dabei allerdings nur die notwendige Vorbedingung. Darliber hinaus
muss mithilfe der in Kapitel 3.3.2 vorgestellte Modifikation der Bilanz-
kreisabrechnung sichergestellt werden, dass die Kostensignale auch
tatsachlich von den Bilanzkreisverantwortlichen wahrgenommen werden
kénnen.

3.3.2 MODIFIZIERUNG DER BILANZKREISABRECHNUNG

Das System der Bilanzkreisabrechnung schafft ineffiziente Anreize fir eine
systematische Uberspeisung der Bilanzkreise und verursacht damit
Wohlfahrtsverluste. Diese Wohlfahrtsverluste lassen sich vermeiden,
indem alle relevanten Regelleistungskosten berticksichtigt werden. Neben
den Ausgaben zur Verglitung der Arbeitspreisgebote fir den Abruf von
positiver und negativer Sekundar- und Tertidrregelleistung muissen bei der

79



DAS DEUTSCHE STROMMARKTDESIGN

Berechnung des Ausgleichsenergiepreises somit auch die Ausgaben fir die
Vergltung der Leistungspreisgebote fur die Vorhaltung von positiver und
negativer Sekundar- und Tertiarregelleistung einbezogen werden.

Die Kosten fur die Vorhaltung der Sekundar- und Tertidrregelleistung
liegen allerdings nicht periodenscharf fur jede Abrechnungsperiode vor,
sondern nur fur den jeweiligen Ausschreibungszeitraum, der beispielswei-
se bei Sekundarregelleistung in der Nebenzeit 432 Abrechnungsperioden
und in der Hauptzeit 240 Abrechnungsperioden umfasst. Die Kosten der
Leistungsvorhaltung kénnen deshalb nur anteilig auf die Abrechnungsperi-
oden der einzelnen Ausschreibungszeitraume aufgeteilt werden, wodurch
sich Ungenauigkeiten ergeben, und letztlich nicht alle Ineffizienzen der
bisherigen Regelung beseitigt werden kénnen.

Die Ausgaben fir die Vorhaltung der Primarregelleistung konnen dagegen
in der bisherigen Form nicht berlcksichtigt werden, weil sie nur kumuliert
flr positive und negative Primarregelleistung vorliegen und sich keine
Informationen Uber die potentiell unterschiedliche Wertigkeit ableiten
lassen. Wenn keine entsprechende Anderung der Ausschreibungsmodali-
taten erfolgt, sollten diese Ausgaben deshalb weiterhin lGiber die Netzent-
gelte verrechnet werden.

Der optimierte Ausgleichsenergiepreis AEP,,,4 ergibt sich somit durch die
Division der Ausgaben und Einnahmen fir die Arbeitspreisverglitungen
VG4 beziehungsweise VGAT in der jeweiligen Abrechnungsperiode sowie
der durchschnittlichen Ausgaben fir die Leistungspreisvergitungen in der
Ausschreibungsperiode @VGEE und @VGEE fir die Vorhaltung der Sekun-
dar- und Tertiarregelleistung durch den Saldo der eingesetzten positiven
und negativen Sekundar- und Tertidarregelleistung x5, und xp_:
VGEY + VGEY + @VGEL + OVGEP

AEP, 4 = — (3.19)
R+ R—

Darliber hinaus muss die obere und untere Preisgrenze, mit der extreme
Ausgleichsenergiepreise bei geringen energetischen Salden im Netzregel-
verbund (xgz, = xgz_) vermieden werden, angepasst werden. Die Preis-
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grenzen sollten dabei jeweils aus dem betragsmaRig hochsten abgerufe-
nen Arbeitspreisgebot max(APg,, |APg_|) in der Abrechnungsperiode
zuziglich beziehungsweise abzlglich der durchschnittlichen Ausgaben fir
die Vorhaltung der Regelleistung entsprechen:

AEP = max(APg,, |APz_|) + OVGLE + OVGEP (3.20)
AEPI = —max(APg,, |APz_|) — BVGE, — OVGEE (3.21)

Die dargestellte Modifizierung der Bilanzkreisabrechnung fiihrt neben der
naherungsweisen Beseitigung der ineffizienten Anreize zur systematischen
Uberspeisung der Bilanzkreise auch zu einer generellen Steigerung der
Ausgleichsenergiepreise. Diese Kostensteigerung fir Bilanzkreisverant-
wortliche wird sich letztlich auch in den Strompreisen der Endabnehmer
widerspiegeln. Die Endkundenpreise bestehen allerdings nicht nur aus den
Strombezugskosten, sondern auch aus den Netznutzungsentgelten, Uber
die bisher die Vorhaltungskosten der Regelleistung abgerechnet wurden
und die deshalb nach der Modifizierung der Bilanzkreisabrechnung
entsprechend sinken werden. Da die bisherige Regelung zu ineffizient
hohen Kosten fihrt, sollte der Nettoeffekt positiv sein, so dass die sinken-
den Netznutzungsentgelte die steigenden Strombezugskosten Uberkom-
pensieren werden.

Aus wettbewerbspolitischer Sicht konnte allerdings angefliihrt werden,
dass die dargestellte Modifizierung insbesondere kleine Bilanzkreise und
somit kleine Strommarktteilnehmer belastet, weil diese im Vergleich zu
groBen Marktteilnehmern mit einem diversifizierten Kraftwerks- und
Kundenportfolio geringere Maoglichkeiten zur Vermeidung von Bilanzkreis-
abweichungen haben. Unabhangig davon, ob dieses Argument aus oko-
nomischer Sicht gerechtfertigt ist, um eine ineffiziente Uberspeisung der
Bilanzkreise zu rechtfertigen, ergibt sich durch den day-after-Markt eine
Moglichkeit fir die Bilanzkreisverantwortlichen, sich gegen die Ausgleichs-
energiepreisrisiken abzusichern. Die dargestellte Modifizierung der
Bilanzkreisabrechnung sollte somit nicht zu wesentlichen Markteintritts-
barrieren fur kleine Stromanbieter fihren.
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3.3.3 STANDORTORIENTIERTE INVESTITIONSANREIZE

Bislang konnte in der Literatur kein eindeutig optimaler Weg aufgezeigt
werden, mit dem effiziente Standortanreize fiir Kraftwerksbetreiber in ein
dezentrales Strommarktdesign integriert werden konnen. Frontier
Economics/Consentec (2008a) haben jedoch einen pragmatischen Ansatz
entwickelt, mit dem die bestehenden Ineffizienzen zumindest teilweise
vermieden werden konnen. Dazu missen in einem ersten Schritt der
kiinftige Netzausbaubedarf und die entsprechenden Kosten fiir den Fall
berechnet werden, dass es nicht zu einem regulierenden Markteingriff
kommt. AnschlieRend muss eine zweite Berechnung erfolgen, bei der
ermittelt wird, ob mit einer Veranderung der regionalen Verteilung der
kiinftigen Kraftwerksinvestitionen der Netzausbau vermieden werden
konnte. Diese Standorte miussen nun administrativ ausgeschrieben
werden. Um eine ineffizient hohe Standortférderung zu vermeiden, darf
die Subventionierung der einzelnen Standorte maximal den durch den
jeweiligen Standort eingesparten Netzausbaukosten entsprechen. Auf
diese Weise erfolgt nur dann ein Eingriff in die Standortentscheidung,
wenn daraus auch tatsichlich Effizienzgewinne resultieren.®

3.3.4 VERLASSLICHE POLITISCHE RAHMENDATEN

Um die Gefahr von Unterinvestitionen in Erzeugungskapazitaten aufgrund
von politischen Unsicherheiten zu vermeiden, muss die Politik fir Markt-
eingriffe, die die Geschaftsgrundlage der Kraftwerke berihren, langfristige
und vor allem verlassliche Rahmendaten vorgeben. Bei dem in Kapitel
3.2.3 angeflihrten Beispiel der Forderpolitik fir erneuerbare Energien
muissen somit eindeutige und konstante Zielmarken festgelegt werden.
Zudem muss der Grad der Zielerreichung stetig Gberprift werden, so dass
die Férderung gegebenenfalls angepasst werden kann, um eine Uber- oder
Untererfillung auszuschlielRen.

8 Vgl. Frontier Economics/Consentec (2008a): S. 51ff.
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4.1 DIE FORDERUNG ERNEUERBARER ENERGIEN

Der Grundstein fir die Forderung erneuerbarer Energien in Deutschland
wurde mit dem Stromeinspeisungsgesetz (StromEinspG) gelegt, das am
01. Januar 1991 in Kraft trat und den Betreibern regenerativer Stromer-
zeugungsanlagen eine vorrangige Abnahme ihrer Stromproduktion zu
gesetzlich festgelegten Preisen garantierte. Zum 01. April 2000 wurde das
StromEinspG durch das Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) abgelost, das
seither mit dem EEG 2004 und dem EEG 2009 zwei wesentliche Novellie-
rungen erfahren hat. Am 30. Juni 2011 wurde mit dem Gesetz zur Neure-
gelung des Rechtsrahmens fir die Forderung der Stromerzeugung aus
erneuerbaren Energien eine weitere Novelle (EEG 2012) beschlossen, die
zum 01. Januar 2012 in Kraft getreten ist und die Grundlage der folgenden
Analyse bildet.

Das seit der Einfihrung der Forderung verwendete Fordersystem der
Einspeiseverglitungen mit institutionellem Vorrang wurde mittlerweile
durch ein optionales Direktvermarktungssystem erganzt. Dabei wird den
Betreibern der regenerativen Stromerzeugungsanlagen das Recht einge-
raumt, zeitweise aus dem System der Einspeiseverglitungen mit institutio-
nellem Vorrang aussteigen zu koénnen, um ihre Stromproduktion
eigenverantwortlich zu vermarkten. Auf diese Weise soll eine starkere
Marktintegration der regenerativen Stromerzeugungskapazitaten erreicht
werden. Aus 6konomischer Sicht besteht die EEG-FOrderung somit mitt-
lerweile aus den zwei Grundpfeilern ,Einspeiseverglitungen mit institutio-
nellem Vorrang” und , Optionale Direktvermarktung”.

Wie in Abbildung 4.1 veranschaulicht wird, ist die installierte Kapazitat der
regenerativen Stromerzeugungsanlagen in Deutschland seit der Einflihrung
des StromEinspG um mehr als das Zehnfache gestiegen. Die regenerative
Anlagenkapazitat bestand dabei zunachst vor allem aus Wasserkraftwer-
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ken, deren Zubau in Deutschland jedoch aufgrund der natlirlichen Um-
weltbedingungen enge Grenzen gesetzt sind. Die hdochsten Wachstumsra-
ten gab es in den ersten Jahren der Forderung bei Windkraftanlagen, die
zur Jahrtausendwende zur dominierenden regenerativen Stromerzeu-
gungstechnologie wurden. Seit ein paar Jahren gibt es dagegen ein
uberdurchschnittliches Wachstum im Bereich der Photovoltaik. Die
kumulierte regenerative Anlagenkapazitdt betrug Ende 2010 knapp 56
GW. Zu diesem Zeitpunkt umfasste die kumulierte Anlagenkapazitat der
fossilen und nuklearen Kraftwerke etwa 100 GW, so dass der Anteil der
erneuerbaren Energien an der insgesamt in Deutschland installierten
Stromerzeugungskapazitit bei etwa 35 Prozent lag.®®
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Abbildung 4.1: Entwicklung der regenerativen Anlagenkapazitdt
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von BMU (2011)

% Fur die Daten beziiglich der fossilen und nuklearen Kraftwerkskapazitdaten vgl.

Bundesnetzagentur (2011d): S. 30.
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Die Entwicklung der Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien ist in
Abbildung 4.2 veranschaulicht. Die kumulierte kalenderjahrliche Strom-
produktion der regenerativen Stromerzeugungsanlagen ist seit der
Einfihrung des StromEinspG um mehr als das Finffache gestiegen.
Insgesamt lag der Anteil der EEG-Stromerzeugung am Bruttostromver-
brauch im Jahr 2010 bei 17 Prozent.?’
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Abbildung 4.2: Entwicklung der regenerativen Stromerzeugung
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von BMU (2011)

8 Der Vergleich der Abbildungen 4.1 und 4.2 verdeutlicht die Auswirkungen der schwan-

kenden Verfligbarkeit von Wind- und Sonnenergie. So lag beispielsweise der Anteil der
Photovoltaik an der regenerativen Stromerzeugung im Jahr 2010 lediglich bei etwa zehn
Prozent, obwohl der Anteil an der insgesamt installierten EEG-Kapazitat etwa 33 Prozent
betrug. Bei Windkraftanlagen lag der Anteil an der EEG-Stromerzeugung bei 37 Prozent,
wahrend der Anteil an der insgesamt installierten regenerativen Stromerzeugungskapa-
zitat etwa 49 Prozent betrug.
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Die erneuerbaren Energien sind somit mittlerweile ein bedeutender
Bestandteil des deutschen Strommarkts. Im Rahmen der folgenden
Analyse wird allerdings aufgezeigt, dass die Ausgestaltung der EEG-
Forderung zentrale Defizite aufweist, die zu einer Beeintrachtigung der
Effizienz des Strommarkts fihren. Dazu wird in Kapitel 4.1.1 zunachst die
okonomische Legitimationsbasis flir einen Markteingriff zugunsten der
erneuerbaren Energien herausgearbeitet. Die konkrete Ausgestaltung der
beiden Grundpfeiler der EEG-Forderung wird in Kapitel 4.1.2 erlautert. In
Kapitel 4.1.3.1 erfolgt zunachst eine formale Ableitung der Effizienzwir-
kung unterschiedlicher Forderinstrumente fir erneuerbare Energien
mithilfe eines einfachen Produktmarktmodells, um darauf aufbauend das
in Deutschland verwendete Instrument der Einspeisevergitungen mit
institutionellem Vorrang bewerten zu konnen. In Kapitel 4.1.3.2 wird das
optionale Direktvermarktungssystem analysiert. Auf Basis der Analyseer-
gebnisse werden in Kapitel 4.1.4 Reformoptionen entwickelt, mit denen
die Effizienz der Forderung erneuerbarer Energien erhoht werden kann.

4.1.1 POLITISCHE ZIELE UND OKONOMISCHE LEGITIMATION

Nach § 1 EEG 2012 soll die Forderung erneuerbarer Energien dazu dienen,
die sozialen Kosten der Energieversorgung in Bezug auf Umwelt- und
Klimaschaden zu verringern. Zudem soll auf diese Weise der Verbrauch
fossiler Energietrager gesenkt werden, um die Bestande der fossilen
Energietrager fur zukinftige Generationen zu schonen und die Importab-
hangigkeit Deutschlands in diesem Bereich zu verringern. Durch die mit
der Forderung angereizte Weiterentwicklung der Technologien zur
Nutzung der erneuerbaren Energien sollen heimische Unternehmen
dartber hinaus einen Innovationsvorsprung im internationalen Wettbe-
werb erhalten. Um diese Ziele zu erreichen, wird eine Steigerung des
Anteils erneuerbarer Energien an der Stromversorgung bis 2020 auf
mindestens 35 Prozent angestrebt.®

% Fir eine ausfuhrliche Darstellung der politischen Beweggriinde vgl. Deutscher

Bundestag (2008): S. 27, 30f. und 35ff.
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Aus 6konomischer Sicht ist die Forderung erneuerbarer Energien allerdings
nur zulassig, wenn auf diese Weise Marktversagenstatbestande effizient
beseitigt werden. Das industriepolitisch motivierte Argument der Starkung
der Wettbewerbsfahigkeit heimischer Unternehmen kann deshalb nicht
zur Legitimation des Markteingriffs herangezogen werden. Dies gilt
ebenfalls fliir das Argument, die Bestande fossiler Energietrager zugunsten
zuklnftiger Generationen zu schonen. Die Knappheit der fossilen Energie-
trager spiegelt sich im Preis der Ressourcen wider, weshalb sich bereits aus
dem Marktprozess ein effizientes Signal fir die intergenerationelle
Nutzungskonkurrenz beziiglich der endlichen Ressourcen ergibt.** Durch
die Absenkung des Verbrauchs fossiler Energietrager in Deutschland wird
zudem der Ressourcenpreis sinken, weshalb — eine preiselastische Res-
sourcennachfrage vorausgesetzt — in anderen Landern ein Anstieg des
Verbrauchs fossiler Energietrager erfolgen wird, so dass der Nettoeffekt
fur die Ressourcenbestinde geringer ist.”

Importabhangigkeiten fihren nur dann zu Problemen, wenn die Preisbil-
dung auf den Rohstoffmarkten nicht wettbewerblich erfolgt oder Export-
beschriankungen seitens der Anbieterlinder eingefiihrt werden.’® Das
effiziente Instrument zur Gewahrleistung der Versorgungssicherheit stellt
daher die Starkung internationaler Freihandelsabkommen dar, um auf
diese Weise strategisches Verhalten von Anbieter- oder Nachfragelandern
zu unterbinden. Nur wenn dies nicht moglich ist, lasst sich aus der Im-
portabhangigkeit Deutschlands bezuglich fossiler Energietrager eine
Legitimation zur Forderung erneuerbarer Energien ableiten. Der positive
Effekt der erneuerbaren Energien fiir die Versorgungssicherheit ergibt sich

8 vgl. Wacker/Blanck (1999): S. 20f.

% Der nachfrageseitig induzierte leakage-Effekt kann durch das von Sinn (2008) diskutierte
angebotsseitig induzierte ,,Griine Paradoxon” noch verstarkt werden, indem die Res-
sourcenanbieter auf die Nachfragesenkung reagieren und ihren Ressourcenabbaupfad
entsprechend anpassen.

Ein Beispiel flir derartige Exportbeschrankungen stellt die Zollpolitik Chinas in Bezug auf
Rohstoffe wie Bauxit, Magnesium oder die Metalle der so genannten ,seltenen Erden”
dar. Vgl. hierzu den Streitfall DS395 bei der Welthandelsorganisation.
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dabei aus der Option, Strom bei temporaren Versorgungsengpassen oder
Rohstoffpreiskrisen auch mithilfe erneuerbarer Energien produzieren zu
kénnen, und beruht somit auf der Einsetzbarkeit, nicht aber dem stetigen
Einsatz der regenerativen Stromerzeugungsanlagen.”?

Die klimatischen Folgen der Emissionen von Treibhausgasen sind eindeutig
ein Marktversagenstatbestand, weil ohne politische Rahmenvorgaben kein
Preissignal fur die Folgeschaden der Emissionen existiert und keine
Kompensation der Geschadigten durch die Emittenten erfolgt. Ein staatli-
cher Eingriff ist somit dkonomisch sinnvoll und geboten. Die negativen
externen Effekte in Form der Folgeschaden der Klimaveranderungen sind
allerdings den Treibhausgasemittenten wie der fossilen Stromerzeugung
zuzuordnen. Der Markteingriff sollte deshalb auch an dieser Stelle anset-
zen, indem beispielsweise ein Handel mit Zertifikaten, die das Recht auf
den AusstoR von Treibhausgasen verbriefen, eingefiihrt wird.”® Ein solcher
Handel wurde mit der Umsetzung des Kyoto-Protokolls auf europaischer
Ebene in Form des Europdischen Emissionshandelssystems bereits etab-
liert.>* Die Politik setzt dabei auf Basis naturwissenschaftlicher Erkenntnis-
se zum Klimawandel ein Mengenziel in Form einer Emissionsobergrenze
fest und fixiert somit das Angebot an Emissionszertifikaten. Diesem
Angebot stehen die Emittenten als Nachfrager gegeniber, da sie nun bei
jeder Emission vor der Entscheidung stehen, diese entweder Uber den
Einsatz von Vermeidungstechnologien einzusparen oder ein Emissionszer-
tifikat zu nutzen.” Die Zahlungsbereitschaft fur die Zertifikate spiegelt
somit die Grenzvermeidungskosten der Treibhausgasemissionen wider.

%2 vgl. Andor et al. (2010a): S. 96f.

> Eine Preislosung, bei der beispielswiese eine Emissionssteuer eingefiihrt wird, ist ebenso
denkbar. Fir den Diskurs um die Vorteilhaftigkeit von Preis- oder Mengenlésungen in
der Klimapolitik vgl. z.B. Weitzman (1974) und Kalkuhl/Edenhofer (2010).

Fir eine umfassende Evaluation dieser MalRnahmen vgl. z.B. Nordhaus/Boyer (1999),
Springer (2003) und Ellerman et al. (2010).

Dies gilt auch dann, wenn die Zertifikate nicht versteigert, sondern beispielsweise nach
dem Grandfathering-Verfahren kostenlos ausgegeben werden. Da die Emissionsberech-
tigungen stets verkauft werden kdnnen, sind mit dem Einsatz der Zertifikate Opportuni-
tatskosten verbunden. Vgl. dazu z.B. Janssen et al. (2007): S. 173ff.
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Der Preis der Emissionszertifikate ergibt sich aus den Kosten der letzten
eingesetzten Vermeidungstechnologie. Durch diesen marktbasierten
Prozess wird sichergestellt, dass das Emissionsziel mit den geringstmogli-
chen Kosten erreicht wird. Die fur die Umsetzung des klimapolitischen
Ziels bendtigten, effizienten Vermeidungstechnologien werden dabei
dezentral durch die Marktakteure ausgewahlt und bedirfen keiner
weiteren Forderung.

Falls die Stromerzeugung aus erneuerbaren Energien zu den effizienten
Vermeidungstechnologien zahlt, wiirde sie somit aufgrund des Emissions-
handels auch ohne ein zusatzliches Forderinstrument genutzt. Wenn die
erneuerbaren Energien dagegen nicht zu den effizienten Vermeidungs-
technologien gehoren, fuhrt die zusatzliche Forderung zu einer Stérung
der allokativen Effizienz des Emissionshandels, ohne dass sich daraus ein
zusatzlicher klimapolitischer Nutzen ergibt, weil das maximale Ausmal’ der
Emissionen durch die Vorgabe der Emissionsobergrenze vorgegeben ist.
Die durch die erneuerbaren Energien eingesparten Emissionen fihren
somit dazu, dass an anderer Stelle weniger eingespart werden muss.”®

Auch aus dem Argument der durch die fossile Stromerzeugung ausgelos-
ten Klimaschaden lasst sich somit zunachst keine direkte Legitimation fir
eine zusatzliche Forderung der erneuerbaren Energien ableiten. Problema-

% Fur eine formale Ableitung der Wechselwirkungen zwischen der individuellen Férderung

einer Vermeidungstechnologie und dem Emissionshandel vgl. Amundsen/Mortensen
(2001): S. 491ff. Bohringer/Rosendahl (2010) zeigen dariber hinaus, dass von der durch
die Forderung der erneuerbaren Energien ausgeldsten Absenkung des Treibhausgaszer-
tifikatspreises insbesondere die Stromerzeugungstechnologien mit dem hdchsten rela-
tiven Treibhausgasausstol3, wie beispielsweise Braunkohlekraftwerke, profitieren, weil
der durch den Emissionshandel bedingte Grenzkostenaufschlag bei diesen Kraftwerken
Uberdurchschnittlich sinkt. Je nachdem, welcher funktionale Zusammenhang zwischen
der Treibhausgaskonzentration und der natirlichen Abbaurate der Treibhausgase in der
Atmosphare besteht, kann es aus gesamtwirtschaftlicher Sicht allerdings auch effizient
sein, in der ersten Phase der klimapolitischen MaRnahmen zunachst Brennstoffe mit
einer hoheren Treibhausgasintensitat einzusetzen, wenn sie gleichzeitig niedrigere
Abbau- und Transportkosten oder geringere Knappheitskosten aufweisen. Vgl. hierfir
Chakravorty et al. (2008): S. 1128ff.
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tisch ist allerdings, dass sich die hohe politische Unsicherheit bezuglich der
zukunftigen klimapolitischen Entwicklungen negativ auf die dynamische
Effizienz der Klimapolitik auswirken kann. So konnte sich die Politik im
Rahmen der internationalen Klimakonferenzen bisher nur fiir einen sehr
begrenzten Zeitraum auf verbindliche Emissionsreduktionen und die
EinfUhrung eines Emissionshandelssystems einigen. Langerfristige klimapo-
litische Ziele liegen dagegen lediglich in Form von Absichtserklarungen vor.
Da die Marktteilnehmer beflirchten mussen, dass die zuklinftige Klimapoli-
tik von den Absichtserklarungen abweicht, unterbleiben moglicherweise
Investitionen in die Weiterentwicklung von Vermeidungstechnologien, die
derzeit noch unwirtschaftlich sind, langfristig jedoch aufgrund von Lern-
kurveneffekten eine effiziente Alternative zur Emissionsvermeidung
darstellen.”” Ein langfristiges Klimaabkommen mit verbindlichen Redukti-
onszielen und klaren Vorgaben bezlglich der Ausgestaltung des klimapoli-
tischen Instrumentariums ist somit fir die Gewahrleistung der
dynamischen Effizienz der Klimapolitik unerlasslich.

Privatwirtschaftliche Investitionen in die Weiterentwicklung einer Techno-
logie erfolgen allerdings immer nur dann, wenn die realisierten Lernkur-
veneffekte auch durch die jeweiligen Marktteilnehmer ausgenutzt werden
kdnnen, so dass sich die Entwicklungskosten letztlich amortisieren kénnen.
Die Marktteilnehmer werden somit nur dann in die Weiterentwicklung
einer Technologie investieren, wenn sie andere Marktteilnehmer von dem
Nutzen der Weiterentwicklung ausschlielen konnen. Kann dagegen nicht
verhindert werden, dass die Innovation nach kurzer Zeit von anderen
Marktteilnehmern adaptiert wird, unterbleiben die Investitionen.

Potentielle Lernkurveneffekte, bei deren Realisierung technologische
spillover-Effekte zu erwarten sind, stellen somit eine positive Externalitat
dar. Empirische Studien zeigen, dass bei den erneuerbaren Energien

7 Lernkurveneffekte sind Produktivitatssteigerungen, die dazu fithren, dass die Kosten je

Produktionseinheit im Zeitablauf abnehmen. Fiir eine grundsatzliche theoretische Ablei-
tung der 6konomischen Implikationen von Lernkurveneffekten vgl. z.B. Arrow (1962): S.
155ff.
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Lernkurveneffekte im Bereich der Herstellung der Erzeugungskapazititen
auftreten, nicht aber bei der Nutzung der Erzeugungskapazitaten zur
Stromproduktion.98 Der empirische Beweis flir einen technologischen
spillover der realisierten Lernkurveneffekte im Anlagenbau gestaltet sich
jedoch schwierig, weil nachgewiesen werden muss, dass die Kostensen-
kungen im Anlagenbau der einzelnen Unternehmen nicht auf individuelle
Forschungsanstrengungen, sondern auf die Adaption von Innovationen
anderer Unternehmen zurilickzufiihren sind. Trotzdem wurde in einigen
Studien nachgewiesen, dass es zu einem technologischen spillover
kommt.”

Die Herstellungskosten fir regenerative Stromerzeugungsanlagen eines
Unternehmens hangen somit sowohl von der Anzahl der in den vorherigen
Perioden im Unternehmen produzierten Anlagen, als auch von der Anzahl
der in den vorherigen Perioden von anderen Unternehmen produzierten
Anlagen ab. Durch diese positive Externalitat werden die potentiell
moglichen Lernkurveneffekte im Bereich der Anlagenherstellung nicht
oder nur teilweise ausgeschopft. Wenn sich aus der Weiterentwicklung der
regenerativen Stromerzeugungstechnologien unter Bericksichtigung der
klimapolitischen Restriktionen fir die fossile Stromerzeugung ein hoheres
langfristiges Nutzen-Kosten-Potential als bei alternativen Innovationen im
Bereich der Stromerzeugung ergibt, ist ein Markteingriff in Form der
Forderung erneuerbarer Energien 6konomisch gerechtfertigt.

Zusammenfassend sind die eingangs aufgefiihrten Begriindungen der
Politik somit nicht geeignet, eine Forderung der erneuerbaren Energien zu
legitimieren, weil sie entweder nicht auf einem tatsachlichen Marktversa-
genstatbestand beruhen, oder andere Markteingriffe besser geeignet sind.
Aus okonomischer Sicht lasst sich die Forderung nur dann eindeutig

%8 Vgl. z.B. Junginger et al. (2005), Neij (1999) und Ibenholt (2002). Da Solarmodule haufig

auf Halbleitern basieren, kdnnen auch entsprechende Studien aus diesem Bereich als
Beleg hinzugezogen werden. Vgl. hierfir z.B. Gruber (1992).

Fir empirische Studien vgl. z.B. Braun et al. (2010), Gruber (1998) und Irwin/Klenow
(1994).
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legitimieren, wenn die spillover-Effekte im Bereich des Anlagenbaus zu
Wohlfahrtsverlusten fiihren. Ob dies der Fall ist, ldsst sich bei den derzeiti-
gen Kenntnissen bezlglich der langfristigen Nutzen-Kosten-Potentiale
alternativer Innovationen im Bereich der Stromerzeugung und der Hohe
der spillover-Effekte nicht zweifelsfrei belegen. Da es sich dabei um
Zukunftsprojektionen handelt, ist ein eindeutiger Beleg allerdings auch
nicht moglich, vielmehr wird immer eine Restunsicherheit bestehen
bleiben. Letztlich muss somit ein Abwagungsprozess erfolgen. Wenn
angenommen wird, dass nach Abwagung dieser Unsicherheit eine Forde-
rung der erneuerbaren Energien sinnvoll ist, muss das Ziel der Férderung
darin bestehen, den Bau einer bestimmten Anzahl an regenerativen
Erzeugungsanlagen zu gewahrleisten, um trotz der spillover-Effekte die
wohlfahrtsoptimale Realisierung der Lernkurveneffekte in diesem Bereich
zu gewahrleisten.

4.1.2 AUSGESTALTUNG DES MARKTEINGRIFFS
4.1.2.1 EINSPEISEVERGUTUNGEN MIT INSTITUTIONELLEM VORRANG

Das wesentliche Merkmal dieses Fordersystems besteht darin, dass die
Netzbetreiber den Strom aus den regenerativen Stromerzeugungsanlagen
vorrangig abnehmen und mit fixen Verglitungssatzen entlohnen missen.
Durch die Kombination des institutionellen Einspeisevorrangs mit fixen,
marktpreisunabhangigen Vergltungssatzen missen die Betreiber von
regenerativen Stromerzeugungsanlagen lediglich die generelle Einsatzbe-
reitschaft ihrer Anlagen sicherstellen und somit nur das Betriebsrisiko
ubernehmen. Weitergehende Risiken, die sich aus dem Unterschied
zwischen Einspeiseprognose und tatsachlicher Produktion (Fahrplanerfiil-
lungsrisiko) sowie dem generellen Marktgeschehen (Preisrisiko) ergeben,
werden dagegen sozialisiert.'® Fir die Betreiber regenerativer Stromer-
zeugungsanlagen ergibt sich somit eine hohe Planungssicherheit, zumal die
Forderung fiir einen Zeitraum von 20 Jahren zuzliglich des Kalenderjahres,
in dem die Anlage in Betrieb genommen wird, erfolgt.

190 v/g|. Klessmann (2009): S. 3650f.
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Geférderte Technologien und Verglitungssdétze

Die Vergltung der Stromeinspeisungen erfolgt tiber technologiespezifische
Vergltungssatze, die in den §§ 23 bis 33 EEG 2012 konkretisiert werden.
Die Erzeugungstechnologien werden dabei nach der Art des eingesetzten
Energietragers unterschieden. Mit den in § 20 EEG 2012 definierten
technologiespezifischen Degressionsfaktoren werden die fir Neuanlagen
maligeblichen Vergiltungssatze darliber hinaus kalenderjahrlich angepasst.
Auf diese Weise sollen bereits realisierte Lernkurveneffekte, die zu einer
Absenkung der Kosten fiir den Bau der Anlagen geflihrt haben, berticksich-
tigt werden.*®

Die Einspeisevergtitung fur Windkraftanlagen auf dem Festland oder den
Nord- und Ostseeinseln, die im Jahr 2012 in Betrieb genommen werden,
betragt in den ersten funf Jahren nach Inbetriebnahme 8,93 Cent/kWh
und sinkt anschlieRend auf 4,87 Cent/kWh.102 Die Fordersatze fliir Neuan-
lagen werden dabei jahrlich um 1,5 Prozent abgesenkt, so dass eine
Windkraftanlage, die 2013 in Betrieb genommen wird, in den ersten flnf
Jahren eine Vergitung in Hohe von 8,8 Cent/kWh und anschlieRend
4,8 Cent/kWh erhélt. Fir Anlagen, deren Stromproduktion geringer als die
eineinhalbfache Produktion einer Referenzanlage ist, verlangert sich
jedoch der Zeitraum, in dem die hohere Anfangsverglitung gilt.103 Da es
auf dem Festland und den Nord- und Ostseeinseln nur sehr wenige
Standorte gibt, an denen Stromertrage in dieser Hohe moglich sind, gilt die
hohere Verglitung fiir den Gberwiegenden Teil der Anlagen deutlich langer
als fiinf Jahre.'® Um die Férderung unproduktiver Standorte zu vermei-

191 ygl. Deutscher Bundestag (2008): S. 51.

192 pje im Folgenden angegebenen Férdersitze beziehen sich immer auf eine Inbetrieb-
nahme der jeweiligen Anlage im Jahr 2012, die Fordersatze bei einer spateren Inbe-
triebnahme lassen sich anhand der Degressionssatze ermitteln.

Der Referenzertrag ist der Flinf-Jahres-Ertrag einer Windkraftanlage an einem Referenz-
standort. Eine Ubersicht der Referenzertrige unterschiedlicher Windkraftanlagen kann
unter http://www.wind-fgw.de/eeg_referenzertrag.htm abgerufen werden.

Fiir eine grobe geographische Ubersicht der potentiellen Ertrige im Verhiltnis zum
Referenzertrag vgl. Wallasch et al. (2011): S. 91.
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den, haben allerdings nur die Windkraftanlagen einen Forderanspruch,
deren Stromproduktion mindestens 60 Prozent des Referenzertrags
betragt. Um zudem Anreize fir eine effektivere Ausnutzung von bereits
genutzten Standorten zu schaffen, steigt die Anfangsvergitung bei einem
Ersatz oder einer Modernisierung von Altanlagen um 0,5 Cent/kWh.

Fir Windkraftanlagen auf dem offenen Meer betragt die Verglitung in den
ersten zwolf Jahren ab Inbetriebnahme 15 Cent/kWh und anschlieRend
3,5 Cent/kWh. Der Zeitraum der héheren Vergitung erhdht sich allerdings,
wenn der Standort der offshore-Windkraftanlage weiter als zwo6lf Seemei-
len von der Kiste entfernt ist oder die Wassertiefe mehr als 20 Meter
betragt. Die jahrliche Degression der Fordersatze fliir Neuanlagen betragt
sieben Prozent, erfolgt aber erst ab dem Jahr 2018.

Bei der Stromerzeugung auf Basis von Solarenergie wird zwischen Erzeu-
gungsanlagen auf Freiflachen und Erzeugungsanlagen auf Gebaduden
unterschieden. Wahrend fiir erstere eine Pauschalvergiitung in Héhe von
21,11 Cent/kWh gilt, ist der Vergltungssatz bei letzteren von der installier-
ten Kapazitdt abhangig und betrdagt somit zwischen 28,74 Cent/kWh (flir
Anlagen mit einer Kapazitat bis einschlieflich 30 kW) und 21,56 Cent/kWh
(fir Anlagen ab einer Kapazitat von 1 MW). Eine Besonderheit stellen die
Vorgaben zur Degression dar, weil der Faktor, um den sich die Verglitungs-
satze fir Neuanlagen jahrlich verringern, von der im Vorjahr hinzugebau-
ten Kapazitat abhangig ist. Wie in Tabelle 4.1 abgebildet, kann der
Degressionssatz somit zwischen 1,5 Prozent und 24 Prozent liegen. Wenn
sich schon im Laufe des Jahres ein hoher Kapazitatszubau abzeichnet, gibt
es zudem die Moglichkeit, dass ein Teil der Degression bereits vorgezogen
zur Jahresmitte erfolgt. Da es in den letzten Jahren im Bereich der Herstel-
lung von Solarmodulen zu {berdurchschnittlichen Kostensenkungen
gekommen ist, hat es einen Diskurs um eine massive Uberférderung der
Solarenergie gegeben.105 Durch die flexible Ausgestaltung des Degressions-

105 Vgl. hierfur z.B. Bode/Groscurth (2011): S. 106f.
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faktors soll deshalb zukiinftig eine effektive und zeitnahe Anpassung an
potentielle weitere Lernkurveneffekte gewihrleistet werden.*®®

Kapazitatszubau Degressionsfaktor fur das Folgejahr
geringer als 1500 MW 1,5%
1500 MW bis 2000 MW 4,0 %
2000 MW bis 2500 MW 6,5%
2500 MW bis 3500 MW 9,0%
3500 MW bis 4500 MW 12,0 %
4500 MW bis 5500 MW 15,0 %
5500 MW bis 6500 MW 18,0 %
6500 MW bis 7500 MW 20,0%
Uber 7500 MW 24,0 %

Tabelle 4.1: Degressionsfaktoren fiir Solaranlagen
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis von § 20 Absatz 2, 3 und 4 EEG 2012

Bei der Stromerzeugung aus Biomasse besteht der Anspruch auf eine
Forderung nur dann, wenn mindestens 60 Prozent der Stromerzeugung in
der jeweiligen Biomasseanlage mithilfe einer Kraft-Warme-Kopplung
erfolgt und auf diese Weise auch die Nutzung der Abwarme gewahrleistet
ist."” Der Grundvergutungssatz ist nach der so genannten Bemessungsleis-
tung gestaffelt. Die Bemessungsleistung ergibt sich aus der Division der
erzeugten Strommenge innerhalb eines Jahres und der Anzahl der Jahres-
stunden:

Stromproduktion [kWh]
Stundenanzahl [h]

Bemessungsleistung [kw] = (4.1)

Bis zu einer Bemessungsleistung von einschlielllich 150 kW betragt die
Verglitung 14,3 Cent/kWh, bis 500 kW 12,3 Cent/kWh, bis 5 MW
11 Cent/kWh und bis 20 MW schlieRRlich 6 Cent/kWh. Dies bedeutet, dass
die ersten 150[kw] * 8760[h] = 1314[MWh] der kalenderjahrlichen

106 Vgl. Deutscher Bundestag (2010a): S. 6 und 9 sowie Deutscher Bundestag (2011a): S.

136f.
Fiir die Nutzung von Biogas aus der Vergarung von Bioabfallen und Gille gibt es nach
den §§ 27a und 27b EEG 2012 eine Ausnahmeregelung.
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Stromproduktion unabhangig von der Gesamtkapazitat der jeweiligen
Biomasseanlage mit 14,3 Cent/kWh vergitet werden. Fiir den dartber
hinaus gehenden Anteil der Stromproduktion gilt dann der jeweils nachst-
niedrigere Forderungssatz bis der Produktionswert der nachsten Bemes-
sungsgrenze erreicht ist. Die maximal forderbare Stromproduktion einer
Biomasseanlage betrdgt somit 20[MW] % 8760[h] = 175,2[GWh] pro
Jahr. Je nachdem, welche der als Biomasse geltenden Einsatzstoffe
verwendet werden, kann sich der Grundverglitungssatz zudem um bis zu
8 Cent/kWh erhohen. Die Klassifizierung der Einsatzstoffe ergibt sich dabei
aus der Biomasseverordnung (BiomasseV).'® Der fir Neuanlagen giltige
Fordersatz sinkt kalenderjahrlich um zwei Prozent.

Bei der Stromerzeugung aus Wasserkraft sind die Vergitungssatze eben-
falls nach Bemessungsleistung gestaffelt. So wird die Stromproduktion bis
zur Bemessungsleistung von 500 kW unabhangig von der installierten
Kapazitat der jeweiligen Anlagen mit 12,7 Cent/kWh verglitet, dartber
hinausgehende Anteile dann entsprechend geringer. Ab einer Bemes-
sungsleistung von 50 MW betragt die Vergltung nur noch 3,4 Cent/kWh.
Die fur Neuanlagen maligeblichen Fordersatze sinken jahrlich um ein
Prozent. Einen Forderanspruch haben allerdings nur neue und moderni-
sierte Laufwasserkraftwerke sowie modernisierte Laufwasserspeicher-
kraftwerke. Pumpspeicherkraftwerke sind von den Einspeiseverglitungen
ausgenommen.

Die Stromerzeugung aus Geothermie wird pauschal mit 25 Cent/kWh
vergltet. Durch die Verwendung bestimmter Technologien kann der
Fordersatz zudem erhoht werden. Der Degressionsfaktor betragt hier finf
Prozent, die Absenkung der fiir Neuanlagen maligeblichen Fordersatze
erfolgt allerdings erst ab 2018.

Das EEG 2012 sieht darliber hinaus auch eine Forderung der Stromerzeu-
gung mithilfe verschiedener Kuppelprodukte vor, die jeweils nach der
Bemessungsleistung differenziert ist. So werden regenerative Stromerzeu-

198 vgl|. Deutscher Bundestag (2011a): S. 70f.
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gungsanlagen, die Deponiegas verwenden, bis 500 kW mit 8,6 Cent/kWh
und anschlieBend bis maximal 5 MW mit 5,89 Cent/kWh vergiitet. Bei der
Verwendung von Klargas betragt der Vergitungssatz bis 500 kW
6,79 Cent/kWh und anschlieRend bis maximal 5 MW 5,89 Cent/kWh. Die
Stromerzeugung mithilfe von Grubengas wird bis zu einer Bemessungsleis-
tung von 1 MW mit 6,84 Cent/kWh, bis 5 MW mit 4,93 Cent/kWh und fur
die dartber hinausgehende Stromproduktion mit 3,98 Cent/kWh entlohnt.
Der Degressionsfaktor betragt jeweils 1,5 Prozent.

Vermarktung des EEG-Stroms

Die Aufgabe, den vorrangig abgenommenen Strom zu vermarkten, fallt
nach § 37 Absatz 1 EEG 2012 den Ubertragungsnetzbetreibern zu. Letztere
mussen somit die Verantwortung fiir einen Bilanzkreis Gbernehmen, auf
dem die Stromproduktion aller mit Einspeisevergitungen entlohnten EEG-
Anlagen in den jeweiligen Netzgebieten verbucht wird. Dies ist aus system-
regulatorischer Sicht bedenklich, weil die strikte Trennung zwischen
Netzbetrieb und Stromhandel verletzt wird. Um einerseits einen Miss-
brauch dieser Situation zu vermeiden und andererseits den institutionellen
Einspeisevorrang sicherzustellen, werden den Ubertragungsnetzbetreibern
im Rahmen der Verordnung zur Weiterentwicklung des bundesweiten
Ausgleichsmechanismus (AusglMechV) strikte Vermarktungsvorgaben
gesetzt, die von der Bundesnetzagentur durch die Ausgleichsmechanis-
mus-Ausflihrungsverordnung (AusglMechAV) operationalisiert wurden.

Nach § 1 AusglMechAV sind die Ubertragungsnetzbetreiber verpflichtet,
am Vortag der Lieferung fir jede Stunde des Liefertages eine Einspeise-
prognose fiir die regenerativen Stromerzeugungsanlagen in ihrem Netzge-
biet zu erstellen. Die erwartete Stromproduktion muss anschlieRend
vollstandig Uber preisunabhangige Gebote am day-ahead-Markt der EPEX
Spot verduRert werden.'® Am Liefertag mussen die Ubertragungsnetzbe-

199 Ein preisunabhangiges Verkaufsgebot wird in der technischen Abwicklung der Stun-

denauktionen der EEX Spot als Verkaufsgebot zum geringstmoglichen Preis von minus
3000 €/MWh berucksichtigt.
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treiber weitere Einspeiseprognosen erstellen und die Abweichungen
zwischen der vortaglichen und untertdgigen Einspeiseprognose am
intraday-Markt der EPEX Spot ausgleichen. Fir die Vermarktung der
Prognoseabweichungen gibt es keine Preisvorgaben. Wie in Abbildung 4.3
veranschaulicht, erfolgt die Vermarktung des EEG-Stroms somit in einem
zweistufigen Prozess.

(1) Vermarktung der Einspeiseprognose (2) Vermarktung der Prognoseabweichungen

Abgleich der
Vortagesprognose
mit untertagigen
Einspeiseprognosen

Vollstandige
Vermarktung am
intraday-Markt

Prognose der\ Vollstandige
Einspeisemengen Vermarktung am
des Folgetages / day-ahead-Markt

1
-1 Ta'g gate closure

Abbildung 4.3: Die Vermarktung der EEG-Stromerzeugung
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der AusgIMechAV

Fir den Fall, dass es am day-ahead-Markt aufgrund ausgepragter negati-
ver Preisspitzen zu einer Wiederholung der Auktion flir eine oder mehrere
Stunden kommt, ist durch § 8 AusglMechAV zudem eine Ausnahmerege-
lung vorgesehen.110 Danach kénnen die Ubertragungsnetzbetreiber im
Rahmen der zweiten Auktion von der Vorgabe der preisunabhangigen
Vermarktung abweichen und die Einspeiseprognose fiir die betreffenden
Stunden preisabhangig anbieten. Die Preislimits mussen dabei von einem
Zufallsgenerator bestimmt werden und zwischen minus 350 €/MWh und
minus 150 €/MWh liegen. Wenn aufgrund der preislimitierten Verkaufsge-
bote die Einspeiseprognose der betreffenden Stunden nicht vollstandig
verkauft werden konnte, miissen die Ubertragungsnetzbetreiber versu-
chen, die Restmenge am intraday-Markt zu verkaufen. Falls auch hier
keine Vermarktung zu den festgelegten Preislimits moglich ist, missen
bilaterale Vertrage, in denen sich Betreiber konventioneller Kraftwerke
verpflichten, ihre Stromerzeugung zu drosseln, genutzt werden. Die

19 Fir eine ausfihrliche Analyse der Ausnahmeregelung vgl. Andor et al. (2010c): S. 28ff

und Brandstatt et al. (2011): S. 8ff.
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Drosselung von EEG-Anlagen ist dagegen nur als ultimativer Schritt
vorgesehen.'™

Die positiven und negativen Erlose aus der Vermarktung des EEG-Stroms
werden gemeinsam mit den Transaktionskosten der Vermarktung sowie
den Einnahmen und Ausgaben aus der Abwicklung von Leistungsungleich-
gewichten der EEG-Bilanzkreise auf dem EEG-Konto verbucht. Um eine
effiziente Vermarktungstitigkeit der Ubertragungsnetzbetreiber sicherzu-
stellen, sieht § 7 AusglMechAV ein Anreizsystem fir die beeinflussbaren
Einnahmen und Ausgaben vor. Nach dieser Regelung kénnen Ubertra-
gungsnetzbetreiber, denen es gelingt, ihren individuellen kalenderjahrli-
chen Saldo der beeinflussbare Einnahmen und Ausgaben gegeniber dem
bisher besten Jahresergebnis zu verbessern, einen Teil der Saldoverbesse-
rung fir sich beanspruchen. Zu den beeinflussbaren Einnahmen und
Ausgaben gehoren neben den Transaktionskosten der Vermarktung und
den Zahlungsstromen aus dem Ausgleichsenergiebezug beziehungsweise
der Ausgleichsenergielieferung der EEG-Bilanzkreise auch die positiven
und negativen Erlose aus der Vermarktung der Prognoseabweichungen auf
dem intraday-Markt. Da der Handel am intraday-Markt kontinuierlich und
nicht im Rahmen einer Auktion vollzogen wird, ist der Vermarktungserfolg
in diesem Marktsegment trotz der Vorgabe des vollstandigen Ausgleichs
der Prognoseabweichungen von der Vermarktungsstrategie der Ubertra-
gungsnetzbetreiber abhangig.

EEG-Umlage

Neben den oben aufgefiihrten Posten werden auf dem EEG-Konto auch die
Aufwendungen fir die Verglitung der EEG-Anlagen verbucht. Um das
letztlich resultierende Defizit auf dem EEG-Konto auszugleichen, muissen
die Ubertragungsnetzbetreiber nach § 37 Absatz 2 EEG 2012 eine EEG-
Umlage von den Stromverbrauchern erheben. Die Hohe der EEG-Umlage

" Fir die Drosselung der EEG-Anlagen bei Vermarkungsproblemen gibt es somit deutlich

hohere Hirden als bei der Drosselung der EEG-Anlagen im Falle einer drohenden techni-
schen Netziiberlastung, die auf Basis der Einspeisemanagementregelung nach den §§ 11
und 12 EEG 2012 erfolgen kann.
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ergibt sich somit aus der Division der nach Saldierung aller Einnahmen und
Ausgaben durch die EEG-Forderung verbliebenen Kosten und dem Strom-
verbrauch. Um stromintensive Unternehmen und den elektrischen
Schienenverkehr zu entlasten, sehen die §§ 40 bis 42 EEG 2012 eine
Ausnahmeregelung vor, durch die sich die EEG-Umlage fiir die betreffen-
den Unternehmen deutlich verringern kann. In Abbildung 4.4 werden die
Zahlungsstrome und bilanziellen Stromflisse des Systems der Einspeise-
verglitungen mit institutionellem Vorrang sowie dessen Integration in den
Produktmarkt schematisch zusammengefasst.

EEG-Anlage 4_‘ Ubertragupgs—
netzbetreiber

t

1
Spotmarkt der

EPEX Spot

Terminmarkt der

EEX
Konventionelle Energieversorgungs-
OTC-Handel Verbraucher
Stromerzeugung [« — — «== unternehmen |[(—
Auslandische
Strommarkte
—— bilanzieller Stromfluss EEG-Umlage
- — — finanzieller Zahlungsstrom ==l Einspeiseverglitung

Abbildung 4.4: Der Produktmarkt mit dem System der Einspeisevergiitun-
gen mit institutionellem Vorrang fiir EEG-Anlagen

Quelle: Eigene Darstellung

4.1.2.2 OPTIONALE DIREKTVERMARKTUNG

Betreiber von regenerativen Stromerzeugungsanlagen, die einen Anspruch
auf eine Einspeiseverglitung haben, haben nach § 33a EEG 2012 dartber
hinaus das Recht, temporar oder dauerhaft aus der Einspeisevergitung
auszusteigen, um ihre Anlage eigenverantwortlich vermarkten zu kénnen.
Der Wechsel zwischen der Einspeisevergitung und den Direktvermark-
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tungsmodellen ist ebenso wie der Wechsel zwischen den Direktvermark-
tungsmodellen jeweils kalendermonatlich in beide Richtungen maoglich.

Marktprédmienmodell

Wenn die Betreiber von EEG-Anlagen das System der Einspeisevergitun-
gen zugunsten des Marktpramienmodells verlassen, erhalten sie weiterhin
eine direkte Forderung pro verkaufter kWh Strom. Die Marktpramie MP
entspricht dabei der Summe des Einspeiseverglitungssatzes ESVmV, den
die betreffende Anlage im System der Einspeisevergitungen erhalten
hatte, und einer energietragerspezifischen Pramie EP abzuglich des
energietragerspezifischen Marktwerts EMW . Wenn sich dabei ein negati-
ver Wert ergibt, ist die Marktpramie null:

MP[Cent/kWh] = max(ESVmV + EP — EMW; 0) (4.2)

Die energietragerspezifische Pramie EP soll dabei die zusatzlichen Kosten
abdecken, die den EEG-Anlagenbetreibern durch die Direktvermarktung
entstehen. Dazu zahlen neben den Transaktionskosten der Vermarktung,
wie beispielsweise den Kosten der Handelsanbindung, auch die Kosten fir
die Absicherung des Fahrplanerfiillungsrisikos. Zur Berechnung der
energietragerspezifischen Pramie werden diese Kosten anteilig auf die
maximal zu produzierende Strommenge aufgeteilt.112 Dabei wird zwischen
den zumindest teilweise sicher steuerbaren Energietragern Wasserkraft,
Biomasse, Geothermie sowie Deponie-, Gruben- und Klargas und den
dargebotsabhangigen Energietragern Wind- und Solarkraft unterschieden.
Tabelle 4.2 zeigt die H6he der Pramie flr die einzelnen Erzeugungstechno-
logien.

Y2 Fir eine ausfihrliche Erlduterung der zugrunde gelegten Kosten bei der Ermittlung der

energietragerspezifischen Pramie vgl. Sensfuss/Ragwitz (2011): S. 9ff
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_ Steuerbare Energietrager Wind- und Solarkraft
Kalenderjahr

[Cent/kWh] [Cent/kWh]

2012 0,3 1,2

2013 0,275 1,0

2014 0,25 0,85

ab 2015 0,225 0,7

Tabelle 4.2: Die energietréigerspezifische Primie
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis des EEG

Der energietragerspezifische Marktwert EMW wird ex-post fir jeden
Kalendermonat bestimmt. Bei den teilweise steuerbaren Energietragern
wird dabei angenommen, dass sie grundsatzlich in gleicher Weise wie
konventionelle Kraftwerke vermarktet werden kénnen. Der energietrager-
spezifische Marktwert dieser Energietrager EMW; .0 €ntspricht somit
dem Durchschnitt der Strompreise p; der m Stunden des betreffenden
Kalendermonats am day-ahead-Markt der EPEX Spot:

m
i=1Di

EMWyoyer[Cent /kWh] = (4.3)

Bei onshore-Windkraftanlagen, offshore-Windkraftanlagen und Solarkraft-
anlagen soll dagegen die Abhangigkeit von der schwankenden und nicht
beeinflussbaren Verfligbarkeit des jeweiligen Energietragers abgebildet
werden. Der energietrdgerspezifische Marktwert EMW; der jeweiligen
Anlagenkategorie j ergibt sich deshalb durch eine Gewichtung der Stun-
denpreise p; mit der in dieser Stunde insgesamt von allen EEG-Anlagen der
jeweiligen Anlagenkategorie produzierten Strommenge x;;. Dieser Wert
wird anschlieBend durch die im gesamten Kalendermonat produzierte
Strommenge aller EEG-Anlagen der jeweiligen Anlagenkategorie dividiert:

Yiz1Di * Xij
Dizq Xij
Fir die Betreiber von Biogasanlagen gibt es zudem durch den Bau eines
Gasspeichers die Moglichkeit, die Marktpramie durch die so genannte

EMW;[Cent/kWh] = vVji=1,273 (4.4)
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Flexibilitatspramie nach § 33i EEG 2012 zu erhdhen.'In Abbildung 4.5
werden die Zahlungsstrome und bilanziellen Stromfliisse des Marktprami-
ensystems sowie dessen Integration in den Produktmarkt schematisch
zusammengefasst.

Ubertragungs-

EEG-AnI
nlage netzbetreiber

Spotmarkt der
EPEX Spot
Terminmarkt der
. EEX ,
Konventionelle Energieversorgungs-

Stromerzeugung |« — — OTC-Handel | _ _ unternehmen | — - Verbraucher
Auslandische
Strommarkte

—— bilanzieller Stromfluss EEG-Umlage

- — — finanzieller Zahlungsstrom Marktpramie

Abbildung 4.5: Das Marktpréimienmodell fiir EEG-Anlagen
Quelle: Eigene Darstellung

Vermarktung als Griinstrom

Bei dieser Form der Direktvermarktung steigen die Betreiber von EEG-
Anlagen aus dem System der Einspeiseverglitungen aus, ohne dafiir ein
alternatives direktes Fordermodell in Anspruch nehmen zu kénnen. Sie
konnen ihre Stromproduktion allerdings explizit als Griinstrom vermarkten
und so die moglicherweise hohere Zahlungsbereitschaft bestimmter
Konsumentengruppen fiir regenerativ erzeugten Strom absch('jpfen.l14 Aus
dem Grinstromprivileg nach §39 EEG 2012 ergibt sich zudem eine
indirekte Forderung der optionalen Direktvermarktung als Grinstrom.

3 Fiir eine ausfihrliche Erlduterung der Flexibilitatspramie vgl. Rohrig et al. (2011): S. 7ff.

Flir empirische Studien zur Zahlungsbereitschaft fiir regenerative Stromerzeugung vgl.
z.B. Gerpott/Mahmudova (2010) oder Garling et al. (2008).
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Wenn Stromversorgungsunternehmen den kalenderjahrlichen Strombe-
darf ihrer Kunden zu einem gewissen Anteil durch optional direktvermark-
tende EEG-Anlagen abdecken, verringert sich die an die Netzbetreiber
abzufiihrende EEG-Umlage um 2 Cent/kWh. Der Anteil muss dabei mindes-
tens 50 Prozent betragen, wobei mindestens 20 Prozent des gelieferten
Stroms aus Windkraft- und Solaranlagen stammen muss.

Die verminderte EEG-Umlage gilt fir die gesamte Stromlieferung an die
Endkunden und somit auch fir den konventionell erzeugten Anteil.
Dadurch erhoht sich der Wert des optional direktvermarkteten Stroms aus
Sicht der betreffenden Stromversorgungsunternehmen gegeniiber dem an
der Strombdrse zu beziehenden Strom je nach Hohe der EEG-Umlage um
bis zu 4 Cent/kWh. Die Betreiber von optional direktvermarktenden EEG-
Anlagen haben somit die Moglichkeit, durch den Verkauf ihres Stroms an
Stromversorgungsunternehmen, die die Quote fir das Grinstromprivileg
erreichen moéchten, einen héheren Preis als bei einer Vermarktung ihrer
Stromproduktion an der Strombérse zu erzielen.™™

4.1.3 ANALYSE DES MARKTEINGRIFFS
4.1.3.1 EINSPEISEVERGUTUNGEN MIT INSTITUTIONELLEM VORRANG

Um das in Deutschland verwendete Fordersystem 6konomisch bewerten
zu konnen, erfolgt zunachst eine generelle Effizienzanalyse der in Abbil-
dung 4.3 klassifizierten umweltékonomischen Instrumente zur Forderung
erneuerbarer Energien. In der relevanten Literatur wurde in diesem
Zusammenhang bislang stets die klassische Frage diskutiert, ob Preis- oder
Mengeninstrumente besser geeignet sind.'*® Andor et al. (2010a) haben

13 Bislang wurden Stromversorgungsunternehmen, die den Strombedarf ihrer Kunden zu

mindestens 50% aus direktvermarktenden EEG-Anlagen abdecken, vollstandig von der
EEG-Umlage befreit. Dies erklart den starken Anstieg der Nutzung der Griinstromver-
marktung im Jahr 2011, weil die EEG-Umlage in diesem Jahr bei 3,53 Cent/kWh lag und
sich der Wert des direktvermarkteten EEG-Stroms aus Sicht der Stromversorgungsun-
ternehmen somit sogar um etwa 7 Cent/kWh gegenliber dem an der Strombérse zu
beziehenden Strom erhdhte.

116 Vgl. z.B. Klessmann (2009) oder Neuhoff/Vries (2004).
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jedoch die Hypothese aufgestellt, dass diese Diskussion um eine Ebene
erweitert werden muss, weil nicht nur die Wahl des Instrumententyps,
sondern auch die Frage, ob die Forderung auf Basis der Stromeinspeisung
[€/kWh] oder der aufgebauten Kapazitit [€/kW] erfolgen sollte, die
Effizienz der Forderung wesentlich beeinflussen kann.

Preisinstrument Mengeninstrument
. . . ESV mit Vorrang
Einspeiseabhangig (€/kWh) Quotensystem
Bonussystem
Kapazitatsabhangig (€/kW) ESV ohne Vorrang Kapazitatsausschreibungen

Tabelle 4.3: Klassifizierung der untersuchten Férderinstrumente
Quelle: Eigene Darstellung

Um den bislang fehlenden formalen Beweis fir diese Hypothese zu
erbringen, wird zunachst ein einfaches Produktmarktmodell entwickelt,
das die Situation auf den Produktmarkten nach der Einfihrung einer
Forderung erneuerbarer Energien widerspiegeln soll. Zur Vereinfachung
wird dabei angenommen, dass es neben den konventionellen Stromerzeu-
gungstechnologien nur eine regenerative Stromerzeugungstechnologie
gibt, die aufgrund der vergleichsweise hohen Kosten des Anlagenbaus
bisher nicht genutzt wurde. Diese Kosten konnten jedoch durch die
Realisierung Lernkurveneffekte verringert werden, so dass die regenerati-
ve Stromerzeugungstechnologie in spateren Perioden eine effiziente
Alternative gegenlber den konventionellen Stromerzeugungstechnologien
darstellen wirde. Da die Lernkurveneffekte aufgrund von spillover-
Effekten jedoch nicht autonom durch die Marktteilnehmer ausgeschopft
werden, wird der Bau der zur wohlfahrtsoptimalen Realisierung der
Lernkurveneffekte nétigen regenerativen Anlagenkapazitit Kz Uber eine
Forderung sichergestellt. Die Kosten des regenerativen Anlagenbaus
Kosteng, betragen:

_ T _
Kosteng, (Kgg) = 5* (Kgg)? (4.5)
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Die Grenzkosten des Anlagenbaus steigen somit mit zunehmender Kapazi-
tatsmenge, wodurch beispielsweise unterschiedliche ErschlieBungs- und
Pachtkosten der Standorte, an denen die regenerativen Stromerzeugungs-
anlagen gebaut werden kdnnen, abgebildet werden kdnnen.

Die Stromerzeugung in dem betrachteten Produktmarkt kann in jedem der
n Zeitpunkte t innerhalb der betrachteten Férderperiode sowohl mithilfe
der Uber die Forderung in den Markt gebrachten regenerativen Stromer-
zeugungstechnologie, als auch mithilfe bereits bestehender konventionel-
ler Stromerzeugungskapazitdten erfolgen. Die Forderperiode umfasst
dabei die durchschnittliche technische Lebensdauer einer regenerativen
Stromerzeugungsanlage. Die Grenzkosten GKgr der regenerativen Strom-
erzeugung xgr sind konstant:

GKEE =cC (4.6)

Um die schwankende und nicht beeinflussbare Verflugbarkeit regenerati-
ver Energietrager wie Wind-, Sonnen- oder Wasserkraft abzubilden, ist die
maximale regenerative Stromproduktion in einem bestimmten Zeitpunkt
zudem durch einen Verfugbarkeitsfaktor v(t) beschrankt. Jede Kapazitats-
einheit kann somit in jedem Zeitpunkt maximal Strom in Héhe von v(t)
produzieren:

XPEE(t) = v(t) * Kgg (4.7)

Bei den konventionellen Stromerzeugungstechnologien gibt es keine
Produktionsbeschrankung. Von der Kapazitatsentscheidung der konventi-
onellen Stromanbieter wird in diesem Modell somit abstrahiert. Vielmehr
wird angenommen, dass ausreichend Kapazitaten zur Abdeckung der
Nachfrage bereitstehen. Mit dieser Annahme wird die reale Situation in
einem Produktmarkt im Anschluss an die Einfihrung einer Forderung
erneuerbarer Energien abgebildet.

Wie in Kapitel 2.3 ausfihrlich erlautert wurde, fihren die Schwankungen
der Stromnachfrage in Verbindung mit der beschrankten Speicherbarkeit
von Strom dazu, dass je nach Lastsituation mehrere konventionelle
Stromerzeugungstechnologien zum Einsatz kommen koénnen. Um die

106



DIE FORDERUNG ERNEUERBARER ENERGIEN

daraus folgende merit order mit steigenden Grenzkosten im vorliegenden
Modell zumindest ndaherungsweise abzubilden, ist die kumulierte Grenz-
kostenfunktion GK, der konventionellen Stromerzeugung xj, linear
ansteigend:

GKy, = f + g * Xko (4.8)

In Kapitel 2.3 wurde dariliber hinaus herausgearbeitet, dass die kurzfristi-
gen Grenzkosten der konventionellen Stromerzeugung aufgrund ihrer
Inflexibilitat zum Teil deutlich unterhalb der Kosten fiir den Brennstoff-
und CO,-Zertifkateeinsatz liegen und auch negativ werden konnen.
Regenerative Stromerzeugungstechnologien wie Wind-, Sonnen- und
Wasserkraftwerke weisen keine vergleichbaren Inflexibilitdten auf, so dass
die Grenzkosten der Stromerzeugung hier nicht negativ werden kdonnen. Es
gilt somit f < c. Die konventionellen Stromanbieter agieren darlber
hinaus stets als Preisnehmer. Das Angebotsverhalten der regenerativen
Stromanbieter ergibt sich dagegen aus der jeweils zugrunde liegenden
Fordersystematik.

Die Stromnachfrage y(p(t),t) reagiert elastisch auf den Produktmarkt-
preis und schwankt im Zeitablauf:

a(t) p(o)

y(p(t),t) = W (4.9)

Dabei gilt stets a(t) > c und a(t) > f. Der Prohibitivpreis der Stromnach-
frage liegt somit immer oberhalb der Grenzkosten der konventionellen
und regenerativen Stromerzeugung. Daruber hinaus ist die Marktraumung
in jedem Zeitpunkt gewahrleistet, so dass stets y = xgr + Xony 8ilt.

Die Wohlfahrtsfunktion des Produktmarkts Wp,, setzt sich aus der Konsu-
mentenrente KR (xgg(t), Xk, (t),t), der Produzentenrente der konventio-
nellen Stromanbieter PR;,(x;,(t),t) und der Produzentenrente der
regenerativen Stromanbieter beziehungsweise des Intermediars, der die
regenerative Stromproduktion vermarktet, PRy (xgg(t), t) zusammen:
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Wpy = KR(xpg (t), X0 (£), £) + PRy, (xgo (£), )

+ PRyg (g5 (), 1) (4.10)

Die einzelnen Bestandteile ergeben sich dabei durch:
KR Gean (6,20, (0, ) = PO p(t))(xg,;(t) E0) 4.11)
PRy, (ty (0),6) = P S ; * Xio () (4.12)
PRy (xgg(6),8) = (p(6) — ©) * xg5(8) (4.13)

Auf Basis dieses Produktmarktmodells kbnnen nun die Effizienzwirkungen
der in Tabelle 4.3 klassifizierten umwelt6ékonomischen Instrumente
untersucht werden.

Einspeiseverglitungssystem mit institutionellem Vorrang

Bei einem Einspeiseverglitungssystem mit institutionellem Vorrang
erhalten die Betreiber der regenerativen Stromerzeugungsanlagen eine
konstante, einspeiseabhdngige Zahlung zur Deckung ihrer Kosten. Die
Einspeiseverglitung ESVmV wird somit pro erzeugter Stromeinheit bezahlt
und besteht aus zwei Bestandteilen. Auf der einen Seite enthalt sie die
Kosten, die durch die regenerative Stromerzeugung entstehen. Auf der
anderen Seite werden die Kosten fiir den Anlagenbau auf die insgesamt in
der Forderperiode produzierbare Strommenge einer Kapazitatseinheit

*,v(t) umgelegt. Um den Bau der zur wohlfahrtsoptimalen Realisie-
rung der Lernkurveneffekte nétigen regenerativen Anlagenkapazitit Kz
zu gewahrleisten, werden dabei die Kosten des Anlagenbaus der letzten
bendtigten Kapazitatseinheit zugrunde gelegt:

T * Kgp

Die Einspeiseverglitung deckt somit die langfristigen Durchschnittskosten
der Stromerzeugung der letzten bendétigten regenerativen Kapazitatsein-

ESVmV =c + (4.14)
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heit ab, solange in jedem Zeitpunkt der Forderperiode die maximal
mogliche Stromproduktion eingespeist wird. Die Vermarktung der regene-
rativen Stromproduktion erfolgt durch einen Intermediar, der durch die
institutionelle Vorrangregel verpflichtet ist, stets die vollstandige Produk-
tionsmenge zu verkaufen. Das regenerative Stromangebot ist bei einem
Einspeisevergltungssystem mit institutionellem Vorrang somit lediglich
von der Verfligbarkeit des Energietragers, nicht aber vom Produktmarkt-
preis abhangig:

XESVMY (xme* (£)) = xJ9¥(t) = v(t) * Kgg (4.15)

Das Angebotsverhalten der konventionellen Anbieter lasst sich mithilfe der
Marktraumungsbedingung als Funktion der regenerativen Stromerzeugung
definieren. In Zeitpunkten, in denen v(t) = 0 gilt, wird der Markt aus-
schlielllich von den konventionellen Stromanbietern bedient. Da die
konventionellen Stromanbieter als Preisnehmer agieren, entspricht der
Produktmarktpreis in diesen Zeitpunkten den Grenzkosten der konventio-
nellen Stromanbieter:

a(t) - f

4.16
b+g ( )

f+g*xp, =a(t) —b*xp, = Xpo =

Wenn x[F*(t) dagegen so hoch ist, dass der aus der vollstandigen

Vermarktung resultierende Marktpreis unterhalb der Grenzkosten der
konventionellen Stromanbieter liegt, wird kein konventioneller Strom
produziert:

F = a(t) — b+ xI() > x9¥ (1) > (4.17)

a(t) - f
b
Auf Basis dieser beiden Punkte lasst sich nun die Angebotsfunktion der
konventionellen Stromanbieter bei einem Einspeisevergutungssystem mit
institutionellem Vorrang x£>"™V (xM4*(t),t) bestimmen. Die Produktion
der konventionellen Stromanbieter ist somit sowohl von der Héhe von Kz
als auch von der Verfiugbarkeit des regenerativen Energietragers v(t)

abhangig:
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( 0 v () = 2O
t)- b X t)- X
BT (), ) = J“,ﬁigf — oo OV O < () <0 (a.18)
-1
“b+g V xP9(t) = 0

In Abbildung 4.6 wird der funktionale Zusammenhang zwischen der
maximal moglichen regenerativen Stromproduktion x7F*(t) und dem
regenerativen und konventionellen Stromangebot fiir a(t) = a graphisch
veranschaulicht. Dabei ist im linken Diagramm die Funktion
xESV™V (xI%(t))  und im rechten Diagramm die  Funktion
xESVMV (xU9% (t)) abgetragen. Wenn die maximal mégliche regenerative
Stromerzeugung Null betragt, produzieren nur die konventionellen

Anbieter Strom in Hoéhe von xE5V™V(0) = ag;

mogliche regenerative Stromerzeugung um eine Einheit zunimmt, steigt
die tatsachliche regenerative Stromerzeugung ebenfalls um eine Einheit.
Die konventionelle Stromerzeugung sinkt dagegen um % Einheiten, bis sie

. Wenn die maximal

ab xpp* = 2 Null betragt.

b
xgg " (X () XSV (mas 1))
A A

a-f

b+g
a-f
/

> >
X () = v(t)* K gy XpE () = () * K gy

Abbildung 4.6: Das regenerative und konventionelle Stromangebot bei
einem Einspeiseverglitungssystem mit institutionellem Vorrang

Quelle: Eigene Darstellung
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Um die Auswirkungen des Systems der Einspeiseverglitungen mit instituti-
onellem Vorrang auf die Wohlfahrt des Produktmarkts Wp,, abbilden zu
konnen, muss das Angebotsverhalten der regenerativen Stromanbieter
und die daraus resultierende Angebotsfunktion der konventionellen
Stromanbieter x£5" ™ (xM4*(t),t) in die eingangs aufgefiihrten Bestand-
teile der Wohlfahrtsfunktion eingesetzt werden. Die Funktionsbereiche der
Wohlfahrtsfunktion ergeben sich dabei aus der Angebotsfunktion der
konventionellen Stromanbieter und sind vorangestellt, um eine lGbersicht-
lichere Darstellung der Funktionen zu ermdéglichen:

( xpee(e) > 280

< xpF*() <0
xpp(t) =0

ESVmV ) a(t)-f
b

Funktionsbereiche (4.19)

( (a®-p®)xgE™(®)
2
(a@-p)+(5 Lm0+ 4L
2
L (a(t)—p(t))(a,(,tT);f)
2

KRESVMV (xyMax(¢) t) = 4 (4.20)

( 0
(p(t)—f)(“,(ﬁgf s E%“"(t))
PRESVMV (xmax(t) t) = < > (4.21)

w©-n(SL2L)
\ 2

(p(t) — c)xgg™(t)
PREZ"™ (x4 (1), t) = {(p(t) — )X (t) (4.22)
0
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Der Produktmarktpreis ergibt sich durch Einsetzen der Marktraumungsbe-
dingung und des Angebotsverhaltens der regenerativen und konventionel-
len Stromanbieter in die Nachfragefunktion:

( a(t) — bxma*(t)

pESVmV (t) = ! a(t)—b (b‘g%gxgglx () + al(;)_;f) (4.23)
| aw-»(5)

Durch Einsetzen der einzelnen Bestandteile ergibt sich schliefSlich die

Wohlfahrtsfunktion des Produktmarkts bei einem Einspeiseverglitungssys-

tem mit institutionellem Vorrang W25V ™V

max 2
( (a(t) = )xpge() - 220
Esvmyv_ ) b9XgE 0% | max _ . _b@®-N\ , (@®-)?
Wy ™= 2(b+9) + xgi (t) (a(t) ¢ b+g )+ 2(b+9) (4.24)
(a(t)—f)?
\ 2(b+9)

Wenn nach xpp**(t) abgeleitet (4.25) und gleich Null gesetzt wird (4.26),
ergibt sich:

a(t) —c — bxgd¥(t)

Wp' ™ _ a(t) — ¢ — P@OD _ g maxy (4.25)
OxMax (t) b+g b+g EE
0
* (t)_
Wei ™ A (0] = =5 (4.26)
=0: « _ (a@®)-c)(b+g) at)-f :
axmare) ~ O ) (o = @090 aO
0
Es gibt somit zwei potentielle Extremwertstellen, wobei jeweils
owksymv . . al)-f _ a(t)-c AKX L aNF e tn s
pRTTmD < 0 gilt. Da ¢ > f, ist —— > ——, 50 dass xg (t)7 nicht im

a

Funktionsbereich der Wohlfahrtsfunktion liegt. x7¥*(t)5 liegt dagegen
innerhalb des Funktionsbereichs, so dass die Wohlfahrtsfunktion hier ein

Maximum hat. In jedem Zeitpunkt, in dem x%%*(t) > (“(t)"bcg(b+g) “(2"" ist,
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fuhrt die Fordersystematik der Einspeiseverglitungen mit institutionellem
Vorrang somit zu Wohlfahrtsverlusten im Produktmarkt.

Bonussystem

Bei einem Bonussystem vermarkten die Betreiber der regenerativen
Stromerzeugungsanlagen ihre Stromproduktion eigenstandig und erhalten
somit die entsprechenden Verkaufserlése. Um die Deckungsliicke zwischen
den Kosten des Anlagenbaus und den Verkaufserlosen auszugleichen,
erhalten sie dariber hinaus fir jede vermarktete Stromeinheit eine
konstante Bonuszahlung B. Fiir die Berechnung der Bonuszahlung werden
die Anlagenkosten der letzten Kapazitatseinheit, die fir die wohlfahrtsop-
timale Realisierung der Lernkurveneffekte benotigt wird, zugrunde gelegt
und ebenso wie die Vermarktungserlése anteilig auf die insgesamt in der
Forderperiode vermarktete Strommenge einer Kapazitatseinheit )7, @ (t)
aufgeteilt:*’

T* Kpp _ t=1(p(t) —c) * @(t)
t=1¢(t) =10 (t)

Das Angebotsverhalten der regenerativen Stromanbieter ergibt sich aus
dem realisierten Deckungsbeitrag DBZ(t) bei einem Stromverkauf. Den
Grenzkosten der Stromerzeugung stehen dabei die zeitpunktabhangigen
Verkaufserlose und die konstante Bonuszahlung gegentiber:

DBB(t) =p(t)+B —c (4.28)

B =

(4.27)

7" Da sich B auf das Angebotsverhalten auswirkt, hangen B und ¢(t) voneinander ab und

lassen sich auf Basis dieser Gleichung nicht ndher bestimmen. Da jedoch ¢(t) =
xge(t)/Kgg gilt, ergibt sich durch die im weiteren Verlauf der Analyse des Bonussys-
tems abgeleitete Angebotsfunktion der regenerativen Stromanbieter xZ.(x4*(t),t)
eine zweite Beziehung zwischen B und ¢(t). Vorausgesetzt, dass a(t) und v(t) bekannt
sind, lassen sich somit beide Variablen theoretisch exakt bestimmen. Fiir die Aussage,
dass sich das Bonusmodell negativ auf die Wohlfahrt des Produktmarkts auswirken
kann, ist allerdings nur von Bedeutung, dass B > 0 gilt, weshalb auf eine exakte Berech-
nung von B verzichtet wird. Die Bedingung B > 0 ergibt sich bereits aus der eingangs
aufgestellten Annahme, dass die zur wohlfahrtsoptimalen Realisierung der Lernkurven-
effekte notige regenerative Anlagenkapazitit Kz nicht privatwirtschaftlich bereitge-
stellt wird, sondern einer zusatzlichen Férderung bedarf.
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Die regenerativen Stromanbieter werden immer dann anbieten, wenn der
Deckungsbeitrag nicht negativ ist:

DBE(t)>0: p(t)>c—B (4.29)

Die Produktion der regenerativen Stromanbieter ist im Bonussystem somit
nicht nur von der Verfligbarkeit des regenerativen Energietragers und der
Hohe der zur wohlfahrtsoptimalen Realisierung der Lernkurveneffekte
notigen Kapazitit Kzz, sondern auch vom Produktpreis abhidngig. Unab-
hangig davon, wie hoch die maximal mogliche Produktion xfF**(t) ist,
wird die tatsachliche Produktion der regenerativen Stromanbieter xgz(t)
maximal so hoch sein, dass der Preis den um die Bonuszahlung verminder-
ten Grenzkosten entspricht. Dabei soll zunachst angenommen werden,
dass ¢ — B < f gilt, so dass die Nachfrage bei diesem Preis ausschlieRlich
durch die regenerativen Stromanbieter gedeckt wird:

c—B=a(t)—b*xg(t) (4.30)
t)+ B —
- xge(t) = at) 2 -

Sobald die maximal mogliche Produktion x7f**(t) geringer ist, wird sie
dagegen vollstandig vermarktet. Die Angebotsfunktion der regenerativen
Stromanbieter im Falle eines Bonussystems xZ.(xM%*(t),t) ergibt sich
somit durch:

a(t)+B-c ax(t) > a(t)+B—c

b b
) (4.31)
X (6) v HOEE S e (6) 2 0

V Xgg
xgp (XX (6),t) =

Darauf aufbauend lasst sich nun die konventionelle Stromproduktion
wieder als Funktion der maximal moglichen regenerativen Stromprodukti-

on x5, (x4*(t), t) definieren. Bei x7¥*(t) = 0 betrigt die konventionelle
a(t)-f
+

Stromproduktlon Xio(t) = . Steigt x7x**(t) um eine Einheit, werden

515 konventionelle Stromeinheiten verdréngt. Ab XpE(t) = % betragt

d|e konventionelle Stromproduktion schlieRlich x;,(t) = 0:
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( 0 v () = 2O
t)- b X t)— X
xf, (KB (D), £) = J“,(,igf — () VO < ape() <0 a32)
®-f
“b+g V x22(t) = 0

In Abbildung 4.7 werden die Funktionen xZ.(xP¥*(t),t) und
xB (xl@x(t),t) fur a(t) = a veranschaulicht. Der wesentliche Unter-
schied gegeniiber den in Abbildung 4.6 abgetragenen Angebotsfunktionen
beim Instrument der Einspeiseverglitungen mit institutionellem Vorrang
liegt darin, dass die tatsachliche regenerative Stromproduktion maximal

a(t)+B—c =
==~ betragt.

Xpp (X (1) xXp, (xR (1)
A A
a-f
b+g
a-f
> >
X (1) = () * K g X (1) = () * K g

Abbildung 4.7: Das regenerative und konventionelle Stromangebot bei
einem Bonussystem

Quelle: Eigene Darstellung

Mithilfe der Angebotsfunktionen kdnnen nun die Bestandteile der Wohl-
fahrtsfunktion des Produktmarkts bei einem Bonussystem berechnet
werden. Um die Ubersichtlichkeit zu erhéhen, werden die Funktionsberei-
che der Wohlfahrtsfunktion vorangestellt:
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( X,%ax(t) > a(t)ZB_C

a(t)+B—c max a(t)—f
. . > X t) > =21
Funktionsbereiche® < b gE (1) b

2O > xmax(t) > 0
\ X (£) = 0

(4.33)

([ (a@-po)(HFE=)
2

(a@®)-p(®))x &> (6)
2

(a(t)—p(t))*(bf gx?Eax(t)+azgt+);f> (4.34)

2
(a-p(®)(45=L)

KRE(xI9(¢), ) = 4

b+g
k 2
r 0
0
_ a(t)_f_L max
PRE (x1@*(t),t) = 4 ®® f)< b+g D+g EE (t)> (4.35)
2
-
©-nN(4a)
\ 2
B_
(p(t) — c)(ULtE=c)
PRE; (xP* (0),1) = 4 (P(8) = )xgi™ (1) (4.36)
| (p(t) — c)xgg™ (¢)

0

Der Produktmarktpreis ergibt sich durch Einsetzen der Marktraumungsbe-
dingung und der Angebotsfunktionen in die Nachfragefunktion:

116



DIE FORDERUNG ERNEUERBARER ENERGIEN

( c—B
a(t) — bxg* (t)
p?(t) =4 a(t) — b (%xgn,;ax(t) + 207 (4.37)

b+g
L a0 -b(55)

Durch Einsetzen der Bestandteile ergibt sich schlielich die Wohlfahrts-
funktion des Produktmarkts bei einem Bonussystem W2, :
( (a(t)—c)?-B?

2D

(a(t) — c)xIe*(t) — —bxgnEZx(t)z

Wpi = { bgxB¥*(©? | _max ba®)-f)\ . (a@)-pHz  (4.38)
2(b+g9) + Xgp (t) (a(t) -~ b+g ) + 2(b+g)
(a(®)-1)?
& 2(b+g)

Wenn W2, nach x!%%*(t) abgeleitet (4.39) und gleich Null gesetzt wird
(4.40), folgt:

0
ows, a(t) — ¢ — bxgg™(t)
0x A% (1) = () —c — b(a(t)-f) _ bg max () (4.39)
EE a ¢ b+g b+ngE
0
( 0
OWE xmax(t)* — a(t)—c
G = O ! e (@(O-Cbig) a1 (4.40)
xgg (t) | xgg (£)3 = bg g
0
Im Gegensatz zu x/5* (t)] befindet sich x5 (t)5 im Funktionsbereich der

B

Wohlfahrtsfunktion. Da an dieser Stelle _OWem__
X (6)2

mum vor. Auch aus dem Bonussystem resultieren somit in Zeitpunkten, in

denen x4*(¢t) > (“(t)"bcg(“g) “(Z"f ist, Wohlfahrtsverluste, die allerdings

< 0 gilt, liegt ein Maxi-
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nur bis xg5* (t) = “2*E=< zunehmen. Ab diesem Wert bleibt die regenera-

tive Einspeisung konstant, so dass die Wohlfahrt nicht weiter abnimmt,

_N\2_p2
sondern ebenfalls konstant W25, = (am% betragt.

Wenn die eingangs getroffene Annahme, dass ¢ — B < f gilt, aufgehoben
wird, und ¢ — B > f angenommen wird, dandert sich lediglich der Funkti-
onsbereich jenseits des Maximums. Das grundsatzliche Ergebnis, dass es
durch das Bonussystem zu Wohlfahrtsverlusten kommen kann, bleibt
somit bestehen. Da der konstante Abschnitt der Wohlfahrtsfunktion schon
bei einem geringeren xpp*(t) beginnt, sind die maximal moglichen

Wohlfahrtsverluste jedoch geringer.

Quotensystem

Bei einem Quotensystem vermarkten die regenerativen Stromanbieter
ihre Stromproduktion ebenfalls eigenstandig. Zudem wird den Konsumen-
ten oder den Versorgungsunternehmen, die die Endverbraucher beliefern,
auferlegt, ihre Stromnachfrage innerhalb der Forderperiode zu einem
bestimmten Anteil mit regenerativem Strom zu decken. Der Nachweis
erfolgt dabei Uber Zertifikate, die die regenerativen Stromanbieter fiir jede
verkaufte Stromeinheit erhalten und an die Nachfrager verkaufen konnen.
Fiir jede vermarktete Stromeinheit erhalten die regenerativen Stromanbie-
ter somit neben den Verkaufserlésen am Produktmarkt auch Einnahmen
aus dem Verkauf des Zertifikats.

Um mit diesem Fordersystem den Bau der zur wohlfahrtsoptimalen
Realisierung nétigen Anlagenkapazitit Kz zu gewdhrleisten, muss der
Zertifikatspreis Z das Defizit zwischen den Anlagenkosten der letzten
benotigten Kapazitatseinheit und den Strommarkterlésen ausgleichen:

T * Kgg 1) —c) xp(t)

Z = — (4.41)
Li=1 (1) Q=1 9 ()
Daraus lasst sich die Hohe der vorzugebenen Quote Q ableiten:
o) *xK
0 = t=1¢(t) * Kgg (4.42)

t=1Y(®)
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Das Angebotsverhalten ergibt sich aus dem realisierten Deckungsbeitrag
DB einer vermarkteten Stromeinheit:

DBe(t)=p(t)—c+Z->DBY(t) 20> p(t) =>c—Z (4.43)

Wenn ¢ — Z > f angenommen wird, folgt:

a(t)‘l'Z—C max(t) > a(t)+Z—C

V Xgg
xpp (B (), 8) = ’ a(t)+Z—c ’ (4.44)
XPE*(t) v ——> Xpp¥(t) =0

Die exakte Hohe des Zertifikatspreises Z ergibt sich aus den gleichen
Funktionen wie die Hohe der Bonuszahlung B, weshalb Z = B gilt und sich
die Ergebnisse der Analyse des Bonussystems auf das Quotensystem
Ubertragen lassen. Die Wohlfahrtsfunktion des Produktmarkts bei einem
Quotensystem WP?V, hat somit den gleichen Verlauf wie die Wohlfahrts-
funktion des Produktmarkts bei einem Bonussystem WJ,,.

ESV ohne Vorrang

Bei einem Einspeisevergltungssystem ohne institutionellen Vorrang
entfallt die Vorgabe der vollstandigen Vermarktung der maximal mogli-
chen regenerativen Stromproduktion. Der Intermediar, der fur die Ver-
marktung zustandig ist, kontrolliert in diesem Fall die Produktion der
regenerativen Stromerzeugungsanlagen und vermarktet den Strom nur
solange p(t) = c gilt, so dass der Verkaufserlos stets die Grenzkosten der
regenerativen Stromerzeugung abdeckt. Die maximale tatsachliche
regenerative Stromproduktion ergibt sich durch die Differenz der Nachfra-
ge (4.45) und des Angebots der konventionellen Stromanbieter (4.46) bei
einem Preis von p(t) = c:

a(t) —c

; (4.45)

c=a)—bxy®) >y =

c—f
g

C=f+9*Xpo 2 Xko = (4.46)
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a(t)—c c—f
b g
Der Intermediar lasst somit auch in Zeitpunkten, in denen die potentielle

regenerative Stromerzeugung xgg”*(t) hoher liegt, maximal xggp =

a(”z_c—% produzieren. Darauf aufbauend kann die Angebotsfunktion

des Intermediars xZ2VOV (x4*(t), t) definiert werden:

y(t) = Xyo + Xgp = Xpg = (4.47)

a(t)-c c-f max a(t)-c c—f
ESVoV ¢ .,.max b g vxEE (t) = b g (4 48)
xgg  (xgg (b)), )= o :
max a(t)-c c-f max

Die Angebotsfunktion der konventionellen Anbieter xg5'°" (xM4*(t),t)
ergibt sich dementsprechend durch:

c—f max a(t)-c c-f
g Vagg (t) = — 5
t)— b t)— -
xSV (e (©), )= 10 gf — b+gx,§”§*(t)v“( ) C_%f<x,gng>((t)<o (4.49)
a(t)-f max _
brg  VXEE (t)=0

Eine graphische Darstellung des funktionalen Zusammenhangs zwischen
der maximal moglichen regenerativen Stromproduktion x5 (t) und dem
regenerativen und konventionellen Stromangebot fir a(t) = a bietet

Abbildung 4.8. Bei xpp**(t) = 0 produzieren nur die konventionellen
Anbieter Strom in Héhe von x£3V°V(0) = %. Wenn die maximal mogli-

che regenerative Stromerzeugung um eine Einheit zunimmt, steigt auch

die tatsachliche regenerative Stromproduktion um eine Einheit. Letztere

betragt allerdings maximal %—Cg%f. Deshalb sinkt die konventionelle

Stromerzeugung bei einer steigenden Verfligbarkeit des regenerativen

Energietragers nicht unter ﬂ.
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xggVoV xggx (t)) xfoSVoV xggx (t))
A A
a-f
b+
a-c c-f g
b g
c-f LD
g : a-c c-f
I b
> Ly
Xpg () =v(t)* K g Xpg () =v(t)* K g

Abbildung 4.8: Das regenerative und konventionelle Stromangebot bei
einem Einspeiseverglitungssystem ohne institutionellen Vorrang

Quelle: Eigene Darstellung

Um den Bau der zur wohlfahrtsoptimalen Realisierung der Lernkurvenef-
fekte notigen Anlagenkapazitat Kg; zu gewdhrleisten, erhalten die Betrei-
ber regenerativer Stromerzeugungsanlagen stets eine Einspeiseverglitung
fur die potentiell mogliche Stromproduktion. Fir die Betreiber ergeben
sich somit keine Nachteile, wenn die tatsachliche Produktion unterhalb der
maximal moglichen Stromproduktion liegt. Die Hohe der Vergltung
bemisst sich wie beim Einspeiseverglitungssystem mit institutionellem
Vorrang sowohl an den Kosten der letzten bendtigten Kapazitatseinheit,
als auch an den Grenzkosten der regenerativen Stromproduktion. Da
letztere allerdings nur dann anfallen, wenn tatsachlich produziert wird,
mussen sie mit dem Quotienten aus tatsachlicher und potentieller Produk-
tion gewichtet werden, um eine Uberférderung zu vermeiden:

* Kpp xgg (t)
ST

r=1V(t) v(t)
Die Angebotsfunktionen kénnen nun wiederum in die Bestandteile der

Wohlfahrtsfunktion eingesetzt werden. Dabei sind die Funktionsbereiche
vorangestellt, um die Ubersichtlichkeit zu erhdhen:

ESVoV(t) = (4.50)
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xgllsax(t) > a(LZ—c_c;Tf
ESVoV -c c-
o] a(t; c_ch < xEnEax(t) <0 (4.51)

P () = 0

Funktionsbereiche

a(t)—c
([ (a-p®)(29=)
2
max (t)_f
KRESVOY (e (1), 1) = | COPO (G O+5550) (459
2
\ (atd-p(@)(HET)
2

( w©-n(<F)
2

_fal®)=f b _max
PRys %V (xgg(£), ) = 1 (P(®) f)< b+g b+g EE (t)) (4.53)
2

GEIE 2=
\ 2

ESVoV (p®) =) (a(t;_c_?)
PRER Y (xPF¥(t),t) = 4.54
pe o (xgg(6),t) (p(t) — C)xﬁr%ax(t) ( )
0
Der Produktmarktpreis ergibt sich durch Einsetzen der Marktraumungsbe-
dingung und des Angebotsverhaltens der regenerativen und konventionel-

len Stromanbieter in die Nachfragefunktion:

c
ESVOV (1) = a(t) —b (%nglsax (t) +

a(t) - b (X))

b+g

a(t)—f)

b+g (4.55)

p
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Durch Einsetzen der Bestandteile lasst sich schliefSlich die Wohlfahrtsfunk-
tion des Produktmarkts bei einem Einspeisevergitungssystem ohne
institutionellen Vorrang WV °V berechnen:

( (a(t)—c)?
b
ESVoV _ bgxpg(t)? max __b(a(®)-/) (a(®)-f)?
Wem" =\ "20+g) T XEE (t) (a(t) btg ) + 2(b+9) (4.56)
(a(®)-f)?
\ 2(b+g)

Wenn nach x;**(t) abgeleitet (4.57) und gleich Null gesetzt wird (4.58),
ergibt sich:

0

aWESVOV b(a(t)-f) _ bg x o

max(t) = Cl(t) —C— b+g b+g (t) (4-57)

0

ESVoV 0
OWeir " _ . ) ymax(pyr = @O-00+g)_a©)=1 (4.58)
axE ax (t) bg g .

0
aWPEI\S/IVOV

An der Stelle xJF*(t)* < 0 gilt, so dass ein potentielles

ox max( )2
Maximum existiert, das allerdings nicht im relevanten Funktionsbereich
liegt. Die Ableitung der Wohlfahrtsfunktion nach der maximal moglichen
regenerativen Stromproduktion ist somit in allen Bereichen entweder
positiv oder gleich Null. Damit ergeben sich im System der Einspeisevergu-
tungen ohne institutionellen Vorrang keine Wohlfahrtsverluste.

Kapazitdtsausschreibung

Bei einer Kapazitatsausschreibung wird der Bau und Betrieb der zur
wohlfahrtsoptimalen Realisierung der Lernkurveneffekte nétigen Anlagen-
kapazitit K¢z in einem wettbewerblichen Prozess ausgeschrieben. Die sich
dabei ergebende Forderung KAS entspricht den Kosten fiir den Bau der
letzten benoétigten Kapazitatseinheit abzlglich der mit der Kapazitatsein-
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heit zu erwirtschaftenden Strommarkterlése. Die Forderung wird pauschal
fur die Bereitstellung einer Kapazitatseinheit bezahlt:

KAS =T+ Ko =y (p(D) =) % (1) (4.59)

t=1
Die Betreiber der regenerativen Stromerzeugungsanlagen vermarkten
anschliefend ihre Stromproduktion eigenstandig. Da es keine zusatzlichen
einspeiseabhangigen Zahlungen gibt, werden sie immer nur dann anbie-
ten, wenn p(t) = c, so dass zumindest die Grenzkosten der Stromproduk-
tion durch die Vermarktungserlose gedeckt werden. Das Angebotskalkl
der regenerativen Stromanbieter ist identisch mit dem Angebotskalkil des
Intermediars bei einem Einspeisevergltungssystem ohne institutionellen
Vorrang. Die dort abgeleiteten Auswirkungen auf die Wohlfahrt des

Produktmarkts lassen sich somit (ibertragen, so dass WX45 = WESVOV gilt.

Ubersicht und Bewertung der Modellergebnisse

In Abbildung 4.9 werden die Wohlfahrtsfunktionen des Produktmarkts
unter Berlcksichtigung der verschiedenen Férdermodelle schematisch fir
a(t) = a veranschaulicht. Wenn der Anteil der regenerativen Stromerzeu-
gungskapazitaten gering ist, ergeben sich keine Unterschiede zwischen den
untersuchten Férdermodellen. Sobald allerdings ein gewisser Kapazitatsle-
vel Uberschritten ist und nicht indirekt durch eine dauerhaft niedrige
Verfligbarkeit des regenerativen Energietragers kompensiert wird, fliihren
die einspeiseabhdangigen Fordermodelle zu Wohlfahrtsverlusten im
Produktmarkt. Dabei schneidet das im EEG verwendete Modell der
Einspeiseverglitungen mit institutionellem Vorrang am schlechtesten ab,
weil die maximale Hohe der Wohlfahrtsverluste hier im Gegensatz zum
Bonus- und Quotensystem nicht begrenzt ist. Beim System der Einspeise-
verglitungen ohne institutionelle Vorrangregelung sowie den Kapazitats-
ausschreibungen kommt es hingegen auch bei einem hohen Anteil an
regenerativen Stromerzeugungskapazitaten zu keinem Zeitpunkt zu
Wohlfahrtsverlusten im Produktmarkt.
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Wem (xglgx ,a)

A
ESVoV
We'*
wias
WE?M(C_B>f)
Wy (c-B> f)

”

: xko(xggx(t)) = 0 E

E E Wpy(c-B< f)

L\ Wii(c-B< /)

: N

@-c)\btg) a-f A >
bg 7 b \ xpp (1) =v()*Kpg
W[]).?;;VmV

Abbildung 4.9: Ergebnisse der Effizienzanalyse verschiedener Férdermodel-
le fiir erneuerbare Energien

Quelle: Eigene Darstellung

Um die Effizienzwirkung des im EEG verwendeten Fordermodells eindeutig

bewerten zu kdnnen, muss somit Gberprift werden, ob der Schwellenwert
(a(t)-c)(b+g) at)-f

X () = 2D

mung der einzelnen Variablen ist jedoch sehr aufwendig. Durch Einsetzen

des Schwellenwerts und der entsprechenden konventionellen Strompro-
duktion in die Nachfragefunktion lasst sich allerdings ein einfaches Kriteri-
um ableiten:

Uberschritten wird. Die exakte Bestim-

p(t) = a(t) — b = (xgg™ (t) + xpo (xgg- (£), 1) (4.60)
_ _ (a(t)—c)(b+g) a(t)—f c—f
> p) =alt) —b* (- )
- p(t) =c (4.61)
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Beim Schwellenwert entspricht der Produktmarktpreis immer den Grenz-
d

p(t) <0
XEE

gilt, ist der Schwellenwert Uberschritten, sobald der Produktmarktpreis

unterhalb der Grenzkosten der regenerativen Stromerzeugungstechnolo-
gien liegt. Die Effizienzwirkung des im EEG verwendeten Fordermodells
lasst sich daher anhand eines Vergleichs der Grenzkosten der einzelnen
Erzeugungstechnologien und dem Produktmarktpreis Gberprifen.

kosten der regenerativen Stromerzeugungstechnologie. Da stets

Da in Deutschland mehrere regenerative Stromerzeugungstechnologien
gefordert werden, missen fir Technologien, die unterschiedliche Grenz-
kosten haben, jeweils individuelle Schwellenwerte definiert werden. Bei
Wind-, Sonnen- und Laufwasserkraftwerken fallen keine Brennstoffkosten
an, so dass die Grenzkosten der Stromerzeugung bei diesen Technologien
nahezu 0€/MW h betragen. Wie Tabelle 4.4 zeigt, haben sich seit 2009 am
day-ahead-Markt in 98 Stunden negative Preise ergeben.Die derzeit
installierte regenerative Stromerzeugungskapazitat ist somit so hoch, dass
der Schwellenwert in Zeitpunkten mit einer hohen Verfligbarkeit des
regenerativen Energietragers v(t) und einer relativ geringen Nachfrage
(kleines a(t)) Uberschritten wird und das Forderinstrument zu Wohl-
fahrtsverlusten fihrt.

Jahr Anzahl der Stunden mitp < 0
2009 71
2010 12
2011 15

Tabelle 4.4: Anzahl der Stunden mit negativen Preisen am day-ahead-
Markt der EPEX Spot

Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von www.eex.com

Biomassekraftwerke weisen je nach eingesetztem Brennstoff sehr unter-
schiedliche Grenzkosten auf, die zudem je nach Verflgbarkeit und Nut-
zungskonkurrenz im  Zeitablauf schwanken koénnen. Nach dem
wissenschaftlichen Begleitgutachten zur Ermittlung der Einspeisevergi-
tungen betrugen die Grenzkosten der Biomasse im Jahr 2009 zwischen
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3€/MWh und 52 €/MWh und stiegen im Jahr 2010 auf 5€/MWh bis
70 €/MWh."® Anhand der in Abbildung 4.10 veranschaulichten inversen
Preisdauerlinie zwischen 5 €/MWh und 80 €/MWh lasst sich schematisch
zeigen, in wie vielen Stunden des jeweiligen Kalenderjahres der Strompreis
unterhalb der Grenzkosten der Biomasseanlagen lag. Auf der Horizontalen
sind die Auspragungen fir den Preis und auf der Vertikalen die Anzahl der
Stunden abgetragen, in denen der Preis unterhalb dieser Werte lag. Wenn
die Grenzkosten der Biomasseanlage beispielsweise 20 €/MWh betragen,
wurde der Schwellenwert im Jahr 2009 in etwa 800 Stunden Uberschritten,
bei 40 €/MWh war dies in etwa 4500 Stunden der Fall.
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Abbildung 4.10: Inverse der Preisdauerlinie des day-ahead-Markts
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis der Daten von www.eex.com

18 vgl. Thran (2011): S. 41. Bei Biomassekraftwerke, die neben der Stromerzeugung auch

die Abwarme nutzen, missen allerdings auch die eingesparten Heizkosten berlcksich-
tigt werden, so dass die fiir die Stromerzeugung anzusetzenden Grenzkosten geringer
sind.
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Zusammenfassend lasst sich feststellen, dass das im EEG verwendete
Fordermodell der Einspeisevergltungen mit institutionellem Vorrang
aufgrund des AusmalRes der installierten regenerativen Stromerzeugungs-
kapazitaten in einigen Situationen zu relativ hohen Wohlfahrtsverlusten
fuhrt. Aufgrund des angestrebten weiteren Ausbaus der regenerativen
Stromerzeugungskapazitaten wird die Anzahl dieser Konstellationen in
Zukunft weiter zunehmen.

4.1.3.2 OPTIONALE DIREKTVERMARKTUNG

Im Folgenden werden zundchst die Bereiche lokalisiert, in denen eine
eigenverantwortliche Vermarktung der regenerativen Stromerzeugungs-
kapazitaten durch die Anlagenbetreiber grundsatzlich zu Effizienzgewinnen
gegeniiber der derzeitigen Vermarktung durch die Ubertragungsnetzbe-
treiber fihren kann.''® Anhand dieser theoretischen Referenz werden
anschlieBend die im EEG 2012 verankerten optionalen Direktvermark-
tungsmodelle analysiert. Eine quantitative Abschatzung der potentiellen
Effizienzgewinne ist dabei jedoch nicht moglich, weil keine Vergleichswer-
te vorliegen, mit denen die Ineffizienz der Vermarktung durch die Ubertra-
gungsnetzbetreiber gemessen werden kann.

Wie im vorherigen Kapitel aufgezeigt wurde, fiihrt die derzeitige Vermark-
tung durch die Ubertragungsnetzbetreiber in Situationen, in denen eine
hohe Verfligbarkeit der regenerativen Energietrager auf eine niedrige
Stromnachfrage trifft, und der regenerative Strom dadurch zu Preisen
unterhalb der Grenzkosten verkauft werden muss, zu Wohlfahrtsverlusten.
Ein eigenverantwortlich vermarktender Anlagenbetreiber wird nur dann
Strom produzieren und verkaufen, wenn er dadurch keine Verluste erzielt.
Bei einer adaquaten Ausgestaltung der Direktvermarktung kénnen diese
Wohlfahrtsverluste somit vermieden werden.

% Dije eigenverantwortliche Vermarktung schlieRt auch die Beauftragung spezialisierter

Stromhandelsunternehmen, die die Vermarktung Ubernehmen, ein. Welches Ge-
schaftsmodell in der Direktvermarktung optimal ist, wird sich Gber den Marktprozess
herausstellen.
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Im Gegensatz zu einer Vermarktung durch die Ubertragungsnetzbetreiber
besteht bei einer Direktvermarktung zudem keine regulatorische Notwen-
digkeit, die Vermarktungstatigkeit auf den Spotmarkt der EPEX Spot zu
beschranken. Die eigenverantwortlich vermarktenden Anlagenbetreiber
konnen deshalb auch den Terminmarkt und auslandische Produktmarkte
nutzen, um sich durch eine zeitliche und raumliche Diversifizierung der
Vermarktung effizient gegen die Risiken der allgemeinen Preisentwicklung
abzusichern.™°

Darliiber hinaus kénnen bei einer Direktvermarktung auch alternative
Vermarktungsoptionen genutzt werden, um das Erlospotential der Anla-
gen optimal auszuschopfen. Dazu zadhlt beispielsweise die explizite Ver-
marktung der Stromproduktion als Griinstrom. Zumindest flr sicher
steuerbare Erzeugungstechnologien wie Biomasseanlagen kann auch eine
Vermarktung am Regelleistungsmarkt sinnvoll sein.

Bei den mit der Vermarktungstatigkeit verbundenen Transaktionskosten
konnen sich durch die Direktvermarktung ebenfalls Effizienzgewinne
ergeben. Zu diesen Kosten zahlen neben den Aufwendungen fiir das
notwendige Personal und die Handelsabwicklung auch die Kosten der
Erstellung der Einspeiseprognosen. Da die entsprechenden Ausgabenposi-
tionen bislang vollstandig Gber die EEG-Umlage sozialisiert werden, haben
die Ubertragungsnetzbetreiber nur geringe Anreize fiir eine Minimierung
dieser Kosten. Dies gilt ebenso fur den Profilservice. Die Kosten, die aus
den Ungleichgewichten der EEG-Bilanzkreise entstehen, werden vollstan-
dig Giber die EEG-Umlage sozialisiert, so dass die Ubertragungsnetzbetrei-
ber kaum Anreize haben, die Risiken von Kraftwerksausfiallen und der
schwankenden Verflgbarkeit von Wind- und Solarenergie zu minimieren
und effizient abzusichern. Durch die hohe Anzahl der Anlagen und die
geographische und technologische Diversifikation kommt es lediglich zu
zufdlligen Skaleneffekten. Auch in diesem Bereich kann eine Direktver-
marktung somit zu Effizienzgewinnen fihren.

129 vgl. Hiroux/Saguan (2010): S. 3143.
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In Tabelle 4.5 werden die Bereiche, in denen sich durch eine adaquat
ausgestaltete Direktvermarktungsregelung Effizienzgewinne gegenlber
der bisherigen Vermarktung durch die Ubertragungsnetzbetreiber ergeben
konnen, zusammengefasst.

Bereich Operationalisierung

Wohlfahrtsverluste = Bedarfsgerechte Vermarktung der Stromproduktion

Preisrisiken = Zeitliche und raumliche Diversifizierung der Vermarktung

Alternative = Explizite Vermarktung der Stromproduktion als Griinstrom

Vermarktungs- = Vermarktung der Stromerzeugungskapazitaiten am Regelleis-

optionen tungsmarkt

Transaktionskosten = Minimierung der allgemeinen Kosten der Vermarktungstatigkeit

Profilservice = Minimierung und effiziente Absicherung des Fahrplanerfil-
lungsrisikos

Tabelle 4.5: Potentielle Effizienzgewinne bei einer Direktvermarktung
gegeniiber der bisherigen Vermarktung durch die Ubertragungsnetzbetrei-
ber

Quelle: Eigene Darstellung

Marktprimienmodell

Das im EEG verwendete Marktpramienmodell ist eine einspeiseabhangige
Vergltung der regenerativen Stromproduktion und hat deshalb grundsatz-
lich eine vergleichbare Auswirkung auf die Wohlfahrt des Produktmarkts
wie das im vorigen Kapitel analysierte Bonussystem. Auch wenn eine
vollstandige Vermeidung der Wohlfahrtsverluste somit nicht moglich ist,
wird zumindest die maximale Hohe der Wohlfahrtsverluste begrenzt.121 In
Situationen mit einer hohen Verfligbarkeit der regenerativen Energietra-

21 Durch eine Ausnahmeregelung nach § 8 AusgMechAV existiert auch bei der derzeitigen

Vermarktung eine Grenze, da die Ubertragungsnetzbetreiber in Extremsituationen eine
preisabhangige Vermarktung mit Gebote zwischen minus 150 €/MWh und minus 350
€/MWh anwenden dirfen. Vgl. hierzu Andor et al. (2010c): S. 29f. Bei entsprechenden
Preisen ist der Deckungsbeitrag der meisten regenerativen Stromanbieter in einem
Bonussystem jedoch im Allgemeinen negativ, so dass die Wohlfahrtsverluste zumindest
in diesen Extremsituationen durch ein Bonussystem eindeutig verringert werden konn-
ten.
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ger und einer geringen Nachfrage konnte es somit zu Effizienzgewinnen
gegenilber der derzeitigen Vermarktung durch die Ubertragungsnetzbe-
treiber kommen. Problematisch ist jedoch, dass bei der durch das EEG
vorgeschriebenen Methodik zur Berechnung der Marktpramie die Einspei-
severgutungen als Maldstab herangezogen werden. Dadurch haben die
Betreiber stets den Anreiz, in Monaten, in denen es phasenweise zu
Wohlfahrtsverlusten kommen kann, in das System der Einspeisevergutun-
gen zu wechseln, so dass sich letztlich keine Verbesserungen gegentber
der derzeitigen Situation ergeben.

Dieser Fehlanreiz soll im Folgenden beispielhaft fiir den Fall einer Bio-
masseanlage gezeigt werden. Der Anlagenbetreiber hat stets die Option,
kalendermonatlich zwischen dem System der Einspeiseverglitungen und
dem Marktpramienmodell zu wechseln. Im System der Einspeisevergltun-
gen mit institutionellem Vorrang erzielt der Betreiber in einem Zeitraum
von t, bis t;, der einem Monat m der gesamten Forderperiode n entspre-
chen soll, Erlése Egsy in Hohe des Produkts der maximal moglichen
Produktion Ziz v(t) und der Differenz aus der Einspeisevergiitung ESVmV

und den Grenzkosten c:

tp
Epsymy = Z v(t) * (ESVmV — ¢) (4.62)

ta
Wie im vorherigen Kapitel aufgezeigt, entsprechen die Einspeisevergitun-
gen wiederum den Grenzkosten der Stromerzeugung c zuziglich der auf
die insgesamt mogliche Produktion der Forderperiode aufgeteilten Kosten
fir den Bau der letzten bendtigten Anlagenkapazitit Kgz. Die Erlése im
System der Einspeisevergutungen entsprechen somit:

_ tb r* Kgg
Egsymy = Ztav(t) * <m> (4.63)

Im Marktpramienmodell erhalt der Betreiber hingegen Erlése E,;p in Hohe
des Produkts aus der in dem entsprechenden Zeitraum vermarkteten

Stromproduktion ZZ_’I @(t) und der Summe aus den Markterlésen und der
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Marktpramie MP. Zudem miussen die aus der Vermarktungstatigkeit
entstehenden Transaktions- und Versicherungskosten TVK beriicksichtigt
werden:

tp

Eyp = o) * (pt) —c+MP)—-TVK (4.64)
ta

Die Marktpramie setzt sich wiederum aus der Einspeiseverglitung ESVmV/,
der energietragerspezifischen Pramie EP und dem energietragerspezifi-
schen Marktwert EMW zusammen:

tp

Eyp = o) * (p(t) —c+ ESVmV + EP — EMW) —TVK (4.65)
ta

Wie in Kapitel 4.1.2.1 erlautert, entspricht die energietragerspezifische
Pramie den anteilig auf die maximal mogliche Stromproduktion aufgeteil-
ten Transaktions- und Versicherungskosten TVK. Der energietragerspezifi-
sche Marktwert der Stromerzeugung aus Biomasse ergibt sich zudem aus
dem durchschnittlichen Strompreis im Kalendermonat. Aus dem Einsetzen
dieser Zusammenhange und (4.63) in (4.65) folgt:

_ t
r+Kgg TVK o)
Eiv®  3Pu)  thta

Eyp = Zi’; @(t) * (p(t) + ) —TVK (4.66)

S p(b)

Da Zii @(t) *p(t) = ;2 @(t) * t:T ist, ergibt sich schlieBlich:
— tp T'*I?EE TVK .
Emp = 2, @(t) * ( 0 + Ziﬁv(t)) TVK (4.67)

Die Verringerung der Wohlfahrtsverluste gegenliber der derzeitigen
Vermarktung durch die Ubertragungsnetzbetreiber basiert darauf, dass die
Betreiber in Phasen, in denen der Deckungsbeitrag aus den Markterlosen,
der Marktpramie und den Grenzkosten negativ wird, keinen Strom produ-
zieren und vermarkten. Dadurch ist die in dem betreffenden Kalendermo-

nat vermarktete Strommenge Z§Z<p(t) kleiner als die maximal mogliche

Strommenge Ziz v(t). Der Vergleich der Erlése im Einspeisevergitungs-
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system und im Marktpramienmodell zeigt allerdings, dass bei ZiZ(p(t) <
Zi’;v(t) auch Eyp < Egsymy 8ilt. In Kalendermonaten, in denen Wohl-

fahrtsverluste moglich sind, ist es aus Sicht der Betreiber somit vorteilhaft,
in das System der Einspeisevergitungen zurlickzukehren, weil hier héhere
Erlose moglich sind. Das Marktpramienmodell fihrt daher nicht zu einer
Verringerung der Wohlfahrtsverluste.

Dieses Ergebnis konnte sich andern, wenn die Anlagenbetreiber die
Moglichkeit haben, die Stromproduktion aus Phasen, in denen der De-
ckungsbeitrag negativ ist, in andere Phasen zu verlagern, so dass die
Produktionsmenge in der Summe konstant bleibt. Ein Potential fiir eine
solche Verlagerung besteht dann, wenn die Betreiber bislang ihre Kapazi-
taten nicht optimal auslasten. Durch das System der Einspeisevergitungen
haben die Betreiber allerdings den Anreiz, die maximal mégliche Strom-
menge zu produzieren, weil ihnen ansonsten ein Teil der Erlése aus den
Einspeiseverglitungen entgeht. Das derzeitige Potential zur Produktions-
verlagerung dirfte somit begrenzt sein.'??

Die Analyse der Wohlfahrtsverluste hat gezeigt, dass die Betreiber die
Risiken der allgemeinen Preisentwicklung vollstandig auf die EEG-
umlagepflichtigen Stromverbraucher abwalzen koénnen, wodurch sie
letztlich sozialisiert werden. Im Allgemeinen erfolgt dies tber die Markt-
pramie, die den Fehlbetrag zwischen den Einspeiseverglitungen, den
zusatzlichen Kosten durch die Direktvermarktung und den Erlésen am

22 Fir die Betreiber von Biogasanlagen wird durch die Flexibilitatspramie ein zusatzlicher

Anreiz gesetzt, Uber den Bau eines Gas- oder Warmespeichers das Verlagerungspotenti-
al klinftig zu erhohen. Es stellt sich allerdings die grundsatzliche Frage, wieso eine Erho-
hung der Flexibilitdit gesondert gefordert werden sollte, weil sich der Anreiz, das
effiziente MalR an Flexibilitat bereitzustellen, bereits aus der Volatilitdt der Produkt-
marktpreise und dem Regelleistungsmarkt ergibt. Der tatsachliche volkswirtschaftliche
Zusatznutzen der Flexibilitatspramie besteht somit nur darin, die Fehlanreize in Bezug
auf die Wohlfahrtsverluste, die sich aus der Fehlspezifikation der Marktpramie und der
Option zum Wechsel in die Einspeiseverglitung ergeben, zu beseitigen. Letzteres kann
allerdings auch direkt durch eine Modifizierung des Marktpramienmodells erfolgen,
weshalb die 6konomische Effizienz der Flexibilitatspramie fragwdrdig ist.
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Spotmarkt ausgleicht. Gegen extreme Niedrigpreisphasen, in denen sich
trotz der Marktpramie ein negativer Deckungsbeitrag ergeben wiirde, sind
die Betreiber zudem durch die Option zur Rickkehr in das System der
Einspeiseverglitungen abgesichert. Die Sozialisierung des Preisrisikos fuhrt
dazu, dass in Bezug auf die Absicherung der Risiken der allgemeinen
Preisentwicklung keine Effizienzgewinne moglich sind. Gleichzeitig wird
den Anlagenbetreibern jedoch der Wechsel in die Direktvermarktung
erleichtert, wodurch die in den anderen Bereichen maoglichen Effizienzge-
winne durch das Marktpramienmodell in hoherem Mal3e genutzt werden
konnten.

Problematisch ist allerdings, dass die Marktpramie in Kalendermonaten, in
denen der energietragerspezifische Marktwert oberhalb der Summe aus
dem Einspeisevergutungssatz und der energietragerspezifischen Pramie
liegt, nicht negativ werden kann. Das Marktpramienmodell gibt den
Anlagenbetreibern damit die Moglichkeit, zusatzliche Erlése in Hochpreis-
phasen risikolos abzuschépfen. Diese zusatzlichen Erlése resultieren
allerdings nicht aus Effizienzgewinnen, sondern aus der allgemeinen
Preisentwicklung, und wiirden deshalb auch bei der derzeitigen Vermark-
tung durch die Ubertragungsnetzbetreiber realisiert und auf dem EEG-
Konto als Einnahmen verbucht werden. Es handelt sich somit lediglich um
Mitnahmeeffekte zulasten der EEG-Umlagepflichtigen Stromverbrau-
cher.!”

Bezlglich der Nutzung alternativer Vermarktungsoptionen steht den
Anlagenbetreibern bei dem im EEG verwendeten Marktpramienmodell nur

122 Beim derzeitigen Preisniveau ist dieses Problem insbesondere fiir groBe Wasserkraftan-

lagen und altere Windkraftanlagen, die sich bereits in der Grundvergltung befinden,
und groRe Deponie,- Klar-, und Grubengasanlagen relevant. Bei Photovoltaik-, Geother-
mie-, und den Uberwiegenden Teil der Biomasseanlagen sind die Einspeiseverglitungs-
satze dagegen so hoch, dass sich hier auch in Zukunft nur geringe Potentiale fir
zusatzliche Erlose aufgrund der Marktpreisentwicklung ergeben werden. 50 Hertz et al.
(2011a) bietet eine nach dem Jahr der Inbetriebnahme gestaffelte Ubersicht aller der-
zeit geltenden Einspeisetarife fir die verschiedenen regenerativen Erzeugungstechnolo-
gien.

134



DIE FORDERUNG ERNEUERBARER ENERGIEN

die Vermarktung der regenerativen Stromerzeugungskapazitaiten am
Regelleistungsmarkt zur Verfligung. Eine explizite Vermarktung der
Stromproduktion als Griinstrom ist dagegen aufgrund des Doppelvermark-
tungsverbots nach § 56 Absatz 2 EEG 2012 nicht gestattet. Wie in Kapitel
3.2.2 erlautert, kann eine Teilnahme am Regelleistungsmarkt allerdings
nur dann erfolgen, wenn die jeweiligen Stromerzeugungskapazitaten
bestimmte technische Voraussetzungen erfiillen, so dass die Gewabhrleis-
tung der Netzstabilitdt in jedem Zeitpunkt sichergestellt werden kann. Die
dargebotsabhangigen Erzeugungstechnologien wie Windkraft-, Photovol-
taik-, oder Wasserkraftanlagen erfiillen die derzeitigen Kriterien der
technischen Praqualifikation nicht, so dass die Teilnahme am Regelleis-
tungsmarkt lediglich fir sicher steuerbare Biogas- und Biomasseanlagen
moglich ist. "2

Wie in Kapitel 2.5.1 erlautert, ergibt sich das Erléspotential eines Kraft-
werks am Regelleistungsmarkt sowohl aus den Kosten der tatsachlichen
Regelleistungserbringung, als auch aus den Kosten der Kapazitatsvorhal-
tung. Die Vorhaltung negativer Regelleistung erfordert zwingend eine
Vermarktung der entsprechenden Kapazitaten am Produktmarkt, weshalb
die Kosten der Kapazitatsvorhaltung den negativen ErlGsen einer preisun-
abhangigen Vermarktung am Produktmarkt entsprechen. Wie oben
aufgezeigt, konnen sich im Marktpramienmodell jedoch nur in extremen
Niedrigpreisphasen negative Erlose ergeben, weil die Marktpramie
ansonsten stets die geringeren Erlose gegeniber dem Einspeisevergi-
tungssatz ausgleicht. Den Betreibern regenerativer Stromerzeugungsanla-
gen entstehen somit durch die Vorhaltung negativer Regelleistung im
Allgemeinen keine Opportunitatskosten, weshalb sie einen klaren Wett-
bewerbsvorteil gegentiber konventionellen Stromanbietern haben und die
Einnahmen aus den Leistungspreisgeboten vollstandig als Gewinn verbu-

124 vgl. Maurer (2011): S. 6ff. Bei der Bundesnetzagentur ist derzeit allerdings ein Verfahren

zur Teilnahme von regenerativen Stromerzeugungskapazitaten am Regelleistungsmarkt
anhangig (BK6-10-233), so dass in Zukunft weitere Entwicklungen in diesem Bereich
moglich sind.
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chen kénnen. In Situationen, in denen das Grenzleistungspreisgebot durch
konventionelle Regelleistungsanbieter determiniert wird und von den
regenerativen Regelleistungsanbietern zumindest naherungsweise antizi-
piert werden kann, fihrt die Vermarktung an den Markten fir negative
Sekundar- und Tertiarregelleistung somit stets zu zusatzlichen Erlosen.
Ceteris paribus ergeben sich dadurch auch volkswirtschaftliche Effizienz-
gewinne, weil die Ausgaben flr die Vorhaltung negativer Regelleistung
sinken.

Bei positiver Regelleistung entsprechen die Kosten der Kapazitatsvorhal-
tung den entgangenen Erlésen einer alternativen Vermarktung der
entsprechenden Kapazitaiten am Produktmarkt. Solange der Produkt-
marktpreis unterhalb des Einspeisevergltungssatzes liegt, erhalten die
Betreiber der regenerativen Stromerzeugungsanlagen neben den Markter-
l6sen zusatzlich die Marktpramie. In diesen Situationen haben sie somit
stets hohere Opportunitatskosten als die konkurrierenden konventionellen
Regelleistungsanbieter. Ein Potential fir zusatzliche Erlose ergibt sich
deshalb nur, wenn der Produktmarktpreis den Einspeisevergitungssatz
der jeweiligen Anlage Ubertrifft. Die Einspeiseverglitungssatze fiir Biogas-
und Biomasseanlagen liegen allerdings weit oberhalb der derzeitigen
Produktmarktpreise, so dass eine Vermarktung der regenerativen Strom-
erzeugungskapazitaten an den Markten fir positive Sekundar- und
Tertidrregelleistung fiir die Anlagenbetreiber nicht sinnvoll ist.

Bezlglich der Vermarktungskosten haben die Anlagenbetreiber im Markt-
pramienmodell den Anreiz, die Transaktionskosten zu minimieren, weil sie
auf diese Weise einen Teil der energietragerspezifischen Pramie als
zusatzliche Erlose verbuchen kénnen. Da allerdings stets die Option zur
Rickkehr in das System der Einspeiseverglitungen besteht, missen die
Ubertragungsnetzbetreiber das Personal und die Infrastruktur fir die
Vermarktungstatigkeit weiterhin vorhalten. Effizienzgewinne sind somit
nur bei den Grenzkosten der Vermarktungstatigkeit moglich, die Fixkosten
werden dagegen durch den Aufbau von Doppelstrukturen vervielfacht. Das
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Marktpramienmodell kann deshalb letztlich sogar zu einer Erhéhung der
Transaktionskosten der Vermarktungstatigkeit fiihren.

Fir den Profilservice ergibt sich ein ahnliches Ergebnis. Die Anlagenbetrei-
ber haben im Marktpramienmodell zwar den Anreiz, das Fahrplanerfil-
lungsrisiko ihrer Anlagen zu minimieren und effizient abzusichern, indem
sie beispielsweise ihre Anlage mit anderen Anlagen, die ein zumindest
teilweise kontrares Ausfallrisikoprofil aufweisen, in einem Bilanzkreis
zusammenschlieRen. Dies fuhrt jedoch nur dann eindeutig zu Effizienzge-
winnen, wenn alle regenerativen Stromerzeugungskapazitaten eigenver-
antwortlich vermarktet werden. Verbleibt dagegen ein Teil der Anlagen im
System der Einspeiseverglitungen, wird deren Fahrplanerfillungsrisiko
weiterhin Uber die EEG-Umlage sozialisiert. Aufgrund der geringeren
Anzahl der Anlagen sinken dabei jedoch die Skaleneffekte, so dass die
anteiligen Absicherungskosten fir Anlagen, die im System der Einspeise-
vergutungen bleiben, steigen.

Bereich Marktpramienmodell
Wohlfahrtsverluste 0]
Preisrisiken 0

Alternative Vermarktungsoptionen

= Grinstrom 0

= Regelleistung +
Transaktionskosten +/—
Profilservice +/-

Tabelle 4.6: Effizienzwirkung des Marktprémienmodells
Quelle: Eigene Darstellung

In Tabelle 4.6 sind die Ergebnisse der Analyse zusammengefasst. Mit dem
Marktpramienmodell kénnen somit allenfalls ein Teil der potentiellen
Effizienzgewinne der Direktvermarktung realisiert werden. Da in einigen
Bereichen allerdings auch Effizienzverluste moglich sind, ist der Netto-
wohlfahrtseffekt unbestimmt. Problematisch sind im Wesentlichen drei
Ausgestaltungsmerkmale des Marktpramienmodells: Die Methodik zur
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Bestimmung der Marktpramie fihrt zu Fehlanreizen in Bezug auf die
bedarfsgerechte Einspeisung und, weil die Marktpramie nicht negativ
werden kann, zu Mitnahmeeffekten. Das Verbot, den Strom explizit als
Grinstrom verkaufen zu kénnen, fihrt dazu, dass ein Teil des Erléspoten-
tials der regenerativen Stromerzeugung nicht ausgeschopft wird. Der
Optionscharakter des Marktpramienmodells fihrt schliefSlich zu ineffizien-
ten Doppelstrukturen, da die Ubertragungsnetzbetreiber weiterhin
personell und strukturell in der Lage sein mussen, die Vermarktung
durchzufihren.

Griinstromvermarktung

Bei dieser Form der optionalen Direktvermarktung gibt es keine direkte
Forderung. Anlagenbetreiber, die sich in der Grinstromvermarktung
befinden, werden ihren Strom somit immer nur dann einspeisen, wenn der
erzielte Preis oberhalb ihrer Grenzkosten liegt, wodurch die Wohlfahrts-
verluste theoretisch vollstandig vermieden werden konnten. Der Wechsel
in die Grinstromvermarktung ist aus Sicht der Anlagenbetreiber allerdings
nur dann sinnvoll, wenn sie hohere Erlése als im System der Einspeisever-
gltungen erzielen konnen. Der erzielte Preis muss somit mindestens dem
Einspeiseverglitungssatz entsprechen, der wiederum Uber den Grenzkos-
ten liegt. In Phasen, in denen es aufgrund niedriger Preise zu Wohlfahrts-
verlusten kommen kann, werden sich die Anlagenbetreiber somit nicht in
der Grinstromvermarktung befinden, weshalb sich keine positiven Effekte
bezliglich der Wohlfahrtsverluste ergeben konnen.

Da die Betreiber je nach Preisverlauf zwischen Einspeisevergiitung und
Grinstromvermarktung wechseln kénnen, ist das Risiko der allgemeinen
Preisentwicklung grundsatzlich sozialisiert. In diesem Bereich sind somit
keine Effizienzgewinne zu erwarten. Von den Chancen der allgemeinen
Preisentwicklung konnen die Anlagenbetreiber dagegen vollstandig
profitieren. Die Option zum Wechsel in die Grinstromvermarktung ist
zudem kostenlos, so dass die EEG-umlagepflichtigen Verbraucher fir die
Ubernahme des allgemeinen Preisrisikos nicht entschidigt werden und
sich Mitnahmeeffekte ergeben.
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Effizienzgewinne werden allerdings durch die explizite Vermarktung der
Stromproduktion als Griinstrom erzielt. So konnen die Anlagenbetreiber
einerseits ihren Strom an Konsumentengruppen verkaufen, die eine
Zahlungsbereitschaft fiir einen hohen bilanziellen Anteil regenerativ
erzeugten Stroms an ihrer Stromlieferung haben, und auf diese Weise
hohere Erlose als am Spotmarkt der EPEX Spot erzielen. Dariber hinaus
konnen die Anlagenbetreiber auch durch einen Verkauf ihrer Strompro-
duktion an Stromversorgungsunternehmen wie beispielsweise Stadtwerke
hohere Erlose erzielen, wenn diese Unternehmen das Griinstromprivileg in
Anspruch nehmen mdchten und dadurch eine erhohte Zahlungsbereit-
schaft fir Grinstrom haben. Das Griinstromprivileg schafft somit einen
zusatzlichen Anreiz, in die Grinstromvermarktung zu wechseln. Auch
wenn die mit der Grinstromvermarktung verbundenen Vorteile so in
hoherem MaRe realisiert werden konnen, muss die Effizienz dieses
indirekten Forderinstruments grundsatzlich in Frage gestellt werden, da
sich die Hohe der indirekten Forderung nicht an der Hohe der Effizienzge-
winne der Grinstromvermarktung bemisst.*?

Die Vermarktung am Regelleistungsmarkt bietet bei der Griinstromver-
marktung nur geringe Potentiale fir zusatzliche Erlose. Die potentiellen
Mindererlose durch die Vorhaltung negativer Regelleistung werden nicht
durch eine zusatzliche Zahlung ausgeglichen, so dass bei einer entspre-
chenden Vermarktung der Stromerzeugungskapazitaten Opportunitatskos-
ten berlicksichtigt werden missen.

In Bezug auf die Transaktionskosten und den Profilservice treffen die
Ergebnisse aus der Analyse des Marktpramienmodells auch fir die
Grinstromvermarktung zu. Es sind somit zwar grundsatzlich Effizienzge-
winne moglich, durch den Optionscharakter kdnnen sich allerdings auch
Effizienzverluste ergeben.

12> vgl. hierfiir Andor et al. (2011): 22f.
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Bereich Grunstromvermarktung

Wohlfahrtsverluste
Preisrisiken
Alternative Vermarktungsoptionen

= Grunstrom +

=  Regelleistung 0
Transaktionskosten +/-
Profilservice +/-

Tabelle 4.7: Effizienzwirkung der Griinstromvermarktung
Quelle: Eigene Darstellung

Zusammenfassend ist der Nettowohlfahrtseffekt bei der Griinstromver-
marktung unbestimmt, weil — wie Tabelle 4.7 zeigt — die potentiellen
Effizienzgewinne der Direktvermarktung nur teilweise realisiert werden
und in einigen Bereichen auch Effizienzverluste moglich sind. Da die
Anlagenbetreiber die Option zum Wechsel in die Grinstromvermarktung
kostenlos ausiiben kénnen, ergibt sich darliber hinaus eine Ungleichvertei-
lung der Chancen und Risiken der allgemeinen Preisentwicklung, die die
EEG-umlagepflichtigen Verbraucher einseitig belastet.

4.1.4 POLITISCHER HANDLUNGSBEDARF

Der wesentliche Konstruktionsfehler des EEG beginnt bereits bei der
Zieldefinition. Die Analyse der Fordergriinde in Kapitel 4.1.1 zeigt, dass sich
nur aus dem Bau der regenerativen Anlagenkapazitat positive externe
Effekte ergeben, nicht aber aus der regenerativen Stromerzeugung selbst.
Anstelle des in § 1 Absatz 2 EEG 2012 festgeschriebenen regenerativen
Anteils an der gesamten Stromerzeugung missen deshalb fir alle regene-
rativen Stromerzeugungstechnologien, bei denen spillover-Effekte eine
wohlfahrtsoptimale Realisierung der Lernkurven verhindern, individuelle
Kapazititsmengen als Ziel vorgegeben werden.'*®

126 Um die Gefahr kiinstlicher Uberkapazititen im Anlagenbau gering zu halten, und die in

Kapitel 3.4.3 geforderte Verlasslichkeit der politischen Rahmenbedingungen zu gewahr-
leisten, sollten diese Kapazitatsmengen zudem anteilig auf Kalenderjahre aufgeteilt
werden.
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Da das Marktversagen somit nicht darin besteht, dass regenerativer Strom
in zu geringem MaRe konsumiert wird, sondern darin, dass zu wenig
regenerative Anlagenkapazitat produziert wird, gibt es auch keine Legiti-
mation flur einen Einspeisevorrang oder eine produktionsabhangige
Einspeisevergltung. Die Forderung der regenerativen Stromproduktion
fihrt zwar indirekt auch zu einer Erhéhung der Anlagenkapazitat, gleich-
zeitig kann sich dadurch aber auch ein zu hoher Konsum regenerativen
Stroms ergeben, so dass es zu den mithilfe des Produktmarktmodells
aufgezeigten Wohlfahrtsverlusten kommt. Um diese Ineffizienzen zu
vermeiden, muss das Fordersystem grundlegend Uberarbeitet werden.

Fir Neuanlagen sollte das System der Einspeiseverglitungen mit institutio-
nellem Vorrang kinftig durch ein Kapazitatsfordersystem ersetzt werden.
Auf diese Weise vermarkten die Anlagenbetreiber ihre Stromproduktion
von Beginn an eigenverantwortlich, so dass neben der Vermeidung der
Wohlfahrtsverluste einer nicht bedarfsgerechten Einspeisung letztlich auch
alle weiteren potentiellen Effizienzgewinne der Direktvermarktung
realisiert werden kénnen. Theoretisch kann dieses Ergebnis auch durch
eine Subventionierung der Anlagenhersteller erreicht werden. Die Forde-
rung der Anlagenbetreiber hat allerdings den Vorteil, dass hier effiziente
Anreize zur Standortwahl integriert werden kénnen, so dass die in Kapitel
3.3.3 aufgezeigte Problematik auch bei regenerativen Stromerzeugungs-
kapazitaten berlcksichtigt werden kann. Dazu muss bei der Bemessung
der Hohe einer Kapazitatsforderpramie beziehungsweise bei der Auswahl
eines Gebotes im Rahmen einer Kapazitatsausschreibung auch die jeweili-
ge Netzanschlusszone einbezogen werden, so dass letztlich die Gesamt-
kosten aus Kapazitatsausbaukosten und Netzausbaukosten minimiert
werden.

Fiir Bestandsanlagen wirde die dargestellte Transformation des bisherigen
Fordersystems bedeuten, dass die Anlagenbetreiber aus dem Einspeise-
vergltungssystem mit institutionellem Vorrang herausgekauft werden
mussten. Auch wenn dies der einzige Weg ist, alle potentiellen Effizienz-
gewinne zu realisieren, werden dadurch gleichzeitig hohe Transaktionskos-

141



WEITERGEHENDE MARKTEINGRIFFE

ten verursacht. So musste fir jede Anlage ein individueller Restforderwert
geschatzt und durchgesetzt werden, der der Differenz der zuklinftigen
Einnahmen aus der Einspeiseverglitung abzliglich der zukiinftigen Einnah-
men aus der Stromvermarktung entspricht. Ein pragmatischer Ansatz
konnte deshalb darin liegen, fur Bestandsanlagen lediglich eine Modifizie-
rung des bisherigen Fordersystems vorzunehmen. Dabei muss insbesonde-
re die Option zum Wechsel zwischen der Direktvermarktung und dem
Einspeiseverglitungssystem abgeschafft werden, damit keine Doppelstruk-
turen und Mitnahmeeffekte mehr entstehen. Ein modifiziertes Fordersys-
tem flir Bestandsanlagen darf somit nur aus einem, fiur alle
Bestandsanlagen verpflichtenden Forderinstrument bestehen.

Die Analyse in Kapitel 4.1.3.1 hat gezeigt, dass die Wohlfahrtsverluste der
nicht bedarfsgerechten Einspeisung auch bei einer Aufhebung des institu-
tionellen Einspeisevorrangs vermieden werden kénnen. Dazu muss den
Ubertragungsnetzbetreibern die Vorgabe gesetzt werden, Vermarktungs-
gebote in Hohe der Grenzkosten der einzelnen Anlagen in die day-ahead-
Auktion einzustellen, und auch die untertagigen Prognoseabweichungen
nur zu Preisen zu vermarkten, die mindestens den Grenzkosten der
Anlagen entsprechen. Die Informationen zu den Grenzkosten der einzel-
nen Stromerzeugungstechnologien missten im Wesentlichen bekannt
sein, da sie auch zur Bemessung der Einspeisevergutungssatze bendtigt
werden."”” Um die Anlagenbetreiber durch diese Regelung nicht schlechter
zu stellen, mussen sie auch im Falle einer Abregelung die Einspeisevergu-
tung fur die potentiell mégliche Produktion abziglich der eingesparten
Grenzkosten erhalten.™?® Ein derartiges Fordersystem mit Einspeisevergu-
tungen ohne institutionellen Vorrang kann somit eine wohlfahrtsoptimale
Stromproduktion der Bestandsanlagen gewahrleisten.

127 Zudem liegen Informationen aus den freiwilligen Abregelungsvereinbarungen nach § 8

Absatz 3 EEG 2012 vor. Vgl. hierzu Brunekreeft et al. (2011): S. 3735f.

Um einen Missbrauch dieser Regelung zu vermeiden, muss (ber unangekiindigte
Testabrufe Uberprift werden, dass die jeweiligen Anlagen auch tatsachlich produktions-
bereit sind.

128
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Problematisch verbleiben jedoch die Ubrigen in Kapitel 4.1.3.2 diskutierten
Ineffizienzen der bisherigen Vermarktung durch die Ubertragungsnetzbe-
treiber. Die regulatorische Notwendigkeit, der Vermarktungstatigkeit der
Ubertragungsnetzbetreiber enge Grenzen zu setzen, besteht weiterhin, so
dass sich bei der Absicherung des Preisrisikos weiterhin Ineffizienzen
ergeben. Auch bei den Transaktionskosten der Vermarktungstatigkeit und
dem Profilservice werden sich die Ineffizienzen nicht vollstandig vermei-
den lassen.'” Eine Vermarktung der regenerativen Stromerzeugungskapa-
zitaiten am Regelleistungsmarkt wirde schlieBlich bedeuten, dass die
Ubertragungsnetzbetreiber hier gleichzeitig als Anbieter und Nachfrager
agieren, was aus regulatorischer Sicht ebenfalls nicht zuldssig ist.

Das Erlospotential lieBBe sich allerdings steigern, wenn der Grinstromwert
der regenerativen Stromerzeugung genutzt wird. Dazu konnte beispiels-
weise im Anschluss an die Vermarktung der regenerativen Stromprodukti-
on am day-ahead-Markt eine weitere Auktion stattfinden, bei der die
Ubertragungsnetzbetreiber Griinstromzertifikate in Hohe der vermarkte-
ten regenerativen Strommenge versteigern. Wenn den Stromversorgungs-
unternehmen gestattet wird, Griinstromtarife auf Basis dieser Zertifikate
anzubieten, werden sie bei einer adaquaten Ausgestaltung der Auktion
Gebote in Hohe der zusatzlichen Zahlungsbereitschaft ihrer Kunden fir
eine regenerative Stromproduktion abgeben. Auf diese Weise kdnnten die
Ubertragungsnetzbetreiber zusitzliche Erlése fiir das EEG-Konto generie-
ren, wodurch die EEG-Umlage verringert werden kann. Eine indirekte
Forderung wie das Grunstromprivileg sollte es dabei allerdings nicht mehr
geben, so dass die Stromversorgungsunternehmen verpflichtet sind, auch
flr den Stromabsatz im Rahmen der Griinstromtarife die EEG-Umlage in
voller H6he zu entrichten.

129 50 kénnte zwar das bisherige Anreizsystem nach § 7 AusglMechAV verbessert werden,

aufgrund von Informationsasymmetrien, Transaktionskosten sowie politischen und
administrativen Friktionen sind der regulatorischen Effizienz in der praktischen Umset-
zung allerdings stets Grenzen gesetzt. Vgl. hierfiir Laffont/Tirole (1993): S. 1ff.
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Zusammenfassend kdnnen mit dem skizzierten System der Einspeisevergu-
tungen ohne institutionellen Vorrang, aber mit einer Vermarktung von
Grunstromzertifikaten somit zumindest ein Teil der potentiellen Effizienz-
gewinne gegenliber der bisherigen Fordersystematik realisiert. Bei den
Transaktionskosten und der Absicherung von Preis- und Fahrplanerfil-
lungsrisiken ergeben sich weiterhin Ineffizienzen. Darliber hinaus bleiben
potentielle Erlospotentiale einer Vermarktung am Regelleistungsmarkt
ungenutzt.

Eine alternative Moglichkeit zur Modifizierung des Fordersystems fir
Bestandsanlagen besteht darin, ein verpflichtendes Marktpramienmodell
einzufihren und das Einspeisevergitungssystem mit institutionellem
Vorrang somit ginzlich abzuschaffen. Dadurch miissen die Ubertragungs-
netzbetreiber keine Vermarktungstatigkeit mehr tGbernehmen und sind
somit nur noch fir die Abwicklung des Marktpramienmodells und die
Erhebung der EEG-Umlage zustandig. Das verpflichtende Marktpramien-
modell kann sich grundsatzlich am derzeit existierenden optionalen
Marktpramienmodell orientieren und auf diese Weise dessen positive
Effekte adaptieren. Aufgrund der in Kapitel 4.1.3.2 aufgezeigten Schwa-
chen in der derzeitigen Ausgestaltung sollten jedoch auch einige Verande-
rungen vorgenommen werden. So muss die Methodik zur Berechnung der
Marktpramie korrigiert werden, damit die Anlagenbetreiber durch die
geringere Einspeisung in Niedrigpreisphasen nicht schlechter gestellt
werden. Da das Risiko der allgemeinen Preisentwicklung durch die Zahlung
der Marktpramie sozialisiert wird, muss zudem festgelegt werden, dass die
Marktpramie auch negativ werden kann. Auf diese Weise werden auch die
Chancen der allgemeinen Preisentwicklung sozialisiert, so dass sich eine
Gleichverteilung der Risiken und Chancen ergibt. Um das Erléspotential
der regenerativen Stromerzeugung vollstandig auszunutzen, sollte den
Anlagenbetreibern dariber hinaus neben der Vermarktung an den Regel-
leistungsmarkten auch die explizite Vermarktung als Griinstrom gestattet
werden. Ein Grinstromprivileg sollte es dabei allerdings nicht geben.
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Verpflichtendes

Bereich ESV ohne Vorrang o
Marktpramienmodell

Wohlfahrtsverluste + o/+

Preisrisiken 0 0]

Alternative Vermarktungsoptionen
- Grinstrom
. Regelleistung
Transaktionskosten

o o o +
+ + + +

Profilservice

Tabelle 4.8: Die Effizienzwirkung alternativer Férdersysteme fiir EEG-
Bestandsanlagen

Quelle: Eigene Darstellung

In Tabelle 4.8 sind die Effizienzwirkungen der skizzierten Alternativen zur
Modifizierung des Fordersystems fiir Bestandsanlagen zusammengefasst.
Das verpflichtende Marktpramienmodell kann zur vollstandigen Realisie-
rung der Effizienzgewinne in den Bereichen Vermarktungsoptionen,
Transaktionskosten und Profilservice fliihren. Dafiir konnen die Wohl-
fahrtsverluste der nicht bedarfsgerechten Einspeisung nur in ihrer maxima-
len Auspragung begrenzt, nicht aber vollstandig vermieden werden. Hier
liegt die Starke des Einspeiseverglitungssystems ohne institutionellen
Vorrang. Die Abwagung zwischen den beiden Alternativen muss sich somit
daran orientieren, ob die verbleibenden Wohlfahrtsverluste der nicht
bedarfsgerechten Einspeisung beim verpflichtenden Marktpramienmodell
hoher oder niedriger als die zusatzlichen Effizienzgewinne in den anderen
Bereichen sind.
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4.2 DER ATOMAUSSTIEG

Der Atomausstieg aus dem Jahr 2002 kennzeichnet einen Wendepunkt in
der seit Jahrzehnten andauernden gesellschaftlichen Debatte bezliglich
der Nutzung der Kernenergie zur Stromerzeugung. Durch die Vergabe
begrenzter Produktionsberechtigungen in Form von Reststrommengen
sollten die Atomkraftwerke, die zu diesem Zeitpunkt noch einen Anteil von
28,1 Prozent an der Bruttostromerzeugung in Deutschland hatten, schritt-
weise stillgelegt werden.” Diese grundlegende Systematik des Atomaus-
stiegs hat sich auch durch die Laufzeitverlangerung von 2010 und die
Ricknahme der Laufzeitverlangerung von 2011 nicht verandert. Im
Rahmen der folgenden Analyse wird aufgezeigt, dass die mengenmalige
Beschrankung der Atomstromproduktion zu einer maf3geblichen Verande-
rung des Angebotskalkils der Atomkraftwerksbetreiber fiihrt, woraus
letztlich Ineffizienzen resultieren. Daflir wird in Kapitel 4.2.1 zunachst die
okonomische Legitimationsbasis fiir einen staatlichen Lenkungseingriff
beziiglich der Nutzung der Kernenergie zur Stromerzeugung herausgear-
beitet. Die konkrete Ausgestaltung des Markteingriffs wird in Kapitel 4.2.2
erlautert. In Kapitel 4.2.3 werden die Auswirkungen der Reststrommen-
genregulierung auf das Angebotsverhalten der Atomkraftwerksbetreiber
mithilfe einer analytischen Erweiterung des ressourcendkonomischen
Grundlagenmodells aufgezeigt. Zudem wird eine numerische Anwendung
des Modells mithilfe einer empirischen Datenbasis vorgenommen. Auf
Basis dieser Ergebnisse werden in Kapitel 4.2.4 schliel8lich Handlungsemp-
fehlungen entwickelt, durch die die aufgezeigten Ineffizienzen vermieden
werden kdnnen.

4.2.1 POLITISCHE ZIELE UND OKONOMISCHE LEGITIMATION

Die politische Zielsetzung des Markteingriffs bezliglich der Stromerzeu-
gung aus Kernenergie hat sich im Zeitablauf fundamental gewandelt. So
bestand der Zweck des am 23. Dezember 1959 eingeflihrten Atomgesetzes
(AtG) nach § 1 Absatz 1 darin, die Nutzung der Kernenergie zu fordern, um

B39 vgl. Arbeitsgemeinschaft Energiebilanzen (2011): S. 1.
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die internationale Wettbewerbsfahigkeit der heimischen Industrie zu
starken und Arbeitsplatze zu sichern.™* Durch die neunte Novelle des AtG,
die am 22. April 2002 in Kraft trat, wurde dieser Passus geandert. Seitdem
besteht das von der Politik anvisierte Ziel laut § 1 Absatz 1 AtG darin, die
gewerbliche Nutzung der Kernenergie zur Stromerzeugung geordnet zu
beenden. Auf diese Weise sollen die Risiken, die sich aus dem Betrieb der
Kernkraftwerke und der Entsorgung der Brennelemente sowie der radioak-
tiv verseuchten Betriebsmittel ergeben, zumindest langfristig vermieden
werden.

Aus 6konomischer Sicht ist die Forderung oder Beschrankung der Nutzung
einer Stromerzeugungstechnologie nur dann zulassig, wenn dadurch
Marktversagenstatbestande effizient beseitigt werden. Die industriepoli-
tisch motivierten Argumente der Wettbewerbsfahigkeit der heimischen
Industrie und der Sicherung von Arbeitsplatzen konnen deshalb nicht zur
Legitimation des Markteingriffs dienen. Empirische Studien zeigen aller-
dings, dass es im Bereich des atomaren Anlagenbaus zu Lernkurveneffek-
ten kommt, von deren Nutzung andere Marktteilnehmer nicht
ausgeschlossen werden kénnen.™® Die Kosten fiir den Bau eines Atom-
kraftwerks sind somit von der Anzahl der insgesamt in friiheren Perioden
gebauten Atomkraftwerke des gleichen Typs abhangig. Aufgrund dieser
spillover-Effekte konnten sich somit im Bereich des Anlagenbaus positive
externe Effekte ergeben. Wie bereits in Kapitel 4.1.1 erlautert, gilt dies
allerdings nur, wenn sich aus der Realisierung der Lernkurveneffekte
tatsachlich eine Wohlfahrtssteigerung ergibt. Dazu muss die Weiterent-
wicklung der atomaren Stromerzeugung ein hoheres langfristiges Kosten-
Nutzen-Potential als alternative Innovationen im Bereich der Stromerzeu-
gung aufweisen.

131 Eine ausfiihrliche Erlauterung der politischen Beweggriinde enthilt der entsprechende

Gesetzentwurf. Vgl. hierflir Deutscher Bundestag (1958): S. 14f und 34f.
132 vgl. Deutscher Bundestag (2001): S. 13ff.
133 vgl. 2.B. Zimmerman (1982).
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In dieser Kosten-Nutzen-Abwagung missen neben den Kapital- und
Betriebskosten auch alle Folgekosten des atomaren Anlagenbaus und der
atomaren Stromerzeugung berticksichtigt werden. Dies betrifft vor allem
das Risiko einer Kernschmelze, weil sich je nach Ausmal’ der zusatzlichen
Strahlenexposition schwere gesundheitliche Schaden fiur die Betroffenen
ergeben kénnen.'* Aufgrund der zum Teil sehr langen Halbwertszeit der
radioaktiven Substanzen kdnnen die bei einem Strahlenunfall kontaminier-
ten Gebiete dariber hinaus fiir einen langen Zeitraum weder bewohnt
noch bewirtschaftet werden. Ein weiterer bedeutender Kostenfaktor stellt
die Entsorgung der abgebrannten Brennstibe sowie der radioaktiv ver-
seuchten Betriebsmittel dar. Die langen Halbwertszeiten fliihren dazu, dass
die sichere Lagerung der radioaktiven Abfalle je nach Inhaltsstoffen zum
Teil fir extrem lange Zeitraume gewadhrleistet sein muss, um einen
spateren Austritt von Strahlung und die daraus resultierenden Schaden zu
vermeiden.

Die Folgekosten des atomaren Anlagenbaus und der atomaren Stromer-
zeugung sind allerdings nicht nur bei der Abwagung, ob sich beim atoma-
ren Anlagenbau positive externe Effekte ergeben kdnnten, von Bedeutung.
Aus okonomischer Sicht ist eine effiziente atomare Stromerzeugung nur
dann gewabhrleistet, wenn die Atomkraftwerksbetreiber neben den
Brennstoffkosten auch die Folgekosten der atomaren Stromerzeugung in
ihrer Angebotsentscheidung bertcksichtigen.

Die Anlagenbetreiber missten somit verpflichtet werden, sich vollstandig
gegen das Risiko einer Kernschmelze abzusichern, damit die Risikokosten
in Form der zu zahlenden Risikopramie internalisiert werden. Das abzusi-
chernde Risiko ergibt sich dabei aus der Multiplikation der Eintrittswahr-
scheinlichkeit einer Kernschmelze und dem Erwartungswert des
resultierenden Schadens. Problematisch ist jedoch, dass sich die Folgekos-
ten einer Kernschmelze nur schwer abschatzen lassen, weil das Ausmal
eines Strahlenunfalls von Zufallsfaktoren wie beispielsweise der Windrich-
tung und der Windstarke zum Zeitpunkt der Kernschmelze abhangt und

3% vgl. 2.B. Baverstock/Williams (2006): S. 1312ff und Rojavin et al. (2011): S. 260ff.
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sich ein Grolteil der resultierenden Schaden nur eingeschrankt monetari-
sieren lasst. Da eine privatwirtschaftliche Versicherbarkeit von Risiken
zudem nur bis zu einer begrenzten Hohe moglich ist, wird ein Teil der
Risiken eines Strahlungsaustritts zwangslaufig sozialisiert.'® In diesem
Bereich ergibt sich somit ein moglicher negativer externer Effekt, der einen
Markteingriff zulasten der atomaren Stromerzeugung rechtfertigt.

Im Bereich der Endlagerung des von den Atomkraftwerksbetreibern
verursachten radioaktiv verseuchten Abfalls ergibt sich ein &dhnliches
Ergebnis. Auch hier mussten die Atomkraftwerksbetreiber verpflichtet
werden, die Schaden potentieller Strahlenunfalle vollstandig zu versichern.
Zudem missten sie die Kosten fiir die Endlagerung tragen. Da die sichere
Endlagerung allerdings Uber einen extrem langen Zeitraum gewahrleistet
sein muss, lassen sich die zukinftigen Kosten nur eingeschrankt Uber
Rickstellungen absichern, weshalb auch hier zwangslaufig ein Teil der
Kosten sozialisiert wird.”*® Auch im Bereich der Endlagerung kommt es
somit zu negativen Externalitdten, die einen Markteingriff zulasten der
atomaren Stromerzeugung legitimieren.

Zusammenfassend lasst sich aus oOkonomischer Sicht zumindest ein
Markteingriff zulasten der atomaren Stromerzeugung legitimieren, da
ansonsten nicht alle relevanten Kosten der Stromproduktion von den
Atomkraftwerksbetreibern bei der Angebotsentscheidung bericksichtigt
werden und es in der Folge zu allokativen Ineffizienzen im Strommarkt
kommen kann. Die Hohe der negativen externen Effekte lasst sich auf-
grund der Probleme bei der Abschatzung der Folgekosten der atomaren
Stromerzeugung jedoch nicht eindeutig bestimmen. Das Ausmald des
Markteingriffs muss deshalb letztlich auf Basis einer politischen Abwagung
festgelegt werden.’

135 vgl. Strébele et al. (2010): S. 189.

Dies gilt vor allem fir hochradioaktive Abfadlle, da fiir diese Form des radioaktiven
Abfalls bislang kein Endlager existiert und es somit bislang keine Erfahrungswerte fir die
anzusetzenden Kosten gibt.

137 vgl. Strobele et al. (2010): S. 190.
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Ob auch ein Markteingriff zugunsten des atomaren Anlagenbaus gerecht-
fertigt ist, hangt ebenfalls von einer politischen Abwagung der Folgekosten
der atomaren Stromerzeugung und des atomaren Anlagenbaus ab. Zudem
muss abgewogen werden, ob sich durch vergleichbare Weiterentwicklun-
gen alternativer Stromerzeugungstechnologien langfristig hohere Nutzen-
Kosten-Potentiale ergeben kdnnen. Nur wenn dies nicht der Fall ist, fuhrt
eine Realisierung potentieller, aufgrund von spillover-Effekten jedoch nicht
privatwirtschaftlich erzielbarer Lernkurveneffekte im atomaren Anlagen-
bau zu Wohlfahrtsgewinnen.

4.2.2 AUSGESTALTUNG DES MARKTEINGRIFFS

Indirekte Forderung

Wie in Kapitel 4.2.1 erlautert, bestand der Zweck der Atomgesetzgebung
zunachst in der Forderung der Nutzung der Kernenergie. Dabei wurde
allerdings kein direktes Forderinstrument zugunsten der atomaren
Stromerzeugung umgesetzt. Die Forderung bestand vielmehr aus einer
bewussten Vernachldssigung der negativen externen Effekte im Bereich
der Versicherung von Strahlenunfallen und der Endlagerung von radioaktiv
verseuchten Abfallen.

So legte das erste AtG von 1959 die Hochstsumme, bis zu der die Atom-
kraftwerksbetreiber fir Schaden von Strahlenunfallen haften mussten, auf
500 Millionen DM fest.*® Diese Haftungshochstgrenze wurde zwar
mittlerweile zumindest fiir Strahlenunfalle, die von den Atomkraftwerks-
betreibern selbst verschuldet werden, aufgehoben, die indirekte Subventi-
onierung der atomaren Stromerzeugung besteht allerdings weiterhin, weil
die Betreiber lediglich eine Deckungsvorsorge fiir einen Schaden von
2,5 Milliarden € vorweisen miussen. Die Versicherungspflicht ist somit
eingeschrankt, weshalb die Atomkraftwerksbetreiber bei ihrer Angebots-
entscheidung nur einen Teil des Risikos von Strahlenunfallen berticksichti-
gen miussen. Fir Strahlenunfdlle, die aus schweren Naturkatastrophen

3% vgl. Deutscher Bundestag (1958): S. 9 und 34ff.
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oder Kriegen resultieren, besteht darliber hinaus eine Haftungshochst-
grenze in Hohe der Deckungsvorsorge.139

Die Kosten und Risiken der Endlagerung wurden im ersten AtG von 1959
ebenfalls nur eingeschrankt auf die Betreiber der Kernkraftwerke umge-
legt."*® Mittlerweile missen die Betreiber zwar Rickstellungen fir die
Kosten des Anlagenrickbaus und der Endlagerung bilden, aufgrund der in
Kapitel 4.2.1 erlauterten Probleme bei der Abschatzung der Kosten ist
jedoch unklar, ob diese Rickstellungen den tatsachlichen Kosten entspre-
chen.

Befristung der Kernenergienutzung

Das wesentliche Merkmal des am 22. April 2002 in Kraft getretenen
Atomausstiegs bestand darin, die Stromerzeugung aus Kernenergie durch
die Ausgabe von limitierten Produktionsrechten nicht zeitlich, sondern
mengenmalig zu begrenzen. Entsprechend einer Vereinbarung zwischen
der damaligen Bundesregierung und den Energieversorgungsunterneh-
men, die zu diesem Zeitpunkt Atomkraftwerke betrieben, wurde jedes
Atomkraftwerk mit einer individuellen, noch produzierbaren Reststrom-
menge ausgestattet.

Die Berechnung der individuellen Reststrommenge erfolgte in mehreren
Schritten. Zunachst wurde festgelegt, dass jedem Atomkraftwerk eine
Regellaufzeit von 32 Kalenderjahren zugestanden wird. Darauf aufbauend
wurde fir jedes Kraftwerk eine rechnerische Restlaufzeit bestimmt, indem
die Differenz aus der Regellaufzeit und des Zeitraums von der gewerbli-
chen Inbetriebnahme des entsprechenden Atomkraftwerks bis zum
01.01.2000 berechnet wurde. Zudem wurde eine nominelle kalenderjahrli-
che Stromproduktion festgelegt, die dem mit 1,055 multiplizierten Durch-
schnitt der finf hochsten Kalenderjahresproduktionen des jeweiligen

3% Je nach juristischer Auslegung des Begriffes ,schwere Naturkatastrophe” wire die

Haftung der deutschen Atomkraftwerksbetreiber bei einem vergleichbaren Storfall wie
in Fukushima somit auf 2,5 Milliarden Euro beschrankt.
149 ygl. Deutscher Bundestag (1958): S. 28f.
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Atomkraftwerks zwischen 1990 und 1999 entsprach. Die Reststrommenge
ergab sich schlielllich aus dem Produkt der rechnerischen Restlaufzeit und
der nominellen kalenderjahrlichen Stromerzeugung.141 In Tabelle 4.9 sind
die individuellen Reststrommengen der einzelnen Atomkraftwerke
aufgefihrt.

Reststrommenge (TWh)

Kernkraftwerk Inbetriebnahme

ab dem 01.01.2000
Obrigheim 01.04.1969 8,70
Stade 19.05.1972 23,18
Biblis A 26.02.1975 62,00
Neckarwestheim 1 01.12.1976 57,35
Biblis B 31.01.1977 81,46
Brunsbiittel 09.02.1977 47,67
Isar 1 21.03.1979 78,35
Unterweser 06.09.1979 117,98
Philippsburg 1 26.03.1980 87,14
Grafenrheinfeld 17.06.1982 150,03
Krimmel 28.03.1984 158,22
Grundremmingen B 19.07.1984 160,92
Grundremmingen C 18.01.1985 168,35
Grohnde 01.02.1985 200,90
Philippsburg 2 18.04.1985 198,61
Brokdorf 22.12.1986 217,88
Isar 2 09.04.1988 231,21
Emsland 20.08.1988 230,07
Neckarwestheim 2 15.04.1989 236,04

Tabelle 4.9: Der Atomausstieg nach dem AtG 2002
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis des AtG 2002

I Fur das bereits kurz nach der Inbetriebnahme aufgrund von baurechtlichen Problemen

stillgelegte Atomkraftwerk Miihlheim-Karlich erhielt der Betreiber RWE zudem Produk-
tionsrechte in Hohe von 107,25 TWh, die auf andere Atomkraftwerke tbertragen wer-
den kdnnen.
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Eine Verpflichtung, die individuellen Reststrommengen auch tatsachlich in
den jeweiligen Atomkraftwerken zu produzieren, gab es nicht. Vielmehr
konnten die Reststrommengen grundsatzlich zwischen den Atomkraftwer-
ken Ubertragen werden.’*? Sobald ein Atomkraftwerk allerdings keine
Reststrommengen mehr besal3, erlosch die Betriebsgenehmigung, so dass
das entsprechende Atomkraftwerk vom Netz genommen werden musste.

Die Laufzeitverldngerung

Mit der am 28. September 2010 beschlossenen elften Novelle des AtG
wurde eine Laufzeitverlangerung fliir die Atomkraftwerke umgesetzt. Die
grundlegende Systematik des Atomausstiegs wurde allerdings beibehalten,
so dass weiterhin keine zeitliche, sondern eine mengenmalige Befristung
der Stromproduktion aus Kernenergie erfolgte.

Dementsprechend erhielten die sich noch in Betrieb befindlichen Kraft-
werke zusitzliche Reststrommengen als Aquivalent fiir die von der Bun-
desregierung avisierte Verlangerung der Laufzeiten. Atomkraftwerke, die
bis einschlielllich 1980 ihren Betrieb aufgenommen hatten, erhielten
zusatzliche Reststrommengen in Hohe der nominellen Stromerzeugung
von acht Kalenderjahren. Wurde das Atomkraftwerk spater in Betrieb
genommen, bekam es zusatzliche Reststrommengen in Hohe der nominel-
len Stromerzeugung von vierzehn Kalenderjahren.143 Die durchschnittliche
Laufzeitverlangerung betrug somit knapp zwolf Kalenderjahre. In Tabelle
4.10 ist die zusatzliche Reststrommengenausstattung fiir die einzelnen
Atomkraftwerke abgetragen.

2 Eine Ubertragung der Produktionsrechte von neueren auf dltere Atomkraftwerke bedarf

nach § 7 AtG 2002 jedoch einer Genehmigung durch das Bundesministerium fiir Um-
welt, Naturschutz und Reaktorsicherheit.

Fir die anzurechnenden Betriebsjahre ab 2017 wurde die nominelle Stromerzeugung
gegenilber dem urspriinglichen Wert allerdings um finf Prozent und fir anzurechnende
Betriebsjahre ab 2022 um zehn Prozent abgesenkt. Vgl. hierflr Deutscher Bundestag
(2010b): S. 9.

143

153



WEITERGEHENDE MARKTEINGRIFFE

Verbliebene Zusatzliche

Kernkraftwerk Inbetriebnahme Reststrommenge am Reststrommenge
01.01.2010 (in TWh) (in TWh)

Obrigheim 01.04.1969 0,00
Stade 19.05.1972 0,00 -
Biblis A 26.02.1975 62,00 68,617
Neckarwestheim 1 01.12.1976 57,35 51,000
Biblis B 31.01.1977 81,46 70,663
Brunsbittel 09.02.1977 47,67 41,038
Isar 1 21.03.1979 78,35 54,984
Unterweser 06.09.1979 117,98 79,104
Philippsburg 1 26.03.1980 87,14 55,826
Grafenrheinfeld 17.06.1982 150,03 135,617
Krimmel 28.03.1984 158,22 124,161
Grundremmingen B 19.07.1984 160,92 125,759
Grundremmingen C 18.01.1985 168,35 126,938
Grohnde 01.02.1985 200,90 150,442
Philippsburg 2 18.04.1985 198,61 146,956
Brokdorf 22.12.1986 217,88 146,347
Isar 2 09.04.1988 231,21 144,704
Emsland 20.08.1988 230,07 142,328
Neckarwestheim 2 15.04.1989 236,04 139,793

Tabelle 4.10: Die Laufzeitverldngerung nach dem AtG 2010
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis des AtG 2010

Neben der Laufzeitverlangerung wurde mit dem Kernbrennstoffsteuerge-
setz auch eine Steuer auf die Nutzung von Brennelementen eingefihrt, die
fir den Zeitraum vom 01. Januar 2011 bis 31. Dezember 2016 giltig ist. Im
Rahmen einer vertraglichen Vereinbarung mit den Atomkraftwerksbetrei-
bern wurde darliber hinaus vereinbart, dass ab dem 01. Januar 2017 fir
jede verkaufte MWh Atomstrom ein Forderbeitrag zugunsten des Klima-
und Umweltfonds gezahlt werden muss.'**

1 Fur eine ausfuihrliche Erlduterung und Bewertung des Instruments ,Forderbeitrag” vgl.

Andor et al. (2010d): S. 13ff oder, fir die juristische Perspektive, Kloepfer/Bruch (2011):
S. 379ff.
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Die Riicknahme der Laufzeitverldingerung

Mit der dreizehnten Novelle des AtG, die am 06. August 2011 in Kraft trat,
wurde als Reaktion auf den Strahlenunfall im Kernkraftwerk von Fukushi-
ma im Marz 2011 eine Ricknahme der Laufzeitverlangerung umgesetzt.
Dabei wurde den acht altesten noch betriebenen Atomkraftwerken die
Betriebsgenehmigung entzogen. Die verbleibenden Reststrommengen
wurden zudem wieder auf die in der neunten Novelle festgelegten Werte
abziiglich der bis dato produzierten Strommengen und etwaigen Ubertra-
gungen von Produktionsrechten reduziert.

Die mengenmalige Befristung der Stromerzeugung aus Kernenergie in
Form der Reststrommengen wurde dariber hinaus um eine zeitliche
Befristung der Betriebsgenehmigungen erganzt. Die Reststrommengen
konnen allerdings weiterhin zwischen den Atomkraftwerken Ubertragen
werden. Dies gilt auch fur die verbliebenen Reststrommengen der acht
zum 06.08.2011 stillgelegten Atomkraftwerke. In Tabelle 4.11 sind die
zeitlichen Betriebsbefristungen sowie die am 01. Februar 2011 verbliebe-
nen Reststrommengen abgetragen.

Bezlglich der Kernbrennstoffsteuer gab es durch die Riicknahme der
Laufzeitverlangerung keine Veranderungen, weshalb die Nutzung von
Brennelementen weiterhin bis Ende 2016 besteuert wird.** Der Férder-
beitrag zugunsten des Umwelt- und Klimafonds wurde dagegen abge-
schafft.**°

%5 Die Finanzgerichte Hamburg und Miinchen haben zwei Eilantragen von e.on und RWE

fir eine vorlaufige Aussetzung der Steuer stattgegeben, weil die Kompetenz des Bundes,
eine zusatzliche Verbrauchssteuer einzufiihren, umstritten ist. Eine hochstrichterliche
Entscheidung zu diesem Sachverhalt steht allerdings noch aus.

18 ygl. Deutscher Bundestag (2011b): S. 4.
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Spatestes Verbliebene

Kernkraftwerk Inbetriebnahme Betriebsende nach Reststrommenge
§ 7, 1a AtG 2012 (in TWh)

Obrigheim 01.04.1969 -—- -
Stade 19.05.1972 --- ---
Biblis A 26.02.1975 06.08.2011 3,467
Biblis B 31.01.1977 06.08.2011 8,550
Brunsbittel 09.02.1977 06.08.2011 10,999
Isar 1 21.03.1979 06.08.2011 2,932
Krimmel 28.03.1984 06.08.2011 88,245
Neckarwestheim 1/ 01.12.1976 06.08.2011 0,000
Philippsburg 1 26.03.1980 06.08.2011 9,226
Unterweser 06.09.1979 06.08.2011 12,607
Grafenrheinfeld 17.06.1982 31.12.2015 40,933
Grundremmingen B 19.07.1984 31.12.2017 49,264
Philippsburg 2 18.04.1985 31.12.2019 79,474
Brokdorf 22.12.1986 31.12.2021 93,047
Grohnde 01.02.1985 31.12.2021 80,647
Grundremmingen C 18.01.1985 31.12.2021 57,557
Emsland 20.08.1988 31.12.2022 108,120
Isar 2 09.04.1988 31.12.2022 103,773
Neckarwestheim 2 15.04.1989 31.12.2022 119,580

Tabelle 4.11: Der Atomausstieg nach dem AtG 2012
Quelle: Eigene Darstellung auf Basis des AtG 2012

4.2.3 ANALYSE DES MARKTEINGRIFFS

Analytische Modellierung der grundlegenden Anreizeffekte

Im Folgenden werden die generellen Auswirkungen des Atomausstiegs auf
das Angebotsverhalten der Atomkraftwerksbetreiber modelltheoretisch
analysiert. Um eine Vermischung der politikinduzierten Anreizeffekte mit
strategischen Anreizeffekten zu vermeiden, soll dabei stets angenommen

147

Das Atomkraftwerk Neckarwestheim 1 ist das einzige Atomkraftwerk, das bereits

Reststrommengen aus dem Kontingent der Laufzeitverlangerung durch das AtG 2011

verbraucht hatte.
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werden, dass alle Marktakteure als gewinnmaximierende Preisnehmer
agieren.

Als Referenzfall wird zunachst das Angebotsverhalten fir den Fall abgelei-
tet, dass die Atomkraftwerksbetreiber die von der Politik anvisierte
Regellaufzeit RL als feste Zeitvorgabe erhalten hatten. Die Atomkraftwer-
ke, deren technische Restlebensdauer zum Zeitpunkt T endet, dirfen
somit ausgehend vom aktuellen Zeitpunkt ¢ = 0 nur noch bis zum Zeit-
punkt tp; produzieren, wobei tgz; < T gilt. Aufgrund der in Kapitel 2.3
erlauterten hohen Inflexibilitdat der Atomkraftwerke soll angenommen
werden, dass die Atomkraftwerksbetreiber ihre Stromproduktion mittels
langfristiger Kontrakte auf dem Terminmarkt vermarkten, weshalb nur die
statischen Grenzkosten bericksichtigt werden missen.’*® Die statischen
Grenzkosten der Atomkraftwerke sind aufgrund der niedrigeren anteiligen
Brennstoffkosten und der fehlenden Internalisierung der in Kapitel 4.2.1
diskutierten negativen externen Effekte geringer als die statischen Grenz-
kosten der am Terminmarkt konkurrierenden fossilen Kraftwerke. Da die
kumulierte Kapazitit der Atomkraftwerke M = Y m!® selbst in Zeitpunkten
mit schwacher Nachfrage nicht ausreicht, um die Nachfrage vollstandig zu
decken, ist die Ableitung der Angebotsstrategie der Atomkraftwerksbe-
treiber im Referenzfall trivial. Der Strompreis am Terminmarkt wird
aufgrund der Kapazitatsbeschrankung stets von den Grenzkosten eines
fossilen Kraftwerks bestimmt, die wiederum hoher als die der Atomkraft-
werke sind, so dass die Atomkraftwerksbetreiber in jedem Zeitpunkt bis
tp; stets ihre maximale Stromerzeugungskapazitdt produzieren und

% Diese Annahme impliziert eine relativ hohe Risikoaversion der Atomkraftwerksbetreiber

in Bezug auf die Marktpreisrisiken. Liegt dagegen eine gewisse Risikoaffinitat beziiglich
der Marktpreisrisiken vor, kann aus Sicht der Atomkraftwerksbetreiber auch eine Ver-
marktung von Teilkapazitdten am Spotmarkt rational sein, wodurch die in Kapitel 2.3
erlauterten dynamischen Aspekte der Grenzkosten in die Modellierung integriert wer-
den missten. Da die Atomkraftwerke allerdings keine Kosten fiir CO,-Zertifikate bertck-
sichtigen muissen, werden die kurzfristigen Grenzkosten auch in diesem Fall im
Allgemeinen unter denen der fossilen Kraftwerke liegen. Die Annahme der Risikoaversi-
on vereinfacht die Modellierung somit erheblich, ohne die Modellergebnisse wesentlich
zu beeinflussen.
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vermarkten werden.'*® Der entsprechende Produktionspfad ist in Abbil-
dung 4.11 veranschaulicht.

q(t)

A

q'(&)=m

t;?L T t

Abbildung 4.11: Der optimale Produktionspfad im Referenzfall
Quelle: Eigene Darstellung

Wie in Kapitel 4.2.2 erlautert, besteht das wesentliche Merkmal des
Atomausstiegs allerdings darin, dass die von der Politik anvisierte Restlauf-
zeit in einen Produktionswert umgerechnet wird und den Atomkraft-
werksbetreibern in Form von Produktionsrechten zugeteilt wird. Die
Atomkraftwerksbetreiber bendtigen somit zur Atomstromproduktion
einen weiteren Inputfaktor in Form von Reststrommengen. Die Hohe der
zugeteilten Reststrommenge R(i, fir ein Atomkraftwerk i ergibt sich durch
das Produkt der von der Politik anvisierten Restlaufzeit tz; und der

%% von Stillstandszeiten aufgrund von Revisionen soll dabei ebenso abstrahiert werden, wie

von Situationen, in denen aufgrund einer hohen Verfligbarkeit der regenerativen Ener-
gietrager der Strompreis am Spotmarkt so gering ist, dass es sich fir die Atomkraft-
werksbetreiber lohnt, den zur Glattstellung der Terminmarktgeschafte bendtigten Strom
dort zu kaufen und nicht selbst zu produzieren. Eine explizite Beriicksichtigung dieser
Effekte in der Modellierung fiihrt lediglich zu einer Verstarkung der Auswirkungen des
Atommausstiegs auf das Angebotsverhalten der Atomkraftwerksbetreiber, so dass sich
daraus kein zusatzlicher Erkenntnisgewinn ergibt.
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Stromerzeugungskapazitit m'. Aus tgp; < T folgt allerdings, dass auch
tp, *mt < T +*m' gilt. Es besteht somit eine Knappheit am Inputfaktor
,Reststrommenge”, die von den Atomkraftwerksbetreibern fortan in
ihrem Angebotskalkil bertcksichtigt werden muss. So flihrt die heutige
Nutzung einer Einheit ,Reststrommenge” zur Produktion einer Stromein-
heit dazu, dass in zukinftigen Perioden ein Nutzenverlust entsteht, weil
die Einheit , Reststrommenge” unwiederbringlich verbraucht ist und nicht
reproduziert werden kann. Das Gut ,Reststrommenge” hat somit im
Wesentlichen vergleichbare dkonomische Eigenschaften wie erschopfbare
Ressourcen, wie beispielsweise Erdol, Steinkohle oder Erdgas.

Die Konsequenzen der Erschopfbarkeit natlirlicher Ressourcen auf das
Angebotsverhalten der Ressourceneigner wurden erstmals von Gray
(1914) und Hotelling (1931) aufgezeigt.”® Da eine Reproduzierung der
Ressourcen nicht moglich ist, muss bei der Vermarktung einer Ressourcen-
einheit stets der zuklinftige Nutzenverzicht in Form der in diesen Perioden
nicht mehr moglichen Vermarktungserlose berlcksichtigt werden. Das
Angebotsverhalten der Ressourceneigner ergibt sich somit aus einem
dynamischen Optimierungskalkil. Der optimale intertemporale Angebots-
pfad lasst sich dabei prinzipiell aus einer Arbitrageliberlegung ableiten. So
stehen die Ressourceneigner stets vor der Entscheidung, ob sie ihre
Ressource in der aktuellen Periode extrahieren und verkaufen, oder die
Extraktion und den Verkauf auf eine spatere Periode verschieben. Letzte-
res ist nur dann vorteilhaft, wenn der Anstieg des Ressourcenpreises Uber
dem Kapitalmarktzinssatz liegt. Wenn dagegen der Kapitalmarktzinssatz
hoher als der Ressourcenpreisanstieg ist, ist es flir den Ressourceneigner
sinnvoll, die Ressource direkt in der aktuellen Periode zu extrahieren und
den resultierenden Markterlos am Kapitalmarkt anzulegen.

% Der Ansatz von Hotelling (1931) basiert allerdings auf deutlich realititsndheren

Annahmen und zeigt zudem auch die aus dem Angebotsverhalten resultierenden Aus-
wirkungen auf die Preisentwicklung auf, so dass Hotelling als Begriinder der klassischen
Ressourcendkonomie angesehen werden kann.
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Im ressourcendkonomischen Grundmodell, bei dem es keine Kapazitatsbe-
schrankungen gibt, alle Ressourceneigner identische, konstante sowie
bestandsunabhangige Grenzkosten haben und sich zudem wettbewerblich
verhalten, und die Nachfrage linear oder isoelastisch ist und sich im
Zeitablauf nicht verandert, fihrt das mit der Arbitragebeziehung beschrie-
bene dynamische Optimierungskalkil dazu, dass die Extraktionsmenge der
Ressourceneigner im Zeitablauf abnimmt. Die indirekte Anpassung der
Extraktionsmenge erfolgt dabei so, dass der sich Uber die Marktprozesse
ergebende Ressourcenpreis in jedem Zeitpunkt der Summe aus den
Grenzkosten der Extraktion und der Knappheitsrente entspricht, die den
Wert des zukinftigen Nutzenverzichts aufgrund der Extraktion einer
Ressourceneinheit in der aktuellen Periode widerspiegelt.”>" Aufgrund der
Option, die Vermarktungserlose am Kapitalmarkt anzulegen, muss die
Knappheitsrente im Zeitablauf mit dem Kapitalmarktzinssatz ansteigen.
Der Ressourcenpreispfad steigt somit im Zeitablauf.'*?

In Abbildung 4.12 wird das ressourcenékonomische Grundmodell flir den
Fall einer linearen Ressourcennachfrage graphisch veranschaulicht. Im
ersten Quadranten ist dabei der Angebotspfad der Ressourceneigner
abgetragen. Die Marktprozesse fiihren dazu, dass das Ressourcenangebot
qra(t) der Ressourceneigner im Zeitablauf sinkt, und der Ressourcenpreis
RP(t), der im vierten Quadranten abgetragen ist und sich aus dem
Schnittpunkt des Ressourcenangebots in den jeweiligen Zeitpunkten und
der Ressourcennachfrage im dritten Quadranten ergibt, im Zeitablauf
steigt. Die Steigung des Ressourcenpreispfads muss dabei exakt so hoch
sein, dass die im Ressourcenpreis neben den Grenzkosten der Extraktion

151 . . . . . . . .
Eine direkte Beeinflussung des Ressourcenpreises ist flir einen einzelnen Ressourcen-

eigner nicht moglich. Die Preisanpassung erfolgt somit indirekt Uber das Preisneh-
merverhalten der Ressourceneigner, die nur dann anbieten, wenn der Marktpreis ihre
Grenzkosten der Extraktion und die Knappheitsrente kompensiert. Fir eine ausfihrliche
Erlduterung dieser Marktprozesse im ressourcenokonomischen Kontext vgl. z.B.
Wacker/Blanck (1999): S. 15ff.

Flr eine ausfihrliche Erlauterung des ressourcenékonomischen Grundmodells vgl. z.B.
Nordhaus (1973), Dasgupta/Heal (1974) und Sweeney (1977).
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GKE enthaltene Knappheitsrente A(t) im Zeitablauf stets mit dem Zinssatz
Y steigt.

qra(t)

45°

qra(t)

qra(t)
RN(t) 4

>,

A(t,) = A(0)* (1+ )

RP(t)

RP(t)

Abbildung 4.12: Der optimale Extraktionspfad von Ressourcenbesitzern im
ressourcenékonomischen Grundmodell

Quelle: Eigene Darstellung

Bei der zu analysierenden Problematik des Atomausstiegs sind allerdings
im Vergleich zu diesem ressourcenékonomischen Grundmodell weiterge-
hende Fragestellungen zu beantworten. Wie in Kapitel 2.1 erlautert wurde,
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ist das Gut ,Strom“ ein homogenes Gut. Mit der regenerativen und
fossilen Stromerzeugung gibt es deshalb perfekte Substitute zu dem
mithilfe der Reststrommengen produzierten Atomstrom. Im Kontext der
Ressourcendkonomie wird fur perfekte Substitute einer erschopfbaren
Ressource der Begriff backstop-Technologie verwendet. Die Auswirkungen
von backstop-Technologien auf das Angebotsverhalten der Ressourceneig-
ner wurden in der ressourcenokonomischen Literatur bereits unter
verschiedenen Gesichtspunkten analysiert. Entsprechend der realen
Situation auf Rohstoffmarkten haben sich diese Untersuchungen allerdings
vor allem auf die generelle Moglichkeit, die erschopfbare Ressource
langfristig durch andere Technologien zu ersetzen, oder die Ubergangs-
phase zwischen der Nutzung der erschopfbaren Ressource und der
backstop-Technologie fokussiert.™® Selbst wenn angenommen wurde,
dass bereits eine einsatzfahige backstop-Technologie existiert, wurden die
entsprechenden Anbieter nur als Randanbieter in die Modelle aufgenom-
men."** Dies trifft fir den Strommarkt allerdings nicht zu, weil die Kapazi-
tat der Atomkraftwerke beschrankt ist und die Nachfrage somit zum
Uberwiegenden Teil von anderen Kraftwerken bedient wird. In Bezug auf
die vorliegende Problematik des Atomausstiegs muss somit analysiert
werden, wie sich dynamisch optimierende Anbieter in einem Marktumfeld
verhalten, das von statisch optimierenden Anbietern gepragt wird.

Eine weitere Besonderheit des Strommarkts liegt in den periodischen
Veranderungen der Stromnachfrage. Wie in Kapitel 2.3 erlautert wurde,
ergeben sich im Tages-, Wochen- und Jahresverlauf zum Teil deutliche
Nachfrageschwankungen. Grundsatzlich gibt es aufgrund von Konjunk-
turzyklen auch auf den Markten der erschopfbaren Ressourcen, wie
beispielsweise Erdol, vergleichbare periodische Schwankungen. Aufgrund
der Lagerfahigkeit dieser Ressourcen ist die Problematik der schwanken-
den Nachfrage jedoch von geringerer Bedeutung, so dass sie bislang nicht
in die entsprechenden Modellierungen mit einbezogen wurde. Um die

153 Vgl. z.B. Nordhaus (1973), Hoel (1978) und Strébele/Mdiller (1984).
> vgl. 2.B. Hoel (1983) und Gallini et al. (1983).
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Anreizwirkungen des Atomausstiegs auf die Atomkraftwerksbetreiber
herausarbeiten zu kénnen, muss somit grundlegend untersucht werden,
welche Auswirkungen eine im Zeitablauf schwankende Nachfrage auf das
Angebotsverhalten von Ressourceneignern hat.

Zur algebraischen Herleitung der Auswirkungen des Atomausstiegs auf das
Angebotsverhalten wird das ressourcenkonomische Grundmodell nun um
die oben erlauterten Aspekte erweitert.”> Im Fokus steht dabei die
einzelwirtschaftliche Perspektive eines wettbewerblich agierenden
Atomkraftwerksbetreibers.”® zur Vereinfachung wird angenommen, dass
alle Atomkraftwerksbetreiber identisch sind. Die gesamte Atomstrompro-
duktion in einem bestimmten Zeitpunkt q(t) ergibt sich durch die Summe
aus der Atomstromproduktion des betrachteten reprasentativen Atom-
kraftwerkbetreibers g*(t) und der kumulierten Atomstromproduktion der
anderen Atomkraftwerksbetreiber g = (¢t):

q(t) = q'(t) +q7'(t) (4.68)
Die Grenzkosten der Atomkraftwerksbetreiber GK, sind unabhangig von
der erzeugten Atomstrommenge q(t) und ergeben sich durch:

GK, = c (4.69)

Die Atomkraftwerksbetreiber konkurrieren einerseits untereinander und
andererseits mit den Betreibern der Ubrigen Kraftwerke, die ebenfalls
Strom produzieren koénnen. Die kumulierte Grenzkostenfunktion der
ubrigen Kraftwerksbetreiber GKy; ist abhangig von der von diesen Kraft-
werken erzeugten Strommenge x(t) und ergibt sich durch:

GKy =u+w xx(t) (4.70)

> Um die Vergleichbarkeit zum Referenzfall zu gewahrleisten, werden die dort getroffe-

nen Annahmen Gbernommen.

Solange der von den Atomkraftwerksbetreibern zugrunde gelegte Zinssatz der Kapital-
marktanlage und die sozialen Diskontrate lGibereinstimmen, entspricht der Angebotspfad
eines wettbewerblich agierenden dem eines sozialen Planers und ist damit auch aus
gesellschaftlicher Perspektive optimal.
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Entsprechend der im Referenzfall getroffenen und diskutierten Annahmen
gilt ¢ < a, so dass die Atomkraftwerke stets die niedrigsten Grenzkosten
haben.

Die Stromnachfrage D(t) schwankt periodisch um den Basiswert [. Zur
Vereinfachung wird dabei angenommen, dass die Stromnachfrage voll-

kommen preisunelastisch reagiert:157
D(t) =kxsin(zxt+h) + 1 (4.71)
Die Marktraumung muss in jedem Zeitpunkt gewahrleistet sein:
D(t) = q(t) + x(t) (4.72)

- kxsin(zxt+h)+1=q(t) + x(t)

Die kumulierte Stromerzeugungskapazitit der Atomkraftwerke M = Y m!
reicht nicht aus, um die Stromnachfrage decken zu kdnnen, so dass die
Stromproduktion der Gbrigen Anbieter in jedem Zeitpunkt groRer als Null
ist. Da sich alle Stromanbieter als gewinnmaximierende Preisnehmer
verhalten, muss der Strompreis p(t) somit immer den Grenzkosten der
Ubrigen Anbieter entsprechen:

p(t) =u+wx*x(t) (4.73)

Ein reprasentativer Atomkraftwerksbetreiber i bekommt nun im Zeitpunkt
t = 0 eine Reststrommenge in Hohe von R(i, zugewiesen, die sich durch
das Produkt der Kapazitat seines Atomkraftwerks m; und der von der
Politik gewlinschten Regellaufzeit tg; ergibt. Die Reststrommenge kann
der Atomkraftwerksbetreiber bis zum Ende der technischen Restlebens-
dauer T verbrauchen. Um seinen Gewinn zu maximieren, muss der
Atomkraftwerksbetreiber durch die Wahl eines geeigneten Produktions-
pfads g'(t) seine mit dem Kapitalmarktzinssatz § diskontierten Perioden-
Uberschiisse maximieren. Die Periodenliberschiisse ergeben sich aus dem

7 Wie im weiteren Verlauf der Analyse zu erkennen sein wird, fuhrt eine preiselastische

Stromnachfrage nur zu einer Verstarkung der Auswirkungen des Atomausstiegs auf das
Angebotsverhalten der Atomkraftwerksbetreiber und bringt somit keinen generellen
zusatzlichen Erkenntnisgewinn.
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Produkt der Stromproduktion g'(t) mit der Differenz aus dem entspre-
chenden Strompreis p(t) und den Grenzkosten c. Dabei muss der Betrei-
ber neben der beschrankten Reststrommenge auch die beschrankte
Stromerzeugungskapazitit innerhalb einer Periode m' als Nebenbedin-
gung bericksichtigen. Die Atomstromproduktion kann dabei nicht negativ
werden. Zudem muss die Startwertbedingung R!(0) = Ré eingehalten
werden. Das Maximierungsproblem ergibt sich somit durch:

T
_ o) % gi(D)] % et ,
max f [((®) = ) * qi(®)] * eVt de (4.74)
s.t. RY(0) =Rb, R'=—q'(t), [ ¢'(t)dt = R}, (4.75)

[2qi®dt < (t; —t) +mi, qi(t) 20V0<t; S, <T.

Daraus lasst sich die in laufenden Werten notierte Hamiltonfunktion
ableiten:

H=(p(t) —c)*q'(t) — 2'(t) * ¢*(t) (4.76)
Dabei bezeichnet A'(t) die Knappheitsrente der Reststrommenge. Die fiir

eine Maximierung notwendigen Bedingungen ergeben sich durch:™®
0H

oM p(t) —c—2A(t) =0 (4.77)
A =y« 2Ai1t), AT =0 (4.78)
R' = —qi(t),  RY0) =R} (4.79)
0<qi(t) <m (4.80)

Wenn (4.77) nach der Knappheitsrente A!(t) aufgelést und zudem die
Preisfunktion aus (4.73) eingesetzt wird, ergibt sich:

) =u+w=x(t)—c (4.81)

18 Fiir eine ausfiihrliche Erlduterung und formale Ableitung der notwendigen Bedingungen

eines kontrolltheoretischen Optimierungsproblems vgl. z.B. Caputo (2005): S. 24ff.
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Darliber hinaus kann die Marktraumungsbedingung (4.72) nach x(t)
aufgeldst und in (4.81) eingesetzt werden:

) =u+w* (k xsin(z*t+h)+1—q'(t) — q‘i(t)) —c (4.82)
Wenn diese Gleichung nach t abgeleitet wird, ergibt sich:
A =—wgi(t) —w+* g7 (t) + w k *z * cos(z * t + h) (4.83)

Durch Umstellen nach ¢'(t) kann nun die Bewegungsgleichung des
Produktionspfads des reprasentativen Atomkraftwerkbetreibers ermittelt
werden:

é[i(t) — _/valt) + kxzx COS(Z * t + h) _ q-—i(t) (4.84)

A () (4.85)

- ¢'(t) =D() -

Je nach Hohe des Zinssatzes und der Starke der Schwankungen kénnen die
Nachfrageschwankungen somit den im ressourcendokonomischen Grund-
modell abgeleiteten Trend zur Produktionsabnahme in einigen Phasen
uberkompensieren oder zumindest abschwachen. In Phasen, in denen
D(t) < 0 gilt, verstarken sie dagegen den Trend.

Um die optimale Atomstromproduktion des Atomkraftwerkbetreibers in
den einzelnen Zeitpunkten berechnen zu kénnen, muss (4.81) zunachst in
(4.78) eingesetzt werden. Der daraus resultierende Ausdruck kann an-
schlieBend in (4.84) eingesetzt werden:

. * *( k*si st+h)+1—-qi(t)—q~ ¢ - . .
C'[l(t) _ Y (u+w ( sin(z t+_‘3]+ qt(t)—q (t)) c) + D(t) _ Q‘l(t) (4.86)
Nach q‘(t) umgestellt ergibt sich schlieRlich:
a"'(6) = D(t) + L2+ TEHET0 g7 (1) (4.87)

Da ¢'(t) jedoch aufgrund der Kapazititsrestriktion maximal m' betragen
kann und zudem die Nichtnegativitatsbedingung gilt, muss der optimale
Produktionsplan des reprasentativen Atomkraftwerkbetreibers durch eine
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Fallunterscheidung differenziert werden. Die Funktionsbereiche entspre-
chen dabei der eingangs erlauterten Arbitragetberlegung. In Zeitpunkten,
in denen der Periodeniberschuss p(t) — ¢ groRer als die in laufenden
Werten notierte Knappheitsrente A(t) ist, wiirde der Atomkraftwerksbe-
treiber gerne noch mehr produzieren, wenn es die Begrenzung durch die
Kapazitatsbeschrankung nicht gabe. In Zeitpunkten, in denen der Perio-
denuberschuss dagegen unterhalb der Knappheitsrente liegt, ist eine
Produktion von Atomstrom nicht sinnvoll. In allen anderen Zeitpunkten
fihrt die Produktion der Atomkraftwerkbetreiber dazu, dass sich Gber die
Marktprozesse ein Strompreis ergibt, bei dem der Periodenlberschuss
genau der Knappheitsrente entspricht:

mt wennp(t) —c > A:(t)
q'(t) = qi*(t) wenn p(t) — ¢ = A(t) (4.88)
0 wenn p(t) — ¢ < A(t)

In Abbildung 4.13 ist der Produktionspfad des reprasentativen Atomkraft-
werkbetreibers fir den Fall veranschaulicht, in dem die Nachfrage die
maximale Produktionskapazitat der Atomkraftwerke deutlich Ubersteigt
und die Steigung der Nachfrage im Zeitablauf teilweise hoher als der
Zinssatz ist. Ware der Zinssatz stets hoher als die Steigung der Nachfrage
im Zeitablauf, ergabe sich in der Anpassungsphase, also in den Perioden, in
denen qi(t) = qi*(t) gilt, keine periodische Zunahme der Produktions-
menge, sondern lediglich eine periodische Abschwachung des sinkenden
Trends der Produktionsmenge. Zudem wiirde die Anpassungsphase spater
beginnen, wodurch sich der Zeitpunkt, in dem die Reststrommenge
erschopft ist, nach vorne verlagern wiirde. Letzteres ware auch der Fall,
wenn eine hohere maximale Produktionskapazitat unterstellt wird. Das
grundsatzliche Ergebnis, dass sich die Atomstromproduktion in spatere
Perioden verlagert, wird durch diese Modifizierungen allerdings nicht
beeinflusst.
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Abbildung 4.13: Der optimale Produktionspfad infolge der Reststrommen-
genregulierung

Quelle: Eigene Darstellung

Der Vergleich der Abbildungen 4.11 und 4.13 veranschaulicht die grund-
satzlichen Folgen der Reststrommengenregulierung. Die Ausgabe der
limitierten Produktionsrechte fiihrt dazu, dass ein knapper Inputfaktor
,Reststrommenge” geschaffen wird. Diese Knappheit missen die Atom-
kraftwerksbetreiber in ihrem Angebotskalkil berilicksichtigen. Sie bieten
somit nur noch in den Perioden an, in denen der Strompreis mindestens
der Summe aus Grenzkosten und Knappheitsrente entspricht. Dieses
Angebotsverhalten ist volkswirtschaftlich effizient, solange die eingepreis-
te Knappheit eine reale Knappheit widerspiegelt. Aus den in Kapitel 4.2.1
aufgezeigten Grinden fir einen Markteingriff ergibt sich allerdings keine
Legitimation fur eine solche Regelung. Die Reststrommengenregulierung
hat somit eine kinstliche Knappheit geschaffen, weshalb die daraus
resultierende Veranderung des Angebotskalkilils der Atomkraftwerksbe-
treiber in Form der Einpreisung der Knappheitsrente zu Ineffizienzen fihrt.
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Numerische Modellierung der verschiedenen Atomausstiegsregelungen

Im Folgenden wird das entwickelte ressourcenokonomische Modell auf
Basis der realen Parameterkonstellationen des deutschen Strommarkts
numerisch modelliert. Dabei wird fir alle drei in Kapitel 4.2.2 erlauterten
Ausstiegsregelungen jeweils der kumulierte Angebotspfad der Atomkraft-
werksbetreiber q(t) berechnet. Um eine numerische Berechnung durch-
fihren zu konnen, muss das stetige Optimierungsproblem nach (4.74)
zunichst diskretisiert werden.® Dazu wird der Zeitraum der aus techni-
scher Sicht moglichen Restlebensdauer in n Zeitintervalle z; aufgeteilt,
wobei definitionsgemal z; :=t; — t;_; furallej = 1, ..., n gilt:
T

g;?gZ[(p(t) — )+ qF (O] * (1 + )t (4.89)

T
S. t.z q(t) =Ry, () <M, ¢?(t) =20V0<t; <t,<T. (4.90)
0

Die zur Modellierung verwendete Parameterkonstellation ist in Tabelle
4.12 zusammengefasst. Ein Zeitintervall z; entspricht einem Zeitraum von
einem Monat, wodurch die eingangs aufgestellte Annahme der langfristi-
gen Vermarktung der Atomstromproduktion abgebildet wird. Die Model-
lierungen starten jeweils im Januar 2011. Da die Atomkraftwerke aus
technischer Sicht firr eine Lebensdauer von 60 Jahren™®® ausgelegt sind und
bis zum Januar 2011 im Schnitt knapp 30 Jahre in Betrieb waren, wird die
aus technischer Sicht mogliche Restlebensdauer auf Dezember 2040

> Die Diskretisierung ist allerdings nur méglich, wenn die dynamischen Aspekte der

Stromerzeugung nicht berlcksichtigt werden, und die Stromproduktion in einem Zeit-
punkt somit unabhangig von der Stromproduktion in vergangenen oder zukiinftigen
Zeitpunkten ist.

Von dieser Laufzeitmoglichkeit geht zumindest die flr das Energiekonzept der Bundes-
regierung mafigebliche Szenarienanalyse aus. Vgl. hierflr Schlesinger et al. (2010): S. 4.
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festgelegt.161 Die Parameter der Stromnachfrage D(t) wurden anhand

einer Sinusregression auf Basis der monatlichen Residuallastdaten fir den
deutschen Strommarkt fiir den Zeitraum von Januar 1996 bis Dezember
2009 berechnet.’® Die Grenzkostenfunktion der Ubrigen Anbieter GKj
wurde durch eine lineare Regression einer Angebotsfunktion ermittelt, die
anhand der von der Bundesnetzagentur (2011d) veroffentlichten Kraft-
werksdaten und den von Konstantin (2009) angegebenen Kostenparame-
tern fir die einzelnen Stromerzeugungstechnologien gebildet wurde.

Auf Basis dieser Kostenparameter wurden auch die Grenzkosten der
Atomkraftwerke GK,. berechnet. Bei den Szenarien LZV 2010, das die
Laufzeitverlangerung abbildet, und AtG 2011, das die Ricknahme der
Laufzeitverlangerung abbildet, muss zudem noch die Kernbrennstoffsteuer
bertcksichtigt werden, die zwischen Januar 2011 und Dezember 2016
anfallt. Durch diese Steuer werden die Grenzkosten in diesem Zeitraum
um 16,43 €/MWh erhoht.®® Die Abgabe an den Férderfond, die im
Szenario LZV 2010 ab Januar 2017 bertcksichtigt werden muss, betragt
9 €/MWh."™

Die Kapazitat der Atomkraftwerke wurde von der Veroffentlichung der
Kraftwerksdaten seitens der Bundesnetzagentur (2011d) ilbernommen. Da
die Modellierung jeweils ganze Monate als einen Zeitabschnitt modelliert,
entspricht der Parameter M dem Produkt aus der Kapazitat der Atom-
kraftwerke und der durchschnittlichen Stundenanzahl eines Monats. Im
Szenario AtG 2011 muissen darliber hinaus die gesetzlich vorgegebenen
Stillegungstermine beriicksichtigt werden, so dass die maximal mogliche

*1 Dpa die Reststrommengen Ubertragbar sind und die Atomkraftwerke in Bezug auf die

Grenzkosten identisch modelliert werden, erfolgt der Einsatz der einzelnen Atomkraft-
werke stets simultan. Die Durchschnittsbildung wirkt sich somit nicht auf das Ergebnis
aus.

Die entsprechenden Daten kdnnen unter www.entso-e.eu abgerufen werden.

Vgl. Bundeskartellamt (2011): S.275.

Vgl. Andor et al. (2010d): S. 15. Von den Anpassungsvorgaben wird in der Analyse
abstrahiert.
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Stromproduktion hier im Zeitablauf abnimmt und ab Januar 2023 Null
betragt.

AtG 2002 LZV 2010 AtG 2011

Zeitintervall
zj = 1 Monat

Grenzkosten der Atomkraftwerksbetreiber [€/MWAh]

2538Vvt<72
1795Vt > 72

2538Vvt<72

GK. =895 GKC={ 8,95 Vt > 72

o = |

Maximale Stromerzeugung pro Zeitintervall [GWh/Monat]

 9220,63Vt <60

8238,78vV 60 <t <84
7257,66V 84 <t <108

6193,320v 108 <t <120
3117,1vV 120 <t < 132

\ Ovie>132

M = 15597,18 M = 15597,18 M

Reststrommenge [GWh]

Ry, = 1013319,87 R, = 2817596,87 Ry, =1013319,87

Zinssatz [%/Monat]

Y =3/12
Technische Restlebensdauer [Monate]
T =360

Nachfrage [GWh/Monat]
T
D(t) = 5112,342 * sin (t ot 6) +45319,430

Grenzkosten der Gbrigen Anbieter [€/MWh]

GKy(x(t)) = 23,54 + 0,0006 * x(t)

Tabelle 4.12: Parameterkonstellationen der Szenarien
Quelle: Eigene Darstellung
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Die numerische Modellierung des Optimierungsproblems wurde mithilfe
des Innere-Punkte-Verfahrens durchgefijhrt.165 Die Ergebnisse in Form der
Produktionspfade g(t), die die Periodeniiberschiisse der Atomkraftwerks-

betreiber in den einzelnen Ausstiegszenarien maximiert, sind in Abbildung
4.14 veranschaulicht.

_ 18000 -

o

g 16000 4

§ 14000 A

S 12000 -

€ 10000 -

ag 8000 -

(0]

5 2 6000 -

S 4000 -

5

- 2000 -

” O r 1T 1T 1T 1T 71T "1 L L L L L L L L L L

= AN NN ONONDNO A NMNMSTNONOOODNO N M

o ™I 1 AN AN AN AN AN AN AN AN NN OO
eNeoNeolNeolNololoNolNolNolNololNolololololololololollioleo]
AN AN AN AN AN AN AN AN AN AN AN AN AN AN AN AN AN AN AN AN NN N
Cc C . CCcCcCcCcCccCcCccCcCcCccCcCccCc cCc cCc C
I 1 1 1 1 1 - 1 i 1 1
e AtG 2002 LZV 2010 e AtG 2011

Abbildung 4.14: Die optimalen Produktionspfade der Atomkraftwerksbe-
treiber in den einzelnen Ausstiegsszenarien

Quelle: Eigene Darstellung

Die Anpassungsphase, in der q(t) = q*(t) gilt, beginnt bei der vorliegen-
den Parameterkonstellation schon sehr friih. In dieser Phase bildet der
Produktionspfad die Nachfrageschwankungen ab, bis die Reststrommen-
gen verbraucht sind. Insbesondere anhand des Produktionspfads des
Szenarios AtG 2011 lasst sich zudem der Einfluss der zeitlichen Befristung
der Kernbrennstoffsteuer deutlich erkennen. Wahrend bis Ende 2016
zumindest in Schwachlastphasen Produktionsverschiebungen vorgenom-

1> Fir eine allgemeine Darstellung des Innere-Punkte-Verfahrens vgl. z.B. Nocedal/Wright

(2006): S. 392ff und S.480ff.
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men werden, wird in den Jahren 2017 bis 2022 konstant die maximale
Produktionskapazitat ausgeschopft. Durch die einseitige Belastung der
Periodenliberschiisse in den ersten Jahren verschieben die Atomkraft-
werksbetreiber ihre Produktion somit in noch starkerem Male in spatere
Perioden.

4.2.4 POLITISCHER HANDLUNGSBEDARF

Der theoretisch optimale Markteingriff bezliglich der Stromerzeugung aus
Kernenergie liegt in der Einfihrung einer Steuer, die die negativen exter-
nen Effekte vollstandig internalisiert. Da sich diese Kosten nicht adaquat
abschatzen lassen, sollte — wie in Kapitel 4.2.1 erlautert wurde — die
grundsatzliche Entscheidung zum Umgang mit der Kernenergie auf Basis
eines politischen Abwagungsprozesses erfolgen. Die Umsetzung der dabei
getroffenen Entscheidung muss sich aus volkswirtschaftlicher Sicht
allerdings wiederum an den Griinden des Markteingriffs und somit an den
externen Effekten orientieren. Dies ist im Rahmen des Atomausstiegs nicht
erfolgt. Die Vorgabe, die Atomkraftwerke trotz der negativen Risikobewer-
tung nicht direkt abzuschalten, sondern fiir eine Ubergangszeit weiter zu
nutzen, lasst sich zwar durch eine Abwagung der Folgekosten maoglicher
Versorgungsengpasse auf der einen Seite und der Risiken der Kernenergie
auf der anderen Seite begriinden. Fiur die Schaffung einer kinstlichen
Knappheit an Produktionsrechten gilt dies jedoch nicht, zumal die Investi-
tionsrisiken fur Marktteilnehmer, die keine Atomkraftwerke besitzen, auf
diese Weise erhoht werden, da letztere nicht genau abschatzen kénnen,
wann die entsprechenden Kraftwerkskapazitaten ihre Reststrommengen
verbraucht haben werden. Durch die Reststrommengenregulierung wird
das eigentliche Ziel der Ubergangsregelung somit zumindest teilweise
konterkariert.

Die kiinstliche Knappheit fihrt dazu, dass die Atomkraftwerksbetreiber bei
ihrer Angebotsentscheidung neben den Grenzkosten auch die Knappheits-
rente berlcksichtigen mussen. Da die Hohe der jeweils anzusetzenden
Knappheitsrente von den individuellen Zukunftserwartungen der Atom-
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kraftwerksbetreiber abhangt, nimmt die Transparenz des Strommarkts
durch die Reststrommengenregulierung ab. Dies ist insbesondere fir
Marktmachtuntersuchungen sehr problematisch, weil die dabei zugrunde
gelegte Regel der Grenzkostenpreissetzung nun nicht mehr fir alle
Marktteilnehmer gilt. Das in Kapitel 4.2.3 entwickelte ressourcenékonomi-
sche Modell schafft hier jedoch zumindest eine theoretische Basis mit der
das Angebotsverhalten der Atomkraftwerksbetreiber in Marktmachtstu-
dien kiinftig modelliert werden kann.

Da die mit dem AtG 2011 erfolgte Riicknahme der Laufzeitverlangerung
und zeitliche Befristung der Betriebsgenehmigungen die kinstliche
Knappheit lediglich reduziert, fihrt das verdanderte Angebotsverhalten
weiterhin zu den aufgezeigten Ineffizienzen. Aus 6konomischer Sicht sollte
die mengenmaliige Beschrankung deshalb grundsatzlich abgeschafft und
durch eine Neuberechnung der zeitlichen Beschrankung ersetzt werden.

174



5 FAZIT

Ziel dieser Arbeit ist es, durch ein vertieftes Verstandnis der Anreizwirkun-
gen der konkreten Ausgestaltung des deutschen Strommarktdesigns
Ineffizienzen zu lokalisieren und geeignete Handlungsempfehlungen zu
entwickeln.

Hierfir wurde zunachst untersucht, welche Anforderungen ein Strom-
marktdesign grundsatzlich erfiillen muss, damit sich ein funktionsfahiger
Strommarkt herausbilden kann. Mithilfe einer mikrookonomischen
Fundierung der Besonderheiten des Gutes ,Strom“ konnten dabei drei
wesentliche Kriterien identifiziert werden. So muss durch eine adaquate
Ausgestaltung von Regelleistungsmarkten eine effiziente Bereitstellung
des offentlichen Gutes ,Netzstabilitat” sichergestellt werden. Durch die
Vorhaltung von Regelleistung kann im Falle unvorhergesehener Stérungen
durch Kraftwerksausfalle oder Prognoseabweichungen ein Ausgleich von
Stromangebot und Stromnachfrage gewahrleistet werden, um Netzzu-
sammenbriiche zu vermeiden. Kraftwerke, die zur Vorhaltung von Regel-
leistung eingesetzt werden, konnen allerdings naturgemaR nicht
gleichzeitig erlésoptimal am Produktmarkt vermarktet werden, weshalb
die Kraftwerksbetreiber bei einer Vermarktung am Regelleistungsmarkt
Opportunitatskosten bericksichtigen mussen. Anhand einer formalen
Strukturierung des Angebotskalkiils der Regelleistungsanbieter konnte
gezeigt werden, dass die Hohe der Opportunitatskosten entscheidend von
den Flexibilitatseigenschaften und den Grenzkosten des Kraftwerks
abhangt. Die Opportunitatskosten unterscheiden sich somit zum Teil
erheblich. Falls die Kraftwerke zum Ausgleich einer unvorhergesehenen
Storung eingesetzt werden miussen, fallen daridber hinaus Einsatzkosten
an, die im Wesentlichen den Grenzkosten oder eingesparten Grenzkosten
der Kraftwerke entsprechen. Auch hier gibt es somit erhebliche Unter-
schiede zwischen den einzelnen Kraftwerken. Um eine effiziente Bereit-
stellung der Netzstabilitdt zu gewahrleisten, muss bei der Ausgestaltung
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der Regelleistungsmarkte ein Auktionsmechanismus gewahlt werden, mit
dem stets die Kraftwerke ausgewahlt werden, deren Gesamtkosten aus
den Opportunitatskosten auf der einen Seite und den mit der erwarteten
Einsatzwahrscheinlichkeit gewichteten Abrufkosten auf der anderen Seite
am geringsten sind.

Die beiden anderen Kriterien betreffen die dynamische Effizienz des
Strommarkts. So muss einerseits vermieden werden, dass durch ungewoll-
te Wechselwirkungen zwischen dem Regelleistungs- und dem Produkt-
markt oder anderweitige Markteingriffe die Anreize zum Bau neuer
Kraftwerkskapazitaten beeintrachtigt werden. Andererseits muss gewahr-
leistet werden, dass die Stromanbieter bei der Standortwahl neuer
Kraftwerke auch die potentiellen Folgekosten aufgrund eines durch die
Standortwahl verursachten Netzausbaubedarfs berticksichtigen.

Anhand dieser Kriterien wurde anschlieBend die konkrete Ausgestaltung
des Strommarktdesigns analysiert. Dabei konnten in einigen Bereichen
Defizite lokalisiert werden. So erfolgt die Ausschreibung der Sekundar- und
Tertiarregelleistung Uber eine zweidimensionale Auktion, bei der die
Regelleistungsanbieter ihre Vorhaltungs- und Einsatzkosten in getrennten
Gebotsparametern angeben. Die Auswahl der Kraftwerke fiir die Vorhal-
tung der Regelleistung erfolgt allerdings einzig auf Basis der Vorhaltungs-
kosten. Die Einsatzkosten werden dagegen nur bei der Reihenfolge des
Abrufs der Regelleistung berlcksichtigt. Dies kann zu Ineffizienzen flhren,
weil Kraftwerke, die einerseits zwar sehr hohe Opportunitatskosten,
andererseits aber sehr niedrige Einsatzkosten haben, auch dann abgelehnt
werden, wenn sie die kumulierten Kosten des Regelleistungssystems
verringern wiirden. Mit dem bestehenden Auktionsdesign kann eine
Minimierung der Gesamtkosten des Regelleistungssystems somit nicht
garantiert werden. Es konnte gezeigt werden, dass sich dieses Problem
durch eine Umstellung des Auktionsdesigns vermeiden lasst. Im Rahmen
der Analyse hat sich allerdings auch gezeigt, dass mehrdimensionale
Auktionen in der Literatur bislang nicht vollstandig erforscht wurden. Dies
betrifft insbesondere die Auswirkungen unterschiedlicher Risikopraferen-
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zen und die Auswirkungen einer hohen Anbieterkonzentration. Beide
Konstellationen kénnen auf realen Regelleistungsmarkten vorliegen, so
dass sich hier weitere Untersuchungen anschlieRen sollten.

Ein weiterer Bereich, in dem Ausgestaltungsdefizite lokalisiert wurden, ist
das Ausgleichsenergiesystem. Das Ausgleichsenergiesystem dient der
Saldierung der Ungleichgewichte der einzelnen Bilanzkreise innerhalb des
Netzregelverbunds. Bilanzkreise, die zu viel Energie eingespeist haben,
missen ihren Uberschuss als Ausgleichsenergie abgeben, wihrend
Bilanzkreise, die zu wenig Energie eingespeist haben, eine Ausgleichsener-
gielieferung erhalten. Ausgleichsenergie ist somit eine Verrechnungsgrolie,
mit der das tatsachliche energetische Saldo des Netzregelverbunds und
somit auch der bendtigte Regelleistungseinsatz ermittelt werden kann. Der
Preis, den die Bilanzkreise fir den Ausgleichsenergiebezug zahlen bezie-
hungsweise fur die Ausgleichsenergielieferung erhalten, wird auf Basis der
Kosten des in der jeweiligen Abrechnungsperiode zum Ausgleich des
Netzregelverbundsaldos bendtigten Regelleistungseinsatzes bestimmt. Der
Einsatz positiver Regelleistung ist im Allgemeinen mit héheren Kosten
verbunden als der Einsatz negativer Regelleistung. Anhand eines formalen
Modells konnte gezeigt werden, dass es dadurch aus Sicht der Bilanzkreis-
verantwortlichen rational ist, ihren Bilanzkreis zu Uberspeisen. Dadurch
muss allerdings auch mehr negative Regelleistung vorgehalten werden.
Aus 6konomischer Sicht ist die systematische Uberspeisung der Bilanzkrei-
se somit nur dann sinnvoll, wenn negative Regelleistung unter Beriicksich-
tigung der Gesamtkosten glnstiger als positive Regelleistung ist. Die
Auswertung einer empirischen Datenbasis hat jedoch gezeigt, dass die
Vorhaltung negativer Regelleistung zum Teil deutlich héhere Kosten als die
Vorhaltung positiver Regelleistung verursacht. Die durch die Abrech-
nungsmethodik induzierte systematische Uberspeisung der Bilanzkreise
fihrt somit letztlich zu einer ineffizient hohen Vorhaltung negativer
Regelleistung. Um diese Ineffizienzen zu vermeiden, miissen bei der
Bestimmung der Ausgleichsenergiepreise alle relevanten Kosten des
Regelleistungssystems bericksichtigt werden.
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Bezliglich der dynamischen Effizienz des Strommarkts hat die Analyse
gezeigt, dass die Unstetigkeit der Politikeingriffe kiinftig zu einer Beein-
trachtigung der Anreize fir Investition in neue Kraftwerkskapazitaten
fihren kann. Zudem gibt es in der bestehenden Ausgestaltung des deut-
schen Strommarktdesigns keine Anreize fiir die Stromanbieter, potentielle
Folgekosten durch einen Netzausbau bei ihrer Standortentscheidung zu
berlicksichtigen. Die Problematik, effiziente Anreize zur Berucksichtigung
von Netzausbaukosten bei der Standortentscheidung in ein dezentrales
Marktsystem zu integrieren, wurde in der Literatur bislang kaum erforscht.
Es konnte jedoch gezeigt werden, dass sich die bestehenden Ineffizienzen
durch einen pragmatischen Ansatz zumindest verringern lassen. Dazu
mussen Kraftwerksstandorte, durch deren Nutzung der Netzausbaubedarf
sinkt, in Hohe der vermiedenen Netzausbaukosten gefordert werden.

Ein wesentlicher Bestandteil des deutschen Marktdesigns liegt dariber
hinaus in der Forderung der erneuerbaren Energien. Die Forderung
erneuerbarer Energien ist Gegenstand einer breiten wissenschaftlichen
Debatte. Es konnte jedoch gezeigt werden, dass in der relevanten Litera-
tur, die sich vor allem mit der Frage beschaftigt, ob Preis- oder Mengenin-
strumente besser zur Forderung erneuerbarer Energien geeignet sind,
bislang ein bedeutender Aspekt unberiicksichtigt bleibt. Fiir die Effizienz
der Forderung ist auch entscheidend, ob die Férderung kapazitatsabhangig
oder einspeiseabhangig erfolgt. So wurde mithilfe eines einfachen Pro-
duktmarktmodells nachgewiesen, dass einspeiseabhangige Fordersysteme
ab einer bestimmten installierten regenerativen Anlagenkapazitat zu
hohen Wohlfahrtsverlusten fihren. Durch eine empirische Datenbasis
konnte zudem gezeigt werden, dass dieser Schwellenwert in Deutschland
bereits Uberschritten ist. Das derzeit verwendete Fordersystem der
Einspeiseverglitungen mit institutionellem Vorrang fihrt somit zu Ineffizi-
enzen.

Neben den Einspeiseverglitungen mit institutionellem Vorrang umfasst die
Forderung der erneuerbaren Energien in Deutschland auch ein System der
optionalen Direktvermarktung. Dabei wird den Betreibern der regenerati-
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ven Stromerzeugungskapazitaten das Recht eingeraumt, temporar aus der
Forderung aussteigen zu kdnnen, um die Marktintegration der erneuerba-
ren Energien voranzutreiben. Es konnte jedoch gezeigt werden, dass die
Ausgestaltung der optionalen Direktvermarktung zu einer Enteignung der
EEG-umlagepflichtigen Stromverbraucher fiihrt, ohne dass sich eindeutige
Effizienzgewinne belegen lassen. Beide Bestandteile der derzeitigen
Forderung der erneuerbaren Energien in Deutschland weisen somit
erhebliche Defizite auf, weshalb die Fordersystematik grundlegend
Uberarbeitet werden sollte. Hierfur konnten geeignete Reformoptionen
entwickelt werden.

Ein weiterer bedeutender staatlicher Lenkungseingriff besteht im ange-
strebten Ausstieg aus der Kernenergienutzung. Das wesentliche Merkmal
in der Ausgestaltung des Atomausstiegs liegt darin, dass die von der Politik
angestrebten Restlaufzeiten den Atomkraftwerksbetreibern nicht als
zeitliche Restriktion auferlegt wurden, sondern in sogenannte Reststrom-
mengen umgerechnet wurden. Die Atomkraftwerksbetreiber diirfen somit
bis zum Auslaufen der Betriebsgenehmigungen nur noch eine bestimmte
Strommenge produzieren, die geringer als die aus technischer Sicht
mogliche maximale Stromproduktion ist. Es konnte gezeigt werden, dass
das Gut ,Reststrommenge” vergleichbare 6konomische Eigenschaften wie
eine endliche natirliche Ressource wie beispielsweise Erddl oder Erdgas
hat. Durch eine analytische Erweiterung des ressourcentkonomischen
Grundlagenmodells um die wesentlichen Eigenschaften des Strommarkts
konnten daraufhin die Auswirkungen der Reststrommengenregulierung
auf das Angebotsverhalten der Atomkraftwerksbetreiber abgeleitet
werden. Durch die Reststrommengenregulierung produzieren die Atom-
kraftwerksbetreiber nicht mehr immer dann, wenn der Preis oberhalb
ihrer Grenzkosten liegt, sondern nur dann, wenn zusatzlich noch die
Knappheitsrente erwirtschaftet werden kann. Da jedoch die Griinde, die
aus okonomischer Sicht fliir einen Atomausstieg herangezogen werden
konnen, eine derartige Knappheit nicht legitimieren, fihrt dieses Verhal-
ten zu Ineffizienzen. Zudem ergeben sich unerwiinschte Nebeneffekte. So
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konnte beispielsweise mithilfe einer numerischen Anwendung des res-
sourcendokonomischen Modells gezeigt werden, dass die Reststrommen-
genregulierung dazu fihrt, dass sich die Einnahmen, die mit der
Kernbrennstoffsteuer erwirtschaftet werden sollen, verringern, weil die
Atomkraftwerksbetreiber ihre Stromproduktion zum Teil in spatere
Perioden verlagern. Um die Ineffizienzen zu vermeiden, sollte die Rest-
strommengenregulierung durch eine klare zeitliche Befristung der Atom-
kraftnutzung ersetzt werden.
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