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1 Einleitung

Der Prozess der Liberalisierung und Integration des europaischen
Strommarktes liefert nicht nur ein Musterbeispiel fur das Wirken des
politischen Systems der Europaischen Union und ihrer Mitgliedsstaaten,
sondern bietet vor allem auch einen Einblick in den Facettenreichtum und

das Zusammenspiel von Regulierung und Deregulierung.

Der technologische Wandel im Bereich der Stromerzeugung sowie der
technische Fortschritt bei der Abwicklung des Grof3- und Einzelhandels
fuhrten zu einer Verdnderung der traditionellen 6konomischen
Betrachtungsweise, wonach nicht mehr die gesamte Wertschdpfungskette
des Elektrizitdtssektors als natirliches Monopol zu erachten ist. Die
veranderten Tatsachen lieferten auch den Initialanstol3 fur die Ausweitung
des ,Europaischen Wirtschaftsraums® (EWR) mit allen seinen Prinzipien

auf die potentiellen Wettbewerbsbereiche der Elektrizitatswirtschaft.

Der Stromhandel unterscheidet sich aufgrund der besonderen
Charakteristika der ,Ware Strom* wesentlich von anderen Gutermérkten.
Die physikalischen Restriktionen eines Systems mussen deshalb nicht nur
bei der Durchfihrung der Transaktionen bertcksichtigt werden, sie wirken
sich auch wesentlich auf die Beschaffenheit der angewandten
Regulierungsmechanismen aus. Der Fokus richtet sich auf europdaischer
Ebene diesbezlglich vor allem auf den grenziberschreitenden Handel mit
Elektrizitat, da von diesem sowohl Chancen als auch Risiken fur die
Schaffung eines ,Internen Elektrizitatsmarktes” (IEM) mitgetragen werden.
Die Frage, die im Zuge dieser Arbeit beantwortet werden soll, lautet
deshalb: ,Welche Regulierungsmechanismen existieren fir den

grenziberschreitenden Stromhandel im EWR, und wie wirken sie?*

Da es sich bei der Liberalisierung des Elektrizitatssektors um einen

dynamischen Prozess handelt, bilden die Aussagen, die im Rahmen der

Erlauterung dieses Themas getroffen werden, vielmehr eine

Momentaufnahme der bestehenden Situation auf dem europaischen
1



Elektrizitatsmarkt. In diesem Zusammenhang wird nicht nur auf den
Unterschied der Soll-Vorgaben des Ilegalen Konstrukts und der
vorherrschenden Ist-Situation im ,Europaischen  Wirtschaftsraum®
eingegangen, sondern es werden auch mdgliche wirtschaftspolitische

Hintergriinde durchleuchtet.

Einleitend wird in Kapitel 2 zun&chst auf die physikalischen Eigenschaften
von Elektrizitdt und die damit verbundenen Schwierigkeiten eingegangen,
um anschlieBend diesbeziglich die wichtigsten Aspekte bei der Wahl

eines geeigneten Marktdesigns zu erortern.

Kapitel 3 bietet einen Uberblick Giber das europaische Regulierungsmodell
und liefert mit einer Erlauterung des rechtlichen Rahmens der Verordnung
(EG) Nr. 1228/2003 gleichzeitig das Grundkonstrukt der MaRnahmen zur

Regulierung des grenziuberschreitenden Stromhandels.

Die Kapitel 4 bis 6 bilden den Hauptteil dieser Arbeit und beinhalten die
Erorterung der aktuellen Regulierungsmechanismen hinsichtlich ihrer
Wirkung. Hierbei wird auf die im EWR vorherrschenden Verfahren
eingegangen, deren Wirkung erortert sowie ein Ausblick auf maogliche
Entwicklungen gegeben. AbschlieBend fasst Kapitel 7 die momentane
Situation im Bereich der Regulierung des grenziberschreitenden Handels
zusammen und zieht daraus die notwendigen Schlisse, um

gegebenenfalls einen Handlungsbedarf bestimmen zu kénnen.

Im Anhang findet sich zusétzlich eine qualitative Analyse wieder, deren
Zweck die Untersuchung ausgewahlter ITC-Kostenallokationsverfahren
hinsichtlich des Schlisselaspekts der verursachungsgerechten Verteilung

von Ausgleichszahlungen bildet.



2 Allgemeine Grundlagen des Stromhandels

Die Grundlage eines europaischen Strombinnenmarktes bildet nicht nur
die Gewaébhrleistung eines effektiven Zugangs Zu den
grenziiberschreitenden Ubertragungsleitungen, sondern vor allem auch
die Schaffung integrierter Strommarkte, welche die Kontrollbereiche
einzelner nationaler bzw. regionaler Markte umfassen. Der Ursprung der
damit verbundenen Schwierigkeiten verbirgt sich haufig bereits in den
besonderen physikalischen Eigenschaften, welche die ,Ware Strom*
aufweist. Die Organisation der Markte muss sich notgedrungen an den
technischen Restriktionen orientieren, denen die Elektrizittswirtschaft

unterliegt.

In diesem Kapitel wird dariiber Aufschluss gegeben, welche besonderen
technischen Charakteristika den Handel mit Strom beeinflussen und
welche Auswirkungen die daraus resultierenden Problemstellungen auf

die Gestaltung der Elektrizitatsmarkte haben.

2.1 Spezielle Charakteristika der Stromversorgung

In der Fachliteratur wird haufig explizit auf die ,Ware Strom* verwiesen
und der Elektrizitatsmarkt von anderen Warenmarkten unterschieden,
wobei auch gleichzeitig eine Differenzierung von den Serviceleistungen
stattfinden kann, die mit dem Produkt ,elektrische Energie“ verbunden

sind.?

Wenn die richtige Frequenz und die entsprechende Voltzahl eingehalten

werden, so st Elektrizitat hinsichtlich der Qualitat durchaus als

2 Vgl. Smeers (2003), S. 160; Boucher/Smeers (2001), S. 5; Gerke/Hennies/Schaffer
(2000), S. 13; Griffin/Puller (2005), S. 5; Fiorenzani (2006), S. 4. Es finden sich jedoch
auch Beitrage, die dieser Ansicht entgegenstehen und das Paradigma der ,Commaodity
Markets" ablehnen. Vgl. hierzu z.B. Staropoli (2003), S. 67 u. 68.



homogenes Gut zu betrachten.® Es sind die physikalischen
Eigenschaften, die es von anderen Gutern unterscheiden und eine
Adaption der dafur vorhandenen Markte erforderlich machen, wenn das

Ziel ein wettbewerbsmalfiig organisierter Strommarkt ist.

Vom momentanen Stand der Technik betrachtet, ist die Speicherung von
elektrischer Energie aul3erst kostspielig und aus wirtschaftlicher Sicht
deshalb nicht erstrebenswert. Elektrizitat, zu verschiedenen Zeitpunkten
an verschiedene Orte geliefert, wird von ihren Verbrauchern deshalb als
ein nicht-vertretbares Gut angesehen,* weshalb sich die Erzeuger an den

Nachfragespitzen der Abnehmer orientieren miissen.>

Die stark eingeschrankte Speicherbarkeit unterscheidet die Ware Strom
letzten Endes auch von ,typischen“ Gutermarkten, da die Erzeugung in
einem steten Gleichgewicht mit dem Verbrauch sein muss. Elektrische
Energie muss mit der Einspeisung ins Netz auch simultan verbraucht
werden, da sonst aufgrund einer fallenden Frequenz im Zuge einer
Kettenreaktion das gesamte System zusammenbrechen kann. Der Bedarf

an Strom wird also mittels Just-in-Time-Produktion befriedigt.®

Ein  weiteres  Charakteristikum, das letztich auch fir die
auBergewohnlichen Merkmale der Elektrizitatsmarkte ursachlich ist, findet
sich im Kirchhoffschen Gesetz begrindet, wonach das Ein- bzw.
Ausspeisen von Energie an einem beliebigen Punkt des Netzes sich auf
alle anderen Punkte des gesamten Systems auswirkt, denn nach Kirchhoff
flieBt Strom stets umgekehrt proportional zur elektrischen Impedanz
(elektrische Eigenschaft des Widerstandes). Diese Netzwerkexternalitaten
miissen sowohl auf technischer Seite beim Betrieb der Ubertragungsnetze

als auch auf marktwirtschaftlicher Seite bei der Schaffung von geeigneten

% Vgl. Gerke/Hennies/Schaffer (2000), S. 13.

* Vgl. Fiorenzani (2006), S. 4.

® Vgl. Gerke/Hennies/Schaffer (2000), S. 13.

5 \/gl. Hogan (2000), S. 3; Hunt (2002), S. 30; Joskow (2005), S. 40.
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Anreizen fir die Funktionen der Erzeugung und Ubertragung

bertcksichtigt werden.

Solange Uber uneingeschréankte Kapazitat verfigt wird, stellt dies kein
Problem dar, da verschiedene Kombinationen an den Erzeugerpunkten im
Netz die Nachfrage der Endverbraucher befriedigen kénnen. Da jedoch
die Verbindungslinien der realen Markte Uber eine endliche Kapazitat
verfiigen, wird die Zahl der méglichen Kombinationen eingeschrankt.”

In einem komplexen Ubertragungsnetzwerk konnen Stromlieferungen
zwischen zwei Vertragsparteien zu Engpassen bei einem (rechtlich)
unbeteiligten Dritten flihren. Diese negativen Externalitdten mussen mit
Hilfe eines ausgeklligelten Marktdesigns aufgefangen werden, um damit
einer  Marktunvollkommenheit  entgegenzuwirken.  Aufgrund  der
automatischen Ausbreitung sind Zuordnungen der einzelnen Stromfliisse
zu den jeweiligen Parteien bzw. Lieferungen entlang vorbestimmter
Distributionsleitungen jedoch nicht méglich.® Problematisch werden diese
so genannten Ringflisse (,Loop Flows") besonders dann, wenn dadurch
fur die Anbieter Madglichkeiten eroffnet werden, mittels einseitiger
Handlungen den Marktpreis zu beeinflussen, die Bestimmung von
Eigentumsrechten zu erschweren oder Koordinations- und ,Free-Riding*“-

Probleme zu erzeugen.®

Aufgrund der oben genannten physikalischen Eigenschaften sind
Strommaérkte mit einer inhdarenten Unvollkommenheit behaftet und nur
mangelhaft wettbewerbsorientiert. Durch die gegenwartige Technologie
wird die Organisation von Echtzeitelektrizititsmarkten nicht ermaoglicht;
durch die physikalischen Restriktionen des Systems kdnnen die heutigen
regulierten Markte nicht vollkommen durch freie ersetzt werden. Die

vorherrschenden Externalititen und das Erfordernis eines standigen

" Vgl. Griffin/Puller (2005), S. 6-8.

® Vgl. Gerke/Hennies/Schéffer (2000), S. 13; Griffin/Puller (2005), S. 5; Hunt (2002), S.
31.

° vgl. Joskow (2005), S. 41.



Gleichgewichts lassen es nicht zu, sich innerhalb der kurzen
Aktionszeitraume ausschliel3lich auf die regulierende Wirkung von
Angebot und Nachfrage zu verlassen. Unter den gegebenen Umstanden
verlangt es nach einer schnelleren Koordination, als dies durch die freie
Marktwirtschaft moglich ware. Wie Griffin und Puller (2005, S. 5) es
treffend formulieren: ,In effect, Adam Smith’s invisible hand is hardly
invisible for electricity markets.”

Die Funktion der Echtzeitkontrolle von Stromflissen wird in liberalisierten
Markten zumeist von einem Ubertragungsnetzbetreiber (UNB;
Transmission System Operator - TSO) ubernommen, dessen
Tatigkeitsbereich sich eher an technischen als an ©6konomischen
Uberlegungen orientiert.’® Um die Qualitat und Zuverlassigkeit des
Ubertragungsnetzes im gesamten europaischen Markt zu gewahrleisten,
wurden von Seiten der UNB supranationale Organisationen gegriindet,
deren Zielsetzung die Harmonisierung der diversifizierten technischen

Praktiken sowie die Schaffung einheitlicher Standards umfasst.**

Aufgrund der oben genannten Charakteristika der Stromversorgung
wurden in liberalisierten Markten, deren Wertschopfungskette von
Erzeugung, Ubertragung und Verteilung nicht mehr in einer vertikal
integrierten Entitat zusammengefasst ist, die traditionellen ,Pool Operating

Functions* genauer definiert und in folgende Kategorien unterteilt:*2

1%vgl. Wilson (2002), S. 1302.

' In Kontinentaleuropa ist dies z.B. die ,Union for the Co-ordination of Transmission of
Electricity” (UCTE), die 22 européische Lander umfasst und deren Hauptaufgabe die
Koordination der einzelnen Ubertragungsnetzbetreiber ist. Zu diesem Zweck wird in
regelméafigen Abstéanden das so genannte ,UCTE Operation Handbook" veroffentlicht, an
dessen technische Standards sich die einzelnen UNB zu halten verpflichtet haben. Siehe
UCTE Operation Handbook (final v2.5 E, 24.06.2004).

2 vgl. Rothwell/Gémez (2003), S. 102.



e ,Market Operation Functions® umfassen die Tatigkeiten des
Stromhandels sowie der Terminierung und Festlegung von
Energietransaktionen in den verschiedenen Zeithorizonten (Woche,

Tag oder Stunde vor den physikalischen Transaktionen).

e ,System Operation Functions” beinhalten jene Aufgaben, die
sich auf den technischen Betrieb und die Kontrolle des
Energiesystems konzentrieren:

(1) Echtzeitlastenverteilung (Real-Time-Dispatching), um das
Gleichgewicht zwischen Angebot und Nachfrage zu wahren
und dadurch den Bedarf an Energie zu decken und die
Sicherheit des Systems aufrechtzuerhalten;

(2) erganzende Serviceleistungen (,Ancillary Services®) zur
Erhaltung der Verlasslichkeit des Netzes;

(3) Engpassmanagement aufgrund der beschrankten

Netzwerkkapazitaten.

Die Funktionen des Netzwerkbetriebs werden zumeist von einem
Ubertragungsnetzbetreiber iibernommen, dessen Aufgabenbereich und
Verfigungsbefugnis sich je nach Marktorganisation unterschiedlich
gestaltet. Im folgenden Kapitel wird mehr Aufschluss dariber gegeben,
welche groRe Bedeutung der Wahl des richtigen Marktdesigns in der

Elektrizitatswirtschaft beigemessen wird.

2.2 Gestaltung der Strommarkte — Die Wahl des
Marktdesigns

Mit der Liberalisierung des europdischen Strommarktes wurde vor allem
das Ziel verfolgt, mit Hilfe von wettbewerbsorientierten Markten eine
effizientere Allokation von elektrischer Energie zu gewéhrleisten. Der
Wandel vollzog sich zunachst in der traditionellen ©6konomischen
Betrachtungsweise, wonach aufgrund neuer Technologien nicht mehr die
gesamte Wertschopfungskette der Elektrizitatswirtschaft als natirliches

Monopol zu erachten war.



In den Bereichen der Ubertragung und Verteilung von Strom sind aufgrund
hoher Fixkosten beim Aufbau und Unterhalt eines Netzes sowie
Groliendegressionsvorteilen eines einzigen Netzbetreibers weiterhin jene
Eigenschaften der ,Economies of Scale” und ,Economies of Scope*
gegenwartig. Durch die Einfihrung kleinerer und flexiblerer
Kraftwerkstypen wurde hingegen in der Erzeugung ein konkurrenzfahiges
Umfeld geschaffen. Der technische Fortschritt ermdglichte auch den
Wettbewerb im Grof3- und Einzelhandel mit elektrischer Energie.
Besserungen in der Netzsteuerung mittels komplexer
Stromverteilungssysteme und verfeinerte Abrechnungsverfahren ebneten
hier den Weg fur ein Umdenken in der energiewirtschaftlichen Konzeption.
Durch den Liberalisierungsprozess wurde die Grundlage fir den

Stromhandel als neues Tatigkeitsfeld geschaffen.*

Der Wandel vollzog sich auch im Rahmen der Koordination durch den
Ubertritt von ,Command and Control* zu einem System von ,Rules and
Incentives”. Dies brachte das Erfordernis der Schaffung neuer
Institutionen und den Abschluss neuer Handelsvereinbarungen mit sich,
um die Mechanismen der alten hierarchischen Organisation zu
reproduzieren.” Neue Marktstrukturen bendtigen neue Formen der
Regulierung, und so wurden die straffen Regulierungsmechanismen
einstiger vertikal integrierter Unternehmen durch weniger strenge
Regelungen funktional spezialisierter Firmen und die Uberwachung
wettbewerbsfahiger Markte ersetzt.™

Uber die Gestaltungsmdglichkeiten und die Vielfalt der bestehenden
Marktdesigns schreibt Wilson (2002, S. 1300) folgendes:

13 Vgl. Gerke/Hennies/Schéffer (2000), S. 14 u. 15.

% vgl. Hunt (2002), S. 33.

12 vgl. Wilson (2002), S. 1299. Ich méchte dieser Aussage Wilsons entgegenhalten, dass
die jungst angekiindigten MaRRnahmen der Europaischen Kommission (,Ownership
Unbundling“ bzw. ,Independend System Operator“) von einigen Marktteilnehmern als
massive ,Re-Regulierung” und Einschrankung des freien Binnenmarktes betrachten
werden. Siehe Der Standard vom 20. September 2007, S. 24 u. 39.
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....designs are tightly constrained by technology. No two designs
among the liberalized power markets are the same, so in effect an

enormous experiment is underway..."

Das Zitat nach Wilson liefert eine treffende Umschreibung der
gegenwartigen Situation auf den européaischen Strommarkten. Die bereits
oben beschriebenen Charakteristika machen ein anspruchsvolles
Marktdesign zu einem wichtigen Erfordernis, um den technischen

Restriktionen auf einem 6konomischen Pfad begegnen zu kénnen.

Die Wahl eines geeigneten Marktdesigns ist jedoch ein sehr umstrittenes
Thema, besonders in der Elektrizitatswirtschaft. Zum jetzigen Zeitpunkt
herrscht weder Konsens in der Wissenschaft, wie die Integration der
einzelnen regionalen Elektrizitatsmarkte zu einem integrierten
européaischen Markt erfolgen soll, noch welches Standarddesign den

Submérkten zugrunde gelegt werden miisste.*®

Trotz der divergierenden Ansichten muss bei der Festlegung einer
geeigneten Marktform auf jeden Fall der Auffassung von Boucher und
Smeers (2001, S. 8) entsprochen werden, die im folgenden Zitat zum
Ausdruck kommt:
»,Nothing can replace an a priori careful identification of features of the
market design that economic reasoning tells us are flawed.”

Die Okonomie Ubernimmt dabei immer mehr die Rolle eines Ingenieurs,
um mit einem funktionierenden Marktmodell sowohl eine effiziente
Produktion als auch eine effiziente Allokation zu gewahrleisten, sowie den
Missbrauch von Marktmacht einzuddmmen. Der Anreiz und die
Moglichkeit, seinen Einfluss auf dem Markt geltend zu machen, wird durch
die Wahl ungtinstiger Marktdesignattribute erhdht, da sie jenen Anbietern
mit  existenter Marktmacht die Gelegenheit erdffnen, mittels
opportunistischer Handlungen den Marktpreis zu beeinflussen. Die

momentan vorherrschenden Marktstrukturen weisen jedoch gerade jenen

1% vgl. Meeus/Purchala/Belmans (2005), S. 30.
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Uberhdhten  Grad an Marktkonzentration  auf, der einen
wettbewerbsmaliigen Output ohne strenge Regulierung, staatliche
Eigentumsrechte oder auferlegte Vertrage nicht ermdglicht. Die Ursachen
fur dieses Problem finden sich nicht nur in den mangelhaften
Eigenschaften eines gewahlten Markdesigns, sondern auch in der

inadaquaten Anzahl an Interkonnektoren.’

Laut der Definition von Marktdesign nach Green et al. (2006, S. 2), handelt
es sich um einen Mix aus Marktregeln und Marktstruktur, wobei letztere
auch Informationen Uber die Anzahl und relative Grol3e der Unternehmen

inkludieren wirde.

Bei der Festlegung der Handelsregeln fir ein funktionierendes
Marktmodell koénnen nach Hunt (2002, S. 126) vier Grundpfeiler
identifiziert werden, die eine Ableitung aller weiteren Aspekte eines guten
Designs ermoglichen. So stitzt sich dieser Vorschlag auf folgende Saulen:

Imbalances;
Congestion Management;
Ancillary Services und

A

Scheduling and Dispatch.

Hierzu ist festzuhalten, dass bei einem Vergleich mit jener Definition der
.Pool Operation Functions* gemal? Rothwell und Gémez aus Kapitel 2.1
die vier Grundpfeiler nach Hunt lediglich die Funktionen des Netzbetriebes
abdecken. Werden diese Saulen nun durch die bereits genannten ,Market
Operation Functions” erganzt, so lasst sich erahnen, wie mannigfaltig die
Ausgestaltung des Stromhandels ausfallen kann. Diese ist von drei
wichtigen Komponenten abhangig, die sich UUbersichtlich in einem

dreidimensionalen Gestaltungssystem darstellen lassen:

7 vgl. Wilson (2002), S. 1300; Newbery (2006), S. 21.
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Abbildung 1 - Gestaltungssystem fir den Aufbau des Stromhandels

Organisationsform

A
institutio-
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Handel Einfihrung von Wettbewerb
Struktur der Elektrizitatswirtschaft
bilateraler —
AN
Handel Marktoffnung
AN
Wettbewerbsmodell
I T » Produktgestaltung
physischer Handel finanzieller Handel

Quelle: Gerke/Hennies/Schéffer (2000), S. 10.

Bei der Ausgestaltung des Stromhandels spielt der Wettbewerbsgrad*® die
grofdte Rolle. So liegt der Fokus der Elektrizitatsmarktreform des EWR
auch auf jenen drei Punkten, mit denen ein wettbewerbsmalig
organisierter Markt realisiert werden kann. Die einzelnen Ma3nahmen der
EU zur Einfuhrung von Wettbewerb werden in einem kurzen Uberblick

zusammengefasst:

Im Zuge des Liberalisierungsprozesses der Européischen Union wurde mit
der EG-Richtlinie aus dem Jahr 2003 der ,Common-Carrier“-Ansatz fur
alle Mitgliedslander als verpflichtendes Wettbewerbsmodell
vorgeschrieben. Ein generalisierter Netzzugang soll demnach mogliche
Fehlanreize mittels festgelegter Entgelte und Regeln verhindern. Dieser
Aufgabenbereich wird von einer unabh&ngigen Regulierungsbehorde

Ubernommen.

% Green et al. (2006, S. 3) wahlen als Benchmark fiir den Wettbewerbsgrad den Anteil
am Gesamtverbrauch (in TWh) jener Kunden, die ihr Energieversorgungsunternehmen
(EVU) selbst wahlen dirfen. Dieses Mald des Wettbewerbsgrades eines Marktes wird
auch von der Europaischen Kommission verwendet.

¥vgl. RL 96/92/EG und RL 2003/54/EG.
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Des Weiteren wurde in der Richtlinie mit dem 1. Juli 2007 ein Datum
fixiert, mit welchem jedem Kunden die Rechte eines ,Eligible Customer*
zugesprochen wurden, welche die freie Wahl des Stromanbieters
beinhalten. Dadurch wurde der Wettbewerb systematisch vom
GroRRhandel auch auf den Einzelhandel ausgeweitet und somit zumindest

theoretisch eine 100%-Markt6ffnung erzielt.

Wie bereits am Anfang des Kapitels aus 6konomischer Sicht behandelt,
vollzog sich mit der Restrukturierung der Stromindustrie der Wandel von
vertikal integrierten Unternehmen zu einer Segmentierung der
Wertschopfungskette in Wettbewerbs- und nattrliche Monopolbereiche.
Realpolitisch wurde dieser grof3e Schritt bereits mit der EG-Richtlinie aus
dem Jahre 1996 unter dem Schlagwort ,Unbundling® auf den Weg
gebracht und kraft der Artikel 10 und 15 der 2003er Richtlinie zunehmend
verscharft. Ein Konsens fand sich unter den Mitgliedslandern sowohl
beziglich der Entflechtung des Ubertragungs- bzw.
Verteilungsnetzbetriebes von den restlichen Funktionen auf rechtlicher
sowie  organisatorischer Ebene als auch hinsichtlich  der
Entscheidungsfindung im Bereich des Managements. Die Malinahme des
so genannten ,Ownership Unbundling®, die seit langer Zeit wie ein
Damoklesschwert Uiber den grol3en Energiekonzernen hangt, wird von der
Europaischen Kommission fir eine Steigerung des Wettbewerbs
angestrebt. Fraglich ist jedoch, ob sich flr einen solchen harten Eingriff in
ein verfassungsgesetzlich gewahrleistetes Recht eine Einigung unter den
Mitgliedslandern erzielen lasst, da die eigentumsrechtlichen Anspriiche

der Unternehmer gefahrdet werden.

In der Literatur wird als einzige funktionierende Alternative zum
,Ownership Unbundling® die Implementierung eines unabhangigen
Ubertragungsnetzbetreibers (Independent System Operator — [SO)
diskutiert, die auch von der Kommission als zweite Mdglichkeit in Betracht

gezogen wird.
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Obwohl die Wettbewerbsbedingungen zumindest von einem rechtlichen
Standpunkt fur Teilnehmer des EWR gleich sind, gibt es dennoch eine
Vielzahl unterschiedlicher nationaler bzw. regionaler Marktmodelle. Dies
ist fir den grenzuberschreitenden Stromhandel von wesentlicher
Bedeutung, da einerseits bei der Restrukturierung Fehler auftreten, wenn
nationale Strommarkte nicht kompatibel mit der Organisationsform eines
Marktes fiir grenziiberschreitende Ubertragungsleistungen sind und
andererseits das Management von Schnittstellen nationaler Markte
unterschiedlichen Designs zu einer ernstzunehmenden Belastung fur die
StromUibertragung zwischen den Mitgliedslandern werden kann.® Im
weiteren Verlauf sollen die mdglichen Organisationsformen der Markte
sowie die Dimension der Produktgestaltung besprochen werden.

2.2.1 Organisation der Strommarkte

Die Ausweitung des Wettbewerbs auf den Einzelhandel macht es fir
jeden Kunden maoglich, seinen Anbieter selbst zu bestimmen. Da jedoch
der Grof3teil der Kleinkunden ihren Strom Uber den Einzelhandel beziehen
und Grol3kunden bereits vor der absoluten Markt6ffnung am Stromhandel
teilnehmen durften, beziehen sich die weiteren Untersuchungen vor allem

auf den Grofhandel.

Die Europaische Kommission nennt drei Hauptkategorien fur die
Organisationsformen des Grofhandels: a) jene, die sich auf den
bilateralen Stromhandel stitzen, b) jene, die fir den Handel eingerichtete
Institutionen (Pools) sowie so genannte ,Contracts of Differences” (CfDs)
nutzen, und c) bestimmte Hybridmodelle. Der jetzige Status des Internen
Elektrizitatsmarktes (IEM) weist den bilateralen Handel als dominante

Organisationsform auf.?*

2% vgl. Boucher/Smeers (2001), S. 6.
L vgl. Green/Lorenzoni/Perez/Pollit (2006), S. 4; Boucher/Smeers (2001), S. 9.
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2.2.1.1 Institutionalisierter Handel

Bei dieser Form des Stromhandels veraul3ern alle Erzeuger die von ihnen
generierte Energie in einem Pool, der von einem Marktbetreiber (kann
auch gleichzeitig UNB sein) gemanagt wird. Auch alle Kauftransaktionen
finden lediglich zwischen dem Pool und den jeweiligen EVU, Einzelkunden

etc. statt.

Normalerweise versucht der Marktbetreiber (MB; Market Operator — MO)
mittels Auktion®* die allokativ effiziente Menge elektrischer Energie zu
bestimmen. Dabei werden von den Erzeugern Gebote Ubermittelt, die
verschiedene Preis-Mengen-Kombinationen fir Energie (von bestimmten
Anlagen oder als Portfolio) beinhalten. Die Handelsperiode dieser
Auktionen bezieht sich meist auf den nachsten Tag, deshalb spricht man
in diesem Zusammenhang auch von ,Day-Ahead“-Markten. Mit Hilfe der
Gebote und einem halbstindlich erwogenen Verbrauchsplan muss der MB
mittels eines gewahlten Festlegungsverfahrens den Marktpreis

bestimmen, der gleichzeitig die erforderliche Menge an Strom definiert.

Eine beliebte Methode stellt der einfache Anpassungsalgorithmus des
~System Marginal Pricing” (SMP) dar. Dabei wahlt der MB zunachst jene
gebotene Menge an elektrischer Energie, die den geringsten Preis
aufweist, und wechselt bei der Bedarfsdeckung nach Verbrauch dieses
Kontingents zu jenem Gebot mit dem zweitniedrigsten Preis. Das Ergebnis
ist ein kostenminimaler Weg zur Produktion jedes einzelnen Outputlevels.
Auch Kaufer kdnnen Gebote abgeben, welche durch die Reihung nach
fallenden Preisen eine Nachfragekurve ergeben. Im Schnittpunkt dieser
Kurve mit der Erzeugungsgrenzkostenkurve?®® liegt die allokativ effiziente
Menge elektrischer Energie, wodurch gleichzeitig die ,Gewinner* der

Auktion determiniert werden. Als ,Market-Clearing Price* fungiert fur

2 Nach Fiorenzani (2006, S. 5) divergieren Marktmodelle wesentlich hinsichtlich der
Auktionstypen und der Teilnahmeregeln, die ilbernommen wurden.

% Die Bildung dieser Kurve ist laut Newbery (1996, S. 457) nur dann méglich, sofern
Folgendes gegeben ist: ,the price required to elicit the next unit of generation as a

function of total supply offered up to this price".
14



gewohnlich jener Preis, der vom letzten eingeplanten Erzeuger erzielt

wird. Dieser ,System Marginal Price* stellt jenen Preis dar, zu dem alle

Anbieter Strom verauRern bzw. alle Kaufer Strom beziehen.?* Abbildung 2

veranschaulicht nochmals das System

Beteiligten:

Abbildung 2 - Der Pool-Markt
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Quelle: Rothwell/Gomez (2003), S. 104.

Die in der Abbildung dargestellten und in der Einleitung dieses Kapitels

erwahnten ,Contracts for Differences” (CfDs) stellen finanzwirtschatftliche

Instrumente dar, die zur Reduzierung von Marktrisiken eingesetzt werden.

Durch die Deregulierung bestimmter Bereiche der Energiewirtschaft wurde

* vgl. Rothwell/Gémez (2003), S. 103-105; Gerke/Hennies/Schaffer (2000), S. 14;
Newbery (1996), S. 457.
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das Umfeld der handelnden Marktakteure zunehmend unsicherer,
wodurch der finanzielle Handel mit Energie zum Risikoausgleich
notwendig wurde. Die Aufgabe sowie die Gestaltung solcher
Finanzinstrumente  werden im anschlieBenden Kapitel zur

Produktgestaltung geklart.

2.2.1.2 Bilateraler Handel

Als Alternative oder Erganzung zu dem Dbereits erlauterten
institutionalisierten Handel und der Mdglichkeit, bilaterale Vertrage auf
finanzieller Basis einzugehen, besteht in vielen europaischen
GroBhandelsmarkten auch die Mdglichkeit des physikalischen bilateralen
Handels. Kaufer und Verkaufer kdnnen im Zuge dessen direkt vertragliche
Verpflichtungen eingehen und individuelle Kontrakte hinsichtlich Preis,
Menge und Konditionen aushandeln. Im  Gegensatz zum
institutionalisierten Handel wird die Vermittlung und der Vertrieb nicht
mehr Uber den Pool als Intermediar vollzogen, sondern die
Ubertragungsleistung lediglich als Service vom Eigentiimer bzw. Betreiber
des Ubertragungsnetzes zugekauft. Aufgrund der Offnung des
europaischen Marktes konnen auch im Bereich des Einzelhandels
Vertrage direkt zwischen Erzeugern und Endverbrauchern abgeschlossen

werden.

Die Transaktionen missen jedoch dem Ubertragungsnetzbetreiber
bekannt gegeben werden, damit dieser die Zuverlassigkeit des Netzes
weiterhin gewahrleisten kann. Die Prioritdtszuweisungen der einzelnen
Transaktionen haben aufgrund des generalisierten Netzzugangs im EWR
nach klaren Regeln und fernab jeglicher Diskriminierung zu erfolgen.?®
Abbildung 3 zeigt nochmals die Organisationsform des bilateralen Handels

auf:

%% Vgl. Rothwell/Gémez (2003), S. 106 u. 107.
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Abbildung 3 - Der bilaterale Handel
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Quelle: Rothwell/Gémez (2003), S. 107.

2.2.2 Produktgestaltung in der Elektrizitatswirtschaft

Aufgrund der Nichtspeicherbarkeit der ,Ware Strom* resultiert die
Marktsegmentierung und folglich auch die Produktgestaltung aus den
unterschiedlichen Lieferzeitraumen zur Lastendeckung.?® Abbildung 4
zeigt die Abfolge der einzelnen Markte entlang des Zeithorizonts, wobei
sich der physische Stromhandel Uber den Spot- bzw. Regelmarkt
erstreckt, wahrend fir den Zeitraum jenseits des Spotmarktes die

derivativen Instrumente der Terminméarkte zum Einsatz kommen:

% Newbery (1996, S. 457) erganzt die Dimension der Produktgestaltung des

Strommarktes noch mit dem Handel von Kapazitaten.
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Abbildung 4 - Zeitliche Abfolge des Stromhandels
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Quelle: Gerke/Hennies/Schéffer (2000), S. 33.

2.2.2.1 Physischer Handel

Der physische Stromhandel erstreckt sich Uber den Zeithorizont von
einem Tag bis zu wenigen Minuten vor dem tatsachlichen Lieferzeitpunkt.
Am Spotmarkt als so genannter Tagesmarkt (,Day-Ahead Market®)
werden von den Marktteilnehmern jene Transaktionen ausgehandelt, die
den physikalischen Stromfluss des néchsten Tages betreffen. Die
kurzfristigen physischen Lieferungen an Strom sollen vor allem durch die
Verbesserung der Marktinformation, des Wettbewerbs und der Liquiditat
erleichtert werden. Das Resultat spiegelt sich besonders in einer
Reduktion der Transaktionskosten und -risiken wider. Des Weiteren liefert
der Spotmarkt meist einen Referenzpreis fir den Regel- und
Terminmarkt.?’

Der Regelmarkt ist — gemessen am Volumen — zumeist bedeutend kleiner
als der Spotmarkt und umfasst den ,Hour-ahead“- sowie den
Echtzeitmarkt. Diese Markte haben zur Aufgabe, nach Ablauf der

Handelsperiode des Spotmarktes kurzfristig auftretende Ungleichgewichte

" vgl. Gerke/Hennies/Schéffer (2000), S. 31; Fiorenzani (2006), S. 5.
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zwischen Angebot und Nachfrage auszugleichen. Im ,Hour-Ahead"-Markt
erfolgt dieser Handel mit Ausgleichsmengen in Absprache mit dem
Netzbetreiber, um das Angebot z.B. eine Stunde vor Lieferung an die
Nachfrage anzugleichen. Entscheidend fur den genauen Zeitpunkt der
Festlegung dieser Mengen ist jedoch die Flexibilitat der
Erzeugungsanlagen und der Netzbetreiber. Da sich die Erzeugung und
der Verbrauch an elektrischer Energie in einem steten Gleichgewicht
befinden missen, um die Sicherheit des Netzes gewahrleisten zu kénnen,
besteht fur den Netzbetreiber noch die Moglichkeit, in Echtzeitmarkten
direkt Erzeuger fir die zeitpunktgenaue Lastenabdeckung zu

kontaktieren.?®

Da aufgrund kurzfristiger Anderungen die tatsachlichen Lastenfliisse
zumeist nicht mit den von den Vertragsparteien vereinbarten
Lieferleistungen identisch sind, werden im Zuge der Abrechnung von
Fahrplanabweichungen Mehreinspeisungen oder -entnahmen von Seiten

des UNB ermittelt und den Betroffenen in Rechnung gestellt.?

2.2.2.2 Finanzieller Handel

Im Gegensatz zum physischen Stromhandel, dessen Ziel die Deckung
konkreter Lasten darstellt, wird beim finanziellen Handel statt der ,Ware
Strom*“ ausschlieBlich das Preisrisiko mit Hilfe folgender Derivate
gehandelt: Futures, Optionen, Forwards und Swaps. Durch den
finanziellen  Ausgleich wird es auch Markteilnehmern ohne
Erzeugungskapazitat ermdglicht, sich am Stromhandel zu beteiligen und

dadurch die Liquiditat des gesamten Marktes zu steigern.

Eine Unterteilung der genannten derivativen Instrumente kann beziglich
des Handelsorts getroffen werden, wobei an Terminbérsen standardisierte
Produkte wie Futures und in »Over-the-Counter“-Markten

maldgeschneiderte Vertrage wie Forwards und Swaps gehandelt werden.

%8 Vgl. Gerke/Hennies/Schéffer (2000), S. 31 u. 32.
9 vgl. Gerke/Hennies/Schéffer (2000), S. 32 u. 33.
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Optionen sind hingegen an beiden Handelsplatzen vorzufinden. Mit
steigendem Grad der Standardisierung eines Instrumentes steigt auch die
Marktliquiditat, und fir gewohnlich lasst sich diese Marktliquiditat dabei
durch eine Beschrankung der Anzahl an Vertragsklauseln auch

maximieren.*°

Um dieses Kapitel mdglichst kurz zu halten, soll im Folgenden lediglich auf
die bevorzugte Methode der Risikoreduktion eingegangen werden — den
~contract for Differences” (CfD).

Das finanzielle Instrument eines CfD kommt h&ufig in Markten zum
Einsatz, in denen der Stromhandel mittels eines Pools vollzogen wird. Da
die halbstindlich erwogenen Poolpreise oft eine hohe Volatilitat
aufweisen, liefert der CfD den Marktteilnehmern ein ,Hedging Tool“, das
es ihnen ermdglicht, die angestrebten Transaktionen an ihr
Risikoverhalten anzupassen. Dabei handelt es sich um einen zweiseitigen
Vertrag, der dem Verkaufer bzw. Kaufer einen fixen Preis (,Strike Price®)
fur eine vereinbarte Menge garantiert. Jedoch ist dies nicht wie bei
physischen bilateralen Geschaften mit wirklichen Lastenflissen zwischen
den Vertragsparteien verbunden. Alle Transaktionen mittels CfD finden

ebenfalls (iber den Pool statt, allerdings mit folgendem Unterschied:>*

e Wenn der ,Strike“-Preis unterhalb des Poolpreises liegt, muss der
Kaufer dem Verkaufer den Differenzbetrag bezahlen,
e st der Poolpreis jedoch hoher als der vereinbarte Preis, so hat der

Verkaufer die daraus resultierende Differenz zu begleichen.

Produziert ein Stromerzeuger genau die Menge an elektrischer Energie,
die ein CfD abdeckt, so werden seine Einnahmen durch den ,Strike*-Preis

% vgl. Gerke/Hennies/Schéffer (2000), S. 34-36; Fiorenzani (2006), S. 7.
1 vgl. Rothwell/Gémez (2003), S. 105; Green (2005), S. 106.
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festgelegt. Er hatte keinen Anreiz, den Poolpreis zu manipulieren, da dies
nicht seinen Gewinn beeinflussen wiirde.*

Nach Klarung der spezifischen Auspragungen der Marktdimensionen stellt
sich die Frage nach dem gesetzlichen Rahmen, in dem die Handlungen
der einzelnen Marktakteure stattfinden. Kapitel 3 liefert einen kurzen
Uberblick uber die gemeinschaftsrechtlichen Grundlagen und die
européaischen Institutionen  hinsichtlich  der  Regulierung  des
grenzuberschreitenden Stromhandels.

%2 \/gl. Green (2005), S. 106; Newbery (1996), S. 458. Zu beachten ist hierbei die exakte
Ubereinstimmung mit der im Vertrag fixierten Erzeugnismenge. Kommt es zu einer
Abweichung von dieser Menge, so ergeben sich fur die Marktteilnehmer sehr wohl
strategische Handlungsmdglichkeiten. Siehe hierzu z.B. Newbery (1996) S. 458-462
bezlglich der ,Strategy of Over-Contracting”.
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3 Rechtliche Rahmenbedingungen far die
Integration des europaischen Elektrizitdtsmarkts
und die Regulierung des grenziberschreitenden

Stromhandels

In jenem fur Europa bedeutungsvollen Vertrag zur Grindung der
Europaischen Gemeinschaft, der am 7. Feber 1992 in Maastricht
unterzeichnet wurde, finden sich bereits konkrete Ansatze fur die
Integration des europaischen Elektrizitatssektors. So wird laut Artikel 154
Absatz 1 und 2 durch den ,Auf- und Ausbau transeuropéischer Netze* und
.im Rahmen eines Systems offener und wettbewerbsorientierter Markte*
die ,Forderung des Verbunds und der Interoperabilitdit der
einzelstaatlichen Netze sowie des Zugangs zu diesen Netzen“ angestrebt,
um ,den Bilrgern der Union, den Wirtschaftstreibenden sowie den
regionalen und lokalen Gebietskérperschaften in vollem Unfang die
Vorteile zugute kommen zu lassen, die sich aus der Schaffung eines

Raumes ohne Binnengrenzen ergeben®.

Im nachfolgenden Artikel nimmt die Vorgehensweise zur Erreichung der
Ziele des Artikels 154 bereits erste Gestalt an, und so finden in diesen
Zeilen der Einsatz von Leitlinien und die hervorgehobene Rolle der

Kommission erste Erwahnung.®

Im Laufe der Jahre wurde das Vorhaben eines IEM mit Hilfe der einzelnen
Richtlinien®** vorangetrieben und mittels der Verordnung (EG) Nr.
1228/2003 tber die Netzzugangsbedingungen far den

grenziberschreitenden Stromhandel konkretisiert.

Da die Ziele eines voll funktionsfahigen Elektrizitatsbinnenmarktes und

einer sicheren Stromversorgung nicht auf der Ebene der Mitgliedstaaten

¥ vgl. EG-Vertrag Art. 155 (1) u. (2).
¥ Vgl. RL 96/92/EG, RL 2003/54/EG u. RL 2005/89/EG.
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erreicht werden konnen, besteht fir die Europdische Gemeinschaft die
Mdglichkeit, aufgrund des Subsidiaritatsprinzips tétig zu werden, sofern
der VerhaltnismaRigkeitsgrundsatz gewahrt wird und die beschlossenen

MaRnahmen nicht tiber den Gegenstand der Zielerfillung hinausgehen.*®

Fur die Regulierung des grenzuberschreitenden Stromhandels sind vor
allem jene so genannten ,Leitlinien“ von malf3geblicher Bedeutung, die
gesetzmalRig auf der VO 1228/2003 beruhen und die Klarung jener Fragen
der ,Schaffung eines echten Elektrizitatsbinnenmarkts [...] durch eine

“36 zum Ziel haben. GemaR Artikel 8 der

Intensivierung des Stromhandels
Verordnung des Europaischen Parlaments und des Rates obliegt es der
Europaischen Kommission, Leitlinien zu erlassen und zu &ndern. Dem
Artikel 202 des EG-Vertrags entsprechend, wird in jedem Rechtsakt auch
der ,Umfang der Durchfiihrungsbefugnisse festgelegt, die der Kommission
vom Rat der Europaischen Union Ubertragen werden. In diesem
Zusammenhang sieht der Vertrag vor, dass die Kommission nach einem
so genannten Komitologie-Verfahren von einem Ausschuss untersttzt
wird.“*” Auch Artikel 13 der VO 1228/2003 sieht im Zuge des Verfahrens
zur Erlassung und Anderung der Leitlinien die Unterstiitzung durch einen
Ausschuss vor, und so wurde der ,Ausschuss fir die Durchfiihrung der
Leitlinien betreffend die transeuropaischen Netze im Energiebereich® ins

Leben gerufen.®

Dieses Kapitel konzentriert sich zundchst auf die Rolle der
Regulierungsbehdrden auf europaischer Ebene, um sich im zweiten Tell
dem Inhalt der Verordnung Uber die Netzzugangsbedingungen fir den

grenziberschreitenden Stromhandel anzunehmen. Dies bildet die

% Vgl. RL 2005/89/EG (18).
% VO (EG) Nr. 1228/2003 (3).

%" http://europa.eu/scadplus/glossary/comitology de.htm (Europa - Das Portal der

Europdaischen Union, Stand: 20.09.2007).
¥ vgl. VO (EG) Nr. 1228/2003 Art. 13 (1);

http://ec.europa.eu/transparency/regcomitology/include/comitology _committees DE.pdf

(Europa — European Commission, Stand: 24.09.2007).
23


http://europa.eu/scadplus/glossary/comitology_de.htm
http://ec.europa.eu/transparency/regcomitology/include/comitology_committees_DE.pdf

Grundlage, um im spateren Verlauf die bereits erwéhnten Leitlinien und

die damit verbundenen Regulierungsmechanismen zu erértern.

3.1 Regulierung mittels Kooperation — Das Europdaische
Modell

Der europadische Energiemarkt ist durch sehr unterschiedliche
Ausfuhrungsgesetze und Marktregeln charakterisiert, wodurch der
grenziberschreitende Stromhandel und damit auch die Intensivierung des
grenzuberschreitenden Wettbewerbs beeintrachtigt werden. Barrieren wie
unterschiedliche Tarifierungsmethoden, nicht abgestimmte
Bdrsenschlusszeiten und ungleiche Vergabemodalitaten von
Ubertragungskapazitaten erschweren die Zielerfiillung der Integration
einzelner Regionen und letzten Endes des gesamten EWR. Dem Prinzip
der  Kooperation folgend, wird mittels des europdischen
Regulierungsmodells  versucht, auf supranationaler Ebene eine
Harmonisierung der einzelnen Regulierungsmechanismen

voranzutreiben.*®

Im engeren Sinn versteht man diesbezlglich unter Kooperation die
Zusammenarbeit der einzelnen nationalen Regulatoren tber das CEER
(Council of European Energy Regulators) bzw. die ERGEG (European
Regulators Group for Electricity and Gas). Im Zuge der Zusammenarbeit
werden Foren geschaffen, in deren Rahmen ein Informationsaustausch
beziglich der einzelnen Regulierungsmechanismen stattfinden soll. So
wird auch auf gemeinschaftsrechtlicher Ebene ein gewisser Grad an
Transparenz, z.B. hinsichtlich der angewandten Methodik oder der
gewahlten Referenzwerte, verlangt. Im weiteren Sinne wird dieses Prinzip
der Kooperation auch auf samtliche Marktteilnehmer umgelegt, die durch
europaische Verbande vertreten sind.*

% vgl. Boltz (2005), S. 120.
“9vgl. Boltz (2005), S. 120.
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Die Mitglieder beider Institutionen sind im Wesentlichen kongruent; ein
Unterschied manifestiert sich lediglich in der Stellung der zwei
Einrichtungen. Wahrend sich das CEER nach mehrjahrigem Bestehen als
»Regulatorenrat® schlief3lich im Juni 2003 in der Form einer ,Not-for-Profit"-
Organisation konstituierte, wurde die ERGEG (ebenfalls 2003) als ein
unabhangiges Beratungsgremium der Europaischen Kommission
eingesetzt. So tritt das CEER auch gegeniber der Europaischen
Kommission auf, wéhrend der ERGEG eine wichtige Rolle im
Entstehungsprozess der so genannten Leitlinien (,Guidelines®)

zukommt.*!

Das ,Council of European Energy Regulators® setzt sich aus samtlichen
Mitgliedstaaten der EU sowie den beiden EWR-La&ndern Norwegen und
Island zusammen. Der Aufgabenbereich des CEER umfasst das Befinden
Uber die Ergebnisse der eingesetzten Arbeitsgruppen, das Starten neuer
Initiativen, und das Vorantreiben der Entwicklung des Binnenmarkts fur
Strom und Gas. So werden auch im Zuge von Workshops und Seminaren
aktuelle regulatorische Themen sowie nationale Fortschritte und
Verédnderungen diskutiert, auf deren Grundlage neue Arbeitsgruppen
eingesetzt werden kdnnen. Eine weitere wichtige Initiative wurde mit der
Grindung der ,Florence School of Regulators” im Jahr 2004 ins Leben
gerufen, mit welcher die gemeinsame Schulung von Mitarbeitern von

Regulatoren forciert wird.*?

Als Beratungsgremium der Europaischen Kommission umfasst die
.European Regulators Group for Electricity and Gas" samtliche Leiter bzw.
deren Stellvertreter der nationalen Regulierungsbehérden. Zudem haben
beitrittswerbende Drittstaaten und die Ubrigen Mitglieder des EWR
Beobachterstatus. In den eingerichteten Arbeitsgruppen (,Focus Groups®)
werden  aktuelle  Themenbereiche zur  Weiterentwicklung des
Energiebinnenmarkts zusammengefasst, die in so genannten ,Task

Forces" bezuglich konkreter Problemstellungen ausgearbeitet werden.

“Lvgl. Boltz (2005), S. 115-120.
*2vgl. Boltz (2005), S. 118-119.
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GroR3e Bedeutung bei diesem Prozess wird von Seiten der ERGEG der
Konsultation beigemessen. Die Ergebnisse entscheidender Themen
werden letztlich als Leitlinien publiziert und als ERGEG-Empfehlung an die
Europaische  Kommission  Ubermittelt, welche im Zuge des

Komitologieverfahrens Rechtsverbindlichkeit erhalt.*®

Dem oben dargestellten Entwicklungsgang folgend, wurden, auf der
rechtlichen Grundlage der VO 1228/2003 basierend, bereits Leitlinien fir
effiziente Engpassmanagementmethoden der grenziberschreitenden
Ubertragungskapazitaten erlassen. Indessen befinden sich die beiden
weiteren von der ERGEG erarbeiteten Leitlinien beziiglich des UNB-
Ausgleichsmechanismus und der Harmonisierung der
Netzzugangsentgelte noch in der Schwebe, doch sollten diese laut
Kommission in absehbarer Zeit im Komitologieverfahren angenommen

werden.*

Der lange Prozess der Integration der einzelnen nationalen bzw.
regionalen Markte macht die Festlegung noch vieler Rahmenbedingungen
zwischen UNB und Regulierungsbehérde erforderlich. Diesbezuglich
bilden die Verordnung fur den grenziberschreitenden Stromhandel und
die im geanderten Anhang festgehaltenen Leitlinien wichtige Meilensteine
auf dem Weg zu einem europaischen Binnenmarkt. In der Zwischenzeit
sind auch viele Fragen aufgekommen, fir welche die Verordnung keine
Handlungen vorsieht. Viele dieser Fragen werden jedoch bereits im
Rahmen des Arbeitsprogramms der ERGEG behandelt. Von grol3er
Bedeutung flr die weitere Integration des Binnenmarktes ist vor allem die
Koharenz  bestehender  Regeln.”®  Sollte  der  kooperative
Regulierungsprozess zum erliegen kommen, so ist laut Boltz (2005, S.

121) ,wohl mit einer weiteren europaischen Vorgabe zu rechnen®.

“3vgl. Boltz (2005), S. 116-117.

“ Vgl. European Energy Regulators’ Work Programme 2007 (ERGEG), S. 17; KOM
(2007) 250, S. 10 u. 11.

> vgl. Boltz (2005), S. 121; KOM (2007) 250, S. 11.
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Die Hauptprobleme, die sich einer einheitlichen Regulierung auf
europaischer Stufe entgegenstellen, finden ihren Ursprung auf nationaler
Ebene, wodurch sich letzten Endes ein  dezentralisiertes
Regulierungssystem in Europa etabliert hat. An Stelle eines
rechtsverbindlichen  Regulierungsrahmens  finden sich  freiwillige
Abkommen wieder, und die festgelegten Grundsatze und Regeln formen
einen so genannten ,Code of Good Conduct®, der jedoch keine
Verbindlichkeiten und damit keine héhere Regulierungssicherheit auf EU-
Ebene schafft. Es sind die nationale Interessen, welche den Prozess der
Konsensbildung zu einem Kraftemessen einzelner Mitgliedsstaaten
degradieren und letztlich scheitern lassen. Die Kommission empfindet
deshalb das so genannte ,ERGEG+-Konzept® als den mindestens
notwendigen Ansatz flur rasche und wirksame Fortschritte bei der
Harmonisierung der  fir eine effiziente Abwicklung des
grenziibergreifenden Handels notwendigen technischen Aspekte®.*°
Dieser Ansatz wirde die Rolle der ERGEG formalisieren und sie zur
Strukturierung verbindlicher Entscheidungen far die
Regulierungsbehdrden und Marktakteure ermachtigen. Ein
weiterfihrender Schritt ware die Schaffung einer einzigen neuen Stelle auf
Gemeinschaftsebene. Beide Konzepte wirden eine laut Kommission
.hotwendige” Delegation von Befugnissen bewirken, jedoch auch eine

Anderungen des Rechtsrahmens erforderlich machen.*

3.2 Verordnung (EG) Nr. 1228/2003

Mit der am 26. Juni 2003 erlassenen Verordnung udber die
Netzzugangsbedingungen fur den grenziberschreitenden Stromhandel
werden jene Grundsatze festgeschrieben, die letztlich eine
Harmonisierung der Regulierungsmechanismen in Aussicht stellen.

Darunter fallt im Speziellen die Schaffung

5 KOM (2006) 841.
*"vgl. Glachant/Lévéque (2006), S. 18; KOM (2006) 841, S. 15 u. 16.

27



e eines Ausgleichsmechanismus fur grenziberschreitende
Lastenflisse,

e harmonisierter Grundsatze der Tarifierungsmethoden fur den
Netzzugang und

e harmonisierter Grundsétze fur die Kapazitatsberechnungs- bzw. -

vergabesysteme zwischen den nationalen Ubertragungsnetzen.

3.2.1 Ausgleichsmechanismus zwischen UNB nach Artikel 3

Da sich die Ein- und Ausspeisung elektrischer Energie aufgrund des
Kirchhoffschen Gesetzes auf das gesamte Netz auswirkt und nicht vor den
Grenzen der Mitgliedlander halt macht, entstand im Zuge des
Liberalisierungsprozesses der Bedarf nach einem
Ausgleichsmechanismus, um jene negativen (bzw. positiven)

Externalitaten*® zu internalisieren.

Die damit auftretenden Ausgleichszahlungen werden von der Kommission
hinsichtlich ihrer Hohe festgelegt und sind von jenen UNB zu zahlen, aus
deren nationalem Ubertragungsnetz die  grenziiberschreitenden
Stromflisse stammen bzw. in dem sie enden. Die Kosten, die sich auf
Grund dieser Lastenflisse ergeben, ,werden auf der Grundlage der zu
erwartenden langfristigen  durchschnittlichen  zusatzlichen  Kosten
ermittelt.“** Sollten aufgrund der durchgeleiteten Stromflisse Nutzen
generiert werden, so mussen diese zur Verringerung des erhaltenen
Ausgleichs herangezogen werden. Damit der Ausgleichsmechanismus zu
einem zuverlassigen Ergebnis fuhrt, missen von den Mitgliedstaaten und
Regulierungsbehdrden die erforderlichen Informationen hinsichtlich der
Kosten der UNB sowie der Daten der einzelnen Stromflisse der

Kommission bermittelt werden.

*® In der Verordnung werden diese als ,grenziiberschreitende Stromfliisse* bezeichnet.
Vgl. VO (EG) Nr. 1228/2003 Artikel 2 (2) b.
*9 VO (EG) Nr. 1228/2003 Artikel 3 (6).
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3.2.2 Netzzugangsentgelte nach Artikel 4

Gemal} Verordnung mussen die von den Netzbetreibern eingehobenen
Netzzugangsentgelte transparent, nichtdiskriminierend und
entfernungsunabhangig sein, der Netzsicherheit Rechnung tragen und
.die tatsachlichen Kosten insofern widerspiegeln, als sie denen eines
effizienten und strukturell vergleichbaren Netzbetreibers entsprechen®.*
Bei der Festlegung der Tarife muissen Netzverluste, Engpasse und
Investitionskosten fur Infrastruktur sowie geleistete Ausgleichszahlungen
und verbuchte Einnahmen beriicksichtigt werden. Des Weiteren muss der
Anteil, den die Erzeuger am gesamten Netzentgelt zu tragen haben
(,Generation* - G), grundséatzlich niedriger als jener der Verbraucher

(,Load" - L) sein.

3.2.3 Kapazitatsberechnung und -vergabe nach Artikel 5 ff.

Ein sicheres Engpassmanagement erfordert zunachst den Austausch von
Informationen zwischen den UNB. Die grundsatzlich zu verdéffentlichenden
Daten werden in Artikel 5 genannt und enthalten auch Angaben lber das
von der jeweiligen Regulierungsbehérde genehmigte Modell fur die

Berechnung der Gesamtubertragungskapazitat.

Mit den in Artikel 6 festgelegten Grundséatzen fur das
Engpassmanagement werden die Regeln fir den Umgang mit Engpassen
bzw. nicht genutzten Kapazitdten bestimmt. Neben Transparenz und
Nichtdiskriminierung werden far das Engpassmanagement
marktorientierte Ldsungen vorgeschrieben, die auf
nichttransaktionsabhangigen Methoden beruhen, d.h. ,Methoden, die
keinen Unterschied zwischen den Vertragen einzelner Marktteilnehmer

machen.“>!

% VO (EG) Nr. 1228/2003 Artikel 4 (1).
L VO (EG) Nr. 1228/2003 Artikel 6 (1).
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Die Nutzung der grenziberschreitenden Verbindungsleitungen darf nur in
Notfallen eingeschrankt werden, in denen ein ,Redispatching” oder
.countertrading® nicht mehr durchfihrbar ist. Dies erfolgt stets
diskriminierungsfrei, wobei der Marktteilnehmer fur jede Einschrankung
der ihm bereits zugewiesenen Kapazitdt zu entschadigen ist,

ausgenommen in Fallen hoherer Gewalt.

Weitere Grundsatze behandeln die Verwendung der Einnahmen®? aus
dem Engpassmanagement sowie die allgemeine Verpflichtung der UNB,
.die auf der Uberlasteten Verbindungsleitung in gegenlaufiger Richtung

«53

beanspruchten Kapazitaten“>” zu saldieren, um die Nutzung der Leitung

ZU maximieren.

Die Verordnung schliet mit grundlegenden Bestimmungen betreffend
Regulierungsbehérden  und  Leitlinien ab, wobei letztere in
rechtsverbindlicher Form im Anhang festgehalten werden, sofern sie im
Komitologie-Verfahren angenommen werden. Diese Leitlinien (ob in
verbindlicher Form oder noch als konsolidierter Entwurf) sollen die Basis

fur die Erlauterung der Regulierungsmechanismen in dieser Arbeit bilden.

°2 Unter bestimmten Voraussetzungen des Artikels 7 VO (EG) Nr. 1228/2003 kdnnen
neue Gleichstrom-Verbindungsleitungen (in Ausnahmeféllen auch neue Wechselstrom-
Verbindungsleitungen) von der Regelung beziglich der Einnahmenverwendung
ausgenommen werden. Diese Befreiung umfasst weiters jene Regelungen des ,Third
Party Access® gemafll Artikel 20 sowie bestimmte Eingriffsmoglichkeiten der
Regulierungsbehorde (inklusive der Methoden der Tarifierung fiir Ubertragung und
Verteilung) nach Artikel 23 der Richtlinie 2003/54/EG. Diese Regelung liefert ein
treffendes Beispiel fiir so genannte ,Regulation Holidays“. Vgl. hierzu z.B.
Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 22-26.

>3 VO (EG) Nr. 1228/2003 Artikel 6 (5).
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4 Ausgleichsmechanismus fir

grenziuberschreitende Stromflisse

,Loop flows are almost textbook examples of economic externalities.
They result from an agent’s action and influence (limit or enhance) the

possibilities of other agents to act.”

Wie bereits in den beiden vorangegangenen Kapiteln erlautert und hier
nochmals in den Worten von Boucher und Smeers (2001, S. 18)
angefuhrt, kdnnen sich Tatigkeiten von Erzeugern und/oder Verbrauchern
eines Mitgliedsstaats auf das Ubertragungsnetz eines anderen auswirken.
Diese ,grenziberschreitenden Stromflisse” reprasentieren negative bzw.
positive Externalitaten, die — o©6konomischen Grundsatzen folgend -

internalisiert werden sollten.

Auch das klassische Dilemma, dass Grenzkostenpreise (im
Elektrizitatssektor ,Nodal Prices" — kurzfristige marginale Preise mit
geografischer Differenzierung) zur Abdeckung der Gesamtkosten nicht
ausreichen und Durchschnittskostenpreise nicht das Effizienzkriterium
erfillen, macht so genannte ,Complementary Charges® zu einer
Notwendigkeit, wie in Kapitel 4 bezlglich der Tarifstrukturen noch

ausfuhrlicher erlautert wird.>*

Der erforderliche Ausgleich fir die Nutzung benachbarter Netze findet
zunachst in Verordnung 1228/2003 einen Rahmen, der ,nicht mehr auf
expliziten Entgelten fur einzelne Handelstransaktionen
(grenziberschreitende Entgelte oder Transitentgelte), sondern auf einem
globalen Ausgleichsmechanismus auf der Grundlage der physikalischen
Lastenflisse beruht.“>> Fixe Entgelte fir grenziberschreitende
Ubertragungen, wie sie die ETSO-Mitglieder (European Transmission
System Operators) im Rahmen des Florenzer Forums in den Jahren 2002

> Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 16; Rubio-Odériz/Pérez-Arriaga (2000), S.
448,
°> KOM (2007) 250, S. 6.
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bis 2004 vereinbarten, wurden als ein Haupthindernis fir die Entwicklung
des grenziuberschreitenden Handels gesehen, da sie vor allem die Gefahr
des ,Pancaking” in sich bargen. Hierbei wurde von den einzelnen an einer
landertibergreifenden Transaktion beteiligten UNB auf die regionalen
Entgelte das eigene einfach aufgeschlagen, um ihre jeweiligen
Systemkosten zu decken. Durch die Vvielfache Addition der
Netzzugangsentgelte  mussten  hierbei auch  mehrfach  deren
Grundkomponenten bezahlt werden.

Besonders in einem vermaschten Stromnetz wie dem europaischen, in
welchem, der Verordnung 1228/2003 folgend, ,gegenlaufige kommerzielle
Stromflisse saldiert werden und die physikalischen Lastflisse fast nie mit
dem Vertragspfad (ibereinstimmen,® ist ein auf den physikalischen
Lastenflissen basierender globaler Ausgleichsmechanismus sehr sinnvoll.
Dazu ist anzumerken, dass bei der Implementierung eines ITC-
Mechanismus  (,Inter-TSO-Compensation“-Mechanismus) momentan
insbesondere die Kompensation und damit Gerechtigkeit bei der
Verteilung der Kosten im Vordergrund steht und nicht die Aussendung

effizienter Preissignale.”’

Da fur den Ausgleichsmechanismus die von der Kommission erarbeiteten
Leitlinien®® mangels eines politischen Konsenses noch nicht angenommen
wurden, basierte das Schema fiir den Ausgleich zwischen UNB in den
vergangenen Jahren lediglich auf den freiwilligen Vereinbarungen
zwischen den ETSO-Mitgliedern. Der daraus resultierende ETSO-
Mechanismus reprasentiert eher einen Verhaltenscode (,Code of Good
Conduct”) und hat keine verbindliche Wirkung. Neben diesem Mangel an
Rechts- und Regulierungssicherheit ist es auch die Unvereinbarkeit
mancher Eigenschaften mit der Verordnung 1228/2003, die einen

Schatten auf diese Form der Regulierung wirft.

°® KOM (2007) 250, S. 6.
" Vgl. KOM (2007) 250, S. 6; FRS/IRSCAS (2005), S. 11 u. 25.
*® Siehe Draft Guidelines on Inter TSO Compensation KOM (2004).
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Das folgende Kapitel nimmt sich der Methodik des zu diesem Zeitpunkt
praktisch relevanten Mechanismus an und versucht zu klaren, in wie weit
durch dieses von ETSO entwickelte Modell die Anforderungen des
gemeinschaftsrechtlichen Rahmens, insbesondere der Verordnung
1228/2003 bzw. des Leitlinienentwurfs der Kommission, ihre Erflllung

finden.

4.1 Der ETSO-Mechanismus

In einer Pressevertffentlichung vom 15. Juni 2007 verkiindete ETSO,
dass auf Bitten der Europaischen Kommission und der ERGEG neuerlich
ein freiwilliges Ubereinkommen zwischen 27 Mitgliedslandern hinsichtlich
der Kompensation fir Transitstrome erzielt wurde. Dadurch wird der bis
dato verwendete Interims-ITC-Mechanismus” neuerlich forciert, bis
letzten Endes eine Einigung auf verbindliche Leitlinien erlangt wird.>®

Wie die meisten Ausgleichsmechanismen verwendet auch die ETSO-
Methode die Nutzung von nationalen Ubertragungsnetzen bei
grenziuberschreitendem Stromhandel als entscheidendes Kriterium fir die
Evaluierung und Allokation von Kosten. Eine Unterscheidung der
verschiedenen moglichen Ansatze lasst sich zundchst aufgrund der
Tatsache treffen, welche Art von grenziuberschreitenden Stromflissen bei
der jeweiligen Methode letztlich einen Anspruch auf Ausgleichszahlungen

erwachsen lasst — grenziberschreitende Strome oder Transitstrome.

Die Methodik nach ETSO beruht auf Transitstromen (so genannten
.rransits®), die laut Definition ihren Anfangs- sowie ihren Endpunkt
auBerhalb des Netzes eines UNB haben, wobei jenes fir die
Kostenevaluierung bzw. -allokation entscheidende Kriterium der Nutzung
nur durch solche gegeben sein kann. Grenziberschreitende Strome

hingegen umfassen — der Definition folgend — all jene Strome, die

%9 vgl. www.etso-net.org (Stand: 27.09.2007).
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zumindest eine Grenze kreuzen, wodurch neben ,Transits" auch Import-

und Exportfliisse Beriicksichtigung finden.®

Obwohl die Beschrankung des Verfahrens auf ,Transits* dem Artikel 3 (1)
der Verordnung (EG) Nr. 1228/2003 widerspricht, wonach der UNB ,einen
Ausgleich fiur die Kosten, die durch grenziberschreitende Stromflisse
Uber ihre Netze entstehen®, erhalten soll, bilden auch in dem
Leitlinienentwurf der Européischen Kommission Transitstrome die Basis
fur die Berechnung von Kompensationszahlungen.®* Jedoch kann fiir eine
Ausweitung des Mechanismus auf alle grenziberschreitenden Strome

eine Vielzahl an Argumenten® angefiihrt werden. So wiirde dies

e im Einklang mit den Bestimmungen der Verordnung 1228/2003
stehen,

e jeden Erzeuger bzw. Verbraucher erfassen, da auch Im- und
Exporte enthalten sind,

e dem Ansatz mehr Konsistenz verleihen, da die Identifikation von
Transitstromen  komplexer ist und Simplifikationen bzw.
(willktirliche) Annahmen erfordert,

e in Einklang mit der Engpassmanagementmethode stehen, die im
Rahmen der Verordnung 1228/2003 entwickelt wurde, und

e konsistent mit dem Paradigma eines IEM sein.

Trotz der angefuhrten Argumente konzentriert sich das ETSO-Verfahren
auf die Nutzung durch ,Transits", obwohl es von ETSO etwas irrefiihrend
als ,Cross-Border-Trade"“-Mechanismus (CBT-Mechanismus) betitelt wird.
Dabei handelt es sich um eine vereinfachte Variante der ,With-and-
without“-Methode fur , Transits®, die sich im konkreten Fall in vier Schritte

unterteilen lasst®:

% vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 17.

®1 vgl. KOM (2004), Punkt 3.1.

®2 \vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 18 u. 19.

% vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 38; siehe auch Anhang.
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Identifikation des horizontalen Netzes (HN);

2. Berechnung des Kostenanteils des HN in jeder UNB-Zone und in
der gesamten Region, der TransitstrOmen zurechenbar ist und
letztlich zur Gesamtausgleichszahlung fuhrt;

3. Definition der Verantwortung jedes einzelnen UNB an ,Transits"
und damit auch des Anteils am Gesamtausgleich;

4. Festlegung der Nettozahlung fur jeden UNB im ITC-Mechanismus.

Wie bei anderen Ausgleichsverfahren lassen sich diese Schritte in den
Kategorien  der  Kostenevaluierung und der Kostenallokation

zusammenfassen.

4.1.1 Kostenevaluierung nach ETSO

Die Evaluierung der Kosten, die grundlegend fur die Determination der
Ausgleichszahlungen der einzelnen UNB sind, bedingt die Identifikation
des horizontalen Netzes (HN).** Hierfir wird die ,Allocation-of-Transit-
Flow"- (ATF)-Naherungsmethode herangezogen, die fur jeden Bestandtell
(Leitungen und Transformatoren) eines Netzes festlegt, ob er Teil des HN
ist oder nicht.®> Der Transitstrom wird im ETSO-Verfahren nach der
Standarddefinition als Minimum von Import- und Exportstromen, welche
stiindlich an den Interkonnektoren eines Landes®® gemessen werden,
bestimmt. Diese konventionelle Definition eines ,Transits* kann bei der
Berechnung der Ausgleichszahlungen zu Ungerechtigkeiten fiihren und ist
einer der Kritikpunkte an der ETSO-Methode, wie im spateren Verlauf

® Laut Definition ist das horizontale Netz jener Teil des gesamten Ubertragungsnetzes,
der potentiell Transitstrome transportiert. Normalerweise handelt es sich um Netze mit
einer Spannung von 220 kV und mehr. Unter bestimmten Vorraussetzungen kdnnen
auch Leitungen mit niedrigerer Spannung im HN inkludiert sein. Hierbei besteht die
Mdoglichkeit der ,Physical Inclusion“ und/oder ,Economic Inclusion®“. Vgl. ETSO (2005a),
Appendix 2.

%5 vgl. IfED (2004), S. 39.

® Der Begriff “Land” wird von ETSO durchgehend verwendet, obwohl die Grenzen
mancher ITC-Parteien nicht mit den nationalen Ubereinstimmen. Vgl. ETSO (2005a),

Appendix 1.
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noch genauer erlautert wird. Eine angemessene Definition ware

erforderlich, um Uberkompensationen zu vermeiden.®’

4.1.1.1 Definition des horizontalen Netzes

FUr ein einheitliches Vorgehen bei der Bestimmung des HN im EWR
mussen die dafur verwendeten ,Transits* hinsichtlich Gr63e und Muster
(Verlauf) standardisiert werden. So wurde von den ETSO-Mitgliedern die
Standardgrof3e eines Transitstroms mit 100 MW festgelegt, und der
Verlauf muss die Mannigfaltigkeit an moglichen ,Transits" und deren
Einwirkung auf das Netz widerspiegeln, weshalb von der ATF-Methode
alle mdglichen ,One-to-one“-Transitmuster einbezogen werden. Ein realer
Transitstrom kann deshalb als eine Kombination mehrerer ,,One-to-one
Transits* gesehen werden. Fir einen UNB mit N Verbindungslinien

ergeben sich dadurch N *(N —1) solcher Muster.

Um das HN zu identifizieren, wird von dem Verfahren die Einwirkung aller
mdglichen elementaren Transitstrome modelliert. Dabei wird der Regel
Folge geleistet, dass jene Elemente des Ubertragungsnetzes einbezogen
werden, bei denen ein ,Transit* von 100 MW, der zwischen zwei
Interkonnektoren flie3t, einen signifikanten Einfluss (absolute Veranderung
von mehr als 1 MW) auf den Stromfluss hat, wahrend in den anderen

Verbindungslinien kein Strom flieRt.®®

Um die Einwirkung einzelner ,Transits“ zu simulieren, werden von einem
Simulationsadministrator aufgezeichnete ,Snapshots” als Referenzwerte
(z.B. von UCTE) herangezogen, um wie bei der ,With-and-without"-
Methode Zu einem festgelegten Zeitpunkt  durch einen
Situationenvergleich mit und ohne elementaren Transitstrom den Einfluss
auf die einzelnen Elemente zu bestimmen. Die Berechnung des

prozentuellen Anteils der Leitungsstrecke des HN an der Gesamtlange

®" vgl. ETSO (2005¢), S. 2; FRS/RSCAS (2005), S. 19 u. 86.
® In dem Leitlinienentwurf der Kommission ist das HN auf die gleiche Weise definiert.
Vgl. KOM (2004) 3.1.
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erfolgt dabei pro rata, wahrend fur Transformatoren der nominelle Anteil

an Energie herangezogen wird.®®

4.1.1.2 Kosten des horizontalen Netzes

Nachdem die einzelnen horizontalen Netze bestimmt wurden, Gbermitteln
die einzelnen Mitglieder die Gesamtkosten der Infrastruktur sowie etwaige
Ubertragungsverluste ihres HN. Als Grundlage fur die Festlegung der
Kosten des HN dient die ,Regulated Asset Base” (RAB) des einzelnen
UNB, welche die Zustimmung der nationalen Regulierungsbehorde
bendtigt und publiziert werden muss. Diese beinhaltet jedoch lediglich die
regulierten Kosten des bereits bestehenden Netzes und lasst die von der
Verordnung 1228/2003 vorgeschriebenen ,Forward Looking Long Run
Average Incremental Cost* (LRAIC) aufRer Acht; dies ist ein weiterer

Kritikpunkt, der im spéteren Verlauf erlautert wird.

Die ,Regulated Asset Base” inkludiert die Abschreibungs-, Betriebs- und
Wartungskosten eines Ubertragungsnetzbetreibers, jedoch nicht jene
durch erganzende Serviceleistungen (,Ancillary Services") verursachten
Kosten. Die im HN verzeichneten Verluste werden hingegen von einem

,Average Loss Model* erfasst."”®

% vgl. ETSO (2005c), S. 2; FRS/RSCAS (2005), S. 19, 20, 37 u. 38; ETSO (2005a),
Appendix 1.

" vgl. ETSO (2005¢), S. 4; ETSO (2005a), S. 5 u. Appendix 1; FRS/RSCAS (2005), S.
21. ERGEG zieht in ihrem Entwurf eines neuen Leitlinienvorschlags den Ansatz der
.total Annual Regulated Revenue From Transmission Network Operation“ jenem der
RAB vor, da dieser eine gleiche Basis fir interne sowie externe Akteure schafft und eine
konsistente Behandlung unter den Mitgliedslandern verspricht. Vgl. ERGEG E06-CBT-
09-08 (2006), S. 5.
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4.1.2 Kostenallokation nach ETSO

Die Bestimmung des verursachungsgerechten Anteils von Transitstromen
an den Gesamtkosten der einzelnen HN erfordert zunachst die Festlegung
eines ,landerspezifischen“ (bzw. UNB-spezifischen) ,Transit Key*
welchen der Quotient von Transitstromen und der Summe von ,Transits"

und Verbrauch (,Load”) bildet. Dies ist in der nachfolgenden Formel

festgeschrieben:
> Tep(k,m)
KEYep(k,M )= meM
ep(k,M) > Tep(k,m)+ > L(k,m)
meM meM
k...Land

M ...erster Monat des Jahres 2006 (bei ETSO 2005)
Tep(k,m)...Transit in GWh

L(k,m)...Last in GWh

Die Berechnung erfolgt auf einer jahrlichen Basis, wobei nicht die
maximale Spitzenleistung, sondern die durchschnittliche Nutzung des

Netzes ausschlaggebend ist.

Der daraus resultierende Durchfiihrungsschlussel liefert in Verbindung mit
den Kosten des HN die Hohe der Ausgleichszahlung, auf die ein UNB
Anspruch hat. Werden nun diese einzelnen Berechtigungen aufsummiert,

so erhalt man die Hohe des gesamten Ausgleichsfonds.

Die Verantwortung der einzelnen Ubertragungsnetzbetreiber fiir
Transitstrome wird letztlich mit Hilfe des ,Net Flow" erfasst und erfolgt
deshalb unabhangig von den oben aufgezeigten Berechnungen der
Ausgleichszahlung. Dieser ist definiert als der stindliche Nettostrom in
Import- oder Exportrichtung eines Landes, also als absoluter Wert des
Unterschieds zwischen Importen und Exporten. Die Zahlung in den

Ausgleichsfonds erfolgt im Verhaltnis zum ,Net Flow", wobei die Hohe des
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Beitrags nicht davon abhangt, ob der UNB ein Nettoimporteur oder

Nettoexporteur ist.”*

Der Nettostand jedes einzelnen Teilnehmers am CBT-Mechanismus ergibt
sich letzten Endes aus der Differenz zwischen Zahlungsanspruch und

Zahlungsverpflichtung.

4.2 Kritikpunkte des ETSO-Mechanismus

Nach der Abkehr von expliziten Entgelten wurde der CBT-Mechanismus
als Interimslésung eingefuhrt und trotz Unvereinbarkeit mit der
bestehenden Verordnung zum grenziberschreitenden Stromhandel
beibehalten bzw. nur geringfiigig geadndert. Im Folgenden sollen die
Kritikpunkte kurz erlautert werden, die im Zuge der letzten Jahre gegen
den ETSO-Mechanismus erhoben wurden.

4.2.1 Die Verwendung von Transitstromen

Wie bereits einleitend erwahnt, ist der ETSO-Mechanismus jenen ITC-
Methoden zurechenbar, welche die Nutzung des Netzes durch
Transitstrome fur die Bestimmung des Ausgleichs heranziehen, wahrend
Im- und Export als Verursacher von Netzwerkkosten in den Mechanismus

nicht einbezogen werden.

Die Vorteile, die durch eine Berucksichtigung aller grenziiberschreitenden
Stromflisse generiert werden kdnnen, fanden zuvor bereits ausfuhrlich
Erwdhnung. Es ist in weiterer Folge anzumerken, dass durch die

Verwendung von ,Transits* vor allem auch eine Problematik hinsichtlich

"t Lander, die nicht am CBT-Mechanismus teilnehmen (z.B. UK, Bulgarien, Russland,
Albanien), so genannte ,Perimeter Countries®, missen fur die Nutzung fremder Netze
eine fixe Gebihr von 1€/MWh leisten. Hier ergibt sich vor allem ein Problem bei EU-
Mitgliedsstaaten, da sie als ,Perimeter Country“ ein explizites Entgelt zahlen mussen,
was nach Artikel 4 (5) der VO (EG) Nr. 1228/2003 untersagt ist. Vgl. ETSO (2005c), S. 5.
2 vgl. ETSO (2005¢), S. 4 u. 5.
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der richtigen Definition entsteht. Die Standarddefinition diesbezlglich

lautet:
T, = Min(X (t);,M(t),)

T, ...der Transitstrom einer Entitat i
X (t), ...wahrend der Stunde t an den Interkonnektoren der Entitét i

gemessene Stréme in Exportrichtung

M (t), ... wahrend der Stunde t an den Interkonnektoren der Entitét i

gemessene Stréme in Importrichtung

Diese von ETSO (aber auch der Kommission und ERGEG)"® verwendete
konventionelle Definition eines ,Transits® kann zu ungerechten
Ausgleichszahlungen fihren. So wird der interne Stromverlauf eines
Landes von der ETSO-Methode nicht bericksichtigt. Diese bestimmt
lediglich den Fluss elementarer Transitstrome zwischen den
Interkonnektoren. Dabei kdnnen zwei sehr verschiedene Situationen mit
unterschiedlichen FlieBmustern den gleichen Kompensationsvorgang
auslosen. Des Weiteren ist es bedenklich, dass die Resultate der durch
die Standarddefinition bestimmten Vorgehensweise stark von den
politischen Grenzen abhangig sind. Diese Abhéngigkeit kann nicht nur zu
Fehlallokationen wie zum Beispiel Uberkompensationen fiihren, sondern

widerspricht auch dem ,Single System Paradigma®“.”

Anstelle von Mechanismen wie jenem nach ETSO bieten sich alternative
Ansatze an, welche die gesamten grenziberschreitenden Stromflisse in
ihrer Methodik berlcksichtigen. Nennenswert sind hier die ,Average-
Participation“-Methode, die ,Marginal-Participation“-Methode sowie die

,Aumann-Shapley“-Methode. "

" Vgl. KOM (2004) 2.1; ERGEG E06-CBT-09-08 (2006), S. 7.
" FRS/RSCAS (2005), S. 41 u. Annex 1.
’® Siehe Anhang.
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4.2.2 Die Unvereinbarkeit mit Artikel 3 (6)

Die Verordnung 1228/2003 sieht in Artikel 3 Paragraph 6 vor, dass die in
den Ausgleichsmechanismus einbezogenen Kosten auf der Grundlage der
,forward-looking LRAIC“’® ermittelt werden, wobei Verluste, Investitionen
in neue Infrastruktur und ein angemessener Teil der Kosten der
existierenden Infrastruktur Berucksichtigung finden sollen. Bei der
Kostenevaluierung werden laut Verordnung Standardkostenverfahren
angewendet, und etwaige durch grenzuberschreitende Stromfliisse

generierte Nutzen schmalern den Ausgleich.

Von diesen genannten Vorgaben vermag die ETSO-Methode lediglich
zwei zu erfullen. Die Interimslosung, die durch diese Methode erzielt wird,
basiert auf der Kompensation von Kosten der bestehenden Infrastruktur
sowie von Verlusten. Die zu erwartenden langfristigen durchschnittlichen
zusatzlichen Kosten (LRAIC) finden jedoch keinen Eingang in die
Kostenevaluierung, und an Stelle von Standardkostenverfahren werden
die auf nationaler Ebene festgelegten RAB herangezogen. Zudem
unterscheidet der ETSO-Mechanismus nicht zwischen ,Transits", die

Kosten verursachen oder Nutzen stiften.

Eine mdgliche Ursache, warum die geforderten LRAIC von ETSO uber die
Jahre stets aul3er Acht gelassen wurden, findet sich in der von Boucher
und Smeers (2003, S. 16 u. 17) begrindeten Tatsache, dass eine
Messung der LRAIC des grenziberschreitenden Stromhandels technisch
schwierig, wenn nicht unmaoglich, ist. Die Problematik entsteht jedoch
bereits bei den vorgeschriebenen Punkten der Kostenevaluierung, denn
der geforderte angemessene Teil der Kosten der vorhandenen
Infrastruktur ist nicht Teil der LRAIC, und so schreiben die Autoren:

»This change of language introduces both a logical contradiction and a

change of substance: one imposes incremental costs but allows

embedded costs. [...] This logical inconsistency is unlikely to have

’® Kriterien nach denen die LRAIC festgesetzt werden sollen finden sich in den Draft
Guidelines on Inter TSO Compensation KOM (2004) 3.
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much practical impact. While all drafts of the Regulation advocate
‘forward-looking long-run average incremental costs’, the Forum
[Florence Regulatory Forum, d. Verf] neither discussed nor

implemented anything but embedded costs.”

Dies lasst erahnen, dass das Aul3erachtlassen der LRAIC viel mehr aus
einer praktischen Notwendigkeit erfolgt, denn mit der Berechnung der
LRAIC sind folgende Schwierigkeiten verbunden:’’

1. Aufgrund der Unteilbarkeit und der Verbundvorteile eines Netzes ist
die langfristige Kostenfunktion nur schwer zu bestimmen.

2. Die Kostenfunktion weist die Eigenschaften der Nicht-Konvexitat
und der Nicht-Differenzierbarkeit auf, was die Bedenken bezlglich
Willkar bei der Berechnung bestarkt.

3. Die Externalitaten, die den kurz- als auch langfristigen Betrieb
durchdringen, machen es schwierig, die inkrementellen Kosten den

einzelnen Transaktionen bzw. Stromflissen zuzurechnen.

So stellen Boucher und Smeers (2003, S. 21) weiters fest:
,As ETSO recognizes, we indeed cannot compute sensible [sic!] the
forward-looking long run average incremental costs of transaction in a
set of linked meshed electrical networks [like in the European Economic
Area (EEA), d. Verf.]. Even moving from a set of linked networks to a
single network would still lead to an extremely difficult problem that

could only be solved at the cost of drastic simplification.”

Anstelle der Allokation von LRAIC durch den Durchfiihrungsschlissel des
ETSO-Mechanismus werden die ,Sunk Costs* des HN fur den Ausgleich

der Netznutzung herangezogen.

Ein weiteres Problem entsteht durch die Verwendung nationaler Kosten
anstelle von Standardkosten, da diese mit falschen Anreizen fiir UNB und

Regulatoren verbunden sein kénnen. Da der ETSO-Mechanismus auf

" Vgl. Boucher/Smeers (2003), S. 18.
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,Flow Patterns* beruht, wird ein UNB mdglicherweise dazu verleitet, vom
optimalen Verteilungspfad abzuweichen, um damit die Kosten seines
horizontalen Netzes und gleichzeitig seinen Anspruch auf Kompensation
zu erhdhen. Die Verwendung von Standardkosten wirde Subventionen
von Landern mit geringeren Kosten an jene mit hoheren Kosten
verhindern. Die Tatsache, dass damit fur die nationalen
Regulierungsbehdrden die Kostenevaluierung an Komplexitdt zunehmen
wirde, liefert womdglich einen der Grunde fur die Verwendung der
einzelnen RAB im ETSO-Verfahren.”®

4.2.3 Probleme der Kostenallokation

Die Schwierigkeit einer verursachungsgerechten Verteilung der Kosten
mittels der ETSO-Methode entspringt der Tatsache, dass sie die
Verantwortung fir die Nutzung einzelner Elemente des HN nicht einzelnen
Akteuren bzw. UNB =zuschreibt, sondern die Verantwortung fir die
gesamte externe Nutzung erfasst, also den Einfluss aller internationalen
Stromflisse auf das UNB-Netz misst. Die ETSO-Methode berechnet
zudem die Ausgleichsanspriiche der einzelnen UNB unabhé&ngig von ihren
Zahlungsverpflichtungen und vernachlassigt bei der Berechnung letzterer
das Nahverhaltnis zwischen den Netzen und damit deren reale Einwirkung
auf fremde Netze. Zwar wird zunachst der Ausgleich jedes UNB
festgelegt, die Allokation der Verantwortung fir die Netznutzung erfolgt im
Anschluss jedoch mittels eines Ad-hoc-Kriteriums, welches in diesem Fall
der ,Net Flow" darstellt.

Eine Aggregation aller externen Stromflisse bedeutet weiters, dass eine
Berechnung von ortlichen Signalen nicht moglich ist. Diese spielen vor
allem in Markten wie dem européischen IEM, wo ein regionaler Markt aus

einer Vielzahl an Systemen entsteht, eine wichtige Rolle.”

8 Vgl. FRS/IRSCAS (2005), S. 26 u. 27; Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 15.
® vgl. Vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga (2002), S. 1.
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Weitere Kritik lasst sich bezlglich des , Transit Key" auRern, der lediglich

ein grobes MaR bei der Identifikation von , Transits* darstellt. &

4.3 Konklusion

Obwohl im vorangehenden Kapitel ein moglicher Erklarungsversuch
hinsichtlich des Aul3erachtlassens der LRAIC mit Hilfe der Erlauterungen
von Boucher und Smeers (2003, S. 16-21) unternommen wurde, stellt sich
dennoch die Frage, warum trotz all der genannten Kritikpunkte tber die

Jahre am ETSO-Mechanismus festgehalten wurde.

Bezluglich des ersten und des letzten der genannten Kritikpunkte
schneiden Ansatze wie die ,Average-Participation“-Methode, die
~Aumann-Shapley“-Methode, aber auch die ,Marginal-Participation®-
Methode im Vergleich wesentlich besser ab als der ETSO-Mechanismus.
Dies wird durch die qualitative Analyse der einzelnen
Ausgleichsmechanismen hinsichtlich des Kostenkausalitatsprinzips im

Anhang auch nachgewiesen.

Grunde fur das Festhalten an dieser Methode finden sich einerseits in den
Eigenschaften der leichten Implementierung, Nachvollziehbarkeit und
Uberprifbarkeit. Die Methodik des ETSO-Mechanismus ist leicht zu
verstehen und erfordert nur eine begrenzte Menge von Inputs. Dies ist vor
allem in einem vermaschten Elektrizitatsmarkt wie dem européischen ein

entscheidender Vorteil. 8!

Andererseits entspricht das ETSO-Verfahren (noch) vorherrschenden
Denkmustern, wonach das nationale Wohl dem gemeinschaftlichen Wohl
der EU vorgezogen wird. Diese politischen Grenzen spiegeln sich auch in

der freiwilligen Vereinbarung der ETSO-Mitglieder wider und zeigen auch

8 vgl. FRS/IRSCAS (2005), S. 41, 42 u. 44.
8 vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 39-47.
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in der Elektrizitatswirtschaft jene Problematik auf, der sich ein

Staatenverbund wie die EU stellen muss.

.In the European example the national regulator typically regulates the
national network and there is no counterpart to FERC [Federal Energy
Regulatory Commission, d. Verf.], which in the US has jurisdiction over

inter-state (and thus inter-TSO) flows.”®?

Wie bereits in Kapitel 2.1 erwahnt, kdnnte diesem Problem nur mit einem
Transfer von Souveranitat von den Mitgliedslandern zur Européischen
Gemeinschaft entgegengesteuert werden. Glachant und Lévéque (2006,
S. 16) treffen Uber die jetzige Situation folgende Aussage:
“Whatever we wished, the infrastructures of the European internal
market are administered by organisations for whom the internal market
is not the principal or normal mission or performance criteria and who
have no explicit incentive to establish close operational cooperation with

neighbours to facilitate a unified functioning of the market.”

Nach Brunekreeft et al. (2004, S. 15) gewinnt die ,Inter-Network
Compensation* dann an Bedeutung, wenn Investmententscheidungen
davon betroffen sind. Werden Investitionen mittels LRAIC im
Ausgleichsmechanismus beriicksichtigt, so spielen nationale bzw.
regionale Grenzen in diesem Kontext eine entscheidende Rolle.
Demgemal werden zukulnftige Infrastrukturprojekte, die aufgrund geringer
Nutzung dem lokalen UNB niedrigere Ausgleichszahlungen offerieren als
Kosten anfallen wirden, diesem UNB unzureichende Anreize bieten, auch
wenn die gleichen Projekte auf gemeinschaftlicher Ebene fiir andere UNB
mit einem grofRen Nutzen verbunden wéaren. Durch den ITC-Mechanismus
sollte in solchen Situationen die Weiterentwicklung transeuropaischer

Netze gefordert werden.®® Der Ausgleichsmechanismus miisste deshalb

8 Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 15.
® Eine Losung bietet ein Ansatz, der auf dem Coase-Theorem basiert und den UNB
einen frei vereinbaren Ausgleich fiir neue Investitionen ermdglicht. Interessante

Perspektiven liefert in diesem Zusammenhang auch der Ansatz der ,Merchant
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Uber politische Grenzen hinausgehen und effiziente Signale an die
Entscheidungstrager aussenden. Ob dies ,nur® durch einen
eigenstandigen europaischen Regulator bzw. europaische

Ubertragungsnetzbetreiber zu erreichen ist, sei dahin gestellt.?*

Entscheidend ist, dass der von ETSO gewahlte Ausgleichsmechanismus
eher als Kompromisslosung denn als 6konomisch effizientes Werkzeug in
Erscheinung tritt, besonders wenn andere Ansatze wie beispielsweise die
»Average-Participation“- oder ,Aumann-Shapley“-Methode in der

wissenschaftlichen Literatur durchwegs als positiv ersehen wurden.®®

Vielmehr zeigt sich in diesem Zusammenhang, dass die in der Theorie
funktionierenden Ansétze haufig der politischen Realitat weichen missen.
Hierzu ist jedoch festzuhalten, dass der ETSO-Mechanismus auch in

diesem bestimmten politischen Kontext sehr wohl verbesserungsfahig ist.

Transmission Investment®, obwohl dieser fur regulierte Netzwerkverbindungen nicht
geeignet ist. Vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 28; Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 22.
8 Vvgl. FRS/IRSCAS (2005), S. 28 u. 29; Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 15.
Siehe auch Anhang.

8 vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga (2002); Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 17;
FRS/RSCAS (2005); Kattuman/Green/Bialek (2004). Siehe auch Anhang.
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5 Harmonisierung der Tarifstrukturen

Der Liberalisierungsprozess des europaischen Elektrizitatsmarktes hatte —
im Gleichklang mit der Segmentierung der Wertschopfungskette — zumeist
eine Teilung der Energiepreise von den Netzwerkservicetarifen zur Folge.
Wahrend erstere das Potential eines wettbewerbsmallig organisierten
Marktes beinhalten, dienen letztere zum Zwecke der Deckung jeweiliger
Gemeinkosten, die in den natirlichen Monopolbereichen der

Ubertragungs- und Verteilungsnetzwerke anfallen.

Im Zuge ihrer Bestimmung kommt den Netzentgelten grof3e Bedeutung
zu, da ihre gewahlte Struktur einen bedeutenden Einfluss auf die Nutzung
und Entwicklung des Netzes austbt. Laut Brunekreeft et al. (2004, S. 3 u.
4) fuhrt die Tarifstruktur im Idealfall zu einer Forderung

e einer effizienten kurzfristigen Nutzung des Netzes,

o effizienter Investitionen in die Ausweitung des Netzes,

o effizienter Signale fur das Treffen von Investitionsentscheidungen
von Erzeugern und Verbrauchern,

e von Fairness und politischer Durchfuhrbarkeit und

e der Kostendeckung.

Bei der Erreichung dieser Zielvorgaben kommt es jedoch zu einer
Diskrepanz, die sich aufgrund der beiden Ubergeordneten Zielkriterien der
Kostendeckung und der Effizienz einstellt. Beziglich des Attributs der
Effizienz wird fur die Evaluierung geeigneter Mechanismen haufig das
Kostenkausalitatsprinzip herangezogen. Da im Sinne der dkonomischen
Theorie dieses Prinzip nicht notgedrungen zu kostendeckenden Tarifen
fuhrt und eine verursachungsgerechte Verteilung der gesamten mit dem
Netz verbundenen Gemeinkosten in der Praxis kaum mdglich ist,
verwenden viele Lander eine mehrteilige Tarifstruktur zur Abdeckung der
gesamten Kosten. Grundsatzlich unterteilen sich die Kosten in zwei
Kategorien: die Kosten der Netzinfrastruktur sowie die damit verbundenen

Aufwendungen fir Netzbetrieb und Netzwartung auf der einen Seite,
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verwandte Kosten, die durch die Nutzung des Netzes entstehen, auf der
anderen Seite. Letztere umfassen Ubertragungsverluste, Kosten des
Engpassmanagements und bestimmter Netzdienstleistungen (,Ancillary
Services*) sowie Gebihren, die nur indirekt mit der UNB-Tatigkeit
zusammenhangen, wie besondere Forderungen und die Deckung der
.Stranded Costs, die einer gewissen Gemeinwohlverpflichtung

nachkommen.

Uber einen langeren Zeitraum betrachtet resultiert die Unvereinbarkeit der
beiden Zielaspekte vor allem auch aus spezifischen Eigenschaften, die
dem Netzwerkbetrieb anhaften. Aufgrund der Unteilbarkeit des Netzes,
den stark steigenden Skalenertrdgen und gewissen Beschrankungen,
welche die Zuverlassigkeit des Systembetriebs gewéhrleisten, bleibt auch
nach einer verursachungsgerechten Kostenallokation ein bestimmter
Anteil an ,verbleibenden Kosten“ bestehen, der in weiterer Folge mit Hilfe

eines zweitbesten Preisschemas sozialisiert werden muss.®’

Diese Uberlegungen filhren letzten Endes zu einer Tarifstruktur, die sich
laut Hunt (2002, S. 196-201) aus drei grundlegenden Netzentgelten
zusammensetzt: Netznutzungsentgelte, Netzverbindungsentgelte und
Netzzugangsentgelte. Diese sollen im nachsten Kapitel kurz erortert

werden.

5.1 Grundlegende Arten der Netzentgelte

Die weiterfihrenden Erdrterungen beziehen sich auf die Tarifstruktur der
Ubertragungsnetze, da diese auch den Kern der Tarifharmonisierung im
EWR bilden. Die Auffacherung der Netzentgelte stitzt sich ganz auf den
Vorschlag Hotellings (1938), wonach die Preissetzung der tatsachlichen

Nutzung an den kurzfristigen Grenzkosten festzumachen ist und die

% vgl. Pérez-Arriaga/Smeers (2003), S. 180; KOM (2007) 250, S. 6 u. 7.
8 Vgl. Pérez-Arriaga/Smeers (2003).
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Investitionskosten auf einem anderen Weg gedeckt werden, im konkreten

Fall durch komplementare Netzentgelte.

5.1.1 Netznutzungsentgelte

Wie bereits erwéahnt, wirde ein effizientes Preisschema fir die kurzfristige
Nutzung des Ubertragungsnetzes dessen kurzfristige Grenzkosten
verrechnen. Um den bereits genannten Tarifeigenschaften nach
Brunekreeft et al. (2004) zu entsprechen, missen Netzwerktarife einen
bestimmten Grad sowohl an zeitlicher als auch an geographischer
Differenzierung aufweisen, um die nétigen Signale an die handelnden
Marktakteure auszusenden. Wahrend sich die zeitliche Ausbildung von
Unterschieden nach der jeweiligen Saison und den ,Peak®- bzw. ,Off-
Peak“-Stunden gestaltet, vollzieht  sich die geographische
Preisdifferenzierung anhand bestimmter Zonen (,Zones") oder Knoten
(,Nodes”), die auch namensgebend fur die damit verbundenen

Preisschemata sind und in weiterer Folge kurz erlautert werden.

Das ,Nodal Pricing®, auch als ,Locational Marginal Pricing“ bekannt, misst
laut Definition der Ubertragungsleistung zwischen zwei Knoten jenen Wert
bei, der sich aus der Differenz der Energiepreise an den besagten Knoten
errechnet. Diese Knotenpreise reprasentieren die Grenzkosten der
Elektrizitat, die je nach Zeit und Ort variieren und somit die erforderlichen
Differenzierungen aufweisen, um an die Marktteiinehmer perfekte
kurzfristige Preissignale auszusenden. Bei der Untersuchung dieser
Preise innerhalb eines kurzfristigen Zeitraums kdnnen nach Pérez-Arriaga
und Smeers (2003, S. 184) folgende positive Eigenschaften festgestellt

werden:
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e Unabhéangigkeit von Transaktionen, deshalb nicht diskriminierend;

o effiziente kurzfristige 6konomische Signale;

e Internalisierung der Einwirkung von Ubertragungsverlusten und
Engpassen;

e Messung der Grenzkosten der elektrischen Energie am jeweiligen
Knoten.

Aufgrund dieser Merkmale lasst sich erkennen, dass die Knotenpreise von
den Charakteristika eines Ubertragungsnetzes abhangen und somit auch
der jeweiligen Netzwerktopologie Rechnung getragen wird.

Da sich jedoch die langfristigen Grenzkosten aus Griinden wie der
Unteilbarkeit des Netzes, den stark steigenden Skalenertragen und
bestimmten sicherheitstechnischen Beschréankungen von den kurzfristigen
unterscheiden, kann mittels ,Nodal Prices" nur ein Teil der Kosten gedeckt
werden, was die Einfuhrung von komplementéren Netzentgelten zu einem
zwingenden Erfordernis macht.®® Dies wird in Abbildung 5 dargestellt,

wobei vor allem der geringe Anteil der kurzfristigen Grenzkosten auffallt:

Abbildung 5 - Kostentreiber des Ubertragungsnetzes

long-term total costs of network
short-term marginal costs infrastructure
marginal costs
(nodal prices) 100%
Y
rehiability any other mcreasing discrete network
constraint direct returns to nature of planning
consiraint scale network “error”
nvestment

Quelle: Pérez-Arriaga (2003), Folie 8.

% Vgl. Pérez-Arriaga/Smeers (2003), S. 181-185.
50



Ein weiterer Nachteil, der den Knotenpreisen haufig angelastet wird, zeigt
sich in der hohen Komplexitat, welche diese Form der Preissetzung mit
sich bringt. Jene wurzelt in der Variation der Preise, die mit der Anderung
von Ort und Zeit einhergeht. In grol3en Systemen wirden die vollstandig
differenzierten Preise des ,Nodal Pricings® eine Preissetzung an
tausenden von Knoten bedeuten. Um diesen Aufwand zu reduzieren,
besteht die Moglichkeit, einzelne Knoten innerhalb bestimmter Zonen
zusammenzufassen und somit einen einheitlichen Preis innerhalb dieser

Gebiete zu implementieren.®

Beim so genannten ,Zonal Pricing“ dient nicht mehr die Preisdifferenz der
elektrischen Energie zwischen zwei Knoten, sondern jene zwischen zwei
Zonen zur Bestimmung des Wertes der Ubertragungsleistung, wobei jede
Zone einen ,Spot“-Energiepreis hat. Dieses Preisschema verfolgt die
Absicht, den Erzeugern Anreize zu geben, sich innerhalb der Grenzen von
Hochpreiszonen niederzulassen und Beschrankungen aufgrund von
Engpassen zwischen den Zonen entgegenzuwirken. Da beim ,Zonal
Pricing® Engpasse innerhalb einer Zone nicht berlcksichtigt werden,
entsteht ein gemeinschatftlicher Marktplatz, der die Wettbewerbsfahigkeit

der Terminmarkte maximiert.

In Europa dominieren momentan vor allem Preissetzungsverfahren, die
sich auf das ,Zonal Pricing” stitzen. Dies ist einerseits im Einklang mit
jener Interimslésung, die versucht, einen IEM mittelfristig zunachst tber
die Integration regionaler Markte zu erreichen, wie es bereits aufgrund
eines Beschlusses der Kommission fir das Engpassmanagement
verbindlich festgelegt wurde.®* Andererseits werden dadurch jedoch auch
jene Probleme reflektiert, die im Kapitel 3.1 bereits erdrtert wurden und auf

einem dezentralen, national gepragten Regulierungssystem ful3en. So

8 vgl. Pérez-Arriaga/Smeers (2003), S. 185; Rothwell/Gémez (2003), S. 115; Wilson
(2002), S. 1322.

% vgl. Wilson (2002), S. 1323; Rothwell/Gémez (2003), S. 115.

L vgl. Beschluss der Kommission (2006/770/EG).
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schreibt Newbery (2006, S. 7) Uber das bisherige Versdumnis Europas,
das ,Nodal Pricing“ einzufiihren:
~Europe is still some way from embracing the nodal pricing model,
perhaps because it sits too comfortably with an interventionist approach
to pricing and market power mitigation, with all the compensating
regulatory rules and devices needed to offset the objectionable effects
of local market power.”

Wohl ist es nach Smeers (2003, S. 164) jedoch auch die ,angebliche
Komplexitat" des ,Nodal Pricing“, aufgrund welcher anderen Methoden in

Europa der Vorzug gegeben wird.

5.1.2 Netzverbindungsentgelte

Durch eine effiziente Preisfestsetzung, die im Bereich der
Netznutzungsentgelte vor allem mittels ,Nodal Pricing” erreicht wird, setzt
sich ein Regulierungssystem der nahezu unausweichlichen Gefahr aus,
dass nicht alle mit dem Ubertragungsnetz verbundenen Kosten abgedeckt
werden. So koénnen auf langere Sicht mittels dieser Preise nicht die
gesamten Investitionskosten des Ubertragungsnetzes gedeckt werden,
und es missen zusatzliche Entgelte eingefihrt werden, um den

verbleibenden Betrag der regulierten Kosten ausgleichen zu kdénnen.

Die hier betrachtete Gebuhr der Netzverbindungsentgelte soll zur
Abdeckung all jener langfristigen Kostenpunkte dienen, die direkt dem
Verhalten eines Marktakteurs zurechenbar sind, wie zum Beispiel die
Leitung, mit der ein neuer Erzeuger ans Ubertragungsnetz angeschlossen
wird. Dabei kann diese, je nach Berechnungsbasis, eine Form annehmen,
die zwischen den beiden Extremen der ,Deep Connection Charges” und
der ,Shallow Charges” liegt. Diese Entscheidung hangt vor allem davon
ab, inwieweit das Kostenkausalitatsprinzip auf die ,verbleibenden Kosten*
anwendbar ist — oder einfach ausgedrlckt, wie viele der verbleibenden

Kostenpunkte verursachungsgerecht verteilt werden kénnen.
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Durch den Einsatz der ,Deep Connection Charges* wird von Seiten des
Regulators der Versuch unternommen, einen maglichst grof3en Anteil der
.verbleibenden Kosten* aufgrund der individuellen Verantwortung der
Marktteilnehmer zu verteilen. Diese Variante der Netzverbindungsentgelte
hat den Vorteil, dass aufgrund der verursachungsgerechten Verteilung
dem Effizienzkriterium entsprochen wird und sich jener Teil, der im Zuge
der Netzzugangsentgelte mittels zweitbester Losungen sozialisiert werden

muss, verringert.

Bei dieser Vorgehensweise tritt jedoch das Problem auf, dass, je tiefer
diese Gebuhren in die Kostenstrukturen vordringen, die Werte, die sie
annehmen, zunehmend streitbarer werden. So lasst sich zum Beispiel fur
neue Verbindungsleitungen nicht immer eindeutig feststellen, welche
Kosten ihnen zurechenbar sind, vor allem dann nicht, wenn diese in
Zusammenhang mit strategischen Uberlegungen stehen, die auch andere
Teile des Netzes einschlieBen (z.B. Unteilbarkeit von der
vorrausschauenden Bauweise fir zukinftigen Bedarf, Uberkapazitarer
Ausbau aufgrund von Kostenasymmetrien,...). Aufgrund dieser Tatsachen
gestaltet es sich schwierig, fur die Festlegung der ,Deep Connection
Charges” einfache und transparente Kriterien zu schaffen, da diese mit
zunehmender Tiefe von den subjektiven Einschatzungen des
Entscheidungstragers abhéangig sind. Ein weiterer Nachteil dieser Art von
Netzverbindungsentgelten zeigt sich in Form von Diskriminierung, die
neuen Erzeugern (und auch Kapazitdtsexpansionen) entgegengebracht
wird. Dies ist besonders fur Markte von Bedeutung, bei denen versucht
wird, die Marktmacht einiger weniger Akteure durch den Eintritt von neuen

zu reduzieren.®?

Orientiert sich der Regulator hingegen bei der Festlegung der
Netzverbindungsentgelt an einer ,Shallow“-Basis, so werden lediglich jene
Kostenpunkte direkt zugewiesen, deren Verursacher auch eindeutig
identifiziert werden kdnnen. Die Form der ,Shallow Charges* verfugt Gber

den Vorzug einer einfachen Anwendbarkeit und férdert den Eintritt neuer

%2 vgl. Hunt (2002), S. 198 u. 199; Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 10-12.
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Erzeuger, gleichzeitig weist sie jedoch auch einen geringeren Grad an
Effizienz als die ,Deep Connection Charges* auf. Dies begrtindet sich
darin, dass nur ein verhaltnismaRig geringer Teil der ,verbleibenden
Kosten* mit dieser Form der Netzverbindungsentgelte
verursachungsgerecht verteilt wird. Ein relativ groRer Anteil an nicht
abgedeckten Kosten muss deshalb im weiteren Verlauf in die

Netzzugangsentgelte integriert und somit sozialisiert werden.®

Laut Glachant und Lévéque (2006, S. 13-18) bilden die verschiedenen
Netzverbindungsentgelte (und auch die Netzzugangsentgelte) in Europa
einen ,lrrgarten”, welcher fur Verwirrung im EWR sorgt. Dies begrindet
sich in der grol3en Bandbreite, die zwischen den beiden Extremen der
.Deep Connection Charges” und der ,Shallow Charges* liegt und in einer
Vielzahl an Tarifsetzungsmethoden zum Ausdruck kommt. Die Autoren
sehen in diesen Tatsachen erneut die Problematik des ,nationalen
Tropismus®, welche im Zuge der Harmonisierung der

Netzverbindungsentgelte (bzw. Netzzugangsentgelte) zu I6sen ist.

5.1.3 Netzzugangsentgelte

Aufgrund der realen Gegebenheiten konnen nicht alle Kosten durch die
Netznutzungs- und Netzverbindungsentgelte gedeckt werden, was den
Einsatz von Netzzugangsentgelten erforderlich macht. Diese werden von
Regeln determiniert, die auf einem langerfristigen Zeitraum aufbauen. Sie
basieren deshalb haufig auf der Zielvorgabe einer minimalen Verzerrung
der Nutzung, um die kurzfristige Effizienz nicht zu geféahrden. Sofern eine
langfristige Kostenkausalitét im Netz identifiziert werden kann, steht einer
verursachungsgerechten Allokation der ,verbleibenden Kosten* nichts im
Weg. Da dies in der Praxis jedoch nicht oft der Fall ist, wird das Gros

dieser Kosten mittels einer zweitbesten Losung abgedeckt.

% vgl. Glachant/Lévéque (2006), S. 15 u. 16; Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S.
10-12; Hunt (2002), S. 198 u. 199.
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Mit dem ,Ramsey Pricing“ bietet sich eines der bekanntesten zweitbesten
Preisschemen an, dessen Implementierung streng genommen zu einer
Modifizierung der Knoten- bzw. Zonenpreise fuhren wirde, da die
Ramsey-Regel einen Aufschlag® auf den effizienten Preis vorsieht,
welcher (unter der Annahme, dass keine Kreuzpreiselastizitaten bestehen)
invers proportional zur Elastizitdt der Nachfrage ist. Dies wird haufig als
die am besten durchfuihrbare Form der Preissetzung erachtet, doch weist
sie auch viele Nachteile auf, wie zum Beispiel die

e Notwendigkeit der Schatzung der Elastizitdt der Energiepreise auf
Seiten der Netzwerknutzer;

e Modifizierung der Knoten- bzw. Zonenpreise, welche zu einer
Stoérung der kurzfristigen Effizienz fihren kann;

e Preisdiskriminierung, die bei benachteiligten Parteien ein
Ungerechtigkeitsempfinden wecken kénnte.®

Eine einfache Alternative zu Ramsey-Preisen bilden so genannte
~Postage-Stamp“-Preise, die unabhangig von der Distanz und basierend
auf der Menge der Energie oder der Kapazitat berechnet werden, wodurch
sich ein Preisaufschlag somit proportional zur Nachfrage eines Nutzers
ermittelt. Der Einsatz dieser auf3erst simplen Methode wird haufig damit
gerechtfertigt, dass sie den Wettbewerb innerhalb des Marktes fordere.
Jedoch kann die einfache Modellierung der Kostenfunktion den
vorherrschenden Bedingungen in einem Ubertragungsnetz  aus
okonomischer Sicht nicht gerecht werden. Sie bietet deshalb auch eine
gro3e Angriffsflache fir die Seite der Kritiker. Besonders der ganzliche

Verzicht auf eine Preisdifferenzierung und die damit verbundenen Signale

% Es bestehen noch weitere Regel (z.B. Allais-Regel, Oftel-Regel,...), aufgrund derer
man versucht proportionale Preisaufschlage zu definieren, die ein mdgliches Defizit bei
der Ubertragung (bzw. Verteilung) ausgleichen sollen.

% vgl. Pérez-Arriaga/Smeers (2003), S. 193-195; Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004),
S. 13 u. 14.
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macht diese Vorgehensweise fir den an permanenten strukturellen

Engpéassen leidenden EWR unattraktiv.*®

Waéhrend sich L&nder wie Deutschland und Frankreich noch mit dieser
verhaltnismaRig (besonders im Bezug auf die Gréf3e und Topologie dieser
Lander) einfachen Methode begnigen, versuchen andere Lander wie
Grof3britannien und Norwegen neue Losungswege zu erschliel3en, bei
denen in die Preisstrukturen bestimmte Anreizmechanismen implementiert
werden. Diese als ,Incentive Pricing® (oder ,Performance-based
Ratemaking”) bekannten regulativen Preissysteme kniupfen die Einklnfte

der UNB an bestimmte Leistungsziele anstatt an die Kosten.®’

Aufgrund der verschiedenen Arten der Strukturierung und der zugrunde
gelegten Kosten ist der EWR auch im Bereich der Netzzugangsentgelte
mit einer Vielzahl unterschiedlicher Tarife konfrontiert. Dieser nach
Glachant und Lévéque (2006, S.13-18) ,undurchdringliche Irrgarten” an
Netzzugangsentgelten bildet zugleich den Ausgangspunkt der
Harmonisierung der Tarifierungsmethoden, dessen Grundsatze in der
Verordnung 1228/2003 Artikel 4 festgeschrieben sind. Im folgenden
Kapitel wird zunachst erlautert, welche Auswirkungen divergierende
Tarifstrukturen auf den Wettbewerb haben, um anschlieRend zu klaren,
welche MaRRnahmen die EU zu einer Harmonisierung der Netzentgelte

setzt.

5.2 Harmonisierung der Netzzugangsentgelte

Betrachtet man die Problematik, die sich aufgrund unterschiedlicher
Tarifstrukturen fir den EWR ergibt, muss man neben der Hbhe der
einzelnen nationalen bzw. regionalen Tarife auch deren Verteilung
zwischen Erzeugern und Verbrauchern berlcksichtigen. Das folgende

Unterkapitel nimmt sich dieser Problemstellung an und behandelt damit

% vgl. Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 15; Glachant/Lévéque (2006), S. 15;
Rothwell/Gémez (2003), S. 105.
" vgl. Rothwell/Gémez (2003), S. 247.
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jenes Thema, das fur eine Harmonisierung der Tarife ausschlaggebend

ist.

5.2.1 Auswirkungen unterschiedlicher Netzzugangsentgelte auf den
Wettbewerb

In den Aufgabenbereich eines Regulators féllt neben der Bestimmung der
Hohe der Netzzugangsentgelte auch deren Allokation zwischen Erzeugern
(G) und Verbrauchern (L). Im Wesentlichen entspricht diese Form von
komplementaren Netzzugangsentgelten nichts anderem als einer Steuer,
deren Zweck die Deckung der noch verbliebenen Kosten darstellt.
Okonomische Prinzipien legen deshalb nahe, dass in einem ganzlich
integrierten bzw. isolierten Markt unter perfekten
Wettbewerbsbedingungen dieses Allokationsproblem quasi nicht
existiert.”® Ein Erzeuger, der einen Anteil « am Netzzugangsentgelt t zu
tragen hat, wird diesen Anteil stets auf sein effizientes Gebot b
aufschlagen, wodurch ein Grol3handelspreis von b+ a*t generiert wird.
Da ein Verbrauch den verbliebenen Anteil des Netzzugangsentgelts

(L—a)*t zu begleichen hat, ergeben sich deshalb fiir ihn letzten Endes

die Gesamtkosten von b+t. Die Verbraucher zahlen somit die

Produktionskosten und das gesamte Netzzugangsentgelt.

Problematisch wird die Allokation der Netzugangsentgelte dann, wenn
zwei miteinander verbundene Systeme einen unterschiedlichen Grad der
Verteilung zwischen G und L aufweisen, aufgrund welcher es zu
Wettbewerbsverzerrungen kommen kann. Dies soll im Folgenden durch
ein Beispiel aufgezeigt werden, das den Extremfall wiedergibt, bei dem im
Netz A das gesamte Netzzugangsentgelt dieses Netzes den
Konsumenten angelastet wird, wéhrend es im Netz B die Erzeuger

ganzlich zu tragen haben (unter der Annahme, dass die Erzeuger zu den

% Brunekreeft et al. (2004, Appendix) zeigen, dass diesem Grundsatz auch unter nicht-
perfekten Wettbewerbsbedingungen entsprochen wird, wenn die Erzeuger Uber eine
gewisse Marktmacht verfiigen und Gebote abgeben, die oberhalb des effizienten Preises
liegen.
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gleichen  Kosten Strom  produzieren b*=b®=b und die

Verbindungsleitung keine Kapazitatsengpasse aufweist):

Abbildung 6 - Wettbewerbsverzerrung durch Unterschiede in der Tarifallokation

A

L: 100%

G: 0%

e pi=b+a’*t? o p’=b+a®*t®
p" =b+0*t" p? =b+1*t®
p” =b < p® =b+t°

p”...GroRhandelspreis in Netz A
p®...GroRhandelspreis in Netz B
a®,a® ...G-Anteil am Netzzugangsentgelt im Netz A bzw. B

t*,t® ...Netzzugangsentgelt im Netz A bzw. B

Durch die unterschiedliche Gestaltung der Allokation in den beiden
Markten hatten die Erzeuger im Netz A vergleichsweise einen

Wettbewerbsvorteil gegeniber den Erzeugern aus Netz B. Der

GroRhandelspreis p”, den erstere verlangen, enthalt lediglich die

Produktionskosten b, wohingegen im GroRhandelspreis der letzteren p°®

auch das gesamte Netzzugangsentgelt dieses Netzes inbegriffen ist. So
konnten die Erzeuger des Systems A den von ihnen erzeugten Strom an
Konsumenten in beiden Netzen zu einem niedrigeren Preis anbieten.
Demzufolge waren die Konsumenten beider Netze besser gestellt, wenn
sie den Strom aus Netzwerk A beziehen. Eine wirkliche Kostenersparnis
werden jedoch nur die Konsumenten aus Netz B realisieren kbnnen, wenn
sie den Strom aus Netz A beziehen, da sie so jenem G-Anteil am

Netzzugangsentgelt entgehen, der mit Hilfe des GroRhandelspreises p®
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transportiert wird. Verteilungspoltisch stellt sich hier jedoch auch die
Frage, ob es gerecht ist, dass das gesamte Netzzugangsentgelt im Netz A
von dessen internen Konsumenten alleine zu begleichen ist, wahrend jene
Konsumenten des benachbarten System ohne die Entrichtung eines

solchen am Netz A patrtizipieren kénnen.

Bei diesem Beispiel muss berucksichtigt werden, dass es starken
Vereinfachungen unterliegt, nichtsdestotrotz weist es auf eines der
wesentlichen Probleme hin, welche die Integration des europaischen
Elektrizitatssektors mit sich bringt. Wie in Kapitel 3 bereits besprochen,
wird in der Verordnung 1228/2003 auf die Erforderlichkeit von
verbindlichen Leitlinien in diesem Regulierungsbereich hingewiesen, die
jedoch trotz Entwurfsvorlagen bis dato noch keine Annahme im
Komitologie-Verfahren fanden. Dies kann laut Verordnung allerdings nur
im Einklang mit dem Erlass von verbindlichen Leitlinien fur den UNB-
Ausgleichsmechanismus einhergehen. Die folgenden Erorterungen
stutzen sich deshalb auf die bereits veroffentlichten Arbeiten der

Europaischen Kommission und der ERGEG.

5.2.2 Harmonisierungsbemuhungen im EWR

Im Entwurf der Leitlinien fir die Tarifsetzung des Ubertragungsnetzes
finden sich bereits konkrete Regulierungsschritte, welche im Bereich der
Tariflerung die Integration des europaischen Elektrizitatsmarkts
vorantreiben sollen. Die Ursache fur diesen Bedarf an Vorgaben auf
europaischer Ebene findet sich in den erheblichen Unterschieden, die bei
den Netzzugangsentgelten im EWR festgestellt wurden. Demzufolge
variiert das durchschnittiche Netzentgelt im Bereich der L-Entgelte
zwischen 2 €/MWh (Schweden) und 27 €/MWh (Ostdanemark) und im
Bereich der G-Entgelte zwischen 0 €/ MWh (mehrere Mitgliedsstaaten) und
ca. 1,8 €MWh (Irland). Diese Unterschiede lassen sich aufgrund
unterschiedlicher struktureller Zusammensetzungen der Kostenbasen

erklaren, welche die Grundlage fur die Berechnungen dieser
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Ubertragungstarife bilden.?® Abbildung 7 zeigt die Differenz hinsichtlich
der der G- und L-Komponenten im Landervergleich:

Abbildung 7 - Hohe der Uberragungsentgelte in Europa
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% vgl. KOM (2007) 250, S. 6 u. 7.
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Die Harmonisierung dieser Entgelte ist ein notwendiger Schritt, um gleiche
Wettbewerbsvoraussetzungen auf dem Strommarkt zu schaffen. Die
weiteren Erfordernisse, die diesbeziglich in der Verordnung 1228/2003
festgelegt wurden, werden von den Mitgliedsstaaten bereits grol3tenteils
erfullt. So basieren die Ubertragungsnetztarife mehrheitlich auf ,Entry-
Exit“-Tarifsystemen, die entfernungsunabhangig sind. Des Weiteren fallt
der Grof3teil der Hauptkomponente der Tarifstrukturen, namliche jene der
Netzzugangsentgelte, zumeist zu Lasten der Verbraucher, wie es im
Artikel 4 (2) der Verordnung vorgesehen ist. Diese Praxis findet ihre
Begriindung in der Tatsache, dass die Erzeugung von Elektrizitat sowie
die Errichtung von Erzeugungsanlagen starker von standortbezogenen
Preissignalen abhangig ist, als dies fur Verbraucher bezlglich ihres
Konsums zutreffen wirde (mit Ausnahme von GrofRkunden). Wie bereits
erlautert, kénnen sich komplementére Netzentgelte auf die Effizienz
kurzfristiger Preissignale auswirken, weshalb hier ,vorbehaltlich der
Notwendigkeit geeigneter und wirksamer standortbezogener
Preissignale“*®® dieser Weg gewahlt wird. Somit folgen die G-Entgelte im

IEM mehrheitlich einem relativen Anteil G, der nahe oder gleich Null ist.***

Die verbleibenden Unterschiede in der Hohe, der Verteilung und der
Struktur der Netzzugangsentgelte stehen im  Mittelpunkt der
Harmonisierungsbemihungen, wobei der Harmonisierung der G-Entgelte
(im Bereich der Ubertragungsnetze) die groRte Bedeutung beigemessen
wird. Dies begrindet sich wieder mit dem hoheren Einfluss von
Preissignalen auf die Erzeuger. Das Mittel zum Zweck bildet in diesem
Zusammenhang das so genannte ,National Average G". Dieser
Regulierungsmechanismus verfolgt das Ziel einer Harmonisierung der G-
Entgelte basierend auf den nationalen Durchschnittswerten der
Netzzugangsentgelte fur Erzeuger. Dabei steht es den Mitgliedslandern
offen, das G-Entgelt hinsichtlich interner Regionen zu variieren und damit

nationale standortbezogen Signale zu generieren, sofern sich der

19 O (EG) Nr. 1228/2003 Artikel 4 (2).
191 v/gl. Draft Guidelines on Transmission Tarification KOM (2004); ERGEG E07-EFG-23-
06 (2007), S. 10.
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nationale Durchschnitt dieser Entgelte in einem auf europaischer Ebene

festgelegten Rahmen befindet.%?

Der Wert des jahrlichen ,National Average G* wird mit Hilfe des
arithmetischen Durchschnitts aller stiindlichen Tarife des Jahres gebildet,
wobei diese sowohl ,Off-Peak”- als auch ,Peak“-Tarife sowie saisonal
bedingte Variationen inkludieren. Die Berechnung erfolgt dabei mittels
Division der gesamten jahrlichen G-Entgelte durch die gesamte von den
Erzeugern ins Ubertragungsnetz injizierte Menge an elektrischer Energie.
Bei den Kalkulationen sollen etwaige Netzverbindungsentgelte sowie
Gebuhren fir ,Ancillary Services* (z.B. primare und sekundare Kontrolle,
Energieausgleich, reaktive Energie) und Verluste nicht bericksichtigt
werden. FUr Mitgliedsstaaten, die ihre Netzzugangsentgelte innerhalb
ihres Systems je nach Region differenzieren, wird ein gewichteter

Durchschnitt eingesetzt, der auf der jeweiligen Erzeugung basiert.'%®

Die Berechnungen umfassen nur all jene Erzeuger, die direkt mit dem
Ubertragungsnetz verbunden sind und Strom injizieren. So werden
Erzeuger, die in einem niederen Spannungsbereich angesiedelt sind oder
Energie fir den eigenen Bedarf generieren, nicht inkludiert.'®* Das
jahrliche ,National Average G* berechnet sich demnach mittels folgender
Formel:
55

2W,

..,National Average G*

G.
C, ... gesamtes jahrliches G-Entgelt in € bezahlt von Erzeuger n
W, ...gesamte jahrliche Energiemenge in MWh eingespeist in das

Ubertragungsnetz durch Erzeuger n

192 \/gl. Draft Guidelines on Transmission Tarification KOM (2004), S. 2.
193 \/gl. Draft Guidelines on Transmission Tarification KOM (2004), Annex; Guidelines on
Transmission Tarification ERGEG (2005).

1% vgl. ERGEG E06-CBT-09-06 (2006), S. 2.
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Die Werte, die sich damit fur die einzelnen Mitgliedsléander ergeben,
missen in weiterer Folge innerhalb vorbestimmter Rahmen liegen, die
sich laut den Leitlinienentwirfen der Europaischen Kommission und der
ERGEG wie folgt definieren:

e generell zwischen 0 und 0,5 €MWh (KOM, ERGEG), mit
Ausnahme von

e Finnland, Norwegen, Schweden und Danemark (Nordel) mit
maximal 0,85 €/ MWh (KOM) bzw. 0,7 (ERGEG),

e Grol3britannien, Irland und Nordirland mit maximal 2,5 (ERGEG).

Wahrend in der Entwurfsvorlage der Europaischen Kommission darauf
verwiesen wird, dass Harmonisierungsanstrengungen in den Bereichen
der Netzverbindungsentgelte, der Entgelte fur Verluste und bestimmter
Gebuhren fur ,Ancillary Services* nicht notwendig sind, bekundet die
ERGEG in ihrer Version, dass eine Harmonisierung in diesem Bereich
sehr wohl untersucht werden muss, da mit diesen Entgelten kurzfristige

Signale und der effiziente Betrieb des Netzes verbunden sind.

Parallel zu diesem Regulierungsschritt muss von den Mitgliedslandern
verlangt werden, dem ITC-Mechanismus beizutreten und marktorientierte
Engpassmanagementmethoden zu implementieren. Diese Kombination
von Regulierungsmechanismen wirde laut Europaischer Kommission den
Einfluss der standortbezogenen Signale auf européischer Ebene stark
erhohen. Von einer Schaffung solcher Signale durch paneuropdaische
Ubertragungsnetztarife wird aufgrund der unsicheren Auswirkungen

wahrend dieser Phase des Integrationsprozesses noch abgesehen.®

1% vgl. Draft Guidelines on Transmission Tarification KOM (2004); Guidelines on
Transmission Tarification ERGEG (2005). ETSO stimmt dieser Entscheidung zu, da die
Schaffung von anderen, effizienteren lokalen Signalen durch die Implementierung
marktorientierte Engpassmanagementmethoden im gesamten EWR vorrangig ist. Vgl.
ETSO (2005b), S. 1.
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5.3 Kritik an den Harmonisierungsanstrengungen

Von Seiten der UNB wurde im Zuge eines Positionsschreibens'®® von
ETSO Kritik an einzelnen Punkten des Leitlinienentwurfes getibt. So
stimmt die Vereinigung den Rahmenvorgaben fir die ,National Average
Gs* grundsatzlich zu, doch stol3t man sich an deren expliziter
Verankerung in der Entwurfsvorlage, die laut ETSO zu einer
Einschrankung  der  Flexibilitit bei der Setzung nationaler
standortbezogener Signale fihrt. Dies wird damit begrindet, dass
diesbezuglich durch mehr Autonomie der Mitgliedslander die Kosten der
vorherrschenden FlieBmuster durch die Ubertragungsnetztarife besser

reflektiert werden kdnnten.

ETSO nimmt ferner einen gegenteiligen Standpunkt bei der Beurteilung
des ITC-Mechanismus bezlglich lokaler Preissignale ein. Dieser wirde
keine Signale schaffen, die sich auf die Standortwahl der Erzeuger und
Verbraucher  auswirken. Nach ETSO sollten die beiden

Regulierungsmechanismen getrennt behandelt werden.

Ein weiterer Kritikpunkt betrifft den Umfang der Betroffenen, den die
Regulierung umfasst. So wirde man sich auf Seiten von ETSO wiinschen,
dass nicht nur Erzeuger des Ubertragungsnetzes davon betroffen sind,
sondern auch jene des Verteilungsnetzes. Damit wirde Diskriminierung
vermieden werden, wobei man jedoch nicht auf eine Differenzierung bei
der Tariffestsetzung hinsichtlich unterschiedlicher Spannungsebenen
verzichten muisste. Ein  weiteres  Argument, warum  dieser
Regulierungsschritt fir das gesamte Netz umgesetzt werden sollte, ist mit
den unterschiedlichen  Definitonen des  Ubertragungs-  bzw.
Verteilungsnetzes in den einzelnen Mitgliedsstaaten gegeben. Abbildung 8
stellt die Variation der Begriffsdefinitionen hinsichtlich der beiden

Spannungsebenen in den beteiligten Landern dar:

1% vgl. ETSO (2005b).
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Abbildung 8 - Klassifizierung der Spannungsebenen
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Quelle: ERGEG E06-CBT-12-04 (2006), S. 3.

ERGEG zufolge variiert demnach unter den Mitgliedslandern auch die
Anzahl der mit dem Ubertragungsnetz verbundenen Erzeuger sehr stark.
In Abbildung 9 wird dieser Unterschied, den nationalen Klassifikationen
folgend, in relativen Gro3en dargestellt:
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Abbildung 9 - Relative Anteile der Erzeuger im jeweiligen Spannungsbereich
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Quelle: 1 ERGEG E06-CBT-12-04 (2006), S. 4.

Im Durchschnitt finden sich 75% der Erzeuger laut Definition im
Ubertragungsnetz wieder, weshalb die verbleibenden 25% nicht unter die
Regelungen der Harmonisierungsbemuihungen fallen. Diese unterliegen
lediglich den Bestimmungen der Kostendeckungsprinzipien der nationalen
bzw. regionalen UNB, was wiederum zu einer Verzerrung des

Wettbewerbs fihren kann.®’

5.4 Konklusion

Anhand des nordischen Marktes ist ersichtlich, dass eine einheitliche
Setzung der Netzzugangsentgelte (oder auch Netzverbindungsentgelte)
auf einer Ubergeordneten Ebene keine Notwendigkeit fir das
Funktionieren des gemeinsamen Handels darstellt.'® Jedoch wird, wie
aus Kapitel 5.2.1 ersichtlich ist, ein gewisses MindestmaR an
Kompatibilitat der Tarife vorausgesetzt werden miussen, um die Integration

des europaischen Elektrizitatssektors gewahrleisten zu kdnnen.

Fraglich bleibt, ob mit dem vorgeschlagenen Instrument der ,National

Average Gs“ der richtige Weg eingeschlagen wird, da bis auf einzelne

197 vgl. ERGEG E06-CBT-12-04 (2006), S. 4.
198 v/gl. Glachant/Lévéque (2006), S. 17.
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Ausnahmen bei der Mehrzahl der Mitgliedslander keine Differenzierung
stattfindet. So muss der Kritik nach ETSO entsprochen werden, wonach
mit den fixen Rahmenvorgaben die Flexibilitét der nationalen bzw.
regionalen UNB eingeschrankt wird und die erheblichen Unterschiede bei

den Systemstrukturen und den Kostentreibern wenig Beachtung finden.

Hier lasst sich naturlich das Gegenargument vorbringen, dass bereits viele
Mitgliedslander den G-Anteil auf 0% abgesenkt haben und sich somit eher
.spontan” eine Harmonisierung der Netzzugangsentgelte vollzieht. Doch
ist diese Freiheit Glachant und Lévéque (2006, S. 16) zufolge ,triigerisch*.
In einem System, das neben einem L-Anteil von 100% auch noch
~Shallow Cost* im Bereich der Netzverbindungsentgelte verwendet, wirde
an die Erzeuger kein 6konomisches Signal ausgesendet werden, das auf
der Netzinfrastruktur beruht. Dadurch wirde fir sie der falsche Eindruck
entstehen, dass das Netz .frei* ware und ihr Verhalten weder einen
Einfluss auf die Verfiigbarkeit noch auf die Kosten der Infrastruktur hatte.

Dies ist auch hinsichtlich einer effizienten Kostenverteilung &aufRerst
bedenklich. Besonders bei der oben genannten Konstellation der ,,Shallow
Cost* mit einem L-Anteil von 100% wirde noch ein Grof3teil der
Netzverbindungsentgelte in die Netzzugangsentgelte integriert werden
und somit den Verbrauchern zur Last fallen. Dies wirde wohl kaum im
Sinne des Kostenkausalitatsprinzips liegen. Bei einem momentanen Anteil
von 60% der Infrastrukturkosten am Grol3handelspreis fiir Strom wird dies

auch verteilungspolitisch schwer zu rechtfertigen sein.

Zukunftige Regulierungsschritte im Bereich der Netzzugangstarife sollten
zunachst auf einheitlichen Begriffsdefinitionen von Ubertragungs- und
Verteilungsnetz in den Leitlinien aufbauen. Dies wirde eine gewisse
Konsistenz fir den Einsatz der Regulierungsmechanismen bedeuten und
Diskriminierung vorbeugen. Zudem mussten die
Harmonisierungsanstrengungen auch auf das Verteilungsnetz ausgeweitet
werden, um auch hier einer Verzerrung des Wettbewerbs vorbeugen zu

konnen. Wenn am Instrument des ,National Average G" festgehalten
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werden sollte, ware es sinnvoll, bei der Definition der Rahmen nationale
bzw. regionale Unterschiede bei den Kostentreibern (z.B. Landesgrol3e,
Gesamtkonsum, Per-Capita-Konsum) und Netzwerkstrukturen zu

berticksichtigen, um diese differenzierter zu gestalten.
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6 Harmonisierung des Engpassmanagements

Seit Beginn des Marktliberalisierungsprozesses ist der Anteil des
grenziiberschreitenden Stromhandels stetig gestiegen'®, was natiirlich
auch zu einer intensiveren Nutzung der europaischen Verbundnetze
fuhrte. Da jedoch bestimmte Gruppen an Marktteilnehmer infolge der
Trennung des potentiellen Wettbewerbsbereiches vom natirlichen
Monopolbereich der Wertschépfungskette (,Unbundling®) nur noch geringe
Kenntnisse Uber das Netz und dessen Leistungsfahigkeit haben, verlangt
es nach klaren und einheitlichen  Strukturen  bei  den

Kapazitatsberechnungs- und -vergabesystemen der Mitgliedslander.

Ziel der in diesem Zusammenhang auf europaischer Ebene festgelegten
Regeln ist der diskriminierungsfreie Zugang zu den Interkonnektoren fur
alle Marktbeteiligten sowie eine ©6konomisch effiziente Allokation der
verfligbaren Kapazitaten. Dies wird insbesondere durch ein zielgerichtetes
Engpassmanagement angestrebt, welches von ausschlaggebender
Bedeutung fir ein Wachsen des grenziberschreitenden Handelsvolumens
im EWR ist. Neben den Regelungen in der Verordnung (EG) Nr.
1228/2003 umfasst der legale Rahmen des Engpassmanagements
momentan als einziger unter den Regulierungsmechanismen auch
verbindliche Leitlinien. Die wesentlichen Schritte dieses

Regulierungsmechanismus sollen im Anschluss erlautert werden.

6.1 Engpassmanagement im EWR

Ein Engpass entsteht laut Definition dann, wenn bei der Durchflhrung
aller angemeldeten und prognostizierten Transaktionen das (n-1)-
Planungskriterium nicht eingehalten werden kann. Dieses Kriterium eines
sicheren Ubertragungsnetzbetriebs bedeutet, ,dass in jeder Situation

unabhangig vom Schaltzustand oder herrschender Transitsituation jedes

199 yvgl. KOM (2007) 250, S. 2-4.
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beliebige Betriebsmittel ausfallen kann [sic!] ohne dass ein weiteres

Betriebsmittel tiberlastet werden darf.“*°

Einfach gesprochen entsteht ein Engpass, wenn die Anforderungen der
Transaktionen die fir den Handel zur Verflgung stehenden
Ubertragungskapazitaten ibersteigen. Aufgrund eines Sicherheitskalkiils
der UNB werden diese nie 100% der tatsachlichen Kapazitat an den
Verbindungsleitungen betragen. Sobald nun ein Engpass an einer Grenze
auftritt, bedarf es an im Voraus festgelegten und vereinbarten Regeln, die
ein effizientes Engpassmanagement mdglich machen. Im Wesentlichen
umfasst dieses die Schritte der Kapazitdtsberechnung und der
Kapazitatsvergabe.

6.1.1 Kapazitatsberechnung

Um nicht nur den UNB, sondern auch allen weiteren Marktteilnehmern
einen Zugang zu den Daten uUber die Leistungsfahigkeit des europaischen
Verbundnetzes zu verschaffen, wurde von ETSO 1999 eine Plattform fur
die  Veroéffentlichung der Ubertragungskapazitaten an den
Interkonnektoren ins Leben gerufen. Hierfiir arbeitete ETSO einheitliche
Definitionen fir Ubertragungskapazitaten aus, die eine harmonisierte
Kapazitatsberechnung der UNB unterstiitzen sollen. Diese enthalten vor
allem die wichtigen Begriffe der Nettolbertragungskapazitaten (,Net
Transfer Capacity“, NTC) und der verfugbaren Ubertragungskapazitaten
(LAvailable Transfer Capacity*, ATC), die den Marktteilnehmern zur

Planung und Durchfiihrung ihrer Transaktionen dienen.

Da es sich bei der Berechnung der Ubertragungskapazitaten in einem
vermaschten Netzwerk um eine hochkomplexe Aufgabe handelt und die

Darstellung dieses Prozesses auch fur Nicht-Spezialisten nachvollziehbar

10 zeitler/Emery (2004), S. 489. Die Beschrankungen bei der Ubertragung von

Elektrizitat folgen aus den physikalischen Gesetzen. So miissen Hitze-, Spannungs- und
Stabilitatsgrenzen beim Netzwerkbetrieb berlcksichtigt werden, um Ausfélle zu
vermeiden. Siehe ETSO (2000), S. 4 u. 5.

70



sein soll, unterscheidet ETSO hinsichtlich der Definitionen klar zwischen
dem geplanten Handel und den realen Stromflissen. So bezieht sich die
Begriffsgruppe, die von ETSO fir den Berechnungsvorgang festgelegt
wurde, lediglich auf die kommerziell eingeplanten Transaktionen. Die
Bestimmung der realen Stromflisse an den Verbindungsleitungen
erachtet man dabei als nicht nuatzlich fir die gegenwartigen
Kapazitatsvergabemechanismen und als nicht transparent fur die
Marktteilnehmer. Die Verantwortung wird in diesem Bereich einfach den
UNB Ubertragen und vom Berechnungsprozess der NTC nur implizit
erfasst. Da es jedoch naturgemal3 zu grof3en Diskrepanzen zwischen den
geplanten Transaktionen und den realen Stromflissen kommt, zeigt sich
hier bereits der erste Kritikpunkt an der Methode der

Kapazitatsberechnung.'**

6.1.1.1 Berechnungsmethode nach ETSO**?

Um an die NTC- bzw. ATC-Werte zu gelangen, die laut ETSO die
ausschlaggebenden Indikatoren fur das Handeln der Markteilnehmer
bilden, muss zunachst die Gesamtibertragungskapazitat (,Total Transfer
Capacity” — TTC) bestimmt werden. Diese repréasentiert das maximale
Volumen, das von den Erzeugern an einer Verbindungsleitung zwischen
zwei Systemen transferiert werden kann, ohne einen Engpass zu

generieren, oder die Sicherheit der Systeme zu gefahrden.

Da dieser Wert ex ante festgelegt wird, missen zunéchst Szenarien
modelliert und Lastenflisse simuliert werden, aus denen sich letztlich ein
so genannter Standardfall (,Base Case") ableiten lasst, der den
Ausgangspunkt fur die Berechnung der TTC bildet. Die Szenarien
entsprechen dabei den beiden typischen ,Peak“-Perioden des Sommers
und Winters. Fur den Standardfall werden die Informationen aller UNB
zusammengefigt, um ein globales Lastenflussmodell generieren zu

konnen, das die harmonisierte Grundlage fur die weiteren Berechnungen

1 vgl. ETSO (2001), S. 4 u. 5.
112 vgl. ETSO (2000) u. ETSO (2001).
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bildet. Durch die Berucksichtigung der physikalischen Faktoren bei der
Modellierung wird der physikalische Stromfluss zwar implizit erfasst, doch
wird dieser aufgrund einer Vielzahl von Annahmen nie mit dem

tatsachlichen Energiestrom Ubereinstimmen.

Ausgehend vom Standardfall wird nun mittels simulierter Lastenfliisse der
Austausch zwischen zwei Systemen nachempfunden. Dabei wird
zunéchst die erzeugte Strommenge von einem Netz ins benachbarte
verschoben (simultanes Addieren und Subtrahieren), um zusatzliche
grenziberschreitende Stromflisse zu provozieren. Dies geschieht
solange, bis die physische Belastbarkeitsgrenze erreicht ist, und
Sicherheitsprobleme in einem der beiden Systeme oder an der
Verbindungsleitung auftreten wirden. Derselbe Vorgang wiederholt sich
vice versa fur den anderen Systembetreiber, und so entstehen zwei
Werte, welche die Grenzen der Belastbarkeit flr jedes der beiden

Systeme widerspiegeln.

Um die Netzsicherheit gewéhrleisten zu kénnen, wird von jedem UNB eine
Kapazitatspanne bestimmt, die Raum fur etwaige Eingriffe zum Erhalt der
Zuverlassigkeit des Systems offen lasst. Diese so genannte , Transmission
Reliability Margin® (TRM) wird dann genutzt, sobald unbeabsichtigte
Abweichungen, Notaustausche zur Hitung des Gleichgewichts oder

Ungleichheiten aufgrund inakkurater Berechnungen auftreten.

Der fur den kommerziellen Handel vorgesehene Anteil der NTC berechnet
sich in Folge aus der Differenz der gesamten Ubertragungskapazitat und
der Sicherheitsspanne:

NTC =TTC —-TRM

Die beiden Werte, die sich daraus fir jede Seite einer Grenze ergeben,
bilden die Maxima fiur das wechselseitige Austauschprogramm, bis zu

dessen Grenze keine Engpéasse auftreten sollten.
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Die Werte der TTC, TRM und NTC kénnen je nach Transferrichtung, aber
auch hinsichtlich des Zeithorizonts variieren. Bei letzterem lasst sich
zwischen einer Planungsphase und einer Allokationsphase unterscheiden.
Wahrend man sich bei der Planungsphase auf in der Vergangenheit
beobachteten Zustande (,Snapshots”) und Schatzungen zukunftiger
Entwicklungen bezieht, kdénnen in der Allokationsphase — je nach
Fragmentierung der Markte — bereits fest vereinbarte Werte fur die
Berechnung der Ubertragungskapazitaten herangezogen werden. Der
Stromhandel erfolgt ein Jahr bis einen Tag oder sogar wenige Stunden vor
dem tatsachlichen Exekutionszeitpunkt, und die daraus resultierenden
Programme muissen von den Szenarien einbezogen werden, womit sich

auch die Werte der Ubertragungskapazitaten andern.

Die NTC kénnen nun auf die verschiedenen Zeitfenster (Terminmarkt,
Spotmarkt, ,Intra-Day“-Markt) verteilt werden, um einerseits dem
langfristigen Handel mit der ,Ware Strom* auch die nétige Ubertragung
versichern zu kdénnen, und andererseits damit auch Kapazitaten fur den
kurzfristigen Handel und etwaige Anpassungen bereitgestellt sind. Die
Distribution der vorhandenen Kapazitaten an die unterschiedlichen
Allokationszeitpunkte und die einhergehenden Markten erfolgt im EWR
laut ERGEG™™ nach folgenden Methoden:

e Maximierung der Ubertragungskapazitat fur langfristige Auktionen
(Terminmarkt),

e Verflugbarkeit der gesamten Kapazitat fur kurzfristige Auktionen
(Spotmarkt),

e Aufteilung der Kapazitaten unter den verschiedenen Zeitfenstern
(z.B. 1/3 fur Jahres-, 1/3 fur Monats- und 1/3 fur Tagesauktionen).

Aus der Verteilung der Kapazitaten resultieren letztlich zwei Werte, die
eine Aufteilung der NTC in vergebene und noch verfigbare Kapazitaten
wiedergeben und die ebenso wie der NTC-Wert im Zeitablauf variieren

13 vgl. ERGEG E07-EFG-23-06 (2007), S. 15.
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kénnen — ,Already Allocated Capacity” (AAC) und ,Available Transmission
Capacity” (ATC = NTC — AAC).

AbschlieBend bietet Abbildung 10 nochmals eine Ubersicht der
verschiedenen Begriffsdefinitionen nach ETSO in den beiden Phasen der
Planung und der Allokation, wobei eine der beiden Transferrichtungen mit
.+ ausgewiesen ist (z.B. von A nach B), wahrend die entgegengesetzte
Richtung mit ,-” angezeigt wird (z.B. von B nach A):

Abbildung 10 - Definitionen der Ubertragungskapazitaten nach ETSO

* TRM® 11
TTC* NTC" || *
o AAC’
i M
TTC NTC i
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Quelle: ETSO (2001), S. 7.

6.1.1.2 Kritik an der Kapazitatsberechnung nach ETSO

Der erste Kritikpunkt richtet sich auf das Phanomen der so genannten
.Parallelstrome*, welche in der Berechnung der NTC-Werte nur implizit im
Zuge der Evaluierung des Standardfalls erfasst werden. Diese beruhen
auf der Tatsache, dass in einem vermaschten Netz wie zum Beispiel dem
kontinentaleuropéischen, jede einzelne Transaktion zu einem gewissen

Grad alle Energiestrotme beeinflusst und somit auch die
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Ubertragungskapazitaten. So kann der Austausch zwischen zwei
benachbarten Landern auch als ein Teil eines direkten Stromes
interpretiert werden, der sich ferner aus allen weiteren Stromflissen

zusammensetzt. 1

Boucher und Smeers (2001, S. 34) sehen in diesem Zusammenhang eine
Ursache fir einen unvollkommenen Markt, die sich vor allem dann
manifestiert und zu Konsequenzen fihrt, wenn in einem System bei der
Ubertragung wenig Spielraum offen ist. Die Schwierigkeit, die sich
aufgrund der TTC und folglich auch der NTC ergibt, wird von ihnen mit
folgenden Worten erklart:
A TC [Transmission Capacity, d. Verf.] market does not trade the
physical services that marketers use and TSOs produce. It trades
something else, namely a synthetic (derivative) transmission service
(the TC) without trading the underlying physical services (line uses or

point to point transmission service).”

Die wechselseitigen Abhangigkeiten werden also nicht bei der
Berechnung der NTC beachtet, weshalb Smeers (2003, S. 165) diese
auch als ,physikalische Fiktion“ bezeichnet.

Auch die Europaische Kommission stellt in ihrem Erfahrungsbericht tber
die Verordnung 1228/2003 der aktuellen Kapazitatsberechnungsmethode
ein schlechtes Zeugnis aus, da bei dieser die Auswirkungen von
Ringflussen (,Loop Flows") auf DrittlAnder ,unzulé&nglich berucksichtigt
werden”, und die Handelsstrome deshalb selten mit den physikalischen

ubereinstimmen.*®

Ein weiterer Kritikpunkt entspringt der Tatsache, dass es sinnlos ist,
mehrere NTC-Werte zu addieren, da diese auf spezifischen Annahmen fir
In- und Outputs beruhen, die vom jeweiligen UNB selbst getroffen werden.
Somit konnen die publizierten Werte zum Beispiel nicht kombiniert

114 vgl. ETSO (2000), S. 7; u. ETSO (2001), S. 10.
1% vgl. KOM (2007) 250, S. 4.
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werden, um Maoglichkeiten fur den Transaktionspfad eines bestimmten

Stromflusses festzustellen.!'®

ETSO sind diese Kritikpunkte durchaus bewusst und sie beziehen dazu
auch Stellung in ihren Publikationen. Begriindet wird ihr Vorgehen mit dem
Argument, dass die genaue Berechnung der physikalischen Realitat ein
hochkomplexer Prozess ist, dessen Ergebnis nicht sehr nitzlich fur die
Marktteilnehmer ist, da es auf Kosten der Transparenz geht. Das
Management der tatsachlichen Stromflisse sei ferner Aufgabe der
einzelnen UNB und musse auch in deren Verantwortungsbereich

wahrgenommen werden.**’

Letzten Endes bleibt fraglich, ob dieses Verhdltnis, das zugunsten der
Transparenz und auf Kosten einer 6konomisch effizienten Losung gewéahlt
wurde, sich durch das Argument rechtfertigen last, dass der
Berechnungsvorgang auch fur ,Nicht-Spezialisten* verstandlich sein soll.
Bezuglich der geaul3erten Kritik wurde mit dem regionalen Ansatz, der in
den Richtlinien'*® festgeschrieben wurde und als Interimslésung auf dem
Weg zum IEM gilt, ein Schritt in die richtige Richtung gesetzt. So muss im
Zuge eines kompatiblen Engpassmanagements auch die
Kapazitatsberechnung innerhalb der sieben genannten Regionen durch
die jeweiligen UNB koordiniert werden. Diese Koordinierung sieht ,die
Verwendung eines gemeinsamen Ubertragungsmodells, das auf effiziente
Weise mit voneinander abhangigen physikalischen Ringflissen umgeht
und Abweichungen zwischen den physikalischen und den kommerziellen

Lastenfliissen berticksichtigt“**® vor.

118 \/gl. Boucher/Smeers (2001), S. 31, ETSO (2001), S. 10.
17 vgl. ETSO (2001), S. 3-5.

18 \/gl. Beschluss der Kommission (2006/770/EG), Punkt 3.
19 Beschluss der Kommission (2006/770/EG), Punkt 3.5 a).
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6.1.2 Kapazitatsvergabe

Fur den grenziberschreitenden Stromhandel ist nach der Definition der
Ubertragungskapazitaten vor allem auch die Wahl eines geeigneten
Allokationsmechanismus bei auftretenden Engpéssen von essentieller
Bedeutung. Laut Kommission kommen im EWR momentan folgende

Kapazitatsvergabemethoden zum Einsatz:

Einbehaltung durch vertikal integrierte Unternehmen,
vorrangige Vergabe fur Altvertrage,
explizite Auktionen,

implizite Auktionen und

ok~ 0N PR

,Intra-Day“-Vergabe.'?°

Die beiden ersten Methoden sind mit den Grundsatzen der Verordnung
(EG) Nr. 1228/2003 unvereinbar, was durch ein Urteil des Europaischen
Gerichtshofs in der Rechtsache C-17-03 bescheinigt wurde. Ebenso
disparat und fern einer 6konomisch effizienten Losung sind Verfahren der
Kapazitatsvergabe, die sich auf eine Prioritatsregel stutzen (z.B.: ,First-

come-first-served“-Methode, ,Pro-Rata“-Methode, ...).***

Die Vorgaben der Verordnung Uber die Netzzugangsbedingungen fir den
grenziberschreitenden Stromhandel werden nur von expliziten und
impliziten Auktionen erfullt, welche auch in den Leitlinien zum
Engpassmanagement als einzig zulassige  Vergabemethoden
ausgewiesen sind. Fur das ,Intra-Day“-Engpassmanagement wurde mit
dem 1. Janner 2008 ein Stichtag festgesetzt, mit welchem koordinierte

Mechanismen fur diesen Vergabebereich eingefiuhrt werden missen, ,um

2% pie Allokation mittels ,Intra-Day“-Vergabe erfolgt aufgrund des Reihenfolgeprinzips
Ublicherweise nach Beendigung der ,Day-ahead“-Auktion, wobei ein Anteil der
verfigbaren Kapazitat diesem Verteilungsmodus zugewiesen ist.

21 Beji dieser Form der Kapazititsvergabe stellt sich eine Marktunvollkommenheit
aufgrund eines fehlenden Marktes fur Ubertragungskapazititen ein. Siehe

Boucher/Smeers (2001), S. 1-8.
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die Handelsmoglichkeiten zu maximieren und den grenziberschreitenden

Austausch von Ausgleichsenergie zu erméglichen. %2

Grundsatzlich dirfen Netzzugénge des grenzuberschreitenden Handels
nur dann beschrankt werden, wenn ein Engpass auftritt. Ist dies der Fall,
so sind vom UNB fir das Engpassmanagement ,geeignete, im Voraus
festgelegte und vereinbarte Regeln und Vereinbarungen® heranzuziehen,
deren Methoden ,effiziente 6konomische Signale an die Marktteilnehmer
und UNB“ aussenden. Die Praktiken dirfen keine Ungleichheiten beim
Umgang mit unterschiedlichen Transaktionen aufweisen und der
Netzzugang kann einem Marktteilnehmer nur unter bestimmten
Umstanden verweigert werden (bei Gefahrdung des sicheren Netzbetriebs
wahrend der monetare Wert des Antrags niedriger als alle anderen
Antrédge ist). Fur die Beschrankung des Netzzugangs ist eine
Kompensationszahlung zu leisten, was jedoch laut ERGEG nicht in allen

Mitgliedsstaaten der Fall ist.*?®

Die folgenden Erdrterungen beziehen sich auf die marktorientierte
Kapazitatsvergabemethode der expliziten und impliziten Auktion sowie
den Bereich der ,Intra-Day“-Vergabe, da diese neben der Erfullung der
rechtlichen Vorgaben auch ein hohes Potential fir die Integration des

europaischen Elektrizitatsmarkts aufweisen.

6.1.2.1 Kapazitatsvergabe mittels expliziter Auktion

Bei der expliziten Auktion erfolgt die Allokation auf einem eigenstandigen
Markt, der die Ubertragungsrechte (-pflichten) unabhangig von der ,Ware
Strom“ handelt. Die hiervon betroffenen NTC-Werte kbénnen zuvor
zwischen den UNB aufgeteilt werden (iiblich ist 50:50) und anschlieRend

122 \/gl. Beschluss der Kommission (2006/770/EG), Punkt 1.9.
128 vgl. Beschluss der Kommission (2006/770/EG), Punkt 1; ERGEG E07-EFG-23-06
(2007), S. 15.
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eigenstandig oder in Koordination'*® mit dem benachbarten
Ubertragungsnetz versteigert werden. Erfolgt die Allokation der
Netzressourcen mittels Kooperation der benachbarten UNB, so
informieren diese zundchst den zentralen Auktionator Uber die
verfligbaren Kapazitaten. Bei einer autonomen Abwicklung des Prozesses

finden die einzelnen Schritte dezentral, auf beiden Seiten der Grenze statt.

Nachdem im Anschluss an die Bekanntgabe der vorhandenen
Netzressourcen die Marktteilnehmer bis zu einem bestimmten Stichpunkt
ihre Gebote fiir die von ihnen bendtigte Ubertragungskapazitat abgegeben
haben, werden diese vom zustandigen Auktionsbiro gesammelt und
arrangiert. Beginnend mit dem hdochsten gebotenen Preis, erfolgt die
Anordnung und damit auch der Zuschlag an die teilnehmenden Parteien in
absteigender Reihenfolge, bis schliel3lich das gesamte NTC-Kontingent
verbraucht ist. Der Algorithmus, der hier fir die Kapazitatsvergabe zum
Einsatz kommt, ist mit dem Mechanismus des ,Nodal Pricing*
vergleichbar. Sollte die an der Verbindungsleitung vorhandene Kapazitat
nicht zur Ganze genutzt werden, woraus zu schlieBen ist, dass kein
Engpass entsteht, so ist von betroffenen Marktteilnehmern kein Entgelt fur
die Ubertragungsleistung im Zuge des Engpassmanagements zu zahlen.
Ein solches Engpassentgelt wird nur dann eingefordert, wenn nicht alle
Gebote im Rahmen der Auktion angenommen werden kénnen und somit
ein so genannter ,Bottleneck” bei der grenziiberschreitenden Ubertragung
entsteht. Die Preissetzung erfolgt zumeist nach dem Dbereits
beschriebenen ,Marginal Pricing“, bei dem jenes Gebot, das als letztes

angenommen wird, den Preis fiir alle anderen Transaktionen vorgibt.*?°

Abbildung 11 zeigt die Allokationsmethode der expliziten Auktion in
dezentralisierter bzw. koordinierter Form sowie die daraus resultierenden

Beziehungen unter den Marktakteuren:

22 Fir eine genauere Beschreibung der koordinierten Auktion siehe Athanasiadis/

Chatzarakis/Athanasiadis/Fourlaris (2006), S. 413.
125 vgl. Athanasiadis/Chatzarakis/Athanasiadis/Fourlaris (2006), S. 412; Brunekreeft/
Neuhoff/Newbery (2004), S. 18.
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Abbildung 11 - Die Formen der expliziten Auktion
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Quelle: Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 19.

An den meisten europaischen Grenzen kommen explizite Auktionen fir
die langfristige Allokation von Ubertragungskapazitaten zum Einsatz. In
Kontinentaleuropa findet sich diese Auktionsform auch bei der
kurzfristigen ,Day-ahead“-Verteilung wieder.*?® Dabei weist diese
marktorientierte Vorgehensweise des Engpassmanagements sowohl Vor-

als auch Nachteile auf:

Die explizite Auktion bietet vor allem in der koordinierten Form eine genau
bestimmte und nicht kontroverse Allokation knapper
Ubertragungskapazitaten. Der Auktionator beriicksichtigt dabei die
Interessen der Marktteilnehmer auf beiden Seiten der Grenze, wahrend er
die optimale Aufteilung der grenziiberschreitenden Ubertragungsrechte
bestimmt. Unter idealen 6konomischen Bedingungen kommt das Ergebnis
dieses Vorgangs einer 6konomisch effizienten Anordnung der Erzeuger

sehr nahe.'?’

126 \gl. ERGEG E07-EFG-23-06 (2007), S. 14.
127 vgl. Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 18; Boucher/Smeers (2001), S. 38 u. 39.
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Einer der groBen Nachteile der expliziten Auktion resultiert aus ihrer
essentiellen Eigenschaft der getrennten Vergabe der
Ubertragungskapazitaten von der tatsachlichen gehandelten Strommenge.
Da diese Kapazitdten in einem vorgezogenen Markt gehandelt werden
und die Lastenverteilung (,Dispatching) letzten Endes in Echtzeit erfolgt,
werden aufgrund der hohen Volatilitat von Angebot und Nachfrage die
Bedingungen fur eine optimale Verteilung nur auf3erst selten vorliegen.
Dadurch wird es hier Ublicherweise zu Abweichungen kommen. Die
einzige Losung fur dieses Problem ware die Einschiebung eines Spot-
oder ,Intra-Day“-Marktes fir Ubertragungsrechte, der es den
Markteilnehmern erlaubt, die nétigen Anpassungen vorzunehmen.'?® Ein
koordinierter Mechanismus fir das ,Intra-Day“-Engpassmanagement ist
seit 1. Janner 2008 durch die Leitlinien des Engpassmanagements

vorgeschrieben, um eben diese Liicke zu schlieBen.**

In einem vermaschten Stromnetz fuhrt die oben genannte Eigenschaft der
expliziten Auktionen dazu, dass es keine Garantie daftir gibt, dass die
Netzressourcen jenen zukommen, die ihnen auch den hdéchsten Wert
beimessen. So kann der Fall eintreten, dass der Markt fir Kapazitaten
zwar im Gleichgewicht ist, das Angebot an physikalischer Ubertragung mit
der Nachfrage jedoch nicht Ubereinstimmt, was besonders bei
beschrankten Netzwerkkapazitaten problematisch wird. Es ist nach
Boucher und Smeers (2001, S. 40-42) deshalb nicht mdglich, die
Ubertragungskapazitaten unabh&ngig von den Transaktionen, die nach
ihnen verlangen, zu bestimmen. Der Preis fir die Ubertragung bei einem
Engpass spiegelt deshalb auch nicht die Opportunitdtskosten der

genutzten Netzressourcen wider.

Die oben beschriebene Unabhangigkeit von der ,Ware Strom" kann den
Anreiz in sich bergen, dass Marktteiinehmer zum Spielen neigen. So
konnten Erzeuger, die grundsatzlich keinen Bedarf an den Netzressourcen
hatten, doch Gebote abgeben, um ihre Mitbewerber zu schadigen. Letzten

128 \/gl. Boucher/Smeers (2001), S. 38 u. 39.
129 vgl. Beschluss der Kommission (2006/770/EG), Punkt 1.9.
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Endes stellt sich mit der expliziten Auktion auch ein
Allokationsmechanismus dar, der aufgrund einer geringeren Elastizitat der
Nachfrage mehr Spielraum fir die Ausubung von Marktmacht offen

lasst, 0

6.1.2.2 Kapazitatsvergabe mittels impliziter Auktion

Wie sich aus der Bezeichnung erschlie3en lasst, erfolgt die Vergabe der
Ubertragungskapazitaten bei dieser Form der Netzressourcenallokation
gepaart mit dem tatsdchlich gehandelten Strom. In diesem
Zusammenhang findet man in der Literatur haufig die Bezeichnung der
Marktkopplung (,Market Coupling®), die auf eine simultane Abwicklung der
Markte verweist, genauso wie den Begriff der Marktteilung (,Market
Splitting®), der sich auf die Aufteilung einer beteiligten Energiebodrse in
geographische Gebotszonen bezieht, wie es bei dieser Methode der Fall

ist.

Bei der impliziten Auktion wird zunachst der zentrale Auktionator von den
beteiligten UNB uber die fir den Handel verfiigbaren NTC informiert. Im
Anschluss erfolgt die Abgabe von Geboten nicht durch einzelne
Marktteilnehmer, wie es bei der expliziten Auktion der Fall ist, sondern in
kumulierter Form durch die nationalen Elektrizitdtsbérsen. Diese
aggregieren hierfir alle bei ihnen eingegangenen Gebote und Angebote
fur die ,Ware Strom* und erzeugen dadurch eine Nettonachfragekurve.
Dieser Prozess liefert den ,Pool“-Preis fir das gesamte Marktgebiet. Im
Anschluss werden die nationalen Energiebdrsen in einzelne Gebotszonen
aufgeteilt, welche wiederum, je nach bestehenden Beschrankungen an
den Interkonnektoren, zu geographischen Einheiten an beiden Seiten
eines Engpasses zusammengefasst werden konnen. Fir jede dieser
durch Engpasse definierten Zonen wird neuerlich ein ,Pool“-Preis

bestimmt.

%0 vgl. Athanasiadis/Chatzarakis/Athanasiadis/Fourlaris (2006), S. 412; Brunekreeft/
Neuhoff/Newbery (2004), S. 20.
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Bei genauerer Beobachtung lasst sich aus dieser Vorgehensweise das
Schema des ,Nodal Pricings” erkennen: die Gebiete stromabwarts eines
Engpasses weisen einen hoheren ,Pool“-Preis auf als jene stromaufwarts.
Der Preis fir die Ubertragung Uber eine beschrankte Verbindungsleitung
bzw. das Engpassentgelt lasst sich somit aus dieser Differenz ermitteln.
Mit Hilfe dieser Methode konnen die zustandigen UNB die optimale
Nutzung der vorhandenen Kapazitdten zwischen zwei Landern bzw.
Regionen bestimmen und den fir diese Losung erforderlichen Anteil den
nationalen Energieb6rsen zukommen lassen. Basierend auf den
gegebenen  Nettoex- bzw. -importe klaren die nationalen
Elektrizitatsborsen ihre lokalen Markte, wobei die Differenz zwischen den
,Pool“-Preisen den UNB als Engpasserlés zukommt.*** Abbildung 12
liefert einen Uberblick des Prozesses und der Beziehungen unter den

beteiligten Marktakteuren:

Abbildung 12 - Die implizite Auktion und ihre Akteure
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Quelle: Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 19.

31 vgl. Athanasiadis/Chatzarakis/Athanasiadis/Fourlaris (2006), S. 412; Brunekreeft/
Neuhoff/Newbery (2004), S. 19.
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Diese Form der Kapazitatsvergabe kommt im EWR fur die kurzfristige
Allokation zum Einsatz (,Day-ahead” und/oder ,Intra-Day“). Beispiele
hierfiir liefern der nordische Markt und Teile Kontinentaleuropas.'*? Dabei
Uberzeugt die Methode der Marktkopplung besonders durch folgende

Vorteile:

Die Vorgehensweise einer impliziten Auktion weist den Vorzug auf, dass
Ubertragungskapazitaten erst nach der Ubermittlung der Angebote und
Nachfragen an die Energiebodrse festgelegt werden. Die dadurch zur
Verfigung gestellte Information ermoglicht eine Steigerung der
Produktions- und Allokationseffizienz. Ein weiterer Vorteil des mit diesem
Prozess verbundenen integrierten Marktdesigns ist eine Kklare
Kostenersparnis durch eine straffere Koordination, da diese im Vergleich
zur expliziten Vergabe einen geringeren Grad an Burokratie aufweist. Die
Okonomischen Schlisselaspekte dieses Modells bilden die Optimierung
der gesamten Erzeugung, Ubertragung und Reserve im Voraus und eine

auf systemweiten Opportunitatskosten basierende Preisbildung.'*

Die Methodik, die bei der Marktkopplung zum Einsatz kommt und mit dem
.Nodal-Pricing“-Schema vergleichbar ist, Gberzeugt besonders durch eine
Entlastung der Engpasse aufgrund von Marktmechanismen und einer
besseren langfristigen Nutzung der Netzressourcen. So werden
Stromkonsumenten, die in Hochpreisgebieten angesiedelt sind, ihr
Verhalten &andern und zu anderen Substituten wechseln. Erzeuger
hingegen erhalten ortsgebundene Preissignale, die ihre Wirkung darin
erzielen, dass sich in den Gebieten mit héheren ,Pool“-Preisen mehrere
Erzeugungsanlagen  niederlassen und die dort vorhandene
Stromknappheit reduzieren. Gleichzeitig wird dadurch der Wettbewerb

gesteigert, was im Normalfall eine Reduktion der Preise zur Folge hat.***

132 \gl. ERGEG E07-EFG-23-06 (2007), S. 14.
133 vgl. Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 19 u. 20; Wilson (2002), S. 1303-1305.
134 vgl. Athanasiadis/Chatzarakis/Athanasiadis/Fourlaris (2006), S. 412.
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Die Schwierigkeiten der Marktkopplung treten bei der Durchfiihrung in
einem groBeren Mal3stab auf. Diese wirde weitgehend harmonisierte
Marktstrukturen und eine einheitliche Marktorganisation erforderlich
machen, die im EWR zum jetzigen Zeitpunkt noch nicht vorliegen. Aus
institutioneller Sicht bedarf es an Energiebtrsen, was wiederum die
Implementierung des institutionalisierten Handels bedeuten wiurde.
Dartber hinaus verlangt die Methode nach einheitlichen
Ausgleichsmechanismen an beiden Seiten eines Engpasses. Die
Einfuhrung einer gemeinsamen Marktkopplung im europdischen Raum
wirde die Koordination einer groRen Gruppe von Interessensvertretern
(,Stakeholder”) bedeuten, welche einerseits zu einem Verlust der durch
den Prozess gewonnen Effizienz fihren kdnnte und andererseits zu
Bedenken hinsichtlich eines sicheren Netzbetriebs von Seiten der UNB

anregt.

In der Literatur wird bezuglich eines geeigneten
Engpassmanagementschemas zumeist dem ,Nodal Pricing“ der Vorzug
erteilt. Dieses konnte sich im Europaischen Wirtschaftsraum noch nicht
durchsetzen, wozu in Kapitel 5.1.1 bereits kurz Stellung bezogen wurde.
Brunekreeft et al. (2004, S. 21) nennen noch folgende Grinde fur die

Nicht-Einfihrung des Knotenpreisschemas:

a) eine signifikant geringere Anzahl an Kontrollzonen in Europa (17-27)
gegenuber zum Beispiel den USA (ca. 200), was den Bedarf an einer
vollkommen integrierten Losung reduzieren konnte;

b) verhaltnismaRig groRe Kontrollzonen, die haufig mit den politischen
Grenzen zusammenfallen und den Mitgliedslandern mehr politisches
Gewicht verleihen; und

c) die Tatsache, dass die Interkonnektoren haufig die schwéchsten

Leitungen in einem Ubertragungssystem reprasentieren.

Wird basierend auf diesen oder anderen Grinden die Implementierung
eines Knotenpreisschemas nicht angestrebt, so ist laut Literatur aus

theoretischer Sicht in punkto Engpassmanagement die Marktkopplung
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gegenuber der expliziten Auktion zu bevorzugen. Dies begrindet sich aus
den oben bereits genannten Argumenten der beiden Allokationsmethoden,
die sich auf die Methodik und das damit verbundene Marktdesign
beziehen. Betrachtet man letzteres, so ist es fur Hunt (2002, S. 154) vor
allem die Ineffizienz des dezentralisierten Modells,*** die dem integrierten
System den Vorrang einraumt:
.The decentralized model ends up requiring separate markets for
congestion energy, imbalance energy, ‘regular energy, and also for
reserves. All of this is the same energy, at the same time, in the same
place, and therefore, the same product. In an efficient market they
should all be at the same price — the decentralized model creates
complexity, bureaucracy, and inefficiency and does not ensure that the

prices converge.”

6.1.3 Verwendung von Engpasserldsen

Die oben beschriebenen marktorientierten Methoden der
Kapazitatsvergabe, die im Zuge des Engpassmanagements zum Einsatz
kommen, werden im Normalfall Erlése generieren, die sich entweder
durch den Handel auf eigenenstandigen Markten far
Ubertragungskapazitaten einstellen, oder sich implizit aus der
Preisdifferenz zweier benachbarter Poolmarkte ableiten. Diese werden im
Anschluss basierend auf pradefinierten Kriterien zwischen den beteiligten
UNB aufgeteilt. Um hier im Sinne der Marktintegration zu handeln, finden
sich auch in diesem Zusammenhang Regelungen in den Leitlinien, die
Negativanreizen fur die Verringerung von Engpassen vorbeugen und
Transparenz bei der Verteilung und Verwendung dieser Gewinne schaffen
sollen.’®*® Als  Kontrollorgane agieren hierbei die nationalen
Regulierungsbehérden, denen es in regelmaflligen Abstanden auch
obliegt, in einem Bericht die Erlose und deren Verwendung fir den

Zeitraum eines Jahres offen zu legen.

%5 Die Bezeichnung ,dezentrales Modell“ bezieht sich hier auf die Auffacherung in

einzelne Markte fiir die ,Ware Strom* und die verschiedenen Serviceleistungen der UNB.
1% vgl. Beschluss der Kommission (2006/770/EG), Punkt 6.
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Der aus den Beschrankungen der Verbindungsleitungen resultierende
Erlds (,Congestion Revenue®, CR) ist laut Verordnung 1228/2003 Artikel 6
von den UNB fur die Gewahrleistung bzw. den Ausbau der
Verbindungskapazitaten oder fir die Senkung des Netzentgelts zu
verwenden. Ausnahmen von den Regelungen des Artikels 6 bietet Artikel
7 der Verordnung in Form von ,Regulation Holiday* unter bestimmten

Vorraussetzung fir die Errichtung neuer Interkonnektoren.

Neben den konkreten Zahlungen, welche die Marktteilnehmer im Zuge
des Engpassmanagements an die UNB leisten, fallen auch bestimmte
sozioOkonomische Kosten eines Engpasses (,Socioeconomic Cost of
Congestion“, SCC) an, die den Wertverlust repréasentieren, der durch die
Einschrankung des grenziberschreitenden Stromhandels hervorgerufen
wird. Demzufolge belaufen sich die kurzfristigen Gesamtkosten, welche
die betroffenen Marktakteure fur einen auch so genannten ,Bottleneck® zu
tragen haben, auf die Summe von CR+SCC. Im Zuge der letztgenannten
Alternative fur die Verwendung von Engpasserlosen, welche die
Reduzierung der Ubertragungsnetzentgelte beinhaltet, konnen die
besagten Kosten durch diese Form der Rickverteilung auf die SCC
gesenkt werden. Fur eine Senkung der soziobkonomischen Kosten eines
Engpasses misste die Verwendungsmdoglichkeit der Investition in den
Ausbau der Verbindungskapazitaten herangezogen werden, die auch dem
EWR aufgrund der momentan vorherrschenden schwachen Verbindungen

zwischen den einzelnen Markten groRen Nutzen stiften wiirde.*®’

Wie aus dem Erfahrungsbericht der Europdischen Kommission (2007)
ersichtlich ist, wurden die generierten Engpasserlose ,leider®* am
haufigsten fir eine Senkung der Netzentgelte verwendet, und nur in
wenigen Fallen (z.B. nordische Lander, Niederlande) sind diese einer
alternativen Investition in die Netzinfrastruktur zuteil geworden. Die
momentan  vorliegende  Situation bei der Verwendung der

Engpasszahlungen wird auch von Seiten der ERGEG bestatigt.**®

137 vgl. Meeus/Purchala/Belmans (2005), S. 31.
138 vgl. KOM (2007) 250, S. 7; ERGEG E07-EFG-23-06 (2007), S. 20.
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6.1.4 Regionaler Ansatz als Interimslosung

Da ein integriertes Engpassmanagement flr den gesamten europaischen
Markt infolge der genannten Schwierigkeiten in Theorie und Praxis zum
jetzigen Zeitpunkt noch nicht greifbar ist, wurde mit dem Erlass der

Leitlinien*®®

auch die Initiative einer regionalen Koordination ins Leben
gerufen, die einen Zwischenschritt zum IEM darstellt. Dieser Ansatz dient
dazu, innerhalb der Regionen eine gemeinsame, koordinierte Methode fur
das Engpassmanagement zu etablieren, wobei sich diese aus folgenden

Landerkonstellationen zusammensetzen:

a) Nordeuropa (Danemark, Schweden, Finnland, Deutschland und Polen)
b) Nordwesteuropa (Benelux, Deutschland und Frankreich)

c) Nordgrenzen lItaliens (ltalien, Frankreich, Deutschland, Osterreich, Slowenien und
Griechenland)

d) Mittelosteuropa (Deutschland, Polen, Tschechische Republik, Ungarn, Osterreich
und Slowenien)

e) Sudwesteuropa (Spanien, Portugal und Frankreich)

f) Vereinigtes Konigreich, Irland und Frankreich

g) Baltische Staaten (Estland, Lettland und Litauen)

Die Koordination zwischen den einzelnen UNB einer der besagten
Regionen umfasst hierbei alle Stufen von der Kapazitatsberechnung bzw.
-vergabe bis hin zum sicheren Netzbetrieb. Dies betrifft im Besonderen die
Verwendung eines gemeinsamen Ubertragungsmodells, die Vergabe und
Nominierung von Kapazitaten, die Bereitstellung von Informationen
inklusive einheitlicher Zeitraster und Strukturen, einen einheitlichen
Rahmen fur Vertrage, die Uberprifungen im Sinne der Netzsicherheit,
sowie die Rechnungslegung und die Bezahlung von

Engpassmanagementmal3nahmen.

139 vgl. Beschluss der Kommission (2006/770/EG), Punkt 3.
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Die Ergreifung der Initiative in diesem Bereich wurde vor allem deshalb
notwendig, da der momentan unter den Mitgliedsstaaten praktizierte
bilaterale Ansatz lange nicht den nétigen Grad an Koordination mit sich
bringt, der fur die vollstandige Integration des Marktes notwendig ware. So
ist es auch Ziel der Leitlinien, dass die jetzigen bilateralen Methoden der
Kapazitatsberechnung und -vergabe durch die oben genannten

Maflinahmen einer regionalen Koordination ersetzt werden.

Der regionale Ansatz symbolisiert einen Paradigmenwechsel, da der
Fokus vom bilateralen Handel zweier benachbarter Lander auf die
regionale Optimierung der Nutzung der Netzressourcen gelegt wird. Von
Seiten der Kommission wird das regionale Konzept als Entwicklung
gesehen, die sich zunachst natirlich vollzogen hat und jetzt durch ihren
offiziellen Status als pragmatisches Werkzeug fir die Erreichung eines

gesamteuropaischen Marktes dient.**°

6.2 Kritik an den Engpassmanagementmethoden im EWR

Beziglich der Kapazitatsberechnung fur den grenziberschreitenden
Handel und der hierfir zum Einsatz kommenden NTC-Werte wurde nicht
nur in der Literatur, sondern auch von Seiten der Kommission Kritik gelbt,
die konkret den Bedarf nach einem ausgereifteren Berechnungsmodell
auliert. Diesem Zweck soll ihres Erachtens nach eine lastenflussbasierte
Methode dienen, die auf einem globalen Netzmodell beruht, ohne hierbei
einer Ex-ante-Disaggregation der Gesamtkapazitdt in bilaterale
Nettokapazitaten zu verfallen. Das besagte Modell wiirde sich demzufolge
naher an den physikalischen Realitdten bewegen und somit einen
hoheren Grad an Netzsicherheit gewahrleisten, wéahrend es laut
Kommission gleichzeitig Uber groRe potentielle Vorteile in einem

vermaschten Stromnetz verfiigt.***

149 vgl. KOM (2007) 250, S. 10.
11 vgl. KOM (2007) 250, S. 5.
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Bei der Wabhl einer geeigneten marktorientierten
Kapazitatsvergabemethode hat es in Europa momentan den Anschein,
dass der koordinierten expliziten Auktion der Vorzug gegeben wird,
obwohl, von einem theoretischen Standpunkt betrachtet, die Vorteile der
Marktkopplung klar tberwiegen.*® Auch die Europaische Kommission
misst dieser Methode das grol3ere Potential fur die Integration des
europaischen Marktes bei. Demnach haben sektorspezifische
Untersuchungen ergeben, dass die gegenwartigen Formen der expliziten
Auktion die Verbindungskapazitaten nur ineffizient nutzen und die
Integration des Marktes verhindern. Folglich sollten vor allem implizite
Tagesauktionen geférdert werden, die eine Maximierung der Nutzung der
grenziiberschreitenden  Ubertragungskapazitaten versprechen.**®  Ein
wesentlicher Fortschritt im Bereich der Regelmarkte dirfte in naher
Zukunft mit der vorgeschriebenen Einfihrung der ,Intra-Day“-Vergabe
erzielt werden, welche eine Ausweitung des Handelsvolumens fir den

grenzuberschreitenden Stromaustausch bedeutet.

Damit diese viel versprechenden Mechanismen im europdischen Raum
auch greifen kdnnen, musste die bis jetzt noch bestehende Diversifikation
unter den vorherrschenden Marktstrukturen und Organisationsmustern
durch  eine intensive  Zusammenarbeit und einen  klaren
Regulierungsrahmen ersetzt werden. Der regionale Ansatz bietet
diesbeztglich zwar einen Schritt in die richtige Richtung, doch werden die
hierfir getroffenen Bemuhungen noch allzu h&aufig von der nationalen
Ausrichtung der Ubertragungsnetzbetreiber bzw. Regulierungsbehorden
Uberschattet. So Ubt die Methode der Auktion zwar einen gewissen Druck
auf die Nutzer, jedoch nicht auf die Manager von Interkonnektoren aus.
Auch im Bereich des Engpassmanagements stellt sich demzufolge die
Frage, ob die Integration des europaischen Marktes alleine durch die

Kooperation der nationalen Regulierungsbehérden erreicht werden kann

42 Die Verwendung beider Mechanismen an einer Grenze ist theoretisch moglich, doch

fuhrt dies laut Meeus et al. (2005, S. 32 u. 33) zu einer Destabilisierung der Preise und
erdffnet den Unternehmen mit Marktmacht mehr Mdglichkeiten, diese auch auszuiben.
%% vgl. KOM (2006) 851; KOM (2006) 841.
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oder ob an einer eigenstandigen Institution auf europaischer Ebene bzw.
dem ,ERGEG+-Konzept“ kein Weg vorbei fuhrt.

6.3 Konklusion

Im Laufe der vergangenen Jahre konnten im Bereich des Netzzugangs
und der Netznutzung durchaus gewisse Teilerfolge erzielt werden, sei dies
nun durch die in den Leitlinien verbindlich gewordene Abkehr von
Prioritatsregeln  und  Hinwendung zu  ©6konomisch  sinnvollen
marktorientierten Kapazitatsvergabemethoden oder durch den ersten
wirklichen Schritt Richtung Integration durch das Einsetzen der regionalen
Markte. Betrachtet man jedoch die momentane Situation bei der
Kapazitatsvergabe, so wird schnell ersichtlich, dass die Umsetzung des
regionalen Konzepts noch mehr einem Wunschbild als den realen
Gegebenheiten entspricht. So sind die Vergabemechanismen meist nicht
koordiniert, woraus eine Verzerrung des Wettbewerbs resultiert und
groRes Potential bei der Verwendung der Netzressourcen ungenutzt
bleibt. Diese Inkonsistenz auf nationaler Ebene bei den
Kapazitatsvergaberegeln hat eher zu einer Segmentierung des Marktes
gefuhrt, was dadurch noch verscharft wird, dass die UNB bzw. die
Regulierungsbehdrden beim Engpassmanagement haufig die nationalen
Interessen Uber die gemeinschaftlichen stellen. Demgemald werden
interne Engpasse an die nationalen Grenzen verlagert, die Kapazitaten an
den Interkonnektoren als erstes beschrankt oder Einigungen bezuglich der

Umsetzung der marktorientierten Mechanismen verzégert.***

Eine Verbesserung der Netznutzung liegt aber haufig auch nicht im
Interesse der vertikal integrierten und meist stark konzentrierten
Unternehmen, die von einer kinstlichen Knappheit profitieren kdnnen.
Eine Losung wirde hier oft nur mit einer scharferen Entflechtung mittels
~-Ownership Unbundling“ oder dem Einsetzen eines ,Independent System
Operator” (ISO) erreicht werden.

% vgl. KOM (2006) 841, S. 8.
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Aufgrund der Segmentierung, die im europaischen Raum momentan noch
vorherrscht, werden in den Regelenergieméarkten etablierte Unternehmen
oft beginstigt und der Markteintritt fur neue Mitbewerber erschwert. Aus
Angst vor einem Kontrollverlust im  wichtigen Bereich der
Energieversorgung verfolgen Mitgliedsstaaten jedoch oft die Strategie,

den Aufbau ,nationaler Champions* zu fordern.

Der diskriminierungsfreie Zugang zu und die diskriminierungsfreie
Nutzung von jenen natirlichen Monopolbereichen der Ubertragung und
Verteilung stellt einen der wesentlichen Schliisselaspekte bei der
Liberalisierung der marktorientierten Segmente der Wertschopfungskette
dar. Die richtigen Initiativen wurden von Seiten der EU bereits ergriffen,
jedoch muss sie jetzt auch sicherstellen, dass dem Prozess die nétige
Dynamik erhalten bleibt und die Koordination auf europaischer Ebene
hinreichend gefoérdert wird. Ein weiterer logischer Schritt, der einer
erfolgreichen Einfihrung eines regional koordinierten
Engpassmanagements folgen konnte, ware eine gemeinsame Planung
beim Ausbau von Ubertragungskapazitaten, da die Kosten-Nutzen-
Analyse so mancher Investition eine andere Perspektive erhalt, sobald

man sie von einer regionalen anstelle einer nationalen Ebene betrachtet.
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7 Konklusion

.Nichts braucht mehr Regulierung und Staat als die freie
Marktwirtschaft.“ Gerhard Kocher'*®

Die Europaische Kommission vertritt nach wie vor die Ansicht, dass ein
wettbewerbsorientierter, integrierter Markt, basierend auf einem
gemeinsamen Wettbewerbs- und Regulierungsrahmen, die einzige
Moglichkeit reprasentiert, eine gesicherte und nachhaltige Zukunft fir den

europaischen Energiesektor zu erreichen.*

Um dieser Zielvorstellung zu entsprechen, wird auf europaischer Ebene
vor allem eine Ausweitung des grenziberschreitenden Stromhandels
forciert, welche die noétigen effizienzfordernden Markteffekte mit sich
bringen soll. Trotz eines stetigen (jedoch geringen) Anstiegs der
grenziberschreitenden Stromflisse Uber die vergangenen Jahre hat
dieser nicht das notige Ausmald erreicht, das den erwinschten
Wettbewerbsdruck auf die bestehenden Strukturen ausuben wuirde. Eine
Steigerung der Transaktionen an den Interkonnektoren war vor allem dann
beobachtbar, wenn Handelsmdglichkeiten zwischen zwei Regionen
bestanden, deren Preise aufgrund der geographischen Differenzierung ein

unterschiedliches Niveau annahmen.**’

Dieser Einfluss von ortsabhéangigen Preissignalen auf europdaischer
Ebene, welcher fir eine Zunahme des grenziberschreitenden
Handelsvolumens ausschlaggebend ist, kann durch das Zusammenspiel
der in dieser Arbeit erorterten Regulierungsmechanismen gesteigert

werden.

195 http://www.zitate.eu (Stand: 01.05.2008).
148 \/gl. KOM (2006) 841, S. 24 u. 25.
17 vgl. KOM (2007) 250, S. 10.
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Die inharente Kapazitatsknappheit an den Interkonnektoren, die
momentan die Situation im europaischen Verbundnetz charakterisiert,
verlangt zunéachst nach einem effektiven Engpassmanagement. Wie in
Kapitel 6 gezeigt wurde, koénnen mittels marktorientierter
Kapazitatsvergabemethoden die Preisunterschiede zwischen den
Regionen explizit gemacht und somit die nétigen Signale an die
Marktakteure ausgesandt werden. Der Fortschritt, der in diesem Bereich
mit dem Erlass verbindlicher Leitlinien und dem damit einhergehenden
regionalen Ansatz erzielt wurde, soll hier nicht klein geredet werden, doch
mangelt es im européischen Netz an vielen wichtigen Stellen noch an der
vollstandigen Implementierung der damit verbundenen Regelungen. Zu oft
fuhren dabei der Einfluss von vertikal integrierten Unternehmen zu
Diskriminierung und das Vorziehen nationaler Interessen zu ineffizienten
Ergebnissen. Es sollte in diesem Zusammenhang nicht vergessen
werden, dass es sich bei den meisten UNB um nationale Entitaten
handelt, deren Vorgehen haufig von den Interessen der einzelnen

Mitgliedsstaaten gepragt wird.

Um den Weg fiur eine effiziente Verteilung der Kapazitaten zu ebnen und
somit die notigen Wettbewerbsimpulse fir den Markt zu schaffen, wére ein
harteres Eingreifen der Europaischen Kommission bei der Durchsetzung

der bereits erlassenen Leitlinien winschenswert.

Sollte das Ziel eines gesteigerten grenzuberschreitenden Stromhandels
erreicht werden, so ist auch fest damit zu rechnen, dass die Netznutzung
in UNB-Bereichen, die an einer Transaktion grundsatzlich unbeteiligt sind,
durch das vermehrte Auftreten von Ringflissen zunimmt. Es ist die
Aufgabe eines funktionierenden ITC-Mechanismus, in diesem Fall sowohl
negative als auch positive Externalititen zu kompensieren. Um das
Kriterium der Effizienz zu erfullen, misste die hier zum Einsatz kommende
Allokationsmethode  weitestgehend  dem Kostenkausalitatsprinzip
entsprechen. In der Praxis wird diese Evaluierung aus Grinden der
Wirtschatftlichkeit jedoch stets in Relation zum Berechnungsaufwand und

den damit verbundenen Kosten erfolgen, die mit fortschreitender
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Identifikation der individuellen Kostenkomponenten exponential steigen
werden. Des  Weiteren  wird das Festhalten an einer
verursachungsgerechten Verteilung zu dem Problem fuhren, das je tiefer
diese Gebuhren in die Kostenstrukturen vordringen, die Werte, die sie
annehmen, zunehmend streitbarer werden. Dies findet seine Ursache vor
allem darin, dass im Zuge des Auseinanderdividierens der einzelnen
Kostenpunkte die sachliche Argumentation zunehmend einer subjektiven

Beurteilung weichen werden muss.

Der in diesem Bereich bestehende ETSO-Mechanismus ist zwar von allen
Beteiligten leicht zu handhaben, jedoch fihrt er, wie in Kapitel 4 und im
Anhang  festgestellt  wurde, in  keiner Weise zu einer
verursachungsgerechten Verteilung der entstandenen Kosten bzw.
Nutzen. Sofern das Kompensationsverfahren Einfluss  auf
Investitionsentscheidungen nimmt, ist es auch wichtig, dass ein
eingesetzter Mechanismus die notigen Signale an die Marktbeteiligten
aussendet, was bei der ETSO-Methode jedoch nicht der Fall ist.

Letzten Endes spielt auch die Wahl einer geeigneten Tarifstruktur eine
entscheidende Rolle bei der Entwicklung eines funktionierenden IEM. Wie
aus Kapitel 5 ersichtlich, besteht hier die Mdglichkeit mit Hilfe der
Netzentgelte ortsgebundene Preissignale zu generieren, die den Betrieb
des Netzes effizienter gestalten. Der hierfur  eingesetzte
Regulierungsmechanismus des ,National Average G* fuihrt jedoch dazu,
dass die Unterschiede der Systemstrukturen haufig nicht ausreichend
bertcksichtigt werden kénnen und standortbezogene Preissignale bei den

Ubertragungsnetztarifen oft nur grob ausdifferenziert sind.

Die Aussendung wirksamer ortsgebundener Signale ist neben der
Steigerung des Handelsvolumens auch fir die Lenkung von
Investitionsentscheidungen von ausschlaggebender Bedeutung. Abseits
der genannten Kritikpunkte an den Regulierungsmechanismen bildet hier
das Fehlen an verbindlichen Leitlinien im  Bereich der

Ausgleichsmechanismen und der Tarifharmonisierung und der dadurch
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bestehende Mangel an Regulierungssicherheit eine weitere Hirde. Oft
existieren die notigen Strukturen fir die Schaffung eines IEM noch nicht,
und so wird der Ruf nach einem koordinierten Netzausbau, der einer
gesamteuropaischen Zielsetzung folgt und Kosten sowie Risiken gerecht
unter den Mitgliedslandern verteilt, immer lauter. Eine Initiative in diesem
Feld ist mit der TEN-E-Leitlinie’*® gegeben, welche die Entwicklung der
Elektrizitatsinfrastruktur im EWR fordern soll.

Um das Wirken der Regulierungsmechanismen gewéhrleisten zu kdénnen,
bedarf es an harmonisierten Marktstrukturen und Organisationsformen in
den Mitgliedsstaaten. In Kapitel 2 wurde der entscheidende Einfluss des
Marktdesigns sowie dessen Vielzahl an Ausgestaltungsmdglichkeiten
erortert. Im Vergleich zum Elektrizitdtssektor der USA konnte sich in
Europa jedoch noch kein Standarddesign durchsetzen, mit welchem
bestehende Barrieren zwischen den einzelnen Markten aufgelost werden
konnten. Eine Durchsetzung mittels europaischer Vorgabe ist in diesem
Bereich jedoch kaum vorstellbar, da ein europaischer Mitgliedsstaat Uber
wesentlich mehr Souverénitat und politisches Gewicht gegenlber seiner
Ubergeordneten Instanz verflgt als ein amerikanischer Bundesstaat und
die nationalen Kompetenzen bei der Ausgestaltung der Marktstrukturen

noch grof3tenteils unangetastet bleiben.

Hinsichtlich der Regulierung, deren Konzept der Kooperation in Kapitel 3
vorgestellt wurde, ist eine Verlagerung der zustandigen Institutionen von
nationaler auf europaische Ebene von Seiten der Kommission zumindest
vorstellbar. Wahrscheinlicher ist jedoch die Umsetzung des ,ERGEG+-
Konzepts®, wobei der ERGEG ein erhthter Grad an Befugnissen
zukommen soll, um somit die Konsistenz und die Sicherheit der

Regulierung zu steigern.

Abschlie3end bleibt nur noch zu sagen, dass mit der Liberalisierung des
europaischen Elektrizitatssektors ein enormes Experiment ins Rollen

gebracht wurde, das vor allem aufgrund der besonderen Eigenschaften

%8 vgl. KOM (2006) 846.
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der ,Ware Strom"“ seine Tucken aufweist und somit hohe Anforderungen
an die Entwicklung und Umsetzung geeigneter Regulierungsmechanismen
stellt. Doch gerade in dieser Extremsituation wird das Wirken und folglich
die Notwendigkeit regulativer MaRnahmen in der freien Marktwirtschaft
erkennbar, womit dem am Anfang des Kapitels verwendeten Zitat nur

ausdricklich beigepflichtet werden kann.

.Nichts braucht mehr Regulierung und Staat als die freie

Marktwirtschaft.” Gerhard Kocher
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Anhang — Verursachungsgerechte Verteilung von

ITC-Kostenallokationsverfahren

Der Anhang konzentriert sich auf die qualitative Analyse ausgewahlter
ITC-Kostenallokationsverfahren hinsichtlich des Schlisselaspekts der
ursachengerechten Verteilung von Ausgleichszahlungen.

Zu diesem Zweck werden folgende Kategorien zur Beurteilung

herangezogen:

1. Der Typus von internationalen Stromfliissen, der Ausgleichsanspriiche
begriindet:

Diese  Kategorie unterteilt sich in zwei  Ausprdgungen -
grenziberschreitende Stromflisse und Transitstromflisse (Transits).
Beziglich der Beurteilung wird den grenziberschreitenden Flissen der
Vorzug erteilt, da dies im Sinne einer fairen Kostenallokation im Rahmen
der Internalisierung negativer bzw. positiver Auswirkungen so genannter
Ringflisse (,Loop Flows®) liegt und damit auch alle internationalen
Stromflisse Berucksichtigung finden. Des Weiteren kommen fur die
Identifizierung von Transits haufig willkirliche Regeln und heuristische
Schatzungen zum Einsatz, die zu Verzerrungen bei der Beurteilung der

Nutzung der Netzwerkelemente fithren.**°

2. Die Grundlage fir die Festsetzung internationaler Stromflisse:

In diesem Punkt treten Unterschiede zwischen den Allokationsverfahren
hinsichtlich der Bezugnahme auf den internen Stromverlauf auf. Fir eine
faire Zuordnung der Nutzung von Ubertragungsnetzelementen bietet sich

der Einsatz eines (,DC“ oder ,AC“)'*  Load-Flow“-Algorithmus an.**

149 vergleiche hierfur die in Kapitel 3.1 genannten Punkte (2,3 und 5) nach FRS/RSCAS
(2005), S. 18 u. 19; Consentec (2006), S. 32 u. 40.

0 Die Frage, welche der beiden Methoden zu bevorzugen ist, steht haufig zur
Diskussion. Fur einen kurzen Uberblick siehe Consentec (2006), S. 31 Ful3note 13.

31 vgl. Llopis-Rivas (2003), S. 73-75; Stigler/Todem (2005), S. 112-118.
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Durch diesen Ansatz werden komplexe Netzwerktopologien
bertcksichtigt, die in Form von Ex-ante-,Snapshots® fur die
weiterfihrenden Berechnungen zur Festlegung der
Nutzungsverantwortung von internationalen Stromflissen verwendet
werden konnen. Dabei sollen von einer reprasentativen Anzahl von
~Snapshots” nicht nur topographische Charakteristiken, sondern auch
zumindest saisonale und tagliche Variationen einbezogen werden, um
somit neben einer geographischen auch eine zeitliche Differenzierung

einzubeziehen.®?

In weiterer Folge verlagert sich im Rahmen dieses Punktes das Interesse
auch noch auf die mit der jeweiligen Methode einhergehenden
Allokationsregeln  und die damit verbundenen Annahmen und

Simplifikationen, mit deren Hilfe der Stromverlauf letztlich modelliert wird.

3. ,Single System Paradigm“ — Die Unabhangigkeit von politischen
Grenzen:

Dieses Paradigma dient nicht nur als Grundsatz fur die Entwicklung des
IEM, sondern hat auch einen entscheidenden Einfluss auf das Ergebnis
einer Allokationsmethode. Ist eines der Verfahren abhangig von
politischen Grenzen, so konnen verschiedene Konfigurationen dieser
Grenzen zu einer ungleichen Bewertung ein und derselben Situation
fuhren. Dies ist vor allem ein Problem, das mit der Standarddefinition von
Transits einhergeht und in einen ungerechtfertigten Anspruch auf
Ausgleichszahlungen minden kann. In diesem Sinne sind jene Methoden

zu bevorzugen, die autonom von politischen Grenzen sind.**?

4. Die Art und Weise der Zuordnung von Verantwortung
Kostenallokationsverfahren kénnen auch nach der Art und Weise der
Zuordnung der Verantwortung fur die Nutzung einzelner Netzelemente

klassifiziert werden. Die Verantwortlichkeiten werden je nach Methode fir

152 \/gl. ERGEG E06-CBT-09-08 (2006), Annex A.
%% vgl. FRS/RSCAS (2005), Annex 1; Glachant/Lévéque (2006); Vazquez/Olmos/Pérez-
Arriaga (2002), S. 7.
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individuelle Marktteilnehmer identifiziert oder als Gesamtverantwortung
aller externen Akteure zusammengefasst. Far eine
verursachungsgerechte Zuordnung ist einem individuellen
Netzkostenallokationslevel der Vorzug einzurdumen. Hierfir lasst sich das
Argument anfuhren, dass die identifizierte Gesamtverantwortung vom
zustandigen UNB den einzelnen Marktakteuren zugerechnet werden
muss. Werden die Kosten nun verursachungsgerecht verteilt, kommt es zu
keiner Verzerrung des Wettbewerbs. Sollten sie aber vom UNB sozialisiert
werden, so wird der Wettbewerb verzerrt und dadurch auch der Anreiz zu

handeln.'®*

5. Berucksichtigung durch ,Loop Flows* generierter Nutzen:

Ebenso wie negative missen auch positive Externalitaten Einzug in das
Allokationsverfahren finden. Die Ausgleichszahlung, auf welche der
betroffene UNB Anspruch erhalt, sollte dabei um jene Nutzen reduziert
werden, die in seinem Netz durch internationale Stromflisse generiert
werden, um dem Grundsatz der verursachungsgerechten Verteilung treu

zu bleiben.

6. ,Non-Transaction-Based Charges” — Die Unabhangigkeit der ITC-
Entgelte von kommerziellen Transaktionen:

Dieses Kriterium besagt, dass explizite Entgelte vermieden werden
sollten, da sie in keiner Relation zur Nutzung der Ubertragungsnetze
stehen. Die Kostenallokationsverfahren miissen den gesamten Pfad, der
durch internationale Strome beeinflusst wird, in ihrer Methodik
berticksichtigen und durfen sich nicht nur auf den ,Contract Path®
beziehen, da in diesem ,Loop Flows" nicht enthalten sind. Problematisch

wird es vor allem dann, wenn es zu Diskriminierung von internationalen

%% vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 8 u. 37; Boucher/Smeers (2001), S. 19.
%% vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 12.
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Stromfliissen gegentber heimischen kommt. Explizite Entgelte bergen

auch immer die Gefahr des ,Pancaking“ in sich.**®

Anhand dieser sechs Kategorien werden folgende
Kostenallokationsmechanismen untersucht:
e die ,Average-Participation“-Methode fur Transits (APT) bzw. alle
grenziiberschreitenden Stromfliisse (AP),*’
e die ,Marginal-Participation“-Methode (MP),
e die ,Aumann-Shapley“-Methode (AS),
e die “With-and-without’-Methode fur Transits (WWT) bzw. alle
grenzuberschreitenden Stromflisse (WW) und

e der ETSO-Mechanismus (2005).

Den angefuihrten Allokationsmethoden ist gemein, dass sie als Grundlage
fur die Verteilung der Kosten den ©6konomischen Nutzen, den eine
Ubertragungseinrichtung seinen Beniitzern liefert, heranziehen. Diese
Vorgehensweise wird als die effizienteste betrachtet, ist in der Praxis
jedoch schwer umzusetzen. Deshalb verwenden die meisten Methoden

den Gebrauch der Netzwerkkomponenten fiir inre Berechnungen.*®

Der Beitrag zu den indirekten Kosten reflektiert hierbei die Nutzung des
Ubertragungsnetzes durch die einzelnen Marktakteure. Auch soll ein
durch die Verwendung generierter Nutzen den Verantwortlichen
zugerechnet werden. Dadurch werden Anreize geschaffen, die Wohlfahrt

mindernde Handlungen zu reduzieren und jene Handlungen, welche die

1% vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 12 u. 13; Boucher/Smeers (2001), S. 20-26;
Vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga (2002), S. 7; Kattuman/Green/Bialek (2004), S. 115;
Hogan (1992), S. 10-15; Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 15 u. 16.

" Die ,Simplified-Average-Participation“-Methode sowie die ,Modified-Average-
Participation“-Methode werden als Abwandlungen der AP-Methode hier nicht behandelt.
198 vigl. Vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga (2002), S. 1. Diese Ansicht ist jedoch nicht
unumstritten, da im Gebrauch kein effizientes 6konomisches Mal3 gesehen wird. Dies
begrindet sich darin, dass ein eingespeistes Megawatt flr verschiedene Akteure
unterschiedlich profitabel ist, was durch den Gebrauch alleine nicht widergespiegelt wird.
Vgl. Rubio-Odériz/Pérez-Arriaga (2000), S. 452.
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Wohlfahrt steigern, zu fordern. Ziel des Kostenkausalitatsprinzips ist das
Etablieren subventionsfreier Preise, was impliziert, dass die Nutzer fur ihre

privaten Kosten und die ihnen zurechenbaren Externalitaten aufkommen.

Die Problematik bezlglich dieses Konzepts der Kostenallokation besteht
in der Tatsache, dass eine verursachungsgerechte Zuordnung der oben
genannten Kosten nur dann erfolgen kann, wenn fir die Nutzung des
Ubertragungsnetzes eine trennscharfe Abgrenzung fir die einzelnen
Marktakteure durchfihrbar ist. Nur wenn die nutzentragenden
Marktakteure (in diesem Fall die Benutzer) unzweifelhaft identifiziert
werden kodnnen, ist es auch moglich, die Kostenverantwortungen zu
bestimmen, die fur eine verursachungsgerechte Allokation erforderlich
sind. Sollte fur einen Teil der Gemeinkosten eine Zuordnung von
individueller Verantwortung nicht méglich sein (was in der Praxis haufig
der Fall ist, da die fortschreitende Aufschlisselung dieser Kosten mit
steigendem Aufwand verbunden ist und die Identifikation der individuellen
Nutzung an bestimmten Netzwerkkomponenten schlichtweg unmdglich
ist), so musste der verbleibende Anteil der Kosten aufgrund eines

,ZWeitbesten Preisschemas* verteilt und somit sozialisiert werden.*®
Fur die Analyse der einzelnen Allokationsmechanismen hinsichtlich des
Kostenkausalitatsprinzips muss demzufolge die Annahme getroffen

werden, dass eine Aufteilung der Gemeinkosten theoretisch Moglich ist.

.Average-Participation“-Methode (AP)

Die AP-Methode umfasst neben Transits auch die Strome des Im- und
Exports. Dadurch werden im Sinne einer verursachungsgerechten
Allokation alle internationalen Transaktionen umfasst, auch jene, bei
denen sich nur ein Knotenpunkt auRerhalb eines UNB-Bereichs befindet.
Die Vorteile, die sich dadurch fur die Kostenverteilung ergeben, wurden

bereits mehrfach erlautert.

159 pgrez-Arriaga/Smeers (2003), S. 190-202.
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Fur die Bestimmung der einzelnen grenziberschreitenden Transaktionen
werden dem AP-Mechanismus die bestehenden Protokolle der
physikalischen Stromflisse zugrunde gelegt, welche den spezifischen
Konditionen des jeweiligen Systems entsprechen.'® Durch die AP-
Methode werden der Einsatz kinstlicher Strome und die Kreation fiktiver
Szenarien vermieden, und so scheint dieses Kostenallokationsverfahren
im Ansatz dem Kostenkausalitatsprinzip zu entsprechen. Dem kann auf
den ersten Blick nichts entgegengehalten werden; die Analyse des
nachsten notwendigen Schrittes des Verteilungsmechanismus fordert

jedoch ernsthafte Zweifel zutage.

Fir die Verteilung der einzelnen Versorgungs- bzw. Lastenstrome
verwendet die AP-Methode eine einfache heuristische Regel, die an den
Knotenpunkten des Netzes die eingehenden Strome proportional auf die
ausgehenden Strome aufgliedert. Ein allgemeines Beispiel dieser
.Proportional Sharing Rule* wird in Abbildung 13 dargestellt:

Abbildung 13 - Proportional Sharing Rule

Quelle: Kattuman/Green/Bialek (2004), S. 115.

Fur den dargestellten Fall wirde sich die in den Knoten i eingehende

Energie q;; proportional zu deren Gro3e auf die beiden ausgehenden

Strome q,,, und q,, Vverteilen. Dies ist in folgender Formel

festgeschrieben:

180 v/gl. Vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga (2002), S. 2; FRS/RSCAS (2005), S. 9, 32, 33, 39
u. 47.
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Qi-m +0iy
Qi fli
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Qiim T iy

Mit Hilfe dieser Verteilungsregel wird nun eine Stromladung, von ihren Ein-
bzw. Ausspeisungspunkt ausgehend, durch das gesamte Netz verfolgt

(,Tracing®).'®*

Wahrend diese Vorgehensweise einerseits als intuitiv erachtet wird und
die Annahmen, die hinsichtlich der Verteilung getroffen werden, laut einer
Studie der Florence School of Regulation (2005, S. 47) eine berechtigte
und 6konomisch sinnvolle Vereinfachung konstituieren, werden in der
Literatur andererseits auch viele Kritikpunkte genannt, die dem Grundsatz
einer verursachungsgerechten Verteilung entgegenstehen. Nach
Kattumann et al. (2004, S. 115) ist es, der konventionellen Erkenntnis
folgend, in einem vermaschten Netz unmdglich, einen Stromfluss von
seinem Induktions- bis zu seinem Entnahmepunkt zu verfolgen, und auch
Vazquez et al. (2002, S. 2 u. 5) sehen in der ,Proportional Sharing Rule*
eine Methode, die nicht ganz konform mit den technischen Prinzipien der
Ubertragung ist. So ist auch nach Brunekreeft et al. (2004, S. 17) die Wahl
der Allokationsregel trotz der Rechtfertigung mittels Shapley-Werten®? in
der AP-Methode offenbar willktrlich, und auch Rubio-Odériz et al. (2000,
S. 452) sehen fur das hier angewendete grobe Prinzip der Proportionalitat

weder eine 6konomische noch eine physikalische Begrindung.

Demzufolge kann die Auffassung vertreten werden, dass die AP-Methode
hinsichtlich der Festlegung internationaler Transaktionen und ihrer
Grundlage, obwohl sie auf den realen Stromflissen eines
Versorgungssystems basiert, aufgrund der Annahme der ,Proportional
Sharing Rule” nicht dem Prinzip der Kostenkausalitat entspricht und somit

nicht im Sinne einer verursachungsgerechten Kostenallokation ist.

181 v/gl. Kattuman/Green/Bialek (2004), S. 115-116.
182 vgl. Kattuman/Green/Bialek (2004).
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Das AP-Verfahren ist des Weiteren unabhéngig von der Lage politischer
Grenzen und somit konsistent mit dem ,Single System Paradigm“. Dies
begrindet sich darin, dass zunachst die Verantwortlichkeiten den
einzelnen Akteuren an den individuellen Knoten zugerechnet werden und
erst im weiteren Verlauf die Gesamtverantwortung einer UNB-Zone aus
den darin befindlichen Ein- und Ausspeisungsknoten aggregiert wird.
Ferner sind in der AP-Methode fiir die Festlegung der Verantwortungen
keine weiteren Aggregationen vorgesehen, die das ,Single System
Paradigm“ verletzen konnten (wie z.B. bei den beiden vereinfachten
Varianten des AP-Verfahrens — der ,Simplified-Average-Participation“-

Methode sowie der ,Modified-Average-Participation“-Methode).*?

Wie bereits im Hinblick auf das ,Single System Paradigm* erwahnt, stitzt
sich das AP-Verfahren auf die ldentifikation der Verantwortung auf der
Ebene des individuellen Akteurs/Knotens. Dies ist auch aus Abbildung 13
und der Berechnungsmethodik des Tracing-Ansatzes ersichtlich. Kritisch
ist in diesem Zusammenhang nur die Aggregation von Erzeugung und
Last in eine Nettoposition zu betrachten, da dadurch das Resultat des
Berechnungsalgorithmus  signifikant  beeinflusst wird und eine
verursachungsgerechte Zuteilung nicht mehr gewahrleistet ist. Die
Kombination beider FlieBmuster weist namlich nicht die ,Neat

Superposition Property* auf.'%*

Durch die AP-Methode werden etwaige Nutzen, die einem UNB aufgrund
des Gebrauchs seines Netzes durch internationale Transaktionen
zukommen, nicht explizit als Gegenlast in die Kostenallokation
einbezogen. Jedoch findet dieser Nutzen implizit Einzug in das Verfahren,
da von der Methode bertcksichtigt wird, wenn externe Strome in die

entgegengesetzte Richtung von vorherrschenden lokalen Strémen fliel3en.

183 \/gl. FRS/RSCAS (2005), S. 32-34 u. 40.
184 vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 9, 33 u. Annex 2; Vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga (2002),
S. 2 u. 6; Brunekreeft/Neuhoff/Newbery (2004), S. 17.
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Eine explizite Einbeziehung des generierten Nutzens wirde jedoch eher

im Sinne einer verursachungsgerechten Verteilung liegen.*®®

Durch die Anwendung der AP-Methode wird im Rahmen eines
Ausgleichsmechanismus auf explizite Entgelte verzichtet. Die
Ausgleichszahlungen kdnnen aufgrund der identifizierten Verantwortungen
determiniert werden und basieren nicht auf einzelnen kommerziellen

Transaktionen.

JAverage-Participation”-Methode fiir Transits (APT)
Die Variante der APT-Methode unterscheidet sich in ihrer Methodik nicht

von dem AP-Verfahren, jedoch bringt der alleinige Einsatz von
Transitstromen fir die Nutzungsevaluierung von Ubertragungsnetzen
hinsichtlich einer Beurteilung anhand des Kostenkausalitatsprinzips
Anderungen mit sich. Diese beruhen auf der grundlegenden Annahme,
dass die gegenseitige Einwirkung benachbarter Lander identisch ist. Des
Weiteren bendétigt diese Form der AP-Methode eine Regel zur Verteilung
der Transits an die jeweiligen Interkonnektoren. Diese erfolgt fur die
Gesamtsumme der Transitstrome aufgrund der jeweiligen Beitrage der
einzelnen Verbindungsleitungen an Import und Export eher auf eine

willkiirliche Weise.®®

Neben der Tatsache, dass ein auf Transits basierendes
Allokationsverfahren Im- und Exportstrome vom Ausgleichsmechanismus
ausklammert, ist es vor allem die Standarddefinition fiir Transitstréme, die
das Verfahren von politischen Grenzen abhangig macht. Wie bereits
einleitend erlautert, sind dies keine konvergenten Eigenschaften einer
verursachungsgerechten Kostenverteilung.

. Marginal-Participation*-Methode (MP)

Ebenso wie die AP-Methode verwendet das MP-Verfahren als

urséchliches Kriterium fir den Anspruch auf Ausgleichszahlungen den

185 y/gl. FRS/RSCAS (2005), S. 40.
188 \/gl. Consentec (2006), S. 40.
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Gebrauch des Ubertragungsnetzes durch grenziiberschreitende
Stromflisse und weist in diesem Punkt deshalb jene Vorteile auf, die

bereits oben erlautert wurden.

Die MP-Methode ist auch als ,Areas-of-Influence“-Methode bekannt und
basiert auf der Messung der inkrementellen Effekte, die durch die
Induktion (bzw. Entnahme) eines zusatzlichen MW an den einzelnen
Elementen des horizontalen Netzes (HN) ausgeldst werden. Dem wird die
Annahme zugrunde gelegt, dass ein linearer Zusammenhang zwischen
Stromfluss durch eine Leitung und dem Verhalten eines bestimmten
Marktakteurs besteht. Die dadurch ermdglichte Bestimmung der
inkrementellen Beteiligung eines einzelnen Akteurs an der Nutzung der
Elemente des Ubertragungsnetzes werden mit Hilfe eines ,Load-Flow"-
Modells fiur jeden Knoten und jede Leitung fir eine reprasentative Anzahl

an ,Load-Flow*-Szenarien ermittelt.®’

Um die Gesamtpartizipation eines Einzelnen festlegen zu kénnen, missen

zunachst ,Marginal Participation Sensitivities® A, ; bestimmt werden. Diese

Sensitivitatswerte lassen sich am besten mit der Feststellung
gleichsetzen:

.--.nhow much the flow through line j increases when the generation at

bus i is increased in 1 MW and the demand at the slack bus is

increased in 1 MW (ignoring losses).”*®

Die Gesamtbeteiligungen lassen sich dann fir jeden Marktakteur aus dem
Produkt seiner Nettoein- bzw. -ausspeisung und den bereits ermittelten
.MP Sensitivities* berechnen. So partizipiert ein Handelnder i an der

Leitung j in einem Ausmaf von Ai’j*(gi —d,). Die evaluierten Kosten

einer Ubertragungsleitung werden im Anschluss den verschiedenen

Beteiligten ihrer Gesamtpartizipation folgend pro rata zugewiesen.'®®

187 vgl. Vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga (2002), S. 2; FRS/IRSCAS (2005), S. 35 u. 40.
188 vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga (2002), S. 2.
199 vgl. Vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga (2002), S. 2; FRS/RSCAS (2005), S. 35.
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Den physikalischen Eigenschaften von elektrischer Energie folgend,
verlangt eine Ein- oder Ausspeisung an einem Knoten, wie sie bei dieser
Methode erforderlich ist, wiederum nach einer Aus- bzw. Einspeisung an
einem anderen Punkt, um das System im Gleichgewicht zu halten.
Aufgrund dieser Tatsache musste fir die Durchfihrung der MP-Methode
die Annahme getroffen werden, dass die Verteilung innerhalb eines
Systems optimal auf einen Anstieg der Erzeugung bzw. Last reagiert. Um
diese Annahme zu umgehen, bedient sich das MP-Verfahren einer
speziellen Vereinfachung, indem es einen Referenzknoten — einen so
genannten ,Slack Bus“ — bestimmt, welcher jede Anderung in Erzeugung

oder Verbrauch absorbiert.*"°

Der Wahl des ,Slack Bus* bzw. ,Slack Node“ kommt grof3e Bedeutung zu,
da diese Entscheidung stark das Ergebnis beeinflusst. Grundsatzlich kann
jeder Punkt eines Systems als entsprechender Knoten, der inkrementelle
Anstiege ausgleicht, definiert werden, jedoch muss dieser dann fiur alle
weiteren Knotenpunkte gleich bleiben. Als gangiger Ansatz bieten sich
jedoch die Wahl einer Hauptverbraucherstelle als ,Slack Node" (wie z.B.
die grofte Stadt innerhalb eines Systems) oder die Verwendung eines
.Distributed Virtual Node" an, wobei bei letzteren alle Erzeuger und/oder
Verbraucher proportional zu ihrer erzeugten bzw. verbrauchten Menge auf

ein Ungleichgewicht reagieren.*”*

An dem oben dargestellten Algorithmus wird haufig Kritik erhoben, vor
allem was die Wahl des ,Slack Bus“ betrifft. Deshalb sind die daraus
resultierenden Sensitivitatswerte hinsichtlich einer
verursachungsgerechten Verteilung der Kosten besonders kritisch zu
betrachten. So lasst sich das Allokationsproblem unter der Verwendung

70 vgl. Rubio-Odériz/Pérez-Arriaga (2000), S. 449; Vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga
(2002), S. 2; FRS/RSCAS (2005), S. 35.

171 vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga (2002), S. 2 u. 3; FRS/RSCAS (2005), S. 35. Nach
Rubio-Odériz et al. (2000) ist erstere der genannten konventionellen Wahimdéglichkeiten,
die einzig zulassige, wobei sie zusatzlich ein radiales Netz voraussetzen. Vgl. Rubio-
Odériz/Pérez-Arriaga (2000), S. 449.
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eines einzelnen ,Slack Bus" mathematisch zwar elegant I6sen, doch
bedeutet dies gleichzeitig, dass der Einflussbereich eines einzelnen
Marktteilnehmers sehr weit abgesteckt ist. Dies stellt vor allem dann ein
verteilungspolitisches Problem dar, wenn die Verbindungen zwischen den
UNB-Bereichen nur schwach ausgestaltet sind, wie es momentan im EWR
noch der Fall ist. Diese so genannten ,Sunk Flows* werden von der MP-
Methode nicht identifiziert und fuhren zZu ungerechten
Ausgleichszahlungen, wenn der marginale Wert in einer Leitung laut MP-

Methode signifikant ist, obwohl er in der Realitat vernachlassigbar ware.*"

Bezuglich der Modellierung realer Stromflisse ergibt sich ein weiteres
Problem aufgrund der Annahme einer linearen Beziehung zwischen den
.Marginal Participations* und der Gesamtnettoein- bzw. -ausspeisung.
Aufgrund dieser unterstellten Linearitat besteht die Mdglichkeit, dass die
aggregierte Gesamtpartizipation aller Akteure aller Knoten an einem
bestimmten HN-Element gré3er (oder Kleiner) ist als der tatséachliche
Energiefluss. Aufgrund dessen kann auch eine Gesamtbeteiligung an
einer Ubertragungsleitung, die groRer ist als ihre realisierbare Kapazitat,
als Ergebnis der Berechnungen nicht ausgeschlossen werden, was
wiederum den Kritikpunkt der ,Sunk Flows* untermauert.*”® Auch nach
Brunekreeft et al. (2004, S. 16) haftet dem MP-Mechanismus eine gewisse

Willkiir an, die zu Uber- oder Unterkompensierungen fiihren kann.

Die MP-Methode ist, ebenso wie das AP-Verfahren, unabhangig von
bestehenden politischen Grenzen und somit in diesem Punkt im Sinne

einer verursachungsgerechten Kostenallokation.

Eine Gemeinsamkeit, die die beiden Allokationsverfahren ebenfalls teilen,
ist die Zuweisung von Verantwortung an den Kosten auf einer
individuellen Ebene. Diese wird fir ein einzelnes Element des HN mit

Hilfe des Algorithmus der MP-Methode den einzelnen Marktbeteiligten an

72 yigl. Rubio-Odériz/Pérez-Arriaga (2000), S.450; Vazquez/Olmos/Pérez-Arriaga (2002),
S. 4,8 u. 9; FRS/RSCAS (2005), S. 40.
1% vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 35 u. Annex 3.
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den verschiedenen Knoten proportional zur Gesamtbeteiligung zugeteilt.
Die Kompensationszahlungen auf Ebene der UNB werden dann aus
diesen individuellen Ausgleichen aggregiert. Diese Vorgehensweise
entspricht einer fairen und vor allem verursachungsgerechten Zuordnung

der herbeifiihrten Kosten im HN.1™

Aufgrund der Fokussierung auf inkrementelle Effekte ermdglicht der
Algorithmus der MP-Methode auch jene grenziberschreitenden
Stromflisse zu bestimmen, welche die Gesamtdurchleitung eines HN-
Elements reduzieren und somit einen Nutzen fiir den UNB generieren.
Dies wird im Zuge der Berechnungen dahingehend berucksichtigt, dass
die marginale Partizipation und folglich auch die Gesamtteilhabe eines
bestimmten Knotens an einem bestimmten Element mit einem negativen
Vorzeichen versehen sind. Damit wird die Gesamtverantwortung des
einzelnen Marktbeteiligten an den Kosten vermindert und somit auch der
Ausgleichsanspruch des UNB reduziert. Diese Verfahrensweise entspricht
dem Kostenkausalitatsprinzip.*”® Dies lasst sich aus 6konomischer Sicht

aufgrund der proportionalen Zuweisung der Kompensation bestatigen.*”

Die  Ausgleichsanspriiche  basieren nicht auf kommerziellen
Transaktionen, sondern ful3en auf den individuellen Verantwortungen der
Akteure.

JAumann-Shapley*-Methode (AS)
Auch bei der Aumann-Shapley-Methode bilden alle

grenziberschreitenden Stromflisse ebenso wie bei den beiden
vorangegangenen Kostenallokationsverfahren die Basis fur die
Berechnung der Ausgleichszahlungen.

Um die groBe Anzahl an Lastenverteilungsmustern entsprechend den

unterschiedlichen Zeitperioden zu erfassen, verwendet die Methode ein

1% vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 35 u. Annex 3.
”® FRS/RSCAS (2005), S. 40 u. Annex 3.
178 vgl. Consentec (2006), S. 37 u. 38.

121



(LAC"- oder ,DC"-) ,Power-Flow-Programm®, um einer realitatsgetreuen
Abbildung der Netzwerksituation so nahe wie mdglich zu kommen. Die
Schwierigkeit, mit der das ,Aumann-Shapley“-Verfahren hierbei
konfrontiert wird, wurzelt im spieltheoretischen Ansatz der Methode, der
sich auf der kooperativen Spieltheorie begriindet und eine Bestimmung
der realen Stromflisse fir alle moglichen Koalitionen zwischen den

Marktakteuren erfordert.*’’

Der innovative Ansatz der ,Aumann-Shapley“-Methode verwendet als
Grundlage fur die Darstellung der Kostenallokation von Gemeinkosten die
kooperative Spieltheorie. Die Aufteilung der Kosten einer gemeinsam
genutzten Anlage, wie sie durch das Ubertragungsnetz im konkreten Fall
geben ist, erfolgt hierbei unter den kooperierenden Markteilnehmern. Die
Anreize fiur das Bilden von Koalitionen begriinden sich in den
Eigenschaften eines naturlichen Monopols und der Mdglichkeit der
Kostenreduktion durch die Nutzung von gegenlaufigen Stromflissen
(,Counter Flows"). Diese Kostenersparnisse stellen gleichzeitigen die
Auszahlungen (,Pay Off) am Ende eines Spiels dar und mussen unter

den Beteiligten gerecht aufgeteilt werden. *"®

Ziel der kooperativen Spieltheorie ist die Analyse von Interaktionen aller
Beteiligten (,Spieler*) N = {1,2,..., N} in einem kooperativen Umfeld, wobei
das Hauptaugenmerk auf den Abschluss eines Abkommens uber die
Aufteilung eines gemeinsamen Nutzens oder einer gemeinsamen Last
gerichtet wird. Den Kern dieses Spiels bilden jene Vereinbarungen,
welche die Bedingungen erfillen, dass weder ein einzelner Mitspieler
i € N noch eine Koalition von Mitspielern S « N besser gestellt ist, wenn
er bzw. sie die groRe Koalition N verlasst. Im konkreten Fall der
Bestimmung gerechter Ausgleichszahlungen wird dieser Kern von einer
Menge subventionsfreier Allokationen gebildet. Das

Kostenallokationsproblem stellt sich ferner so dar, dass die individuellen

17 vgl. Stamtsis/Erlich (2004), S. 403 u. 404; Tan/Lie (2002), S. 15 u. 18.
8 vgl. Tan/Lie (2002), S. 15; Kattuman/Green/Bialek (2003), S. 117 u. 118;
Stamtsis/Erlich (2004), S. 401; Evans/Zolezzi/Rudnick (2003), S. 625.
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Outputs ie N als Spieler fungieren, die aggregierten Marktsegmente
S < N die Koalitionen bilden, und die zentrale Vereinbarung des Spiels

durch die Kostenallokationsregel dargestellt wird.*"

Im Rahmen der Beurteilung der ,Aumann-Shapley“-Methode beziglich
des Kostenkausalitatsprinzips stellt sich nun die Frage, ob mit den
YAumann-Shapley“-Werten eine Allokation im Kern des Spieles gegeben
ist.

Da Kostensubadditivitéat keine ausreichende Restriktion der Kostenstruktur
darstellt, wird in der Literatur die Konvexitdt der Kostenfunktion als
hinreichende Bedingung genannt, die gewahrleistet, dass sich der
Allokationsmechanismus im Kern des Spieles befindet. Laut Definition ist
dies dann gegeben, wenn mit zunehmender GroRRe der urspringlichen
Koalition die inkrementellen Kosten, die durch den Beitritt einer weiteren

Koalition verursacht werden, proportional abnehmen:

Konvexitat: TS und U cN-S
= F(SUU)-F(S)<F(TuUU)-F(T).

Curien (2003) hat fur diesen Fall bewiesen, dass der ,Shapley“-Wert eine

baryzentrische Stellung im Kern einnimmt.*®°

Nachdem die Bedingungen geklart wurden, die gewéhrleisten, dass sich
die Kostenallokation im Kern des Spiels befindet, stellt sich hinsichtlich
einer verursachungsgerechten Verteilung noch die Frage, ob mit dem
»~Aumann-Shapley“-Ansatz ein geeignetes Verfahren gegeben ist. Dieses
berechnet den durchschnittichen inkrementellen Beitrag zu den

Gesamtkosten, den ein Spieler im Rahmen seiner Koalition leistet.

179 vgl. Evans/Zolezzi/Rudnick (2003), S. 625; Curien (2003), S. 87 u. 88.
180 \/gl. Curien (2003), S. 88 u. 89.
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Die Methode nach Aumann und Shapley unterteilt sich in die Allokation
der Fixkosten mit Hilfe des ,Shapley Value* (SV) und jene der variablen
Kosten mittels ,Aumann Value® (AV).

Der ,Shapley Value® eines Outputs i € N wird durch den Durchschnitt der
inkrementellen Kosten berechnet, welcher tGber die gesamte Breite N der
Produktion fir alle méglichen Anordnungen gebildet wird. Die genannten
Kosten kénnen auch als jener inkrementelle Beitrag gesehen werden, den
ein Spieler i an eine Koalition leistet. Die gleichmafiige Gewichtung dieser
Zahlungen ist abhangig von der Anzahl der moglichen Koalitionen, die
durch die Beteiligten der grof3en Koalition gebildet werden kénnen. Eine

kompakte Darstellung findet sich in folgender Formel wieder:

n—.

v =S M Slefq,,)-cla,)

1
s=0 ScN-{i}|S|=s

n! gibt die Anzahl der mdglichen Koalitionen wieder, die durch alle
Beteiligten der groRen Koalition gebildet werden kénnen. Fur die
Berechnung des SV eines Outputs i werden jedoch nicht alle
Anordnungen in Betracht gezogen, sondern nur jene verschiedenen

Ordnungsmadglichkeiten der Outputs, die i vorangehen(s—l)!, und jene
Konstellationen (n—s) in denen die verbleibenden Outputs i folgen
konnen. s stellt dabei die Grol3e einer Subkoalition dar. Dies ergibt eine

Gesamtzahl von (s—1)(n—s) Anordnungsméglichkeiten, und der gesamte

(s—1(n—s)

n!

Term stellt einen Gewichtungsfaktor dar, der die

inkrementellen Beitrage C(q,,;,)-C(d,), wo i in S erscheint, zu gleichen

Teilen vergibt.

Die Methode der Berechnung des SV beruht auf der Annahme, dass der
Anteil eines Spielers in einer Koalition an den Gemeinkosten durch die
inkrementellen Kosten determiniert wird, welche entstehen, wenn er einer

Koalition beitritt. Aus diesem Grund mussen bei der Evaluierung des SV
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alle Anordnungsmaglichkeiten, in denen ein Spieler sich einer Koalition
anschlielBen kann, beriicksichtigt werden, da von der Reihenfolge der
Beitritte der einzelnen Spieler auch ihre inkrementellen Kosten abhangig
sind. Der SV kann deshalb auch im Sinne der
Wahrscheinlichkeitsrechnung als die erwarteten inkrementellen Kosten
(unter Berucksichtigung einer normalverteilten Wahrscheinlichkeit Gber
alle méglichen Anordnung des Eintritts) gesehen werden.*®*

Bei der Zuweisung der Kosten verwendet der Mechanismus zunéchst eine
egalitare Allokationsregel, um im weiteren Verlauf die einzelnen Beitrage
unter Bericksichtigung des Kostenkausalitatsprinzips zu korrigieren.
Dabei werden jene Outputs ,bestraft*, die hohere Kosten verursachen,
wobei der Algorithmus sich auf ihre ,Stand-alone“-Kosten bezieht und

auch Kostensynergieeffekte zwischen den Outputs beriicksichtigt. 8

Dies wirft die Frage auf, warum ein Mechanismus, der dem
Kostenkausalitatsprinzip folgt, nicht auch fir die Verteilung der variablen
Kosten zum Einsatz kommt. Ein Nachteil des SV verbirgt sich darin, dass
die Methode das Verhalten der Kostenfunktion bei ununterbrochener
Variation des Outputlevels nicht bericksichtigt. Der ,Shapley“-Ansatz
beachtet lediglich inkrementelle Transaktionen, bei denen die Menge
eines Output diskontinuierlich von 0 auf g, ansteigt. Die Anwendung des
,Standard-SV* fur die Verteilung der fixen Kosten F(S) (fir S < N) lasst
sich aufgrund ihrer diskontinuierlichen Eigenschaft rechtfertigen. Die
Verteilung der variablen Kosten V(gq) wirde jedoch eine generalisierte
~Shapley“-Prozedur erfordern, bei der alle méglichen ununterbrochenen
Pfade von O zu g, berucksichtigt werden, wodurch sich die geschlossene

Zahl der inkrementellen Kosten des ,Standard-Shapley-Verfahrens® in
eine unendliche Zahl an marginalen Kosten wandeln wirde. Die

Feststellung des Erwartungswertes und die im Vorfeld erforderliche

181 \/gl. Curien (2003), S. 74 u. 75; Tan/Lie (2002), S. 16.
182 vgl. Curien (2003), S. 78-80.
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Integration entlang jeder Kurve (in einem n-dimensionalen Hyperwurfel)

wuirden letzten Endes in einer unpraktikablen Berechnung minden.

Aumann schlagt fir dieses Problem eine einfache approximative
Berechnungsmethode vor, in der er die marginalen Kosten entlang einer
Durchschnittskurve integriert und nicht den Durchschnitt Gber alle
maoglichen Kurven bildet. FUr diese Vorgehensweise bietet sich die gerade
Verbindung zwischen den Outputlevel 0, und q als naturliche
Durchschnittskurve an, die die charakteristische lineare Eigenschaft
q(x)=xq, wo xe[01] und q(0)=0, bzw. g(1)=q, aufweist.'®® Dadurch

ergibt sich fir die Berechnung des ,Aumann Value* folgende Formel:

oV
?(x.q).qi ax

AV, =

O ey

Fur die Funktion der Gesamtkosten ergibt sich aufgrund der Aufteilung der
fixen und variablen Kosten auf die Allokationsmethoden nach Shapley und

Aumann folgende Darstellung:

ASV, = 5" +¢cM g, wo:

o0 _§stn=s-1p > [ele.y)-cta.)]

=0 n! ScNi}{S|=s

LW
05(1.

Beziglich der Beurteilung der ,Aumann-Shapley“-Methode und der
Erflullung des Kostenkausalitatskriteriums kann zunachst fir den ,Shapley
Value" festgehalten werden, dass mit diesem Ansatz ein einzigartiges

Allokationsverfahren gegeben ist, ,that virtually all researchers consider

'8 vgl. Curien (2003), S. 81 u. 82.
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fair and equitable.“*® Laut Kattuman et al. (2003, S. 119) ist die Verteilung
nach dem SV symmetrisch, fair, monoton und additiv. Vor allem die
Eigenschaft der Monotonie garantiert, dass die generierten Entgelte nicht-
negativ sind, und somit kein Spieler einen anderen subventioniert. Auch
nach Stamtsits et al. (2004, S. 402) halt der SV die bereits genannten
Axiome, ebenso wie bei Curien (2003, S. 76-78), der bei seiner
axiomatischen Charakterisierung dem SV neben Anonymitat, Monotonie,
Partizipation und Dezentralisierbarkeit die Eigenschaft der Kausalitat

nachweist, welche den Mittelpunkt dieser Untersuchung bildet.

Auch die Kombination des AV und SV bildet nach Curien (2003, S. 82-84)
ein ,Winning Team®, und seine Analyse bestatigt, dass der AV die
Eigenschaften der Skalierbarkeit, der Konsistenz, der Monotonie und der

Dezentralisierbarkeit erfullt.

Aufgrund dieser Ergebnisse steht mit der ,Aumann-Shapley“-Methode ein
anspruchsvoller Kostenallokationsmechanismus zur Verfigung, der
zumindest in theoretischer Hinsicht besonders im Bezug auf das

Kostenkausalitatsprinzip Uberzeugen kann.

Das Verfahren nach Aumann und Shapley ist unabhéngig von
bestehenden politischen Grenzen und erflllt deshalb die Bedingung des

,oingle System Paradigm®. Des Weiteren ist mit dem ASV, der

durchschnittliche inkrementelle Beitrag eines einzelnen Spielers i
gegeben, den er im Rahmen seiner Koalition leistet. Dadurch werden die
Kosten der gemeinsam genutzten Anlage durch das Verfahren an die
einzelnen Beteiligten verteilt. Im Zuge des kooperativen Spieles geschieht
dies durch den ,Aumann-Shapley“-Mechanismus in einer sowohl

individuell als auch gemeinschaftlich akzeptablen Art und Weise.*®®

'8 Tan/Lie, S. 15.
1% vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 30; Kattuman/Green/Bialek (2003), S. 117.
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Die inkrementelle Einwirkung einer Transaktion auf den Stromfluss eines
HN-Elements nimmt bei der AS-Methode einen positiven oder negativen
Wert an. Dadurch wird im Rahmen des kooperativen Spiels der Tatsache
Rechnung getragen, dass die Spieler durch das Schliel3en von Koalitionen
aufgrund gegenlaufiger Stréme profitieren und die Gesamtkosten senken
konnen. Das Verfahren erfasst sowohl den Nachteil als auch den Nutzen
eines Outputs i im Vergleich zu jedem anderen Output, wenn i einer

Koalition beitritt.*&®

Ferner zeigt sich durch diese Art der Zuweisung der einzelnen Beitrage,
dass sich die Ausgleichszahlungen nicht auf explizite Entgelte begriinden
und somit dem Grundsatz der ,Non-Transaction-Based Charges*

entsprochen wird.

L With-and-without” -Methode (WW)
Den Mittelpunkt der ,With-and-without”-Methode fiir grenziiberschreitende

Stromfllisse bildet der Vergleich zweier Szenarien, wobei zunéchst jenes
Szenario formuliert wird, welches die aktuellen Stromflisse des gesamten
Systems umfasst. Im Anschluss wird fir den anstehenden Vergleich und
somit fur die Feststellung der Einwirkung der grenzuberschreitenden
Stromflisse auf den internen Stromfluss ein fiktives Szenario generiert,
bei dem diese internationalen Transaktionen entfernt werden und somit

eine Situation ohne externen Einfluss erzeugt wird.

Obwohl der WW-Methode zugute kommt, dass alle
grenziberschreitenden Stromflisse bei dem Verfahren bericksichtigt
werden, so kann sich durch das Entfernen derselbigen die schwierige
Situation einstellen, dass der Bereich eines UNB in ein Ungleichgewicht
gerat. Dieses Problem muss bei der Modellierung des Systems

berticksichtigt werden, wobei es jedoch zu einer Verzerrung der

18 vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 41; Stamtsis/Erlich (2004), S. 401; Curien (2003), S. 80;
Tan/Lie, S. 17.
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Stromflisse und der damit verbundenen Ausgleichsanspriiche kommen

kann.8’

Fur die Definition der Stromubertragung an den einzelnen HN-Elementen
und des FlieBmusters des gesamten Systems wird ein ,Load-Flow“-Modell
herangezogen. Basierend auf den fir den UNB spezifischen ,Load-Flow*"-
Daten werden die fur die beiden Szenarien erforderlichen Stromflisse
innerhalb des Verfigungsbereiches einer Entitat berechnet. Da der
eingesetzte Algorithmus diese als Resultat der Erzeugungs- und
Lastenmuster sowie unter Bericksichtigung der physikalischen
Eigenschaften eines Netzes bestimmt, bietet das ,Load-Flow“-Modell eine
den physikalischen Gesetzen folgende, genaue Grundlage fir die WW-
Methode.*®

Mit Hilfe dieser Vorgehensweise wird auf der ersten Stufe zunachst jenes
Referenzszenario determiniert, das die aktuelle Situation eines UNB-
Systems darstellt. Danach wird auf dieselbe Art und Weise ein zweites
Szenario  modelliert, das eine fiktive  Situation  exklusive
grenziuberschreitender Stromflusse darstellt und somit in einer Schatzung
jener Energiestrome der systeminternen Netznutzung resultiert. Die
Netznutzung wird fir beide Szenarien aus der Summe der Produkte der

Leitungslange |, , und der Stromflusse Uber diese Leitungen I, gebildet:

— * * *
Ux_ll,z |1,2+|2,3 I2,3+"'+|n—l,n In—l,n

weh * | wch % | Wch % | Wch
Ux _|1,2 I1,2 +|2,3 |2,3 +"'+In—1,n In—l,n

U, ...die gesamte Netznutzung eines Landes x

U ...die Netznutzung ohne grenziiberschreitende Stromfliisse

eines Landes x

187 vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 37 u. Annex 4.
188 vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 37; Consentec (2006), S. 31 u. 45.
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Die Differenz beider Betrage U —U"“® spiegelt die externe Nutzung des
betroffenen Ubertragungsnetzes wider und wird fur die Berechnung der
Kompensationszahlung herangezogen. Fur die Bestimmung des
Ausgleichs bestehen mehrere Mdglichkeiten. So kann fir dessen
Berechnung die anteilige externe Nutzung am gesamten HN oder an den
einzelnen Elementen herangezogen werden. Als Quotient dient in beiden
Fallen das Verhdaltnis zwischen den externen und den gesamten
Stromfliissen eines UNB-Bereichs. Fiir eine Entitit x ergibt sich eine

Ausgleichszahlung Comp,, die sich mit folgender Formel aus dem Produkt

der Kosten des HN und dem relativen Anteil der externen Nutzung an der

Gesamtnutzung berechnen lasst:

wch
Comp, = Cost(HNX)*&

Die Beitrage, die die einzelnen UNB an dieser Kompensationszahlung zu
tragen haben, werden ihnen aufgrund ihrer Verantwortung fir die
Erzeugung von grenziberschreitenden Stromflissen zugewiesen. Fir die
Bestimmung der Verantwortlichkeiten kann als approximativer Wert zum
Beispiel der Nettoimport bzw. -export (netl/E) eines jeden UNB

herangezogen werden. So ergibt sich fur eine Entitat y ein Anteil an der

Ausgleichszahlung der Entitat x von

net(1/E),
net(1/E), +net(1/E), +...+net(1 /E),, +net(1/E),)

Payment,, = Comp, * (

Das Befolgen dieses Konzepts der ,Net Flows" bringt jedoch das Problem
mit sich, welches auf der Annahme, dass der gegenseitige Einfluss
benachbarte Entitaten identisch sei, beruht, wodurch die geographische
Lage der UNB-Bereiche von der Methode schlichtweg vernachlassigt wird.
Unabhangig von der geographischen N&he der einzelnen Netze wird
einem UNB vorgegeben, jedem anderen UNB in seiner Umgebung

denselben Anteil an der jeweiligen Kompensationszahlung zu leisten.
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Dass dies nicht im Sinne des Kostenkausalitatsprinzips liegen kann, ist

augenscheinlich.'®®

Die WW-Methode basiert auf dem Effekt, den internationale Stromflisse
auf das interne System einer Entitat haben. Die fir den
Szenarienvergleich notwendige Identifikation externer Energiebewegung,
die fir die Modellierung des zweiten Szenarios eine unumgangliche
Bedingung darstellt, verlangt nach einer Bezugnahme auf die politischen
Grenzen und ist deshalb von deren Lage abhangig. Damit entspricht das

Verfahren nicht dem ,Single System Paradigm®.*®

Die WW-Methode ist so konstruiert, dass zunéchst die gesamte externe
Nutzung eines UNB-Bereiches erfasst und dann aufgrund eines
bestimmten Ad-hoc-Kriteriums an die beteiligten Entitdten aufgeteilt wird.
Die Berechnung der Ausgleichsanspriche erfolgt somit unabhangig von
jener der Verantwortungen fur die Finanzierung dergleichen. Die Methode
fordert nicht eine Zuweisung der Verantwortlichkeit fur die Netznutzung
auf individueller Ebene und verfugt bei ihrer Vorgehensweise in diesem

Zusammenhang Uber keine innewohnende Konsistenz.*%*

Ein Grundsatz, der in der Consentec-Studie (2005, S. 36) geaul3ert wird,
besagt:
,BYy principle, only load flow based methods [...] can detect if cross-
border flows (partially) relieve lines or transformers [...], which is the
prerequisite for taking such relief into account as benefits contributing to

a reduction of compensation payments.”

Demzufolge eroffnet auch das WW-Verfahren die Maoglichkeit, jene
internationalen Stromflisse zu identifizieren, die einen positiven Nutzen
fur den betroffenen UNB mit sich bringen. Diese Nutzen stiftende

Einwirkung einer internationalen Transaktion auf das Netz einer Entitat

189 vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 37, 38, 41 u. Annex 4; Consentec (2006), S. 24, 25 u. 81.
1% vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 37 u. 41.
¥ vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 37 u. 41.
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kann jedoch beeinflusst werden, wenn im zweiten Szenario das Entfernen
der grenziiberschreitenden Stromfliisse eine Adjustierung des Systems
aufgrund eines dadurch erzeugten Ungleichgewichts nétig macht.**? In
Folge dessen auftretende Verzerrungen liegen nicht im Interesse einer

verursachungsgerechten Verteilung.

Im Gegensatz zu den bereits besprochenen Verfahren (AP, MP und AS),
deren spezieller Algorithmus es ermdglicht, dass der Austausch zwischen
.Perimeter-Landern und ,Edge“-Landern als normale Ein- bzw.
Ausspeisung behandelt werden kann und somit ein fixes Entgelt als
Ausgleichszahlung nicht bendtigt wird, verfugt die WW-Methode nicht tber
diese Vorzuge. Vielmehr verlangt sie nach einer speziellen Behandlung
jener Stromfliisse, die von aul3enstehenden Landern verursacht werden
und Auswirkungen auf die Systeme der (z.B. am EWR) beteiligten
Entitaten haben.'®® Hier besteht Bedarf fiir den Einsatz expliziter Entgelte,
und damit wird zumindest im Bezug auf ,Perimeter‘-Lander dem
Grundsatz der ,Non-Transaction-Based Charges* unter der WW Methode

nicht entsprochen.

With-and-without’-Methode fiir Transits (WWT)

Durch die alleinige Beriicksichtigung der Transitstréme und nicht aller

grenziberschreitenden Energiestrome besteht bei der WWT-Methode die
nicht unproblematische Forderung nach einer Definition von Transits. Dies
geschieht bei dem WWT-Verfahren wie bei vielen anderen Methoden
unter Zuhilfenahme einer heuristischen Schéatzung von Transitstromen
aufgrund der Import- und Exportbewegungen an elektrischer Energie.
Diese Vorgehensweise ist auch als Standarddefinition von Transits
bekannt und setzt diese als Minimum der Import- und Exportstrome

fest.19

192 \/gl. FRS/RSCAS (2005), S. 41; Consentec (2006), S. 24 u. 51.
198 \v/gl. Consentec (2006), S. 76.
1% vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 37.
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Mit dieser willkirlichen Regel zum Auffinden von Transitstromen ergeben
sich neben dem von der WW-Methode bekannten Problem der
Gleichsetzung des Einflusses wechselseitiger Stromfliisse benachbarter
Entitditen weitere Schwierigkeiten aufgrund dieses Vorgehens bei der
Festlegung und Allokation der transitierenden Energiestrome. So werden
im zweiten Szenario die Stromflisse an manchen Interkonnektoren auf
Null gesetzt, womit impliziert wird, dass diese Verbindungsleitungen
ausschlief3lich von Transits genutzt werden, was zumeist nicht der realen
Situation unter diesen Umstanden entsprechen wirde. Weiters werden
Landern, die zu einem bestimmten Zeitpunkt Uber alle Interkonnektoren
exportieren bzw. importieren, keine Transitstrome zugeschrieben und
somit auch keine Kompensationszahlung, obwohl sie zu einem anderen
Zeitpunkt vielleicht nicht nur grenziberschreitende Strome generieren,
sondern auch Transits beherbergen.'®® Die vorgetragene Problematik
lasst die WWT-Methode beziglich des Kostenkausalitatsprinzips in

keinem guten Licht erscheinen.

Die WWT-Methode ist ebenfalls, wie das WW-Verfahren, nicht
unabhangig von politischen Grenzen. Dem kommt die Verwendung der
Standarddefinition fir die Identifikation der Transitstrome noch
erschwerend hinzu, da daraus ungerechtfertigte Ausgleichszahlungen

resultieren kénnen. %

Hinsichtlich der weiteren Punkte teilt der WWT-Mechanismus die Starken
und Schwachen der WW-Methode. So kdnnen mit ihr ebenfalls Nutzen
stiftende Stromflisse identifiziert werden, jedoch kdnnen sich hier
aufgrund der spezifischen Definition von Transits Verzerrungen

ergeben.*®’

1% v/gl. Consentec (2006), S. 32 u. 40.
1% giehe hierzu das Beispiel in Annex 1 FRS/RSCAS (2005).
97 vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 41.
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ETSO-(CBT-)Mechanismus 2005
Mit dem CBT-Mechanismus stellt sich jenes Allokationsverfahren dar,

welches zum jetzigen Zeitpunkt unter den ETSO-Mitgliedslandern (und
auch einigen auf3enstehenden, benachbarten L&andern) basierend auf
einer freiwilligen Ubereinkunft die Grundlage fiir die Evaluierung und
Verteilung von Ausgleichszahlungen bildet. Diese Methode der
Kostenallokation kann als vereinfachte Version des WWT-Verfahrens
betrachtet werden und bezieht sich folglich ebenfalls lediglich auf
Transitstrome, deren Festlegung, auf heuristische Schatzungen ful3end,

auf Export- und Importstrémen beruht.**®

Ebenso wie bei der WWT-Methode verwendet der ETSO-Mechanismus
die Standarddefinition fur Transits, um diese zu determinieren, welche in
den Vorlagen des ETSO-ITC-Modells wie folgt lautet:
.rransit is defined as the hourly minimum of export and import for an
ITC party, where export and import are the sums of physical flows
(measured values) on all exporting lines and all importing lines

respectively. The values are accumulated and reported each month.”*%°

Aus dieser Definition lasst sich schlieBen, dass die wechselseitigen
Einwirkungen benachbarter L&ander identisch sind und somit der
Bestimmung der Transitstrome (wie bei WWT) eine sehr vereinfachte
Annahme zugrunde liegt, die keine Rucksicht auf die geographischen bzw.
physikalischen Gegebenheiten nimmit.

Wahrend sich viele der bereits besprochenen Methoden bei der
Bestimmung der physikalischen Stromflisse auf ,Load-Flow“-Modelle
stutzen, orientiert sich der CBT-Mechanismus nach ETSO dabei an jenen
Energiestromen, die in einer vorbestimmten jahrlichen Periode an den
Interkonnektoren gemessen wurden. Die Verwendung von Ex-post-Daten
bietet den Vorteil, dass ihre Eruierung wesentlich unkomplizierter als jene
Festlegung der fir ein ,Load-Flow"-Modell notwendigen Ex-ante-Daten ist.

198 \vgl. FRS/RSCAS (2005), S. 38; Consentec (2006), S. 32.
199 ETSO (2005a), S. 1.
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Die ETSO-Methode kann also in jenen Systembereichen, die von ihr in
das Allokationsverfahren miteinbezogen werden, mit einer hGheren Anzahl
an reprasentativen Szenarien arbeiten, die noch dazu genau sind,
wahrend ein ,Load-Flow“-Modell aufgrund der héheren Komplexitat mit
einer bedeutend geringeren Anzahl an ,Snapshots” arbeitet. Der
entscheidende Nachteil, den die ETSO-Methode jedoch mit sich bringt,
besteht eben in der Tatsache, dass das Verfahren nur die Bereiche an
den Interkonnektoren abdeckt und jene Informationen, die die interne
Situation eines Systems betreffen (Topologie, Ursprung der
Stromflisse,...), vollkommen aul3er Acht lasst. Aufgrund dessen werden
bei der Berechnung der Ausgleichszahlungen die internen FlieBmuster der
einzelnen UNB nicht berticksichtigt, wodurch der Fall eintreten kann, dass
gleichen Kompensationszahlungen, die sich durch den ETSO-
Mechanismus aus ahnlichen Ausgangsituationen herleiten, vollstandig
unterschiedliche Verwendungsmuster zugrunde liegen. Das Fliemuster
wird letztlich durch die Simulation eines Transits bestimmt, der eine
zusatzliche Leistung von 100 MW zwischen jeweils zwei der vorhandenen
Interkonnektoren mit sich bringt, wobei jedes Element als Teil des HN
determiniert wird, dessen Stromfluss sich durch diesen Elementartransit

um mehr als 1 MW andert.?%

In der Art und Weise, mit welcher der CBT-Mechanismus versucht, die
reale Netzwerksituation darzustellen, kann kein klarer Vorteil erkannt
werden, und die Kriterien der Netznutzung und der
verursachungsgerechten Verteilung werden nur &aufRerst unzureichend

bzw. gar nicht erfullt.

Die Bestimmung der Ausgleichsgrof3en und der Verantwortungen an der
Entstehung von Transits erfolgt bei der ETSO-Methode getrennt
voneinander, was wiederum der Konsistenz des Verfahrens nicht dienlich

ist.

29 ygl. Consentec (2006), S. 42 u. 43; FRS/RSCAS (2005), S. 38 u. 41.
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Bei der Allokation der Kosten erfasst die ETSO-Methode den durch
internationale Transaktionen bedingten Anteil des Gesamtstromflusses als
aggregierte GrolRe. Um die Hohe des dadurch gerechtfertigten
Ausgleichsanspruchs festzulegen, bedient sich das Verfahren einer
Kennzahl, die sich aus den Transit- und Gesamtstromen bildet. Die
Kompensationszahlung lasst sich durch die Multiplikation der Kosten des

horizontalen Netzes mit diesem so genannten ,Transit Key* ermitteln:

> Tep(k,m)

KEYep(k,M )= mehd

> Tep(k,m)+ > L(k,m)
meM meM
k...Land

M ...erster Monat des Jahres 2006 (bei ETSO 2005)
Tep(k,m)...Transit in GWh

L(k,m)...Last in GWh

Mit Hilfe des ,Transit Key“ erfolgt eine proportionale Aufteilung der Kosten
des HN zwischen lokalen und Transitstromen.?* Die Bestimmung der
Verantwortlichkeiten an den aggregierten externen Stromflissen erfolgt

daraufhin unabhangig von dieser Berechnung.

Um die Verantwortung eines UNB an Transitstromen festlegen zu kénnen,
wendet der ETSO-Mechanismus das Konzept der Nettostrome (,Net
Flows") an. Dabei ist der stindliche ,Net Flow* als absoluter Wert der
Differenz  zwischen Import und Export definiert.?%2 Die fir die
Berechnungen notwendigen stundlich gemessenen Werte Ubermitteln die
Beteiligten flr eine vorbestimmte Zeitperiode, Ublicherweise vom 1. Juli
des Jahres (n-2) bis zum 30. Juni des Jahres (n-1). Weiters missen die
Lander, die sowohl Grenzen mit anderen beteiligten ITC-Landern als auch
mit ,Perimeter Countries” haben (,Edge Countries®), jenen Beitrag aus

%1 ygl. FRS/RSCAS (2005), S. 11 u. 38; Consentec (2006), S. 31 u. 35.
292 yigl. FRS/RSCAS (2005), S. 38.
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ihren ,Net-Flow“-Berechnungen ausschliel3en, der von den ,Perimeter
Countries* in Im- oder Exportrichtung an den Transitstromen besteht.?*®

Die Verteilung der einzelnen UNB an dem Gesamttransit erfolgt ebenfalls
proportional, je nach Nettoimport oder -export. Hier wird ebenso wie fir
die Allokation des Kompensationsanspruchs die Kritik erhoben, dass die
Verteilung der Verantwortung geographische und ,elektrische* Néahe der

Netze nicht beriicksichtigt.?*

Uberprift man nun den CBT-Mechanismus nach ETSO hinsichtlich des
Kostenkausalitatsprinzips, so lassen sich keine Hinweise finden, dass die
Verteilungsmechanismen dem Anspruch einer verursachungsgerechten
Allokation gerecht werden. Dieses Problem wurzelt in der relativen
Vielzahl an Vereinfachungen und Annahmen, die der Methodik des ETSO-
Verfahrens anhaften. Diese Form der Kritik findet sich auch in der
Consentec-Studie (2005, S. 31), die von der Europaischen Kommission in
Auftrag gegeben wurde, in folgendem Wortlaut wieder:
»The current mechanism (ETS0O2005) is a very rough approximation of
how injection and offtakes influence power flows on line and
transformers in external grids. For both the determination of
compensation and the allocation of the responsibilities for external grid
use it underlies many assumptions that highly aggregate single aspects

and often not properly reflecting the laws of physics.”

Der CBT-Mechanismus arbeitet mit jenen Stromflissen, die an den
Verbindungsleitungen zwischen zwei Entitdten gemessen werden. Die
dadurch bestehende Abhéangigkeit von der Lage der politischen Grenzen
wird durch die Verwendung der Standarddefinition fur die Determinierung
der Transitstrome zuséatzlich verstarkt, womit das Verfahren das ,Single

System Paradigm* nicht erfullen kann.

Den vorangegangenen Methoden der WW- und WWT-Verfahren gleich,

berechnet der ETSO-Mechanismus zunéchst die Gesamtnutzung durch

203 ETSO (2005a), 2.1 u. Appendix 3.
%4 FRS/RSCAS (2005), S. 11 u. 38.
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externe Stromflisse, in diesem Fall unter Verwendung der aggregierten
Transitstrome, um sie im weiteren Verlauf aufgrund der separat ermittelten
Verantwortung der einzelnen UNB proportional zu verteilen. Der
individuellen Nutzung des HN durch die Marktakteure wird in Folge
dessen keine Rechnung getragen, wodurch es bei der Allokation der

Kosten zu Verzerrungen kommen kann.

Da der ETSO-Mechanismus nicht auf einem ,Load-Flow“-Modell basiert,
kdnnen etwaige Strome, die das Netz entlasten und somit einen Nutzen
generieren, von der Methode nicht identifiziert werden. Dadurch gehen die
betroffen Transitstrome undifferenziert in die Berechnung ein, gleich ob sie

Kosten verursachen oder Nutzen stiften.?®

Ein weiterer Kritikpunkt, der sich an die bereits genannten anreiht, findet
sich in dem Unvermdgen wieder, den Austausch zwischen ,Perimeter-
Landern und ,Edge“-Landern als normale Transaktion zu behandeln. Da
die Nutzung des Netzes durch Drittlander mit dem CBT-Mechanismus
nicht feststellbar ist, wird der Einsatz von expliziten Entgelten (1€/MWh,
2005) beim Ausgleich mit ,Perimeter Countries” zu einer Notwendigkeit.
Aufgrund dieser Eigenschaft wird das Prinzip der ,Non-Transaction-Based

Charges“ nur zum Teil erfillt. >

Konklusion

Aus der Analyse der sieben verschiedenen Allokationsmechanismen lasst
sich eine Rangordnung erstellen, die auf der simplen Grundlage beruht,
dass eine Methode fiir jede Kategorie einen Punkt erhalt, sofern sie in
dieser das Prinzip der Kostenkausalitdt erfillt. Bei einer strengen
Beurteilung nach diesem Kriterium wirde sich aufgrund der Untersuchung

folgendes Bild abzeichnen:

25 yigl. Consentec (2006), S. 36; FRS/RSCAS (2005), S. 41.
2% ygl. Consentec (2006), S. 54; ETSO (2005a), Appendix 3.
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AP APT MP AS WW | WWT [ ETSO
Typus von int.
yp 1 0 1 1 1 0 0
Stromflissen
Grundlagen fiur die
0 0 0 1 0 0 0
Festlegung
Single System
J y 1 0 1 1 0 0 0
Paradigm
Zuordnung der
1 1 1 1 0 0 0
Verantwortung
Berlcksichtigung von
0 0 1 1 1 1 0
Nutzen
Non-Transaction-Based
1 1 1 1 0 0 0
Charges

Unter der Annahme, dass jeder Kategorie die gleiche Bedeutung
beigemessen wird, dass also keine Skalierung existiert, die den einzelnen
Punkten aufgrund ihrer Prioritdtsordnung gewichtet, wirde sich aufgrund
dieser Daten folgende Rangordnung ableiten lassen:

Aumann-Shapley-Methode (6)
Marginal-Participation-Methode (5)
Average-Participation-Methode (4)

e

Average-Participation-Methode fir Transits (2)
With-and-without Methode (2)

5. With-and-without Methode fir Transits (1)

6. ETSO Mechanismus 2005 (0)

So zeigt sich, dass der ,Aumann-Shapley“-Methode zumindest aus
theoretischer Sicht bei der Wahl eines ITC-Mechanismus der Vorzug
einzurdumen werden sollte. Sie erfullt in allen Kategorien das Prinzip der
Kostenkausalitat und ist somit auch das einzige Verfahren, dessen
Allokationsregeln und Annahmen sich mit den Grundsatzen einer

verursachungsgerechten Verteilung verbinden lassen. Aufgrund dieses
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Ergebnisses lasst sich erneut bestéatigen, was bereits Curien (2003, S. 76)
in seinen Uberlegungen anfiihrt:
.-..are there many ‘good’ methods doing as well as the Shapley value,
or does the latter hold some kind of a unique position that would make it
method of reference for allocating costs, a reference that could hardly
be reached in practice, but that should be aimed at? [...] the answer is
definitely yes!"?°’

Wie bereits aus dem Zitat ersichtlich, stellt sich bei der besagten Methode
das Problem bei der Umsetzung von der Theorie in die Praxis ein, was
jedoch nicht Teil der vorangegangenen Untersuchung war. Trotzdem
konstituiert die ,Aumann-Shapley“-Methode jene Referenzmethode, die
wichtige Richtwerte liefert, welche von dem zum Einsatz kommenden ITC-
Mechanismus auf jeden Fall beriicksichtigt werden sollten. Um es noch
einmal mit dem Zitat von Tan et al. (2002, S. 15) auszudrtcken:

»The game-theoretic Shapley Value is a promising alternative solution

to produce a unique allocation that virtually all researchers consider fair

and equitable. “

Einem besonders schlechten Zeugnis muss sich die momentan im EWR
praktizierte ETSO-Methode stellen. Diese liefert ein inkonsistentes
Regelwerk, das in keinem der beurteilten Kategorien den Grundsatz der
Kostenkausalitat erfillen konnte. Dieses Resultat ist koharent mit jenem
Ergebnis der qualitativen Evaluierung durch Consentec (2006, S. 50), die
der ETSO-Methode folgende Beurteilung attestiert:
L,ETSO2005 is clearly the simplest method, but also the one with the
least accuracy. Its only advantage with respect to accuracy is the
utilisation of hourly metered data; however, we believe that it is
outweighed by other aspects of accuracy in which ETSO2005 is weaker

than all other methods considered.”

07 Curien beweist im weiteren Verlauf seiner Arbeit, dass sich diese Aussage auch fiir

den ,Aumann-Shapley“-Wert treffen lasst.
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Generell lasst sich bei den Allokationsverfahren feststellen, dass mit
steigender Qualitdt auch die Komplexitat der Methode steigt. Wie bereits
im oberen Zitat erwahnt, stellt der CBT-Mechanismus nach ETSO die
einfachste Methode dar, liefert aber jedoch gleichzeitig das schlechteste
Ergebnis beziglich einer verursachungsgerechten Allokation der Kosten.
Im Gegensatz dazu reussiert die ,Aumann-Shapley“-Methode in jeder der
genannten Kategorien, ist in der Praxis aufgrund ihrer hohen Komplexitat
jedoch kaum umsetzbar.

Eine weitere Aussage, die aufgrund des Resultats der Untersuchung
getroffen werden kann, ist die Tatsache, dass jene Methoden, die sich auf
alle grenziberschreitenden Stromflisse beziehen, einen hodheren Rang
einnehmen, als jene, die lediglich Transits fir die Feststellung des
Ausgleichs verwenden (mit Ausnahme des WW-Verfahrens, welches sich

auf der gleichen Ebene wie die APT-Methode befindet).

Auch wird jenen Verteilungsverfahren eine gerechtere Allokation
bescheinigt, die die Verantwortung fir die Nutzung des
Ubertragungsnetzes auf einer individuellen Ebene zuweisen und nicht die
Gesamtverantwortung der externen Stromflisse an der Netznutzung
bestimmen, um diese im weiteren Verlauf auf die einzelnen Akteure

aufzuteilen.
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Abstract

Die Regulierung des grenziuberschreitenden Stromhandels ist zu einem
kritischen SchlUsselaspekt fur die erfolgreiche Liberalisierung des
europaischen Elektrizitatsmarktes geworden. Diese Arbeit liefert einen
Uberblick Uber die bestehende Situation und deckt gleichzeitig
Problemfelder in einem Abgleich von Theorie und Praxis auf. Den
Kernpunkt bilden dabei jene Regulierungsmechanismen, die in der
Verordnung (EG) Nr. 1228/2003 des Europaischen Parlaments und des
Rates verankert wurden. Diese umfassen die Kompensation von
Externalitaten, die durch grenziberschreitende Stromflisse verursacht
werden, sowie die Harmonisierung des Engpassmanagements an den
Interkonnektoren und der landerspezifischen Tarifstrukturen. Nach einer
kurzen Einfuhrung in die Grundlagen des Stromhandels und in den
bestehenden rechtlichen Rahmen beinhaltet der Hauptteil der Arbeit die
Untersuchung der Regulierungsmechanismen bezglich ihrer Wirkung und
die Erorterung der Ergebnisse in einem 0Okonomischen bzw.
wirtschaftspolitischen Kontext. AbschlieRend bietet der Anhang eine
qualitative  Analyse  ausgewahlter  ITC-Kostenallokationsverfahren
hinsichtlich des Kriteriums einer ursachengerechten Verteilung von

Ausgleichszahlungen.
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